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ABSTRAK

Penggunaan hybrid-alkali mampu menangani masalah adsorpsi surfaktan pada formasi
menjadi jauh lebih rendah, mengurangi biaya logistik, dan mampu meningkatkan
perolehan minyak (Oil Recovery). Hybrid-alkali yang akan digunakan pada penelitian ini
adalah Natrium Karbonat (Na2CO3) dan Amonium Hidroksida (NH40OH) yang mudah
didapatkan dan lebih ekonomis dibandingkan alkali lainnya. Penelitian ini menggunakan
simulator Computer Modeling Group (CMG) GEM 2020. Pemodelan menggunakan
batuan karbonat yang dilakukan pada reservoir heterogen dengan distribusi permeabilitas
memiliki nilai 100 mD hingga 300 mD. Pemodelan memiliki ukuran grid 5 x 1 x 10, dengan
total volume pori 1,203 x 107 ft3. Reservoirnya terletak pada kedalaman 1900 ft sampai
2060 ft. Adapun komponen fluida injeksi adalah alkali Na2CO3 dengan berat molekul
105,98 g/mol dan densitas 2,54 gr/cm3 sementara alkali NH4OH memiliki berat molekul
17,03 g/mol dan densitas 0,68 gr/cm3. Surfaktan Heavy Alkylbenzene Sulfonate (HABS)
memiliki berat molekul 543 gr/mol dan densitas 3,79 gr/cm3, untuk polimer Hydrolyzed
Polyacrylamide (HPAM) yaitu berat molekul 9000 gr/mol dan densitas 1,302 gr/cm3.
Simulator CMG GEM 2020 pada penelitian ini digunakan untuk mensimulasikan dengan
model Multi-lon Exchange (MIE). Durasi data yang digunakan untuk pemodelan injeksi
hybrid-alkali pada alkali-surfaktan-polimer (ASP) adalah dengan rentang waktu 2 tahun.
Penelitian ini menerapkan investigasi pada hybrid-alkali untuk mengetahui pergerakan
ion-ion yang mengikat minyak mentah. Berdasarkan hasil analisis secara kualitatif
didapatkan bahwa fluida mampu memenuhi seluruh grid sehingga dapat mengalir dari
sumur injeksi hingga sumur produksi yaitu dengan cara mengoptimalkan tekanan injeksi.
Hal itu terbukti dengan grafik pergerakan ion Na+ dan NH4+ yang meningkat setelah
diinjeksikannya hybrid-alkali. Berbeda dengan ion SO42- yang mengalami adsorpsi

sehingga mengalami penurunan selama proses injeksi.

ABSTRACT

The hybrid-alkali reduces surfactant adsorption in the formation, reduces logistic costs,

and improves oil recovery. The type of hybrid-alkali in this research is Sodium Carbonate
(Na2CO3) and Ammonium Hydroxide (NH4OH), which are easy to obtain and more
economical than other alkalis. This research uses the CMG GEM 2020 simulator. Modeling
in carbonate rocks is carried out in heterogeneous reservoirs with permeability distribution

that has a value from 100 mD to 300 mD. The model has a grid size of 5 x 1 x 10, with a
total pore volume of 1.203 x 107 ft3. The reservoir is located at a depth from 1900 ft to
2060 ft. The fluid injection components are alkaline Na2CO3 with a Molecular Weight
(MW) of 105.98 g/mol and density of 2.54 gr/cm3, while alkaline NH4OH has an MW of
17.03 g/mol and density of 0.68 gr/cm3. Heavy Alkylbenzene Sulfonate (HABS) surfactant
has MW of 543 gr/mol and a density of 3.79 gr/cm3, for the Hydrolyzed Polyacrylamide
(HPAM) polymer, which is MW 9000 gr/mol and density of 1,302 gr/cm3. The Multi-Ion

Exchange (MIE) uses the CMG GEM 2020 simulator in this research to simulate the
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model. The duration of the data used for ASP hybrid-alkaline injection modeling is two years. This research applies
investigations on hybrid-alkali to determine the movement of ions that bind crude oil. Based on the qualitative analysis,
the fluid can fill the entire grid to flow from the injection well to the production well by optimizing the injection pressure.
1t proves the graph of the movement of Na+ and NH4+, which increase after the injection of the hybrid-alkali. In contrast
to the SO42- ion, which undergoes adsorption so that it decreases during the injection process.

