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RESUMEN RESUMEN Durante el desarrollo de este documento se exponen los conceptos que conforman la base de la producción de crudos pesados para los ingenieros de la industria petrolera. Los lectores obtendrán como resultado final una idea clara de lo que se debe y puede alcanzar en la producción, tratamiento, mejoramiento y transporte de crudos pesados, así como los cálculos y aplicaciones prácticas que con estos conceptos se pueden desarrollar. Esto permitirá a los lectores alcanzar una mejor capacitación y preparación para las actividades de producción en su área de trabajo. Todos los procesos que ocurren desde el yacimiento hasta las instalaciones de superficie, son muy importantes en la industria petrolera, ya que una vez que el petróleo se encuentra en las estaciones recolectoras y en los patios de tanques, comienza su verdadera manufactura o adecuación para tenerlo en especificación y transportarlo a las terminales de embarques y/o refinerías donde finalmente serán exportados o procesados. Una vez que el crudo se encuentre en especificación, se procederá a su transporte vía oleoducto o buque, dependiendo de la disponibilidad del medio del cual se disponga. Las terminales de embarques de petróleo, disponen de un número considerable de tanques de almacenamiento para depósito con el objeto de asegurar el abastecimiento confiable de crudo a las grandes compañías extranjeras y nacionales, así mismo para almacenar las bases de otros componentes de productos terminados para manufacturar mezclas y para disponer de una reserva de abastecimiento suficiente con el fin de hacer frente a requerimientos y cargamentos de crudo. Esta metodología de aseguramiento de flujo abarca una amplia gama de disciplinas, en cuya finalidad se encuentra: proporcionar al lector las herramientas necesarias para la correcta operación en los procesos de producción, almacenamiento, manejo y tratamiento de crudo desde el yacimiento hasta las terminales de embarque; así como también mencionar algunos de los problemas operacionales como son: la producción de agua y arena, como afectan el flujo continuo del crudo pesado y los riesgos ambientales que se pueden suscitar por un mal manejo de los mismos, esta tesis ha sido dividida en diez capítulos que abarcan los aspectos más importantes para la producción de crudos pesados, los cuales se describen brevemente a continuación: Capítulo I: “Características y propiedades de los crudos pesados” está enfocado a determinar las características de los fluidos y de la roca para yacimientos de crudo pesado; así como también se enfoca en los conceptos esenciales del flujo de fluidos a través del medio poroso, la caracterización de los crudos pesados así como la forma de producción de los mismos. Capítulo II: “Desplazamiento de fluidos en el yacimiento” uno de los principales retos que impone la producción de crudos pesados es la alta viscosidad que estos presentan, en este capítulo se detalla la forma en cómo la viscosidad afecta la producción de estos crudos, se describen algunos métodos de recuperación y se propone un criterio de selección para elegir de acuerdo a ciertos parámetros el mejor método de recuperación.
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RESUMEN Capítulo III: “Sistemas artificiales de producción para crudos pesados” en este capítulo se desarrollan, amplían y refuerzan los conocimientos y conceptos que constituyen los fundamentos para conocer y comprender los sistemas artificiales de producción, efectuar los cálculos que permiten el pronóstico del comportamiento de producción de los pozos bajo diferentes esquemas de sistemas artificiales de producción; así mismo se propone un criterio de selección del mejor sistema artificial de producción de acuerdo con algunos elementos que en este capítulo son discutidos. Capítulo IV: “Tratamiento del agua producida” en éste se hace énfasis en la problemática que presenta la excesiva producción de agua, de igual forma se presentan algunos métodos para su tratamiento y eliminación, considerando en todo momento el impacto ambiental que esta agua puede ocasionar sino se le maneja adecuadamente, además de mencionar los aspectos legales severos que un mal manejo de la misma puede ocasionar. Capítulo V: “Manejo de la producción de arena” en este capítulo se describe la problemática que representa la producción de arena, los efectos y consecuencias del comportamiento de las arenas durante el proceso de producción de crudo pesado bajo diferentes tipos de flujo, de igual forma se describen y proponen algunos métodos para el control de la misma. Los capítulos: VI “Tratamiento de los crudos pesados en terminales recolectoras”, VII “Tratamiento de los crudos pesados en patios de tanques”, VIII “Manejo de los crudos pesados en terminales de embarque” describen la forma de aplicar y efectuar un seguimiento efectivo y seguro de los diferentes procesos de tratamiento, separación y manejo de la producción de crudo pesado. Evalúan la aplicación de los procesos existentes y sugieren las mejoras que se puedan efectuar a los mismos. Controlar los procesos con el objeto de incrementar la eficiencia de la separación, manejo y transporte del crudo pesado. Capítulo IX: “Manejo seguro de crudos pesados” para el manejo seguro de una red de transporte de crudo como son los oleoductos, es necesario contar con un sistema de transmisión de datos que permita controlar, monitorear y supervisar desde un centro de control las variables críticas del proceso, tales como presión, temperatura, gasto, alarmas, este capítulo se encamina a mostrar algunas de las operaciones con las cuales se puede efectuar un manejo seguro del crudo pesado así como también algunas medidas de seguridad para las personas que realicen esta tarea. Finalmente el Capítulo X: “Mejoramiento de crudo” se avoca a mencionar algunos procesos con los cuales se puede mejorar el crudo para que este pueda ser desplazado con mayor facilidad a través de los oleoductos, también se mencionan algunos procesos con los cuales se puede obtener crudos de mejor calidad, es decir de mejor densidad API.



XIX



INTRODUCCIÓN INTRODUCCIÓN La producción de hidrocarburos es el proceso de extraer de manera ordenada y planificada el crudo que la naturaleza ha acumulado en yacimientos subterráneos y superficiales. Incluye la protección de que el pozo sea obstruido por arena y esquistos, la protección ambiental de la superficie y acuíferos cercanos al pozo, mantenimiento de presiones y flujos de producción a niveles seguros, la separación de gases, el bombeo en casos en que el petróleo no fluya de manera natural, el mantenimiento del yacimiento y múltiples técnicas de recuperación secundaria y mejorada. El transporte de hidrocarburos normalmente se hace mediante tuberías (oleoductos, gasoductos y/o poliductos), mediante buques tanques especialmente diseñados para esta labor, camiones cisterna que también tienen características especiales, y en el caso del gas líquido o comprimido, en tanques especiales. Lo anterior son simples conceptos únicamente de la producción y transporte, el objetivo es que el lector a través de este documento esté en la capacidad de desarrollar, ampliar y reafirmar los conceptos que constituyen los fundamentos para conocer y comprender el desarrollo de los procesos, no solamente de producción y transporte, sino también de tratamiento, almacenamiento y mejoramiento de los crudos pesados en la Industria Petrolera. Esta tesis está dirigida al personal profesional y técnico que trabaje en el área de producción de yacimientos y en especial a los que efectúan el cálculo, control y seguimiento de los procesos de producción, manejo y transporte de crudos pesados dentro de la industria petrolera. La necesidad y utilidad de la presente tesis para los ingenieros de producción está directamente relacionada a aplicar los conceptos y conocimientos adquiridos en las actividades inherentes a la extracción, producción, tratamiento y transporte de crudos pesados y su aplicación es directamente proporcional a su rendimiento y a los beneficios de la empresa proveniente de su trabajo, influyendo esto en su desarrollo técnico dentro de la industria petrolera. Se recomienda a los lectores que tengan una base sólida de flujos de fluidos o que hayan asistido a un curso relativo a los conceptos básicos de flujo de fluidos en el medio poroso. Estos conocimientos son fundamentales para el mejor entendimiento de todos los mecanismos y procesos que se describen en cada una de las páginas de esta tesis. El objetivo de esta tesis es desarrollar, ampliar y reforzar los conocimientos y conceptos que constituyen los fundamentos para conocer y comprender los procesos de desarrollo, producción y de producción artificial, así como también almacenamiento, tratamiento y mejoramiento del crudo en la industria petrolera.
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INTRODUCCIÓN Este documento tiene como fuente principal, entre otros, documentación, publicación y estudios del área realizados por expertos en cada uno de los tópicos que se desarrollan. La idea es que al finalizar de leer este documento, los lectores podrán disponer de un amplio conocimiento de los aspectos de producción: potencial y niveles de producción, instalaciones de producción, manejo de los fluidos, almacenamiento, tratamiento, mejoramiento y transporte de crudos pesados que les permita el cálculo, diseño, control y seguimiento de los procesos de producción por diversos sistemas artificiales de producción, tratamiento en el campo y transporte a las refinerías o punto de embarque de este petróleo. Con los conceptos desarrollados en este documento se podrán efectuar los cálculos para el pronóstico y desarrollo de los métodos de producción y predecir inclusive el comportamiento de los pozos horizontales utilizados en la producción de crudos pesados. De igual forma el presente documento muestra información de suma importancia como lo es: la clasificación, distribución en el mundo y producción de los crudos pesados; revisión de las diferentes propiedades de los crudos pesados, tanto para la roca como para los fluidos que se encuentran en el yacimiento. Se revisa el flujo de los fluidos en el yacimiento para este tipo de petróleo, los diferentes procesos de producción y recuperación. Se continúa con los métodos o sistemas artificiales de producción, para culminar con los diferentes tipos de tratamiento, mejoramiento y tecnologías de industrialización del crudo y el transporte del mismo hasta los puntos de refinación o embarque. Los lectores, profesionales y técnicos al final de leer este documento podrán tener una idea completa de los posibles efectos de sus operaciones en el subsuelo sobre la cara de producción de los pozos y por ende sus consecuencias en la producción en la superficie. Con ellos podrán entender mejor las actividades en las instalaciones de superficie y como pueden afectar la producción de los pozos.
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CARACTERÍSTICAS Y PROPIEDADES DE LOS CRUDOS PESADOS
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I.I ANTECEDENTES A nivel mundial, las reservas de crudos pesados corresponden aproximadamente al equivalente del triple de las reservas combinadas de aceite y gas convencionales (Oilfield review, 2006. 18, 2); sin embargo, su producción es limitada por los altos costos y la falta de infraestructura adecuada. El petróleo pesado se produce típicamente en yacimientos que tienden a ser someros localizados en formaciones geológicamente jóvenes: pleistoceno y mioceno, en el caso de México, el crudo pesado se produce en la formación del cretácico. Estos yacimientos poseen sellos menos efectivos, exponiéndolos a condiciones que conducen a la formación del petróleo pesado. Originalmente, cuando la roca generadora produce petróleo crudo, este no es pesado. Los expertos (Curtis, C., 2002) generalmente coinciden en que casi todos los petróleos crudos inicialmente tienen densidades entre 30 y 40 grados API. El petróleo se vuelve pesado debido a la degradación ocurrida durante la migración y luego del entrampamiento. La degradación es resultado de un conjunto de procesos biológicos, químicos y físicos. La biodegradación es la causa principal de la formación del petróleo pesado (Curtis, C., 2002). Los hidrocarburos pesados provienen de la degradación de hidrocarburos ligeros (30 - 40 [°API]). A lo largo de la escala de tiempo geológico, los microorganismos degradan los hidrocarburos livianos e intermedios, produciendo metano e hidrocarburos pesados. La biodegradación produce la oxidación del petróleo, reduciendo la relación gas/petróleo (GOR) e incrementando la densidad, la acidez, la viscosidad y el contenido de azufre y de otros metales. A través de la biodegradación, los petróleos pierden además una importante fracción de su masa original. La degradación microbiana de los hidrocarburos en los yacimientos de petróleo, se puede presentar a temperaturas inferiores a 80 [°C]; por lo que el proceso es limitado a los yacimientos someros, situados a una profundidad de aproximadamente 4 [Km]. Las bacterias presentes en el agua proveniente de la superficie metabolizan a los hidrocarburos, de manera que dejan a los componentes de mayor peso molecular que no pueden degradar. En cuanto a los procesos fisicoquímicos de degradación, las aguas de formación remueven hidrocarburos por solución, eliminando los hidrocarburos de menor peso molecular, los cuales son más solubles en agua. Finalmente, en condiciones del yacimiento donde se tienen sellos de pobre calidad, el petróleo pierde a las moléculas más ligeras por volatilización. Debido a su naturaleza somera, la mayoría de las acumulaciones de petróleo pesado se descubrieron tan pronto se establecieron las poblaciones en sus proximidades. La recolección de crudo de chapopoteras y la excavación a mano constituyeron los
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procedimientos más primitivos de recuperación, seguidos por la perforación de túneles y la minería. A principios de la década de 1900, estos procedimientos dieron lugar al desarrollo de técnicas empleadas actualmente para producir petróleo pesado. Para la producción del crudo se tienen varias opciones, teniendo como primera opción los métodos de recuperación primaria, etapa denominada de producción en frío y a temperatura de yacimiento. Los factores de recuperación (F.R.) para la producción en frío varían de 1 a 10 [%]. Dependiendo de las propiedades del petróleo, la producción en frío puede requerir la implementación de algún tipo de levantamiento artificial; como puede ser la inyección de un aceite liviano, o solvente para disminuir la viscosidad del aceite. Una vez que la producción en frío ha alcanzado su máximo rendimiento, la siguiente opción es la implementación de métodos de recuperación secundaria o mejorada. Estos métodos de recuperación presentan varias opciones; entre las que se encuentran, la inyección cíclica de vapor (F.R. de 20 a 40 [%]); en la figura 1.1 se muestra el costo y el factor de recuperación de los principales métodos de recuperación, los cuales serán discutidos en el capítulo II.



Figura 1.1 Costo y porcentaje de recuperación de los principales métodos de recuperación de crudo, (Polymer flooding, SPE 2007).
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Para realizar la adecuada explotación y producción de los campos petroleros mediante la implementación de diversas opciones de recuperación, se requiere contar con la caracterización de los yacimientos y los fluidos contenidos en éstos. En este capítulo se muestran las propiedades del crudo pesado, así como las características de la roca que los contiene, denotando de igual forma los principales problemas que los crudos pesados presentan para su producción. I.II CARACTERÍSTICAS DE LOS YACIMIENTOS DE CRUDO PESADO El aceite pesado se encuentra por lo regular en yacimientos que deben ser explotados in situ (debido a la profundidad a la que estos yacimientos se encuentran) y que normalmente son localizados a profundidades entre 300 y 1200 [m]. Generalmente contienen cantidades mayores de azufre, metales y asfaltos que el promedio; además de grandes cantidades de metales como el vanadio. Los aceites pesados se encuentran en areniscas, dolomitas, conglomerados, carbonatos de 3 calcio, etc. Las saturaciones generalmente son altas, tal vez mayores que 0.123  m 3  . Casi



m 



la mitad de los yacimientos de aceites pesados poseen profundidades menores a los 914.4 [m]. Los espesores de las formaciones son mayores a los 15.24 [m]. Las extensiones areales son altamente variables con un valor desde unos cuantos metros cuadrados hasta miles de metros cuadrados. Los yacimientos de hidrocarburos pesados tienden a ser arenas no consolidadas lo cual nos crea algunos retos. El primero es lograr la obtención de valores aproximados de las propiedades de la roca, principalmente de la porosidad, cuando los núcleos están dañados. El segundo es que la arena es producida junto con el hidrocarburo con el fin de mantener los niveles económicos de producción. La formación de zonas con alta permeabilidad creadas por la producción de arena puede aumentar en gran medida la producción de los pozos, ya que la producción de arena cambia la porosidad, la permeabilidad y la estabilidad de la formación. Otro fenómeno interesante es la formación de espuma de hidrocarburo, donde la espuma se mezcla con la fase líquida esto también aumenta la producción del pozo. De los 6 a 9 trillones de barriles (0.9 a 1.4 trillones de [m3]) de petróleo pesado, petróleo extrapesado y bitumen que existen en el mundo (La importancia del petróleo pesado, oilfield review 2006, 18, 2), las acumulaciones más grandes están presentes en ambientes geológicos similares. Se trata de depósitos someros súper gigantes, entrampados en los flancos de las cuencas de antepaís, tal como se ilustra en la figura 1.2.
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Figura 1.2 Ejemplo de un ambiente geológico, (Oilfield review, 2006. 18, 2).



