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OBIJETIVO DEL TRABAJO:

El proyecto de tesis tiene como propdsito principal comprobar la factibilidad de aplicacion de la
inyeccion de agua de baja salinidad, como proceso de Recuperacion Mejorada de Aceite en la
Cuenca de Chicontepec, tomando como base la identificacién de las propiedades de los sistemas
roca-fluidos, que se encuentran en los yacimientos de esta cuenca y el estado actual de la
tecnologia de inyeccién de agua de esa caracteristica.

Estas propiedades son: permeabilidad, porosidad, composicion mineralégica, asi como la
composicion y propiedades de los fluidos. Esto con el fin de compararlas con las mismas
propiedades, pero de yacimientos en donde, de manera exitosa, se ha efectuado la aplicacién de
esta tecnologia, especificamente en la region de la Pendiente Norte (North Slope) de Alaska, en
Estados Unidos de América.

Para lograr este objetivo se plantea desarrollar un trabajo en el cual se expliquen los mecanismos
fisicos y quimicos, mediante los cuales actuia la inyeccién de agua de baja salinidad, asi como las
propiedades petrofisicas de la roca y composicién de los fluidos que favorecen su aplicacién en un
yacimiento.

Lo anterior fundamentado en los trabajos realizados por P. Birkle, K. Pruess & T. Xu (2009),
guienes a través de inyecciones a diversos nucleos de areniscas, pruebas piloto y simulaciones en
TOUGHREACT®; demostraron, en principio, que la inyeccion de agua congénita debidamente
tratada, representaba una posibilidad de aplicacion en Chicontepec.

Crucial para el éxito de esta tecnologia, es el contar con un andlisis detallado del tipo y
concentracién de arcillas presentes en el yacimiento, concentracién de carbonatos, acidez del
crudo y composicion del agua congénita de la formacidn; sin dejar de lado la permeabilidad,
porosidad y mojabilidad de la formacion, que afectaran y determinaran el flujo de fluidos a través
del yacimiento.

Una vez que se detalle lo descrito en los parrafos anteriores, se planteard una serie de pardmetros
6ptimos para la aplicacién de la inyeccion de agua de baja salinidad a un yacimiento, basados en Ia
experiencia obtenida por British Petroleum a través de su tecnologia LoSal® EOR, la cual hasta el
momento representa la Unica tecnologia de inyecciéon de agua de salinidad reducida, disefiada
totalmente como tal, que ha tenido resultados exitosos a escala de campo.

Posteriormente se  realizard un andlisis técnico-comparativo en el que se demuestre
fehacientemente que las caracteristicas de los yacimientos en donde se han llevado a cabo
proyectos exitosos de inyeccidon de agua de baja salinidad, permiten asumir, con cierto grado de
certeza, que Chicontepec cumple con los criterios basicos necesarios para aplicar la Recuperacion
Mejorada por Inyeccidn de Agua de Baja Salinidad.

Cabe mencionar que los investigadores aun no han llegado a un acuerdo con respecto a los
mecanismos precisos que permiten aumentar la recuperacion de aceite con inyeccién de agua de
baja salinidad. Por ello, se comentardn en este trabajo cada uno de dichos mecanismos.



I. SITUACION ACTUAL DE LA INDUSTRIA PETROLERA EN MEXICO

La caida en las reservas de aceite (Fig. 1.1) y la declinacién de produccién del Campo Cantarell
representan nuevos retos para la industria del petréleo en México. Se requieren urgentemente
reformas de amplio rango, que incluyan planes ambiciosos para el desarrollo de campos en aguas
profundas del Golfo de México y el aumentar el presupuesto de inversidon en proyectos de
recuperaciones secundaria y terciaria o mejorada que permitan reactivar campos marginales.

MMbpce
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1,500 ke = x
1,000 56.9% 59.2%
44-.?f____.._-l— —}
500
+* * &
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4Producccion +-Tasa de restitucion de reservas 1P (1) =m=Tasa de restitucion de reservas P

Fig. 1.1. Tendencia histdrica de la tasa de restitucion de reservas hasta el afio 2009. Nétese

que hasta el 2009 aun se producia mas aceite del que se lograba restituir en Reservas 1P .
IDEMFEY 2Nn10])

En la Fig. 1.2 se muestra la situacidn actual de los proyectos petroleros de Pemex Exploracion y
Produccion, observandose que el grueso del portafolio de proyectos se encuentra en franca
declinacion. De especial importancia son los proyectos Cantarell y Ku-Maloob-Zaap, que en
conjunto suman mas del 50% de la produccidon nacional diaria de petrdleo, los cuales se
encuentran en declinacion y madurez respectivamente.
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Fig. 1.2. Proyectos petroleros en México, donde se muestra que Cantarell estd en franca
declinacién y Ku-Maloob-Zaap ya se encuentra en su maximo desarrollo. (PEMEX, 2009)



1.1 Declinacidn en la produccion de hidrocarburos

La produccién de aceite de México, la cual alcanzé un pico de 3,455,000 [bpd] (barriles por dia ) a
finales del 2003, ha caido consistentemente por debajo de los 3,000,000 [bpd] desde octubre del
2007, con estimaciones del gobierno sugiriendo que ésta podria caer hasta los 2,140,000 [bpd] en
un plazo de diez afios.

La produccion en 2007 promedié 3,082,000 [bpd], 5.4% por debajo del promedio en 2006 de
3,256,000 [bpd], reflejando una declinacién continua en el Campo Cantarell. Las cifras de
produccidn en este campo durante los primeros meses de 2011 indican una aportacion de 500,000
[bpd] de aceite a la produccién nacional diaria.

La caida de Cantarell fue abrupta a partir de 2007, con una produccidn, a principios de 2008 de
900,000 [bpd] menos que su nivel pico de 2,140,000 [bpd] alcanzada en diciembre de 2003.
Actualmente Cantarell aporta menos del 40% de la produccién de aceite de México, comparado
con el 63% de aportacion en 2004.

La declinacién en la produccidn ha podido ser sobrellevada por incrementos significativos en otros
campos costa afuera de la Bahia de Campeche. El complejo de aceite pesado Ku-Maloob-Zaap (Fig.
1.3), con sus nuevos desarrollos: los Campos Bacab y Lum; es el que mas ha incrementado su
produccion en alrededor de 500,000 [bpd] durante un lapso de 6 afios a partir de 2004, mientras
gue la produccion en el total de los proyectos de aceite ligero costa afuera tuvieron un incremento
de 200,000 [bpd].

Produccidn de Crudo
[Miles de barriles)

2123 2136

2035

1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010

. Cantarell I KMZ

Fuente: PEMEX

Fig. 1.3. Produccion de crudo de los Activos Integrales Cantarell y Ku-Maloob-Zaap, en donde se observa
que a partir de 2004 la produccion de este ultimo ha incrementado constantemente hasta el aiio 2009;
cuando finalmente supera la produccion de Cantarell. (PEMEX, 2010)



La Fig. 1.4 muestra la produccién de aceite en México a Agosto de 2010 la cual es de 2,605,000
[bpd] y se ha mantenido en niveles estables desde 2009.

Produccion de crudo
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Fig. 1.4. Produccion de aceite en México al 23 de agosto de 2010, la cual se ha
mantenido a niveles estables desde 2009 debido al incremento en la produccion
del Activo Integral Ku-Maloob-Zaap. (PEMEX, 2010)

En el largo plazo, las expectativas de Petrdleos Mexicanos sobre Cantarell no son buenas. Las
estimaciones oficiales apuntan a que la produccién del campo caera continuamente hasta
estabilizarse en alrededor de 399,000 [bpd]. Sin embargo, Petréleos Mexicanos no tiene otros
campos capaces de compensar esta declinacion, especialmente debido a que se espera que el
Activo Integral Ku-Maloob-Zaap alcance su pico de produccidn muy pronto, y que los proyectos de
aceite ligero costa afuera se encuentran ya cerca de su potencial maximo.

De acuerdo con estudios técnicos realizados y presentados por la Secretaria de Energia en su
“Prospeccion de Hidrocarburos del afio 2007 — 2016”, la produccién de aceite en México podria
caer hasta los 2, 140,000 en 2016 en un escenario “bajo” o pesimista, resultado de una limitada
inversiéon y la postergacion del desarrollo de aguas profundas.



De la misma manera, los prospectos de produccidn siempre muestran un escenario optimista, en
el cual una reforma a la industria petrolera permitiria una mayor inversion en exploraciéon y un
rapido desarrollo de los nuevos descubrimientos. Bajo este escenario, la produccidn de aceite en

México promediaria los 3, 260,000 [bpd] en un plazo de 10 afios, elevandose a 3,400,000 [bpd] en
2016.

1.2 Potencial de restitucion de reservas

Las reservas de aceite probadas de México han caido de manera continua desde 1982 (Fig. 1.5),
reflejando una explotacién intensiva de los campos petroleros y una falta de inversion en la
exploracién; inversién que debiera ir enfocada a la busqueda de nuevas reservas, pero que fue
considerada innecesaria desde 1980 hasta el afio 2000, dado el tamafio de las reservas de México.
Sin embargo, el 70% del presupuesto de PEMEX Exploracién y Produccién es canalizado en gran
parte hacia la produccion 4,

Evolucion de las reservas

Reservas al 1 de enero de cada afio J Posibles

Miles de millones de barriles de petrdleo crudo equivalente (MMMbpce) - Probables

- Probadas

57.7 58.2 g¢ 9

50.0
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oo g
oo s
20.1 . g ) ]

1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010

Reserva 1P:  23.5 21.9 20.1 18.9 17.6 16.5 15.5 14.7 14.3 14.0
Reserva 2P:  44.8 42,7 37.0 34,9 33.5 32.3 30.8 29.9 28.8 28.2
Reserva 3P: 56.2 53.0 50.0 48.0 46.9 46.4 45.4 44.5 43.6 43.1

Nota: Las sumas pueden no coincidir por redondeo.
A partir del afic 2002 se adoptan los lineamientos de la SEC en reservas probadas

Fig. 1.5. Evolucion de las reservas de hidrocarburos en México, las cuales muestran una caida
progresiva desde 1999, indicando que se restituye un volumen menor de hidrocarburos que
aquel que se produce. (PEMEX, 2010)

México ha estado sobreexplotando sus campos, alcanzando picos de produccién que no son
sostenibles debido a la ausencia de nuevos descubrimientos y un nivel inadecuado en Ia
restitucidén de reservas.

La industria petrolera nacional ha prosperado, por décadas, con base en la explotacidon de campos
gigantes. Comenzando con el Campo Poza Rica de 1950 a 1960; posteriormente los complejos de
Cérdenas, Bermudez y Jujo-Tecominoacan en Tabasco durante la década de 1970 y 1980; luego el

* .
Ver Referencias



complejo costa afuera Abkatun-Pol-Chuc en la Bahia de Campeche en 1990; sin dejar a un lado
Cantarell y Ku-Maloob-Zaap, campos gracias a los cuales México mantiene en gran medida su
produccidn actual.

Sin embargo, el problema actual es que no existen descubrimientos capaces de tomar el lugar de
Cantarell y Ku-Maloob-Zaap en el corto plazo, sumandose a esto el hecho de que Cantarell se
encuentra ya en franca declinacion y Ku-Maloob-Zaap se espera comience su etapa natural de

declinacién antes del mediano plazo ?.

El estimar las reservas de aceite en México ha sido un asunto controversial. Las reservas oficiales
han caido estrepitosamente en el transcurso de la década pasada, en parte debido a la
implantacion de estdndares internacionales para su célculo Bl

Las reservas probadas de aceite (Fig. 1.6) se encuentran alrededor de los 14 [mmmbpce],

equivalentes a cerca de 10.2 afios de produccidn a gasto actual (Fig. 1.7). Sin embargo, las reservas
totales 3P (Probadas, Probables y Posibles) suman un total de 43 [mmmbpce] 4,

Reservas 3P al 1 de enero de 2010

Miles de millones de barriles de petrdleo crudo equivalente (MMMbpce)

14.2
14.0
Posibles ir

Probadas Probables g

(1P
Crudo: 74% 70% 72% 68% 71%
Condensados y
liquidos de planta: 10% 9% 9% 9% 9%
Gas natural seco: 16% 21% 19% 23% 20%

Nota: Las sumas pueden no coincidir por redondeo.

Fig. 1.6. Reservas 3P (Probadas, Probables y Posibles) al 1 de enero de 2010. (PEMEX,
2010)

Conforme México ha dirigido sus esfuerzos de exploracion hacia las aguas profundas del Golfo de
Meéxico, ha habido mucha especulacidon con respecto a los “recursos prospectivos”: volimenes no
probados de aceite identificados a través de estudios geocientificos en dreas donde no se ha
llevado a cabo perforacién alguna.

Sin embargo, se estima que México puede poseer cerca de 43.5 [mmmbpce] en “recursos
prospectivos”, de los cuales 29.5 [mmmbpce] se encuentran en aguas profundas, con otros 14
[mmmbpce] en aguas someras o tierra 51,



Relacién reserva-produccién*

Produccion Relaciénl reserva- 1P
ARo (MMbpce) produccion (Afos) - »
10.2 [ BEs
2010 1,378 20.5
31.3

2009 1,451

2008 1,603

Nota: Las sumas pueden no coincidir por redondea.
* Al 1 de enero de cada afio

Fig. 1.7. Relacion reserva-produccion de hidrocarburos al 1 de enero de 2010.
Notese que en los ultimos 3 aios dicha relacién, para reservas 1P se incrementoé
en un afno, sin embargo, esto se debe a la caida en la produccién diariay no a la
restitucion de reservas. (PEMEX, 2010)

La falta de experiencia, las plataformas disponibles y un apropiado marco legal han frenado los
esfuerzos de PEMEX para avanzar en la exploracion de aguas profundas. Mientras tanto, se han
realizado algunos esfuerzos por desarrollar algunos campos maduros en tierra y mejorar los
factores de recuperacion usando mejores tecnologias en los campos costa afuera existentes [el,

La mayoria de los observadores creen que México aln tiene una gran cantidad de reservas por ser
descubiertas, pero los resultados en la exploracién han sido muy pobres.

Algunos datos muestran que México tiene un gran potencial de reservas en un area de 750,000
[km?] del Golfo de México mientras que otros mencionan que existe un area de 1,200,000 [km?] de
territorio sin explorar. De cualquier forma, solo el 25% del primer dato ha sido explorado. Ese 25%
sin embargo, incluye las cuencas ubicadas en tierra firme y aguas someras que constituyen las
regiones con mayor contenido de aceite en México. En otras palabras, practicamente no se ha
descubierto aceite en las areas mas accesibles durante los afios recientes.

1.3 Programa Nacional de Infraestructura 71

El gobierno actual ha establecido algunas metas en politica de energia como parte de su Plan
Nacional de Desarrollo. La meta principal del plan es el “asegurar un confiable, suministro de
energia con calidad y a precios competitivos, hacia los consumidores”. También llama a una
“revisidn del marco legal (...) para fortalecer a PEMEX y promover una mayor competencia.”

El actual gobierno también ha detallado su Programa Nacional de Infraestructura, el cual incluye
inversiones por $75,000 millones de pesos en exploracién y produccién; $27,000 millones de



pesos en refinacién; y $6,500 millones de pesos en gas y petroquimica hacia PEMEX durante su
periodo de mandato de 2007-2012.

Para la produccién de gas natural, el escenario base es de 5.0 [mmmpcd] en 2012. A finales del
2007 y principios del 2008, la produccidon se mantuvo cercana a los 6.4 [mmmpcd]. Sin embargo,
después de crecer constantemente durante los ultimos tres afios, la produccion de gas natural se
ha estancado y parece poco probable que pueda incrementarse mas.

En refinacidn, el procesado de crudo se prevé se mantenga constante hasta 2012 en 1,400,000
[bpd], de acuerdo a los estimados del programa. Sin embargo, un escenario optimista podria
plantearse con el comienzo en el trabajo de una nueva refineria durante el gobierno actual. La
refineria podria ser terminada en ocho o diez afios. Si esto ocurriera, el procesamiento de crudo
podria estar alrededor de 1,800,000 y 2,100,000 [bpd] en 2015 o 2017.

1.4 Planes para incursionar en aguas profundas ®!*

El Gobierno Federal ha decidido priorizar la exploracién de campos en aguas profundas, y
particularmente, la explotacion de yacimientos transfronterizos en las aguas profundas del
Cinturdn Plegado de Perdido ubicado en la frontera maritima entre Estados Unidos y México, en
donde las aguas tienen una profundidad de entre 2,500-3,000 [m],

Compaiiias petroleras internacionales se encuentran trabajando actualmente en campos tales
como Great White, Trident, Baha y Hammerhead del lado estadounidense. Estudios de sismica
llevados a cabo por PEMEX muestran que los campos transfronterizos en Perdido tienen buenas
posibilidades de existir.

PEMEX estima, especulativamente, que existen alrededor de 29 [mmmbpce] en recursos
prospectivos de aceite en la parte profunda del Golfo de México. Aun asi, PEMEX no tiene
experiencia relevante en aguas profundas, habiendo contratado y llevado a cabo la perforacion de
solo cuatro pozos en aguas con un tirante maximo de 1000 [m] en el Sureste de México, los cuales
no arrojaron resultados concluyentes.

México no tiene produccién de aceite en aguas profundas, ni tampoco se espera produccién
alguna al menos hasta la mitad de la préoxima década, debido a que los proyectos de aguas
profundas requieren al menos de un periodo de ocho a nueve anos para madurar. Sin embargo, la
posicion del gobierno es que México debe llevar a cabo un gran progreso en los proyectos de
aguas profundas ahora, si es que aspira a mantener la produccién de aceite y los ingresos al
gobierno en el largo plazo, dado que las reservas probadas de aceite existentes, tanto en tierra
como en aguas someras, se espera tengan una duracion de solo 10 afios.

Dados los altos costos de exploracién y de desarrollo, PEMEX también requerird una mucha menor
tasa de impuestos con el fin de explotar los yacimientos en aguas profundas de manera costeable.

' cuando la Referencia se coloca al lado del titulo del apartado (incluidos subapartados), se indica que,
cualquier dato de relevancia fue obtenido de esa fuente, a menos que se indique una referencia adicional
dentro del contenido.



Se argumenta en México que los yacimientos transfronterizos podrian ser explotados de manera
unilateral en un plazo de pocos afios por compafiias internacionales que se encuentran ya
trabajando del lado estadounidense de la frontera, una vez que una moratoria de 10 afios ya ha
expirado en 2010, la cual estipulaba la no perforacidon de pozos en una rango de 4 [km] en ambos
lados de la frontera.

Por el momento, Petréleos Mexicanos ha demostrado su deseo en ingresar al mercado de las
plataformas semisumergibles mediante el otorgamiento de tres contratos para obtener ese tipo
de plataformas con capacidad operativa en tirantes de agua de hasta 3,000 [m]. Los tres
contratos, cada uno con un valor cercano a $1,000 millones de pesos cubren la construccién de
las plataformas, las cuales seran rentadas  por un periodo de perforacién de 5 afios a compafiias
mexicanas, britanicas y noruegas, las cuales construirdn sus unidades en Corea, Rusia y Singapur.

El asunto de las aguas profundas ha sido postergado en México y necesita ser mantenido en
perspectiva. En la porcidn estadounidense del Golfo, los campos en aguas profundas proveen poco
mas de 1,000,000 [bpd] de aceite a pesar de casi treinta anos de intensa inversién y desarrollo.
México no puede esperar de manera realista lograr mejores resultados o encontrar un campo
supergigante en aguas profundas para sustituir a Cantarell.



Il. ETAPAS EN LA VIDA PRODUCTIVA DE UN YACIMIENTO

Desde la busqueda o exploracion y a lo largo de su explotacién un yacimiento tendra que pasar
por una serie de escalones cronoldgicos cuyo objetivo sera el de permitir la extraccién racional y
lograr el mayor factor de recuperacién de los hidrocarburos que se encuentran almacenados en la
roca almacén.

En este apartado se explica cada una de las etapas presentes durante la explotacién de un
yacimiento:

Exploracion
e Descubrimiento
e Delimitacion
e Desarrollo
e Explotacion por comportamiento primario
e Recuperacion Secundaria
e Recuperacion Terciaria o Mejorada
2.1 Exploracién y descubrimiento 1% 1]
La exploracién en busqueda de gas y aceite es considerada tanto un arte como una ciencia. Esta
debe combinar el analisis cientifico e imaginacion, para resolver de manera exitosa el problema de

encontrar y recuperar hidrocarburos.

Durante esta etapa tres ciencias estan fuertemente involucradas, las cuales estan representadas a
través de sus profesionistas:

1. Un gedlogo es un cientifico que estudia la tierra mediante el examen de las rocas y la
interpretacion de su historia. Sin embargo, es el geblogo petrolero quien se especializa en
la exploracion y desarrollo de yacimientos de hidrocarburos.

2. Un geoquimico petrolero utiliza la quimica para estudiar la tierra en busca de evidencia
que sugiera la presencia de hidrocarburos en las muestras tanto de fluidos como de rocas,
obtenidas a su vez de afloramientos o del subsuelo.

3. Un geofisico aplica la fisica y las matemadticas para estudiar la tierra. Ellos utilizan
particularmente 3 métodos —gravimétricos, magnéticos y sismicos- para explorar es busca
de petrodleo.



Desde finales del siglo XIX y durante los primeros aflos de exploracion petrolera, los primeros
hallazgos petroleros fueron el resultado de excavar y perforar en zonas cercanas a
manifestaciones naturales de aceite o gas (Fig. 2.1).

Fig. 2.1. Manifestacidn natural de aceite en Dorset Coast, Inglaterra. El
acercamiento muestra una impregnacion de aceite en la roca. (Norman
J. Hyne, Ph.D., 2001)

Este fue el caso del primer pozo comercial perforado en 1859 a una profundidad de 21 [m] en Oil
Creek, Pensilvania. El perforador William “Uncle Billy” Smith y el operador Edwin L. Drake para la
Seneca Oil Company, seleccionaron el drea debido a la presencia de manifestaciones naturales de
aceite con el Unico propédsito de incrementar el flujo de aceite hacia la superficie.

Durante los 50 afos siguientes a este acontecimiento los pozos exploratorios eran perforados
aleatoriamente cerca de manifestaciones naturales (Fig. 2.2). Y es que debido a la alta frecuencia
de dichas manifestaciones; la suerte y la intuicion eran suficientes para encontrar yacimientos
explotables comercialmente en la mayoria de los casos, destacando que raramente se recurria a la
geologia para localizar sitios de perforacion.

MANIFESTACION MAMIFESTACION

Fig. 2.2. Manifestacion natural de aceite vinculada a una trampa geoldgica.
(Norman J. Hyne, Ph.D., 2001)

A principios de 1900 finalmente fue aceptado que el aceite se acumulaba en trampas geoldgicas,
en lo que hasta ese momento se denomindé como la “Teoria de los Anticlinales” ™ que fue
sugerida desde finales del siglo XIX. De esta manera las compafias petroleras contrataron a los
primeros gedlogos para crear mapas de las capas de sedimentos a partir de afloramientos en la
superficie.
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Los mapas geoldgicos son una representacion de la distribucidn de rocas y otros materiales
geoldgicos de diferentes litologias y edades a través de la superficie de la tierra o debajo de ella.
El explorador a través de la geologia, geoquimica y geofisica, mide y describe las secciones de roca;
representando graficamente las diversas formaciones en un mapa, el cual muestra su distribucion.

Los mapas subsuperficiales son de gran valor para localizar caracteristicas geoldgicas que permitan
la formacién de trampas y a su vez delimitar las fronteras de un posible yacimiento. A su vez,
estos mapas permiten desarrollar la geologia de los depésitos petroleros mediante el empleo de la
correlacién (Fig. 2.3) para construir secciones de estratos a lo largo de una extensa area de
estudio.

MARCADOR

Fig. 2.3. Uso de un marcador para comenzar el desarrollo de una correlacion. (Norman J.
Hyne, Ph.D., 2001)

Los mapas subsuperficiales de tres dimensiones son posibles mediante el uso de informacién de
pozos que ayudan a descifrar la geologia subterranea de un area de gran amplitud en donde no
existe informacién de afloramientos en la superficie.

Algunos de los mapas subsuperficiales mas utilizados para la exploracién y produccién incluyen los
realizados a través de:

1. Estudios geofisicos: sismicos, magnéticos y gravimétricos.

2. Secciones y mapas estructurales.

3. Mapas de isopacas.

4. Mapas de litofacies.
A pesar de esto, las compafiias petroleras hicieron poco uso de la geologia hasta principios de
1920, cuando los métodos geofisicos de exploracidn permitieron mejorar la prospeccién de los
estratos subterrdneos. De tal manera que se permitié demostrar la ventaja de utilizar a la geologia
y geofisica como pilares en la busqueda de petrdleo.
De hecho los primeros trabajos geoldgicos enfocados a la busqueda de petrdleo fueron realizados
por pioneros como Patillo Higgins, quien utilizd datos sobre la ubicacion de manifestaciones

naturales de hidrocarburos para promover la perforacion en busca de aceite en la localidad de
Spindletop, Texas en 1901.
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En aquellos anos las herramientas utilizadas por los gedlogos y geofisicos eran bastante sencillas y
dependian fundamentalmente de variables fisicas en las propiedades de la roca: cambio de
densidad, tiempo de transito y resistencia eléctrica.

La geologia subsuperficial y la evaluacién de las formaciones involucran una gran cantidad de
técnicas analiticas de medicién. De hecho, para poder concretar con éxito la tarea de definir los
limites, capacidad de almacenamiento, contenido de hidrocarburos, productividad y valor
econdmico de un yacimiento serd necesario tomar en cuenta toda la informacién que se pueda
obtener.