© LPMGB - 2022

PENDAHULUAN

Injeksi alkali-surfaktan-polimer (ASP) dianggap
sebagai metode yang menjanjikan untuk peningkatan
produksi minyak tahap lanjut atau enhanced oil
recovery (EOR) sejak tahun 1990, (Denney, 2013).
EOR perlu dilakukan pada lapangan minyak tua
dengan cadangan minyak yang masih tinggi, (Eni et
al., 2017). Metode ASP ini mampu meningkatkan oi/
recovery dan menurunkan water cut dibandingkan
dengan waterflood, (Dang et al., 2012). Mekanisme
injeksi ASP didasarkan pada pengurangan interfacial
tension (IFT) antar cairan dan mengubah wettability
batuan menuju keadaan yang lebih water-wet,
(Bortolotti et al., 2009). Injeksi ASP terbukti mampu
meningkatkan perolehan minyak dari sumur tua yang
masih memiliki banyak cadangan minyak.

Surfaktan memiliki peran utama untuk IFT.
Alkali bereaksi dengan komponen asam dalam
minyak mentah sehingga menghasilkan sabun,
(Dang et al., 2017). Sedangkan polimer mampu
meningkatkan sweep eficiency alkali dan surfaktan,
(Sheng, 2011). Sweep efficiency waterflood kurang
efektif dikarenakan permeabilitas air yang besar di
batuan (Lestari, Afdhol, Hidayat, & Erfando, 2020).
Pemilihan larutan dioptimalkan kepada nilai IFT
terendah, dilakukan untuk mengetahui kemampuan
surfaktan mengalirkan minyak pada pori batuan.
Makin kecil nilai [FT, maka minyak semakin mudah
mengalir, (Ricky et al., 2018).

Adsorpsi dapat mengurangi kinerja dari surfaktan
dan menimbulkan masalah pada injeksi surfaktan-
polimer (SP) sehingga diperlukan penambahan alkali
untuk mengurangi adsorpsi tersebut, (Dong et al.,
2009). Dengan menggunakan metode hybrid-alkali
terbukti menangani masalah adsorpsi surfaktan pada
formasi menjadi jauh lebih efektif dan meningkatkan
perolehan minyak lebih baik bahkan pada tight
reservoir, (Al-Murayri et al., 2017). Penggunaan
hybrid-alkali yang menggabungkan Natrium
Karbonat (Na,CO,) dan Amonium (NH, ) merupakan
pilihan yang tepat karena Na,CO, dan NH, lebih
mudah didapatkan dan lebih ekonomis, (Southwick
etal., 2016).
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Tes laboratorium dan lapangan menunjukkan
bahwa alkali dapat mengurangi adsorpsi surfaktan
hingga 50% (Guo et al., 2017). Jenis alkali seperti
natrium hidroksida dan natrium karbonat telah teruji
untuk sebagian besar projek injeksi ASP (James J.
Sheng, 2013). Penambahan Na,CO, sangat efektif
dalam menurunkan adsorpsi surfaktan. Namun
kelemahan dari alkali ini adalah Natrium Karbonat
hanya menyediakan alkalinitas sebesar 1 mol
yang berguna dalam 106g bahan yang digunakan
sehingga diperlukan konsumsi yang besar dalam
menangani adsorpsi (Kusumah and Vazquez, 2017).
Penambahan NH, sebagai bahan aditif alkali dinilai
lebih baik Amonium efisien menyediakan alkalinitas
sebesar 1 mol dalam 17g bahan yang digunakan. Pada
metode ASP, penggunaan dua alkali sekaligus yang
menggabungkan atribut dari Natrium Karbonat dan
Amonium dapat memasok sebagian besar alkalinitas
pada ASP flooding dengan keuntungan logistik
dari Amonium. Konsep tersebut dikemukakan oleh
Southwick et al. (2016).

