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Resumen -
La investigacion realizada en este estudio de revision esta
enfocada en la aplicacion de técnicas avanzadas en el mundo
para la recuperaciéon mejorada de petrdleo y coémo éstas
podrian aplicarse en Ecuador. Se plantea disefiar un plan de
técnicas avanzadas de recuperacion mejorada de petroleo
(EOR) aplicadas a nivel mundial, mediante revision
bibliografica, para una posible aplicacion en el campo Sacha
del oriente ecuatoriano. Las técnicas analizadas en el presente
articulo se enfocaron en cémo el factor de recobro de petrdleo
obtenido varia cuando se aplica algin método revisado.
Se llevo a cabo un analisis exhaustivo acerca de las técnicas
aplicadas en campo e investigaciones in vitro realizadas en
paises como EE. UU., Rusia, China, Ecuador, entre otros, de
la cuales se obtuvo informacién que se clasifico en tres
grupos: inyeccién de agua, inyeccion de gas e inyeccion de
nanofluidos, en los cuales se tom6 a consideracion las
diferentes combinaciones de técnicas y factor de recobro.
Para la inyeccion de agua, se seleccionaron dos técnicas en la
cuales las propiedades de los campos tales como porosidad,
presion de reservorio y salinidad del yacimiento son similares:
una en Estados Unidos aplicada en el campo Bakken y otra en
Ecuador aplicada en el campo Sacha, obteniendo un factor de
recobro prometedor entre 40 % - 60%. En base a la
informacion obtenida se debe emplear el proceso EOR de
inyeccion de agua de baja salinidad, seguido de agua de baja
salinidad + surfactante para mejorar la produccion del campo
Sacha en la arena “U Inferior con lo cual se espera obtener un
incremento entre 4 a 15 % en el factor de recobro,
favoreciendo el aumento del beneficio econémico para el
Ecuador.

Palabras clave: Factor de recobro, técnicas de recuperacion
mejorada, produccién de petréleo, Oriente Ecuatoriano,
Inyeccion de agua, Sacha.

Abstract-
The research conducted in this review study is focused on the
application of advanced techniques in the world for enhanced
oil recovery and how they could be applied in Ecuador. It is
proposed to design a plan of advanced enhanced oil recovery
(EOR) techniques applied worldwide, through a literature
review, for a possible application in the Sacha field in eastern
Ecuador. The techniques analyzed in this article focused on
how the oil recovery factor obtained varies when a revised
method is applied.
An exhaustive analysis was carried out on the techniques
applied in the field and in vitro research carried out in
countries such as USA, Russia, China, Ecuador, among others,
from which information was obtained and classified into three
groups: water injection, gas injection and nanofluid injection,
in which the different combinations of techniques and
recovery factor were taken into consideration.
For water injection, two techniques were selected in which the
properties of the fields such as porosity, reservoir pressure and
reservoir salinity are similar: one in the United States applied
in the Bakken field and another in Ecuador applied in the
Sacha field, obtaining a promising recovery factor between 40
% - 60%. Based on the information obtained, the EOR process
of low salinity water injection, followed by low salinity water
+ surfactant should be used to improve the production of the
Sacha field in the "Lower U" sand, with which it is expected
to obtain an increase between 4 to 15 % in the recovery factor,
favoring the increase of the economic benefit for Ecuador.

Translated with DeepL.com (free version)
Keywords: Recovery factor, enhanced recovery techniques,
oil production, Ecuadorian Orient, water injection, Sacha.



1. INTRODUCCION

El petrdleo crudo, asi como sus derivados se han forjado un

papel crucial para la economia global debido a la alta demanda
energética, siendo esta 1,5% por afio aproximadamente
(Elkady, Al-Sabagh, Betiha, & Mahmoud, 2016). El petroleo
extraido por fuerzas propias del yacimiento (recuperacion
primaria) y aquel extraido por fuerzas mecénicas aplicadas
sobre el mismo, representa el 35-40% del petréleo original
existente (Elkady, Al-Sabagh, Betiha, & Mahmoud, 2016). Se
considera que luego de la recuperacion primaria y fuerzas de
extraccion aplicadas, el petrdleo continua entrampado en el
medio poroso (Kumar, Kumar, & Bera, 2023). Se cree que es
debido a fuerzas capilares, fuerzas viscosas, actividades IFT
(tension  interfacial), mojabilidad de la roca 'y
heterogeneidades de yacimiento que contribuyen a una baja
eficiencia en el desplazamiento de petroleo) (Kumar, Kumar,
& Bera, 2023). De lo anterior surge la necesidad de aplicar
técnicas de recuperacion mejorada de petroleo (EOR), debido
al amplio interés por extraer el porcentaje restante de petroleo
almacenado (50-60%).

La inyeccion de agua es considerada uno de los métodos EOR
que mas se ajusta a las demandas operacionales en cuanto a
recuperacion de petroleo, y hasta ahora es la técnica mas
empleada gracias a su efectividad por el aumento de recobro
de petrdleo (Ordonez, Pena, & Pilozo, 2022). Se considera
que, luego de aplicar la técnica de invasion con agua, ain
permanece en el yacimiento mas del 40 % de petrdleo a pesar
de ser una técnica con amplios resultados (Ordonez, Pena, &
Pilozo, 2022).

Agharazi-Dormani. (1990) sugiere que la falta de aumento en
la taza de recobro con la aplicacion de la técnica de invasion
de agua en ciertos campos a nivel mundial puede ser
ocasionado por heterogeneidades en las rocas del yacimiento
que puede generar fluctuaciones en la permeabilidad, lo cual
resulta contraproducente en la eficiencia del barrido
volumétrico, debido a que el agua inyectada fluye
normalmente a través de zonas con mayor permeabilidad
(Agharazi-Dormani, Hornof, & Neale, 1990). Por ello es
necesario aplicar técnicas de recuperacion mejorada mas
avanzadas (EOR) (Ordonez, Pena, & Pilozo, 2022) tales como
la inundacién quimica con polimeros, tensoactivos, mezclas de
tensoactivos, polimeros, combinaciones alcalinas, inyeccion
de gas natural, CO, y otros gases, recuperacion térmica,
nanofluidos y combinacion de estas técnicas como la invasion
de agua y gas (WAQ), entre otros (Kumar, Kumar, & Bera,
2023).

Se cree que juntando todos los reservorios existentes a nivel
mundial aproximadamente se tiene un total de 6 billones de
barriles de petroleo de los cuales el 70 % aproximadamente
corresponde a depodsitos ubicados en Estados Unidos (Ozowe,
Zheng, & Sharma, 2020).

Esta afirmacion es corroborada por el Departamento de
Energia de Estados Unidos, los cuales estiman que
aproximadamente 377 mil millones de barriles de petroleo

descubierto permanecen almacenados luego de la recuperacion
primaria y secundaria. Segun nanotecnologos y expertos en
petroleo, empleando técnicas avanzadas de recuperacion de
petroleo y gas, se podria satisfacer por muchos afios la
demanda energética con alto porcentaje de ganancias
monetarias (Elkady, Al-Sabagh, Betiha, & Mahmoud, 2016).

El porcentaje restante de la reserva de petroleo mundial
corresponde a los demas paises productores de petrdleo, de los
cuales se sabe que gran parte de este porcentaje es cubierto por
paises de Asia, América Central y América del Sur. (Ordofiez,
Pena, & Pilozo, 2022). En este estudio fue imposible
considerar a todos los paises productores, pero consideramos a
EE. UU., China, India, Iran, Rusia, Noruega, Canada entre
otros, con mayor historial de produccion de petréleo y que han
aplicado técnicas avanzadas de recuperacion mejorada de
petroleo (EOR). Dentro de los paises de asiaticos, tenemos a
India, donde se esta llevando a cabo la produccion de petroleo
crudo mediante la recuperacion mejorada en campos maduros,
debido a la falta de descubrimiento de nuevos campos.
(Kumar, Kumar, & Bera, 2023).

El déficit de produccion energética ha llevado a este pais a
implementar técnicas avanzadas de recuperacion mejorada.
Tales como: inyeccion de polimeros, tensoactivos, alcalis,
nanoparticulas e inundacion combinada de Adlcalis,
tensioactivos. La aplicacion de estas técnicas en los campos
maduros de la India tiene el objetivo de reducir la importacion
de crudo de la OPEP (Organizacién de Paises Exportadores de
Petroleo) (Kumar, Kumar, & Bera, 2023).

En los paises de América del Sur al igual que en otros paises
también se estd teniendo el mismo inconveniente con la
demanda de consumo energético, como es el caso en Ecuador.
La explotacion petrolera en el oriente ecuatoriano empezd en
los afios 70s, (Ozowe, Zheng, & Sharma, 2020), cuyo objetivo
primordial ha sido siempre la extraccion de petroleo con alto
margen de ganancias, se han aplicado la recuperacién primaria
y secundaria, con lo cual se estima que atin permanece el 60 al
80% del petroleo in situ.

La aplicacion de técnicas avanzadas de recuperacion mejorada
en el Ecuador es un tema que por ahora no ha madurado
mucho debido a alta inversion y aspectos socio-politicos
(Mena, Guaman, Chamorro, & Pinto, 2019). Se plante6 este
estudio con el objetivo de disefiar un plan de técnicas
avanzadas de recuperacion mejorada de petréleo (EOR)
aplicadas a nivel mundial, mediante revision bibliografica,
para una posible ejecucion en el campo Sacha (oriente
ecuatoriano), lo cual se harad posible adquiriendo una amplia
vision de las técnicas que se han aplicado y se estan aplicando
a nivel mundial. (Mena, Guaman, Chamorro, & Pinto, 2019).

2. PROBLEMA POR RESOLVER

El oriente ecuatoriano en los campos maduros de produccion
de petréleo en el Sacha utiliza inyeccion de agua que son
técnicas secundarias para la produccidon petrolera, esto da
como resultado un bajo rendimiento en el factor de recobro.