En la figura 1.2 se muestra un ambiente geológico de uno de los depósitos de petróleo pesado más grandes del mundo, correspondiente a la cuenca sedimentaria ubicada en la Oeste de Canadá., donde las acumulaciones combinadas de petróleo extrapesado, corresponden a un total de 1.7 trillones de [brrl] (270,000 millones de [m3]) (oilfield review, 2006, 18, 2). Se puede apreciar que durante los episodios de orogénesis se forman las cuencas de antepaís frente a la cadena de montañas por hundimiento de la corteza terrestre. Los sedimentos marinos de la cuenca (púrpura) se convierten en la roca generadora (roca madre) de los hidrocarburos (marrón oscuro) que migran echado arriba, constituyendo los sedimentos (naranja) erosionados desde las montañas recién formadas. Los nuevos sedimentos a menudo carecen de rocas de cubierta que actúan como sello. En estos sedimentos fríos y someros, el hidrocarburo es biodegradado. Los microorganismos presentes en estos sedimentos relativamente fríos biodegradan el petróleo, formando petróleo pesado y bitumen. Donde la sobrecubierta tiene menos de 50 [m] (164 [ft]), el bitumen puede ser explotado a cielo abierto. Otro de los yacimientos someros de crudo pesado más importantes, se localiza en la faja del Orinoco, Venezuela, con un volumen original de 1.2 trillones de barriles (brrl) (190,000 millones de [m3]) de petróleo extrapesado de 6 a 12 [°API] (oilfield review, 2006, 18, 2). En ambos casos, no se conoce el origen de estos crudos completamente, pero se ha considerado que estos crudos provienen de petróleos marinos severamente biodegradados. Los 5.3 trillones de barriles (842,000 millones de [m3]) de todos los depósitos del Oeste de Canadá y del Este de Venezuela representan los restos degradados
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de los que alguna vez conformaron los 18 trillones de barriles (2.9 trillones de [m3]) de petróleos más livianos (oilfield review, 2006, 18, 2). Por otro lado, la presencia de brea cerca del contacto agua - aceite, puede indicar que las condiciones son favorables para la actividad microbiana. Por lo tanto, en cualquier ambiente depositacional la generación de crudos pesados puede ser resultado de la combinación de los siguientes factores: composición original del petróleo, porcentaje de biodegradación, el influjo o la carga de petróleos más livianos, y las condiciones de presión y temperatura. En cada uno de los yacimientos, la producción de los crudos pesados requerirá métodos de recuperación diferentes, tal como se describe en el capítulo II, la factibilidad de aplicación de estos métodos depende inicialmente de las características de las rocas y de los fluidos presentes en los yacimientos. I.III CARACTERÍSTICAS DE LA ROCA Porosidad φ : es la medida del espacio poroso en una roca, en este espacio es donde se acumularán fluidos. Se calcula con la expresión: ߶=



ܸ ܸܾ



1.1



Donde: Vp = volumen de poros del medio poroso. Vb = volumen total del medio poroso. En la figura 1.3 se esquematiza un volumen de roca porosa.



Figura 1.3 Poros de una roca (Moody, G., 1961).



27



CAPÍTULO I



Porosidad Absoluta. Considera el volumen poroso tanto de los poros aislados como los comunicados y se calcula con la fórmula: ߶ܾܽ ݏ݀ܽݐܿ݁݊ܿݎ݁ݐ݊݅ ݏݎ ݁݀ ݊݁݉ݑ݈ݒ = ݏ+ ݏ݈݀ܽݏ݅ܽ ݏݎ ݁݀ ݊݁݉ݑ݈ݒ



1.2



Porosidad Efectiva. Considera solamente los poros comunicados. En el caso de una roca basáltica se puede tener una porosidad absoluta muy alta, pero muy reducida o nula porosidad efectiva y se calcula con la fórmula: ߶݂݁݁ܿ =



ݏ݀ܽݐܿ݁݊ܿݎ݁ݐ݊݅ ݏݎ ݁݀ ݊݁݉ݑ݈ݒ ܽܿݎ ݈ܽ ݁݀ ݈ܽݐݐ ݊݁݉ݑ݈ݒ



1.3



Por otro lado, la porosidad puede ser primaria o secundaria, dependiendo del proceso que le dio origen. La porosidad primaria es el resultado de los procesos originales de formación del medio poroso tales como depositación, compactación, etc. La porosidad secundaria se debe a procesos posteriores que experimenta el medio poroso, como disolución del material calcáreo por corrientes submarinas, acidificación, fracturamiento, etc. La porosidad se expresa en fracción, pero también puede expresarse como un porcentaje. La porosidad en los yacimientos varía normalmente entre el 5 y el 30 [%]. La porosidad puede determinarse directamente de núcleos en el laboratorio o indirectamente a partir de los registros geofísicos de explotación. Permeabilidad (K): es una medida de capacidad de una roca para permitir el paso de un fluido a través de ella y se calcula con la fórmula: K=



μ∗V dP dL



1.4



Donde: K = permeabilidad [Darcy] 







v = = velocidad del fluido o flujo a través de unidad de área medida en ቂ௦ቃ µ = viscosidad medida en centiposises [cp] ௗ ௗ



௧



= gradiente de presión del fluido en la dirección del movimiento, en ቂ  ቃ
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Permeabilidad absoluta: es la propiedad de la roca que permite el paso de un fluido cuando se encuentra saturada al 100 [%] de ese fluido. Permeabilidad efectiva (Ko, Kg, Kw): La permeabilidad efectiva a un fluido es la permeabilidad del medio a ese fluido cuando su saturación es menor del 100 [%]. Ko = permeabilidad efectiva al aceite. Kg = permeabilidad efectiva al gas. Kw = permeabilidad efectiva al agua. Permeabilidad relativa (Kro, Krg, Krw): La permeabilidad relativa a un fluido es la relación de la permeabilidad efectiva a ese fluido a la permeabilidad absoluta. I.IV CARACTERÍSTICAS DEL ACEITE PESADO La densidad y la viscosidad del aceite son las propiedades que determinan los requerimientos de operación y diseño de las instalaciones de producción. I.IV.I DENSIDAD El petróleo puede presentar un amplio rango de densidades y viscosidades, en función de las condiciones de presión y temperatura a que se encuentra. Al ser la viscosidad más afectada por la temperatura en comparación con la densidad, ésta última se utiliza como parámetro estándar para clasificar al petróleo. La densidad se define usualmente en término de grados API (Instituto Americano del Petróleo) comparándola con el agua mediante la gravedad específica; mientras más denso es el petróleo más baja es la densidad API. Si los grados API son mayores a 10, el aceite es más ligero que el agua. La gravedad API también se utiliza para comparar densidades de fracciones extraídas del petróleo. Por ejemplo, si una fracción de petróleo flota en otra, significa que es más ligera, y, por lo tanto, su gravedad API es mayor. La gravedad API se obtiene experimentalmente mediante un instrumento denominado hidrómetro. La fórmula usada para obtener la gravedad API es la siguiente: 0



API =



141.5



γ O @ 60[°F ]



− 131.5



1.5
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En el caso del agua, la cual tiene una gravedad específica de 1; los grados API son: 141.5 − 131.5 = 10° API 1.0



1.6



Las densidades API del hidrocarburo líquido varían desde los 4 grados para el bitumen rico en brea hasta los 70 grados para los condensados. I.IV.II VISCOSIDAD La viscosidad del aceite a las condiciones del yacimiento, es la propiedad más significativa que determina la factibilidad del flujo desde el yacimiento hasta la superficie, y por lo tanto puede ser la variable limitante durante la producción y la recuperación del crudo. Cuanto más viscoso es el petróleo, más difícil resulta producirlo. Por otro lado, la densidad es más importante para determinar los requerimientos de refinación (estimación del rendimiento y los costos de refinación); ya que dicta las condiciones de destilación. Además de la densidad y la viscosidad, la composición del crudo contribuye con las características de su comportamiento. Por ejemplo, un crudo de mediana, o baja densidad con alto contenido de parafina en un yacimiento frío y somero puede presentar una viscosidad más alta que un petróleo crudo pesado, libre de parafina, en un yacimiento profundo y con alta temperatura. La mayor parte de las reservas de petróleo en el mundo, corresponde a hidrocarburos viscosos y pesados (ver figura 1.4), que son difíciles y caros de producir y refinar.



Figura 1.4 Total de reservas de petróleo del mundo, (Oilfield review, 2006. 18, 2).
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En la tabla 1.1 se presenta la caracterización de los crudos pesados. Tabla 1.1 Caracterización de los crudos pesados, (Bestougeff, M., 2004).



PROPIEDADES Y COMPOSICIÓN



CRUDOS INTERMEDIOS



TIPOS DE CRUDO PESADO I



II



III



Profundidad promedio [m]



580 – 2140



770 - 1600



450 - 1200



120 – 910



Valores extremos



20 – 3900



90 - 3400



160 - 3517



0 – 1000



Densidad a 60 [°F]



0,904-0,934



0,935 0,965



0,966 0,993



0,944 1,040



25 – 20



20,1 - 14,9



15,0 - 11,0



11 - 1 - 4,5



Gravedad API Viscosidad (cSt*) a 100 [°F] Promedio Viscosidad (cSt*) a 100 [°F] Valores extremos % de azufre (promedio) Valores extremos



40 - 425



410 - 1200



800 - 1320



1320 - 100 000



1250



21 - 1600



190 18000



150 000 +



0,1 - 4,6



1,6 - 5



1,6 - 5



3,4 - 6,5 a



5



5,5



7,5 (9.6)



0,1 - 7



0,1 - 0,74



0,22 - 0,9



0,2 - 0,8



0,1 - 0,9



1,67



1,23



% de Asfaltenos (promedio)



1 - 5,7



0,1 - 4



5,8 - 14,3



3,4 - 6,5



Valores extremos



1,0 - 10



0,7 - 4,5



0,4 - 17



0,7 - 42



% de Carbón Conradson (promedio)



2,8 - 12



4 - 11,1



1,4 - 13,8



8,0 -21



2,8 - 19 (27)



0 - 10 (13.6)



0 - 6 (20)



0 - 4 (7)



Contenido de Vanadio [PPM]



40 - 156



100 - 228



156 - 413



100 - 1200



Valores extremos



1,4 - 32



90



45 - 2070



Contenido de Níquel [PPM]



29 - 40



24 - 130



40 - 150



Valores extremos



2,0 - 60



% de nitrógeno (promedio) Valores extremos



Fracción por debajo de 200 [°C]



18 – 30



5,0 - 18



a



Valor del contenido de azufre excepcionalmente alto encontrado en el Crudo Etzel (Oeste de Alemania). Valores extremos entre paréntesis, * cSt = centi Stokes. Por lo general, mientras más pesado o denso es el petróleo crudo, menor es su valor económico. Los crudos pesados pueden contener mayores concentraciones de metales y otros elementos, lo que requiere más esfuerzos y erogaciones para la obtención de productos utilizables y la disposición final de los residuos. La creciente demanda energética aunada a la declinación de la producción de la mayoría de los yacimientos de petróleo convencionales, está dirigiendo la atención de la industria petrolera mundial hacia la explotación de petróleo pesado.
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I.V CLASIFICACIÓN DE LOS CRUDOS PESADOS El departamento de Energía de los Estados Unidos de Norteamérica (DOE, por sus siglas en inglés), define al petróleo pesado como aquel que presenta densidades API entre 10 y 22.3 grados (ver figura 1.5).



Figura 1.5 Ejemplo de un crudo pesado, (Oilfield review, 2002. 14, 3).



Sin embargo, la interacción con otras variables puede dar como resultado el comportamiento de un crudo como pesado, teniendo diferentes °API. Los crudos con API menores de 10, se clasifican como extrapesados, ultrapesados o superpesados porque son más densos que el agua. Comparativamente, los petróleos convencionales, tales como el crudo Brent o West Texas Intermediate, presentan densidades que oscilan entre 38 y 40 [°API]; y valores de viscosidad que pueden oscilar entre la viscosidad del agua de 1 centipoise [Cp] [0.001 Pa.s], y aproximadamente 10 [Cp] [0.01 Pa.s] a condiciones de yacimiento. La viscosidad de un aceite pesado puede estar en el rango 100 [cp] – 6000 [cp]. Estos aceites poseen muy poco gas en solución. Los aceites extrapesados pueden presentar viscosidades mayores de 1,000,000 [cP] [1,000 Pa.s] a condiciones de yacimiento. El hidrocarburo más viscoso, el bitumen, es un sólido a temperatura ambiente y se funde fácilmente cuando se calienta. No existe ninguna relación estándar entre densidad y viscosidad, pero los términos “pesado” y “viscoso” tienden a utilizarse en forma indistinta para describir los petróleos
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pesados, ya que los petróleos pesados tienden a ser más viscosos que los petróleos convencionales. Algunas veces los hidrocarburos semisólidos como los de arenas bituminosas y los asfaltenos son incluidos en esta definición. Con base en la viscosidad a condiciones de yacimiento, las reservas de aceites pesados se han clasificado en cuatro categorías: Clase A. Aceites pesados Estos aceites presentan una gravedad entre 18 y 25 [°API], con una viscosidad entre 100 [cp] > μ >10 [cp]. En la figura 1.6 se muestra un ejemplo de un crudo pesado, en el que a simple vista se puede observar la viscosidad que pose.



Figura 1.6 Ejemplo de un crudo pesado clase A, (PEP, 2008).



En esta clasificación se incluyen aceites pesados contenidos en depósitos que poseen parámetros de roca y líquido adecuados para operaciones de recuperación térmica. Tales parámetros son: • •



Yacimientos de areniscas a profundidades menores a 3000 [m]. Arenas saturadas de aceite con un espesor neto mayor a 3 [m].



•



3 Saturaciones comunes del aceite en el yacimiento mayores de 0.09  2m



•



 . m − m



La viscosidad del aceite en el yacimiento debe ser suficiente para que el aceite pueda moverse a condiciones de yacimiento.
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Clase B. Aceites extra pesados Estos aceites presentan una gravedad entre 7 y 18 [°API], 10,000 [cp] > μ > 100 [cp] (figura 1.7), son móviles a condiciones de yacimiento, e incluyen los aceites pesados contenidos en depósitos que poseen algunos de los parámetros de roca y líquido que se mencionaron anteriormente para operaciones de recuperación térmica. Sin embargo, se requiere implementar algunas mejoras para lograr la recuperación térmica.



Figura 1.7 Ejemplo de un crudo pesado clase B, (PEP, 2008).



Clase C. Arenas bituminosas y bitumen Poseen una densidad entre 7 y 12 [°API] (figura 1.8), μ >10,000 [cp], no son móviles a condiciones de yacimiento. El término bitumen se utiliza para describir el aceite más pesado de los espectros de aceites pesados. El Instituto de las Naciones Unidas (Hinkle, A., y Batzle, M., 2006) propone que el término bitumen se defina si tiene una viscosidad >10



 gr 



[cp] >104 [mPa*s] y una gravedad API < 10° >1  3  .  cm  El término bitumen también puede aplicarse a una mezcla viscosa natural conformada principalmente por hidrocarburos más pesados que el pentano con posible contenido de compuestos de azufre (Curtis, C., 2002), y que en su estado viscoso natural no es recuperable a través de un pozo. El bitumen, es un sólido a temperatura ambiente y se ablanda fácilmente cuando se calienta. El término de arenas bituminosas es aplicado a menudo a las arenas del área de Athabasca en Canadá (Curtis, C., 2002), las cuales son recuperables mediante procesos muy similares a los usados en la minería. Lo que tienen en común las arenas bituminosas
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con los aceites pesados es que en comparación con los aceites convencionales tienen alto contenido de asfaltenos, azufre y metales. Un alto contenido de componentes no hidrocarburos está asociado con valores de gravedad API bajos, que al combinarse con una disminución de componentes ligeros reduce el valor comercial del aceite.



Figura 1.8 Ejemplo de un crudo pesado clase C, (PEP, 2008).



Clase D. Lutitas con alto contenido de aceite (Oil Shales) Las formaciones de lutitas (figura 1.9) no contienen aceite libre sino una materia orgánica llamada keroseno. El keroseno produce hidrocarburos derivados del petróleo mediante la destilación destructiva. Este debe ser calentado aproximadamente a 700 [°F], temperatura a la cual se descompone el aceite, los gases y el coque de la lutita. Las lutitas se encuentran en estado sólido y no fluyen; por lo que se utilizan procedimientos similares a la minería para su explotación. Las lutitas pueden ser económicamente explotables solo si su permeabilidad natural se incrementa en varias órdenes de magnitud. En los afloramientos naturales las capas de lutitas son relativamente finas, ya que van de los 7.6 [m] a los 15.2 [m] de espesor. Las lutitas pueden contener depósitos de combustóleo fósil, pero se requiere el desarrollo tecnológico para lograr extraerlo. En la figura 1.8 se puede apreciar una formación de lutitas. Actualmente, los principales métodos utilizados para recuperar el aceite de las lutitas son: a) Explotación tipo minera de las lutitas. b) Procesos modificados in situ, en los cuales se introduce un tubo por debajo del yacimiento (oil shales) con el fin de utilizar explosivos para destruir la formación y 35
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hacerla caer en el agujero. Ambos métodos requieren excavaciones y son ambientalmente perjudiciales. c) Fracturamiento de la formación de lutitas de manera similar al proceso convencional en pozos petroleros. En el fracturamiento, el agua y la arena endurecida se bombean a la formación a altas presiones creando fracturas. Estas fracturas proporcionan una trayectoria para otros líquidos. Se bombea explosivo y aire a través de las trayectorias para generar un frente de combustión en el centro de la formación, con el fin de empujar al aceite fuera de la formación y lejos del centro, donde el aceite es recuperado en los pozos perforados en la periferia.