Campuran Amonium dan Natrium Karbonat
menjadi salah satu implementasi Aybrid-alkali
yang mampu mempercepat terbentuknya kation
divalent dan buffered alkalinitas, (Southwick,
1985). Keuntungan logistik dari tipe Aybrid-alkali
ini lebih disukai untuk aplikasi ASP flooding di
lepas pantai yang memiliki keterbatasan tempat.
Penelitian yang pernah dilakukan pada coreplug
bandera oleh Southwick et al. (2016) menggunakan
chemical slug berupa campuran 3000 ppm surfaktan
ditambahkan sedikit hybrid-alkali (0,3wt% NH,
+ 0,1wt% Na,CO,) dapat menurunkan adsorpsi
surfaktan dari 98,1 mg / 100 g menjadi 33,9 mg /
100 g batuan. Apabila dibandingkan metode hybrid
ini dengan alkali yang menggunakan Amonium
saja, maka adsorpsi surfaktan masih besar terjadi
melebihi sistem Ahybrid-alkali. Begitu pula, apabila
hanya Natrium Karbonat digunakan untuk mencapai
penurunan adsorbsi seperti pada sistem hybrid-alkali,
maka perlu digunakan bahan baku 10 kali lebih
banyak daripada sistem hybrid-alkali.

Penelitian ini bertujuan untuk memastikan
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bahwa ion-ion bergerak dari sumur injeksi ke sumur
produksi, menganalisa keberhasilan metode hybrid-
alkali terhadap S dan menganalisa propagasi ion-
ion pada ASP. Adapun pembaharuan pada penelitian
ini dibandingkan dengan penelitian-penelitian
sebelumnya adalah jenis ion dan konsentrasi alkali
yang digunakan.

BAHAN DAN METODE

Pada penelitian ini dilakukan pemodelan simulasi
reservoir untuk mensimulasi keadaan reservoir dan
melihat propagasi dari ion-ion yang bereaksi di
reservoir dengan menggunakan simulator CMG
GEM 2020. Karakter reservoir yang digunakan
adalah jenis batuan karbonat heterogen dengan
variasi permeabilitas dan porositas pada setiap
lapisan reservoir. Parameter yang diabaikan pada
reservoir karbonat ini adalah natural fracture.
Adapun jenis fluida yang digunakan pada penelitian
ini adalah Brine (air formasi), Natrium Karbonat
(Na,CO,) dan Amonium Hidroksida (NH,OH)
sebagi alkali, alkylbenzene sulfonat (ABS) sebagai
surfaktan dan Aydrolyzed polyacrylamide (HPAM)
sebagai polimer.

Diawali dengan membangun basecase model
sebagai kasus awal sebelum diterapkan ASP flooding.
Dengan menggunakan konsentrasi dari masing-
masing komponen berdasarkan konsentrasi rata-
rata metode ASP flooding yang pernah diterapkan
di dunia, yaitu dengan konsentrasi alkali 1,25wt%,
surfaktan 0,27wt% dan polimer 1350 ppm, maka
ASP inisial dilakukan.

Beberapa karya penelitian berdasarkan pemodelan
chemical flooding menggunakan teknik simulasi
yang berbeda telah diterbitkan sejak tahun 1970-an.
Pope and Nelso (1978) mengembangkan simulator
chemical flooding (satu dimensi dan komposisi)
untuk memantau incremental oil recovery sebagai
fungsi dari variabel yang berbeda. Paul et al. (1982)
menggunakan model sederhana untuk memprediksi
polymer flooding. Bhuyan et al. (1990) menyajikan
model umum untuk chemical flooding dengan
pH tinggi. Vaskas et al. (1996) mengembangkan
model ekonomis untuk evaluasi chemical flooding.
Han et al. (2007) mengembangkan simulator

compositional chemical flooding komposisi untuk
surfactant polimer flooding. Najafabadi et al. (2009)
mengembangkan simulator untuk perilaku fase
surfaktan dalam surfactant flooding. Metode EOR
termasuk alkali, surfaktan, dan polimer telah banyak
diteliti untuk penelitian dan inplementasi dalam
karbonat dengan kesuksesan luar biasa, (Gbadamosi
etal., 2019).