Ante esta problematica surgio la necesidad de explorar
técnicas de obtencion de petrdleo en campos maduros a nivel
mundial con la finalidad de establecer cual seria la mas
adecuada que se puede enlazar a las practicas petroleras que se
desarrolla en el campo Sacha para mejorar el factor de recobro

3. METODOLOGIA

La elaboracion de este articulo es de tipo documental — no
experimental, utilizando la metodologia prisma tanto en la
revision de articulos y tesis que describan describen la
aplicacion de técnicas avanzadas de recuperacion mejorada de
petrédleo (EOR) en campos maduros a nivel mundial.

Todas las comparaciones nos facilitaron el analisis de aspectos
clave como: factor de recobro, inyeccién de agua, inyeccion
de gas, inyeccion de nanofluidos, recuperacion mejorada de
petrdleo y mejoras en la recuperacion.

Esto se llevo a cabo de la siguiente manera:

1. Se seleccionaron estudios aplicativos de técnicas de
avanzadas de recuperacion mejorada de petroleo

2. Se evaluaron técnicas que han provocado un aumento
en el factor de recobro de petroleo

3. Se seleccionaron las técnicas que podrian ser
aplicadas en la recuperacion mejorada de petroleo en
el Ecuador

Las técnicas a las cuales se hace mencion son las siguientes;
inundacién quimica con polimeros, tensioactivos, mezclas de
tensioactivos, combinaciones alcalinas, inyeccion de gas
natural, CO, y otros gases, recuperacion térmica, nanofluidos
y combinacion de estas técnicas como el WAG (invasion de
agua y gas), entre otros (Kumar, Kumar, & Bera, 2023).

La busqueda de todos los estudios se rigid de repositorios de
Scopus y Pubmed con combinaciones de términos de
blisqueda con operadores booleanos como Improved oil
recovery OR recovery factor OR recovery percentage OR
advanced recover OR techniques.

Los criterios de inclusion de articulos y tesis son un periodo
comprendido de 1989 a 2023, esto se debe a que los estudios
mas recientes en la recuperacion mejorada de petroleo se han
realizado bajo la guia de estudios comprendidos desde el afio
1989.

Para cumplir con los objetivos de esta investigacion se tomo a
consideracion dichos estudios desde los afios indicados
anteriormente que han generado un indicio del origen de la
aplicacion de técnicas de recuperacion mejorada de petrdleo
en campos maduros a nivel mundial.

3.1. Principales métodos empleados a nivel mundial
En esta investigacion procuramos recopilar informacion

acerca de las técnicas de recuperacion mejorada de petroleo
(técnicas terciarias), debido a que las técnicas de recuperacion

secundaria ya han sido aplicadas en los campos maduros y el
objeto de nuestra investigacion es priorizar aquellas técnicas
que con combinacién de varias prometen un aumento del
factor de recobro.

Para la seleccion de un método de recuperacion mejorada de
petroleo (EOR), en esta investigacion fue imperativo analizar
el factor de recobro que estas técnicas y las principales
observaciones a las cuales se vieron expuestos en la
implementacion en cada uno de los paises que son analizadas.
3.1.1. Inyeccion de gas y sus combinaciones
Luego de la extraccion secundaria de petroleo, existen
métodos de extraccion catalogados como métodos de
recuperacion mejorada, que tienen como objetivo extraer el
petroleo restante de un yacimiento de hidrocarburos que ha
sufrido disminuciéon en la tasa de recobro, mediante la

inyeccion de gas, solventes, polimeros o energia térmica (Ji,
Kwon, Choi, & Kim, Journal of CO, Utilization, 2023).

La inyeccidbn de gas es superior a otras técnicas de
recuperacion de petrdleo, puesto que, ha garantizado una
recuperacion prometedora del petréleo (Nasser, Bera, &
Ramalingam, 2023)

La recuperacion de petrdleo mediante la inyeccion de CO»
promete recuperar entre 20 a 40% del petrdleo entrampado en
los poros de la roca (Ji, Kwon, Choi, & Kim, Journal of CO»
Utilization, 2023).

3.1.1.1. Iran

En Iran la aplicacion de varios sub-métodos para la
recuperacion de petroleo ha presentado un gran desafio, tanto
que evidenciar una eficiencia mayor al 50%, garantiza una
adecuada extraccion de petréleo, en la figura 1, se presenta los
sub-métodos aplicados en este pais.

Figura 1:
Factores de recobro utilizados en Iran
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Fuente: Ortega O., Khosravi M., Salehpour, 2024, Factores de recobro utilizados
en Iran, Ilustracion.

Flujo Marangoni: CO2 casi miscible. El flujo Marangoni al
generar un 87,1% de recobro, es conocido como la
transferencia de materia a través del interfaz provocado por el
gradiente de tension interfacial (IFT) mediante la inyeccion de
CO, de manera naturalmente, sin ninguna restriccion en la



matriz. Se llevaron a cabo dos experimentos completos: sin
flujo Marangoni, el primero y flujo conectivo relacionado con
IFT, el segundo (Khosravi M., Rostami, Emadi, & Roayaei,
2014).

La recuperacion de petréleo durante la inyeccion de CO; se ve
afectada por el flujo Marangoni al posponer que el tiempo de
avance permite que esta mejore. La recuperacion de petroleo
aumenta linealmente conforme aumenta el flujo de Marangoni
y avanza la invasion de CO; en los poros (Khosravi M.,
Rostami, Emadi, & Roayaei, 2014).

La aplicacion del flujo Marangoni (Inyeccion de CO, casi
miscible) en un estudio realizado en Iran alcanzo los 87,1 %
en la tasa de recobro lo cual representa una excelente
alternativa para replicacién en campos maduros nivel mundial
(Khosravi M., Rostami, Emadi, & Roayaei, 2014).

3.1.1.2. China

El interés por la recuperacion de petrdleo en China se ve
reflejado en la figura 2, en la cual se ilustran los sub-métodos
utilizados como:

Figura 2:
Factores de recobro utilizados en China
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Fuente: Oscar O., Huan Q., Ji, Xie, Chen, Khoshkalam, Hu, Meng, Dong, Zhang Zhao,
2024, Factor de recobro sub-métodos en China, Ilustracion.

Inundacion con vapor asistida por un sistema de control de
perfiles. - La inyeccion con vapor es una técnica de
recuperacion mejorada de petrdleo en desarrollo que promete
ser muy eficaz en yacimientos de petréleo pesado (Dong,
Zhao, Zhang, & Liu, 2023). La inyeccion con vapor asistida
por el sistema de control de perfil ocasionalmente ocasiona
taponamiento en los canales dominantes que en consecuencia
mejora aun mas el factor de recobro (Dong, Zhao, Zhang, &
Liu, 2023). El ensayo de inyeccion de tres tubos paralelos
muestra que la recuperacion total de petréleo de la inyeccion
con vapor asistida por PCS (Sistema Control de Perfiles)
incremento en un 28,7 % considerando que la inyecciéon con
vapor llego 83,2 % (Dong, Zhao, Zhang, & Liu, 2023). La
inyeccion de vapor asistida por PCS tiene un efecto plausible
en la eficiencia de barrido de nucleos heterogéneos, lo que
produce un aumento de 9,46% en la recuperacion mejorada de
petroleo en comparacion con el barrido de nucleos
homogéneos (Dong, Zhao, Zhang, & Liu, 2023).

Inyeccion de aire con oxigeno reducido. - La oxidacion a baja
temperatura (LTO), no es posible entre el aire escaso en
oxigeno y el petroleo crudo, y el efecto de inyeccion del aire
escaso en oxigeno es semejante al del nitrégeno.

Cuanto se tienen altas temperaturas, el grado de recuperacion
en la culminacion de la inyeccion de aire escaso de oxigeno es
de 39,86 (02) %, mientras que con inyeccion de nitrogeno es
de 36,56%, este ensayo se empled en China como parte de una
investigacion para recuperacion de petroleo en campos
maduros en el norte se del pais mencionado (Huan Q., et al.,
2021).

3.1.1.3. Noruega

En Noruega la recuperacion mejorada de petroleo ha tomado
un papel muy importante, uno de los estudios mas
representativos es el reciclaje e inundacién de CO», en el cual
se alcanzo el 45 % de factor de recobro. En la figura 3 se
representan dos estudios en los cuales se denotan los
porcentajes de recobro por inyeccion WAG vy reciclaje e
inundacién de COs.

Figura 3

Factor de recobro versus técnica de inyeccion de agua para recuperacion mejorada en Noruega.
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Fuente: Ortega O., Hinderaker, Cavanagh, 2024, Factor de recobro versus técnica de
inyeccion de agua para recuperacion mejorada Noruega, Ilustracion.

3.1.1.4. Estados Unidos

En Estados Unidos la oportunidad de recuperacion de petroleo
en campos maduros sugiere un avance significativo en
estudios de técnicas alternativas o combinaciones de las
técnicas ya existentes, como: WAG y Espumas de CO,.

En la figura 4 se puede apreciar que la técnica WAG muestra
como la simulacién también encontr6é que la produccion llego
a un factor de recobro del 12,16%, lo que marca la inyeccion
de agua combinada con CO, como un tema importante para
futuras investigaciones (Zhang, Wang, & Xue, 2015).



Figura 4
Factor de recobro versus técnica de inyeccion de agua para recuperacion mejorada Estados Unidos.
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Fuente: Ortega O., Zhang, Saini, Ozowe, 2024, Factor de recobro versus técnica de inyeccién
de agua para recuperacion mejorada Estados Unidos, Ilustracion.

3.1.1.5. Otros Paises

Rusia. Inyeccion de espuma. - Estudios sugieren que la
espuma, una mezcla de gas y liquido, favorece ampliamente la
eficiencia del barrido en la operacién de inyeccion de gas,
incrementa los depésitos de gas en el yacimiento y disminuye
la emulsion de gas-petrdleo. De hecho, la inestabilidad de la
espuma y el riesgo de taponamiento de poros implica en que
no sea implementada esta técnica frecuentemente en
condiciones de campo (Bello, Ivanova, Rodionov, & Aminev,
2023). Se ha comprobado que las nanoparticulas influyen en la
estabilidad de la espuma a lo largo del tiempo. Lo cual no
ocurre con los tensioactivos, puesto que la eficiencia de las
nanoparticulas para incrementar la recuperacion de petroleo
estd estrechamente ligado a la acumulacion de estas en la
interfaz gas-liquido de las espumas, lo cual favorece de
manera directa la estabilidad al disminuir el contacto liquido-
gas y evitar el escurrimiento de liquido y propagacion de gas.
Estos son menos susceptibles a generar depoésitos en la
superficie de la roca, debido a su tamafio que por lo general
suele ser <100 nm (Bello, Ivanova, Rodionov, & Aminev,
2023). En esta investigacion efectuada en Rusia se empled
este ensayo, obteniendo un 28,9 % en la tasa de recobro.