Figura 1.9 Ejemplo de un crudo pesado clase D, (Canadian Oil Sands Mine & Shovel, Source: Energy Inc.).



Si el petróleo pesado es menos valioso, más difícil de producir y más difícil de refinar que los petróleos convencionales, entonces… ¿Por qué las compañías petroleras tienen el interés de comprometer recursos para extraerlo?. La primera parte de la respuesta, que consta de dos partes, es que ante la coyuntura actual, muchos yacimientos de petróleo pesado ahora pueden ser explotados en forma rentable (Oilfield review, 2002, 14, 3). La segunda parte de la respuesta es que estos recursos son abundantes, (Oilfield review, 2002, 14, 3). El total de recursos de petróleo a nivel mundial es de aproximadamente 9 a 13 x 1012 (trillones) de barriles [1.4 a 2.1 trillones de m3]. El petróleo convencional representa aproximadamente el 30 [%], correspondiendo el resto a petróleo pesado, extrapesado y
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bitumen. El petróleo pesado desempeña un rol muy importante en el futuro de la industria petrolera y la seguridad energética. Muchos países están interesados en incrementar su producción, revisar las estimaciones de reservas, comprobar las nuevas tecnologías e invertir en infraestructura, para asegurarse de no dejar atrás sus recursos de petróleo pesado, (Oilfield review, 2002, 14, 3). I.VI PRODUCCIÓN DE CRUDOS PESADOS Al iniciar la producción de un aceite pesado, se presenta una considerable caída de presión a lo largo de todos los nodos del sistema integral de producción. Esto se debe principalmente a que su alta viscosidad impide la continuidad del flujo. En la figura 1.10 se muestran los principales puntos (nodos) donde se tienen las mayores caídas de presión.



Figura 1.10 Diagrama del sistema integral de producción, (análisis nodal, next 2007).



¿Por qué se presenta el flujo multifásico? El flujo multifásico se ve involucrado principalmente por dos fases distintas; la fase líquida y la fase gaseosa. En la fase líquida la viscosidad y la densidad, son las propiedades que afectan a la presión; mientras que en la fase gaseosa, son la densidad, la compresibilidad y solubilidad en la fase líquida. Además, en ambos casos se tiene un efecto por las fuerzas que ejercen ambos como son la tensión interfacial y la tensión superficial. A continuación
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se describen las propiedades y determinaciones que deben realizarse durante la producción del aceite. I.VI.I PROCESO DE EXPANSIÓN ISOTÉRMICA DE UN ACEITE NEGRO El crudo pesado dentro del yacimiento contiene trazas de gas. Debido al depresionamiento del yacimiento durante la producción, se inicia un proceso de expansión del aceite en condiciones isotérmicas, ocasionando la liberación del gas disuelto en el aceite. En la figura 1.11 se representa un comportamiento de expansión isotérmica en cuatro etapas, partiendo desde el momento en el que comienza la depresión del yacimiento hasta que el gas se ha liberado completamente.



Figura 1.11 Proceso de expansión isotérmica de un aceite negro, (análisis nodal, next 2007).



En la figura 1.12 se muestran las fases por las que pasa una gota de aceite negro hasta llegar a las condiciones normales o estándar, la figura (derecha) muestra en forma esquemática los cuatro pasos por los que pasa el mismo fluido a través de una tubería.
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Figura 1.12 Fases por las que atraviesa un aceite negro, (análisis nodal, next 2007).



El comportamiento anterior (figura 1.12) también se puede representar mediante gráficas de presión y temperatura conocidas como diagramas de fases, los cuales son característicos de cada tipo de fluido, como se muestra a continuación. I.VI.II CLASIFICACIÓN DE LOS YACIMIENTOS EN FUNCIÓN DE SU COMPOSICIÓN De manera general, existen cinco tipos de yacimientos de acuerdo a los hidrocarburos contenidos (ver figura 1.13); debido a que cada uno de estos tipos poseen propiedades específicas que los distinguen, como: Densidad ρ, Relación de solubilidad (solubilidad del gas en el crudo) Rs, Factor de volumen del aceite Bo, Factor de volumen del gas Bg, Viscosidad µ, Tensión interfacial σ. A partir de la determinación de estas propiedades y la utilización de ecuaciones de estado, es posible construir diagramas de fase para observar de manera más clara las regiones o etapas del proceso de expansión. Mediante los diagramas de fase es posible clasificar a los yacimientos en función del tipo de fluidos que estos yacimientos contienen. Del mismo modo, es factible determinar el comportamiento que pueden tener estos fluidos a las diferentes condiciones de presión y temperatura; así como fijar las condiciones de diseño y operación requeridas en las instalaciones de producción.
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Figura 1.13 Diagramas de fase de los cinco tipos de yacimientos según los hidrocarburos contenidos (análisis nodal, next 2007).



Densidad relativa o gravedad especifica de un gas γg: Es la densidad del gas entre la densidad del aire o el peso molecular del gas entre el peso molecular del aire (Peso molecular del aire = 28.97 [lb – mol] y densidad del aire = 0.0764  Lb3   ft 



Relación de solubilidad Rs: Es la cantidad de gas disuelta en el aceite a determinadas condiciones de presión y temperatura, se expresa generalmente en pies cúbicos de gas disuelto por barril de petróleo. Volumen de gas @ cy Rs =



1.7



Volumen de crudo @ cy



En la figura (1.14) se muestra un esquema de la expansión isotérmica del gas y el desplazamiento del líquido. En la gráfica de la misma figura se presenta el
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comportamiento de la relación de solubilidad en función de la presión, pasando de una región monofásica (sin liberación de gas) a una región bifásica (liberación del gas disuelto).



Figura 1.14 Expansión isotérmica del gas y relación de solubilidad (análisis nodal, next 2007).



Factor de volumen del aceite Bo: es la relación del volumen de líquido a condiciones de yacimiento (C.Y.) y el volumen de dicho líquido a condiciones de tanque o condiciones estándar (ver figura 1.6). Volumen de crudo con su gas disuelto @ cy Bo =



> 1 .0



1.8



Volumen de crudo @ cs



En la figura 1.15 se grafica el comportamiento del factor de volumen del aceite en función de la presión. Se puede apreciar en dicha figura dos regiones la primera que es la región monofásica (donde hay una sola fase) en la que se produce solamente aceite, al pasar el tiempo y al continuar dicha producción se llega a una presión, denominada presión de burbujeo en donde se libera la primera burbuja de gas y la región monofásica pasa a una región bifásica (donde hay dos fases) en la cual ya no solo se produce aceite, sino también se inicia la producción de gas.
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Figura 1.15 Factor de volumen del aceite (análisis nodal, next 2007).



Factor de volumen de gas Bg: es el volumen a condiciones de yacimiento que ocupa un pie cúbico normal [PCN] de gas. En todo momento Bg ≤ 1.0. A continuación se presentan algunas correlaciones utilizadas para determinar las propiedades de los crudos pesados mediante el uso de correlaciones. I.VII CÁLCULO DE LAS PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS MEDIANTE CORRELACIONES Las propiedades definidas en el apartado anterior pueden determinarse a partir de ciertas correlaciones, como las que se presentan a continuación. I.VII.I FACTOR DE VOLUMEN DEL ACEITE Y RELACIÓN DE SOLUBILIDAD Partiendo de la correlación de Standing (Correlation of black oil properties at pressures below the bubble – point, Jorge Javier Velarde, 1996) se obtienen los valores del Factor del volumen del aceite Bo y la Relación de solubilidad Rs: 1.205



 P 100.0125*API  Rs = γ g  * 0.00091T   18 10 



γO =



; P ≤ Pb



141 .5 131 .5 + API



Bo = 0 .972 + 0 .00014 F 1 .175



γg  F = Rs  + 1.25T γO  62.4γ O + 0.0764γ g * Rs * 5.615 ρO = Bo



1.9



1.10



1.11



0.5



1.12



1.13
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Donde:



 ft3  Rs = Gas en solución   bbl Bo = Factor de volumen del aceite  bbl @ cy   bbl @ cs 



 Lb 



P = Presión  2  in  T = Temperatura [o F ]



γ g = gravedad especifica del gas (aire = 1)



γ O= gravedad especifica del aceite (agua = 1) o



API = gravedad API del crudo



ρo = densidad del crudo  Lb3  ft 







Para obtener el factor de volumen del gas Bg, se puede calcular de la siguiente ecuación, la cual se deriva de la ecuación de estado para gases reales: ሺܸܲ = ܴܶ݊ݖሻ.



zT  vol.  Bg = 0.028269 ;   P  vol. 



1.14



Donde:  Lb    in 2 



P = Presión 



T = Temperatura [o R ] z = Factor de compresibilidad Para calcular el Factor de Compresibilidad z, se aplica la ecuación de Beggs y Brill, (Brill, J. y Beggs, D., 1973).



z = A + (1− A) *exp(−B) + C * PprD



1.15



A = 1.39(Tpr − 0.92)0.5 − 0.36Tpr − 0.101



1.16



  0.32P 6 0 . 066 pr 2 B = P (0.62 − 0.23T ) + P  − 0.037 + pr pr pr  T − 0.86  exp[20.723(T − 1)] pr  pr 



1.17
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C = 0.132− 0.32logTpr



1.18



D = exp(0.715−1.128Tpr + 0.42Tpr2 )



1.19



Para utilizar la ecuación 1.15, se requiere determinar las propiedades pseudoreducidas de los fluidos, tal como se muestra a continuación: Caso I: Para Sistemas de gas natural, (Standing, 1974)



Tpc = 168+ 325γ g −12.5γ g2



1.20



Ppc = 677+15.0γ g − 37.5γ g2



1.21



Caso II: Para sistemas de gas y condensados, (Standing, 1974)



Tpc = 187+ 330γ g − 71.5γ g2



1.22



Ppc = 706− 51.7γ g −11.1γ g2



1.23



A partir de las ecuaciones anteriores se calculan las propiedades pseudoreducidas del fluido:



ܲ



 ୀ 



1.24



ܶ



 ୀ ்



1.25



Cabe señalar que tanto la presión pseudoreducida y critica se encuentran en [psia] y que tanto la temperatura pseudoreducida como la crítica se encuentran en [o R ] . Para el cálculo de la densidad del gas con P y T @ cy, se tiene que:



ρ g @ cy =



ρ g @ cs Bg



; donde ρ g @ cs = 0.0764γ g



1.26
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I.VII.II VOLUMEN DE GAS LIBRE Y ACEITE A DETERMINADAS CONDICIONES DE PRESION Y TEMPERATURA Se tiene que a condiciones estándar:



Vg@cs Vo@cs



1.27



Vo ( P , T ) = Bo * Vo @ cs



1.28



Vg ( P , T ) = Bg * ( RGA − Rs ) * Vo @ cs



1.29



RGA= Donde:



I.VII.III VISCOSIDAD DEL ACEITE SATURADO Para el cálculo de la viscosidad del aceite saturado, se emplea la correlación de Beggs – Robinson (1975), para ello existen dos escenarios, el primero se presenta cuando la presión del yacimiento es igual o menor que la presión de burbuja, el segundo escenario se tiene cuando la presión en el yacimiento es estrictamente mayor que la presión de burbuja. Los escenarios antes mencionados se muestran matemáticamente a continuación: Escenario I: Cuando P ≤ Pb



µO = A* µodB



1.30



Donde: µo = viscosidad del aceite saturado a ciertas condiciones de P y T; [Cp] µod = viscosidad del aceite muerto o estabilizado, [Cp] A = 10.175 (Rs + 100)-0.515 B = 5.44 (Rs +150)-0.338  ft 3 B=  bbl



T=



  @ cs 



[ oF]
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Escenario II: Cuando P es estrictamente mayor a Pb; P > Pb



 P   Pb 



m



µo = µob  Donde:



1.31



µob = viscosidad del aceite a Pb, [Cp]  Lb    in 2 



P = Presión, 



 Lb    in 2 



Pb = presión de burbuja, 



m = C1 P C2 * exp(C3 + C4 P) C1 = 2.6, C2 = 1.187, C3 = −11.513, C4 = −8.98x10−5 I.VII CORRELACIONES USADAS PARA EL CÁLCULO DE LAS PROPIEDADES DEL ACEITE PESADO Y EXTRA PESADO A continuación se mencionan las correlaciones más usadas para el cálculo de algunas propiedades del crudo pesado y extra pesado. a) Presión en el punto de burbuja. Aceite pesado (Correlación modificada de Standing (Giambattista, G., 1995)). ܴ௦ ܲ = 15.7286 ቆ ቇ ߛ



.଼଼ହ



∗



10.ଶ∗் ൩ 10.ଵସଶ∗ூ
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b) Relación de solubilidad. Aceite pesado (Correlación modificada de Vázquez (Giambattista, G., 1995)). ܴ௦ =



ଵ.ଽଶ∗ூ ߛ ∗ ܲଵ.ଶହ ∗ 10 ்ାସ 56.434



1.33



Donde: ܲ௦ ߛ = ߛ ܲ௦ ∗ 1 + 0.5912 ∗ ܶ ∗ ܫܲܣ௦ ∗  ݃ܮ൬ ൰ ∗ 10ିସ ൨ 114.7



1.34
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Aceite extra pesado (Correlación modificada de Standing (Giambattista, G., 1995)). ܴ௦ = ߛ ൬



c)



ଵ.ଵଵଶ଼ ܲ ∗ 10ሺ.ଵଽ∗ூି.ଵହ∗்ሻ ൰ 10.7025



1.35



Compresibilidad isotérmica. Aceite pesado (Correlación modificada de Vázquez - Beggs (Giambattista, G., 1995)).



ܥ =



− 2841.8 + 2.9646 ∗ ܴ௦ + 25.5439 ∗ ܶ − 1230.5 ∗ ߛ + 41.91 ∗ ܫܲܣ ܲ ∗ 10ହ



1.36



Donde: ܲ௦ ߛ = ߛ ܲ௦ ∗ 1 + 0.5912 ∗ ܶ ∗ ܫܲܣ௦ ∗  ݃ܮ൬ ൰ ∗ 10ିସ ൨ 114.7



1.37



Aceite extra pesado (Correlación modificada de Vázquez - Beggs (Giambattista, G., 1995)). ܥ =



− 889.6 + 3.1374 ∗ ܴ௦ + 20.0 ∗ ܶ − 627.3 ∗ ߛ − 81.4476 ∗ ܫܲܣ ܲ ∗ 10ହ



1.38



Donde: ܲ௦ ߛ = ߛ ܲ௦ ∗ 1 + 0.5912 ∗ ܶ ∗ ܫܲܣ௦ ∗  ݃ܮ൬ ൰ ∗ 10ିସ ൨ 114.7
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d) Viscosidad del aceite muerto. Aceite pesado (Correlación modificada de Egbogah - Jack (Giambattista, G., 1995)). ݃ܮ ∙ ݃ܮሺߤௗ + 1ሻ = 1.90296 − 0.012619 ∗  ܫܲܣ− 0.61748 ∙ ݃ܮ൫ܶ ൯



1.40



Aceite extra pesado (Correlación modificada de Egbogah - Jack (Giambattista, G., 1995)). ݃ܮ ∙ ݃ܮሺߤௗ + 1ሻ = 2.06492 − 0.0179 ∗  ܫܲܣ− 0.70226 ∙ ݃ܮ൫ܶ ൯



1.41



e) Viscosidad del aceite saturado. Aceite pesado (Correlación modificada de Kartoatmodjo (Giambattista, G., 1995)). ߤ = −0.6311 + 1.078 ∗  ܨ− 0.003653 ∙  ܨଶ



1.42



Donde:
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 = ܨሺ0.2478 + 0.6114 ∗ 10ି.଼ସହோ௦ ሻ ∗ ߤௗ  = ݕ−10ି.଼ଵோ௦



1.43 1.44



ି.ଶସ



ߛ = ߛ∙ ܲ௦ ∙ 1 + 0.1595 ∗  ܫܲܣ.ସ଼ ∙ ൫ܶ௦ ൯



ܲ௦ ∙  ݃ܮ൬ ൰൨ 114.7



1.45



Aceite extra pesado (Correlación modificada de Kartoatmodjo (Giambattista, G., 1995)). ߤ = 2.3945 + 0.8927 ∗  ܨ− 0.001567 ∙  ܨଶ



1.46



Donde: ሺ.ହଽ଼ା.ଷସଷଶ௬ሻ



 = ܨሺ−0.0335 + 1.0785 ∗ 10ି.଼ସହோ௦ ሻ ∗ ߤௗ  = ݕ−10ି.଼ଵோ௦



1.48 ି.ଶସ



ߛ = ߛ∙ ܲ௦ ∙ 1 + 0.1595 ∗  ܫܲܣ.ସ଼ ∙ ൫ܶ௦ ൯



f)



1.47



ܲ௦ ∙  ݃ܮ൬ ൰൨ 114.7



1.49



Viscosidad del aceite bajosaturado. Aceite pesado (Correlación modificada de Labedi (Giambattista, G., 1995)).