Penelitian ini melakukan observasi pergerakan ion
Na"dan ion NH," menggunakan model konseptual
simulasi pada software CMG GEM 2020. Proses
input data komponen menggunakan tools process
wizard. Model komponen yang digunakan adalah
alkali, surfaktan, dan polimer. Data yang diperlukan
adalah data fluida reservoir, data sifat fisik batuan
reservoir, dan data fluida injeksi. Parameter
pergerakan ion-ion yang dianalisa adalah Agqueous
Component Moles Na*, Aqueous Component
Moles NH,". Model simulasi dijalankan selama
10 tahun dari tahun 2021 awal hingga 2030 akhir.
Selama 5 tahun dimulai dari 2021 sampai 2025,
waterflood dengan air formasi diterapkan. Setelah
itu diinjeksikan ASP selama 2 tahun hingga 2027.
Water flushing diinjeksikannya setelah ASP flooding
selama 1 tahun hingga tahun 2028.

Simulator CMG digunakan beberapa perusahaan
industri perminyakan karena terkenal dengan
kemampuannya untuk pemodelan skala laboratorium
dan lapangan, serta memiliki kemampuan untuk
menangani perilaku kimia yang rumit. Lapangan DQ
ini merupakan lapangan yang terletak pada Dukhan
Field Qatar, (Meissner et al., 2009). Reservoir dari
lapangan ini terletak pada kedalaman 1900 ft sampai
2060 ft. Data yang digunakan dalam pembuatan
model simulasi pada penelitian ini adalah data
sekunder dapat dilihat pada tabel berikut.

Tabel 1
Tabel Karakteristik Fluida

Properti Nilai Satuan
Model Dua Fasa -
Densitas Minyak 53,06 Ib/ft?
Densitas Air 63,7 Ib/ft?
Viskositas Air 1 cp
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Tabel 2
Tabel Karakteristik Reservoir

Komponen Nilai Satuan
Permeabilitas 100 — 300 mD
Porositas 30 %
Ketebalan 40 ft
Kedalaman 1900 — 2060 ft
WwOC 1977 ft

Komponen fluida injeksi yang digunakan pada
model ini adalah Na,CO, dan NH,OH sebagai alkali,
HABS sebagai surfaktan dan HPAM sebagai polimer.
HPAM banyak digunakan pada proyek ASP di Cina
karena polimer ini dapat mentoleransi tekanan tinggi
selama proses injeksi, (Olajire, 2014).

Tabel 3
Komponen Fluida Injeksi

Komponen MW (g/mol)  Densitas (gr/cm?)
NaxCO; 105,98 2,54
NH.OH 17.032 0,68
HABS 453 3,79
HPAM 9000 1,302

Pembuatan model reservoir pada lapangan DQ
menggunakan simulator CMG GEM 2020. Model
reservoir pada lapangan ini terdiri dari 10 grid arah
sumbu I, 1 grid arah sumbu J, dan 5 grid arah sumbu
K. Model reservoir lapangan DQ dapat dilihat pada
gambar berikut:

Grid Top (f) 2021-01-01

Gambar 1
Model Konseptual Reservoir Lapangan DQ
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Kurva permeabilitas relatif menunjukkan
wetabilitas yang bersifat oil wet karena perpotongan
kurva berada pada nilai saturasi air sebesar 0,404,
(Ahmed, 2019) . Berikut kurva ini merupakan
kondisi initial reservoir sebelum diterapkannya ASP.