India. Inyeccion WAG. - El CO; es un componente muy
efectivo en la recuperacion de petroleo, pero su costo y
disponibilidad en los campos petroleros ha provocado la
busqueda de alternativas de almacenamiento o combinaciones
con otro componente mas barato (Nasser, Bera, &
Ramalingam, 2023). De lo anterior surgieron las estrategias de
inyeccion agua-gas-alternativa (WAG), WAG vertical y
horizontal sincronizado, inyeccién sincronizada de agua y
WAG vertical, inyeccion sincronizada de agua y gas por
separado (SSWAG), e inyeccion sincronizada de agua y gas
no por separado (SNS-WAG).

En la India se han empleado varios estudios acerca de del
método WAG, para lo cual plantearon todas las estrategias
citadas anteriormente para favorecer la recuperacion de
petroleo (Nasser, Bera, & Ramalingam, 2023). Con lo cual se
obtuvo un 70 % de tasa de recobro teniendo un aumento del 5

%. El analisis numérico y condicional determinaron que la
pureza y el tiempo de inmersion del CO; causan un efecto
inverso en la tasa de produccion de petroleo y que SNS-WAG
resultd en una mejor tasa de recuperacion de petrodleo que SS-
WAG (Nasser, Bera, & Ramalingam, 2023)

Republica de Corea. Inyeccion de agua-gas carbonatada con
CO: casi miscible. - El CO, empleado en la operacién de
inyeccion de gas es mas ventajoso que otras opciones de gas,
debido a que el CO, al ser un gas de efecto invernadero,
sugiere una solucion ambientalmente sostenible como
reduccion de su almacenamiento en la atmosfera. La inyeccion
de CO; puede ser miscible o inmiscible con respecto al
petroleo residual a expensas de la presion del yacimiento,
generando hinchazén del petréleo y disminucién de
viscosidad; lo cual causa que el petroleo se mueva facilmente
hacia los pozos productores (Nasser, Bera, & Ramalingam,
2023). De lo anterior podemos afirmar que, un método
plausible para mejoras en la recuperacion de petréleo es la
inyeccion de CO,. A pesar de que esta técnica no tiene una
buena eficiencia de barrido volumétrico en condiciones de
yacimiento.

Una buena combinacién es la inyeccion de agua saturada de
CO, (carbonatada) (CWI). La existencia de variaciones de
flujo locales causadas por emulsion durante CWI favorecieron
la efectividad de recuperacion de petrdleo poniendo al
petrdleo residual en contacto con salmuera carbonatada. El
CWI secundario al igual que el terciario permitieron una
recuperacion de petrdleo, un 24% y un 20% respectivamente
mas alta, en comparaciéon con la inyecciébn de agua
convencional (Salehpour, Riazi, Malayeri, & Seyyedi, 2020).

Figura 5:
Inyeccion de gas y sus combinaciones — Otros paises
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Fuente: Ortega O., Bello, Nasser, Ji, 2024, Inyeccion de gas y sus combinaciones en
Rusia, India 'y Rep. de Corea, Ilustracion.

3.1.1.6. Hallazgos

Como se detalla en la figura 6 la inyeccion de gas se realiza en
muchos paises alrededor del mundo, predominando en paises
como China, USA, Iran, Noruega, Republica de Corea, Rusia,
e India. A continuacion, presentamos puntos comparativos y
similitudes en la investigacion:



Figura 6
Factor de recobro técnica inyeccion de gas y sus combinaciones a nivel mundial
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Fuente: Ortega O., 2024, Factor de recobro técnica inyeccion de gas y sus combinaciones
a nivel mundial, llustracion.

Los estudios analizados en esta investigacion se centraron en
el aumento del factor de recobro con la aplicaciéon de una o
varias técnicas derivadas de la inyeccion de gas.

e (O0:. En China, Noruega y USA estan enfocados en
el reciclaje e inyeccion de CO,, con miras en el
aumento de la tasa de recobro y la disminucion de los
costos; como es el caso en Noruega y USA, con el
reciclaje e inyeccion de CO», con lo cual se obtuvo
reducciones significativas en los gastos de CAPEX
(Cavanagh & Ringrose, 2014), como instalaciones de
pozos marinos y modificaciones de plataformas para
almacenamiento de CO», asi como también aumento
en el factor de recobro significativo (45 y 22,1 %
respectivamente); en China y USA, se analizaron
estudios que coincide en el empleo del software
Winprop™ de CMG, para modelar PVT como
propiedades de fase (Zhang, Lei, Zhang, & Tao,
2023).

e  WAG. En China, India, Republica de Corea e Iran,
estan enfocados en aplicar la técnica WAG
(inyeccion simultanea de agua y gas CO;), bajo
distintos arreglos y fases, teniendo las siguientes
similitudes entre estos paises: En China e Iran se
revisaron estudios cuyo enfoque no estaba regido a la
determinacion del aumento de la tasa de recobro, sino

mas bien como cambia la tasa de cobro al emplear
varios arreglos y distintas fases como fase liquida
inmiscible en fase gaseosa miscible y viceversa, para
lo cual se obtuvieron factores relativamente bajos
(Zhao, et al., 2023); En estudios realizados en India y
Republica de Corea, para la simulacion de PVT se
emplearon en ambos estudios el software GEM de
CMG, los cuales sirvieron para determinar las
presiones optimas a las cuales la inyeccion de gas y
agua favorecio el aumento de movilidad del petroleo
para la obtencion de tasa de recobro altas (Nasser,
Bera, & Ramalingam, 2023).

e Espumas. Iran, China y Rusia existen estudios que
avalan la implementacién de espumas de CO; con
agentes impulsores de viscosidad y espumantes. En
estos estudios todos concluyen en que aumentar la
viscosidad en la fase de propagacion de la espuma
permite el aumento en el factor de recobro, para lo
cual se obtuvieron 32.9, 28.9 y 19.96 respectivamente
(Bello, Ivanova, Rodionov, & Aminev, 2023).

3.1.2. Inyeccion de agua y sus combinaciones

Este método surgié por accidente en 1865 en la ciudad de

Pithole, Pennsylvania (Herrera, 2013). Accidentalmente

ocurrieron las inyecciones de agua procedente de acuiferos de

poca profundidad o agua superficial almacenada que provoca
influjos en pozos perforados, estos influjos provocaron el
incremento de la producciéon de petréleo en los pozos
adyacentes (Herrera, 2013). En 1890 se echo por tierra la idea
de que la inyeccion de agua solo servia para mantener la
presion del yacimiento, lo cual se produjo por la observacion
oportuna de operadores que se percataron de que la inyeccion
de agua mejoro la produccion de petréleo (Herrera, 2013).

En el comienzo del empleo de esta técnica la inyeccion de
agua se realizaba en un solo pozo, con el transcurrir del
tiempo la invasion de agua fluyo a pozos vecinos, los cuales se
empezaron a usar como pozos en paralelo para aumentar la
produccion de petréleo, llamado “invasion en circulo”
(Herrera, 2013).

La inundacion de agua hoy en dia puede ser considerada una
de las técnicas mas conocidas de recuperacion mejorada de
petroleo, se establecido como uno de los métodos que mas ha
contribuido al aumento de recobro de petroleo, debido a esto,
podemos decir que mas del promedio de la produccion
mundial de petroleo se debe a la inyeccion de agua (Herrera,
2013).

Existen varias combinaciones de inyeccion de quimicos con
agua que favorecen el aumento de la tasa de recobro, dentro de
estos quimicos se encuentran surfactantes, polimeros y
compuestos inorganicos (Herrera, 2013).

La inyeccion de tensioactivos se estd empleando en gran
manera como un método que promete gran eficiencia en
yacimientos levemente agotados. En los sistemas mojados por
agua, es notable que el petroleo atin queda entrampado a pesar



de haber efectuado la inyeccién de agua siendo este no
continuo y consistiendo en gotas de petroleo separadas y
nédulos entrampados en los poros (Agharazi-Dormani,
Hornof, & Neale, Elsiever, 1989).

Los polimeros son ampliamente empleados en operaciones
ligadas a perforacion y produccion de petrdleo.

Dado el caso, la inundaciéon con agua combinada con
polimeros, es una técnica que puede ser combinada también
con otros agentes quimicos dando el aumento de la viscosidad
del agua como la principal funciéon de la inundaciéon con
polimero en la recuperacion mejorada de petrdleo. La reologia
es un factor decisivo a la hora de hablar de polimeros, puesto
que esta se ve afectada por los mismos (Taylor & Nasr-El-Din,
1998).

En esta investigacion se efectud un vistazo a la inundacion de
agua y sus combinaciones con otros componentes quimicos, a
nivel mundial, teniendo como resultado la eficiencia en la tasa
de recobro, presentada en las figuras;

3.1.2.1. Iran

A continuacion, en la figura 7 se presentan los principales
estudios realizados con base a los submetodos aplicados en
Iran acerca de la inyeccion de agua.

Figura 7:
Inyeccion de agua y sus combinaciones en Iran
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Fuente: Ortega 0., Firozjaii, Aghdam, 2024, Inyeccion de agua y sus combinaciones —
Irdan, Ilustracion.

Inyeccion Agua baja salinidad — surfactantes. Se evaluo el
agua con salinidad baja y la imbibicién de surfactante como
fluidos de fracturacion hidraulica y recuperacion mejorada en
yacimientos ricos en liquido. Los recursos presentes en el
estrato de lutita pueden ser aprovechados mediante el uso de la
tecnologia de fracturacion hidraulica de multiples etapas en
pozos horizontales. La mojabilidad puede ser afectada a un
estado hidrofilico y con disminucidn de la tension interfacial,
al modificar la concentracion idnica de la salmuera e inyectar
surfactante, lo cual puede movilizar el petréleo residual
(Weldu, Li, Zhou, Alharthy, & Wang, 2017).