ߤ = 0.9886 ∙ ߤ + 0.002763 ∙ ሺܲ − ܲ ሻ ∗ ൫−0.01153ߤଵ.ଽଷଷ + 0.0316ߤଵ.ହଽଷଽ ൯  



1.50



Donde: ି.ଶସ



ߛ = ߛ∙ ܲ௦ ∙ 1 + 0.1595 ∗  ܫܲܣ.ସ଼ ∙ ൫ܶ௦ ൯



ܲ௦ ∙  ݃ܮ൬ ൰൨ 114.7



1.51



Aceite extra pesado (Correlación modificada de Kartoatmodjo (Giambattista, G., 1995)). ߤ = ߤ − ቈ൬1 −



.ଷଵଷଶ ܲ 10ିଶ.ଶଽ ∙ ߤଵ.ହହ ௗ ܲ ൰∙ቆ ቇ ܲ 10.ଽଽூ



1.52



Nomenclatura y unidades: API (gravedad del aceite en el tanque), [°API]. Co (Compresibilidad isotérmica del aceite bajo saturado), [psia-1] Log (Logaritmo en base 10), [1] Pb (presión en el punto de burbuja), [psia] P (presión del yacimiento), [psia] Psp (presión en el separador), [psia]
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Rs (relación de solubilidad), ቂ ቃ ௌ் T (temperatura del yacimiento), [°F] Tsp (temperatura en el separador), [°F] ߛ (gravedad específica del gas), [1] ߛ (gravedad específica del gas en el separador a 114.7 [psia]), [1] ߤ (viscosidad del aceite bajo saturado), [cp] ߤௗ (viscosidad del aceite muerto), [cp] ߤ (viscosidad del aceite saturado), [cp] Una vez que tanto las propiedades de los fluidos y de la roca han sido caracterizados, se analiza en base a esas dos caracterizaciones si los fluidos pueden ser desplazados del yacimiento hacia los pozos productores, este desplazamiento si es de manera natural (es decir cuando la energía propia del yacimiento es capaz de desplazarlos hacia los pozos productores) basta con instalar la infraestructura necesaria para que los fluidos del yacimiento sean desplazados del yacimiento al pozo y del pozo hacia las instalaciones superficiales, en el caso de los crudos pesados, extra pesados y bitúmenes debido a la alta viscosidad que estos presentan la energía propia del yacimiento no es la suficiente para desplazar los fluidos del yacimiento al pozo y del pozo a las instalaciones superficiales en estos casos se necesita desplazar los fluidos del yacimiento a los pozos productores en este sentido se recurre al uso de diversos métodos, el capítulo II se enfoca a describir algunos procesos para el desplazamiento de fluidos en el yacimiento proponiendo un criterio de selección y haciendo una selección cualitativa para los yacimientos de Campeche Oriente.



49



CAPÍTULO II



DESPLAZAMIENTO DE FLUIDOS EN EL YACIMIENTO



CAPÍTULO II



II.I ANTECEDENTES En el mundo se muestra un crecimiento acelerado en la demanda de energía (Rangel German, 2006). Los países como Estados Unidos, China, Rusia y la India consumen un porcentaje muy grande de la energía, por ello se han tomado diversas acciones como buscar fuentes no convencionales de energía tales como energías renovables, hidratos de metano o el restablecimiento de programas nucleares. Cualquier perspectiva demuestra que los combustibles fósiles todavía serán la fuente principal de la energía. Al respecto, los hidrocarburos desempeñan un papel importante en el mundo. Con algunas excepciones, el planeta se ha explorado casi exhaustivamente al punto donde se tiene una buena estimación de los recursos. El total de recursos de petróleo del mundo es de aproximadamente 6 a 9 trillones de barriles (0.9 a 1.4 trillones de [m3]) de petróleo pesado, petróleo extrapesado y bitumen que existen en el mundo (oilfield review, 2006, 18, 2). El petróleo convencional representa sólo un 30 [%] aproximadamente de ese total, correspondiendo el resto a petróleo pesado, extrapesado y bitumen (oilfield review, 2006, 18, 2). Las fracciones de crudo más livianas derivadas del proceso de destilación simple, son las más valiosas. Los crudos pesados tienden a poseer mayores concentraciones de metales y otros elementos, lo que exige más esfuerzos y erogaciones para la extracción de productos utilizables y la disposición final de los residuos. Muchos descubrimientos recientes de hidrocarburos en México son de aceites pesados. Además dada la declinación inminente de campos de aceite como Cantarell mayor parte de la producción de petróleo crudo en México, en volumen, la producción global del país ha disminuido 738 mil barriles desde su punto más alto, mientras que Cantarell acumula una disminución de 1 millón 358 mil barriles (PEMEX, 2009), la necesidad de analizar la viabilidad de los métodos de recuperación poco convencionales es muy necesaria. Diversos autores han coincidido en que en lo general, para la producción de aceites pesados, existen sólo dos métodos que permiten mejorar los factores de recuperación final de estos yacimientos (Farouq, A., 1974). Uno de ello es el método térmico en donde se desea reducir la viscosidad del aceite incrementando su temperatura. El otro, el método no térmico, utiliza técnicas de bombeo, pozos horizontales, fracturamientos hidráulicos, mecanismos de gas disuelto, entre otros. Este capítulo pretende encaminarse a una descripción de los métodos térmicos y no térmicos que se usan para la extracción de hidrocarburos pesados, ya que, debido a sus altas viscosidades, es necesaria la ayuda de algún proceso para facilitar su extracción. Como ya se mencionó es importante conocer cada uno de los métodos de recuperación para crudo pesado, pero al mismo tiempo se debe de conocer cuáles son las etapas
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óptimas para emplearlos, la figura 2.1 muestra las diversas etapas de un yacimiento, así como el método de recuperación más conveniente a emplear. Se presentan también algunos campos de hidrocarburos pesados en el mundo donde han sido utilizados algunos de los métodos. De igual manera, en base a la experiencia obtenida de diversos campos a nivel mundial, plasmamos algunos criterios importantes para la selección de diversos métodos estudiados y aunado a ello se proponen criterios que bien pueden ser aplicados en un futuro cercano a los campos mexicanos, mismos que de una manera práctica y sencilla pudieran dar la pauta para pensar en aplicar algún proceso desde su vida temprana o bien en una etapa posterior de explotación.



Figura 2.1 Volumen de recuperación de aceite con recuperación primaria, secundaria y mejorada.



Recuperación primaria (RP): es aquella que se obtiene en primer término, en esta recuperación, lo que actúa para la recuperación del aceite y del gas son, la presión a la que originalmente se encuentra el yacimiento y los diversos empujes a los cuales inicialmente se encuentra sometido el yacimiento, (Loreto, 2008). Rrecuperación secundaria (RS): es aquella que se obtiene al inyectar agua (llana) o/y gas natural y se puede recuperar hasta un 50 [%]. Aproximadamente el 90 [%] de los proyectos son de inyección de agua. En la actualidad también suele designarse a la Recuperación Secundaría con el termino de "mantenimiento de presión", se suele emplear indistintamente el termino de "mantenimiento de presión" por Recuperación Mejorada. Pero él termino no es privativo de la Recuperación Secundaría conceptualmente, (Loreto, 2008). El primer proyecto de Recuperación Secundaría en México se dio en el campo Caliza en Poza Rica Veracruz y se inyectaron agua y gas simultáneamente en el casquete en el año de 1951. En la Recuperación Secundaría se utiliza el agua llana y el gas dulce. El agua llana no contiene ningún aditivo que le permita mejorar la recuperación, es decir, no tiene
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reactivos para la recuperación. Al gas dulce se le quitan todos los gases amargos que provoca corrosión (oxido nítrico, sulfhídrico). Recuperación mejorada o terciaria (RM): es la tercera etapa de la recuperación de hidrocarburos, aplicando tecnología más moderna, sofisticada y en más casos la recuperación mejorada requiere de mayores cuidados y sus costos son más elevados. Dado el incremento de los precios que tiene la Recuperación Mejorada en México no se tienen proyectos de este tipo, sin embargo, si se han realizado algunos estudios tanto en PEMEX como en el IMP de Recuperación Mejorada, realizándose solo algunas pruebas de campo. De la Recuperación Mejorada se recupera de un 7 [%] a un 12 [%] adicional a la Recuperación Secundaría, dependiendo de las condiciones de cada yacimiento. A la Recuperación Mejorada también se le suele llamar en la literatura, como Recuperación Terciaria porque se aplica en 3er término después de la secundaría. Generalmente cuando se habla de Recuperación Terciaria se está interpretando en la literatura a la Recuperación Mejorada, (Loreto, 2008). II. II MÉTODOS DE RECUPERACIÓN DE CRUDO PESADO Los métodos de recuperación de crudo pesado se dividen en dos grupos principales, según la temperatura. Esto se debe a que la propiedad clave del fluido, es decir la viscosidad depende significativamente de la temperatura; cuando se calienta el crudo pesado éste se vuelve menos viscoso, ver figura 2.2.



Figura 2.2 Relación de la viscosidad y la temperatura de los crudos pesados, (Oilfield review, 2006, 18, 2).
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Cada crudo pesado, extrapesado y bitumen posee su propia relación de temperatura viscosidad, pero todos siguen esta tendencia, reduciéndose la viscosidad al aumentar la temperatura. Los métodos de producción primaria (aquellos que no requieren un agregado de energía) pueden ser utilizados cuando la viscosidad del crudo pesado en condiciones de yacimiento es lo suficientemente baja como para permitir que el crudo fluya a regímenes económicos. Los métodos asistidos térmicamente se utilizan cuando el crudo debe ser calentado para fluir. El método original de recuperación de crudo pesado en recuperación primaria es la minería (Curtis, C., 2002). Gran parte de la explotación de crudo pesado por el método de minería tiene lugar en las minas a cielo abierto de Canadá ((Curtis, C., 2002), pero también se ha recuperado crudo pesado por minería en Rusia (Curtis, C., 2002). El método a cielo abierto es útil solo en Canadá, donde el proceso desde la superficie y el volumen de los depósitos de arenas petrolíferas es somero estimado en 28, 000 millones de [m3] ó 176 000 millones de barriles lo vuelven económico, (Energy Market Assessment, Canada´s Oil Sands, 2006). Las arenas petrolíferas canadienses se recuperan mediante operaciones con camiones y excavadoras, luego son transportadas a las plantas de procesamiento, donde el agua caliente separa al bitumen de la arena. El bitumen se diluye con los hidrocarburos más livianos y se mejora para formar el crudo sintético. Después de la aplicación del método de minera la tierra se sanea y se rellena. Una de las ventajas del método es que se recupera alrededor de un 80 [%] del hidrocarburo. No obstante, desde la superficie solo se puede acceder a un 20 [%] de las reservas aproximadamente, o aquellas que se encuentran a una profundidad de 75 [m]. Algunos crudos pesados pueden ser producidos a través de pozos, (Energy Market Assessment, Canada´s Oil Sands, 2006). A continuación de mencionan la clasificación de los métodos de desplazamiento de fluidos, primeramente se proporciona una clasificación de acuerdo a la etapa de producción del yacimiento (primaria, secundaria y mejorada), posteriormente, se menciona una clasificación de acuerdo a la energía que se proporciona al yacimiento.
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II.III CLASIFICACIÓN DE LOS MÉTODOS DE DESPLAZAMIENTO DE FLUIDOS II.III.I DE ACUERDO A LA ETAPA DE PRODUCCIÓN DEL YACIMIENTO Tabla 2.1 Clasificación de los métodos de desplazamiento de fluidos de acuerdo a la etapa de producción del yacimiento, (Latil, 1980).
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II.III.II DE ACUERDO A LA TRANSFERENCIA DE ENERGÍA AL YACIMIENTO Tabla 2.2 Clasificación de los métodos de desplazamiento de fluidos de acuerdo a la transferencia de energía al yacimiento, (Oil and gas science and technology, 63, 2008).



56



CAPÍTULO II



II.IV DESPLAZAMIENTO DE FLUIDOS MEDIANTE PROCESOS TÉRMICOS Los métodos térmicos, como contraparte de los métodos no térmicos, poseen ventajas y limitaciones. Los factores de recuperación son más elevados que en el caso de los métodos de producción no térmicos (con excepción del método de minería) pero también los costos asociados con la generación de calor y el tratamiento del agua. Un método térmico se refiere a que hay que generar energía calorífica, (Farouq, A., 1974). El interés en los procesos de recuperación mediante métodos térmicos ha incrementado notablemente debido a los resultados que se han obtenido. Uno de los mejores resultados que se obtiene de estos métodos es la reducción significativa de la viscosidad del aceite mediante el incremento de la temperatura en el yacimiento. Los métodos asistidos térmicamente se utilizan cuando el petróleo debe ser calentado para fluir. Todos los procesos de recuperación térmica reducen la resistencia a fluir de los fluidos, mediante la reducción de la viscosidad de los fluidos, (Farouq, A., 1974). II.IV.I COMBUSTIÓN IN SITU También conocida en inglés como fireflooding, es un método de movilización de crudos de alta viscosidad (ver figura 2.3), conformado por pozos múltiples en el que un frente de combustión, iniciado en un pozo de inyección de aire se propaga hasta un pozo de producción. Este proceso se basa en el principio de calentar los hidrocarburos a altas temperaturas (la debe ser en principio superior a la temperatura original del yacimiento y tan grandes como se puedan generar), dentro del yacimiento, utilizando una parte de ellos como combustible, y el calor generado para reducir significativamente la viscosidad del crudo remanente, facilitando su producción. El calentamiento se realiza mediante la inyección de aire caliente durante un tiempo determinado (este tiempo se determina desde que se inyecta el aire hasta que el primer pozo inicia su producción). Durante el proceso de combustión in situ, el oxígeno reacciona con el combustible, produciendo dióxido de carbono y agua, liberando calor. La cantidad de calor generado varía con la composición de los hidrocarburos pesados que sirven como combustible. La reacción de combustión se mantiene mediante la inyección continua de aire a la formación. Este proceso es más efectivo cuando se consumen pequeñas cantidades de aceite in situ, mientras el resto es desplazado hacia el pozo productor. Para lograr una mayor eficiencia, el aire puede ser enriquecido con oxígeno o bien se puede usar oxígeno puro. El uso de oxígeno requiere menor energía de compresión y produce grandes cantidades de CO2, lo cual mejora la recuperación. Sin embargo, el oxígeno tiene la desventaja de ser muy corrosivo.
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Figura 2.3 Diagrama del proceso de Combustión in situ, (Technologies of oil and gas publications, 2004).