Gambar 2
Kurva Permeabilitas Relatif

Permeabilitas merupakan suatu kemampuan
batuan reservoir untuk mengalirkan fluida. Pada
gambar 3 dan gambar 4 merupakan distribusi
permeabilitas pada lapangan DQ. distribusi
permeabilitas horizontal memiliki nilai 100 mD
hingga 300 mD dan permeabilitas vertikal bernilai
10 mD hingga 30 mD.

Permestity i 50210101 i

Gambar 3

Femnsabbty 1 (md) 2021001

L
g
e

Gambar 4
Distribusi Permeabilitas Vertikal pada Lapangan DQ
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Porositas didefinisikan sebagai ukuran kapasitas
ruang pori batuan untuk ditempati oleh suatu fluida
reservoir. Pada gambar 5 merupakan distribusi
porositas pada lapangan DQ yang memiliki nilai
sebesar 20% hingga 30%.

i V0 S0l e 13 [Pyl i D0 000 il s it

Pty #71-00-00

Gambar 5
Distribusi Porositas pada Lapangan DQ

HASIL DAN DISKUSI

Penelitian ini men-simulasikan model konseptual
dan hanya menggunakan linear pattern yang mana
hanya ada 1 sumur injeksi dan 1 sumur produksi.
Fluida bergerak menyapu menuju sumur produksi
karena perbedaan tekanan pada sumur produksi yang
lebih rendah dari sumur injeksi. Sumur produksi
dijaga pada tekanan yang rendah karena jika

hybrid_p500-i3000ACC1 (1).5r3

Activity(Na+) 2026-Dec-31
IH\'BRID'

tekanan lebih tinggi daripada sumur injeksi maka
akan menyebabkan loss circulation, dimana fluida
injeksi hanya mengalir di reservoir tapi tidak mampu
diproduksi. Pada gambar 6 dan gambar 7 dapat
dilihat aktivitas dari pergerakan ion-ion Na' dan
NH," yang mengalir memenuhi setiap grid hingga
akhirnya menuju sumur produksi.

Hal tersebut berhubungan dengan hukum
hydrostatis, dimana ion yang merupakan fluida
injeksi mengisi penuh ke seluruh sumur injeksi
untuk menghasilkan tekanan maksimal ditambah
dengan tekanan injeksi sehingga ion-ion tersebut
mampu mengalir sesuai dengan arah alirnya yaitu
hingga ke sumur produksi. Volume fluida mengalir
mengisi setiap grid disebabkan karena permeabilitas
yang dimiliki setiap layer, sehingga setiap layer
mentransmisi volume fluida yang berbeda. Volume
fluida terbanyak mengalir menuju permeabilitas
terbaik yaitu terdapat pada layer yang paling bawah.
Permeabilitas yang digunakan pada model konseptual
ini adalah pada layer satu 100 mD, layer dua 150 mD,
layer tiga 200 mD, layer empat 250 mD, dan layer
lima 300 mD. Berbagai parameter seperti perubahan
pH, variasi mineral mol kalsit, perubahan konsentrasi
ion dalam fase air telah dianalisis secara kritis untuk
menilai setiap mekanisme yang mendasari, (Gopani
etal., 2021).

0.0709 - puee—0.0700
[0.0000
~0.0500

0.0400

0.0300

 ~0.0200

IO.D100
2.0003e-07 -

ZrX: 3.8:1
Total Blocks: 50
Active Blocks: &0

Gambar 6
Aktivitas dari ion Na*
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hybrid_p500-i3000ACCT (1).sr3
Activity(NH4+) 2026-Dec-01
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Gambar 7
Aktivitas dari ion NH "

Pergerakan ion dari hybrid-alkali yaitu Na* dan
NH," dapat dilihat pada gambar 8, 9 dan 10 dengan
skenario injeksi yang berbeda. Nilai aqueous
component moles Na™ dan aqueous component moles
NH," di reservoir yang telah diinjeksikan selama 2
tahun pada tahun 2025 hingga 2027 menunjukkan
ion-ion tersebut meningkat tiap tahunnya.