El surfactante en la imbibicion e inyeccion de agua con baja
salinidad puede resultar en una alteracion representativa de la
humectabilidad y en una disminucion de la tension interfacial,

lo cual recae en una mejora de la produccion de petréleo en
formaciones ultra-apretadas estimuladas, teniendo 57,6 % en
la tasa de recobro. La expulsion de gotas de petroleo mediante
agua con baja salinidad adicionada con surfactante es menos
efectiva si se utiliza agua con alta salinidad (agua con alta
salinidad adicionada con surfactante) como fluido de
fracturacion, debido a este hecho es recomendable evitar los
fluidos con alta salinidad mientras se realiza la fracturacion
hidraulica (Weldu, Li, Zhou, Alharthy, & Wang, 2017).

3.1.2.2. China

A continuacién, en la figura 8 se presentan los principales
estudios realizados con base a los submetodos aplicados en
China acerca de la inyeccion de agua.

Figura 8:
Inyeccion de agua y sus combinaciones en China
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Fuente: Ortega O., Zhang, Pi, Zhao, Alhomadhi, Wang, Liu, Fei, Pi, 2024, Inyeccion de
agua y sus combinaciones — China, Ilustracion.

El fluido de bola difusa, compuesto por dos fases, de bola
difusa y fluido base. Sugiere un aumento aproximado del 30 %
en la tasa de recuperacion de petrdleo una vez realizada la
inyeccion con agua y la inyeccion con polimeros, lo cual se ha
verificado en ensayos de laboratorio y aplicaciones de campo.
La bola difusa se dividid en estructura de bola difusa y
estructura de hilo dental. Por lo tanto, los resultados EOR del
fluido de bola difusa se dividieron en tres partes: (a) fluido
base. La emulsificacion forma principal en que mejora la
recuperacion de petroleo; (b) estructura de bola difusa.
Mecanismos EOR, fueron principalmente los siguientes:
desplazamiento de acufiamiento para el aceite membranoso, y
compresion para el aceite de extremo ciego; (¢) estructura del
hilo dental. En términos de recuperacion mejorada, en este
ensayo se obtuvo el siguiente aporte; fluido base 18,35 %, la
estructura de bola difusa 50,94 % y la estructura de hilo dental
fueron 30,71 %. Mejord la recuperacion de petréleo a través
del mecanismo de enredo y transporte.

Inyeccion microesferas de polimeros multiescalar. Simularon
el proceso de taponamiento por microesferas y nano esferas
empezando por la fractura hasta la matriz por medio de
ensayos centrales. El rendimiento de taponamiento de
microesferas de multiples series (microesferas y nano esferas)
en la matriz central se valor6 midiendo la tasa de
taponamiento y otros parametros (Wang, Chen, Hu, Ju, & Ke,



2023). Emplearon como patrén de valoracion la recuperacion
mejorada de petroleo luego de un taponamiento sinérgico con
microesferas de multiples series, efectuaron una evaluacion de
sensibilidad de pardmetros de inyeccion y se destacd la
combinacion de pardmetros que mdas se ajusta a los
requerimientos de inyecciéon por medio ensayos ortogonales
(Wang, Chen, Hu, Ju, & Ke, 2023). La maxima tasa de
recuperacion de petroleo luego de la obstruccion fue de 19,12
%, se sugiere debido a una combinacién de parametros de
inyeccion: la inundacion total fue de 0,6 PV, la proporcion de
inyeccion entre nanoesferas y microesferas fue de 2:1, la
rapidez de inyeccion fue de 1,5 ml/min 1, y el tiempo de
preparacion fue de 6 dias (Wang, Chen, Hu, Ju, & Ke, 2023).

3.1.2.3. Otros paises

A continuacion, en la figura 9 se presentan los principales
estudios realizados con base a los submetodos aplicados en
Estados Unidos, India, Canadd, Vietnam, Arabia Saudita,
Kazajistan, Dinamarca y Malasia, acerca de la inyeccion de
agua.

Figura 9:
Inyeccion de agua y sus combinaciones — Otros paises
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Mohammadkhani, Al-Jaber, 2024, Inyeccion de agua y sus combinaciones en Estados
Unido, India, Canada, Vietnam, Arabia Saudita, Kazajistan, Dinamarca y Malasia,
llustracion.

Inyeccion polimero, tensioactivos y dlcali — India. La
inyeccion de polimero, seguida de tensioactivos y alcali
(ASP), es uno de los métodos EOR con mayor porcentaje de
eficiencia dentro de los candidatos de recuperacion de petroleo
(Kumar, Kumar, & Bera, 2023). En la inyeccion ASP, los
productos quimicos combinados incrementan el tamafio de los
poros y la eficiencia del barrido volumétrico (Kumar, Kumar,
& Bera, 2023). Se realizaron ensayos de estudios de
laboratorio en ASP para recuperacion mejorada quimica, los
cuales evidenciaron, que se generd la disminucién de la
tensién superficial, reduccion de la tensién interfacial y
emulsificacion de petroleo y agua y cambios de la viscosidad,
al efectuar una secuencia de experimentos de inyecciéon en
nucleos de arenisca obteniendo buena recuperacion entre 23%
y 33% (Kumar, Kumar, & Bera, 2023). Finalmente,
concluyeron que la inundacién con polimero surfactante da
como resultado una buena recuperacion (Kumar, Kumar, &
Bera, 2023).

Inyeccion de polimeros orgdnicos con Nanoparticulas —
Malasia. Los nanomateriales biodegradables han llamado la
atencion en los ultimos tiempos como nuevos materiales que
pueden incurrir en la recuperacion de petroleo. Estos
microcristales tienen propiedades extraordinarias con respecto
a otros, las microparticulas, debido a su increible relacion
superficie-volumen. Ensayos experimentales recientes han
demostrado que estos nanomateriales se pueden emplear como
rellenos para perfeccionar las propiedades mecanicas y de
barrera de los biocompuestos (Al-Jaber, et al., 2023). Las
nanoparticulas de almidon a base de yuca y flame morado han
provocado gran interés porque son materiales baratos,
abundantes, no toxicos y biodegradables. Mientras se realizaba
el procesamiento de los tubérculos de yuca y flame morado
para obtener almidon, el tubérculo es descascarado y luego se
somete a una serie de operaciones fisicas para obtener el
almidén y disminuir a un tamafio nanométrico. La inyeccion
del polimero con HPAM produjo una recuperacion de petroleo
de alrededor del 58,27% (Al-Jaber, et al., 2023).

3.1.2.4. Hallazgos

En paises como China, USA, Republica de Corea, India,
Malasia, Dinamarca, Iran, Suiza, Kazajistan, Arabia Saudita,
Canada y Vietnam se puede observar en la Figura 10, los
porcentajes de factor de recobro frente a las técnicas de
recuperacion mejorada aplicadas para los paises mencionados.

Los estudios analizados en esta investigacion se centraron en
el aumento del factor de recobro con la aplicacién de una o
varias técnicas derivadas de la inyeccion de agua.

e Agua. De todos los estudios que se analizaron en
Arabia Saudita y Vietnam se encontraron similitudes
por el hecho de comparar n nucleos obtenidos de
pozos verticales y horizontales, a pesar de que ambos
se centraron en el aumento de la tasa de recobro y la
comparativa de nucleos, en Vietnam su estudio dio
un giro puesto que se pudo predecir que en los pozos
horizontales la inyeccion de agua permitira la
produccion de 3.658.166 bbls en 20 aios (Quy,
Ranjith, Choi, Giao, & Jasinge, 2007), lo cual no
ocurri6 en Arabia Saudita ya que en este estudio solo
se compararon los nicleos en funcion de su factor de
recobro para los ensayos experimentales, teniendo
que la inyeccién de agua en pozos horizontales 1 %
mas en la tasa de recobro (Alhomadhi, Amro, &
Almobarky, 2013).

o Polimeros. Se analizaron varios estudios en los
cuales se tuvo en comun la inyeccion de agua con
inyeccion de polimeros, teniendo que, en paises como
Malasia, China, Irdn, e India, en los cuales se
obtuvieron observaciones peculiares: En Iran e India
se emplearon para ambos estudios el software CMG
Stars para la simulacion numérica con base en la
inundacién de polimeros y la determinacion del
incremento de la tasa de recobro, para lo cual se



obtuvo 24 y 33 % respectivamente; Malasia y China
realizaron estudios de aplicacion de polimeros con
particulas, teniendo que en Malasia se experimento
con polimeros organicos naturales y nanoparticulas
organicas que favorecieron el aumento de la tasa de
recobro alcanzando un 58.27 % lo cual es un
porcentaje muy bueno y representa una alternativa
ecoamigable a diferencia del estudio realizado en
China, en el cual se emplearon polimero y
Nanoparticulas sintéticas cuyo enfoque se centrd en
la recuperacion de petrdleo con inundacion de un
sistema heterogéneo sellar adecuadamente los canales
de filtracion de alto flujo y mejorar la eficiencia del
lavado de aceite, con lo cual se obtuvo 28,6 %(Pi, et
al., 2023).