El método de combustión más utilizado, es aquel en el cual el frente de combustión avanza en la misma dirección que el aire u oxígeno inyectado. El aire inyectado se encuentra primeramente con la arena, la cual es calentada, y posteriormente, el aire caliente pasa a la zona angosta de combustión, donde reacciona con el coque resultante de la desintegración térmica del aceite in situ. El calor generado proviene de la combustión de los compuestos más pesados que permanecen en el yacimiento. En la zona más alejada del frente de combustión, los gases de combustión, el agua intersticial y los hidrocarburos volátiles son evaporados y transportados hacia la zona, donde el agua y los hidrocarburos son condensados. La eficiencia de un proceso de combustión seca puede mejorarse mediante la inyección alternada de agua y aire generando una combustión húmeda. Al implementar la combustión húmeda se aprovecha la energía asociada con la capacidad calorífica del agua; además, el vapor producido fluye hacia el frente de combustión aumentando la zona de barrido. Algunos problemas que se presentan al usar este proceso, es que algunas veces las temperaturas son tales, que el frente de combustión alcanza la zona del pozo productor, cuando esto sucede los pozos son destruidos por el calor. Otros inconvenientes son: tendencia del flujo de aire hacia formaciones heterogéneas, poca inyección de aire, daño a
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la formación, reducción de la permeabilidad, erosión, corrosiones, emulsiones, enarenamiento, etc. II.IV.II DESPLAZAMIENTO POR VAPOR DE AGUA Es un proceso de pozos múltiples, el vapor es inyectado en los pozos inyectores, en una diversidad de esquemas de espaciamiento y localización, y el crudo es producido desde los pozos productores. El desplazamiento por vapor de agua permite lograr un factor de recuperación de hasta un 40 [%] pero requiere buena movilidad entre los pozos para inyectar vapor de baja densidad por la gravedad, las heterogeneidades de los yacimientos y el monitoreo del frente de vapor. La inyección de vapor de agua (ver figura 2.4) es un método de recuperación secundaria o terciaria; es un proceso de desplazamiento que requiere por lo menos dos pozos, uno inyector y otro productor; en el primero se inyecta la cantidad deseada de vapor generado en la superficie hacia el subsuelo para desplazar al aceite hacia los pozos productores donde es bombeado hacia la superficie, tratado y, finalmente enviado al mercado. El vapor inyectado se extiende en un área muy grande del yacimiento, por lo que se recupera un gran porcentaje de aceite in-situ. Este proceso es más costoso cuando algunos pozos productores deben convertirse en inyectores debido a que requieren un constante suministro de vapor. En la inyección de vapor, los procesos involucrados en la recuperación de aceite son más complejos. Por lo tanto, el significado de “mecanismo” implica procesos de desplazamiento de aceite así como alteraciones en los procesos que hacen el desplazamiento más efectivo. Los mecanismos de la inyección de vapor están íntimamente ligados con los efectos sobre las rocas del yacimiento y las propiedades de los fluidos. Con base en investigaciones de laboratorio de recuperación térmica, los mecanismos que influyen para el desplazamiento de fluidos con inyección de vapor son: • • • • • • • •



Vapor. Solventes in-situ. Reducción de la viscosidad. Variaciones en la presión capilar y en la permeabilidad. Expansión térmica. Segregación gravitacional. Gas en solución. Emulsiones.
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Figura 2.4 Esquema de la inyección de vapor, (Procesos de recuperación mejorada aplicados a crudos pesados, 2008).



Algunas de las características que proporciona la inyección de vapor a los yacimientos son: • • • • • •



Debido al calor por conducción y convección la temperatura de los fluidos y de las rocas aumenta. La viscosidad de los fluidos disminuyen. Los volúmenes de roca y de los fluidos aumentan, por lo tanto, reducen sus densidades. Se vaporiza una pequeña fracción de petróleo. Las fuerzas interfaciales se reducen. Las permeabilidades del agua y del aceite se modifican.



Estas características no se presentan uniformemente en el yacimiento inyectado por vapor. Los principales mecanismos de desplazamiento en la zona de vapor son la segregación gravitacional y el desplazamiento por vapor, esta zona puede existir en la vecindad del pozo inyector, la cual se encuentra a la temperatura del vapor inyectado; la saturación de aceite en esta zona es muy baja, tal vez menor al 20 [%] (Curtis, C., 2002). Los mecanismos que predominan en la zona de calor condensado son la reducción de la viscosidad, variación de la permeabilidad, expansión térmica, segregación gravitacional y los solventes in-situ; en esta zona es donde se da un barrido por agua caliente.
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La expansión térmica también es un importante mecanismo en la zona de condensación, puesto que incrementa la saturación del fluido y reduce su densidad. Cada vez existen mayores avances que hacen que este proceso sea más eficiente y efectivo. Al final existe la zona inicial donde la formación se encuentra a su temperatura original y en donde el agua ya fría junto con el aceite barrido por las tres zonas son bombeados hacia la superficie. En la zona inicial los principales mecanismos son desplazamiento por agua y segregación gravitacional. Estos avances extienden el proceso desde aceites con gravedades mayores a 20 [°API] hasta aceites con gravedades menores a 10 [°API]. Algunos inconvenientes de la inyección de vapor son: las pérdidas de calor, el gran consumo de combustible, la fuga de vapor por el espacio anular y la segregación gravitacional. Cuando se ha inyectado vapor por un periodo grande (años), la producción de aceite disminuye y es necesario aplicar nuevos procesos para la recuperación de aceite; existen diversas variantes de la inyección de vapor como el SAGD, SW-SAGD, ES-SAGD, WASP, SAS, LASER, CSS, entre otros, mismos que serán discutidos en páginas siguientes. II.IV.III INYECCIÓN CÍCLICA DE VAPOR DE AGUA (CSS) También conocida como impregnación con vapor o inyección intermitente de vapor, es un método que se aplica en etapas en un mismo pozo (ver figura 2.5). La figura 2.5 muestra un ciclo de este proceso. Primero se inyecta vapor (etapa 1), luego el vapor y el agua condensada calientan el crudo viscoso (etapa 2) y por último, el crudo y el agua calentados son bombeados a la superficie (etapa 3) y el proceso se repite. Estos tres pasos completan un ciclo, que puede repetirse, se considera que puede haber entre 7 y 8 ciclos, el número de ciclos que se usan en cada pozo depende de las características geológicas de la formación y de las propiedades de los fluidos. Una de las mayores ventajas de este proceso es que todos los pozos del campo pueden estar bajo producción a diferencia del método de inyección de vapor.
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Figura 2.5 Estimulación cíclica de vapor, (Oilfield review, 2006, 18, 2).



El método permite obtener factores de recuperación de hasta 30 [%] (Oilfield review, 2006, 18, 2), posee regímenes de producción iniciales altos y funciona bien en yacimientos estratificados o apilados. La inyección de vapor aumenta la temperatura del yacimiento, lo cual reduce la viscosidad del aceite. La expansión térmica se da mediante la segregación gravitacional, esto explica porque la estimulación cíclica ha sido tan exitosa en yacimientos grandes (como los de la Faja del Orinoco en Venezuela). Los mecanismos de desplazamiento en este proceso son el gas en solución, la presión del yacimiento, la compresión de la formación. II.IV.IV DRENAJE GRAVITACIONAL ASISTIDO POR VAPOR (SAGD) Este proceso (ver figura 2.6) incluye dos pozos horizontales paralelos perforados desde un mismo punto o de puntos adyacentes. La separación vertical entre los pozos debe ser de 5 a 7 [m] aproximadamente; la longitud horizontal de los pozos varía, aunque normalmente
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la longitud usada es de 1 [Km]. El pozo superior debe encontrarse cerca del límite superior del yacimiento. Al principio el vapor es circulado en ambos pozos para calentar suficientemente el aceite, en la vecindad de los pozos para que este fluya hacia el pozo más profundo. Después el pozo más profundo se convierte en pozo productor. Se inyecta continuamente vapor en el pozo superior mientras que el pozo inferior produce el aceite calentado, asegurándose continuamente que el vapor sea inyectado por debajo de la presión de fractura de la roca. Esto gradualmente crea una cámara de vapor la cual se desarrolla mediante el vapor condensado proporcionando calor latente al yacimiento. El aceite caliente y el agua se desplazan mediante segregación gravitacional hacia las fronteras del pozo productor. La gravedad hace que el petróleo movilizado fluya en sentido descendente, hacia el productor horizontal inferior. Durante este periodo el ritmo de producción aumenta constantemente hasta que alcanza la cima del yacimiento. El SAGD no solo contrarresta el efecto de la alta viscosidad sino también proporciona el desplazamiento necesario para que el aceite se produzca cuando el yacimiento comienza a depresionar.



Figura 2.6 Esquema del proceso SAGD, (Oilfield review, 2006, 18, 2).



A parte de la distribución mostrada en la figura anterior existen diversas configuraciones que pueden ser usadas, hasta se pueden emplear pozos verticales como pozos inyectores. 63
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La separación entre los pozos inyectores y productores será dictada por la movilidad del aceite a condiciones de yacimiento. En un yacimiento cuyo crudo posee una movilidad considerable, el pozo inyector puede situarse en la cima de la formación, mientras que en un yacimiento de bitumen ambos pozos deben estar lo suficientemente cerca como para lograr una comunicación cercana entre ellos. La mayoría de los aceites pesados y el bitumen contienen una cantidad significativa de asfaltenos, generalmente 22 [%] en peso, esto afecta el factor de recuperación el cual oscila entre 50 y 70 [%] (Maurice, Dusseault, 1988). No obstante, la estratificación de la formación puede incidir significativamente en la recuperación SAGD. Otras características importantes para la utilización de este método son la alta porosidad, alta permeabilidad, baja saturación de agua y un espesor productor de 10 [m] a 40 [m2]. II.IV.V DRENE GRAVITACIONAL AYUDADO POR VAPOR CON EXPANSIÓN DE SOLVENTES (EXPANDING SOLVENT - STEAM ASSISTED GRAVITY DRAINAGE, ES-SAGD) En el proceso ES-SAGD (figura 2.7) el solvente se inyecta con el vapor en fase vapor. En la cámara de vapor el solvente condensado diluye el aceite y en conjunto con el calor disminuyen considerablemente su viscosidad. Cuanto mayor es el número de la cadena de carbonos del solvente, la temperatura de vapor incrementa. El hexano tiene la temperatura de vaporización más cercana a la temperatura de inyección de vapor lo que provoca un mayor gasto de producción de aceite. Por otro lado el C8 ha presentado temperaturas de vaporización que exceden las temperaturas de inyección de vapor y disminuye el ritmo del aceite producido. Uno de los principales retos de este proceso es recuperar la mayor cantidad posible de los solventes inyectados con el fin de reciclarlos, hasta la más mínima pérdida de solvente es crítica en especial cuando el costo de los solventes es mayor al costo del aceite recuperado. Se ha sugerido que la inyección de solventes mejora los gastos de producción o al menos mantiene los mismos niveles de gasto pero con menores cantidades de vapor. El ES-SAGD requiere de menor cantidad de agua y menor energía que el SAGD. Suncor Energy ha probado el ES-SAGD en su proyecto Burn Lake usando Nafta como el solvente co – inyectado.
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Figura 2.7 Esquema del proceso ES-SAGD, (Procesos de recuperación mejorada aplicados a crudos pesados, 2008).



II.IV.VI DRENE GRAVITACIONAL AYUDADO POR VAPOR CON UN SOLO POZO (SINGLE WELL - STEAM ASSISTED GRAVITY DRAINAGE, SW-SAGD) Una variación del proceso SAGD es una técnica conocida como SW-SAGD la cual usa un solo pozo horizontal en donde el vapor inyectado es liberado en la base de una tubería aislada. El vapor se eleva y se condensa. El aceite de baja viscosidad comienza a fluir junto con el vapor condensado y estos fluidos son bombeados a la superficie a través de una segunda sarta de producción. Todos los procesos de vapor poseen numerosas desventajas, por ejemplo; debido a las grandes pérdidas de vapor existe una baja eficiencia de energía, especialmente en yacimientos delgados lo que puede hacer el proceso costoso. También se requiere una gran cantidad de vapor para elevar la temperatura del yacimiento, solo entre el 9 [%] y 14 [%] es aceite. En procesos de vapor un SOR de 3 es considerablemente económico, el cual en términos de energía es equivalente a quemar un cuarto del aceite producido para generar el vapor requerido para su producción.
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II.IV.VII ADICIÓN DE LÍQUIDOS PARA LA RECUPERACIÓN MEJORADA CON VAPOR (LIQUID ADDITION TO STEAM FOR ENHANCING RECOVERY, LASER) El método LASER implica el proceso de inyectar un hidrocarburo líquido (C5+) como aditivo en el vapor usado en el CSS. Este concepto se probó en un modelo físico de 3D usando bitumen de Cold Lake. Comparando los ciclos de CSS sin aditivos líquidos, se presentó un incremento constante en la producción de bitumen en los ciclos del CSS con aditivos líquidos. Basado en simulaciones numéricas, estos efectos se pueden atribuir a la reducción adicional de viscosidad cuando el bitumen caliente entra en contacto con un solvente. Como se muestra en la figura 2.8 para el CSS (pozo 1), el vapor que es inyectado en el yacimiento se condensa en algún punto lejano al pozo calentando el bitumen que se encuentra en el yacimiento permitiendo posteriormente ser producido. En el proceso LASER (pozo 2), una pequeña fracción del diluyente (aproximadamente 6 [%] por volumen) es adicionado en el vapor que se inyecta al pozo. Después de haberse evaporado, el diluyente es transportado hacia el yacimiento junto con el vapor, hasta que ocurre una condensación de vapor considerable en la periferia de las zonas más frías. Cuando las fracciones de vapor del diluyente aumentan, estas pueden ser condensadas o bien disueltas en el bitumen producido. Debido a la cantidad relativamente pequeña de diluyente inyectado en el vapor, el bitumen caliente que entra en contacto con el diluyente permanece bajosaturado dentro de la zona de mezcla. De acuerdo a los modelos físicos los resultados pueden ser vistos como un apoyo cualitativo del concepto y no como una verdadera replica en un campo.