Meningkatnya aqueous component moles Na*
dan NH," itu disebabkan karena beberapa faktor
yaitu peningkatan volume injeksi alkali Na,CO,
dan NH,OH. Untuk ion Na" dipengaruh oleh injeksi
HABS yang memiliki ion Na*. Aqueous component
moles Na* berada di dalam reservoir dalam air
formasi (salinitas). Dengan menginjeksikan alkali
Na,CO, maka ion Na* yang terdapat pada reservoir
meningkat. Peningkatan jumlah ion Na* yang
terdapat di fluida menyebabkan jumlah ion-ion acid
crude oil makin banyak yang diikat membentuk
emulsi dan tersapu ke sumur produksi. lon NH,*
tidak terdapat di reservoir sebelum alkali NH,OH
diinjeksikan. lon NH," juga mengikat Acid crude oil
(lihat reaksi 10). Berikut adalah reaksi-reaksi yang
terjadi di dalam reservoir saat ASP diinjeksikan.

Na,CO, <> 2Na" + CO; (1)
Na®+ H,O < tidak terhidrolisis (2)

CO>+2H,0 < H,CO, +20H  (3)
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OH-+ SO, «» SO, >+ H' (4)
H'+ Ao <> HAo ®)
NH,OH < NH, + OH (6)
OH + SO, «> SO,>+ H* 7
H'+ Ao < HAo (8)
Na*+ Ao < NaAo )
NH," + Ao <> NH,Ao (10)
SO, + OH «> SO,>+ H" (11)
Ca?'+ S0, > CaSO, (12)
Mg+ SO, > <> MgSO, (13)

Ca?'+2C0,; & Ca(CO),  (14)
Mg +2CO,; < Mg (CO,),  (15)

Fluida alkali Na,CO, dan NH,OH memiliki
ion Na’, NH,’, dan OH". Ton OH" yang bereaksi
terhadap SO, yang menghasilkan SO,* dan H*. Ion
SO,* tersebut di-adsorpsi oleh komponen karbonat
kalsium (Ca) dan magnesium (Mg). Sedangkan
reaksi ion H* mengikat acid crude oil (Ao’ yang
merupakan komponen minyak mentah yang bersifat
asam menghasilkan HAo. Ao juga diikat oleh ion Na*
dan NH," menghasilkan emulsi NaAo serta NH,Ao.
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Komponen minyak yang sudah diikat, NH,Ao,
NaAo, serta HAo akan mudah tersapu oleh fluida
pendorong, yang mana fluida pendorong tersebut
adalah polimer mengalir ke sumur minyak.
Peningkatan disosiasi ion CO, dan calcite
dissolution dalam pori air dapat juga menyebabkan
peningkatan kekuatan ionik larutan (reaksi 1)

(Cherubini et al., 2019). Ini disebabkan karena
electrical conductivity dan sifat electrokinetic
berpengaruh kuat terhadap perubahan aktivitas ion.

Hasil simulasi sifat ion Na’dan NH," dari
skenario konsentrasi alkali 2,4% berat, 1,25wt% dan
0,5% berat di berbagai salinitas yaitu 20000 ppm,
15000 ppm dan 10000 ppm dapat dilihat pada

Konsentrasi Alkali 24% berat
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Gambar 8
Komponen Larutan (Na+) dan (NH4+) (g/mole)

Konsentrasi Alkali 1,25 % berat
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----- Na+ salinitas 10000ppm
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Gambar 9
Komponen Larutan (Na+) dan (NH4+) (g/mole)
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Gambar 10
Komponen Larutan (Na+) dan (NH4+) (g/mole)
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Gambar 11