Figura 10
Factor de recobro técnica inyeccion de agua y sus combinaciones a nivel mundial
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Fuente: Ortega O., 2024, Factor de recobro técnica inyeccion de agua y sus
combinaciones a nivel mundial, llustracion.

e Tensioactivos. Se analizaron varios estudios en los
cuales se tuvo en comun la inyeccion de agua con
inyeccion de tensioactivos, teniendo que, en paises
como Kazajistan, Irdn, Canadd, China y USA, en los
cuales se obtuvieron hallazgos muy notables: en
Kazajistan e Iran se realizaron investigaciones en la
cuales se documento la importancia de la eleccion del

tensioactivo adecuado, en Irdn por ejemplo el
tensioactivo CTAB mediante la reduccion de la
tension interfacial y el cambio en la humectabilidad,
promueve el incremento del factor del recobro en un
10 % mientras que SDS y TX aumentan la tasa de
recobro en un 12% y 9%, respectivamente, mediante
la alteracion de la humectabilidad y la migracion fina
extrema (Dauyltayeva, et al., 2023), por otro lado en
Kazajistan la tasa de recobro incremento un 22%
mediante  inundaciéon con  nanoparticulas y
Tensioactivo CTAB, lo cual se debe a la reduccion
de la tension interfacial por el tensioactivo y al
control de la adsorcion por las Nanoparticulas
(Aghdam, Kazemi, & Ahmadi, 2023); en Canada e
Iran se encontraron similitudes en estudios realizados
en estos paises, para lo cual se hallé en Canada que la
diminucién de la tension interfacial es provocada por
la inyeccion de un precipitado que formaba una sal
inorganica (Na2CO3) en lugar de un Tensioactivo
(Agharazi-Dormani, Hornof, & Neale, Journal of
Petroleum Science and Engineering, 1990), lo cual
también ocurrié en Iran promovido por la migracion
de finos (Aghdam, Kazemi, & Ahmadi, 2023); China
y USA, estan enfocados en promover soluciones mas
amigables con el medio ambiente, como es el caso de
China, cuyas investigaciones documentaron la accion
de bacterias que segregan tensioactivos bajos ciertas
condiciones, obteniendo el 83,55 % de factor de
recobro (Zhao, et al., 2023), USA promueve la
reutilizacién de agua salada proveniente del lecho
marino como alternativa para eliminar el empleo de
agua enriquecida con sales inorganicas (Weldu, Li,
Zhou, Alharthy, & Wang, 2017).

3.1.3. Inyeccion de nanofluidos y sus combinaciones
Las nanoparticulas son dispersables en medio fluido (como
etilenglicol, aceite, agua, salmuera y tensioactivos) para
acondicionar nanofluidos. Con base en las propiedades de las
nanoparticulas y la base del fluido, las caracteristicas térmicas,
opticas, eléctricas, reologicas y magnéticas, y la estabilidad
del nano fluido estos podran adaptarse a distintas aplicaciones
(Schneider, Cesca, Maria de Amorim, & Hotza, 2023). En la
industria petrolera, las nanoparticulas se han empleado en
operaciones de perforacién, procesamiento de aguas
residuales, neutralizacion de corrosiéon, produccion,
transferencia de calor y recuperacion mejorada de petroleo
(Schneider, Cesca, Maria de Amorim, & Hotza, 2023).

Schneider. (2023) documento6 el empleo de nanoparticulas de
silice (Si0»), didxido de titanio (Ti0O,), 6xido de grafeno (GO)
y oxido de aluminio (Al203) para favorecer el cambio de las
propiedades reologicas de los nanofluidos (Schneider, Cesca,
Maria de Amorim, & Hotza, 2023). La técnica de
acondicionamiento de nanoparticulas puede ejercer un papel
esencial en el control de propiedades fisicoquimicas, como el
tamafio, la morfologia y el punto de carga cero, lo que
repercute en la estabilidad del nano fluido. Hidrotermal, la
coprecipitacion, el sol-gel, la deposicion quimica de vapor y la



biosintesis, son métodos de acondicionamiento de
nanoparticulas con alto margen de aceptacion (Schneider,
Cesca, Maria de Amorim, & Hotza, 2023).

Hu. (2023) reconoci6 el potencial de las nanoparticulas para
mejorar la recuperacion de petroleo; sin embargo, la mayoria
de estos estudios se han concentrado exclusivamente en la
aplicacion de nanoparticulas de SiO,, sin investigar a fondo
los efectos sinérgicos de las nanoparticulas, tensioactivos y
polimeros de SiO; (Hu, Fu, Zhou, & Wu, 2023). La muy alta
estabilidad, los resultados de la tension interfacial y las
alteraciones de la humectabilidad indican las ventajas
potenciales de agregar nanoparticulas (Hu, Fu, Zhou, & Wu,
2023).

En esta investigacion se efectud un vistazo a la inundacion de
nanofluidos y sus combinaciones con otros componentes
quimicos, a nivel mundial, teniendo como resultados:

3.1.3.1. Irdn

A continuacion, en la figura 11 se presentan los principales
estudios realizados con base a los submetodos aplicados en
Iran acerca de la inyeccion de nanofluidos.

Figura 11:
Inyeccion de nanofluidos y sus combinaciones en Iran
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Fuente: Ortega O., Rashidi, Rezaei, 2024, Inyeccion de nanofluidos y sus combinaciones
en Iran, llustracion.

Nanofluido de carbonato de calcio a base de agua. Se
examind la alteracion de la humectabilidad de muestras de
roca arenisca mediante nanofluido de carbonato célcico
ecologico a 25 °C y 80 C. La superficie de la roca tratada con
nanofluido mostré una reduccion del angulo de contacto a
ambas temperaturas. En general (a excepcion de una
concentracion muy baja de nanoparticulas, 0,0125 % en peso),
se observo una mayor alteracion de la humectabilidad hacia la
humectacion por agua a 80 °C en comparacioén con 25 °C. La
razén detras de este comportamiento puede ser debido a una
mayor rugosidad de la superficie de la roca y el cambio en la
carga superficial a mayor temperatura. La imagen FE-SEM
confirm¢ la colocacion de nanoparticulas en la superficie de la
roca. El cambio maximo en la humectabilidad de la roca se
observo a 0,025 % en peso de nanofluido (concentracion
optima), donde se midi6 una reduccion del 60 % y del 75 % en
el angulo de contacto a 25 °C y para 80 °C respectivamente.

La inundacion del micro-modelo de vidrio mojado en aceite
tanto con agua como con nanofluido mostré un 20% mas de
recuperacion de aceite a partir de la concentracion optima de

10

nanofluido (0,025 % en peso) en comparacion con la
inundaciéon normal con agua. Las imagenes a nivel de poro
confirmaron la alteracion de la humectabilidad hasta una
fuerte humectacion por agua y un buen barrido microscopico
del petroleo.

3.1.3.2. CHINA

A continuacién, en la figura 12 se presentan los principales
estudios realizados con base a los submetodos aplicados en
China acerca de la inyeccion de nanofluidos.

Figura 12:
Inyeccion de nanofluidos y sus combinaciones en China
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Fuente: Ortega O., Mao, Hu, Wang, 2024, Inyeccion de nanofluidos y sus combinaciones
en China, Ilustracion.

Inyeccion de Nanofluidos de Nanohojas Janus a Base de
Caolinita Anfifilica. Se prepararon nanohojas Janus a partir de
caolinita, primero intercalandola con DMSO y exfoliandola
mediante ultrasonidos (KaoINS). La anfifilicidad de las
nanohojas Janus se logr6 al injertar activamente el lado de la
lamina octaédrica de alimina (AOS) con 3-metacriloxipropil-
trimetoxisilano (KH570). La anfifilicidad varid6 con la
temperatura de injerto, obteniéndose una nanohoja de Janus
intermedia, KaolKH@40, a 40 °C, y una nanohoja de Janus
fuerte, KaolKH@70, a 70 °C (Mao, Lanzon, Zheng, & Xu,
2023). La anfifilicidad se confirmé mediante mediciones del
angulo de contacto, demostrando hidrofobicidad en la
superficie AOS e hidrofobicidad en la superficie STS de las
nanohojas (Mao, Lanzon, Zheng, & Xu, 2023). Al emplear
estas nanohojas en emulsiones, KaolKH@40 estabilizd
preferentemente las emulsiones O/W, mientras que KaoINS y
KaolKH@70 tendieron a formar peliculas interfaciales planas
y trepantes en los tubos.

Aunque las emulsiones Pickering (EOR) mostraron un
rendimiento superior, con una tasa del 22.37% para
nanofluidos que contenian 0.01% en peso de KaolKH@40, las
peliculas interfaciales también demostraron buenos resultados
en la recuperacion de petrdleo a concentraciones tan bajas de
nanolaminas (Mao, Lanzon, Zheng, & Xu, 2023).

Alfa-Olefina Sulfonato de Sodio (AOS) y Poliacrilamida
Hidrolizada (HPAM) Asistida por Nanoparticulas de SiO2.
En experimentos de desplazamiento de petroleo con nucleos
de roca de baja permeabilidad, la aplicaciéon de AOS y HPAM
como tensioactivos para una recuperacion mejorada de
petroleo aumentd la tasa de recuperacion en un 24.5% en



comparacion con la inyeccion de agua. La adicion de
nanoparticulas de SiO2, junto con tensioactivos y polimeros,
incremento la tasa de recuperacion en un 21.6% en nucleos de
roca de baja permeabilidad. Estas nanoparticulas bloquearon
las gargantas de los poros pequefios, aumentando la resistencia
y obstaculizando el flujo libre de fluido. En nucleos de roca de
alta permeabilidad, el uso de AOS y HPAM resulté6 en un
aumento del 34.6% en la tasa de recuperacion, y la adicion de
nanoparticulas de SiO2 incrementd la tasa en un 39.4% en
comparacion con la inyeccion de agua (Hu, Fu, Zhou, & Wu,
2023) (Hu, Fu, Zhou, & Wu, 2023).

Las nanoparticulas de SiO2 generaron estructuras en forma de
cuila, creando presion de separacion estructural que impulso el
petrdleo hacia adelante y mejoréd la difusion. Ademas,
cambiaron la humectabilidad de las superficies de las rocas,
reduciendo la adsorciéon de petrdleo y mejorando la
recuperacion del petréleo (Hu, Fu, Zhou, & Wu, 2023). En
nucleos de baja permeabilidad, las nanoparticulas redujeron la
efectividad de AOS y HPAM al obstruir los espacios porosos
pequetios, aumentando la resistencia y dificultando el flujo de
fluido. A pesar de esto, las nanoparticulas mejoraron la
humectabilidad de la superficie de la roca, facilitando una
mayor recuperacion de petroleo. De hecho, las nanoparticulas
cambian la humectabilidad de la superficie de la roca,
disminuyendo la adherencia del petroleo crudo e incrementar
la tasa de recobro de petroleo (Hu, Fu, Zhou, & Wu, 2023).