Para esto, es necesario en primer lograr definir la ubicacién de un yacimiento potencial antes de
poder evaluarlo. Dicha tarea recae casi exclusivamente en las manos de gedlogos y geofisicos
utilizando registros sismicos, gravimétricos y magnéticos.

Existe una serie de parametros que son necesarios para el equipo de exploracion y evaluacién con
el fin de determinar el valor econémico y las posibilidades de produccidon de una formacién dada.
Estos parametros provienen de fuentes diversas como los registros sismicos, toma de nucleos,
analisis de recortes y los registros con linea de acero.

Los registros geofisicos, adecuadamente calibrados, proporcionan la mayor parte de los
parametros requeridos. Concretamente, éstos pueden proveer una medida directa o dar una
buena indicacidn de:

e Porosidad, tanto primaria como secundaria

e Permeabilidad

e Saturacidn de agua y movilidad de los hidrocarburos
e Tipo de hidrocarburo

e Buzamiento de la formacién y tipo de estructura

e Ambiente sedimentario

e Tiempo de transito de la formacidn

De esta manera la toma de registros puede dar respuesta a muchas de las preguntas en términos
geoldgicos y econémicos durante el proceso de exploracidn; sin embargo, como herramienta
aislada no representa la respuesta definitiva a los problemas de evaluacién.

En este caso otras operaciones como la toma y andlisis de nucleos del yacimiento descubierto
complementaran la informacion sobre la formacién en evaluacidn.

2.2 Delimitacién [**

Durante esta etapa de la vida un yacimiento se llevaran a cabo perforaciones y analisis geoldgicos,
con el fin de obtener la siguiente informaciéon de los intervalos productivos; que permitira
establecer en el futuro un plan para su desarrollo especifico:

a) La geometria de la formacién, la cual involucra datos como su estructura, espesor,

subdivision en capas separadas, comunicacidon entre capas, identificacion de fallas
sellantes o comunicantes, fronteras y ubicacidn de contactos.
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Estos datos son presentados usualmente en la forma de graficas y tablas estructurales, las cuales
incluyen mapas de curvas de nivel del yacimiento, mapas de isopacas y secciones geoldgicas. Esta
informacidn permitira calcular el volumen original y establecer los patrones de espaciamiento
entre pozos.

b) Las caracteristicas petrofisicas de la roca: permeabilidad, porosidad, elasticidad y
composicion, las cuales son utilizadas en diversos calculos.

¢) Las propiedades de los fluidos a temperatura y presidon de yacimiento, determinadas
mediante el analisis de muestras de aceite tomadas de los pozos.

d) Los mecanismos de empuje predominantes en el yacimiento, los cuales se establecen
comparando la presidn inicial de la formacién con la presidn de saturacion o bien con Ila
informacién obtenida del andlisis petrofisico y de los fluidos; asi como estableciendo las
dimensiones del acuifero, la existencia de una zona de invasion o entrada de agua y su
grado de actividad.

Una vez que se ha llevado a cabo este analisis, es posible establecer la necesidad de un proceso de
mantenimiento de presién u otro, con el fin de crear un sistema artificial de empuje y calcular las
reservas y vida productiva de un yacimiento.

e) La presidn inicial del yacimiento y gastos dptimos de produccion en los pozos a través de
pruebas de produccidn, las cuales son determinadas por la presién de saturacion, la
presiéon minima de flujo y factores técnicos (tipo de pozos, estabilidad de la roca y otros).

La extraccién maxima permisible es determinada usualmente por la estabilidad de la roca y las
caracteristicas del aparejo de produccion. De igual manera, la minima presion de fondo permisible
o el maximo gasto permisible de extraccidn, son las condiciones que limitan del plan de desarrollo
de un yacimiento.

f) El factor de piezoconductividad de la formacidén, el cual caracteriza la capacidad de
transmisidn de los pulsos de presidn a través del yacimiento; es utilizado para determinar

las propiedades eldsticas de la formacidn y de los fluidos.

Idealmente de cada pozo perforado durante la etapa de delimitacion, se debera contar con un
registro exhaustivo que debera incluir los siguientes puntos:

a) Toma de nucleos que incluya una muestra continua de los intervalos productivos, con el
fin de determinar las caracteristicas petrofisicas, litoldgicas y de fluidos de la formacion.

b) Toma de registros eléctricos, con el fin de construir mapas estructurales y de perfiles.
Recomenddndose la correlacidon de la informacidn de registros con la de nucleos.

¢) Toma de registros de rayos gama y de neutrdn, para establecer de una manera mas
detallada la estructura y caracteristicas fisicas y de fluidos de la formacion.

d) Muestreo exhaustivo de los fluidos de la formacién a condiciones de yacimiento con el fin
de determinar las propiedades de los fluidos.
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e) Mediciones de presion de la formacion, condiciones de flujo de los pozos bajo diferentes
escenarios de operacidn, indice de productividad de los pozos y permeabilidad de cada
intervalo.

f) Registrar las curvas de restablecimiento de la presidon de fondo estatica durante el cierre
de los pozos, con el fin de procesar las curvas y calcular los factores de permeabilidad y
piezoconductividad.

g) Informacién sobre la interaccidén entre pozos para establecer el grado de comunicacién
entre diferentes estratos.

h) En caso de yacimientos clasticos, realizar observaciones de la movilizacién de particulas
finas durante la operacién del pozo bajo diversas condiciones y determinar el maximo
gasto permisible.

i) Analizar la composicion del agua de formacion.

Una vez obtenida la informacion anterior, serda posible formular el plan de desarrollo del
yacimiento. De esta manera, podemos concluir que la validez del plan de desarrollo futuro debera
basarse en la informacién obtenida de la perforacién de pozos delimitadores y de desarrollo
perforados; y que los resultados obtenidos dependerdn de la aproximacion y exhaustividad de los
analisis geoldgicos, de fluidos y petrofisicos llevados a cabo durante la delimitacion del yacimiento.

Sin embargo, la informacidn obtenida durante esta etapa no puede considerarse completa ya que
ésta sera complementada continuamente a lo largo del proceso de desarrollo y explotacion del
yacimiento.

2.3 Desarrollo **!

El desarrollo de un yacimiento involucra lo siguientes pasos, necesarios para llevar el aceite hasta
la superficie:

1. Perforar alo largo y ancho de todo el yacimiento.

2. Controlar el movimiento del aceite y gas hacia los pozos a través de la adecuada
implementacién de patrones de espaciamiento y condiciones operativas.

3. Controlar la energia del yacimiento.
En yacimientos de zonas multiples, debido a la division de la formacién productora en varios
intervalos productivos, se vuelve necesario planear un sistema de desarrollo independiente, para
cada uno de ellos y establecer el orden en que cada uno serd incorporado a produccion.
El sistema de desarrollo de cada yacimiento incluye, en primer lugar, un patrdon de distribucién de

pozos a lo largo del yacimiento. Dicho patréon se determinara a través de la identificacién de los
empujes predominantes en el yacimiento.
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Adicionalmente, el espaciamiento entre pozos obedecera a condiciones geoldgicas y econdmicas.
Por otra parte, existen yacimientos donde las condiciones naturales que gobiernan la reserva de
energia en su interior no permiten asegurar un gasto de aceite suficiente para mantener la
rentabilidad de un proyecto, debido a la rapida declinacién de la presion en el yacimiento.

En estos casos, con el fin de mejorar las condiciones de desarrollo del yacimiento, el
procedimiento usual es crear un empuje artificial mediante la inyeccidon de agua o gas hacia la
formacidn, para mantener la presidn del yacimiento.

Por lo tanto, el programa de desarrollo debe especificar los medios que seran utilizados para
controlar el yacimiento o probar la posibilidad de explotar los yacimientos sin el empleo de
operaciones de mantenimiento de presidon (utilizando solamente la energia natural del
yacimiento).

De esta manera, un yacimiento, con sus caracteristicas geoldgicas y fisicas distintivas, puede ser
desarrollado a través de una gran variedad de planes, difiriendo en el nimero de pozos a perforar,
el orden en que son incorporados a produccidn y sus condiciones operativas. Esto implica que,
para cada variante, habrd un gasto de produccién especifico, vida productiva y factor de
recuperacion.

Siendo asi, las caracteristicas econémicas de cada variante seran distintas, lo que nos lleva a
determinar cual de todos los planes de desarrollo es el mas racional dadas las caracteristicas de
nuestro yacimiento. Con este fin, es necesario establecer los criterios de un sistema racional de
desarrollo, para lo cual se deben considerar los siguientes puntos:

1. Interaccion minima entre pozos: Entre mas amplios sean los patrones de espaciamiento
entre pozos, mas se reducird la interferencia entre pozos individuales, lo cual permitira
mantener presiones de fondo mayores e incrementar el gasto individual de cada pozo,
dando lugar a una recuperacion mas rapida de la inversidn en perforacién y equipos.

Sin embargo, también hay que tomar en cuenta que a mayor espaciamiento se reduce el nimero
total de pozos a perforar y por lo tanto el gasto conjunto de todos los pozos, con el beneficio de
alargar la vida productiva de los pozos.

Ademds, si la formacidn no es homogénea, el incrementar el espaciamiento entre pozos aumenta
la posibilidad de dejar aceite entrampado en zonas de baja permeabilidad, o bien en puntos donde
no se manifiesten los efectos de la diferencial de presién.

Por lo tanto, la interaccion entre pozos no puede ser considerada como el maximo criterio de
racionalidad en el proceso de desarrollo de un campo.

2. Madximo factor de recuperacion: EIl maximo factor de recuperacidon de un yacimiento se
logra si el efecto de invasion del agua o gas involucra a todo el yacimiento. Ademas de que
los gradientes de presion y gastos deben ser lo suficientemente altos como para permitir
el movimiento del aceite a través de los intervalos de baja permeabilidad.

Por lo tanto, para alcanzar el maximo factor de recuperacién a través de estratos heterogéneos,
los pozos deben estar ubicados de manera muy cercana.
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Adicionalmente, los mayores factores de recuperacién se obtienen cuando la energia natural del
yacimiento es alta. De esta manera, si la energia natural del yacimiento es baja se debe considerar
la posibilidad de implementar algun procedimiento de inyeccién de fluidos.

Sin embargo, el emplear patrones de espaciamiento entre pozos densamente poblados,
adicionados a la implementacion de algin procedimiento de mantenimiento de presidn,
incrementard los costos de produccién.

Esto lleva a la conclusidon de que el factor de recuperacién tampoco es el factor decisivo para
determinar la racionalidad de un plan de desarrollo.

3. Costo de produccion minimo: Para cada variante del plan de desarrollo, es necesario
determinar el capital de inversidon necesario, asi como los costos de operacion y de
extracciéon del aceite. Obviamente, desde el punto de vista econédmico, la variable mas
racional es aquella que asegure el menor costo de produccién.

Generalmente, el problema de desarrollar un campo petrolero debe ser resuelto a escala nacional,
siendo el factor guia la demanda de aceite de cierta calidad. De esta manera, un plan nacional
cubriria las metas de produccién a largo plazo, involucraria la construccidn de infraestructura de
transporte y refinacion.

Por lo tanto, la racionalidad de un plan de desarrollo debe ser evaluada tomando en cuenta todos
los factores involucrados.

En conclusién, un plan de desarrollo racional debe asegurar una produccion constante, al menor
costo y con el maximo factor de recuperacion posible.

De hecho, la planeacion del desarrollo de un yacimiento consiste en seleccionar la variable que
agrupe a todos los factores anteriores. De esta manera, las bases para establecer un plan de
desarrollo racional deben ser subdivididas en un cierto nimero de problemas, que requieren ser
resueltos secuencialmente:

a) Establecer los parametros geoldgicos y petrofisicos basicos.

b) Establecer los indices técnicos de varios planes de desarrollo particulares a través
de la evaluacidn técnica.

c) Evaluar la efectividad econdmica de cada uno de dichos planes de desarrollo.

d) Seleccionar el plan de desarrollo mas racional, comparando las caracteristicas
geoldgicas, técnicas y econdmicas involucradas.

2.4 Explotacién por comportamiento primario [

La eficiencia en el desplazamiento del aceite durante la recuperacion por comportamiento
primario, depende principalmente de la propia energia natural del yacimiento.
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Esta energia se origina por cualquiera de los siguientes empujes, que permiten expulsar el aceite
de los poros de la roca:

1. Empuje por segregacién gravitacional

2. Empuje ocasionado por el avance de un acuifero activo (Empuje Hidrdulico)
3. Empuje por expansién del casquete de gas

4. Empuje por expansion del gas en solucién liberado

5. Empuje por expansién de los liquidos y de la roca

De todos ellos, el empuje por segregacién gravitacional es el que contribuye principalmente a la
produccion de aceite, especificamente si hablamos de yacimientos volumétricos. Aunque también
es importante mencionar que dentro de un yacimiento, dichos mecanismos de empuje pueden
actuar secuencial o simultdaneamente, dependiendo de la composicién y propiedades del
yacimiento.

Por otra parte, en el caso de yacimientos con un acuifero activo, el empuje generado por el avance
del frente de agua desde los costados o el fondo, permite generar un efecto piston, desplazando
al aceite a través de un frente idealmente uniforme que permite incrementar la recuperacion.

Sin embargo, dicha invasién por parte del agua depende principalmente de la distribucién de la
presién en el yacimiento asi como de su permeabilidad.

El empuje por segregacidn gravitacional es mas eficiente en yacimientos altamente inclinados, en
donde dicha inclinacion facilita el drene del aceite.

2.5 Recuperacién Secundaria y Mantenimiento de Presién [*!

En la industria petrolera siempre ha existido una creciente tendencia a incluir todos los proyectos
de inyeccidén de agua o gas como operaciones de recuperacion secundaria, dejando a un lado la
etapa en la vida productiva de un yacimiento durante la cual se ejecutan.

Esta idea incluso fue aceptada oficialmente por el Subcomité Permanente en Métodos de
Recuperacion Secundaria en el afio de 1948 durante la Reunion Anual del Instituto Americano del
Petrdleo (API, por sus siglas en Inglés) con la adopcién de la siguiente definicidn: “La recuperacion
secundaria de aceite es la extraccidn del petréleo por cualquier método como resultado de un
aumento en la energia natural del yacimiento”.

Sin embargo, con el paso de los afios se encontraron los argumentos para realizar una distincion
mas o menos clara entre la aplicaciéon de diversos procesos de inyeccion como lo son:
recuperacion secundaria por inyeccidon de agua o gas, y mantenimiento de presion por inyeccién
de agua o gas. Hecho que llevé al APl a establecer el término de “inyeccion de fluidos”
preferentemente sobre “recuperacién secundaria”, para describir de manera generalizada
cualquier proceso o método en el que la recuperacion de aceite sea incrementada por la inyeccion
de gas o agua al yacimiento.
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Tomando en cuenta estas conclusiones se propuso la siguiente definicién: “La recuperacién de
aceite por inyeccion de fluido es un proceso en el cual parte de la energia utilizada para desplazar
al petrdleo a través del yacimiento se deriva de fuentes extranas al yacimiento”. Dicha definicién
permite generalizar los dos procesos que a continuacién se mencionan:

1. Recuperacion secundaria por inyeccion de gas o agua, la cual es aplicada cuando el
yacimiento se acerca o ha alcanzado su limite econdmico por métodos de recuperacion
primarios, y

2. Mantenimiento de presion por inyeccion de gas o agua, la cual es llevada a cabo
comunmente durante las primeras etapas de producciéon de un campo, cuando ha habido
muy poca o ninguna pérdida en la energia natural de los yacimientos.

Es importante remarcar que en este caso el término “energia” empleado en la definicidon anterior
hace referencia a mecanismos de accidn fisicos, ya que la inyeccién de fluidos siendo en este caso
la recuperacién secundaria o el mantenimiento de presion, tienen la particularidad de que el fluido
a inyectarse al yacimiento no alterara las propiedades del sistema roca-fluidos.

2.5.1 Conceptos bdsicos

El aumentar la energia natural de un yacimiento mediante la implantacién de métodos de
recuperacion secundaria o mantenimiento de presion, generalmente involucrara un cambio en los
mecanismos de desplazamiento de fluidos, del menos eficiente empuje por gas disuelto liberado a
la accién mas eficiente proporcionada por el empuje hidraulico o por la expansidn de un casquete
de gas.

Como una operacidn de recuperacién secundaria, la inyeccién de gas a un yacimiento
parcialmente explotado se refiere a la circulacién continua del gas hacia y a través de la formacién
productora. Debido a que el gas es una fase no mojante, este se desplazard libremente a través de
los canales de los poros intercomunicados, obligando el movimiento de la fase liquida.

Indudablemente la gran diferencia de viscosidades entre el gas y el aceite dara lugar al
resbalamiento de la fase gaseosa, dejando atrds peliculas de aceite que se quedaran adheridas a
los poros, o bien pequenas gotas de aceite que no podran ser desplazadas debido a que no ocupan
en su totalidad el volumen del poro.

Por esta razdn, la inyeccidén de gas como proceso de recuperacion secundaria raramente genera
un incremento en la saturacién de aceite o “banco de aceite”, por delante del drea donde se
presentan los efectos de presion.

Sin embargo, la inyeccidon de gas mueve el liquido de poro a poro en pequefias cantidades hasta
gue tanto el gas como el aceite llegan a un pozo productor, en donde ambos son extraidos en
forma de un rocio y no como fluidos separados, debido al incremento en la Relacién Gas-Aceite
(RGA).

La relacion de movilidades de un empuje por inyeccién de gas sera funcion del gradiente de
presion establecido en el yacimiento, en donde debido a su baja viscosidad, es muy probable que
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el gas viaje rapidamente desde el punto de entrada, aun si éste se inyecta a bajas presiones; por
esa razon no es raro que la inyeccidn de gas afecte a pozos distantes, en un corto tiempo.

A su vez, ese rapido desplazamiento del gas a través del yacimiento permite reducir de manera
continua la saturacidon de aceite, creando canales de flujo a través de los cuales el gas puede
moverse sin resistencia ocasionando un aumento en la permeabilidad al gas.

El rdpido incremento de la RGA en los pozos productores ocasiona que la cantidad de aceite que
puede ser obtenido de manera rentable se vea seriamente afectada.

Por otro lado, un proceso de mantenimiento de presidn mediante la inyeccidn de gas involucra el
retorno o reinyeccién del gas producido a las partes estructurales altas del yacimiento, donde éste
puede desarrollar una zona libre saturada de gas o incrementar el volumen de un casquete de gas
preexistente.

Bajo condiciones ideales, dicho gas inyectado se mantendra segregado en el casquete en donde
éste se expandira de forma uniforme permitiendo que los liquidos sean desplazados a través del
yacimiento hacia niveles estructurales mas bajos.

Con la inyeccién del gas en las zonas altas del yacimiento se retardara la migracion del gas a las
areas de baja presidon que puedan existir en la vecindad de los pozos productores, principalmente
hacia las zonas bajas del yacimiento como consecuencia de la diferencia en gravedades
especificas que existe entre el aceite y el gas. Por lo tanto, adicionalmente al mantenimiento de
presidn, la inyeccidén de gas a un casquete provee energia suplementaria para el desplazamiento
del petrdleo.

Al mismo tiempo el localizar el gas inyectado dentro del casquete permitird que en las zonas bajas
del yacimiento se tenga una alta permeabilidad relativa al aceite, fomentando un alto indice de
productividad, al menos hasta el momento en que el contacto gas-aceite llegue a las zonas
disparadas de los pozos.

Cuando esto ocurra las altas RGA seran inevitables, sin embargo, el pozo afectado puede ser
reparado y redisparado en un intervalo inferior o bien convertido en pozo inyector.

La inyeccidén de agua como proceso de recuperacion secundaria consiste precisamente en inyectar
agua a alta presidén, hacia un yacimiento por medio de pozos inyectores adecuadamente
equipados. Este proceso ha sido exitoso en yacimientos de arenas de grano fino con un alto grado
de cementacion, caracterizados por una alta saturacién residual de aceite después de la
explotacién por comportamiento primario.

Como consecuencia de la inyeccidn de agua, en una primera etapa, se formarda un banco de aceite
por delante del frente de avance siempre y cuando la movilidad del aceite sea mayor que la del
agua inyectada. Durante esta etapa del proceso, el movimiento del aceite sera por desplazamiento
directo el cual sera facilitado por el volumen de la alta saturacion de aceite que se formara delante
del frente de agua.
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Tan pronto como el frente de agua irrumpa en los pozos productores, las relaciones de saturacion
se veran invertidas; la permeabilidad del yacimiento relativa al aceite se vera reducida y la
permeabilidad relativa al agua se incrementara.

De esta manera cualquier acumulacidn de aceite que haya quedado atrapada por detrds del frente
de avance del agua no podra desplazarse hacia el pozo productor, y la recuperacidn de aceite sera
menor o de poca relevancia.

A lo largo de los afios se ha entendido que la invasidn de agua a yacimientos que no tienen
conexién con afloramientos superficiales permeables se debe principalmente a la expansion del
agua en los acuiferos asociados al yacimiento como consecuencia del abatimiento de la presién.
Bajo estas condiciones, en donde no existe flujo libre de agua a través de la formacién desde
afloramientos superficiales de roca, la inyeccion de agua producida o tratada hacia el yacimiento

se ha determinado como un método efectivo para el mantenimiento de presidn.

El mantenimiento de presién mediante la inyeccidén de agua en campos en donde la aplicacién es
indicada permitira:

e Incrementar la recuperacion de aceite.
e Incrementar los gastos de produccién sin dafiar la recuperacién final.
e Reducir los costos de desarrollo debido al menor nimero de pozos que seran requeridos.

e Bajos costos de produccidon debido al tiempo que durardn los pozos produciendo, hasta
que el agua producida no permita una operacién rentable.

La inyeccidn de agua hacia o cerca del contacto agua-aceite permitird tener altas saturaciones de
aceite por encima del contacto y por lo tanto mantener una alta permeabilidad relativa al aceite
en la vecindad de los pozos productores.
2.5.2 Inyeccion de agua
La inyeccion de agua es dominante entre los métodos de inyeccion de fluidos y es sin lugar a duda
responsable en gran medida del mantenimiento de los altos indices de produccidn de reservas de
aceite a lo largo del planeta. Su popularidad se debe en gran medida a:

e Ladisponibilidad general del agua.

e Larelativa facilidad con la que el agua es inyectada.

e La facilidad con la que el agua se dispersa a través de las formaciones saturadas de
hidrocarburos.

e La efectividad del agua en el desplazamiento del aceite.
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De manera general se acepta que la primera inyeccion de agua a un yacimiento ocurrid
accidentalmente en Pithole City, Pensilvania en 1865. Pero fue hasta 1880 que John F. Carll
concluyd que el agua, encontrando su camino desde las arenas someras con acuiferos hasta un
pozo, se moveria a través de las arenas impregnadas de aceite beneficiando la recuperacion de
aceite. Incluso muchas de las primeras inyecciones de agua ocurrieron accidentalmente debido a
fugas desde acuiferos someros o bien por acumulaciones de agua superficial que entraban a través
de pozos perforados.

Durante algunos afos se considerd que la principal funcién de la inyeccién de agua era el
mantenimiento de la presidon del yacimiento, permitiendo que los pozos tuvieran una vida
productiva mucho mas larga en comparacion a una declinacién natural.

En los primeros métodos para la inyeccién de agua, ésta se inyectaba a través de un solo pozo
permitiendo que la zona invadida progresara lentamente hasta alcanzar a los pozos cercanos. Una
vez que esto sucedia, los pozos invadidos por el agua eran convertidos en inyectores para asi
aumentar el barrido efectuado por el agua.

A este método se le conoce como “inyeccidn circular”, pero fue la compafiia Forest Qil Corp. quien
empled por primera vez los patrones de inyeccion, utilizando una serie de pozos inyectores
formando un frente de avance geométrico. La primera inyeccidon de agua en un patron de cinco
puntos fue intentada en la parte sur del Campo Bradford en 1924.

En 1931 la inyeccion de agua fue iniciada en la arena somera de Bartlesville en Nowata County,
Oklahoma permitiendo que la tecnologia también se asentara en la regidn. Posteriormente
siguieron en yacimientos del estado de Texas, para que en un plazo de 10 afios la inyeccion de
agua se convirtiera en un estandar en casi todas las regiones productoras de aceite en los Estados
Unidos. Sin embargo, no fue hasta principios de la década de 1950 cuando se reconocid la
versatilidad y aplicabilidad de la inyeccion de agua.

2.5.3 Inyeccion de gas

El primer intento registrado para obtener una recuperacién adicional de aceite mediante la
inyeccién de gas fue logrado por James D. Dinsmoor en Benton Farm; Venango County,
Pennsylvania en el invierno de 1890.

En ese caso el gas de una formacién mas profunda fue introducido intencionalmente en una arena
superior conocida como Third Venango a una presién de alrededor de 100 [psi], logrando después
de un corto tiempo duplicar la produccién de aceite de los pozos adyacentes al pozo inyector de
360 a 750 [bpd].

En 1903 Dinsmoor comenzd una operacion combinada de inyeccién de gas condensado en una
arena somera conocida como Cow Run cercana a St. Marys, West Virginia la cual también arrojé
resultados satisfactorios.

Como proceso para incrementar la recuperacion de aceite, la inyeccién de gas ha sido utilizada con
una mayor amplitud en tiempos recientes superando incluso a la inyeccién de agua. Sin embargo
los factores de recuperacién obtenidos mediante inyecciones de gas a baja presidon son
generalmente menores que aquellos obtenidos de la inyeccién de agua debido en gran medida a
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que el empuje provocado por el gas inyectado, es inherentemente, menos eficiente como proceso
de recuperacion.