Kurva kumulatif produksi minyak dari semua skenario yang dilakukan

Pada gambar tersebut dapat dilihat pergerakan
ion setelah diinjeksikan ASP pada tahun 2025.
Pada gambar 8, konsentrasi alkali yang digunakan
adalah 2,4% berat dengan beberapa skenario dengan
salinitas 20000 ppm, 15000 ppm dan 10000 ppm.
Sejak mulai produksi dan diinjeksikan dengan air
formasi, konsentrasi Na* menurun. Ini menandakan
bahwa ion Na* bereaksi dengan Ao~ dan membentuk
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emulsi. Setelah ASP diinjeksikan pada tahun 2025,
Propagasi ion Na" meningkat kembali, namun tidak
signifikan berbeda moles di antara salinitas tersebut.
Ini berarti ion Na” mampu bekerja secara optimal
pada kisaran salinitas tersebut. Berbeda dengan
ion NH," pada konsentrasi alkali 2,4% berat lebih
optimal bekerja pada salinitas 20000 ppm yang
mencapai moles 11 x 10° g/mole.
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Pada Gambar 9, konsentrasi alkali yang digunakan
adalah 1,25% berat dengan skenario salinitas 20000
ppm, 15000 ppm dan 10000 ppm. Propagasi dari ion
Na" memiliki tren yang sama dengan konsentrasi
2,4% berat. Sedangkan ion NH," bekerja lebih
optimal pada salinitas 15000 ppm dengan moles
sekitar 6,9 x 10° g/mole, dan diikuti moles ion pada
salinitas 20000 ppm sekitar 6,6 x 10° g/mole.

Pada gambar 10, konsentrasi alkali yang
digunakan adalah 0,5% berat dengan berbagai
skenario dengan salinitas 20000 ppm, 15000 ppm
dan 10000 ppm. Propagasi dari ion Na" memiliki
tren yang sama dengan konsentrasi 2,4% berat dan
1,25% berat. Sedangkan ion NH," yang memiliki
konsentrasi alkali 0,5% berat mampu bekerja optimal
pada ketiga salinitas tersebut, mencapai 0,63 x 10°
g/mole.
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Gambar 12
Kurva Komponen Larutan (SO42-) (g/mole)

Dengan meningkatnya konsentrasi alkali, pH
pada permukaan kedua cairan (interface) meningkat,
dan akibatnya konsentrasi sabun (A") pada inferface
meningkat, yang menyebabkan penurunan IFT
ke nilai minimum. Kenaikan lebih lanjut dalam
konsentrasi alkali akan menyebabkan penurunan
jumlah A- yang terbentuk pada interface dengan
menggeser kesetimbangan untuk membentuk sabun
yang tidak terurai (NaA), atau membuat surfaktan
menjadi asin karena kekuatan ion yang tinggi, yang
mengakibatkan peningkatan IFT.

Gambar 11 menunjukkan bahwa perbedaan yang
tidak signifikan dari semua kumulatif produksi
daripada seluruh skenario. Namun, ada dua total
produksi teratas yaitu pada salinitas 15000 ppm
untuk konsentrasi 2,4% berat dan 1,25% berat yang
mencapai 283 Mbbl. Hal ini didukung oleh gambar

9 yang menunjukkan ion NH," dan Na" paling aktif
beraksi dengan komponen Acid oil (Ao’) pada
salinitas 15000 ppm dan konsentrasi alkali 1,25%
berat. Sebaliknya pada gambar 8 salinitas 15000
ppm konsentrasi alkali 2,4% berat tidak didapatkan
kesimpulan yang konklusif. Namun bila dilakukan
korelasi kepada gambar 12, konsentrasi alkali 2,4%
berat pada salinitas 10000 ppm memiliki ion SO,
terbanyak. Maka dapat disimpulkan bahwa kumulatif
minyak yang tinggi karena terbentuknya HAo yang
banyak disebab terlepasnya H+ dari reaksi (11). Ini
terlihat dari kandungan ion surfaktan, SO, ,yang
banyak terbentuk dari reaksi (11). Selain itu, juga
dapat disimpulkan bahwa absorbsi surfaktan pada
permukaan batuan oleh Ca’" dan Mg** tidak terjadi
karena digantikan oleh CO, dissolution (reaksi 14
& 15). Peran yang kurang aktif diamati untuk ion
Mg dibandingkan dengan ion Ca karena kelarutan
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MgSO, yang relatif lebih rendah dalam air garam
pada kondisi lingkungan sekitar (reaksi 12 &
13),(Gopani et al., 2021). Dari gambar 12 terlihat
salinitas yang optimal dapat mempengaruhi sifat