3.1.3.3. COLOMBIA

A continuacion, en la figura 13 se presentan los principales
estudios realizados con base a los submetodos aplicados en
Colombia acerca de la inyeccion de nanofluidos.

Figura 13:
Inyeccion de nanofluidos y sus combinaciones en Colombia
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Silice - 13,18 % Silice - 4,13%

Fuente: Ortega O., Buitrago, Lopez, 2024,

combinaciones en Colombia, Ilustracion.

Inyeccion de nanofluidos 'y sus

Nanoparticulas de silice en soluciones de goma xantana. Los
nanofluidos evaluados fueron superiores a las soluciones de
polimeros HPAM y XG, exhibiendo un mejor perfil de
viscosidad, pruebas de saturacion de roca y eficiencia de
desplazamiento. Las soluciones poliméricas de HPAM y XG
podrian haber tenido una degradacion por envejecimiento
acelerado durante la prueba de inundacion del ntcleo, dadas
las condiciones de temperatura y presion. Las nanoparticulas
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pudieron retrasar el envejecimiento de la estructura del
polimero XG y lograr un mejor rendimiento de los nanofluidos
en el proceso de inundacion.

Estos datos evidencian que la adicion de moléculas
poliméricas, como HPAM y XG, en la etapa inicial permite
alcanzar mayores eficiencias de recuperacion de petrodleo en
comparacion con la simple inyeccidén de agua. Sin embargo, el
factor de recuperacion de petréleo mediante la inyeccion de
nanofluidos supera con creces el obtenido con las soluciones
poliméricas. La recuperacion incremental de petroleo
(condiciones de laboratorio) para el nanofluido fue del
13,18%, y solo del 7,5% y el 6,6% para las soluciones HPAM
y XG, respectivamente.

3.1.3.4. OTROS PAISES

A continuacion, en la figura 14 se presentan los principales
estudios realizados con base a los submetodos aplicados en
Republica de Corea, Rusia y Brasil, acerca de la inyeccion de
nanofluidos.

Figura 14:
Inyeccion de nanofluidos y sus combinaciones —Otros paises
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Fuente: Ortega O., Jang, Pryazhnikov, Schneider, 2024, Inyeccion de nanofluidos y sus
combinaciones en Republica de Corea, Rusia y Brasil, llustracion.

Inyeccion de nano-fluido (3-glicidoxipropil) trimetoxisilano-
8i02. Republica de Corea. Se analizaron los factores que
influyen en el disefio de las condiciones Optimas para la
invasion de nano fluido (3-glicidoxipropil) trimetoxisilano
(GPTMS) -SiO2 en la mejora de humectabilidad y la
recuperacion de petrdleo. Las pruebas aplicadas fueron
flotacion e inundacion del ntcleo, teniendo que las pruebas de
flotacioén permitieron evaluar las mejoras en la humectabilidad
cuyo efecto recay6d en la variacion de la concentracion de
nanoparticulas, el tiempo de reaccion y la temperatura del
tratamiento (Jang & Lee, 2023).

La tasa de recobro de petroleo fluctud entre 7,2% y 26,1%,
con variaciones en los tiempos de accion, estos resultados se
presentan en la tabla 2. Esta técnica EOR aplicada presento un
alto porcentaje de recuperacion de petroleo residual, aunque se
obtuvieron disparidades en los dngulos de contacto, los cuales
fluctuaron entre 9,7 ° y 123,1 o, con la accién de los
nanofluidos. Se obtuvieron mejoras significativas en la
humectabilidad en todos los ensayos con variaciones de
tiempos de accion a partir de las 12 horas. Lo cual indica que



se necesita un tiempo de reaccion significativo para producir
mejoras en la humectabilidad de una roca carbonatada.
También se evidencio disminucion de permeabilidad
conforme aumento el tiempo de accion, teniendo una relacion
0,78 — 12horas y 0,11 — 72 horas (Jang & Lee, 2023).

Inyeccion de Nanofluido de Carbonato de Calcio a Base de
Agua. Rusia. Se examind el impacto del nanofluido de
carbonato de calcio en la modificacion de la humectabilidad
de nucleos de roca arenisca. Las nanoparticulas se obtuvieron
mediante precipitacion quimica y se caracterizaron mediante
técnicas como difraccion de rayos X (XRD), espectroscopia
infrarroja por transformada de Fourier (FTIR), microscopia
electronica de barrido por radiacion de campo (FE-SEM) y
difusion dinamica de luz (DLS). Se investigaron los efectos de
la concentracién del nanofluido y la temperatura en la
variacion de la humectabilidad, determinando la concentracion
optima de nanofluido de carbonato de calcio (Pryazhnikov,
Pryazhnikov, Skorobogatova, & Minakov, 2023). Se utilizé un
micromodelo de vidrio humedo en 2-D para comparar el
rendimiento de la concentracion optima de nanofluido
obtenida de los ensayos de humectabilidad con la inyeccion
convencional de agua (Pryazhnikov, Pryazhnikov,
Skorobogatova, & Minakov, 2023).

La inyeccion del micromodelo de vidrio humedecido con
aceite, agua y nanofluidos mostré un aumento del 20% en la
tasa de recuperacion en comparacion con la inyecciéon normal
de agua, utilizando la concentraciéon 6ptima de nanofluidos
(0.025% en peso) segun los estudios de humectabilidad
(Pryazhnikov, Pryazhnikov, Skorobogatova, & Minakov,
2023).

3.1.3.5. Hallazgos

La Inyeccion de nanoparticulas, nanomateriales y nanofluidos
es una técnica con aplicacion en desarrollo que pocos paises se
permiten aplicar, en Ecuador por ejemplo la aplicacion de esta
técnica es nula, se han realizado uno o dos estudios, pero no se
ha aplicado en un campo maduro, a continuacion, en la figura
15, evaluaremos hallazgos en estudios realizados en paises
como: China, Iran, Brasil, Colombia, Rusia y Republica de
Corea.
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Figura 15
Factor de recobro técnica inyeccion de nanofluidos y sus combinaciones a nivel mundial

China - Copolimeros - 10,5 %

China - Sulfonato de sodio -
39,4%

Iran - Silice - 7 %

Brasil - Silice - 10 %

Iran - Silice - 67 %

Colombia - Silice - 4,1 %

China - Nanohojas - 22,3 %

Colombia - Silice - 13,1 %

Rusia - Poliacrilamida - 23 %

Iran - Carbonato calcio - 20 %

Republica Corea - Silice - 26,1 %

Fuente: Ortega O., 2024, Factor de recobro técnica inyeccion de nanofluidos y sus
combinaciones a nivel mundial, llustracion.

Los estudios analizados en esta investigacion se centraron en
el aumento del factor de recobro con la aplicacion de una o
varias técnicas derivadas de la inyeccion de nanofluidos.

e Silice. Paises como Iran, Brasil, Colombia y
Republica de Corea, tienen estudios en los cuales se
ha experimentado, estudiado y aplicado la técnica de
nanofluidos enriquecidos con Silice. En Iran y Brasil
se documentaron estudios a cerca de la aplicacion de
nanofluidos ecoldgicos, teniendo que en Irdn la
inundaciéon de silice mojada en aceite con agua y
nanofluido ecologico de Carbonato de Calcio, mostro
un 20% maés de recuperacion de petrdleo a partir de la
concentracion Optima de nanofluidos. Para lo cual se
confirmo la alteracion de la humectabilidad con un
buen barrido microscopico del petrdleo (Rashidi,
Kalantariasl, Saboori, & Haghani, Elsevier, 2020), En
Brasil se logro una recuperacion de petroleo del 10 %
después de la inyeccion de nanofluidos, lo que denota
que la silice de la ceniza de cascara de arroz tiene una
eficiencia  plausible con respecto a otras
nanoparticulas de silice (Schneider, Cesca, Maria de



Amorim, & Hotza, 2023); en Republica de Corea y
Colombia se empled de inyeccion de nanofluidos
derivados de silice seguidos de la inyeccion de agua
y viceversa, para lo cual en Republica de Corea se
alcanz6 un maximo de 26,1 % en la tasa de recobro
(Jang & Lee, 2023), mientras que en Colombia se
alcanz6 un aumento del 4,1 % con la inyeccion de
agua seguida de la inyeccidén de nanofluidos (Lopez,
Zabala, Cardenas, & Lopera, 2020).

e Sales mas Tensioactivos. En China se empleo la
mezcla de nanofluidos enriquecido con Sulfonato de
Calcio, con lo cual se obtuvo un factor de recobro
considerable, pero a pesar de esto se obtuvieron
inconvenientes con el taponamiento de la roca,
debido a que las nanoparticulas obstruyen los
espacios porosos pequeflos (Hu, Fu, Zhou, & Wu,
2023). En Iran no ocurrié lo mismo que en China
puesto que los resultados evidenciaron que la
inyeccion del sistema compuesto por Tensioactivo
LABSA (0,03 % en peso) y SiO2 (0,1 % en peso)
favorece al incremento de la recuperacion final de
petroleo en nlcleos de carbonato (Rezaei,
Khodabakhshi, Esmaeili, & Razavifar, 2021).

e Copolimeros. En Rusia y China, se realizaron
estudios en los cuales se tomd a consideracion la
inyeccion de polimeros enriquecidos nanofluidos,
teniendo que; en Rusia los resultados de un estudio
de microfluidos sobre inundaciéon de polimeros
evidenciaron que el factor de recobro aumenta
considerablemente al aumentar la concentracion de
polimero, con lo cual se obtuvo un aumento del 23%
(Pryazhnikov, Pryazhnikov, Skorobogatova, &
Minakov, 2023); en China ocurrié algo muy similar,
ya que la inyeccion del nanocompuesto de
copolimero ASD/O-MMt, mejoro considerablemente
la recuperacion de petroleo en un 10,5% este
excelente comportamiento en los nanocompuestos se
atribuy6 a una fuerte adsorcion entre las nanocapas
de O-MMt y las cadenas de polimeros, lo cual
favorece la aplicacion de estos en yacimientos con
altas temperaturas y salinidad (Wang, Chen, Hu, Ju,
& Ke, 2023).