El éxito de la inyeccidon de gas como proceso de recuperacion adicional de aceite radica en que
ésta puede ser iniciada con un costo de desarrollo mucho menor que la inyeccidn de agua, ademads
de que siempre se obtendra un incremento en la produccion de aceite si el proceso de inyeccion
es llevado a cabo correctamente.

El mantenimiento de la presidén en los yacimientos de aceite por medio de la inyeccién de gas a
alta presidn, en contraste con las operaciones de inyeccidon a baja presidn que han sido empleadas
en yacimientos someros por muchos afios, fue aplicado por primera vez en los Estados Unidos por
la Marland Oil Company (posteriormente Continental Oil Company) en el Campo Seal Beach,
California en 1927.

En esa operacion, presiones del orden de 1800 [psi] fueron usadas para inyectar el gas con el
propdsito de prevenir la irrupcién del agua en la ventana saturada de aceite. Subsecuentemente,
el mantenimiento de presidn por medio de la inyeccion de gas fue aplicado en el Campo
Sugarland, Ford Bend County, Texas; y el Campo Sulphur, Calcasieu Parish, Louisiona. Sin embargo
no fue hasta 1936 que la Continental Oil Company reconocié las grandes posibilidades de
controlar el desempefio de un campo petrolero mediante la inyeccidn de gas a alta presion dentro
de un casquete de gas primario durante las etapas primarias de explotacion de un campo.

2.5.4 Gas no hidrocarburo

La inyeccidn de gases inertes ha sido llevada a cabo en los Ultimos afios para operaciones de
mantenimiento de presién o recuperacién secundaria en campos en donde el volumen de gas
requerido para la implantacion de un proceso exitoso de inyeccion no hace viable
econémicamente el gas hidrocarburo, o bien, no se dispone de un volumen suficiente de gas
natural para llevar a cabo el proceso.

Histéricamente fue en el Campo Elk Basin, Wyoming en Marzo de 1949 donde se tuvo el primer
registro de inyeccién de nitrégeno como proceso de recuperacion secundaria. En este caso la
inyeccién de un gas inerte fue considerada una necesidad, en gran medida debido al
“encogimiento” del gas producido, generado por la remocién de condensados y de un alto
volumen de acido sulfhidrico. De esta manera el volumen de gas natural restante no era suficiente
para mantener la presidén dentro del yacimiento Tensleep y garantizar el gasto deseado.

También se analizd la posibilidad de inyectar gas natural o agua proveniente de otros campos, sin
embargo la lejania de éstos y el subsecuente costo de transporte no permitian un proyecto viable
econdmicamente.

Los gases inertes, especialmente el nitrégeno, pueden ser obtenidos directamente del aire
mediante procesos de separacion a través de membranas permeables o bien quemando el gas
residual con la correcta mezcla de aire, después de que el acido sulfhidrico, didxido de carbono y
condensados han sido removidos.

Debido a la nula solubilidad del nitrégeno con el crudo del yacimiento en comparacién con el
metano y otros gases hidrocarburos, se cree que el uso de nitrégeno para el mantenimiento de
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presidn podria resultar en un mejor desplazamiento de aceite. Sin embargo, los resultados de
campo obtenidos hasta la fecha no permiten hacer comparaciones contundentes entre los
resultados obtenidos de la inyeccién de gases inertes o gas natural con el fin de determinar la
verdadera eficiencia de ambos métodos.

2.6 Recuperaciones Terciaria y Mejorada [26)

Se estima que cerca de 2.0 x 10" barriles (0.3 x 10" [m?]) de aceite convencional y 5.0 x 10"
barriles (0.8 x 10" [m®]) de aceite pesado quedardn entrampados en los yacimientos a nivel
mundial después de que los métodos convencionales de recuperacién de aceite se hayan agotado.
Como consecuencia, mucho de este aceite sera recuperado por medio de métodos de
Recuperacion Mejorada de Aceite (Fig. 2.4) [Enhanced Oil Recovery (EOR), por sus siglas en
inglés], los cuales forman parte del esquema general de Recuperacion Aumentada de Aceite
[Improved Qil Recovery (IOR), por sus siglas en inglés].
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Fig. 2.4. a) Produccidn de Aceite en E. U. A., atribuida a procesos de Recuperacion Mejorada de Aceite (EOR)
durante 2007. b) Produccion de aceite atribuida a tecnologias EOR en paises con proyectos en desarrollo
(2007). (S. Thomas, 2007)

Para comenzar me parece importante aclarar los conceptos de Recuperacion Aumentada de
Aceite (IOR), Recuperacién Terciaria de Aceite, y Recuperacion Mejorada de Aceite (EOR)
explicandolos de la manera siguiente.

Los términos EOR e IOR han sido utilizados libremente y de manera intercambiable en ocasiones.
Sin embargo, la Recuperacion Aumentada de Aceite (IOR) es un término general el cual implica
aumentar la recuperacidn de aceite por cualquier medio, por ejemplo la perforacién de pozos
horizontales, mejorar el barrido vertical y areal mediante una inyeccién de fluidos, etc. Mientras
qgue por otro lado, la Recuperacion Mejorada de Aceite (EOR) es mucho mas especifica en
concepto e implica una reduccion en la saturacion de aceite por debajo de la saturacion residual
de aceite (Sor) mediante la adicidn de energia extrafia al yacimiento, por medio de la implantacidn
de tecnologias en donde los fluidos inyectados interactian con el sistema roca-fluido para
incrementar la recuperacién de hidrocarburos.

Dicha saturacidén residual (Sor) puede corresponder con aquella resultante de un proceso de
recuperacion inmediato anterior o bien a la saturacion de aceite inicial (Soi = Sor), en el caso de
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que el yacimiento vaya a comenzar su explotacién mediante la aplicacién de una tecnologia EOR
directamente.

En ocasiones se utiliza de manera arbitraria el término Recuperacion Terciaria y Recuperacion
Mejorada de Aceite como sindnimos; sin embargo, la recuperacién terciaria forma parte de un
proceso de explotacién por etapas en donde se emplean tecnologias de EOR, en este caso como
una etapa consecutiva a la recuperacién secundaria.

Es decir, si estamos hablando de recuperacién terciaria aplicada a un yacimiento es porque
previamente fue explotado por comportamiento primario y posteriormente tuvo una etapa de
explotacién por recuperacion secundaria.

2.6.1 Conceptos bdsicos

La recuperacién del aceite retenido debido a fuerzas capilares y del aceite que es inmdévil o casi
inmovil debido a su alta viscosidad (aceites pesados o arenas bituminosas,) solamente puede ser
lograda reduciendo la saturacion residual de aceite (Sor). En este caso los procesos miscibles, la
inyeccién de quimicos y métodos basados en el vapor son los mas efectivos para lograr dicho
objetivo y como tales son métodos de EOR.

El objetivo de la EOR varia considerablemente para cada tipo de aceite (Fig. 2.5). La figura que se
muestra a continuacién muestra la saturacion de fluidos y el objetivo de aplicar un método de EOR
para yacimientos de aceite ligero, pesado o arenas bituminosas.

Arenas

AceitesLligeras Aceites Pesados 2 i
Bituminosas

Agua ™, Frimaria
' /\ -~ 5% OIP
IMata EOR Primara | ~ Secundaria
45% QP 25% OIF I| 5% OIF
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/ 11213 EOF |
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{asumiendo Sai= 25% PV y Sw = 15% PV

Fig. 2.5. Aceite a recuperar de un yacimiento a través de tecnologias EOR para diferentes tipos de aceite. (S. Thomas,
2007)

Para movilizar dicho aceite residual se requiere tomar en consideracidn dos factores importantes:
namero capilar (N.) y relacion de movilidad (M).

El nimero capilar es definido como:

N, =—"— (Ec. 2.1)

en donde v es la velocidad de Darcy en [m/s], W es la viscosidad del fluido desplazante [Pa.s] y o es
la tension interfacial [N/m]. De esta manera, la manera mas efectiva y practica de incrementar el
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Numero Capilar es mediante la reduccion de la tension interfacial (o), lo cual puede ser logrado
mediante el uso de un agente surfactante o la aplicacién de calor.

En la figura siguiente se muestra una aproximacion del efecto causado por el numero capilar en la
saturacion residual de aceite, a partir de la cual se observa que para reducir la saturacion residual
de aceite (Sor) es necesario incrementar el valor del nimero capilar (N,).

40
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Saturacion Residual de Aceite {3:2)

L 14 ] ¥ 3 AN ! 3 3 T EET!
1.E™S TE® | W
Mumero capilar

Fig. 2.6. Efecto del nimero capilar en la saturacion residual de aceite. (S.
Thomas, 2007)

Si tomamos en cuenta la definicién del numero capilar y la Fig. 2.6 entonces podremos decir que
en un desplazamiento miscible el nimero capilar tendera a infinito, ya que no habra tensién
interfacial entre fluido desplazante y desplazado, de tal manera que de manera hipotética
podriamos reducir a cero la saturacion residual de aceite en la zona de barrido.

Por otra parte, la relaciéon de movilidades es definida como:

/lin
M= i g (Ec. 2.2)
ed

en donde Ay, es la movilidad del fluido desplazante y Ay es la movilidad del fluido desplazado.
Siendo la movilidad (A):

A= ﬁ (Ec. 2.3)

en donde k es la permeabilidad efectiva al fluido [m?] y p es la viscosidad [Pa.s] del fluido en
cuestion.

La relacion de movilidades influencia tanto a nivel microscépico (nivel de poro) como a nivel
macroscépico (barrido areal y vertical) la eficiencia del desplazamiento de los fluidos a través del
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medio. Un valor de M>1 es considerado desfavorable, ya que indica que el fluido desplazante se
mueve mas rapido que el fluido desplazado que para motivos de este trabajo seria el aceite, lo
cual puede ocasionar la canalizacion del fluido desplazante dejando bancos de aceite atrapados
por detras del frente de avance.

El efecto de la relaciéon de movilidad en el aceite desplazable se muestra en la Fig. 2.7, cuyos datos
fueron obtenidos a partir de calculos empleando la teoria de Buckley-Leverett para inyeccién de
agua.

1.0
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Aceite desplazable (PV)
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Relacion de Movilidades (V)

Fig. 2.7. Efecto de la relacion de movilidades en el aceite desplazable. (S.
Thomas, 2007)

2.6.2 Métodos de EOR

Diversos métodos de Recuperacién Mejorada de Aceite han sido utilizados en el pasado con
variable grado de éxito ya sea para la recuperacion de aceites ligeros, pesados y arenas
bituminosas. En la Fig. 2.8 se muestra una clasificacién general de estos métodos.

Los métodos térmicos estan dirigidos principalmente a aceites pesados y arenas bituminosas,
aunque también son aplicables a aceites ligeros en casos especiales; mientras que los métodos no
térmicos son utilizados generalmente para aceites ligeros. Sin embargo por encima de todo, la
geologia del yacimiento y las propiedades de los fluidos que contiene un yacimiento determinan la
factibilidad de aplicaciéon de un método.

2.6.3 Métodos térmicos
Los métodos térmicos han sido probados desde 1950, y con respecto a su experiencia en campo y
desarrollo tecnolégico son los mas avanzados dentro de las tecnologias EOR. Son apropiados para

aceites pesados (10-20 [°API]) y arenas bituminosas (<10 [°API]) y su aplicacién ha tenido gran
éxito en Canada, Estados Unidos, Venezuela e Indonesia.
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El objetivo de los métodos térmicos es proveer calor al yacimiento reduciendo significativamente
la viscosidad del aceite y por lo tanto su relacion de movilidad. Otros mecanismos, tales como la
expansién de la roca y fluidos, compactacidn, destilacion de vapor y el rompimiento de asfaltenos
en cadenas de hidrocarburos mas pequefias pueden estar presentes.

2.6.3.1 Estimulacidn ciclica con vapor (CSS)

La estimulacién ciclica con vapor es un proceso de “un solo pozo”, y consiste en tres etapas como
se muestra en la Fig. 2.9.

. Vapor
l LRENE: parcialmants

Zona caliznte

K/ cond=nsado
.. Wapor o a
‘l\'. .';'
9 J Bosite Frio - .
| '] Londucosen
| |
| |
1!
: LI
Inyeccion de vapor Lavadao Praduccion

Fig. 2.9. Estimulacidn ciclica de vapor (CSS). (S. Thomas, 2007)

En la etapa inicial, se inyecta vapor al pozo durante aproximadamente un mes. Posteriormente el
pozo es cerrado por unos cuantos dias para permitir la distribucién del calor en una etapa
denotada como enjuague; para que finalmente el pozo sea puesto en produccién con un
incremento considerable en la produccion por un corto periodo de tiempo para caer
progresivamente en unos cuantos meses.

El ciclo se vuelve a repetir una vez que la produccion deja de ser econédmicamente viable, sin
embargo, con cada repeticién se ird aumentando la relacidn vapor-aceite. Para el caso de la CSS la
geologia en la vecindad del pozo es importante para permitir la distribucion del calor asi como
para permitir capturar el aceite que ha sido movilizado.

Dentro de las ventajas de esta tecnologia se encuentra el hecho de que se puede recuperar
rapidamente el costo de la inversidn pero también se tiene la desventaja de que sus factores de
recuperacion son relativamente bajos con tan solo el 10-40% de recuperacion de aceite original in
situ (OIP). De igual manera la aplicacién de este método se vuelve mas compleja si existe
comunicaciéon entre pozos.

2.6.3.2 Inyeccién de vapor
La inyeccion de vapor (Fig. 2.10) se realiza preferentemente utilizando patrones geométricos y su

principio de funcionamiento es similar a la inyeccidon de agua, siendo su desempefio altamente
dependiente del tipo y tamano de patrén asi como de la geologia del yacimiento. A diferencia del
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caso anterior el vapor aqui es inyectado de manera continua formando un frente de vapor que
avanza lentamente a través del yacimiento.

Aguavy aceite

Vapar \L
Casquete de gas

Fig. 2.10. Inyeccion de vapor. (S. Thomas, 2007)

El aceite es movilizado debido a una reduccién de viscosidad ocasionada por el aumento de
temperatura, lograndose factores de recuperacién que oscilan entre el 50-60% de aceite original in
situ (OIP). Sin embargo, la anulacién de las propiedades del vapor debido a la pérdida excesiva de
calor puede ser problematico.

2.6.3.3 Drene por gravedad ayudado con vapor (SAGD)

Este método fue desarrollado por Butler para la recuperacién del bitumen de Alberta, Canada. Su
funcionamiento recae sobre la segregacion gravitacional del vapor utilizando dos pozos
horizontales separados por una distancia aproximada de 5 metros (en el caso de arenas
bituminosas) en el mismo plano vertical. En la Fig. 2.11 se muestra un esquema de la ubicacién de
los pozos.

La distribucion de los pozos, en donde el pozo superior es el inyector de vapor, mientras que el
pozo inferior seria el productor permite al vapor elevarse a través del yacimiento hacia el tope de
la formacidn formando una camara de vapor. Al mismo tiempo la reduccién en la viscosidad del
aceite permite que el bitumen se movilice en direccién descendente por gravedad para ser
capturado por el pozo productor el cual se encuentra cerca del fondo del yacimiento.

La inyeccidn continua de vapor ocasiona que la camara de vapor se expanda lateralmente, sin
embargo, debido a que se trata de un proceso gravitacional, es necesario que la permeabilidad
vertical del yacimiento sea elevada para que el SAGD tenga éxito.

El proceso tiene un mejor desempenio con aceite extrapesado y de baja movilidad, lo cual es
esencial para la formacién de una cdmara de vapor y que no se permita la canalizacién de éste. Por
esta razon, esta tecnologia ha tenido un gran éxito en California y Venezuela en donde los
yacimientos de aceite extrapesado son comunes.
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Principios del SAGD
Cima de la formacion (Despues de R. M. Butler)
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Fig. 2.11. Drene con vapor asistido por gravedad (SAGD). (S.

Thomas, 2007)

El SAGD es un proceso que requiere de mucha energia para llevarse a cabo ya que se necesita
calentar grandes volimenes de agua para generar el vapor. Por ello, en ultimos afios se han
logrado avances para mejorar le rentabilidad econdmica del método introduciendo variaciones
como el VAPEX, ES-SAGD y SAGP:

2.6.3.3.1 VAPEX

Es la contraparte no térmica del SAGD, pero su principio de funcionamiento es el mismo. En lugar
de vapor se inyecta un gas solvente o una mezcla de solventes tales como etano, propano o
butano en adicién al gas “portador” el cual puede ser nitrégeno o didxido de carbono.

Dicho solvente es seleccionado en base a la temperatura y presién del yacimiento y es inyectado a
presién de rocid. El gas portador tiene la funcidn de elevar dicha presidn de rocio del solvente de
tal manera que se mantenga como gas dentro del yacimiento, permitiendo que se forme una
camara de vapor.

Al igual que el SAGD el principal mecanismo es la reduccién de viscosidad mediante un proceso
conocido como difusidn molecular y dispersion mecdnica para transferir el solvente al bitumen.
Tales procesos ocurren de manera lenta y por lo tanto son mucho menos eficientes que la
aplicacién de calor para reducir la viscosidad.

2.6.3.3.2 ES-SAGD

Son las siglas de Drene por Gravedad Asistido con Vapor y Expansién de Solvente, el cual en
realidad es un proceso hibrido en donde se le adiciona un 10% de vapor a la mezcla de solventes
con el objetivo de permitir una ganancia de energia cercana al 25% con respecto al proceso
VAPEX.
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2.6.3.3.3 SAGP

Siglas de Empuje por Gas y Vapor, también es una variacién del SAGD convencional en donde un
gas no condensable como el gas natural o el nitrégeno es inyectado de manera conjunta con el
vapor con el objeto de reducir la gran demanda de energia. Este proceso no ha sido probado a
escala de campo ya que se encuentra en una etapa temprana de desarrollo.

2.6.3.4 Combustidn in-situ: Procesos THAI y CAPRI

En este método se inyecta aire u oxigeno para quemar una porcion del aceite en el yacimiento
para generar calor (~10%) alcanzando temperaturas cercanas a los 500 °C, permitiendo alcanzar
una alta reduccién en la viscosidad del aceite en la zona cercana al frente de combustién. El
proceso tiene una alta eficiencia térmica debido a que no existe pérdida de calor en las fronteras
del yacimiento; sin embargo la corrosion, generacion de gases téxicos y la anulacién gravitacional
son problemas comunes.

Como proceso, la combustion in-situ ha sido probada en diversos yacimientos pero casi ningun
proyecto ha resultado suficientemente atractivo de manera econdmica evitando que se alcance
una escala comercial en su aplicacion.

Las principales variantes de la combustién in-situ son:

e Combustién Frontal, la ignicién comienza cerca del pozo inyector y la zona caliente se
mueve en direcciéon del flujo de aire;

e Combustion Inversa, la ignicién se produce cerca del pozo productor y la zona caliente se
mueve en direccidn contraria al frente de aire; e

e Inyeccion de Aire a Alta Presién, en donde no existe ignicidén sino una oxidacién lenta del
aceite.

El THAI, siglas de Inyeccién de Aire desde la Punta hasta el Talén; y CAPRI, una variacion del THAI
en donde se adiciona un catalizador para un mejoramiento del proceso son ejemplos de métodos
gue pueden catalogarse como vertientes de la combustién in-situ, creados con el propésito de
proveer al mercado de alternativas econdmicas viables al SAGD.

Estos procesos utilizan una combinacidén tanto de pozos verticales como horizontales
estratégicamente colocados para poder capturar el aceite desplazado, a diferencia del SAGD en
donde se emplea un par de pozos horizontales. El pozo vertical, colocado cerca de la cima del
yacimiento es el inyector; y el pozo horizontal, colocado cerca de la base del yacimiento sirve
como productor.

Inicialmente se inyecta vapor hasta establecer una comunicacion entre el pozo inyector vy
productor, para después inyectar aire comprimido e iniciar la oxidacion o ignicidn. De esta manera
las altas temperaturas creadas permiten al aceite movilizarse desde la punta hasta el talén del
pozo horizontal.

En el proceso CAPRI, se propone que el aceite craqueado térmicamente capturado por el pozo

horizontal podria ser convertido en fracciones mas ligeras mediante la utilizacién de una cubierta
catalizadora alrededor del pozo horizontal.
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Ambos procesos tienen la posibilidad de ser aplicados a una amplia gama de yacimientos
incluyendo formaciones delgadas de baja presion, yacimientos profundos y yacimientos de baja
calidad. Se estima que los factores de recuperacién podrian llegar a ser de alrededor de 70-80%
del OIP una vez que se superen los retos técnicos que por el momento mantienen a estas
tecnologias en una etapa experimental.
2.6.4 Procesos no térmicos
Este tipo de procesos son recomendados para aceites ligeros (<100 cp), aunque también son
aplicables para crudos de viscosidad moderada (<2000 cp) en donde la recuperacion por métodos
térmicos no resulte adecuada.
Los dos objetivos principales de los procesos no térmicos son:

e Reducir la tensidn interfacial.

e Mejorar la relacion de movilidad.

Las tecnologias pertenecientes a este tipo de métodos de recuperacién podrian englobarse dentro
de tres clases o grupos:

1. Procesos Miscibles.
2. Procesos Quimicos.

3. Procesos de Inyeccién de Gas Inmiscibles.
2.6.4.1 Inyeccion miscible

La inyeccidn miscible implica que el fluido desplazante puede mezclarse con el aceite del
yacimiento ya sea como proceso Miscible por Simple Contacto (SCM) o como proceso Miscible por
Multiples Contactos (MCM), formando una delgada zona de transicidén (zona de mezclado) entre el
aceite del yacimiento y el fluido inyectado induciendo un desplazamiento tipo pistén.

Los cambios en el perfil de concentracién del fluido desplazante con el tiempo se muestran en la
siguiente Fig. 2.12.

La inyeccidon miscible permite que la tensién interfacial sea reducida a cero, por lo tanto, el

namero capilar tiende a infinito (NC =), Al mismo tiempo la eficiencia del desplazamiento serd
del 100% si la relacion de movilidad es favorable (M<1).

Entre los métodos de inyeccidn miscible se incluyen los siguientes:
e Proceso de Baches Miscibles.
e Empuje por Gas Enriquecido.

e Empuje por Gas Vaporizado
e Inyeccion de Gas a Alta Presion (CO; o N,).
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Fig. 2.12. Zona de transicion y perfil de concentracion del solvente durante una inyeccion
miscible. (S. Thomas, 2007)

2.6.4.1.1 Proceso de baches miscibles

Es un proceso SCM en el cual un solvente como el propano o el pentano es inyectado en forma de
baches (4-5% volumen de poro de hidrocarburos) empujados por metano, nitrégeno o agua. Este
método es aplicable en yacimientos de calizas o carbonatos.

La segregacion gravitacional es un problema inherente en este tipo de métodos y las
inestabilidades en la viscosidad pueden ser dominantes Illevando a una pobre recuperacién de
hidrocarburos, ademas de que el proceso esta limitado a la disponibilidad del solvente y geologia
del yacimiento.

Otro problema adicional seria la formacion de hidratos y precipitacidon de asfaltenos, sin embargo
en rocas de tipo arrecifal se pueden lograr inyecciones con una gran estabilidad gravitacional
pudiéndose obtener recuperaciones tan altas como del 90% del aceite in situ tales como las
obtenidas en algunos yacimientos de Alberta, Canada.

2.6.4.1.2 Empuje por gas enriquecido

Es un proceso MCM que involucra la inyeccién continua de un gas el cual puede ser de origen
hidrocarburo, gases de escape o nitrégeno al cual se le enriquece agregandole fracciones C,-C4. A
presiones relativamente altas (8-12 [MPa]) estas fracciones logran su miscibilidad con el aceite del
yacimiento después de multiples contactos y se condensan formando una zona de transicion.

La reduccion en la viscosidad del aceite debido a la incorporacidn de ligeros y el incremento en
volumen de la fase de aceite son mecanismos que también contribuyen en la mejora de la
recuperacion. Este proceso esta limitado a yacimientos profundos (>6000 [pie]) debido al alto
requerimiento de presion para lograr la miscibilidad.

2.6.4.1.3 Empuje por gas vaporizado

Es también un proceso MCM el cual involucra la inyeccidn continua de gas natural, gas de escape o
nitrégeno a altas presiones (10-15 [MPa]). Bajo estas condiciones las fracciones de C,-Cg¢ se
vaporizan del aceite hacia el gas inyectado generandose una zona de transicion.
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Las limitantes en la aplicacién de esta tecnologia son las siguientes:
e El aceite en el yacimiento debe contener una fraccién importante de C,-Cg para poderse
obtener la miscibilidad.
e La presion de inyeccidn debe estar por debajo de la presion de saturacion del yacimiento
para permitir la vaporizacién de las fracciones, y
e Laaplicacién esta limitada a yacimientos capaces de soportar grandes presiones.

2.6.4.1.4 CO, miscible

La inyeccidon de CO, miscible es un proceso que ha gozado de una gran aceptacion en los ultimos
afos, principalmente por fines ambientalistas, debido en parte a la posibilidad de secuestrar dicho
gas para reducir la emision de gases invernadero. Adicionalmente el CO, es un agente desplazante
Unico, en el aspecto de que posee una presiéon minima de miscibilidad (MMP) muy baja
practicamente en cualquier tipo de crudo.

El proceso es aplicable a crudos ligeros (>30 [°APl]) en yacimientos someros y de baja

3
Mg, C.S.

3
m;c.s.

temperatura, requiriéndose un promedio de 500—-1500 , dependiendo principalmente

del yacimiento y tipo de aceite contenido.

Dentro de los esquemas de inyeccién de CO, destaca el proceso de inyeccién alternada de agua y
gas (WAG) en donde como su designacion lo indica se alterna el agua y el CO, en forma de
pequefios baches hasta alcanzar el tamafio requerido del bache de CO, (cercano al 20% HCPV).