Figura 2.8 Esquema del proceso LASER, (Procesos de recuperación mejorada aplicados a crudos pesados, 2008).
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II.IV.VIII INYECCIÓN ALTERNADA DE VAPOR Y SOLVENTES (STEAM ALTERNATING SOLVENT, SAS) Este proceso intenta combinar las ventajas del SAGD y el VAPEX (el cual se explicará en páginas siguientes) para minimizar la entrada de energía por unidad de aceite recuperado. Este proceso consiste de inyección de vapor y solventes alternadamente, las configuraciones de los pozos en este proceso son iguales al proceso SAGD ej. Pozos inyectores horizontales y pozos productores paralelos a los inyectores. Una de las diferencias entre el SAS y los otros métodos es que el método SAS tiene una configuración de pozos de inyección o estrategia de operación diferente, esta estrategia de operación consiste en: a) Al inicio de la operación se inyecta vapor puro al igual que en el proceso SAGD. Se para la inyección de vapor y cuando la cámara de vapor se ha formado, comienza la inyección del solvente. b) Cuando la temperatura de la cámara disminuye, se para la inyección de solventes y comienza la inyección de vapor. c) Se repite el ciclo de inyección de vapor e inyección de solventes hasta que el proceso deje de ser económico. d) Al final del proceso se recupera todo el solvente que sea posible. El propósito principal del proceso SAS es reemplazar la gran cantidad de vapor utilizada en el SAGD mediante la inyección y el reciclaje de solventes. La temperatura de operación en el SAS es menor a la temperatura de operación del SAGD debido a la reducción de la inyección de vapor. Bajo temperaturas menores la viscosidad del aceite incrementa. Sin embargo, el efecto de la baja temperatura se ve compensado con la disolución del hidrocarburo. El criterio usado para la selección del solvente es tal que la temperatura del punto de rocío del solvente debe estar entre la temperatura inicial del yacimiento y la temperatura del vapor. Otro efecto que se logra es que al alternar el vapor y los solventes dentro de la cámara, se logra una mezcla que es capaz de mejorar la producción. En el SAS existe una larga zona de condensación de vapor no como en el SAGD donde solo existe una fuerte zona de condensación. II.IV.IX INYECCIÓN ALTERNADA DE VAPOR Y AGUA (WATER ALTERNATING STEAM PROCESS, WASP) Water – Alternating - Gas (WAG) es un proceso usado para reducir el fenómeno conocido como “fingering” (digitación) mediante un barrido vertical, lo que incrementa la eficiencia de recuperación. Este mismo concepto se ha usado en la inyección de vapor en donde se usa un gas miscible y actúan los efectos térmicos y de condensación. La principal ventaja del WASP sobre la inyección de vapor es eliminar o demorar el prematuro avance del vapor. Cuando el vapor irrumpe al pozo productor, alcanza temperaturas muy altas lo cual ocasiona grandes pérdidas de energía térmica y reduce la
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producción del pozo. El proceso WASP elimina estos problemas y mejora el barrido y el porcentaje de recuperación. En Rusia y California este método es usado exitosamente en sus yacimientos de aceite pesado (Nasr, T. N., 2005). Los rusos utilizan este método exitosamente en sus yacimientos, y su producción de aceite desde su uso reporta un aumento del 25 – 30 [%] anualmente desde 1981 a 1984 (no hay información disponible en fechas más recientes). En algunos campos de Canadá la aplicación del WASP elimina problemas con el avance del vapor y mejora la eficiencia de barrido. II.IV.X DRENE GRAVITACIONAL CRUZADO ASISTIDO POR VAPOR (CROSS-SAGD, XSAGD) EL X-SAGD es un método experimental probado en modelos de tres dimensiones. En el SAGD el pozo productor se sitúa 5 [m] abajo del pozo inyector. Este espaciamiento tan corto entre los pozos posee la ventaja de crear la cámara de vapor en un tiempo muy pequeño (Stalder, J. L., 2005). El concepto de X-SAGD es perforar los pozos inyectores bajo los productores con un espaciamiento similar al que se usa en el SAGD, pero a diferencia del SAGD los pozos inyectores se sitúan perpendicularmente a los pozos productores. Algunas secciones de los pozos que se encuentran cercanas a los cruces son cerrados después de un periodo de estimulación con vapor o el diseño de terminación desde el inicio restringe el flujo cercano a los cruces. Esta acción permite eliminar problemas entre los pozos en los puntos de cruce. Al incrementar la distancia lateral entre el pozo inyector y el pozo productor en los segmentos de los pozos se mejora la trampa de vapor ya que el vapor tiende a eliminar la fase líquida, mientras tanto los fluidos inyectados se mueven lateralmente del inyector, esto permite incrementar los gastos del vapor inyectado. Sin embargo, este pequeño espaciamiento tiene el reto de evitar problemas entre el vapor del pozo inyector que posteriormente se dirige hacia el pozo productor y puede ser resultado de los canales calientes causados por los espaciamientos desiguales entre los pozos o los gradientes de presión a lo largo de los pozos o debido a la heterogeneidad. Incluso en un caso ideal, una caída excesiva puede dejar residuos de vapor en el pozo productor, ocasionando fallas en el control de arenas y un manejo ineficiente del calor. El X-SAGD debe usarse cuando existen varios pozos inyectores perpendiculares para formar una malla con el cruce de los pozos. Existen dos principales desventajas, primero, debido a que al principio la cámara de vapor se forma en los cruces, la producción inicial se ve afectada y se requiere de una cantidad mayor de vapor inyectado. Esto al principio deja al X-SAGD atrás del SAGD. Segundo, el cerrar los pozos requiere de un costo adicional y posee una dificultad operacional muy grande. Para minimizar estos problemas debe usarse alguna trampa de vapor, pero esta a su vez limita los gastos y la eficiencia del SAGD. Una vez que la cámara de vapor es formada seria benéfico mover los pozos productores e inyectores vertical y lateralmente para mejorar el
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control de la trampa de vapor. X-SAGD esencialmente intenta mover los puntos de inyección y producción en un tiempo estratégico para mejorar su desempeño. II.IV.XI INYECCIÓN DE AGUA CALIENTE En este proceso el agua debe ser calentada a una temperatura mayor que la temperatura original del yacimiento, pero menor a la temperatura de vaporización del agua a condiciones de yacimiento. En el yacimiento el agua caliente fluye dentro de la formación perdiendo calor hasta igualar la temperatura del yacimiento. Inmediatamente después de la inyección del agua, comienza a formarse una zona caliente y un banco de agua fría. El mayor problema en la inyección de agua caliente es la gran movilidad del agua caliente y la baja movilidad del aceite. Esto causa un barrido muy deficiente resultando una alta recuperación de agua y una pobre recuperación de aceite. El mayor uso de este método se hace en campos de Pensilvania en donde la permeabilidad del agua y los gastos de agua son bajos (Martin, W.L., 1968). Los beneficios de la inyección de agua caliente ocurren mucho tiempo después de que el agua fría es producida por el pozo productor y la recuperación de aceite tiene necesariamente altos gastos de agua - aceite. El calor disminuye la viscosidad y la densidad del aceite y del agua. Los beneficios económicos dependen primordialmente del calor requerido para producir más aceite. Este costo depende de la cantidad de calor perdido en los alrededores de la formación. El calor perdido depende del espesor del yacimiento, temperatura y gasto del agua, la profundidad de la formación y las características de las rocas del yacimiento. En general el porcentaje de calor perdido disminuye mientras el gasto de inyección y el espesor del yacimiento aumenta (Martin, W.L., 1968). II.IV.XII INYECCIÓN DE AIRE DE PRINCIPIO A FIN (TOETO HEEL AIR INJECTION, THAI) THAI (figura 2.9) es un método de recuperación mejorada el cual involucra los conceptos de combustión in-situ y pozos horizontales (ver figura 2.10). Usa un pozo productor horizontal en lugar de uno vertical como en la combustión in-situ convencional, el pozo inyector puede ser horizontal o vertical. El frente de combustión se propaga a lo largo del pozo horizontal desde los dedos (toe) hasta el talón (heel). Debido al eficaz barrido en el yacimiento por la combustión y los frentes de gases calientes, el THAI es capaz de lograr altas recuperaciones de hidrocarburos pesados y de las arenas bituminosas (alrededor del 90 %, S. Thomas, 2007). El combustible para lograr la reacción de combustión (principalmente el coque) es generado adelante del frente de combustión creado por la reacción de craqueo térmico de los residuos pesados (asfaltenos, resinas y aromáticos). El proceso implica alta temperatura y alta presión y puede involucrar un producto químico catalizador para mejorar la eficiencia de los procesos. El principal mecanismo de recuperación para hidrocarburos pesados del THAI es el mismo que se usa para la combustión in-situ convencional, por ejemplo: la quema de residuos pesados o una
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fracción de coque produce el calor necesario para incrementar la temperatura de la formación, reduciendo la viscosidad del aceite in-situ e incrementando su movilidad.



Figura 2.9 Esquema del proceso THAI, (Petrobank.com, 2008).



Figura 2.10 Disposición de los pozos en el proceso THAI, (Petrobank.com, 2008).
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Los residuos pesados se quedan detrás después del desplazamiento de los componentes ligeros y del craqueo térmico, estos residuos poseen un peso molecular muy alto y puntos de ebullición muy altos. En el THAI se conserva el efecto de mejora térmica. Esto se debe al comportamiento del flujo de fluidos el cual ocurre delante del frente de combustión a diferencia de la combustión in-situ convencional. La movilización de aceite en la CIS convencional se da en las regiones frías. En la CIS convencional los fluidos (gas, vapor, agua e hidrocarburos) se mueven hacia la formación (horizontalmente) del pozo inyector vertical al pozo vertical productor. La diferencia de densidades entre el gas y el aceite causa segregación gravitacional. En el THAI se puede controlar o eliminar el efecto de segregación gravitacional situando el pozo productor horizontal cerca de la parte inferior de la zona de aceite, el único camino para el gas y los líquidos es fluir de arriba hacia abajo directamente hacia el pozo productor horizontal. II.IV.XIII INYECCIÓN DE VAPOR DE PRINCIPIO A FIN (TOE TO HEEL STEAM FLOOD, THSF) EL THSF es un método experimental probado en modelos de tres dimensiones (ver figura 2.11). THSF es otra aplicación del concepto de desplazamiento “toe to heel” en el cual se inyecta vapor en lugar de aire. El objetivo de esta técnica es crear una propagación estable del frente de propagación de vapor a lo largo del pozo horizontal productor. La configuración de los pozos en el THSF como en el THAI incluye un pozo horizontal inyector y un pozo horizontal productor (VIHP) o un pozo vertical inyector y dos pozos horizontales productores (VI2HP). El porcentaje de recuperación con esta técnica oscila en un 90 [%] de acuerdo con los estudios realizados por S. Thomas en 2007.



Figura 2.11 Esquema del proceso THSF, (Procesos de recuperación mejorada aplicados a crudos pesados, 2008).



71



DESPLAZAMIENTO DE FLUIDOS EN EL YACIMIENTO



II.IV.XIV INYECCIÓN DE AGUA DE PRINCIPIO A FIN (TOE TO HEEL WATER, TTHW) EL TTHW es un método experimental probado en modelos de tres dimensiones (ver figura 2.12). El TTHW usa un pozo inyector vertical (VI) y un pozo productor horizontal (HP). El HP está situado en la parte superior de la formación mientras que un extremo está cercano al VI, el cual es perforado en la parte inferior de la formación, El principal objetivo de este proceso es lograr un barrido eficiente incluso si llegan muy rápido algunos bancos de agua al final.



Figura 2.12 Esquema del proceso TTHW, (Procesos de recuperación mejorada aplicados a crudos pesados, 2008).



II.IV.XV CAPRI VERSIÓN CATÁLITICA DEL PROCESO THAI CAPRI (Controlled Atmospheric Pressure Resin Infusion) es THAI más un catalizador (similar a los que se usan en refinerías en todo el mundo) que se agrega al relleno de grava alrededor del pozo de producción; en otras palabras CAPRI (forma parte de los catalizadores heterogéneos o de contacto y realiza un proceso catalítico de hidrotratamiento) hace el trabajo de una refinería pero en el subsuelo. Ahora bien, combinando ambos sistemas lo que se quiere es iniciar fuego subterráneo y hacer fluir el petróleo pesado, a la vez que se mejoran las características del crudo, en términos de densidad, antes de llegar a superficie y eliminar los productos no deseados como azufre, asfaltenos y metales pesados. En el proceso THAI - CAPRI la reacción creada por el frente de combustión provoca que los fluidos desciendan al pozo productor (horizontal) y entren en contacto con el catalizador, el crudo caliente drena a través del catalizador hasta el pozo y es aquí donde ocurre la reacción química. El mejoramiento del aceite se produce al activarse la conversión catalítica, ya que el aceite movilizado pasa a través de la capa del catalizador.
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Según Malcolm Greaves (2002), CAPRI es la versión catalítica del proceso THAI y emplea una película externa de catalizador en el pozo productor horizontal para mejorar la calidad de los hidrocarburos hasta en 8 [°API] o más. Al llevar esto a cabo, existiría un gran potencial para mejorar el crudos pesados de 8 – 10 [°API] hasta 24 – 26 [°API]. En la figura 2.13 se puede observar esquemáticamente el proceso CAPRI.



Figura 2.13 Esquema del proceso CAPRI, (Procesos de recuperación mejorada aplicados a crudos pesados, 2008).



Las condiciones de reacción son creadas delante del frente de combustión, en la zona de aceite móvil, entonces los reactivos pasan por debajo para hacer contacto con el catalizador alrededor del pozo horizontal productor. Las temperaturas generadas por el frente de combustión son de alrededor de 400 a 600 [°C] o mayores y la presión es igual a la presión del yacimiento. Los reactivos comprenden agua (vapor), gases y aceite de combustión, incluyendo monóxido de carbono y una cantidad pequeña de oxígeno. Se lleva a cabo un craqueo (es un proceso químico por el cual se quiebran moléculas de un compuesto produciendo así compuestos más simples) extensivo delante del frente de combustión, proporcionando combustible para mantener las reacciones en frente de combustión, generando grandes cantidades de hidrocarburos ligeros. Con este procedimiento se espera en un solo proceso la producción de un 90 [%] de hidrocarburo y además propone el mejoramiento del mismo, es decir elevar la calidad API del crudo dentro del yacimiento, (Xia, T. X, 2000). II.IV.XVI PROCESO HORIZONTAL WELL)



COSH (COMBUSTION OVERRIDE



SPLIT



PRODUCTION



El proceso COSH es una variante del proceso de combustión in-situ, el cual usa un pozo horizontal como pozo productor mientras que el aire es inyectado mediante varios pozos verticales inyectores localizados justo arriba del pozo horizontal (ver figura 2.14). Algunos 73
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pozos productores especiales se colocan lateralmente al pozo horizontal productor y son diseñados para colectar los gases de combustión para evitar que los gases fluyan hacia el pozo horizontal. Las principales desventajas de este proceso son (Greaves, M., 2000): • •



Es extremadamente difícil controlar numerosos frentes de combustión interceptando el mismo pozo productor horizontal. Requiere de pozos especiales para la recolección de gases (más gastos).



Figura 2.14 Disposición de pozos en el proceso COSH, (Procesos de recuperación mejorada aplicados a crudos pesados, 2008).



II.IV.XVII INYECCIÓN CONTINUA DE VAPOR (STEAMFLOODING STIMULATION) El desplazamiento con vapor (ver figura 2.15) es un mecanismo en que el vapor es utilizado como agente desplazante. Los principales efectos presentes en la inyección continua de vapor son la reducción de la viscosidad del aceite original y su expansión térmica. Otros efectos térmicos tales como la destilación de vapor, el empuje miscible, la variación de las permeabilidades relativas con la temperatura, etc., pueden presentarse también. Bajo condiciones ideales, existe una “zona de vapor” en la vecindad del pozo inyector. Aquí, la saturación de vapor es muy baja, quizá del orden del 20 [%]. Más adelante, existe una zona inundada por agua caliente”. Delante de esta zona, la formación conserva su temperatura original, a la cual el vapor condensado se enfría dando lugar a una inundación de agua fría. La recuperación de aceite es el total de aceite recuperado de estas tres zonas. En la práctica, la inyección continua de vapor es muy diferente a la descripción antes
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mencionada, en ella no existen las tres zonas mencionadas, es más, el vapor tiende a segregar hacia la mitad superior del espesor de la formación. La tendencia a la segregación es resultado de la baja gravedad específica del vapor, y la alta permeabilidad al gas en la porción superior de la formación.



Figura 2.15 Esquema de la inyección continua de vapor, (Technologies of oil and gas publications, 2004).



Los problemas operacionales encontrados en los procesos de inyección continua de vapor van desde la pérdida total del pozo al incremento insuficiente en la cantidad de aceite recuperado. La mayor causa de estos problemas, son las fallas en las tuberías de producción y revestimiento debidas a los esfuerzos térmicos a los que se someten, así como las fallas ocurridas al momento de la cementación de los mismos, (Farouq, A., 1974). Avances recientes en la Tecnología de Inyección de Vapor Los procesos de inyección de vapor son usados en todo el mundo para recuperar aceite pesado y bitumen (Farouq A., 1974). A partir de la primera aplicación de vapor en un campo venezolano a finales de los 50’s, la producción mundial de aceite pesado ha experimentado un crecimiento notorio, el cual se atribuye a lo siguiente: • • •



Precios mayores y más estables de los hidrocarburos pesados Menores costos de operación y capital. Avances tecnológicos en la aplicación de nuevos procesos de recuperación.



Los primeros dos factores brindaron márgenes de operación mayores, los cuales a su vez permitieron que mas proyectos fueran instalados en propiedades que previamente fueron
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consideradas marginales, incrementando así la producción atribuible a la aplicación de vapor. Los avances tecnológicos tanto de instalaciones como en aplicaciones que incluyen disciplinas de ingeniería geológica, geofísica, de yacimientos, de instalaciones y de producción, ayudaron a reducir los costos y mejoraron la producción estimulando así las inversiones en aceite pesado y betún (Hong, K.C., 1999). II.V DESPLAZAMIENTO DE FLUIDOS MEDIANTE PROCESOS NO TÉRMICOS Los métodos de producción en frío — aquellos que no requieren el agregado de calor— pueden ser utilizados cuando la viscosidad del petróleo pesado en condiciones de yacimiento es lo suficientemente baja como para permitir que el petróleo fluya a regímenes económicos. Algunas veces la energía del yacimiento es suficiente para producir una cantidad económicamente rentable de aceite hasta que la presión del yacimiento se reduce considerablemente y la producción declina rápidamente. La producción no térmica de aceites pesados es una propuesta interesante debido a que no se debe hacer una gran inversión de capital para lograr la producción de vapor. Los procesos no térmicos recuperan más del 10 [%] (Farouq, A., 1975) de aceite in situ de los yacimientos de aceite pesado. Uno de los mecanismos importantes que ayuda en la producción es la formación de espuma de hidrocarburo, mientras la presión declina, el gas liberado permanece en el aceite en forma de pequeñas burbujas las cuales no se unen para formar un casquete de gas, esto reduce la viscosidad del hidrocarburo e incrementa su movilidad. Los aceites pesados como los de clase A y B (ver capítulo I) pueden beneficiarse con la aplicación de estas técnicas, algunas de estas técnicas son: tecnologías con pozos horizontales incluyendo multilaterales, Producción de Petróleo Pesado en Frío con Arena (Cold Heavy Oil Production with Sand, CHOPS), gas miscible, fracturamiento hidráulico y Extracción de petróleo asistida con Vapor (Vapor Extraction, VAPEX), los cuales se describirán en páginas siguientes. II.V.I PRODUCCIÓN DE CRUDO PESADO CON ARENA (CHOPS) Algunos petróleos pesados pueden ser producidos a partir de pozos, por producción primaria en frío. La tecnología CHOP comenzó a finales de 1980 en Canadá y se ha mejorado en 1990 hasta el punto de conocerse como la mejor técnica para producir hidrocarburos pesados de yacimientos no consolidados. Es un método de producción de aplicabilidad en numerosos yacimientos de crudo pesado, como en Canadá (Alberta y Saskatchewan), Venezuela (Faja del Orinoco), Omán, China (Bohay Bay), (Cunha, L. B., 2005). El gas que se libera del crudo despresurizado ayuda a desestabilizar y mover los granos de arena. Es una técnica de recuperación no térmica que involucra la influencia de la arena en el pozo perforado y la continua producción de grandes cantidades de arena con hidrocarburo. Esta técnica es usada únicamente en yacimientos de hidrocarburos pesados no consolidados.
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El movimiento de la arena incrementa la movilidad del fluido y forma canales, denominados agujeros de gusanos, que crean una zona de de alta permeabilidad creciente alrededor del pozo. El peso de la sobrecubierta ayuda a extrudir la arena y los líquidos. La arena y el crudo se separan por acción de la gravedad en la superficie y la arena se elimina en los estratos permeables. El método requiere de sistemas de bombeo multifásico que puedan manipular la arena, el crudo, el gas, y el agua y ha sido aplicado en yacimientos con viscosidades del crudo oscilantes entre 50 y 15 000 [cp]. Como resultado de la formación de canales con altas permeabilidades en las arenas el hidrocarburo espumoso fluye con mayor facilidad.