3.2. Principales métodos empleados en Ecuador

Para la seleccion de un método de recuperacion mejorada de
Petroleo en esta investigacion fue imperativo analizar el factor
de recobro que estas técnicas y las principales observaciones a
las cuales se vieron expuestos en la implementacion en los
principales campos del Ecuador.

En la figura 16 se presenta un vistazo a las principales
investigaciones en métodos de recuperacion mejorada de
petrdleo y el aumento del factor de recobro con su
implementacion en los principales campos del Oriente
Ecuatoriano.
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Figura 16
Factor de recobro versus técnicas de recuperacion mejorada en distintos campos del
Oriente Ecuatoriano.

Agua - Sacha-26,1%

Nanofluidos - Shushufindi -
18,44 %

Agua Caliente - Pocoa- 5,7 %

Bacterias- BEV - 18 %

Agua - Libertador- 17 %

Solventes - VHR - 15,05
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Fuente: Ortega O., Mena, Cisneros, Ceron, Ordofiez, Arias, Factor de recobro versus
técnicas de recuperacion mejorada en distintos campos del Oriente Ecuatoriano,
llustracion.

3.2.1. Inyeccion de solvente en el campo VHR

Se llevdo a cabo en tres ectapas: etapa inicial, analisis de
técnicas EOR que pueden ser aplicados en arenisca M-2.
Etapa media, se desplazd petréleo con agua de formacion, lo
cual se convirtié en un punto de referencia.

Etapa final, se desplaz6 petrdleo con solvente y se cotejo con
el primer desplazamiento.

Con la etapa media y la etapa final, se emple6 un modelo
sencillo centrado en la teoria de Buckley-Leverett, el mismo
nos permitié cuantificar el factor de recobro (Mena, Guaman,
Chamorro, & Pinto, 2019).

La etapa media permitié recuperar un 25.7% del volumen
total, y mediante el método analitico se recobro el 34.92%,
asumiendo un desplazamiento parejo tipo piston, (desprecian
la presion capilar y la gravedad) (Mena, Guaman, Chamorro,
& Pinto, 2019).

El desplazamiento con agua de formacion y solvente permitio
18.07% adicional, con el método analitico se recobré un
15.05%, desprecia condiciones de presion y temperatura del
reservorio, razén por la cual la eficiencia es baja, a diferencia
del laboratorio en el que las condiciones de presion y
temperatura influyen en las propiedades del solvente, con lo
cual el barrido del petréleo de en el interior del area porosa
mejora considerablemente (Mena, Guaman, Chamorro, &
Pinto, 2019).



3.2.2. Inyeccion de agua en el campo Libertador del

oriente ecuatoriano

El efecto de la implementacién de la inundaciéon de agua
inyeccion se hizo evidente en el aumento de la presion de
fondo en pozos de produccion con sistemas de bombeo electro
sumergible, y por el aumento de volumen de petréleo en pozos
con bombeo hidraulico. La inundacién de agua ha renovado el
campo Libertador y mejorado la tasa de recobro de petroleo de
Basal Tena (Cisneros, 2019). La tasa de recobro luego de la
inundacién con agua calculado a finales del contrato del
Consorcio Pardaliservices es de 17%.
Los resultados obtenidos favorecen el desarrollo del campo
Libertador, lo cual secunda la idea de convertir pozos
productores maduros en pozos inyectores (Cisneros, 2019).
3.2.3. Biotecnologia en el Campo BEV
Se empleo biotecnologia en el campo BEV, por medio del uso
de cepas de bacterias anaerdbicas—facultativas y termofilicas.
La técnica se fundamenta en la inyeccién de un volumen
medido de cepas bacterianas en solucion acuosa de cloruro
potasico o en agua de formacion (Ceron, Imbaquingo, &
Gallegos, 2016). Las bacterias migran a través de los poros y
transforman el yacimiento en un biorreactor.

El empleo de esta tecnologia provoca cambios ventajosos,
como; la halogenacion de parafinas y alcanos, disminucion del
peso, densidad y viscosidad del petréleo, aumento de gravedad
API y cambios positivos en la movilidad del petrdleo. Se
obtuvo mediante la aplicacion de biotecnologia un factor de
recobro de 18 % (Ceron, Imbaquingo, & Gallegos, 2016).
3.2.4. Inyeccion de agua caliente al yacimiento del
campo Pacoa en la provincia de Santa Elena

Se empled la inundacion de agua caliente, en el que se
determinaron las caracteristicas y las limitantes, a las cuales se
estd expuesto en la aplicacion de la técnica en el campo Pocoa
(Ordonez, Pena, & Pilozo, 2022).

Se emple6 CMG (Computer Modeling Group) como software
de simulacion, con cual se simularon varios escenarios. Se
determinaron dos configuraciones de 5 pozos, uno normal (4
pozos inyectores, 1 pozo productor) y otro invertido (4 pozos
productores, 1 pozo inyector). La tasa de recobro estimada es
de aproximadamente 5,7 %, superando en ambas el factor de
recobro tedrico que es aproximadamente 3 % (Ordonez, Pena,
& Pilozo, 2022).

3.2.5. Inyecciéon de nanofluidos en nucleos del
Campo Shushufindi Arena U superior y T
inferior

Por medio de la inyeccion de nanofluido en el nucleo de
arenizca U superior se constatd que la tasa de recobro aumento
en 18,44, después de la aplicacion de inyeccion de agua que
obtuvo una tasa de recobro de 40,29%.
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De hecho, la tasa de recobro final es de 58,73%. Este valor es
rentable tomando a consideracion las propiedades de los
nanofluidos: la presion de separacion, y gran superficie de
contacto, hacen posible la depuraciéon de las particulas de
hidrocarburo presentes en espacios profundos del medio
poroso (Aimara, 2019).

La inyeccion de nanofluido efectuada en el nucleo de arenisca
“T inferior” presentaron resultados plausibles en la tasa de
recobro; este incrementd en 20,96%, luego de la inundacion
mediante inyeccion de agua que concluyo con una tasa de
recobro de 22.01%. La tasa de recobro final fue de 42,97%
(Aimara, 2019).

3.2.6. Inyeccién de agua en la arena u inferior del
campo Sacha

Se evaluo la arenisca Napo “U Inferior” al suroeste del campo
Sacha, en el mismo la presion de yacimiento, esta en tendencia
a semejarse a la presion de burbuja. Se us6é simulacion
matematica y la teoria Buckley-Leverett. para la evaluacion de
la factibilidad de aplicacion de inyeccion de agua en el campo
Sacha. Se eligidé el mejor caso de simulacion haciendo
hincapié en el petroleo incremental y el factor de recobro
(Arias & Chancusig, 2017).

Las propiedades del pozo Sacha-200 (Porosidad: 14%,
Espesor neto: 46 ft, Permeabilidad Absoluta: 350 mD) nos
brinda un panorama positivo para la inyeccion de agua con
respecto al barrido de petrdleo eficiente en el area de contacto
del proyecto piloto al suroeste del campo con una relacion de
movilidad de 2,38 y una eficiencia de desplazamiento de 36 %
(Arias & Chancusig, 2017).

La tasa de recobro evaluada para el escenario estudiado al
final de la simulacion fue de 26,1% (Arias & Chancusig,
2017).

4. RESULTADOS Y DISCUSION

En Ecuador existen pocos estudios avanzados a cerca de la
aplicacion de técnicas de recuperacion mejorada de petroleo,
debido a esto se realiz6 una bisqueda exhaustiva de dichas
técnicas aplicadas a nivel mundial.

En Ecuador no se han realizado estudios aplicativos en
inyeccion de gas CO,, inyeccion de nanofluidos y sus
combinaciones, solo se han llevado a cabo estudios aplicativos
y de investigacion in vitro de inyeccion de agua y sus
combinaciones con polimeros y surfactantes, para lo cual
diseflamos un plan de aplicacion de inyeccion de agua,
tomando como referencia los porcentajes mas altos de factor
de recobro alcanzados con la aplicacion de inyeccion de agua
a nivel mundial frente a su aplicacion en el Ecuador.

A continuacién, nombramos los proyectos mas significativos a
nivel mundial frente al proyecto mas significativo en el
Ecuador en la aplicacion de inyeccion de agua:



4.1. Inyeccion Agua baja salinidad - surfactantes

A continuacion, se presenta en la tabla 14 la recuperacion de
petréleo mediante agua con baja salinidad (20 000 ppm de
KCl) y agua con alta salinidad (240 000 ppm de KCI) de
muestras de nucleos Bakken #4 (imbibicién: alta salinidad a
baja salinidad) y #6 (imbibiciéon: baja salinidad a alta
salinidad). Analizando las figuras 3 y 4, se establece que la
recuperacion de gotas de petroleo mediante agua con baja
salinidad suele tener menor efectividad si se empled una
salmuera de alta salinidad como fluido de fracturacion o fluido
de imbibicion (Weldu, Li, Zhou, Alharthy, & Wang, 2017).

Tabla 1
Expulsion de petréleo mediante salmuera de baja salinidad (20.000 ppm KCIl) y
salmuera de alta salinidad (240.000 ppm KCI).

Experimentos Bakken # 4 Bakken # 6

Masa central inicial 39.386 ¢ 32464 ¢

Volumen de poros a una tensién neta de 1000 1.182 cc 0.682 cc

psi

a. Condicion atmosférica Volumen de poros y 1.195 cc; 7.8% 0.705 cc; 5.5%

porosidad

Masa de expulsién de Agua con Baja 0.6717 g NA

petrdéleo el dia 14 Salinidad

imbibicién por: Agua con Alta NA 0.0501 g
Salinidad

Masa de expulsién de Agua con Baja NA 0.2468 g

petréleo en el dia 23 de Salinidad

imbibicién por: Agua con Alta 0 NA
Salinidad

Masa total de petréleo expulsado 0.6717 g 0.2969 g

b. Factor de recobro de petréleo, % Y Petréleo 57.6% 43.2%

expulsado/Petréleo inicial

Fuente: Weldu, T., Li, X., Zhou, Z., Alharthy, N., & Wang, L. (2017, diciembre).