La inyeccion alternada de gas y agua permite reducir las inestabilidades en la viscosidad; sin
embargo el costo, disponibilidad e infraestructura necesaria para la inyeccion de CO, son factores
de gran importancia para determinar la factibilidad de la inyeccién. Los problemas con la

precipitacidn de asfaltenos suelen ser comunes en este tipo de inyeccién.

Actualmente se estdn ejecutando cerca de 80 proyectos de inyeccién de CO, en Estados Unidos.

2.6.4.1.5 Nitrogeno miscible

Este proceso es similar a la inyeccidn miscible de CO, en principio y mecanismos involucrados para
lograr la miscibilidad, sin embargo, el nitrégeno (N,) tiene una mayor PMM. Este método es
aplicable para aceites ligeros y medianos (>30 °API) en yacimientos profundos y temperaturas
moderadas.

2.6.4.2 Procesos quimicos

En esta clase de métodos se emplea una férmula quimica como fluido desplazante, la cual al
contacto con el aceite del yacimiento provoca un decremento en la relacién de movilidad y/o un
incremento en el nimero capilar. Los procesos quimicos para la Recuperacion Mejorada de Aceite
han sido utilizados desde 1980 y aunque su aplicacidn en campo ha sido muy poca se espera que a
futuro se incremente el interés por estas tecnologias debido a la gran demanda de energia.
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El principal inconveniente en la aplicacién de estos métodos es el factor econdmico y a la falta de
tecnologias para cierto tipo de yacimientos. Actualmente dentro de los procesos de EOR quimicos
mas conocidos se tiene a la inyeccion de polimeros, inyeccidn de surfactantes, inyeccion de alcalis,
inyeccion micelar y la inyeccion combinada alcalis-surfactante-polimeros (ASP).

Existen otros métodos que entran dentro de esta categoria como lo son las emulsiones,
espumantes y uso de microbios pero su impacto no ha sido significativo en el dmbito de

recuperacion por medio de EOR.

2.6.4.2.1 Inyeccién de polimeros

Los polimeros solubles en agua tales como las poliacrilamidas y polisacdridos son efectivos para
mejorar la relacién de movilidad y reducir el contraste de la permeabilidad. En la mayoria de los
casos la inyeccion de polimeros es aplicada utilizando baches (20-40% PV) con una concentracién
de de alrededor de 200-2000 [ppm)] los cuales son desplazados por salmueras diluidas.

Se ha demostrado que la inyeccién de polimeros tiene mayor efectividad si se aplica durante las
etapas tempranas de un proceso de inyeccion de agua especialmente antes de la irrupcién,
cuando el frente de agua aun no ha alcanzado los pozos productores y la saturacion de aceite aln
no se encuentra cerca de la irreducible. El mayor inconveniente de esta tecnologia es la posible
pérdida de polimeros en el medio poroso, degradacidon de los polimeros y en algunos casos
pérdida de inyectividad.

2.6.4.2.2 Inyeccion de surfactantes

Los surfactantes son efectivos para reducir la tensién interfacial entre el aceite y el agua. Por lo
general se utiliza sulfonato de petréleo u otros surfactantes comerciales, de tal forma que diluidos
en agua puedan ser inyectados al yacimiento.

El procedimiento consiste en inyectar un bache de surfactante seguido de uno de polimeros, los
cuales seran desplazados con salmuera.

En el pasado se llevaron a cabo varios intentos de inyeccion de surfactantes, pero fueron
altamente ineficientes debido principalmente a la gran pérdida de surfactante a través del medio
poroso. La absorcién de surfactante y las reacciones con los minerales fueron altas en algunos
€asos.

2.6.4.2.3 Inyeccidén de alcalis

En la inyeccidn de alcalis se utiliza una solucién acuosa de un quimico alcalino tal como hidréxido,
carbonato u ortosilicato de sodio en forma de bache. En contacto con el petréleo, dicha solucién
alcalina reacciona con los componentes acidos del aceite produciendo surfactantes in-situ.

Como consecuencia, la reduccidn en la tensién interfacial es el principal mecanismo de
funcionamiento de este procedimiento aunque también la emulsificacién puede llevarse a cabo.
Dependiendo del tipo de emulsificaciéon se puede producir el arrastre o entrampamiento de las
gotas de aceite, lo cual puede aumentar o disminuir el factor de recuperacion final del proceso.
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La inyeccion de dlcalis puede inducir cambios en la mojabilidad del yacimiento, sin embargo se
requiere inyectar un gran volumen para lograr alteraciones en ella.

A escala de campo los resultados no han sido muy alentadores, ya que se han llegado a obtener
recuperaciones tan bajas como del 0-3% del aceite original in situ. Adicionalmente el proceso es
dificil de disefiar debido a la gran cantidad de reacciones que pueden ocurrir entre el quimico
inyectado y la roca y fluidos del yacimiento.

2.6.4.2.4 Inyeccién micelar

La inyecciéon micelar ha sido de los métodos quimicos EOR mds exitosos hasta el momento. Los
principales componentes de este método son un bache de microemulsidon (conocido también
como bache micelar) y un bache de polimeros, los cuales se desplazan utilizando salmuera.

Una microemulsidon es un surfactante estabilizado, una dispersidon de aceite y agua con una
distribucién de gotas muy pequefias (10™ a 10° [mm]), que es miscible tanto con el aceite como
con el agua del yacimiento.

Para que este método tenga éxito es necesario disefiar ambos baches de tal manera que durante
la inyeccién se tenga una tensidn interfacial ultra baja y una relacién de movilidad favorable
durante todo el proceso de inyeccion.

El proceso ha sido puesto a prueba en 45 campos de Estados Unidos y en todos ellos ha logrado
reducir la saturacién de aceite residual después de una inyeccion de agua con factores de
recuperacion del orden de 35-50 % del aceite original in situ.

Desafortunadamente el gasto inicial, la necesidad de pozos con un espaciamiento muy pequefio y
la lenta respuesta al proceso hacen de esta tecnologia muy poco rentable a corto plazo.
Adicionalmente esta tecnologia es sumamente sensible al contenido de arcillas del yacimiento,
alta salinidad del agua congénita y temperatura.

AuUn asi se considera que el proceso tiene un gran potencial y merece ser reevaluado bajo las
condiciones econdmicas actuales cuando los precios del petréleo tienden a ir hacia la alza.

2.6.4.2.5 Inyeccién combinada Alcalis-Surfactante-Polimeros (ASP)

Esta tecnologia es relativamente nueva y estd siendo evaluada a través de investigaciones de
laboratorio y pruebas de campo. El método se basa en la inyeccidén alternada o secuencial de los
tres quimicos (alcalis, surfactante y polimeros), aunque también pueden ser inyectados en un solo
bache de manera combinada.

Los principales mecanismos son la reduccidn en la tensién interfacial y mejoramiento de la
relacion de movilidad. Los factores de recuperacion han sido del 25-30 % del aceite original in situ.

2.6.4.2.6 Recuperacion Mejorada Microbial de Aceite (MEOR)

Esta tecnologia ha sido investigada desde 1960 con pocas pruebas de campo llevadas a cabo en
Estados Unidos y otros paises. Los microbios se alimentan del aceite y producen como desecho
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surfactantes, polimeros, biomasa y gases como el CH,, CO,, N, y H,; ademds de solventes y ciertos
acidos organicos.

Los mecanismos de recuperacion del aceite son los mismos que para cualquier método quimico de
EOR lo cuales incluyen la reduccién de la tensién interfacial, emulsificacién, alteraciones en la
mojabilidad, mejora en la relacion de movilidad, taponamiento selectivo, reduccion a la viscosidad,
hinchamiento del aceite e incremento en la presién del yacimiento debido a la formacién de gases.
Adicionalmente puede generarse un incremento en la permeabilidad debido a la reaccién de los
acidos formados con la roca.

Los microbios utilizados para este tipo de tecnologia pueden ser autdctonos o exdgenos. En el
caso de los microbios exdgenos éstos deben adaptarse a la temperatura, presién y salinidad del
agua; adicionalmente se inyectan nutrientes tales como malaza y nitrato de amonio para estimular
el crecimiento de los microbios en el yacimiento.

2.6.4.2.7 Inyeccién de espuma

La inyeccién de espuma ha sido evaluada como tecnologia de EOR desde principios de la década
de 1960. Y se trata de la inyeccién de un fluido no Newtoniano con propiedades y caracteristicas
gobernadas por muchas variables.

La espuma es una dispersion de un liquido (que contiene surfactante) en un gas como CO,, aire,
N,, vapor o gas natural. Por lo tanto la inyeccidon simultdnea de un gas y una solucién de
surfactantes, o la inyeccidn de un gas en un medio poroso que contenga una solucién de
surfactante generard espuma in situ.
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Il. INYECCION DE AGUA DE BAJA SALINIDAD

En este capitulo se abordaran los factores que permiten establecer, a la inyeccion de agua de baja
salinidad como un proceso de Recuperacion Mejorada de Aceite (EOR), asi como identificar las
diferencias clave existentes entre un proceso “convencional” de inyeccién de agua,
correspondiente a una recuperacién secundaria o mantenimiento de presién; y la tecnologia
objeto de este trabajo de tesis.

Para comenzar, es necesario definir dos puntos de vital importancia, con los cuales se podra
comprender mejor cada uno de los procesos de inyeccion:

3.1 Salinidad del agua de inyeccion

El primer punto a tomar en cuenta es la propia salinidad del agua, diferencia primordial que
permite establecer una divisién clara entre una inyeccién de agua convencional y la inyeccién de
agua de baja salinidad.

Durante un proceso de inyeccidon de agua a un yacimiento, la salinidad de ésta puede variar de
acuerdo a su contenido de sélidos en solucidn; es por ello que el Servicio Geoldgico de los Estados

Unidos (USGS) clasifica al agua salada en cuatro categorias *”:

1. El agua de ultra baja salinidad es aquella con una concentracidon de sélidos en solucidn
<1000 [ppml].

2. Se habla de agua de baja salinidad cuando la concentracién de sélidos en solucidn es de
alrededor de 1,000-3,000 [ppm].

3. El agua moderadamente salada contiene alrededor de 3,000-10,000 [ppm] de sdlidos en
solucion.

4. Finalmente el agua de alta salinidad contiene mas de 10,000 [ppm] en sélidos disueltos.
Aunque en el caso del agua congénita de un yacimiento petrolero este valor puede ser
rebasado facilmente encontrandose yacimientos cuya salinidad de agua congénita supera
las 200,000 [ppm].

Como puntos de comparacién tenemos que el agua dulce tiene una concentracion de sdlidos en
solucion de alrededor de 500 [ppm], mientras que el agua de mar tiene una salinidad promedio de
35,000 [ppm], pudiéndose presentar variaciones dependiendo del lugar de medicion.

En el caso de un proceso de inyeccion de baja salinidad, se ha encontrado a través de la
experimentacién continua con diferentes tipos de nucleos de areniscas y muestras de aceite, que
los mejores resultados se obtienen inyectando agua con una concentracién de sélidos en solucién
de 1,000-2,000 [ppm].

Por otro lado, en una inyeccién de agua convencional, la salinidad del agua inyectada suele ser de
la misma o similar concentracién de sélidos en solucién que aquella del agua congénita, con la
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finalidad de hacerla compatible con la formacién sujeta al proceso de inyeccién de agua 8 pe
esta manera, debido al propio origen marino del agua congénita en un yacimiento, se pueden
esperar valores de concentracién de sdlidos en solucién muy cercanos a las 35,000 [ppm], siempre
y cuando las propias condiciones permitan mantener dicho valor.

3.2 Interacciones en el sistema roca-fluidos

Cualquier proceso de inyeccién de agua a un yacimiento, requiere de un estricto control sobre la
calidad del agua a ser inyectada; es decir, se habla de agua de buena calidad cuando ésta se
encuentra libre de sélidos en suspensidon, materia organica y es compatible con el agua de
formacién &,

En el caso de la inyeccidn de agua convencional, al tratarse de un proceso de recuperacion
secundaria de hidrocarburos, se buscard generar un mecanismo fisico de empuje tipo pistén sin
fugas, en el cual no habra reacciéon quimica alguna entre el fluido inyectado con los fluidos y roca
de la formacion. De esta manera, el tratamiento al que sera sujeta el agua de inyeccién estara
condicionado a evitar en lo posible:

e Variaciones en el indice de inyectividad del pozo, el cual se define como “el numero de
barriles por dia de liquido bruto inyectado a un pozo, por unidad de presion diferencial
entre la presion de inyeccion promedio y la presion media de la formacién”.

Hay que recordar que una reduccién en la capacidad de admisiéon de un pozo inyector, posterior al
pico de saturacidn de agua, reduciria considerablemente la utilidad y eficiencia de un proceso de
inyeccion.

Por ello, es importante poder distinguir entre la caida natural en el gasto de inyeccién debido al
incremento de la resistencia al flujo del fluido inyectado por incremento de saturacion y aquella
producto del taponamiento de los poros, causado por migracién de particulas finas y/o
hinchamiento de arcillas por contacto con el agua.

e Precipitacion de sales desde la solucion, resultado de la formacion de compuestos
insolubles o de sobresaturacion de la salmuera.

e El hinchamiento de minerales arcillosos por cambios en la naturaleza y concentracion de
iones en solucién, debido principalmente al desplazamiento o disolucién del agua de
formacidn por parte del agua inyectada.

Por otra parte, la inyeccion de agua de baja salinidad representa una tecnologia de Recuperacion
Mejorada de Aceite (EOR), la cual ademas de producir un efecto tipo pistdn, que favorece el
desplazamiento del aceite hacia los pozos productores, generara también cambios en la
mojabilidad del sistema que permitiran incrementar la recuperacion de aceite.
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Los mecanismos especificos bajo los que opera la inyeccidn de baja salinidad se encuentran aun
bajo riguroso estudio y no pueden ser determinados con exactitud; sin embargo, cada uno de ellos
serd expuesto a detalle.

Aln asi, la evidencia experimental existente, tanto de laboratorio como de campo, permite
afirmar, con un alto grado de certeza, que la tecnologia representa un medio viable para
incrementar las reservas de hidrocarburos a nivel mundial. Especificamente en yacimientos de
areniscas cuyos bajos niveles de permeabilidad dificultan la extraccion de aceite.

3.3 Impacto de la salinidad en la recuperacidn de aceite [17]

En esta seccion se discutirdn los efectos que la inyeccién de agua de baja salinidad causa en
formaciones tanto clasticas (areniscas), como de carbonatos, para lo cual se describird de manera
sintetizada una serie de trabajos realizados, tanto en laboratorio como en campo, que permiten
dar a conocer el incremento de recuperacién de aceite para yacimientos con diferentes tipos de
roca y aceite, como resultado de la inyeccién de salmueras con una salinidad baja.

Si bien por el momento analizaremos de una manera vaga los resultados obtenidos, es importante
mencionar que las diferencias en recuperacién en cada uno de los experimentos nos permite
constatar que cada caso es Unico y por tanto, los datos mostrados sélo nos pueden servir como
una estimacion de las recuperaciones que se podrian obtener en caso de que se aplicara la
tecnologia en yacimientos con caracteristicas similares.

Mas adelante en esta tesis, se discutirdan de manera mas detallada los factores que afectan la
eficiencia en la recuperacién de aceite por inyeccién de agua de baja salinidad, con lo cual
podremos definir con mayor aproximacion las situaciones donde la tecnologia permitiria obtener
mayores ventajas con su aplicacidn.

Por otro lado, se debe mencionar que existe un nuimero limitado de publicaciones que
recomiendan la inyeccidn de agua de baja salinidad en carbonatos, debido en gran medida a que
la inyeccidén de agua de alta salinidad permite recuperaciones mas elevadas (Webb et al., 2005;
Strand, et al. 2008) y el alto riesgo de dafio a la formacidn por precipitacidon de carbonatos debido
a la incompatibilidad con el agua inyectada. Aun asi, dada la alta ocurrencia de yacimientos
carbonatados en México, se presentan a continuacién los resultados obtenidos con el fin de
determinar los alcances de esta tecnologia.
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3.3.1 Yacimientos de carbonatos

En la Tabla 3.1 se muestra un resumen de las aportaciones realizadas por varios autores con

respecto a los efectos de la inyeccién de agua de baja salinidad en carbonatos.

Tabla 3.1. Trabajos sobre inyeccidn de agua de baja salinidad en carbonatos.

AUTOR ANO ESTUDIO REALIZADO RESULTADOS
Efecto de la composicion del agua | Cualquier ajuste en la composicion de la salmuera inyectada
en la recuperacion de aceite, | durante un proceso de inyeccidon de agua podria llegar a ofrecer
Bagci et al. 2001 utilizando salmueras de diferente | una posibilidad econdémicamente viable para incrementar la
composicién a una temperatura | recuperacion de aceite, alterando la mojabilidad del sistema.
de inyeccién de 122 [°F]
Incrementar la concentracién del ion sulfato, solamente a altas
temperaturas iniciales, puede actuar como un agente
modificador de la mojabilidad en carbonatos, incrementando por
S tanto la recuperacion de aceite.
Imbibicién, a altas temperaturas, P
utilizando calizas nucleos de ) ) i L
Hognesen et al. 2005 y Sin embargo, se incrementa la posibilidad de formacion de
yeso con agua de mar y agua | . .
- incrustaciones.
congénita
A bajas temperaturas se debieron mezclar surfactantes catiénicos
en la fase acuosa, para mejorar la imbibicion a través de los
nucleos.
Comparacion de la recuperacion
de aceite en nucleos de
carbonatos del Mar del Norte s .
utilizando en primer lugar agua de: El agua de mar fue capaz de alterar la mojabilidad en el sistema
Webb et al. 2005 L. p g R g de carbonatos, cambiando de mojado por aceite a mojado por
formacion simulada, libre de agua
sulfatos; y posteriormente, agua gua.
de mar que contiene sulfatos.
Estudios experimentales ara . . .
) P P . P El agua de mar con sulfatos presentd un incremento adicional del
explicar la quimica detrds del o ) X
. 15% en la recuperacién de aceite, con respecto a la prueba
mecanismo que llevaba a la .
- R empleando agua de mar libre de sulfatos. En este caso, el agua de
alteracion de la mojabilidad en L " .
. . mar era la que menor concentracién de sélidos en solucion
Strand et al. 2008 calizas fracturadas, después de , - I R
X . poseia en comparacién con las otras salmueras utilizadas; sin
inyectar agua de mar sin y con ) . } L
embargo, el experimento no incluyé salmueras con una salinidad
sulfatos; salmuera de cloruro de
X o, menor a la del agua de mar.
sodio; y agua de formacién.
Resultados de imbibicion . . . o
) . El inyectar salmuera de baja salinidad no producia incrementos
espontdnea obtenidos de la o L . . -
. . L. significativos en la recuperacion de aceite sobre la inyeccion de
Fjelde 2008 inyeccion de agua de mar y

salmuera de baja salinidad, en
formaciones de calizas

agua de mar.
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3.3.2 Yacimientos de areniscas

En la Tabla 3.2 se muestra un resumen de las aportaciones realizadas por diversos autores con
respecto a los efectos de la inyeccién de agua de baja salinidad en yacimientos de areniscas.

Tabla 3.2. Trabajos sobre inyeccidn de agua de baja salinidad en yacimientos de areniscas.

AUTOR ANO ESTUDIO REALIZADO RESULTADOS
. . L, Los resultados en el Campo
Experimentos de inyeccidn con
. Kansas demostraban que la
agua dulce, agua congénita del ) . .
recuperacion final de aceite
Campo Bradford, salmueras ara  salmueras de  baia
Smith 1942 sintéticas de cloruro de sodio y P L . )
, . salinidad (soluciones de NaCl)
nlcleos de areniscas de
era 15% mayor que aquella
Bradford con una obtenida con la inyecciéon de
permeabilidad de hasta 77 v
agua dulce.
[mD].
Existen grandes ventajas al
inyectar salmueras durante un
Inyeccion de agua en procesos proceso de recuperacién
Hughes & Pfister 1947 N ”g P . secundaria, tomando en
de recuperacién secundaria. .
cuentas las  caracteristicas
fisicas y quimicas para evitar el
hinchamiento de arcillas.
Inyecciéon de agua de baja
salinidad, comparandola | Los experimentos realizados
contra la inyeccion de agua | con salmuera de baja salinidad
congénita. Se utilizaron dos | mostraron una recuperacién
. muestras de agua, la primera | 21.3% mayor que aquella
Reiter 1961 ¢ agua, 1a p o mayor qué aq
con una salinidad igual a la del | obtenida  utilizando  agua
agua congénita y una segunda | congénita, probablemente fue
con un cuarto de la salinidad | debido al efecto producido por
del agua congénita. el hinchamiento de las arcillas.
Reducir la concentracion de
Efectividad del agua dulce .
€ v cloruro de sodio de 1 a 0.1%,
salmueras  para  desplazar . R
. , produjo un incremento
aceite en nucleos con un alto )
. X considerable en la
contenido de arcillas recuperacion de aceite. Se
Bernard 1967 hidrofilicas. Utilizando agua P . R :
X observo un incremento
destilada y salmueras de . ,
X considerable en la caida de
cloruro de sodio, en . , ,
. presion a través del ndcleo,
concentraciones de 15, 5, 1y L. .
sugiriendo alteraciones en el
0.1%. . .
sistema roca fluido.
- . Incremento en la recuperacion
Inyeccion de agua de baja .
L . conforme se eleva la salinidad
salinidad (Cinco salmueras de .
. del agua inyectada hasta los
NaCl en diferentes ,
concentraciones), asi como el 100,000 [mg/1]. Después de la
Al-Mumen 1990 ! inyeccion con salinidad de

estudio del efecto de
incompatibilidad del agua de
acuiferos y de mar, durante la
recuperacién de aceite.

60,000 [mg/l], el incremento
en la recuperacién hasta la
irrupcion del agua se vuelve
despreciable.
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AUTOR

ESTUDIO REALIZADO

RESULTADOS

Tang & Morrow

1997

Experimentos de inyeccién a
nucleos para determinar la
forma en que las salinidades,
tanto del agua congénita como
de la salmuera inyectada,
influyen en las condiciones de
mojabilidad y recuperacién de
aceite a temperatura de
yacimiento.

La recuperacion de aceite se
incrementé al reducir la
salinidad ya sea del agua
congénita o agua inyectada;
igualmente determinaron que
el incrementar la temperatura
de desplazamiento del agua
influyé en que la roca tuviera
una mayor mojabilidad por
agua ocasionando por tanto
una mayor recuperacion de
aceite.

Sharma & Filoco

2000

Experimentos para la
determinacién de la
permeabilidad relativa con
drene e imbibicion, para
sistemas de tres fases
utilizando  centrifugas. Tres
aceites crudos, salmueras de
NaCl y nucleos Berea fueron
empleados en las pruebas.

A menor salinidad del agua
congénita, se pueden obtener
mayores recuperaciones de
aceite.

Robertson et al.

2003

Estudios experimentales de
inyeccion de agua de baja
salinidad en etapas secundaria
y terciaria, para distintos tipos
de areniscas y aceites.

El tipo de aceite y roca
(particularmente la presencia y
distribucion de la caolinita); asi
como la composicién de la
salmuera, jugaban un papel
muy importante en el efecto
de la recuperacion de aceite;
pero sin lugar a dudas, la
inyeccion de agua de baja
salinidad mostré una
recuperacion mayor a aquella
obtenida inyectando agua de
alta salinidad.

Webb et al.

2004

Prueba Registro-Inyeccién-
Registro (LIL), para verificar si
efectivamente la inyeccidon de
agua de baja salinidad permitia
incrementar la recuperacion de
aceite. Para esto se realizaron
varias corridas de registros de
pulsos de neutrones durante la
inyeccion de salmuera de alta
salinidad (22,000  [ppml]),
salinidad intermedia (17,000
[ppm]) 'y baja  salinidad
(salmuera de NaCl 3,000
[ppm]).

Reduccidon en la saturacion
residual de aceite de un 30 a
25% después de la inyeccion de
agua de baja salinidad.
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AUTOR

ESTUDIO REALIZADO

RESULTADOS

McGuire et al.

2005

Pruebas SWCTT, para
confirmar los resultados de la
inyeccion de agua de baja
salinidad en yacimientos de
Alaska.

La inyeccidon de agua de baja
salinidad es efectiva a niveles
de salinidad cercanos a las
5,000 [ppm] o menos, ya que
inyecciones con salinidad de
7,000 [ppm] no mostraron
beneficios considerables de
EOR.

Loahardjo et al.

2007

Restauracién de 4 muestras de
nucleos de areniscas, las cuales
fueron reutilizadas en ocho
procesos de imbibicion
espontanea a 140 [°F].

Se midié la recuperacién en
etapas secundaria y terciarias
para dos tipos de crudo, agua
de mar y salmueras de NaCl
con salinidades desde 350
[ppm] hasta 3,500 [ppm].

Incrementos en la
recuperacion de aceite, a pesar
de un alto grado de
cementacién. El contenido de
caolinita era alto.

El inyectar agua de mar diluida
en 10 y 100 veces durante el
proceso de  recuperacion
secundaria permitiéo mejorar la
recuperacion de aceite en un
16 y 29%, respectivamente.

Zhang et al.

2007

Efecto de la inyeccion de
salmuera de alta salinidad
(29,690 [ppm]), salmuera de
baja salinidad (1,479 [ppm]) y
dos salmueras de NaCl de
diferente concentracion (8,000
[ppm] y 1,500 [ppm]) en la
recuperacion de aceite.