Pressure (psi) 202/-5ep-01

INJEC

o

T
|

hydrophobic dari ion sulfate (komponen sulfonat)
dalam meningkatkan perolehan minyak tertingal di
batuan (Riswati et al., 2020).

2475, 14—
— 2000 00
— 2500 .00
| 2000 00

= 1500 00

[ 1000 00
90,27 500,00

Z/X: 3.8:1
Total Blocks: 50
Active Blocks: 50

Gambar 13
Perubahan tekanan pada reservoir selama injeksi

Sedangkan tiga skenario tingkat kedua adalah
semua skenario (2,4% berat dan 1,25% berat serta
0,5% berat) pada 10000 ppm dengan total kumulatif
mencapai jumlah 282 Mbbl masing-masing.
Ini menyimpulkan bahwa penurunan salinitas
memberikan kondisi lingkungan yang lebih baik
bagi alkali-ion untuk agresif beraktivitas tanpa
ada batasan konsentrasi alkali. Hal ini sesuai terori
tegangan antarmuka terendah dan mikroemulsi fase
tengah, yaitu, Winsor tipe 111, tersedia pada salinitas
yang mendekati optimal (Novriansyah et al., 2020).
Gambar 13 menggambarkan perubahan tekanan
dari injektor menuju produser. Tekanan pada injeksi
adalah 2500 psi dan tekanan lubang sumur produksi
adalah 500 psi. Gambar ini membuktikan adanya
aliran fluida karena perubahan tekanan dari injektor
ke produser.

Setelah dilakukan ASP, terjadi perubahan pada
mekanisme keterbasahan. Hal ini disebabkan
karena kompleksitas reaksi permukaan dan
tekanan pemisahan. Tekanan pemisahan yang
dimaksud adalah perbedaan antara tekanan keadaan
kesetimbangan termodinamika yang diterapkan pada
permukaan yang dipisahkan oleh lapisan film tipis
dan tekanan dalam fase curah (dalam jumlah besar)
dimana film berada dalam kesetimbangan.
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KESIMPULAN DAN SARAN

Perubahan S_ yang signifikan antara sebelum
dan sesudah injeksi ASP menandakan bahwa
metode hybrid-alkali berhasil meningkatkan Oil
Recovery.Nilai S tersebut divalidasi oleh perubahan
kecenderungan oil-wet menjadi water-wet pada
kurva permeabilitas relatif.

Pergerakan aliran fluida mengalir sesuai dengan
yang diharapkan, ion surfaktan mengalir dari sumur
injeksi dengan memenuhi seluruh grid reservoir
yang didahului dengan pengisian pada layer
terbawah. Fenomena ini disebabkan permintaan .
Nilai permeabilitas yang dimiliki pada layer tersebut
adalah terbaik.

Propagasi dari ion Na"dan NH,” mengalami
peningkatan ketika ASP diinjeksikan. Ion Na* dapat
bekerja secara optimal pada konsentrasi alkali
1,25% berat pada salinitas 15000 ppm. Sedangkan
ion NH* menjadi aktif pada konsentrasi 2,4% berat
pada salinitas 20000 ppm. Pada skenario konsentrasi
alkali 0,5% berat, 1,25% berat, dan 2,4% berat
dapat bekerja menyapu minyak secara optimal
pada salinitas 10000 ppm. Hal ini dapat dibuktikan
dengan jumlah kumulatif minyak yang diperoleh
yaitu mendekati 282 Mbbl.
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