Segiin Weldu. (2017), en el campo Bakken, el surfactante en
la imbibicidén e inyeccion de agua con baja salinidad puede
resultar en una alteracion representativa de la humectabilidad
y en una disminucion de la tension interfacial, lo cual recae en
una mejora de la produccion de petréleo en formaciones ultra-
apretadas estimuladas, teniendo 57,6 % en la tasa de recobro
(Weldu, Li, Zhou, Alharthy, & Wang, 2017).

4.2. Inyeccion de surfactante, alcali y polimero

Surfactantes y bases fuertes (alcalis), producen surfactantes al
instante con la reaccion de la base fuerte con los acidos
organicos contenidos en el petroleo crudo. Kumar et al. (2023)
expuso que estos componentes quimicos disminuiran las
fuerzas interfaciales a porcentajes bajos, la inyeccion de
polimero mejorara posteriormente la relacion de movilidad. El
bloque inyectado al inicio contenido con base fuerte (alcali) y
tensioactivo presento retos como la corrosion que provocod
fallas en la formacion y la adsorcion de tensioactivo en la capa
superficial de la roca.

En la India Kumar et al. (2023), expuso ensayos de laboratorio
acerca de inyeccion de surfactante, alcali y polimero en
nucleos de arenisca, que presentaro una disminusion de la
tension superficial, disminusion de fuerza interfacial,
emulsificacion de petrdleo y cambios positivos en la
viscosidad, estos ensayos promovieron un factor de recobro
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entre 23% y 33%, como se presenta en la Figura 5(Kumar,
Kumar, & Bera, 2023).

Kumar et al. (2023) emplearon el software CMG (STARS)
para simular la inyeccion de surfactante, alcali y polimero
como herramienta importante valorar el factor de recobro.
Nasser et al. (2023) compararon datos de laboratorio con los
resultados provistos por la simulacién, teniendo que el empleo
de diferentes productos quimicos como surfactante, alcali y
polimero, mostro un factor de recobro general del 33,25 % en
los ensayos de laboratorio y 47 % en la simulacion (Kumar,
Kumar, & Bera, 2023).

e Alhomadhi (2013) expuso el modelo de bola difusa
aplicado en China el cual consistio en la
emulsificacion del petroéleo con lo cual en términos
de recuperacion mejorada, en este ensayo se obtuvo
el siguiente aporte; fluido base 18,35 %, la estructura
de bola difusa 50,94 % y la estructura de hilo dental
fueron 30,71 %. Mejoré la recuperacion de petroleo a
través del mecanismo de enredo y transporte
(Alhomadhi, Amro, & Almobarky, 2013).

e En Malasia se realizaron ensayos experimentales que
segun Al-Jaber (2023) han demostrado que estos
nanomateriales se pueden emplear como rellenos
para perfeccionar las propiedades mecénicas y de
barrera de los biocompuestos. La inyeccion del
polimero con HPAM (nanoparticulas de almidon a
base de yuca y flame morado), produjo una
recuperacion de petroleo de alrededor del 58,27%
(Al-Jaber, et al., 2023).

e Wang, et al. (2023), simularon el proceso de
taponamiento por microesferas y nanoesferas
empezando por la fractura hasta la matriz por medio
de ensayos centrales. La maxima tasa de
recuperacion de petroleo luego de la obstruccion fue
de 19,12 % (Wang, Chen, Hu, Ju, & Ke, 2023).

e En Ecuador se empleo la inundacion de agua caliente,
en el que Ordonez, et al. (2022) determinaron las
caracteristicas y las limitantes, a las cuales se esta
expuesto en la aplicacion de la técnica en el campo
Pocoa. Se determinaron dos configuraciones de 5
pozos, uno normal (4 pozos inyectores, 1 pozo
productor) y otro invertido (4 pozos productores, 1
pozo inyector). La tasa de recobro estimada es de
aproximadamente 5,7 %, superando en ambas el
factor de recobro tedrico que es aproximadamente 3
% (Ordonez, Pena, & Pilozo, 2022)

e Se evalu6 la arenisca Napo “U Inferior” al suroeste
del campo Sacha, en el mismo la presion de
yacimiento, esta en tendencia a semejarse a la presion
de burbuja. Se usé simulacion matemadtica y la teoria
Buckley-Leverett. para la evaluacion de Ila
factibilidad de aplicacion de inyeccion de agua en el



campo Sacha. Se eligié el mejor caso de simulacion
haciendo hincapié¢ en el petrdleo incremental y el
factor de recobro (Arias & Chancusig, 2017). Las
propiedades del pozo Sacha-200 (Porosidad: 14%,
Espesor neto: 46 ft, Permeabilidad Absoluta: 350
mD) nos brinda un panorama positivo para la
inyeccion de agua con respecto al barrido de petrdleo
eficiente en el area de contacto del proyecto piloto al
suroeste del campo con una relacion de movilidad de
2,38 y una eficiencia de desplazamiento de 36 %
(Arias & Chancusig, 2017). La tasa de recobro
evaluada para el escenario estudiado al final de la
simulacion fue de 26,1% (Arias & Chancusig, 2017).

Con la informacién anterior se determind que la técnica
aplicada en el campo Bakken (campo de EE. UU.) es atractiva
de acuerdo con el factor de recobro obtenido y la similitud con
las condiciones aplicadas (ver tabla 2), para la inyecciéon de
agua en el campo Sacha (Oriente Ecuatoriano).

Se tabul6 la Tabla 2, misma que resume la comparacion de
propiedades del campo Bakken frente al campo Sacha en la
factibilidad de aplicacion de inyeccion de agua para mejorar
de recuperacion de petréleo. En la misma es observable como
las propiedades son semejantes, lo cual es un indicio de la
aplicacion de inyeccion de agua seguida de surfactante para
mejorar la tasa de recobro. Si bien es cierto, en el campo
Bakken los ensayos involucran la inyeccion de surfactante, lo
cual no ocurre en comparacion a los ensayos aplicados en el
campo Sacha, pero la inyeccion de agua prepara el yacimiento
para facilitar la inyeccion de surfactante, lo cual es un indicio
para su aplicabilidad en el campo Sacha.

En base a las observaciones realizadas por Weldu, et. al.
(2023) y la literatura revisada, se recomienda el siguiente plan
de inyeccion de agua con surfactante anionico con baja
salinidad con lo cual se espera obtener un incremento entre 4 a
15 % en el factor de recobro (Weldu, Li, Zhou, Alharthy, &
Wang, 2017):

e Primero agua de baja salinidad (20000 ppm KCI)
e Seguido de agua de baja salinidad (20000 ppm KCI)
+ surfactante anidnico

Tabla 2
Comparacion de propiedades del campo Bakken frente al campo Sacha

Campo Bakken (Weldu, Li, Sacha (Ordonez,
Zhou, Alharthy, & Pena, & Pilozo,
Wang, 2017) 2022)
Tecnica Inyeccion Agua- Agua
Surfactante
Pais USA Ecuador
Permeabilidad (mD) 0,937 350
Porosidad (%) 7,71 14
Presiones reservorio 1000 1092
(psi)
Gravedad °API 44 28
Salinidad 300000 35000
Yacimiento
Salinidad solucion 20000 -
Surfactante Anionico -
Reservorio Esquisto (Lutita) Arenisca U
Inferior

Fuente: Ortega O., Ordonez, Weldu, T., Li, X., Zhou, Z., Alharthy, N., & Wang, L. (2024, abril).
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5. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

5.1. Conclusiones

En el presente estudio se realizé una visualizacion y analisis
de las principales técnicas de recuperacion mejorada aplicadas
a nivel mundial, cuyos resultados evidenciaron porcentajes
altos en la tasa de recobro, para lo cual se elabord tablas y
graficas que presentan los porcentajes del factor de recobro,
pais de aplicacion, técnica y subtécnica aplicada.

Mediante lo anterior se establecieron criterios que favorezcan
la correcta eleccion de una técnica de recuperacion mejorada
de petroleo en futuras investigaciones con su aplicabilidad en
los campos maduros del Oriente Ecuatoriano (Sircar,
Rayavarapu, & Bist, 2021). El criterio que predomino para la
eleccion de la técnica y subtécnica a ser replicada en el
Ecuador, es que la inyeccion de agua es una técnica que ya ha
sido aplicada en campos del Oriente ecuatoriano con
porcentajes de factor de recobro muy prometedores a
diferencia de las demas técnicas que no se han aplicado.
Ademas, la inyeccion de agua con surfactante promete mejorar
la recuperacion de petréleo sin afectar las condiciones del
yacimiento como es visible en la tabla 2.

Si bien es cierto, en el campo Bakken los ensayos involucran
la inyeccion de surfactante, lo cual no ocurre en comparacion
a los ensayos aplicados en el campo Sacha, pero la inyeccion
de agua prepara el yacimiento para facilitar la inyeccion de
surfactante, lo cual es un indicio para su aplicabilidad en el
campo Sacha.

Para lo cual se recomienda emplear surfactante anionico con
baja salinidad con lo cual se espera obtener un incremento
entre 4 a 15 % en el factor de recobro (Weldu, Li, Zhou,
Alharthy, & Wang, 2017). En base a estas observaciones
experimentales y la literatura revisada, se recomienda el
proceso EOR de inyeccion de agua de baja salinidad, seguido
de agua de baja salinidad + surfactante para mejorar la
produccién del campo Sacha en la arena “U Inferior” (Weldu,
Li, Zhou, Alharthy, & Wang, 2017).

5.2. Recomendaciones

Es imperativo en el momento de realizar investigaciones de
tipo documental, discriminar aquella informacién o estudios
que no se han sometido a comprobacion u obtencion de datos
concretos para evitar la aplicacion de un documento vasado en
supuestos y no en datos comprobables.

En Ecuador no se cuenta con capital y la tecnologia adecuada
para la aplicacién de nanotecnologia por la naturaleza de los
yacimientos de nuestro pais, es dificil aplicar la inyeccion de
gas sin que los mismos sufran dafios en su integridad, sin
embargo, el método general que utilizan en los campos
petroleros es la inyeccién de agua, una técnica menos costosa
y que garantiza no exponer la integridad del yacimiento.
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