La inyeccion de agua de baja
salinidad incrementd la
recuperacion de aceite tanto
en etapa secundaria como en
etapa terciaria. Por otro lado,
la inyeccién de NaCl con 8,000
[ppm] en etapa terciaria no
produjo ningun efecto en la
recuperacién; sin embargo, la
inyeccion de NaCl con 1,500
[ppm] mostré un fuerte
incremento en la recuperacion
en etapa terciaria.

Patil et al.

2008

Evaluacién del potencial de
inyeccion de agua de baja
salinidad en etapa secundaria,
como proceso de Recuperacion
Mejorada de Aceite (EOR) en la
North Slope de Alaska.

Se utilizaron nucleos de dicha
zona y salmueras  con
concentraciones desde 22,000
(agua congénita) — 60 [ppm]
(menor salinidad reportada en
literatura para una inyeccion
de agua de baja salinidad).

El reducir la salinidad del agua
inyectada desde las 22,000
[ppm] hasta 5,500 [ppm],
mantuvo la tendencia de
reducir la saturacion residual
de aceite de 46% a 38%.

El inyectar agua de ultra baja
salinidad permitié aumentar la
recuperacion de aceite hasta
68%, contra el 40% obtenido
con agua congénita.

Seccombe et al.

2008

Prueba de Trazadores
Quimicos a un Solo Pozo
(SWCTT), con el fin de medir la
saturacion residual de aceite
antes y después de la inyeccion
de agua de baja salinidad en
etapa terciaria.

Incrementales en el rango de 9
a 17 unidades de saturacion.

44




AUTOR

ESTUDIO REALIZADO

RESULTADOS

Webb et al.

2008

Realizando inyecciones de
agua utilizando aceite vivo y
agua (tanto de alta como de
baja salinidades) a condiciones
de yacimiento.

Tras la inyecciéon de agua de
baja salinidad se obtuvieron
recuperaciones adicionales de
aceite del orden del 5% al 40%,

basados en resultados
obtenidos de inyecciones
convencionales de alta
salinidad.

Pu et al.

2008

Inyeccion de agua proveniente
de yacimientos de gas grisu
(1,316 [ppm]), para
incrementar la recuperacién de
aceite como inyeccion de agua
de baja salinidad.

La fracciéon de aceite
recuperada durante una
inyeccion en etapa terciaria es
independiente de la fraccion
de aceite remanente después
de una inyecciéon en etapa
secundaria.

Los cristales de dolomia en las
areniscas  juegan un rol
importante en el mecanismo
de recuperaciéon por agua de
baja salinidad, su remocién no
permitio recuperacion
adicional.

Lager et al.

2008

Anédlisis detallado de datos de
produccion y  composicion
quimica del agua producida en
dos pozos productores,
después de la inyeccién de
agua de baja salinidad (2,600
[ppm]).

Reducciéon en la saturacion
residual de aceite del 10%
después de inyectar agua de
baja salinidad en etapa
terciaria.

En el andlisis no se encontrd
evidencia de efectos adversos
como taponamiento de poros,
migracion de finos o
hinchamiento de arcillas.

Agbalaka et al.

2009

Estudios de inyeccion a nucleos
a altas y bajas temperaturas,
con la finalidad de establecer
los beneficios de la inyeccion
de agua de baja salinidad (<2
[%m] NaCl) con respecto a la
inyeccion de agua de alta
salinidad (4 [%m] NaCl), asi
como también para determinar
el papel que la mojabilidad
desempeiiaba en la
recuperacion final.

El reducir la salinidad de la
salmuera de 4 a 1 [% m]
permitio una mayor
recuperacion de aceite.

La inyeccién de agua de baja
salinidad muestra resultados
favorables en la recuperacién
de aceite, aun si ésta se lleva a
cabo en etapas secundaria o
terciaria.

Elevar la temperatura de la
salmuera antes de la inyeccién,
también permitia reducir aun
mas la saturacion residual de
aceite en comparacion con la
recuperacion obtenida con la
misma salmuera, pero a
temperatura ambiente.
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A partir de los resultados obtenidos en las pruebas de inyeccién de baja salinidad descritos en el
punto anterior, es posible afirmar con cierto grado de certeza, que para yacimientos de areniscas,
se tiene una gran drea de oportunidad para poder aplicar la tecnologia y obtener resultados
favorables, reduciendo al minimo la posibilidad de fracaso.

Esto resulta de gran importancia, especialmente dadas las fuertes limitaciones presupuestales de
las que es objeto Petrdleos Mexicanos (PEMEX), lo cual obliga a la empresa a invertir en proyectos
cuyo éxito esta garantizado o bien el riesgo implicito en la aplicacidn de la tecnologia es muy bajo.
Por tanto, se estd sugiriendo la aplicacién de una tecnologia que ha sido probada con éxito en
laboratorios y en algunos casos a escala de campo, en yacimientos cuyas propiedades son muy
similares a las de algunos localizados en nuestro pais.

3.4 Mecanismos de accién propuestos ™!

Numerosas hipétesis han sido desarrolladas para explicar el incremento en la produccidn de aceite
asociada con la inyeccion de agua de baja salinidad, incluyendo el incremento en el pH,
conduciendo a la saponificacién In-situ y reduccidn de la tensidn interfacial; formacién de
emulsién; migracion de arcillas y; alteraciones en la mojabilidad. En este documento los
mecanismos de migracion de finos y el incremento en el pH son revisados y discutidos a la luz de
nueva informacion obtenida durante las pruebas de inyeccién de baja salinidad a condiciones
ambientales y de yacimiento. Asi mismo un mecanismo basado en la extensién de la teoria DLVO y
el intercambio de cationes es también discutido.

3.4.1 Migracion de particulas finas

Un intento por explicar el mecanismo de la inyeccidon de agua de baja salinidad fue llevado a cabo
por Tang y Morrow. Ellos se percataron de que los finos (principalmente caolinita) fueron
desplazados durante la inyeccion de agua de baja salinidad en nudcleos del yacimiento Berea.
Concluyeron que la movilizacidn de finos resultd en la exposicion de superficies subyacentes, lo
cual incremento la mojabilidad por agua del sistema.

Trabajos anteriores han mostrado que la eficiencia éptima de desplazamiento por inyeccion de
agua ocurre bajo condiciones de pobre mojabilidad por agua.

En la presencia de salmuera de alta salinidad, las arcillas permanecen inalteradas y mantienen su
naturaleza a ser mojadas por aceite, lo cual conduce a una pobre eficiencia de desplazamiento.
Cuando son contactadas por agua de baja salinidad las particulas de arcilla se desprenden de la
superficie del poro.

Lever y Dawe mostraron que los finos desprendidos migran con el fluido y son capturados en las
gargantas de los poros o reducciones en el tamafo de poro. Tang y Morrow supusieron que el
desprendimiento de arcillas con mojabilidad mixta de los poros movilizaba gotas de aceite
previamente atrapadas en las arcillas, permitiendo un incremento en la recuperacién de aceite.

46



También reportaron una reduccién en la permeabilidad cuando la salmuera inyectada tenia una
salinidad inferior a 1550 [ppm] de sélidos en solucién.

Esta reduccidn en permeabilidad fue observada cuando la salmuera de baja salinidad reemplazé la
salmuera de alta salinidad inicial. Valdya y Fogler mostraron que el proceso de liberacién esta
gobernado por una combinaciéon de baja salinidad extrema y un alto pH.

Ellos reportaron poco cambio en la permeabilidad cuando se inyectaron fluidos con un pH
creciente hasta que la inyeccidn con un pH de 9 fue alcanzada. Al alcanzar un pH > 11 se observo
un rapido y drastico decremento en la permeabilidad, implicando un dafio severo por el contacto
de fluido de alta salinidad y la ausencia de sales en la solucidn.

El mecanismo de la migracion de finos fue explicado por la Teoria de los Coloides de Deryaguin-
Landau-Verwey-Overbeek (DLVO). La reduccién en la permeabilidad ocurre si la fuerza idnica de la
salmuera inyectada es igual o menor que la concentracién de floculacidn critica (CFC), la cual es
altamente dependiente en la concentracion relativa de cationes divalentes como Ca*" y Mg?*.

Se sabe que los cationes divalentes estabilizan la arcilla mediante la reduccion del potencial Zeta,
resultando en la reduccion de la fuerza de repulsién. También Bazin y Labrid indicaron que la
sensibilidad del agua esta relacionada con la capacidad de intercambio de cationes (CEC) de las
areniscas con arcillas. Concluyeron que las arcillas con un alto CEC tenderan a un alto potencial de
reduccién de permeabilidad.

Como Tang & Morrow mostraron, es posible tener migracién de finos durante la inyeccion de baja
salinidad. Sin embargo, durante numerosas pruebas llevadas a cabo por British Petroleum (BP) en
condiciones de baja salinidad e inyecciones de agua en nucleos a condiciones de yacimiento se
sabe, por sus resultados, que se obtuvo un incremento en la recuperacién de aceite, no hubo
migracion de finos y no se observaron reducciones significativas de permeabilidad. Estos
resultados cuestionan la relacién entre la migracion de finos y la recuperacion de aceite.

3.4.2 Variacion del pH

Algunos estudios han mostrado un incremento en el pH durante los experimentos en laboratorio
de inyeccion de agua de baja salinidad (Fig. 3.1). Este incremento en el pH es debido a dos
reacciones concomitantes: la disolucién de carbonatos y el intercambio de cationes. La disolucién
de carbonatos (calcita y/o dolomia) resultan en un exceso de OH" y el intercambio de cationes
ocurre entre minerales arcillosos y el agua que invade el espacio poroso de la roca. Las reacciones
de disolucién son relativamente lentas y dependientes de la cantidad de material carbonatado
presente en la roca.

CaCO; ——*  Ca +C0s”
C{jg 4+ H] O — HCOQ_ +OH
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Fig. 3.1. Variacion del pH durante una inyeccion de agua de baja salinidad (pH vs.
PV). (A. Lager, K. J. Webb, C. J. J. Black, M. Singleton & K. S. Sorbie, 2006)

Sin embargo, el intercambio de cationes que ocurre en los minerales arcillosos, y en una extension
mucho menor en cuarzo, es mucho mas rapido. La superficie mineral intercambiara H* presente en
la fase liquida con cationes previamente absorbidos. Esto conducird a un decremento en la
concentracion de H' dentro de la fase liquida resultando en un incremento en el pH.

Si un pH por encima de 9 fuera alcanzado dentro del yacimiento, esto seria equivalente a una
inyeccion de agua alcalina. De acuerdo a Jensen & Radke, los mecanismos activos en el caso de
gue agua alcalina estuviera desplazando crudo acido incluyen: 1) una reduccién de la tensidn
interfacial entre agua y aceite, 2) alteracion de la mojabilidad en los granos de la matriz, 3)
formacidn de gotas de agua dentro de la fase de aceite, y 4) drene de aceite del volumen entre
gotas de agua alcalinas para producir una emulsién conteniendo muy poco aceite.

Los resultados iniciales de Tang en las areniscas del yacimiento Berea, asi como los primeros
experimentos desarrollados en Sunbury en un sistema de yacimientos en el Mar del Norte (Fig. 1)
claramente muestran un incremento en el pH. La explicacién dada en aquel tiempo para este
incremento fue que la disolucidn de carbonatos fue suficiente para generar tal nivel de pH. La
evidencia que muestra un incremento en el pH durante la inyeccidn de agua de baja salinidad fue
citada en un documento para sugerir que la inyeccién de agua de baja salinidad funcionaba como
una inyeccion alcalina.

Los mejores resultados obtenidos a la fecha mediante inyeccidon de agua de baja salinidad en un
nucleo provienen de un yacimiento en el Mar del Norte (incremento del 40% en la recuperacién
de aceite), el cual tiene crudo con un nimero acido muy bajo (NA < 0.05).

Sin embargo, de acuerdo a la literatura en inyeccién de agua alcalina, se requiere un nimero acido
alto (NA > 0.2) para generar suficiente surfactante para inducir el cambio de mojabilidad y/o
formacion de emulsién. De igual manera, no existe una correlacion directa entre el incremento en
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la recuperacién de aceite debido a la inyeccidon de agua de baja salinidad y el nimero acido del
aceite crudo (Fig. 3.2).

Conforme va aumentando el nimero de inyecciones de agua de baja salinidad realizadas, la
evidencia ha comenzado a sugerir que el beneficio de la inyeccién de agua de baja salinidad puede
ser logrado con un pH menora 7.

Incremento en la recuperacién de aceite (%)
[}
o o

(=]

T
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Fig. 3.2. Ausencia de correlacién entre el Nimero Acido y el incremento en la recuperacion

de aceite, debido a la inyeccion de agua de baja salinidad. (A. Lager, K. J. Webb, C. J. J.

Black, M. Singleton & K. S. Sorbie, 2006)
La Universidad Heriot Watt llevé a cabo un experimento en un nucleo de la Pendiente Norte de
Alaska, en donde el pH se elevd de 5 a 6 (Fig. 3.3) con un incremento en la recuperacion de aceite.
Un modelo geoquimico utilizando PHREEQC fue creado utilizando una inyeccion de baja salinidad.

El modelo dio solo una aproximacién de la variacién del pH debido a que la fase orgdnica es
extremadamente dificil de modelar de manera precisa. De manera interesante, cuando el modelo
contiene trazas de carbonatos, el pH incrementa y después decrece lentamente, como se observd
en el experimento HW (Fig. 3.3c); pero si las trazas de carbonatos son removidas, el pH decrece.
Esto disputa la hipdotesis temprana de que el principal medio para la variacion del pH es la
disolucién de carbonatos.

De acuerdo con Appelo la inyeccidn de agua fresca en un acuifero salino estd acompafiada por una
pérdida de Na* y Mg" del donador y un incremento en Ca** en la superficie del donador. En
principio la pérdida de Ca** de la solucién es suficiente como para llevar a cabo la reaccién de
disolucién la cual incrementard el pH hasta 10. Sin embargo, esto no se observa en un acuifero
debido al amortiguamiento de protones, lo cual mantendrd el pH alrededor de 7 u 8.

El amortiguamiento de protones se debe a la deadsorcion de protones (H+) de o6xidos o
sustancias organicas. Ademads, debido a limitaciones quimicas, ninguno de los experimentos que
mostrd cambios en el pH fue llevado a cabo a condiciones de yacimiento con fluidos vivos. La
mayor parte de los yacimientos petroleros contienen CO, que actuara como amortiguador de pH,
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permitiendo que un incremento en el pH hasta 10 sea poco probable o bien imposible en la mayor
parte de los yacimientos.

Los resultados obtenidos prueban de manera inequivoca, a pesar de la evidencia previa, que un pH
alto no es responsable del incremento en la recuperacién de aceite debido a la inyeccion de agua
de baja salinidad. Esto es importante debido a que seria poco probable que tal incremento sea
sustentable en un yacimiento petrolero debido al amortiguamiento de protones en los éxidos
presentes en las rocas del yacimiento y el contenido significativo de CO, presente en algunos
yacimientos petroleros.
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Fig. 3.3. a) Variacion del pH durante una inyeccion de agua de baja salinidad en un nticleo
de Endicott. b) Modelo PHREEQC de la variacion del pH durante la inyeccion de agua de
baja salinidad en presencia de calcita. ¢) Modelo de PHREEQC de la variacion del pH
durante una inyeccion de agua de baja salinidad sin presencia de calcita. (A. Lager, K. J.
Webb, C. J. J. Black, M. Singleton & K. S. Sorbie, 2006)

3.4.3 Intercambio I6nico Multicomponente (MIE)

Al mismo tiempo que se tomaron medidas del pH, se llevaron a cabo andlisis geoquimicos del
fluido resultante de baja salinidad. Esto subrayd el rol predominante de la cromatografia de
Intercambio 16nico Multicomponente (MIE) en la quimica del agua durante el proceso de
inyeccion.

Esta involucra la competencia de todos los iones en el agua de los poros por los sitios de
intercambio de minerales en la matriz. Debido a que los intercambiadores naturales muestran
distinta selectividad por diferentes cationes, la relacién de absorcién con respecto a la
concentracién de soluto es variable para cationes individuales.
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Esta teoria fue aplicada para la Recuperacion Mejorada de Aceite en los 70’s por Pope et al., pero
la mejor aplicacion de esta teoria fue hecha por un hidrogedlogo que estudié la invasién de
acuiferos salinos con agua dulce.

Valocchi et al. (1981) inyectaron agua dulce en un acuifero de agua salobre y se percatd de que la
concentracién de Ca*" y Mg®* en diferentes pozos de control era menor que aquella encontrada en
el agua de inyeccion y la salmuera congénita.

El Mg”" fue fuertemente adsorbido por la matriz de la roca. Resultados similares fueron obtenidos
por la Universidad de Heriot Watt en dos diferentes pruebas de inyeccidn, llevadas a cabo en el
mismo sistema. El Ca®* y Mg?* fueron fuertemente adsorbidos hasta que la matriz de la roca fue
saturada por completo.

Siguiendo estos resultados, se formuld un mecanismo alrededor de la posibilidad de que el MIE
fuera responsable del incremento en la recuperacién de aceite. De acuerdo a la teoria extendida
DVLO vy Sposito, ocho diferentes posibles mecanismos de adsorcién de materia organica en
mineral arcilloso son posibles dependiendo de la funcidén organica de la materia y la condicién de
las superficies organicas.

De esos ocho mecanismos, cuatro seran fuertemente afectados por el intercambio de cationes
gue ocurre durante una inyeccion de salmuera de baja salinidad: el intercambio de cationes;
enlace de ligandos; y puenteo de cationes y agua (Fig. 3.4).

Aceite
Aceite
Aceite
C /C
Aceite / \ 0 .‘_“. o
c 0o 0
/i | HEH
R, _ R R in N
Sy | - O -0 Ca 0.
R —N+ Ca> | Mg?*
0O- 0- C|) 0.
| I |
= = e ==
Intercambio de cationes Puente Ffuente de Puente
de cationes ligandos de agua

Fig. 3.4. Representacion de los diversos mecanismos de adhesion que ocurren entre la
superficie de las arcillas y el aceite. (A. Lager, K. J. Webb, C. J. J. Black, M. Singleton & K. S.
Sorbie, 2006)
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La adsorcidon por intercambio de cationes ocurre cuando moléculas que contienen nitrégeno
cuaternario o anillos heterociclicos reemplazan cationes metdlicos intercambiables, inicialmente
adheridos a la superficie de la arcilla. El enlace de ligandos se refiere a la formacidn directa de
enlaces entre cationes multivalentes y un grupo carboxilato.

Estos enlaces son mas fuertes que los formados puenteo de cationes y enlaces de intercambio de
cationes, conllevando a la separacion de complejos organico-metalicos (RCOO-M; en donde la
letra M representa el cation multivalente) de la superficie del mineral. El puenteo de cationes es
un mecanismo débil de adsorcion entre un grupo polar funcional y cationes intercambiables en la
superficie de la arcilla.

Es importante notar que en algunas ocasiones si el cation intercambiable estd fuertemente
disuelto (por ejemplo Mg®*) ocurrird puente de agua. Este involucra la formacién de complejos
entre la molécula de agua disolviendo el catidn intercambiable y el grupo polar funcional de la
molécula orgdnica. En diversos estudios, a pesar de la adsorcion de materia organica de minerales
de arcilla en el agua de mar, se ha encontrado que las interacciones de van der Waals, intercambio
de ligandos y el puenteo de cationes son los mecanismos predominantes de adsorcion.

En superficies mojadas por aceite, los cationes multivalentes en la superficie de las arcillas se
enlazaran a compuestos polares presentes en la fase del aceite (resinas y asfaltenos) formando
complejos organico-metalicos.

Tales complejos han demostrado favorecer la mojabilidad por aceite en los yacimientos
petroleros. Al mismo tiempo, algunos compuestos polares organicos seran adsorbidos
directamente a la superficie mineral desplazando los cationes mas fragiles presentes en la
superficie de la arcilla, mejorando la mojabilidad por aceite en la superficie de la arcilla.

Durante la inyeccién de salmuera de baja salinidad, se llevard a cabo un proceso de MIE,
removiendo compuestos orgdnicos polares y complejos organico-metalicos de la superficie y
reemplazandolos con cationes libres.

En teoria, la deadsorcién de compuestos polares de la superficie de la arcilla deberia llevar a una
superficie con una mejor mojabilidad por agua, resultando en un incremento de la produccién de
petrdleo.

Para probar este mecanismo, se desarrollé un experimento para reemplazar todos los cationes
multivalentes presentes en la superficie mineral por Na’. Un nucleo de la Pendiente Norte fue
lavado repetidamente con una salmuera exclusivamente de NaCl hasta que el efluente mostrara
Unicamente trazas de Ca®* y Mg”". Dos cierres fueron llevados a cabo para asegurar que ningin
carbonato permaneciera sin disolver.

Una vez que la superficie del nucleo fue saturada con Na+, se inyectd aceite hasta que se obtuvo
una Swi de 12%. Después de aiejar el nlcleo, salmuera de alta salinidad, conteniendo Unicamente
NaCl fue desplazada a través del nucleo seguida de salmuera de baja salinidad conteniendo
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Unicamente NaCl. Finalmente se llevé a cabo una inyeccidn terciaria usando salmuera de baja
salinidad conteniendo Unicamente Ca®*y Mg*".

Haciendo esto, la formacion de complejos orgdnico-metadlicos en las superficies minerales debido a
la presencia de cationes multivalentes en la superficie mineral fue prevenida, ocurriendo
Unicamente interacciones de van der Waals.

Si el MIE es el mecanismo predominante, la inyeccidn secundaria de alta salinidad deberia
manifestar una mayor recuperacién de aceite debido a la ausencia de una adsorcidn de aceite por
formacidn de ligandos y puenteo de cationes multivalentes e intercambio.

De igual manera, la inyeccidn terciaria de agua de baja salinidad no deberia producir aceite ya que

| “« |”

todo el “aceite movil” habria sido desplazado por la inyeccion primaria, pues no existen complejos

organico-metalicos presentes para ser deabsorbidos.

Finalmente una inyeccidn terciaria de baja salinidad conteniendo cationes divalentes no deberia
producir aceite ya que solamente cationes monovalentes no acomplejados (por ejemplo Na®)
seran deabsorbidos de la superficie mineral por los cationes divalentes presentes en la salmuera
invasora.

Los resultados de los experimentos coincidieron con las predicciones. Primeramente la muestra de
la Pendiente Norte fue preparada a una saturacién de agua inicial representativa y se afiejé en
aceite crudo muerto. Los experimentos iniciales de escrutinio fueron llevados a cabo a 25°C.

Una inyeccion convencional de agua de alta salinidad dio una recuperacién del 42% OOIP y una
inyeccion terciaria de baja salinidad resulté en una recuperacion total del 48% OOIP (un 5%
adicional de OOIP). Una segunda ronda de experimentos fue llevada a cabo a temperatura de
yacimiento (102°C). Una inyeccidon convencional de agua de alta salinidad resultd en una
recuperacion de 35% de OOIP.

El nucleo fue entonces lavado con una salmuera conteniendo solo NaCl de alta salinidad hasta que
el Ca*"y el Mg** fueron efectivamente eliminados de la superficie de los poros. La saturacién inicial
de agua fue restablecida y la muestra se dejé afejar en aceite crudo. Una inyeccién de alta
salinidad consistente solo de NaCl (sin Ca**y Mg“’ resultd en una recuperacién de 48% de OOIP.
Una inyeccion terciaria de baja salinidad fue llevada a cabo (de nuevo sin Ca** o Mg*” y no se
observé recuperacién adicional (Fig. 3.5).

Esta fue seguida por una inyeccidn de baja salinidad con Ca** y Mg”" presentes y de nuevo no se
obtuvo una recuperacion adicional. Esta secuencia indicé que una salmuera congénita con alto
contenido de Ca** y Mg®* resulta en una baja recuperacion.

El remover el Ca®* y Mg®" de la superficie de la roca antes de la inyeccion llevé a una mayor
recuperacion de aceite independientemente de la salinidad y es importante notar que es la
primera vez que no se observé una mejora en la recuperacion de aceite cuando se inyectd
salmuera de baja salinidad en un yacimiento cldstico donde la estructura mineral se preservo. Esto
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ha confirmado la importancia del MIE en el mecanismo de recuperacion por inyeccién de agua de
baja salinidad.
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Fig. 3.5. Efecto del MIE en la recuperacion de aceite (%). (A. Lager, K. J. Webb, C. J. J. Black, M.
Singleton & K. S. Sorbie, 2006)

3.5 Factores que afectan la eficiencia de la recuperacion

En este apartado del trabajo se hard un recuento de todos aquellos factores que estdn
involucrados directamente en la eficiencia de la extraccién de aceite durante la inyeccién de agua
de baja salinidad.

Es importante mencionar, que al ser un proceso de inyeccion de fluidos, resulta claro que los
mismos factores que afectan una inyeccién de agua o gas convencional seran también
responsables de cualquier variacién en la recuperacion final de aceite de la inyeccién de agua de
baja salinidad.

3.5.1 Propiedades petrofisicas y mineralégicas ™

La caracteristica de mayor impacto en un yacimiento petrolero es su falta de homogeneidad.
Debido a esta caracteristica, la distribucion de fluidos a través de los poros puede ser tan
complicada como la propia naturaleza y continuidad de los poros mismos.

Esta condicion tiene una relacién directa con las saturaciones inicial y residual de aceite; por tanto
también en la permeabilidad relativa al gas y fases liquidas. Por ello, el volumen total de aceite
que puede ser obtenido de yacimientos con caracteristicas similares de saturacion de fluidos,
puede no ser similar, especialmente si tomamos en cuenta las diferencias inherentes en la
composicion y estructura de la roca que almacena el aceite.
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Los minerales de mayor ocurrencia en las rocas de un yacimiento son el silice y la calcita, los cuales
en su forma pura, son consideradas como rocas preferentemente mojadas por agua o hidrofilicas.