Figura 2.16 Lechada producida por el método de producción de crudo pesado con arena (CHOPS), (Oilfield review, 2006, 18, 2).



Esta muestra (figura 2.16 arriba) de fondo de tanque fue recuperada en una playa de tanques de una unidad de limpieza de petróleo cercana a Lloydminster, Saskatchewan, Canadá, y se compone de aproximadamente 10 a 20% de arcilla fina y sílice, 20 a 30 [%] de petróleo viscoso y 50 a 60 [%] de agua. Este método utiliza el efecto de la disolución y expansión del gas y las fuerzas gravitacionales. La tecnología CHOP es una de las técnicas más atractivas para la producción de hidrocarburos pesados. Hace algunos años las compañías canadienses descubrieron que si eliminan los filtros de arenas de los pozos y con ello logran la mayor cantidad de arena que sea posible, los gastos de producción mejoran considerablemente. CHOP es un
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proceso no térmico en el cual la arena es producida en grandes cantidades con el fin de estimular un mayor radio de aceite. Los mecanismos de mejora del radio de aceite mediante la producción de arena están asociados con cuatro factores: • • • •



Cuando la matriz de arena se encuentra sin obstrucciones lo cual permite el movimiento del fluido viscoso hacia el pozo, la velocidad de flujo aumenta por lo tanto la movilidad del aceite mejora. La continua producción de arena incrementa el área de zonas perturbadas por lo que esto crea una alta porosidad y permeabilidad y la aparición de canales. Por lo general estos hidrocarburos contiene gas en solución, al disminuir la presión se genera espuma de hidrocarburo que ayuda a desestabilizar la arena y el hidrocarburo acelera su velocidad hacia el pozo. El continuo movimiento de la arena previene el bloqueo de poros, la precipitación de asfaltenos y otros mecanismos que son causa de daño. II.V.II INYECCIÓN DE AGUA



El método más común de recuperación no térmica es la inyección de agua. En el caso de aceites viscosos la inyección de agua es ineficiente, debido a que su desplazamiento y su eficiencia de barrido son bajos. Sin embargo, es un método económico y simple de usar. Su recuperación total primaria y secundaria es del 8 al 10 [%], este porcentaje incluye el porcentaje de recuperación primaria que es de 4 – 6 [%] (Farouq, A., 1976). Es un método de recuperación mejorada, que ha resultado exitoso en algunos campos de crudo pesado. Sobre todo en yacimientos marinos donde utilizan este método para producir aceites con viscosidades oscilantes entre 10 y 100 [cp], desde pozos horizontales largos, soportados con cedazos, hasta un sistema flotante de producción, almacenamiento y descarga (FPSO), el método está siendo considerado para los yacimientos que contienen fluidos mas viscosos, pero el factor de recuperación disminuye al aumentar la viscosidad del crudo. Los crudos con alta viscosidad causan digitación viscosa en los frentes de inyección de agua, lo que se traduce en una eficiencia de barrido pobre (Farouq, A., 1976). II.V.III EXTRACCIÓN DE CRUDO PESADO ASISTIDA CON VAPOR (VAPEX) VAPEX es un proceso no térmico, el cual es similar al SAGD solo que en este proceso se inyectan solventes hidrocarburos en fase gaseosa (etano, propano o butano, o una combinación de éstos) en lugar de vapor. Los solventes se mezclan en el aceite y reducen su viscosidad. Esto permite que el aceite fluya al pozo inferior (Das, P., 2001). Es un proceso relativamente nuevo y está siendo actualmente probado en las regiones de América del norte (Das, P., 2001). Consiste en la inyección de un solvente miscible, que reduce la viscosidad del crudo pesado. El método puede ser aplicado en un pozo por vez o en pares de pozos. En el enfoque que utiliza un solo pozo, se inyecta solvente desde el extremo de un pozo horizontal. 78
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El objetivo de este proceso es mantener los solventes en fase gaseosa, cercana a su presión de vapor el mayor tiempo posible. La principal ventaja del VAPEX consiste en que los costos de energía son muy bajos comparados con el SAGD, existe una gran disminución de la viscosidad y puede ser aplicado en yacimientos con espesores pequeños y con entrada de agua. La principal desventaja es que el ritmo de producción es muy bajo comparado con el SAGD. El concepto de este proceso se muestra esquemáticamente en la siguiente figura la cual presenta un corte transversal del yacimiento. En este proceso los solventes hidrocarburos gaseosos (bajo peso molecular) son inyectados dentro del yacimiento mediante un pozo inyector vertical (A). Inicialmente se añaden los solventes en el bitumen hasta que el aceite disuelto fluye hasta el pozo productor (B), el cual está situado bajo el pozo inyector, (Das, P., 2001). El vapor sube lentamente para crear una cámara de gas sobre el pozo inyector, el bitumen se disuelve en una interfase bitumen-solvente y después se mezcla y se diluye en él. El aceite diluido fluye hacia el pozo productor por gravedad. Cuando la cámara alcanza la cima de la formación se dispersa a los lados hasta alcanzar las fronteras. La interfase aceite-vapor comienza a caer, el proceso continúa hasta que los ritmos de producción caen por debajo del límite económico de operación. En el caso que implica dos pozos, se inyecta solvente en el pozo superior de un par de pozos horizontales paralelos. Los gases valiosos son barridos después del proceso mediante la inyección de gas inerte. El método VAPEX ha sido estudiado exhaustivamente en laboratorios y en operaciones de simulación y está siendo sometido a pruebas piloto, pero aun no ha sido delegado en operaciones de campo de gran escala, (Das, P., 2001). II.V.IV GAS MISCIBLE EN HIDROCARBUROS PESADOS La inyección de gas, el método más viejo de recuperación mejorada (RM), es un foco de atención en lo que a tecnología de recuperación se refiere. Aunque la mayoría de la producción por RM proviene de las “inundaciones” de vapor, los métodos de inyección de gas son segundos en importancia y parecen cobrar importancia en el mundo entero. Después de años de experiencia en campo y en laboratorios, los métodos de RM por medio de gas son actualmente bien entendidos, y un criterio de selección puede ser considerado con mayor confianza que antes. Considerablemente más estudiado para el caso de CO2, el concepto de Mínima Presión de Miscibilidad (Minimum Miscibility Pressure, MMP), explica las eficiencias de los desplazamientos por N2, hidrocarburos y CO2. A medida que esta MMP pueda ser alcanzada en el yacimiento, el resultado será una buena recuperación de aceite (mayor al 90 [%] del aceite original en la zona barrida). A pesar de que los desplazamientos por CO2 son usualmente más eficientes que los de N2 o CH4 y los requerimientos de gravedad del aceite/presión/profundidad (MMP) son diferentes para los tres gases, cualquiera de los métodos trabajara en un alto porcentaje de los yacimientos más profundos, y la elección final comúnmente depende de la disponibilidad local y el costo del gas inyectado (Taber, J.J., 1997).
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Este mecanismo se aplica tanto a hidrocarburos ligeros como a pesados. Cuando la presión decrece, el mecanismo de desplazamiento es sustituido por la liberación de gas en solución y la expansión de los fluidos del yacimiento. Un tipo interesante de gas en solución se forma en algunos yacimientos con hidrocarburos pesados. Los hidrocarburos pesados son más viscosos que los hidrocarburos convencionales. Las muestras tomadas en la cabeza del pozo se describen como espuma de chocolate debido a su apariencia espumosa con un color café oscuro opaco. Estos hidrocarburos pesados comúnmente son llamados aceites espumosos. Los aceites espumosos se caracterizan por la dispersión de pequeñas burbujas de gas natural formado por la nucleación (La nucleación es el comienzo de un cambio de estado en una región pequeña pero estable. El cambio de estado puede ser la formación de gas o cristal a partir de un líquido) de hidrocarburos pesados (Arora, P., 2001). El comportamiento de la espuma de aceite permite una gran producción primaria de hidrocarburos. La recuperación primaria por gas en solución en hidrocarburos pesados tiene un rango del 5 al 25 [%] (Arora, P., 2001) de aceite in situ el cual puede reducirse a un rango de 0 a 5 [%] (Arora, P., 2001) si el aceite producido no es espumoso. II.V.V FRACTURAMIENTO HIDRÁULICO Cuando se aplica la estimulación de agua en pozos productores de aceite o gas, el objetivo del fracturamiento hidráulico es aumentar el área de exposición del pozo de la formación circundante y obtener canales conductivos mediante los cuales os hidrocarburos puedan fluir fácilmente hacia el pozo. Una fractura hidráulica se forma mediante el bombeo de un fluido a un gasto suficientemente alto para aumentar la presión de la formación en un valor tal que el gradiente de presión exceda la presión de fractura de la roca de formación. La presión causa entonces la fractura, esto permite que el fluido fracturante fluya dentro de la fractura. Con el fin de mantener la fractura abierta aun después de la inyección, se agregan apuntalantes al fluido fracturante. Los apuntalantes por lo general son arenas con ciertas características (arenas geométricamente bien determinadas) y son llevadas hacia las fracturas. Este tipo de arena tiene mayor permeabilidad que la formación que se encuentra a su alrededor y que la propia fractura. Este proceso permite una mayor permeabilidad, con esto los fluidos pueden fluir con mayor facilidad hacia el pozo. El fluido fracturante puede ser cualquier tipo de fluido como agua, geles, espumas, nitrógeno, dióxido de carbono o incluso aire. Varios tipos de apuntalantes son usados y pueden ser arenas, resinas, cerámicas hechas a mano dependiendo del tipo de permeabilidad o granos necesarios.
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En años pasados, el uso del dióxido de carbono tuvo mucho auge debido a que eliminaba el daño causado a la formación por el uso del agua. Adicionalmente ayudaba a ser un estimulante natural para el hidrocarburo disminuyendo entre otras cosas la viscosidad y aumentaba la densidad del aceite. Se recomienda el uso de fracturas largas para la estimulación de yacimientos con bajas permeabilidades alterando completamente la geometría de flujo como se muestra en la figura 2.17. Cuando se crea una fractura larga en la formación (ver figura 2.17), los fluidos que se encuentran alrededor fluyen linealmente hacía la fractura, ilustrado por el punto A, en el punto B se muestra que los fluidos más lejanos a la fractura fluyen radialmente y convergen al final de la fractura. Mediante la alteración de la geometría de flujo pueden obtenerse gradientes más grandes en regiones distantes del pozo, esto incrementará la productividad del pozo.



Figura 2.17 Distribución de flujo en una formación fracturada.



II.V.VI POZOS HORIZONTALES O DESVIADOS Los pozos horizontales o desviados (ver figura 2.18 y 2.19) incrementan significativamente la producción del pozo y pueden ser usados en casi cualquier tipo de yacimiento. La principal razón para aplicar esta tecnología es aumentar el área de contacto entre el pozo y la formación, aumentando la recuperación durante todas las etapas de recuperación. Los pozos horizontales pueden ser usados en todas las etapas de desarrollo, desde la etapa de explotación hasta la recuperación mejorada. Se perforan pozos horizontales y multilaterales para contactar la mayor parte del yacimiento posible. Se inyectan diluyentes, tales como la nafta, para reducir la viscosidad del fluido y, mediante el empleo de tecnología de levantamiento artificial, tal como los sistemas de bombeo electrosumergibles (ESP) y los sistemas de bombeo de cavidad progresiva (PCP), se llevan los hidrocarburos a la superficie para ser transportados hasta una unidad de mejoramiento.
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Figura 2.18 Pozo horizontal y desviado, (yacimientos de petróleo pesado, oilfield review, invierno 2002).



El uso de esta tecnología en la recuperación de aceite pesado se basa en el aumento importante de la producción del pozo, mejores eficiencias de barrido y un mejor control cuando se emplean métodos térmicos o cuando predomina la segregación gravitacional en yacimientos con baja presión. En Canadá la perforación de pozos horizontales ha sido el avance tecnológico con mayor impacto en la industria de aceite pesado. La principal ventaja atribuida a la producción primaria con pozos horizontales es el bajo costo (Holdicht, S. A., 1970).
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Figura 2.19 Muestra en la parte izquierda un pozo vertical y en la parte derecha un pozo horizontal, (yacimientos de petróleo pesado, oilfield review, invierno 2002).



II.V.VII INYECCIÓN DE POLÍMEROS Una manera de disminuir la movilidad del agua en la inyección de agua se hace con el uso de un soluto. Estos polímeros pueden ser polisacáridos, óxidos de polietileno, hidroxietilcelulosas y poliacrilamidas. Estos polímeros incrementan o reducen la viscosidad del agua, con ello incrementa la eficiencia de barrido. Para que la inyección de polímeros sea efectiva las viscosidades de los yacimientos deben estar entre 10 - 150 [cp] (Du, Y., 2004). El uso de surfactantes (son sustancias que influyen por medio de la tensión superficial en la superficie de contacto entre dos fases (p.ej., dos líquidos insolubles uno en otro) permitiendo conseguir o mantener una emulsión.) se emplean para reducir las fuerzas capilares esto aumenta la eficiencia de desplazamiento de los hidrocarburos en la inyección de agua. La adsorción (acumulación de una sustancia en una determinada superficie interfacial entre dos fases. El resultado es la formación de una película líquida o gaseosa en la superficie de un cuerpo sólido o líquido.) de los surfactantes en la roca puede ser un problema debido a que la emulsión se mueve más lento que el agua. La movilidad de la emulsión disminuye si la concentración de surfactante es pequeña. Como resultado de la no miscibilidad entre el aceite y el agua, ningún fluido puede desplazar completamente al otro bajo condiciones de yacimiento. Esto se ve reflejado en la saturación de agua irreductible (Swi) y la saturación residual de aceite (Sor) en la curva
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de permeabilidad relativa agua-aceite. En el laboratorio, no importa que tan grande sea el volumen de agua que ha sido inyectado en un núcleo, la saturación de aceite nunca será menor que la Sor, al menos al realizar un flujo convencional de agua. Sin embargo, se ha sabido por muchos años que la eficiencia de un flujo de agua puede ser mejorada al reducir la relación de movilidad agua-aceite en el sistema. Dicho cambio permite una mayor eficiencia de barrido además de una mayor eficiencia de desplazamiento de aceite en la zona barrida. Agregando las soluciones correctas de polímeros al agua inyectada, la movilidad del agua puede ser reducida y la recuperación de aceite incrementada como se muestra en la figura 2.20.



Figura 2.20 Aceite residual después de un flujo de agua y después de un flujo de polímeros, (Du Y., 2004).



En el flujo de polímeros, un polímero es agregado con el fin de aumentar la viscosidad del agua inyectada. Dependiendo del polímero utilizado, la permeabilidad efectiva al agua puede ser reducida en las zonas barridas en diferentes grados. Se cree que el flujo de polímeros no puede reducir la Sor, pero es una forma eficiente de alcanzarla más rápidamente o más económicamente. Las soluciones de polímeros pueden conducir a un incremento en la recuperación de aceite más allá de un flujo de agua por tres fenómenos potenciales. • • •



El efecto de los polímeros en el flujo fraccional. Reduce la relación de movilidad agua-aceite. Desvía el agua inyectada de zonas que han sido barridas.
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Muchos estudios fundamentan teóricamente el flujo de polímeros. Sin embargo, la práctica de campo es un proceso técnicamente sofisticado y requiere inversiones de millones de dólares. Por esta razón, un minucioso conocimiento del yacimiento y de la aplicabilidad del flujo de polímeros, son esenciales para el éxito del proceso. Las rocas del yacimiento y las propiedades del fluido determinan el mecanismo y la efectividad del proceso, en específico, al desplazar agua y aceite de la formación. Por otra parte, el proyecto debe mostrar un adecuado ritmo de retorno de la inversión. La recuperación de aceite, precio del crudo, costo de los químicos, costo del equipo y el costo de perforación de los pozos, son aspectos importantes a considerar al realizar una evaluación económica de un flujo de polímeros. Existen relativamente pocos proyectos de inundación de polímeros en el mundo, los cuales aportan poco a la producción mundial por recuperación mejorada al ser comparados con la inyección de gas y vapor (Du Y., 2004). Para esta descripción, serán consideradas tres categorías, combinando el flujo alcalino con los dos principales métodos surfactantes (reductores de tensión interfacial). II.V.VIII ALTERACIÓN DE LA MOJABILIDAD Este concepto se basa en cambiar una superficie mojada por aceite a una superficie mojada por agua, el cambio parcial o total de la mojabilidad de una roca mojada por aceite a una roca mojada por agua incrementa la recuperación de hidrocarburos. Tal alteración puede lograrse mediante el uso de un acido como el ácido clorhídrico o el hidróxido de sodio. La inyección de tales ácidos debe hacerse en las primeras etapas de la inyección de agua. El porcentaje de recuperación es mayor al 15 [%]. El porcentaje de recuperación es mayor en aceites viscosos. II.V.IX INYECCIÓN DE DIÓXIDO DE CARBONO El dióxido de carbono se ha usado en los yacimientos de dos formas: como inyección de dióxido de carbono o en la inyección de agua carbonatada. La primera forma se usa porque el dióxido de carbono es miscible en hidrocarburos ligeros a bajas presiones; sin embargo, no es miscible en los hidrocarburos del yacimiento, esto generará un solvente miscible en los hidrocarburos más pesados (Malcolm D. M., 2001). El rango de presión para este tipo de desplazamiento (figura 2.21) es de 1,100 a 3,000 [psi] (Malcolm, D. M., 2001). Las condiciones existentes en yacimientos con hidrocarburos muy pesados hacen que este proceso sea inservible. Además se crea precipitación de asfaltenos lo cual disminuye la permeabilidad de la formación. La inyección de agua carbonatada es más exitosa en el caso de hidrocarburos pesados. El dióxido de carbono disminuye la viscosidad del hidrocarburo, aumenta su



85



DESPLAZAMIENTO DE FLUIDOS EN EL YACIMIENTO



volumen, disminuye su densidad y elimina la tensión superficial entre el dióxido de carbono y el hidrocarburo pesado mejorando la permeabilidad de la formación.