Por otra parte, los minerales arcillosos, los cuales son cementantes comunes en las areniscas y
cuyas particulas son de tamafio coloidal, tienden a cambiar considerablemente las propiedades
fisicas de las superficies de la roca de un yacimiento.

Poco se conoce acerca de las energias superficiales que las particulas de arcilla pueden liberar, su
rol como catalizadores, su hidratacién al contacto con el agua y su capacidad de intercambio
idnico. Sin embargo, parece razonable asumir que estas propiedades tienden a afectar en un alto
grado la absorcién de compuestos complejos que se encuentran en el aceite y por lo tanto
cambiar la mojabilidad del yacimiento de mojado por agua a mojado por aceite.

Tal cambio en la mojabilidad influye de manera significativa en la eficiencia de un proceso de
inyeccion de fluidos, y se sugiere que el tomar en cuenta todas las caracteristicas fisicas de un
yacimiento, es tan importante como las propias caracteristicas de los fluidos dentro del
yacimiento.

3.5.1.1 Arcillas y su potencial para el MIE [20]

Una reaccion de intercambio idnico se define como una interaccidn reversible, entre los iones que
originalmente se encuentran ocupando un numero fijo de sitios reactivos del intercambiador
insoluble (medio poroso), con las diversas especies idnicas en la solucién (agua inyectada).

Los primeros trabajos de intercambio idnico comenzaron con estudios sistematicos por parte de
Thompson & Way hace mas de un siglo, trabajos que serian continuados por Duel & Hostettler
(1950), Duncan & Lister (1948), Kelley (1948), y Kunin & Myers (1950).

Cuando un mineral arcilloso es colocado en una solucién que contiene diversas sales disueltas, el
conjunto en su totalidad alcanzara, con el paso del tiempo, una condicidon estacionaria de
distribucién idnica entre la arcilla y la solucién, la cual persistira por un periodo de tiempo
indefinido.

Por ello, resulta de particular importancia conocer como esta distribuciéon de equilibrio depende
de la naturaleza del intercambiador y su condicidn fisica; asi como de la propia naturaleza de la
solucién.

En general, es de esperar que una serie de procesos, incluyendo la propia reaccién de intercambio
ionico, determinen esta distribucion. Dichos procesos tales como la adsorcion molecular,
formacidn de soluciones iénicas complejas, formacion de sales de dificil solubilidad o formacidén de
complejos con la fase del intercambiador pueden imponerse a la reaccidon de intercambio idnico
misma (Banner, Argersinger & Davidson; 1952)

Con respecto a las arcillas, resulta conveniente considerarlas como poli-electrolitos multivalentes
en las reacciones de intercambio iénico. Para cada uno de los grupos principales de estructuras
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cristalinas, es importante tomar en consideracion el efecto de la distribucién de cargas en el
entramado de la estructura.

La relacion entre la estructura de los cristales de silicatos y sus propiedades de intercambio idnico,
han sido descritas en considerable detalle por Bagchi (1949) (Fig. 3.6).
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Fig. 3.6. Comparacion del CEC en cada uno de los grupos de arcillas,
utilizando dos métodos distintos. Nétese que la caolinita es el mineral

arcilloso con menor CEC, mientras que la bentonita tiene el mayor
valor de CEC. (Lorenz P. Meier & Guenter Kahr, 1999)

Sin embargo, debido a las marcadas diterencias tanto geometricas y de densidad de carga eléctrica
en los minerales arcillosos, existiran grandes variaciones en las contribuciones relativas a las
reacciones reversibles de intercambio idnico, su naturaleza anfotérica y adsorcidn fisica, hasta la
distribucidn del equilibrio de los iones en un sistema arcilla-electrolito acuoso.

3.5.1.1.1 Grupo de la caolinita

Diversos miembros del grupo de la caolinita de minerales arcillosos exhiben casi una completa
libertad de sustitucién isomdrfica, con una pequena pero definida capacidad de intercambio

iénico.

Los sitios de reactividad de intercambio en la caolinita, se encuentran generalmente asociados con
el grupo estructural OH en las superficies expuestas de la arcilla. Debido a las diferencias en el
balance de las cargas eléctricas de los iones hidroxilo, a través de las superficies laterales y
aquellas formadas por la hidratacién del silice en los bordes rotos de los cristales, podria haber
mas que una clase de sitio de intercambio en este mineral.
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3.5.1.1.2 Grupo de la atapulgita

Esta arcilla fibrosa tipificada como atapulgita, exhibe una geometria totalmente diferente a la de
los minerales laminados y, por tanto, una distribucion diferente de las cargas en los iones
superficiales.

En la atapulgita, una pequefia cantidad del silicio es frecuentemente reemplazada por iones de
aluminio, que dan lugar a la deficiencia de carga originando la actividad de intercambio idnico de
esta arcilla (Marshall, 1949).

Debido a su estructura fibrosa y a la presencia de canales paralelos al eje longitudinal de los
cristales, en los cuales la mayoria de los iones de intercambio mdviles se encuentran, la tasa de
reacciones de intercambio de iones en los minerales de la atapulgita tiende a ser mas lenta que en
los minerales laminados.

3.5.1.1.3 Grupo de la ilita

La ilita se caracteriza por tener particulas o granos de tamafio pequefio y en forma de placa,
distinguibles por su habilidad para retener potasio de manera irreversible.

La actividad de intercambio idnico en la ilita es atribuida a la sustitucion isomadrfica que ocurre
mayormente en la superficie de las capas tetraédricas de silice. Esto da lugar a una configuracion
geométrica mas favorable para el contrabalanceo microscépico de las cargas eléctricas sin
balancear, asi como la posibilidad de formar enlaces covalentes.

Cualquiera de estas dos condiciones tenderd a producir reacciones irreversibles.

3.5.1.1.4 Grupo de la montmorillonita (esmectita)

El grupo de arcillas con mayor actividad, en lo que se refiere a la reactividad del intercambio idnico
por unidad de masa de arcilla, es el grupo de la montmorillonita.

El alto grado de intercambio y la rapidez de sus reacciones, se han reconocido ampliamente como
atributos sorprendentes de esta clase de minerales arcillosos.

Los minerales de este grupo tienen granos en forma de placa, formando entramados de tres
capas con un alto grado de sustitucion isomorfica. Los minerales a su vez se encuentran
distribuidos en posiciones octaédricas, en las cuales principalmente el magnesio sustituye al
aluminio; y en coordinacidn tetraédrica, donde predominantemente el aluminio sustituye al silicio
(Harry, 1950; Hendricks, 1945; Ross & Hendricks, 1945).

Debido a la gran capacidad base de intercambio y su alto grado de ocurrencia a nivel mundial,
estos minerales han sido ampliamente estudiados y se tiene un gran acervo experimental sobre
ellos (Hauser, 1951).
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3.5.1.2 Contenido de carbonatos

La inyeccién de agua de baja salinidad como proceso de Recuperacién Mejorada de Aceite,
requiere que el agua inyectada sea quimicamente compatible con el agua congénita del
yacimiento, esto con el fin de evitar los ciclos de disoluciéon y precipitacion de minerales que
pueden degradar seriamente la permeabilidad e inyectividad de la formacion

El taponamiento de la formacién es un asunto de preocupacién, especialmente en yacimientos
con un gran contenido de carbonatos, tales como la calcita y dolomia, ya que estos minerales
normalmente reaccionan de manera rdpida con una fase acuosa, ademas de que tienen una
solubilidad que depende fuertemente de la temperatura.

Este aspecto resulta de gran importancia para el trabajo que se desarrolla actualmente, pues
existe evidencia de campo que sugiere que durante un proyecto piloto de inyeccidn de agua
realizado de forma preliminar en el Activo Integral Poza Rica-Altamira, el cual bordea la costa del
Golfo en la zona Este de la Republica Mexicana, se experimentd una pérdida de inyectividad
después de cinco meses de reinyeccion de agua de formacidon al Pozo AF-847, en 1999. La
acidificacion con HCl restaurd la inyectividad, sugiriendo dafio a la formacién por taponamiento de
los poros producto de la precipitacién de carbonatos.

Anadlisis extensivos mediante experimentos de flujo llevados a cabo en laboratorio, ademas de
estudios quimicos-mineraldgicos del agua de yacimiento y nucleos de pozo, indican que al menos
en el Yacimiento Agua Fria, que la sobresaturacion de diversas especies acuosas (especialmente
ca*, Mg2+, HCO* v 5042) causa la precipitacion de minerales secundarios, tales como la calcita
[CaCO;], coelestina [SrSO,4], anquerita [Ca (Fe, Mg, Mn) C,0¢] y dolomia [Ca Mg (COs),].

3.5.1.3 Mojabilidad del sistema

La mojabilidad es definida como “la tendencia de un fluido de esparcirse o adherirse en la
superficie de un sélido en la presencia de otros fluidos inmiscibles”. Cuando los fluidos son agua y
aceite, la mojabilidad es la tendencia de la roca por embeber preferentemente aceite, agua o
ambos.

Diversos grados de mojabilidad han sido presentados en la literatura:

1. Una roca es preferentemente mojable por agua si la fase acuosa llega a ser retenida por
las fuerzas capilares en los poros mds pequefios y en las paredes de los poros mas
grandes, mientras que la fase oleosa ocupa el espacio central de los poros de mayor
tamafio y forma glébulos que pueden llegar a extenderse a través de varios poros
interconectados.

2. Una roca tiene una mojabilidad neutra si ésta no presenta ninguna preferencia por uno u
otro fluido.
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3. Una roca tiene una mojabilidad fraccional si ésta tiene una composicion mineraldgica
diversa, en donde cada mineral tiene diferentes propiedades de absorcién, lo cual puede
llevar a variaciones de la mojabilidad.

4. Una roca tiene una mojabilidad mixta si la fase oleosa ocupa completamente los poros de
mayor tamano y la fase acuosa ocupa los poros de menor tamafno; o bien, si minerales
diferentes en el mismo poro son mojados por diferentes fluidos.

5. Finalmente, una roca es mojada por aceite si la fase oleosa ocupa los poros pequeiios y
recubre las paredes de los poros de mayor tamafio, mientras que la fase acuosa ocupa el
espacio central de los poros grandes. De acuerdo con Jarrell et al. (2002), los yacimientos
mojados por aceite no tienen una ocurrencia natural, ya que todos los yacimientos que se
dicen ser mojados por aceite son en realidad de mojabilidad mixta, pues la fase oleosa no
ocupa totalmente los poros mas pequefios.

La mojabilidad puede ser indexada con la prueba de mojabilidad de Amott. El indice de
mojabilidad de Amott (l,.,) es obtenido por una prueba combinada de imbibiciéon y
desplazamiento. Su variacion va de +1 a -1, donde el +1 indica fuertemente mojado por agua y -1
indica fuertemente mojado por aceite.

La afectacidn de la mojabilidad, medida con el indice de Amott, en la saturacién residual de aceite,
ha sido estudiada experimentalmente por diversos investigadores. Las Fig. 3.8 — Fig. 3.10
muestran la informacidon obtenida en caliza Berea, otras calizas y diversos carbonatos. La
saturacion residual de aceite es mas baja cuando la mojabilidad se encuentra cercana a la neutra o
mixta.
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Fig. 3.8. Saturaciones residuales de aceite vs. |,,.,, para las areniscas Berea, de Anderson.
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Fig. 3.10. Saturacidn residual de aceite vs. |

Las investigaciones realizadas en nucleos, para determinar el efecto de la inyeccion de agua de
baja salinidad sobre la recuperaciéon de aceite, saturacién residual de aceite y permeabilidad

relativa, demuestran que una recuperaciéon mayor de aceite va acompafiada de un incremento en

Debemos recordar que la inyeccién de agua de baja salinidad es un Método de Recuperacién
Terciaria o Mejorada de Hidrocarburos; por lo tanto, su principio de acciéon se basa en las

alteraciones provocadas sobre el sistema roca fluidos.

la mojabilidad por agua.



Estas observaciones se encuentran sustentadas en un decremento final en la permeabilidad
relativa al agua y un incremento final en la permeabilidad relativa al aceite.

Adicionalmente, se encontrd que la inyeccién de agua de baja salinidad no produjo recuperacion
adicional de aceite cuando los nucleos se encontraban inicialmente fuertemente mojados por
agua.

De esta manera, se establece que el inyectar agua de baja salinidad beneficia mayormente a
sistemas de mojabilidad mixta, en donde los efectos del cambio de mojabilidad permitiran
desprender el aceite que se encuentra adherido a las paredes de los poros interconectados.

3.5.2 Permeabilidad **

El aceite se desplaza a través de los poros de la roca cuando se crea un diferencial de presion vy se
tiene una permeabilidad; de tal manera que esta propiedad es una medida de la capacidad
conductiva de un fluido a través de un medio poroso.

La determinacion de la permeabilidad se utiliza en las operaciones de inyeccién de fluidos, como
base para determinar el espaciamiento adecuado entre pozos, para establecer la presion de
inyeccion requerida y predecir el gasto de produccion.

Adicionalmente, los perfiles de permeabilidad se utilizan para determinar qué parte o seccién de
un yacimiento respondera mejor a la aplicacién de procesos de inyeccién de fluidos. Por esta razén
el rango de valores de permeabilidad debe ser considerado asi como los valores promedio de
permeabilidad de un yacimiento.

Los estudios de sedimentacion de las rocas de yacimiento, particularmente de areniscas, en
relacidén a la recuperacién de aceite, han sido confinados a investigaciones referentes al volumen
de los espacios porosos y su capacidad de transporte de fluidos. Sin embargo, poca atencién se le
ha dado a la distribucion del tamafio de las particulas y su efecto en la permeabilidad.

Obviamente, la permeabilidad de las rocas porosas se determina por el tamafio, forma vy
abundancia de los espacios intercomunicados que éstas poseen. El tamafio de dichos espacios es
importante, ya que espacios pequefios restringiran el flujo debido a la fricciéon y grandes esfuerzos
capilares.

También el numero de espacios comunicados es importante, ya que éstos controlardn la
capacidad de conduccidn de fluidos a través de la roca.

Dicho lo anterior, una alta permeabilidad de yacimiento se considera como un factor deseable, ya
que de esta manera se requerird menos energia para provocar el movimiento de los fluidos.

En el otro extremo, se tienen yacimientos de baja permeabilidad en donde la principal limitante es
la restriccion econdmica que éstos generan sobre la tasa de movimiento de fluidos, lo cual
controlard los requerimientos de presién de inyeccion necesaria para obtener resultados
econémicamente viables; asi como el espaciamiento entre pozos.
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El limite superior de permeabilidad, para operaciones de inyeccién de fluidos, debe ser establecido
a través de la magnitud sobre la cual la segregacion gravitacional de los fluidos se manifestard. En
general, si un proceso de recuperacion primaria se ve fuertemente beneficiado de un empuje por
segregacion gravitacional, las posibilidades para la recuperacién por inyeccién de fluido no serdn
atractivas.

También se ha reconocido que, variaciones en la salinidad del agua y las propiedades de
hidrataciéon de los materiales cementantes, pueden causar un incremento o reduccidn en la
permeabilidad, dependiendo del intercambio de iones entre los sélidos y la solucidn.

3.5.3 Porosidad *!

El volumen de aceite entrampado en un yacimiento es resultado de su porosidad. La porosidad
efectiva de un yacimiento de aceite se expresa como el porcentaje de espacios intercomunicados
en la roca; determinandose con el propdsito de calcular la saturacién de agua y de aceite en una
base porcentual.

La necesidad de dichos calculos es obvia si se toma en cuenta que el contenido de fluidos de un
yacimiento y la cantidad de aceite recuperado mediante recuperaciones primaria, secundaria y
terciaria o mejorada, varia como un porcentaje del volumen de poros en vez de una unidad de
volumen. Por lo tanto, la saturacidn de aceite de un yacimiento puede ser la misma a través de un
rango variable de porosidades, en cualquier etapa de la recuperacion.

La porosidad de yacimientos silicicladsticos depende del tamafio, forma y distribucién de los granos
de arena; asi como del efecto del material cementante que mantiene a los granos unidos.

En yacimientos carbonatados, la porosidad es creada por las condiciones del ambiente de
deposicién como la formacidn de estructuras ooliticas, de alteraciones producto de la disolucién o
precipitacién de agua y de la formacién de fracturas u otras aperturas resultado de movimientos
terrestres.

3.5.4 Salinidades del agua congénita y de inyeccion

En la literatura disponible sobre la inyeccién de agua de baja salinidad se habla del efecto que
tienen las caracteristicas y composicion de los fluidos dentro del yacimiento sobre la recuperaciéon
de aceite.

Sin embargo, en ninguno de los textos leidos para la realizacidon de esta tesis, se habld sobre el
efecto que tiene el gas libre sobre la recuperacidn; y ademads, con respecto al propio aceite no se
mencionan observaciones concluyentes relacionadas con los efectos de su composicion.

Es por ello que Unicamente se tomara en cuenta al Unico fluido que afecta directamente la
recuperacion por inyeccion de agua de baja salinidad, el cual resulta ser la propia salinidad de ésta.
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Yildiz & Morrow condujeron inyecciones a nucleos utilizando calizas Berea, aceite crudo Moutray y
también una salmuera de Na compuesta por 4% de NaCl + 0.5% CaCl, o salmuera de Ca compuesta
por 2% de CaCl,. La recuperacion fue mayor con la salmuera de Ca cuando la salmuera congénita y
la inyectada fueron idénticas.

La mayor recuperacién fue obtenida saturando inicialmente el ndcleo con salmuera de Ca,
inyectando salmuera de Na hasta que se alcanzara la saturacion residual de aceite, para
posteriormente inyectar salmuera de Ca. Se obtuvo cerca del 13% de recuperacion incremental
alrededor de 1PV después del inicio de la inyeccidn terciaria de salmuera de Ca.

La mojabilidad fue medida después de la inyeccion con el método de Amott. Se obtuvo una
recuperacion mayor en nucleos de mojabilidad mixta. La imbibicidon espontanea de salmuera de
Na fue 4 veces mayor que la salmuera de Ca después de alrededor de 2 dias.

Tang & Morrow investigaron los efectos de la salinidad en las salmueras congénitas y de inyeccién,
el tiempo de afiejamiento y la temperatura de la inyeccién de agua, asi como la imbibicion con 3
aceites diferentes y 3 diferentes salmueras.

En los experimentos de imbibicidon con salmueras congénitas y de inyeccidn idénticas, el reducir la
salinidad de ambas salmueras, produjo una recuperacién final mayor. En experimentos de
salinidad constante en la salmuera congénita y salinidad de la salmuera de inyeccion variable, el
reducir la salinidad en la salmuera de inyecciéon condujo a una recuperacién mayor.

En los experimentos de salinidad variable en la salmuera congénita y salinidad constante de la
salmuera inyectada, el reducir la salinidad de la salmuera congénita incrementé la recuperacion.

En las inyecciones con salmueras congénitas y de inyeccidn idénticas, el reducir la salinidad de
ambas salmueras produjo una recuperaciéon mayor, principalmente debido al retraso en el tiempo
de irrupcién del frente. En las inyecciones de salinidad constante en la salmuera congénita y
salinidad variable en la salmuera de inyeccidn, el diluir la salmera de inyeccion 100 veces produjo
un incremento de aproximadamente el 5% en la recuperacion final.

En las inyecciones con salinidad de salmuera congénita variable y salinidad constante en la
salmuera de inyeccion, el reducir la salinidad de la salmuera congénita mejoré dramaticamente la
recuperacion, ya que se obtuvo un incremento de alrededor del 40% en la recuperacion diluyendo
la salmuera congénita 100 veces.

El incrementar el tiempo de afiejamiento mejord la recuperacion por imbibicién espontanea, pero
redujo la recuperacidn por inyeccion de agua. Incrementar la temperatura del experimento
produjo una recuperacion mas alta debida a la imbibicidon espontaneay a la inyeccion de agua.

3.6 Andlisis del incremento en la recuperacion de aceite, en base a su aplicaciéon durante
las diferentes etapas en la vida productiva de un yacimiento
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Se han llevado a cabo diversos trabajos en laboratorio, con el objetivo de determinar los
beneficios de aplicar la inyeccion de agua de baja salinidad, durante diversas etapas en la vida
productiva de un yacimiento.

Los resultados de dichos experimentos muestran un elevado grado de consistencia, sin embargo,
los resultados obtenidos presentan variaciones que permiten establecer de nueva cuenta que las
particularidades de cada yacimiento son factores importantes que influiran en la recuperacién
final de hidrocarburos.

En la literatura se definen dos modalidades o tipos de inyeccidn, cuya diferencia primordial se basa
en el tiempo durante el cual se aplica la tecnologia. Por tanto, el objetivo de este apartado es
definir dichas modalidades y establecer cual de ellas ofrece el mayor beneficio en la recuperacion
de aceite.

En el laboratorio, cuando una inyeccion de agua es llevada a cabo en etapa secundaria, quiere
decir que es la primera inyeccién posterior a la inyeccidn o saturacidén con aceite del nucleo. Por
otro lado, una inyeccién de agua llevada a cabo en etapa terciaria quiere decir que ésta se lleva a
cabo después de la inyeccidn en etapa secundaria, refiriéndose especificamente a que hubo un
proceso inmediato anterior de inyeccion de agua de alta salinidad al nucleo.

Si extrapolamos estds definiciones a escala de campo, tendremos que una inyeccién de agua de
baja salinidad en etapa secundaria equivaldra a llevar a cabo un proceso de Recuperacién
Mejorada de Hidrocarburos, en donde la tecnologia se aplicard inmediatamente después de un
proceso de recuperacion primario o bien directamente al comienzo de la vida productiva del
yacimiento.

En el caso de una inyeccién en etapa terciaria, se estaria tratando de una inyeccidon de agua de
baja salinidad llevada a cabo después de un proceso de recuperacién secundaria de aceite,
tratandose asi de una Recuperacion Terciaria.

Bernard (1967)inyect6é salmuera de NaCl y agua destilada en empacamientos de arena, nucleos
Berea y nucleos de afloramientos de Wyoming. La saturacién inicial de aceite fue establecida con
aceite tipo Soltrol, para después inyectar salmuera de NaCl o agua destilada. En los experimentos
a gasto constante, el inyectar agua destilada incrementd la recuperacidon tanto en etapa
secundaria como terciaria.

El incremento en la recuperaciéon fue siempre acompaiiado por un incremento masivo en la caida
de presién llegando incluso a triplicarse en un caso. La salmuera de NaCl y el agua destilada
produjeron recuperaciones similares en los experimentos a caida de presién constante.

Bernard atribuyd el incremento en la recuperacion a una mejora microscépica en la eficiencia de
barrido, inducida por el hinchamiento de las arcillas y el taponamiento de las gargantas de los
poros por migracién de particulas finas.
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Zhang y Morrow condujeron inyecciones de agua y experimentos de imbibiciones espontdneas,
utilizando 4 muestras diferentes de areniscas Berea y tres diferentes tipos de crudo. Estos autores
observaron una mejora en la recuperacién, por medio de la inyeccion de salmuera de baja
salinidad en etapas secundaria y terciaria. El impacto de la salmuera de baja salinidad varié
significativamente en las diferentes muestras Berea, sugiriendo que la mineralogia era la variable
mas importante; afectando el factor de recuperacion. El bloque Berea de menor permeabilidad
(Knitrogeno™ 60-140 [mD]) no mostrd sensibilidad a la salinidad. La falta de respuesta fue atribuida a
la presencia de clorita. En muchos casos, los nucleos respondieron a la salmuera de baja salinidad
en etapa secundaria, pero no en la etapa terciaria. Los efectos de la baja salinidad se vuelven mas
fuertes conforme la saturacién inicial de agua se incrementé. En todos los casos, la inyeccidn de
salmuera de baja salinidad fue acompafiada por un incremento en la presién, seguido por un
decremento gradual. El pH del efluente también se incrementé.
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IV. BRITISH PETROLEUM Y LA TECNOLOGIA LoSal® EOR

Casi sin excepcion, al comienzo de una inyeccion de agua se utiliza la fuente mas barata
(usualmente de composicién diferente a la del agua de formacidn) como suministro para llevar a
cabo el proceso. Sin embargo, histéricamente se le ha dado poca importancia en la Ingenieria de
Yacimientos al efecto de la concentracién de sales en el agua de inyeccién, en lo que respecta a la
eficiencia de desplazamiento como resultado de la inyeccidn; y ain menos importancia a la
composicion del agua de inyeccién 24,

De hecho, cuando se comenzaron los primeros proyectos de inyeccién de agua, en realidad se
conocia muy poco acerca de la quimica involucrada en el proceso, por ejemplo, se sabia que el
agua de mar contenia sulfatos que al combinarse con elementos como el bario y el estroncio,
presentes en el agua de formacién, podrian ocasionar precipitaciones de sulfatos que taponarian
la formacion. Pero cualquier entendimiento, fuera de las posibles consecuencias adversas de
inyectar agua con ciertos componentes quimicos, era en el mejor de los casos escaso.

Con las primeras investigaciones, realizadas acerca de los efectos de la salinidad en el agua de
inyeccion, se llegd a determinar que eran las alteraciones a la mojabilidad en la roca de un
yacimiento, consecuencia de la quimica del agua de inyeccidn, lo que permitia modificar la forma
en la que el aceite era liberado de los poros y asi mejorar la eficiencia de la inyeccion de agua.

También se llegd a la conclusién de que debe haber una composicion éptima, de los sdlidos
disueltos en el agua de inyeccion, que propicien la mayor recuperacion de aceite. La composicién
puede involucrar muchas variables con respecto a la composicién idnica y concentraciéon, pero
actualmente el conocimiento disponible de cdmo y cuando debe ser manipulada la composicién
del agua para incrementar la recuperacién de aceite, es limitado.

El consenso general entre los investigadores es que el inyectar salmuera de baja salinidad crea un
estado de mojabilidad mas favorable para la recuperacién de aceite 22 donde la mojabilidad
afecta la distribucidn microscépica y el flujo de aceite en el medio poroso y por lo tanto, la
saturacion residual de aceite.

El mecanismo, o los mecanismos responsables de esta alteracién de la mojabilidad, aun se
encuentran en debate; sin embargo, la inyeccién de agua de baja salinidad ha sido tomada en
cuenta debido a que ésta puede ofrecer un beneficio considerable en el factor de recuperacion de
un yacimiento, siendo una tecnologia de relativamente bajo costo y simple comparada con otros
procesos quimicos de Recuperacidn Mejorada de Aceite.

Es asi como poco a poco se han ido profundizando las investigaciones con respecto a la inyeccion
de agua de baja salinidad, adquiriéndose conocimientos que permitieron llegar al desarrollo de la
tecnologia LoSal®, de British Petroleum, como proceso de Recuperacién Mejorada de Aceite.

4.1 Trabajos con la Universidad de Wyoming

Como se menciond en capitulos anteriores los primeros trabajos relacionados a la composicién del

agua de inyeccion fueron llevados a cabo hace mas de medio siglo, en la década de 1950, cuando
Martin inyectd agua dulce en nucleos de la Cuenca de Maracaibo y de East Texas Woodbine, para
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estudiar los efectos del contenido de arcillas en la eficiencia de la recuperacidon y en la
permeabilidad relativa. Desafortunadamente, los resultados obtenidos no fueron alentadores 23]

Posteriormente, los descubrimientos realizados a partir de los trabajos de Bernard, Jadhunandan
& Morrow, Yildiz & Morrow y por Tang & Morrow, permitieron dar a conocer la importancia que
tiene la composicidon del agua de inyeccidon en la recuperacién de aceite, obtenida durante un
proceso de recuperacion por inyeccion de agua 7.

Es asi como los resultados obtenidos despiertan el interés de comenzar los estudios enfocados
particularmente a determinar el comportamiento de la inyeccidon de salmuera de baja salinidad,
por parte de investigadores de la Universidad de Wyoming en la década de 1990, a través de su
Instituto de Recuperacion Mejorada de Aceite (EORI), mediante la realizacion de experimentos
para determinar el efecto de la salmuera, aceite y mineralogia en la mojabilidad del sistema 21

La necesidad de esta universidad, por desarrollar el conocimiento en inyeccién de agua de baja
salinidad, surge de una de las propias prioridades del estado para mejorar la recuperacién de los
campos petroleros dentro de su territorio 21l y es que Wyoming cuenta con la Cuenca Powder
River (Fig. 4.1), que es productora de petrdleo muy importante para el estado, donde las
inyecciones de agua tanto grandes como pequefias han sido aplicadas intensivamente a través de
toda su superficie.

De hecho, un breve estudio histérico de los procesos de inyeccidn, realizados a los campos, reveld
gue la mayor parte de éstos usaron agua dulce, ya sea exclusivamente a lo largo de toda su
explotacién o al menos inicialmente, para después reinyectar el agua producida una vez que ésta
irrumpié en los pozos productores.
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Fig. 4.1. Mapa de la Cuenca Powder River mostrando su ubicacion
geografica, cercania con el INL y sus fronteras. (Robertson, Eric P., 2007)
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Histéricamente, las inyecciones de agua en la formacién Muddy-Newcastle utilizaron agua dulce,
modificada con la adicién de de cloruro de potasio y/o hidréxido de potasio para estabilizar las
arcillas

Como empresa, British Petroleum llevé a cabo sus propios experimentos en sus instalaciones de
Sunbury, Inglaterra, a partir del afio de 1992, inyectando agua de baja salinidad a nucleos
provenientes de sus diversos campos en operacién a nivel mundial, encontrando que los
beneficios de inyectar agua de baja salinidad podrian ser significativos en yacimientos de
areniscas, si bien los mecanismos responsables no eran entendidos del todo 241

Considerando los resultados obtenidos y utilizando como base los trabajos iniciados por los
investigadores de la Universidad de Wyoming, es que a partir de finales de la década de 1990,
British Petroleum comenzd la ardua tarea de determinar, a través de un proyecto industrial
conjunto con dicha universidad 24 cudl era la razén por la que el inyectar agua de menor salinidad
a la empleada tradicionalmente en los procesos de inyeccién de agua, permitia a la roca de un
yacimiento liberar mas aceite.

Los resultados obtenidos por el equipo de trabajo liderado por los profesores Norman Morrow y K.
J. Webb permitieron que en 1999 241 se |levara a cabo una prueba del tipo Registro-Inyeccién-
Registro (LIL), en un pozo de Kuwait, a partir de la cual se pudieron comparar las variaciones en la
Sor, después de inyectar salmuera de alta, media y baja salinidades en la vecindad del pozo (15
[cm]). En conclusidn, se pudo corroborar que la inyeccion de agua de baja salinidad redujo la Sor a
una fraccion mucho menor que aquella obtenida después de inyectar agua de alta y media
salinidades ™.

A partir del afio 2003 se Ilevaron a cabo pruebas de trazadores de productos quimicos en diversos
yacimientos operados por BP alrededor del mundo, demostrando que el controlar la salinidad del
agua inyectada podia mejorar hasta en un 54% la recuperacién de aceite.

Es asi como a partir de los resultados obtenidos en mayo de 2008, se decide realizar la primera
prueba piloto en un campo, seleccionandose dos pozos en el Campo Endicott de Alaska (Fig. 4.2),
un inyector y un productor, para realizar el monitoreo de cambios en la recuperacion de aceite a
través del tiempo 4.

Durante 11 meses se tuvo que transportar agua de un lago situado a 16 [km] del punto de
inyeccién, hasta la conclusion de la inyeccién de mayo de 2009; sin embargo, los resultados
justificaron los costos ya que el pozo productor mostré un incremento en su produccién mientras
gue al mismo tiempo se registré una caida en la fraccion de agua.

4.2 Modelado del Proceso de Recuperacion LoSal®: Correcta Aplicacion de la Tecnologia

El modelado para la inyeccidn de agua de baja salinidad se basa en los modelos desarrollados para
la implantacidn de métodos quimicos, de Recuperacion Mejorada de Aceite.
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Fig. 4.2. Instalaciones de produccion en el Campo Endicott, donde las pruebas
interpozo han demostrado la efectividad de la tecnologia LoSal® a escala de campo.
En el pequeiio recuadro a la izquierda se puede observar la localizacion de Endicott
en la costa de la Pendiente Norte (North Slope) de Alaska. (British Petroleum, 2009)

Adicionalmente, al tratarse precisamente de un método en donde se inyecta agua, los modelos
existentes para describir el comportamiento de un proceso de inyeccidon de agua también son
utilizados. Sin embargo, al modelo de inyeccién de agua de baja salinidad se deben agregar las
siguientes caracteristicas que lo diferencian de una inyeccién convencional (251,

1. Lasal es modelada como un componente adicional pero aislado de la fase acuosa, la cual
es objeto de inyeccion y de seguimiento durante ésta. La viscosidad y densidad de la fase
acuosa son dependientes de la salinidad.

2. La permeabilidad relativa y la presidn capilar son funciones de la salinidad.

e Esta dependencia desaparece a altas y bajas salinidades.

e Llas curvas de permeabilidad relativa a altas y bajas salinidades son consideradas
datos de entrada. Y el comportamiento se interpola entre ellas.

e La saturacion residual de aceite (Sor), como funcion de la salinidad, es ingresada a
manera de tabla para permitir una mayor definicién de la dependencia.

3. Se considera que parte del agua congénita del yacimiento es inaccesible, esto con el fin de
demostrar el impacto de la formacién de bancos de agua congénita en el proceso.
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4. Se incluye la histéresis existente entre la permeabilidad relativa durante la imbibicion y el
drene de agua secundario, para modelar la formacién de bancos de aceite de manera
adecuada.

5. También se incluye un modelo de dispersion a través de la fase acuosa, para estudiar los
efectos de este fendémeno.

4.2.1 Dependencia de la salinidad

Los resultados de la inyeccién a nucleos han demostrado que la recuperacién de aceite depende
en gran medida de la salinidad del agua inyectada; sin embargo, dicha dependencia no es
directamente proporcional, ya que a altas o muy bajas salinidades existe un punto a partir del cual
el efecto de la salinidad en la recuperacién se ve fuertemente disminuido.

Hasta el momento no se ha establecido un modelo matemdtico que describa la dependencia a la
salinidad, de tal manera que se utiliza un modelo empirico para establecer la relacidn de valores
limite o umbral para baja y alta salinidades, como se muestra en la Fig. 4.3.

0.20

Interpolacicn

Curvas de Krow correspondientes a baja

salinidad

SDF'H-" Curvas de Krow correspondientes a alta
salinidad

0.081

Salinidad 7000 1000

Fig. 4.3. Esquema de la dependencia de la saturacion residual de aceite a la salinidad, utilizado en este modelo. (Gary
R. Jerauld, 2008)

La forma de las curvas de permeabilidad relativa y de presidn capilar se asume como linealmente
dependiente entre los valores limite y es constante después de ellos. Dichos valores limite no han
sido especificados, pero como se mencionara mas adelante, se han podido establecer valores que
en la practica han otorgado los mejores resultados.

Las ecuaciones siguientes (Ec. 4.1 — Ec. 4.6) nos permiten crear las curvas de permeabilidad

relativa para la inyeccidén de agua de baja salinidad 251" conociendo las saturaciones residuales de
aceite antes y después de la aplicacién de la inyeccidon de agua de baja salinidad:
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b =025 (S7)+(1-0)k2 (57) (Fe- a1
k,, = 0" (S")+ (1- )25 (S") (Ec. 4.2)
P, =6P5(s")+(1-0)PL(s") (Ec. 4.3)
S _SLS

= W (Ec. 4.4)
PR e (Ec. 4.5)
1=50 = Som (Ec. 4.6)

en donde:

0 = Variable adimensional de alta salinidad vs. baja salinidad
S$* = Saturacion normalizada

P.ow = Presién capilar

Sorw = Saturacidn residual de aceite

k.w = Permeabilidad relativa al agua

krow = Permeabilidad relativa al aceite

Los exponentes HS y LS indican alta y baja salinidades respectivamente. La saturacién residual de
aceite puede encontrarse en el rango completo, pero para aplicaciones comunes se encuentra en
el rango de 0.2 — 0.081.

En los experimentos realizados se ha demostrado que, para tener un efecto considerable en la
recuperacion de aceite, la salmuera inyectada debe tener un 25% de la salinidad con respecto a
aquella encontrada en el agua congénita hasta un valor minimo del 10% de salinidad con respecto
al agua congénita. Realmente, los mejores resultados en inyecciones de baja salinidad se han
tenido para agua cuya concentracion de sélidos en solucién se encuentra entre las 1,000 — 2,000
[ppm], de tal manera que los valores limite para baja y alta salinidades se encuentran por debajo y
por arriba de dicho rango =2

Webb et al. (2005) demostrd, mediante una inyeccién a nudcleos, que no existian beneficios en la
produccidn si se inyectaba agua con una salinidad de entre 80,000 [ppm] (agua congénita) y
30,000 [ppm] (agua de mar). Sin embargo, el inyectar agua con una concentracién de sélidos en
solucién de 1,000 [ppm] generd un incremento de produccién de aceite considerable 1.

La Fig. 4.4 muestra inyecciones realizadas a nucleos a condiciones de yacimiento, las cuales
demuestran que una reduccién al 20% de la salinidad del agua congénita dio un ligero incremento
en la recuperacidn de aceite. El continuar reduciendo la salinidad, hasta el 5% de aquella del agua
congénita, permitié mayor recuperacién y un periodo de tiempo mas prolongado de inyeccién
antes de lairrupcion del agua.
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Fig. 4.4. Dependencia a la salinidad, durante la inyeccion a ntcleos con agua de baja salinidad en etapa
secundaria [Webb et al. (2005)) (SFW= Salinidad del Agua de Formacion). (Gary R. Jerauld, 2008)

4.2.2 Mezcla de agua congénita y agua inyectada

El agua inyectada puede generar cualquiera de los siguientes efectos al entrar en contacto con el
agua congénita de la formacién:

e Desplazar al agua congénita,
e Mezclarse con ella, o bien,
e Potencialmente producir un efecto de digitacidn a través de ella.

De todos los efectos anteriores, la evidencia mostrada en la literatura a través de la
experimentacién, sugiere que el agua dentro del espacio poroso es desplazada por el agua
inyectada, aunque ambos tipos de agua se mezclan hasta cierto punto produciendo un
desplazamiento que no se comporta del todo como un piston.

Salter & Mohanty (1982) estudiaron el flujo estacionario bifasico en nucleos Berea, para poder
modelar el flujo en areniscas, aplicado a la inyecciéon de productos quimicos. Utilizaron inyeccién
de agua con trazadores en flujo estacionario y correlacionaron los resultados con el modelo de
Coats-Smith (1964), el cual describe el espacio poroso como un conjunto formado por una fraccion
fluyente, que se dispersa a través de una fraccion inmévil, que interactdan a través de difusion 2 |

Sin embargo, a diferencia del modelo Coats-Smith (1964), Salter & Mohanty (1982) encontraron
gue, mientras a saturaciones intermedias parece haber una porcién de agua dentro del espacio
poroso que no esta fluyendo, cerca de la saturacidon de agua congénita (S,.) Yy la saturacion de
aceite residual (S,,), la fase acuosa se encuentra fluyendo en su totalidad.
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De igual manera, también pudieron determinar que los coeficientes de dispersidn se incrementan
casi de forma lineal con la velocidad, en vez de ser constantes indicando, que la dispersién, no la
difusién, gobierna el flujo a través de la fase mojante mavil.

Wang (1988) reportd resultados similares a los obtenidos por Salter & Mohanty (1982), pero
utilizando nucleos de areniscas con mojabilidad mixta, indicando que los niveles de dispersion
dentro de las fases acuosas son altos, tanto para sistemas mojables por agua como con
mojabilidad mixta. Demostré que, para ambos sistemas, se deberia esperar que una parte
considerable del agua inyectada se mezclard con el agua congénita, pero que al final ésta sera
desplazada de la roca.

De esta manera, como el agua y el aceite son desplazados cuando se inyecta agua de baja
salinidad, el primer volumen de agua en ser producido de un nucleo serd el agua congénita,
formandose después un banco de agua, cuya salinidad tenderd a decrecer, hasta que comience
con la extraccion del agua de inyeccion. Esto indica que las aproximaciones para la interpretacién
de la inyeccidén de agua convencional no pueden ser empleadas si se utiliza a la permeabilidad
relativa como una funcion de la salinidad en las simulaciones.

La Fig. 4.5 muestra el impacto de la dispersion y de la formacion de bancos del agua congénita en
la recuperacion de aceite, durante una simulacién 1D de inyeccion secundaria de salmuera de alta
y baja salinidades. Las curvas frontera azules fueron tomadas para la inyeccidn de salmuera de alta
y baja salinidades, las cuales son simulaciones ejecutadas sin tomar en cuenta la logica de la
dispersidn durante una inyeccién de baja salinidad. De tal manera que las curvas son equivalentes
a utilizar una recuperacion de baja salinidad, interpretando los resultados con procedimientos de
inyeccion de agua estandar en donde no existe interaccién entre fluidos.

Por otro lado, las curvas intermedias fueron generadas utilizando la l6gica de dispersién de la
inyeccion de baja salinidad. Cada una corresponde a un valor de numero de Peclet, el cual se
define como la relacién de dispersion con respecto a la longitud del sistema, en este caso asociado
a cada simulacidén.

Dicha dispersién puede ser simulada de dos maneras:

e Los modelos generales utilizan un artificio que es equivalente a la dispersidon Ilamado
dispersidon numérica, lo cual implica que la sal se mezcla de manera uniforme a través del
sistema de mallas; o bien,

e se ha demostrado que la solucién de las ecuaciones de diferencias es aproximadamente
equivalente a resolver de manera rigurosa las ecuaciones diferenciales gobernantes con la
dispersidn y dispersividad igual a la mitad del tamafio de la malla (Lantz 1971), de tal
manera que, como lo muestra la ecuacion, el nimero de Peclet es equivalente al inverso
del doble del nimero de mallas.

En la Fig. 4.5 se puede notar que, la dispersion tiene un efecto importante en los resultados, de tal
manera que a mayor dispersion en el sistema, mucho mds tardard la recuperacién.
Adicionalmente, para bajos niveles de dispersidn, los resultados no se reducen de igual manera en
una inyeccion de agua convencional con respecto a las curvas de baja salinidad, debido a que la
interpretacion no incluyd la dependencia a la salinidad.
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Fig. 4.5. Impacto de la formacion del banco de agua en la recuperacion de aceite (OOIP = Aceite Original In-Situ,
HCPV = Volimenes de Poro de Hidrocarburo. (Gary R. Jerauld, 2008)

Es asi como, para el modelado de la inyeccién de agua de baja salinidad, se toman los trabajos
realizados por Lake (1989) y Sorbie (1991) para la inyeccidn de sustancias quimicas, con el objetivo
de correlacionar los resultados en la inyeccién de nucleos y pruebas a escala de campo.

4.2.3 Formacidn de bancos de agua congénita

La formacién de un banco de agua congénita ocurre debido a que gran parte del volumen de agua
original en el yacimiento es desplazado por el agua inyectada. Dicho efecto fue identificado desde
1947 cuando Russell et al. (1947) condujeron experimentos de inyeccién de agua en nucleos
saturados de aceite, con saturaciones del 20% y 35% de agua congénita.

Los resultados demostraron que cerca del 80 al 90% del agua congénita fue producida con tan solo
1 PV (PV=Volumen de Poros) de agua inyectada. De hecho Brown (1957) observé que “el agua
congénita de un yacimiento es la que en realidad desplaza al aceite de los poros de la roca durante
una inyeccién de agua”, siendo este razonamiento el que de manera errdnea llevé a pensar que
los resultados de una inyeccion de agua dependian en realidad de la salinidad del agua congénita.

Jones (1985) midid la formacién del banco de agua, inyectando agua destilada a nucleos de
areniscas Berea con agua congénita de una salinidad de 20,000 [ppm]. Encontré que el aumentar
la viscosidad del agua inyectada mediante la adicién de 20% de glicerol permitié un
desplazamiento mas eficiente.

En otro experimento con nucleos Berea, Jones tratd de reproducir un sistema no mojable por
agua, saturando un nucleo seco con decano. Los resultados obtenidos permitieron determinar que
la mojabilidad del sistema parece alterar el grado en el que se mezclan el agua congénita con el
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agua inyectada; sin embargo la recuperacién de aceite fue completa, produciéndose en primer
lugar el agua congénita.

Kralik et al. (2000), en un estudio realizado en Kuparuk, Alaska, con el objetivo de determinar las
permeabilidades relativas de un yacimiento de areniscas fuertemente mojable por aceite,
reportaron que “...Ia cantidad inicial de salmuera producida (de un nucleo) contenia alrededor de
6,030 [ppm] de iones de yoduro disociados en forma acuosa [I'], mientras que el anadlisis de la
salmuera inyectada no mostrd cantidades detectables de yoduro. Al llegar al punto de irrupcidn
del agua inyectada, aun se observaban rastros de contaminacidn por [I']. Sin embargo, al final de la
inyeccion, el agua congénita habia sido desplazada del compuesto”, demostrando que la
formacién de bancos de agua congénita ocurre de manera natural en sistemas mojables
fuertemente por aceite.

4.2.4 Solucidn de Buckley-Leverett extendida

La forma de la solucion de alta-resolucién, para la inyeccidn en etapa secundaria de agua de baja
salinidad, puede ser encontrada con técnicas analiticas, lo cual permite clarificar que aspectos de
la permeabilidad relativa afectan la solucién. Siendo la saturacién y produccién como funciones
del rendimiento, para un gasto fijo exactamente analogos a la inyeccion de polimeros.

La Fig. 4.6 muestra los aspectos mas importantes de la solucién, pues mientras que la solucion
ordinaria de Buckley-Leverett (BL) consiste de un frente de choque y ondas que se desplazan a
través del medio, la solucion de baja salinidad consiste de dos frentes. En este caso, uno de ellos
corresponde a la transicidn entre baja y alta salinidades (con una onda desplazdndose tal como en
un flujo ordinario de BL), y el segundo corresponde a la transicién entre una alta saturacion de
agua y agua congénita con alta salinidad.

Entre la solucién de baja salinidad, y la zona por delante del frente y saturacién de agua congénita,
se encuentra el banco de agua congénita, con una saturacidon de agua intermedia constante y un
flujo fraccional de agua. Nétese que la velocidad del frente convencional de BL es mucho mas
rapida, y en particular, la irrupcién del agua de alta salinidad deberia ocurrir antes en una
inyeccion de agua convencional que en una de baja salinidad.

Es importante mencionar también que la informacién para el flujo fraccional en el banco de agua
congénita, S,, no esta disponible de inyecciones convencionales de alta salinidad, pero estd

f S

o i <f\S, . .

restringida por la condicién de que ( 2) ”( S ), volviéndose aparente que, mientras el alto
desempefio depende de la permeabilidad relativa del agua de baja salinidad, el comportamiento
cerca de la irrupcion depende de la permeabilidad relativa del agua congénita.

Por otro lado, debe notarse también que mientras esta solucidon muestra claramente que
diferentes frentes de saturacidon pueden presentarse para salinidades diferentes (con frentes de
saturacion de movimiento mas lento conforme se reduce la salinidad), incluso si éstos llegaran a
desplazarse de una manera muy similar, por simples consideraciones de balance de materia, la
irrupcion de las inyecciones de baja salinidad debe ocurrir més tarde, si el proceso se aplica con
saturaciones residuales de aceite mas bajas.
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A escala de campo, los mejores candidatos para la inyeccién de agua de baja salinidad
corresponden a yacimientos de areniscas mojables por aceite o de mojabilidad mixta, debido a sus
altas saturaciones residuales de aceite. Es por ello que es de particular importancia ser capaz de
modelar tales casos.

Los sistemas mojables por aceite o de mojabilidad mixta frecuentemente presentan histéresis
entre la imbibicién y el drene secundario, que conllevan a un comportamiento de flujo fraccional,
el cual no es facil de describir sin tomar en cuenta a la histéresis en la permeabilidad relativa.
Dentro de estos casos, la situacion de mayor complejidad corresponderia a la histéresis en un
sistema mojable por aceite, en el cual la permeabilidad relativa al agua se aproxima a cero mucho
antes de que la saturacion de agua alcance la saturacién de agua congénita, durante una inyeccion
secundaria de aceite.
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Fig. 4.6. Solucion de BL extendida al desplazamiento de agua de baja salinidad,
durante una inyeccion en modo secundario, construccion, perfiles de saturacion
y produccion (OOIP = Aceite Original In-situ). (Gary R. Jerauld, 2008)
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4.2.5 Impacto de la dispersion de baches y resolucion de la malla: Inyeccion continua vs.
Inyeccion de baches

Resulta claro, a partir de la Fig. 4.5, que los resultados de las simulaciones son fuertemente
dependientes de la dispersidn presente. Esto ocurre debido a la dependencia de la salinidad, la
mezcla de altas salinidades y bajas salinidades, que ocasionan salinidades intermedias, que son
menos efectivas que salinidades bajas para mejorar el comportamiento de la permeabilidad
relativa.

Esto tiene dos implicaciones importantes:

1. El ajuste de resultados en inyecciones a nucleos, ya que se debe alcanzar el nivel justo de
dispersidn, pues el efecto de dispersion con respecto a la escala de la prueba es variable.

2. Las simulaciones deben ser llevadas a cabo con niveles realistas de dispersion, o bien se
tienen que usar pseudovalores que corroboren el nivel de dispersidn en el sistema.

Esto implica que se debe estimar el nivel de dispersidn tanto en el laboratorio como en el campo,
debido a que en el laboratorio es posible calcular la dispersividad a través de la inyeccidon de
trazadores utilizados para calibrar el balance de materia. Por otro lado, la medicidon a escala de
campo aun no es posible de realizar, solamente es posible obtener una aproximacion a través de la
simulacién.

Mahadevan et al. (2003) solucionaron el problema del nivel de dispersividad a utilizar en la
simulacién de yacimientos, en la inyeccion de gas miscible para la recuperacidn de hidrocarburos,
utilizando pruebas de trazadores.

La Fig. 4.7 muestra una grafica de la dispersividad medida como una funcidn de la escala en la que
se toma la medicién. Dicha grafica muestra que las pruebas entre pozos y de trazadores quimicos
(SWCTT) parecen concordar, ya que la dispersividad aumenta de manera casi lineal con respecto a
la distancia que los trazadores recorren.
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Fig. 4.7. Dispersividad como una funcidn de la distancia recorrida, de Mahadevan et al. (2003). Para las distancias interpozo,
importantes a ser consideradas durante la inyeccion de agua de baja salinidad, la dispersividad es de alrededor del 2 -5 % de la
distancia recorrida. Los puntos rojos representan los datos obtenidos por los autores. (Gary R. Jerauld, 2008)
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De esta manera, la dispersividad es de alrededor del 2-5% de la distancia recorrida, lo cual implica
gue el numero de mallas entre el pozo inyector y el productor debe ser de 10-25, en base al
estimado de la dispersidon numérica. Sin embargo, dicho resultado es aproximado e implica un alto
grado de incertidumbre debido en gran medida a las heterogeneidades y geometria variable de los
yacimientos, que tienden a alterar la forma en la que el agua se mezcla.