Figura 2.21 Proceso de inyección de CO2, (textos científicos, 2008).



II.V.X MISCELAR / POLÍMEROS, ASP, INUNDACIÓN ALCALINA El objetivo de los métodos químicos es reducir la tensión interfacial entre el aceite y el agua, generalmente para desplazar el aceite discontinuo atrapado (saturación residual, Sor) que permanece después de un flujo de agua. Debido a que es aproximadamente 10 veces más difícil reemplazar el aceite atrapado que el continuo, los baches de surfactante para este proceso deben ser muy eficientes. Los mecanismos de desplazamiento de aceite son bien entendidos, y se han ideado muchas formulas para entregar altas recuperaciones en experimentos de laboratorio. En el campo, se han registrado algunos éxitos técnicos; sin embargo, los éxitos económicos han sido menores debido a que el costo de los fluidos inyectados es muy alto. Por lo tanto, se ha realizado un esfuerzo por reducir el costo de los fluidos de inyección, agregando más álcali y menos surfactante o cosolventes a las formulaciones. Estas mezclas son llamadas procesos ASP (Alkaline/Surfactant/Polymer) (ver figura 2.22), y en ellos es posible inyectar grandes baches debido a que el costo es menor comparado con las formulaciones clásicas de miscelares / polímeros. El álcali cuesta mucho menos que un surfactante o un cosolvente, y ayuda a reducir la tensión interfacial y la absorción del surfactante sobre las rocas. Durante los años 80’s, los flujos de polímeros fueron aplicados en yacimientos de areniscas casi cuatro veces más que en yacimientos de carbonatos. En teoría, un flujo de polímeros mejorará la eficiencia
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de barrido durante cualquier flujo de agua. Sin embargo, una serie de factores técnicos y económicos han limitado la aplicación exitosa de este proceso (Taber, J.J., 1997).



Figura 2.22 Esquema del proceso ASP, (textos científicos, 2008).



II.V.XI FLUJO DE POLÍMEROS Y TRATAMIENTOS DE GEL A lo largo del tiempo, ha existido cierta confusión entre el flujo de polímeros para la recuperación mejorada y la inyección de polímeros gelantes para el bloqueo de agua en pozos inyectores y productores. En el pasado, los flujos de polímeros y los tratamientos de gel fueron considerados como una sola tecnología. Sin embargo, estos procesos tienen objetivos técnicos muy diferentes, tanto, que pueden ser considerados de forma separada. La distinción entre un proceso de control de movilidad (flujo de polímeros) y un tratamiento bloqueador (polímeros degradados y otros gelificantes) es un concepto que es importante entender. Para flujos de polímeros y otros procesos de control de movilidad, el agente controlador de la movilidad debe “barrer” el yacimiento de forma regular. En otras palabras, el polímero debe penetrar tanto como sea posible en las zonas de baja permeabilidad y de esta forma proveer la fuerza necesaria para desplazar y producir el aceite no barrido. En contraste, para los tratamientos de gel, la penetración del mismo debe ser minimizada en zonas menos permeables y zonas de aceite productivas. Cualquier gel que se forme en una zona productiva de aceite reduce la eficiencia de desplazamiento y retarda la producción de aceite. Los tratamientos de gel han sido aplicados bajo
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condiciones tan diversas como las mencionadas para flujo de polímeros. Como se menciona anteriormente, el objetivo técnico de un tratamiento de gel es muy diferente al de un flujo de polímeros. En la mayoría de los casos, el objetivo de un tratamiento de gel es prevenir la canalización de fluido (usualmente agua) sin dañar la productividad de hidrocarburos (Taber, J.J., 1997). II.V.XII INYECCIÓN DE N2 Y GASES DE COMBUSTIÓN Además del aire comprimido, el nitrógeno y los gases de combustión, son los gases inyectables más baratos (especialmente en términos de volumen a condiciones de yacimiento). Son considerados juntos debido a que las presiones que requieren para un buen desplazamiento son similares, y al parecer pueden ser usados de manera intercambiable para la recuperación de aceite. De hecho, al menos tres proyectos actuales de nitrógeno fueron operados exitosamente por años como proyectos de inyección de gas de combustión. Sin embargo, la corrosión representó un gran problema (especialmente para el gas de combustión proveniente de motores de combustión interna), y todos han cambiado a inyección de nitrógeno con buenos resultados. Además de su bajo costo y amplia disponibilidad, el nitrógeno es el más inerte de los gases de inyección. Desafortunadamente, tiene una alta MMP, de tal forma que el desplazamiento miscible solo es posible en yacimientos profundos (Taber J.J., 1997). II.V.XIII INYECCIÓN DE GAS HIDROCARBURO Como uno de los métodos más antiguos de RM, la inyección de hidrocarburos fue practicada por años antes de que el concepto de MMP fuera bien entendido. Al existir un excedente de hidrocarburos de bajo peso molecular en algunos campos, estos fueron, en ocasiones, inyectados para mejorar la recuperación de aceite. En términos de presión requerida para un desplazamiento miscible eficiente, los gases hidrocarburos se clasifican entre las altas presiones requeridas por el nitrógeno y el modesto rango de presiones para el CO2. En caso de que el gas inyectado no sea miscible con el aceite residual en la formación, la recuperación es mejorada a través de un simple drene gravitacional, el cual conlleva una mejor recuperación que a través de un flujo de agua. En tal situación, los principales criterios serán la comunicación vertical (Kv) y la inclinación del yacimiento, o el espesor del mismo para el caso de un yacimiento masivo (Hunedi S., 2005). En caso de que el gas inyectado llegue a ser miscible con el aceite residual, la recuperación puede alcanzar valores de 90 [%] en el área barrida y pueden estar involucrados tres procesos distintos (Stalkup F.E. 1983):



88



CAPÍTULO II



Proceso miscible de primer contacto: En este proceso, los solventes se mezclan directamente con el aceite del yacimiento en todas las proporciones y su mezcla permanece siempre en una fase simple. Otros solventes no son directamente miscibles con el aceite del yacimiento pero bajo las condiciones adecuadas de presión y composición del solvente pueden alcanzar la miscibilidad in situ por transferencia de masa de los componentes del aceite y los solventes a través de un repetido contacto con los aceites del yacimiento. La miscibilidad alcanzada de esta forma es llamada “de contacto múltiple” o “miscibilidad dinámica”. Vaporización de gas o empuje por alta presión: Este mecanismo de empuje consigue la miscibilidad dinámica mediante vaporización in situ de los hidrocarburos de peso molecular intermedio del aceite del yacimiento dentro del gas inyectado. Los componentes intermedios del aceite son removidos por el gas inyectado, el cual se enriquece hasta mezclarse finalmente con el aceite. Condensado o empuje por gas enriquecido: En este proceso, la miscibilidad dinámica se consigue mediante la transferencia in situ de los hidrocarburos de peso molecular intermedio del gas inyectado al aceite del yacimiento. El gas natural enriquecido con cadenas del etano al hexano, seguidas por metano y posiblemente agua (gas inyectado), transfiere sus componentes enriquecedores al aceite, de tal forma que la viscosidad del aceite disminuirá, y la miscibilidad se desarrollará en el área de los inyectores. Para un eficiente desplazamiento vertical, el yacimiento no deberá contener barreras permeables al flujo vertical y el desplazamiento deberá cumplir con un ritmo tal que asegure un flujo gravitacionalmente estable. Algunas restricciones adicionales para el flujo miscible horizontal son: • • • •



Zonas productoras delgadas (no más de 15 [ft]). Buena continuidad horizontal, con baja Kv/Kh. Sin fracturas. Preferentemente aceite bajo saturado, sin gas libre ni agua movible.



Como conclusión, el flujo miscible de gas es sin duda una buena opción para mejorar la recuperación de aceite. Sin embargo, se deberá encontrar un buen diseño para alcanzar la miscibilidad y mantener la economía del proyecto. De acuerdo a TOTAL, la recuperación incremental esperada a partir de los proyectos de inyección de gas va del 5 a 10 [%] para un consumo de gas inyectado de 3 a 15 000 [ft3/bbl]. Si la miscibilidad es alcanzada, la recuperación adicional puede hasta del 15 [%] para el mismo consumo de gas (Hunedi, S., 2005).
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II.VI CARACTERÍSTICAS DE ALGUNOS CAMPOS DE CRUDO PESADO EN DONDE SE HA EMPLEADO ALGUN MÉTODO DE RECUPERACIÓN La siguiente tabla muestra algunos campos en el mundo donde so han aplicado algún método de recuperación para desplazar aceite dentro del yacimiento algunos de estos campos petroleros no se encuentran comercialmente activos otros poseen un estado actual desconocido y otros son comercialmente activos a la fecha. Tabla 2.3 Campos petroleros en el mundo donde se ha aplicado un proceso de recuperación, (Procesos de recuperación mejorada aplicados a crudos pesados, 2008). Volumen Densidad Campo País original del Aceite Método de recuperación empleado 3 [m ] [°API] Actualmente no es comercialmente activo, durante Alberta, Grosmont 5055 5–9 los años 70´s y 80´s se hicieron ensayos pilotos con Canadá CSS, combustión in situ e inyección de vapor. Actualmente no es comercialmente activo, para el Campos aceite pesado en formaciones carbonatadas se Brasil 3000 12 Bassin usaron pozos horizontales y la ayuda del acuífero en la recuperación primaria. Comercialmente activo, producción primaria con Tahe China 214 20 fracturamiento hidráulico. Cao - 20



China



2.9



11



Estado actual desconocido, hay indicios de que el acuífero asociado se ha usado para producción primaria y se han hecho estimulación con CSS.



Emerud



Congo



109



22



Estado Actual desconocido, producción primaria con inyección de vapor.



Varadero Boca de Jaruco y Pina



Cuba



318



10



Comercialmente activo, en la producción primaria se usaron pozos horizontales.



Granade



Francia



221



10



Lacq Superior



Francia



19.9



22



Zaqueh



Irán



1200



18



Bangestan



Irán



3600



10 – 12 (Sarvak) y 8 (Jahrun)



Qarm Alam



Omán



213



16



Ikistepe



Turquía



127



10 - 12



Kozluca



Turquía



138



13



Bati Ramán



Turquía



1850



10 - 13



Actualmente no es comercialmente activo. Estado actual desconocido, estuvo bajo producción primaria con ayuda del acuífero. Actualmente no es comercialmente activo, formación muy profunda a alta temperatura, la recuperación primaria se hizo con combustión in situ. Actualmente no es comercialmente activo, aunque se han hecho pruebas con CSS Comercialmente activo, producción primaria con inyección de vapor. Estado actual desconocido, proyectos con inyección de CO2. Estado actual desconocido, proyectos con inyección de CO2. Actualmente activo, producción primaria con inyección de CO2.
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II.VII CRITERIOS DE SELECCIÓN DEL MÉTODO DE RECUPERACIÓN Dada la diversidad de métodos de recuperación disponibles, la selección del mejor método para un yacimiento en particular requiere un estudio general que incorpore diversos factores, tales como propiedades de los fluidos, continuidad de la formación, mecánica de las rocas, tecnología de perforación, opciones de terminación de pozos, simulación de la producción e instalaciones de superficie. Este esfuerzo de equipo interdisciplinario también debe considerar las soluciones de compromiso entre factores tales como reservas, regímenes de recuperación esperados y tasas de producción. También se requiere la consideración del costo de la generación de energía y la sensibilidad ambiental de las adyacencias. Tomando en cuenta lo anterior, se proponen dos tipos de criterios de selección del método de recuperación adecuado, el primero se basa en las propiedades de los fluidos y en las características del yacimiento (tabla 2.4), el segundo criterio se basa en los indicadores de desempeño clave (tabla 2.5 y tabla 2.6), es decir, solo se toma en cuenta el desempeño y el conocimiento que se tiene sobre los métodos de recuperación, haciendo aún lado las propiedades del fluido. Es importante mencionar que para una buena selección del método de recuperación se deben de tomar en cuenta los dos criterios propuestos, es decir: las propiedades del fluido y las características del yacimiento conjugado con el desempeño y conocimiento de la aplicación del método, ya que juntos proporcionan un panorama más claro para no solo la selección del método sino para el conocimiento total del yacimiento en materia de producción por medio de un método de producción secundaria. La tabla 2.5 para métodos térmicos y la tabla 2.6 para métodos no térmicos, son una Matriz de sensibilidad que se obtuvo a partir del estudio que BP exploración Alaska (1990) realizó en campos de esa región, donde se cuantifica la sensibilidad de cada método de recuperación, los factores de producción, subsuelo, superficie y costos. Cada bloque de la matriz se coloreó de acuerdo con la sensibilidad del factor al desempeño o a la importancia del conocimiento. En términos de desempeño, el verde significa excelente, el amarillo, regular, y el rojo, significa pobre. En términos de importancia del conocimiento, el verde significa menos importante, el amarillo significa importante y el rojo, crítico.



91



DESPLAZAMIENTO DE FLUIDOS EN EL YACIMIENTO Tabla 2.4 Criterio de selección del método de recuperación considerando las propiedades del crudo pesado y las características del yacimiento, (J.J. Taber y F.D. Martin, 1997). CRITERIO DE SELECCIÓN DEL MÉTODO DE RECUPERACIÓN CONSIDERANDO LAS PROPIEDADES DEL CRUDO PESADO Y LAS CARACTERÍSTICAS DEL YACIMIENTO Propiedades del aceite



Método



Densidad [°API]



Viscosidad [Cp]



Características del Yacimiento



Composición



Saturación de aceite [%]



Tipo de formación



Espesor neto [ft]



K promedio [mD]



Profundidad [ft]



Temperatura [°F]



Procesos no Térmicos



Nitrógeno y gases de combustión



> 35 - 48



< 0,4 - 0,2



Alto % de C1 a C7



> 40 - 75



Arenas o carbonatos



Delgado a menos que exista una inclinación



NC



> 6000



NC



Hidrocarburos



> 23 - 41



30 - 80



Arenas o carbonatos



Delgado a menos que exista una inclinación



NC



> 4000



NC



Dióxido de Carbono



> 22 - 36



< 10 - 15



Alto % de C5 a C12



> 20 - 55



Arenas o carbonatos



Amplio rango



NC



> 2500



NC



Gases Inmiscibles



> 12



< 600



NC



> 35 - 70



NC



NC si es inclinado y/o existe una buena Kv



NC



> 1800



NC



> 35 - 53



Preferible Arenas



NC



> 10 - 450



> 9000 - 3500



> 200 - 80



> 50 - 80



Preferible Arenas



NC



> 10 - 800*



< 9000



> 200 - 140



Miscelares/Polímeros, ASP y flujo alcalino



> 20 - 35



< 35 - 13



Ligeros, intermedios, algunos ácidos orgánicos para flujos alcalinos



Flujo de polímeros



> 15



< 150 >10



NC



Procesos Térmicos



Combustión



> 10 - 16



< 5000 - 1200



Algunos componentes asfálticos



> 50 - 72



Arenas de alta porosidad



> 10



> 50



< 11500 3500



> 100 - 135



Vapor



> 8 - 13,5



700



NC



> 40 - 66



Arenas de alta porosidad



> 20



> 200 - 2540
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