Por otro lado, un modelo heterogéneo mostrara mayor mezclado que un modelo homogéneo, asi
gue se requerira de una resolucién mucho mayor para alcanzar el nivel adecuado de mezclado. Las
simulaciones de inyecciones miscibles son sensibles a los niveles de dispersion, pues han mostrado
resultados que concuerdan con la respuesta del campo para 30-40 mallas entre el pozo inyector y
el productor, siempre y cuando se incluyan niveles realistas de heterogeneidad en la descripcién
del yacimiento.

La ventaja de las pruebas de trazadores quimicos en un solo pozo (SWCTT) es que dan un estimado
verdadero del mezclado, ya que la inyeccidn y la produccidn de fluidos se hace a través del mismo
pozo, a expensas de que involucran una menor distancia de viaje que a escala interpozo.

También la Fig. 4.7 muestra que las inyecciones a nucleos presentan un cierto grado de dispersion

y por tanto no deberian considerarse como “libres de ella”. La Fig. 4.8 muestra que los niveles de
dispersién de la muestra utilizada tuvieron una dispersividad del 5% de la longitud del nucleo.

Comportamiento debidoe al alejamiento desde la cara de inveccidn del nicleo
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Fig. 4.8. Dispersion en una sola fase tomada de nucleos, ajustada con la
ecuacién de conveccion/dispersion. La dispersividad es del 5% de la longitud del
nucleo. (Gary R. Jerauld, 2008)

De esta manera, debido a que la dispersidon en un nucleo es de aproximadamente la misma
fraccion de la longitud del nicleo, y como la dispersién en un yacimiento es una fraccién de la
distancia entre dos pozos, podemos imaginar que los resultados de las inyecciones a nucleos
pueden escalarse directamente a un yacimiento.

Para el caso de inyecciones en etapa terciaria, en donde el agua de baja salinidad también se
mezclara con el agua de la inyeccidén en etapa secundaria, se espera que la recuperacién de aceite
se vea retrasada, ya que para alcanzar la porcién mas grande de un yacimiento, teniendo un
suministro limitado de agua de baja salinidad, se recomienda una inyeccidn de baches de baja
salinidad en vez de una inyeccién continua.
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Siendo asi, los baches de baja salinidad se mezclardn con el agua del yacimiento que va tanto
adelante como detras de ellos; si dicho mezclado es grande, la efectividad de los baches se vera
disminuida. La Fig. 4.9 muestra la Recuperacion Incremental de Aceite vs. Rendimiento (PV), para
un rango de tamafios de bache, con dos diferentes resoluciones de malla 1D: 200 mallas (linea
continua) y 10 mallas (linea punteada).
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Fig. 4.9. Recuperacién Incremental de Aceite vs. Rendimiento, en una simulacién 1D con
200 mallas (linea continua) y 10 mallas (linea punteada). Las acotaciones muestran el
tamaiio del bache en PV (Cont. = Inyeccidn continua). (Gary R. Jerauld, 2008)

Los resultados muestran una fuerte dependencia de la recuperacién incremental de aceite con la
resolucion de la malla o, lo que es lo mismo, con la dispersién, ya que para el caso de la malla 10,
un bache del 25% del PV no genera un aumento en la produccién y un bache del 50% del PV
genera una recuperacién 50% menor a aquella que pudiera ser obtenida con una resolucion de
malla mas elevada.

Para el caso de la malla 200, la recuperacién es mucho mayor, con un bache del 50% del PV,
permitiendo recuperar la mayor parte del total que podria ser extraido, y un bache del 12% del PV,
generando un incremento también significativo en la recuperacion.

Con el fin de cuantificar de una manera exhaustiva el impacto de la resoluciéon de la malla, una
serie de simulaciones fue llevada a cabo con 20 y 1,000 mallas. La Fig. 4.10 muestra la
recuperacion de aceite después de un total de 10 PV de inyeccidon de agua, graficada contra el
tamafio del bache de agua de baja salinidad.
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Fig. 4.10. Recuperacion incremental de aceite para la inyeccion de
agua de baja salinidad, obtenida después de una inyeccion de 10 PV
desde el comienzo de la inyeccidon. Se comparan una serie de tamafios
de bache y tamafios de malla (tm). (Gary R. Jerauld, 2008)

Los resultados muestran claramente que, para tamafios de malla progresivamente mas pequefios,
baches progresivamente mas pequeiios son éptimos con respecto a la recuperacién incremental
de aceite, alcanzada por una cierta cantidad de agua de baja salinidad inyectada. Esto muestra que
se debe estimar el nivel de dispersién en el yacimiento para poder determinar el tamafio de bache
adecuado.

4.2.5.1 Dispersién en mallas radiales

Las pruebas de trazadores quimicos a un solo pozo (SWCTT) representan una valiosa fuente de
informacién de campo, acerca de la efectividad de una inyeccién de agua de baja salinidad; su
interpretacion involucra una dispersidon en geometria radial. Dichos niveles de dispersion pueden
ser estimados de los trazadores usados en las pruebas o porque el mismo estimado de
dispersividad para flujo lineal también se aplicara para flujo radial.

La Fig. 4.11 muestra simulaciones del trazador alcohol isopropilico, en simulaciones de una SWCTT
de baja salinidad, para diferentes resoluciones de malla y para distintos niveles de dispersividad y
una resolucion de malla de 0.132 [pies]. Los resultados muestran que no sélo la dispersién tiene
un profundo efecto en el flujo, sino que el tamafio de las mallas puede ser utilizado como una
aproximacién de la dispersividad.
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Fig. 4.11. Impacto de la resolucion de malla y el nivel de dispersion
durante la produccion de trazadores en la simulacion de una SWCTT.
Para un tamano uniforme de malla, el nivel de dispersién es de la mitad
del propio nimero de mallas, tal como en una simulaciéon 1D. La
acotacion marcada con la letra “a” indica el nivel de dispersion (IPA =
Alcohol Isopropilico). (Gary R. Jerauld, 2008)

La Fig. 4.12 muestra un resumen de la saturacion residual de aceite, medida en cada una de las
pruebas, junto con la simulacién correspondiente a cada una de ellas. A continuacién se describe
en pasos el proceso seguido para cada prueba:

1. Inyeccién de agua de alta salinidad para establecer una linea base.

2. Corrida de una prueba de trazadores quimicos (SWCTT).

3. Inyeccion de un bache de 0.2 PV de baja salinidad.

4. Inyeccién de un bache 1 PV de salmuera de alta salinidad.

5. Corrida de una prueba de trazadores quimicos (SWCTT).

6. Inyeccion de un bache de 0.26 PV de baja salinidad.

7. Inyeccion de un bache de 2 PV de alta salinidad.

8. Corrida de una prueba de trazadores quimicos (SWCTT).

9. Inyeccidn de un bache de 2 PV de baja salinidad.
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Fig. 4.12. Saturacidon de aceite promedio en la region de investigacion
de una serie de cuatro SWCTTs, mostrando el impacto del tamaiio de
bache en la inyeccion de agua de baja salinidad. La linea verde
muestra la simulacion, mientras que los puntos en rojo son
saturaciones de aceite interpretadas a partir de una SWCTT. (Gary R.
Jerauld, 2008)

Los resultados muestran que la saturacidon residual de aceite se redujo en 4 unidades de
saturacion, después de la inyeccidon del bache de 0.2 PV, reduciéndose hasta 7 unidades de
saturacion con la inyeccion del bache de 0.26 PV de salmuera de baja salinidad. Sin embargo, la
inyeccion del bache final de 2 PV de baja salinidad no mostré una movilizacién adicional de aceite.

La Fig. 4.13 muestra las curvas de permeabilidad relativa utilizadas para ajustar las pruebas
anteriores. Cada una muestra el comportamiento caracteristico encontrado en muchas
inyecciones de flujo fraccional mas favorable y una permeabilidad relativa al agua en alta y baja
salinidades, similar para las saturaciones residuales de aceite.
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Fig. 4.13. Curvas de permeabilidad relativa para alta y baja salinidades,
empleadas en las simulaciones mostradas en la Fig. 4.12. (Gary R.
Jerauld, 2008)



4.2.5.2 Impacto de la dispersion en 2D

De acuerdo con la literatura, la dispersion en forma transversal es de al menos un orden de
magnitud menor que la dispersidn longitudinal (Lake 1989). Sin embargo, la dispersién numérica
es is6tropa, de tal manera que el impacto de tener una dispersion transversal mucho menor que la
dispersidn isotropa puede ser demostrada.

Para ello se corrieron simulaciones en 162 bloques con direcciones DX=DY=14.833 [pies], lo cual
permitié obtener un nimero de Peclet de 0.3%. Una dispersividad fisica de 40.75 [pies] equivale a
un numero de Peclet total de 2%. Una dispersidn transversal de 0.74 [pies] fue utilizada para
obtener una dispersividad transversal, la cual es 0.16 veces la dispersividad longitudinal.

Posteriormente se realizd una inyeccidn de agua, seguida de baches de agua de baja salinidad de
diversos tamafios, en etapa terciaria. La Fig. 4.14 muestra la inyeccién de un bache de 0.12 PV de
agua de baja salinidad.

Para este tamafo de bache se vuelve claro que para un volumen total de inyecciéon de 0.39 PV
(0.12 PV de baja salinidad y 0.27 de salmuera desplazante de alta salinidad) se ha producido
suficiente dispersidn para provocar que el bache de baja salinidad se encuentre por encima del
limite de salinidad, volviéndose ineficiente.

Magenta representa
baja salinidad.
Reje y colores mas
vives

|| 0.52 PV ___

Fig. 4.14. Salinidad y saturacion de aceite para un bache de 0.12 PV de agua de baja salinidad, inyectado en
la parte superior derecha y producido en la parte inferior izquierda. (Gary R. Jerauld, 2008)

Es importante remarcar también que, aunque se puede apreciar claramente la formacién de un
banco de aceite, inmediatamente después de que el bache de baja salinidad se vuelve ineficiente y
la saturacidn de aceite (So) llega a valores cercanos del 30%, éste mantiene su integridad, ademas
de reducir el volumen de aceite recuperado e incrementar el tiempo de recuperacion.

La Fig. 4.15 muestra una simulacion similar para un bache de 0.25 PV, el cual se desempeia de

una mejor manera, perdiendo su eficiencia Unicamente después de que el banco de aceite ha
alcanzado el pozo productor y un volumen significativo del hidrocarburo ha sido recuperado.
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Fig. 4.15. Salinidad y saturacion de aceite para un bache de 0.25 PV de agua de baja salinidad, inyectada en la parte
superior derecha y producido en la parte inferior izquierda. (Gary R. Jerauld, 2008)

La Fig. 4.16 muestra una grafica de Incremento en la Recuperacién vs. Tamafios de baches de Baja
Salinidad, utilizando aproximaciones de dispersién, incluyendo un modelo 1D con el mismo nivel
de dispersién.
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Fig. 4.16. Recuperacion Incremental de Aceite vs. Tamafo de
Bache de Baja Salinidad. Se comparan diferentes
aproximaciones en un arreglo de cinco puntos con los resultados
obtenidos en 1D (at = dispersividad transversal; al =
dispersividad longitudinal). (Gary R. Jerauld, 2008)

Los resultados muestran que la dispersion numérica es una buena aproximacién a la dispersion
fisica, asi como que el nivel de dispersién transversal parecer tener un efecto de segundo orden.
Adicionalmente, la dependencia del tamafio de los baches inyectados en 1D parece ser diferente a
aquellas pruebas realizadas en 2D, mostrando que los casos realizados en 2D representan una
recuperacion mayor que en 1D, cuando se utilizan baches pequefios y menor recuperacién a
baches mas grandes.
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En general, se puede decir que la dispersion numérica representa una buena aproximacioén a la
dispersion fisica. Sin embargo, para poder detectar de una manera mds aproximada el efecto del
tamafio del bache de salmuera de baja salinidad durante la inyeccién, es necesario utilizar
simulaciones multidimensionales.

4.2.6 Dependencia de la litologia

El impacto de la inyeccion de agua de baja salinidad depende en gran medida de la mineralogia de
la roca, mas que durante la inyeccién de agua convencional. Para ello una combinacién de 4
registros (densidad, rayos gama, neutrdn y resistividad) es utilizada para encontrar el contenido de
cuarzo y caolinita, porosidad y saturacién de agua, que reproducen la respuesta de los registros.

Correr estos 4 registros, a través de cada intervalo perforado en donde las pruebas de trazadores
quimicos a un solo pozo fueron ejecutadas, nos permite obtener un estimado del contenido de
caolinita en la roca; si extendemos este estudio a cada pozo, podremos obtener un mapa del
contenido de caolinita en el campo.

La Fig. 4.17 muestra que la correlacidn entre el incremento en la recuperacidn de aceite y el
contenido de caolinita es razonablemente fuerte. Esta correlacién, apoyada con un mapa del
contenido de caolinita, puede ser utilizada para determinar el impacto de la inyeccién de agua de
baja salinidad, asignando curvas de permeabilidad relativa para diferentes clases de caolinita.
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Fig. 4.17. Recuperaciéon incremental de aceite por
inyeccion de agua de baja salinidad, como una funcién del
contenido de caolinita. Se utilizaron datos de tres pruebas
SWCTT y una inyeccidn a nucleo. (Gary R. Jerauld, 2008)

4.2.7 Utilizacion de Locuucvuici oo

Frecuentemente, la resolucidn indicada para modelar la dispersidn fisica mediante el empleo de la
dispersidn numérica, es significativamente mas grande de lo que puede ser simulado de manera
efectiva, requiriéndose demasiadas horas y en algunos casos dias para completar una corrida. Esto
resulta inadecuado para la mayoria de los estudios, debido a que se necesita optimizar para poder
hacer el mejor uso de una fuente limitada de agua de baja salinidad y porque ciertos aspectos de
la descripcidn presentan cierto grado de incertidumbre.
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La manera mds comun de manejar esto es mediante la utilizacién de “pseudovalores”, que
permitan hacer una simulacién de malla fina y ajustarla a una simulaciéon de malla mucho mas
grande. La Fig. 4.18 muestra un ejemplo de utilizacién de pseudovalores, en donde una simulacion
de 10 mallas permite obtener resultados similares a un caso de simulacion de 30 mallas.
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Fig. 4.18. Ajuste de la dependencia al tamafio de bache en 1D, para una corrida con pseudovalores en
modelos de 10 y 30 mallas. El tamaiio de los baches de baja salinidad se indica en las acotaciones. (Gary R.
Jerauld, 2008)

Dicho ajuste tue logrado mediante la variacién de las salinidades a las cuales, la torma de las
curvas y la permeabilidad relativa comenzaban a ser afectadas por la salinidad; al igual que el
punto en que la salinidad alcanzada representaba el limite de la baja salinidad.

Las curvas de permeabilidad relativa de la roca en los limites de baja salinidad de 1,440 [ppm] y
6,400 [ppm] fueron cambiados a 1,780 [ppm] y 17,161 [ppm], para dar una mejor aproximacion al
comportamiento de una malla fina con el que se esperaria de una malla mds grande. De esta
manera, sélo se tuvieron que realizar pequefios cambios a las curvas de permeabilidad relativa
para poder lograr un ajuste; por lo tanto, el alterar los umbrales de salinidad parece ser un
método efectivo para lograr un ajuste.

El ajuste entre el modelo de 10 mallas ejecutado con pseudovalores y el modelo de 30 mallas se
muestra en la Fig. 4.18, para baches de baja salinidad de 0.25 PV, 1 PV e infinito (inyeccion
continua); si bien el ajuste no es preciso, si permite capturar la mayor parte de los efectos.

4.3 Aplicacion a Escala de Campo en la Pendiente Norte (North Slope) de Alaska, Estados
Unidos de América: Endicott Field (2008)

Endicott 7 fue puesto en produccidon en 1987. Es un campo maduro de aceite costa afuera,
localizado en la Pendiente Norte (North Slope) de Alaska (Fig. 4.19). Ha producido por reinyeccion
de gas en casquete e inyeccidén de agua periférica.

Ademas, aproximadamente 10 por ciento del gas producido ha sido utilizado como combustible. El

agua producida del yacimiento ha sido reinyectada en su mayor parte. Pero el reemplazo del vacio
restante ha sido cubierto con la inyeccion de agua de mar.
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La salinidad y dureza del agua del yacimiento son aproximadamente iguales a las del agua de mar.
Su produccion actual es de 13 [mbpd] de aceite y 2 [mbpd] de NGL. La fraccién de agua promedio
es del 90% y la RGA promedio es de 20000 [scf/stb].

Al afio 2008 se tenian 128 pozos, incluyendo 24 pozos desviados perforados. Actualmente se
encuentran activos 56 productores y 26 inyectores.

Las Fig. 4.19 — Fig. 4.20 muestran la ubicacidn, columna estratigrafica y era geoldgica de Endicott.

Prudhoe Bay

Map Location

&

©
Northstar Endicott
D

ALASK

b]

Fig. 4.19. a) Mapa de los Campos situados en la Pendiente Norte de Alaska. Se muestran los objetivos LoSal™ en
puntos rojos, con Endicott en el extremo derecho de la imagen. b) Ubicacion de Endicott sobre la Peninsula de
Alaska. (James C. Seccombe, Arnaud Lager, Kevin Webb, Gary Jerauld & Esther Fueg, 2008)
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Fig. 4.20. Estratigrafia de Endicott. (James C. Seccombe, Arnaud
Lager, Kevin Webb, Gary Jerauld & Esther Fueg, 2008)

4.3.1 Propiedades Petrofisicas

Endicott tenia una saturacion inicial de aceite del 95%. Con base en las pruebas de trazadores
guimicos en pozos individuales, la saturacién residual de aceite promedio, después de la
recuperacion secundaria por inyeccion de agua de alta salinidad, es del 41%, y la saturacion
residual de aceite, después de la recuperacion mejorada de hidrocarburos por tecnologia LoSal®
como proceso terciario, es de 27%. Por lo tanto, la recuperacion adicional (RecAd) mostrada en la
Ec. 4.7 es de 26%,

(SorAltaSal - SO’/'LoSal) _ 041_027 _

RecAd = = =
(Soi—Sor,,.,)  0.95-0.41

26 (Ec. 4.7)

La Formacién Endicott esta dividida en las zonas inferiores y superiores. Las zonas inferiores
fueron depositadas como una corriente trenzada, donde las arenas son practicamente continuas a
través del campo y contienen arcillas discontinuas. La permeabilidad promedio en las zonas
inferiores es de 1,400 [mD] y la porosidad promedio es de 22%. Las zonas superiores fueron
depositadas como arenas de canales medndricos. Los objetivos del proyecto de recuperacién
mejorada LoSal® son las subzonas inferiores (K2A, K2B y K3A), como se muestra en la Fig. 4.20.

Los duefios conjuntos de Endicott estan actualmente evaluando un método de inyeccién LoSal® de
Recuperacion Mejorada de Aceite en etapa terciaria en las zonas inferiores de Endicott. Esto
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requerird la construccién de una planta de ésmosis inversa, para generar 50[mbpd] de LoSal a
partir de 150[mbpd] de agua de mar.

4.3.2 Composicion Mineraldgica

La aplicacién de la tecnologia LoSal® es afectada por la mineralogia del yacimiento; la siderita (un
carbonato) es el cementante de mayor presencia en Endicott. Asi mismo, la porosidad del
yacimiento es secundaria por disolucion de la siderita.

Como consecuencia de la disolucidn, el agua del yacimiento es rica en éxido de aluminio,
encontrandose cristales autigénicos de caolinita en los intersticios.

La formacién Kekiktuk de Endicott tiene siete elementos principales, que constituyen el relleno de
los poros del yacimiento. De dichos elementos, el cuarzo es el de mayor ocurrencia, seguido de la
caolinita.

La ocurrencia de los elementos restantes es menor al 1% (calcita, dolomia, siderita, pirita y matriz
arcillosa). La Fig. 4.21 muestra una fotomicrografia SEM, indicando la abundancia de caolinita en la
roca de Endicott.

Cuarzo

Fig. 4.21. Caolinita rodeando los granos de cuarzo. (James C. Seccombe, Arnaud Lager, Kevin Webb, Gary
Jerauld & Esther Fueg, 2008)

4.3.3 Composicion del Agua Congénita

Los datos de composicion de agua congénita fueron obtenidos de dos pruebas SWCTT, realizadas
en la Unidad Duck Island del Campo Endicott. El pozo sujeto de investigacion fue el 3-39A,
terminado en 1997, con intervalos disparados de 14,258-14,278 [pies] y de 14,294-14,300 [pies].

La arena Kekiktuk K2A fue la disparada y tiene un espesor de 60 [pies], con una porosidad de 24%.

La Tabla 4.1 siguiente muestra el andlisis realizado al agua de inyeccién y de baja salinidad durante
las pruebas SWCTT realizadas al pozo 3-39A.
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Tabla 4.1. Composicion del agua de Endicott. (James C. Seccombe, Arnaud Lager, Kevin Webb, Gary Jerauld & Esther

Fueg, 2008)
Especies Agua congénita de Agua producida de Agua de mar de ek boaidedintad
[ppm] Endicott Endicott Endicott del P0Z°.3-39A de
Endicott
Bario 7 0 0 0
Bicarbonato 2,000 1,868 147 6
Calcio 320 194 402 17
Cloruro 17,275 14,969 18,964 821
Hierro 10 2 0 0
Magnesio 48 360 1,265 55
Potasio 110 177 386 17
Sodio 11,850 9,190 10,812 468
Estroncio 24 7 7 0
Sulfato 63 570 2,645 115
Andlisis de Agua
pH 6.5 7.0 7.7 -
TDS 32,000 28,000 34,644 1500

4.3.4 Descripcion del Proceso Utilizado

Para poder disefiar el proceso de inyeccion de agua de baja salinidad utilizando la tecnologia
LoSal®, es necesario conocer ciertos parametros de los fluidos y de la roca del yacimiento. De esta
manera se podra conocer el tamafo y la composicidon adecuada de los baches a ser utilizados por
la tecnologia LoSal®.

4.3.4.1 Inyeccion a nucleos

Una forma de obtener los parametros necesarios es utilizar la inyeccién a nucleos para
determinarlos. A continuacion se describen una serie de pruebas realizadas a un nucleo de
Endicott con el fin de desarrollar el proceso de inyeccién en Endicott y determinar las
caracteristicas éptimas de inyeccion.

4.3.4.2 Adquisicion de la saturacidn inicial de agua

Es esencial que la muestra seleccionada para reproducir las condiciones de la inyeccidn de baja
salinidad tenga una (Swi) representativa. Para alcanzar la correcta saturacion inicial de agua, es
necesario ajustarla con aquella encontrada por encima del contacto agua-aceite en el yacimiento.

Lo anterior se debe a que en Endicott, como ya se mencioné en el apartado 4.3, se han llevado a
cabo Procesos de Recuperacién Secundaria, que han cambiado la distribucién de fluidos a lo largo
de todo el yacimiento.

Por tanto, la muestra de nucleo con la que se va a trabajar, debe ser capaz de reflejar la totalidad
del yacimiento y no solo una porcidn pequefia, cuyos valores de saturacion de fluidos pudieron
haber sido afectados.

Una vez que se ha adquirido el valor correcto es necesario limpiar la muestra de roca utilizando

nitrégeno, después la muestra es colocada en un porta nucleos hidrostatico y saturado con aceite
refinado bajo una presién de confinamiento.
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4.3.4.3 Proceso de afiejamiento

Las muestras colocadas en los porta nucleos fueron lentamente llevadas a condiciones de presién
y temperatura de yacimiento. El aceite refinado fue desplazado misciblemente, hasta llegar a
condiciones de yacimiento utilizando aceite con gas disuelto.

Durante el proceso de afiejamiento, el aceite fue reemplazado cada cierto numero de dias,
inyectando un minimo de 1 PV, para mantener una caida de presidén constante a través de la
muestra, con una RGA constante.

4.3.4.4 Inyeccién de agua, para alcanzar la saturacion de agua residual con alta salinidad

Se realizé una inyeccidn de salmuera de alta salinidad en flujo transitorio a la muestra, siempre a
condiciones de yacimiento, utilizando monitoreo de la saturacion in-situ. Las saturaciones in-situ
fueron utilizadas para proveer informacion acerca de las distribuciones del aceite, que se
presentaron en el transcurso de la inyeccién de agua.

Las inyecciones de agua se llevaron a cabo con gasto pequeiio, en muestras restauradas, con
gastos que emularan un desplazamiento de fluidos tipico de condiciones de yacimiento (1 pie por
dia 0 4 [cm®/hr] en laboratorio). Durante la inyeccién de la salmuera, la produccién de aceite vy la
caida de presién fueron continuamente monitoreadas. La produccién de aceite fue registrada a
condiciones de yacimiento en un separador ultrasénico.

4.3.4.5 Procedimiento de inyeccidn de baches de baja salinidad

Después de la inyeccidon en etapa secundaria con agua de alta salinidad, se inyectaron baches
LoSal® de 10%, 20%, 30%, 40%, 50%, 75% y 100% PV secuencialmente. La composicién de la
salmuera de baja salinidad utilizada en los baches esta dada en la Tabla 4.2.

Tabla 4.2. Composicion de la salmuera. (James C. Seccombe, Arnaud Lager, Kevin Webb, Gary Jerauld & Esther Fueg,
2008)

Sal [mg/I]
. SrCl, CaClL,
Fluido 6 H,0 NaHCO; Na,S0, 6H,0 MgCl, KCl NaCl Nal
Agua de mar 0 191.00 3,917.0 2,186.0 10,640 725.0 3,983.0 50,000
Agua congénita 1,372 228.00 0.0 30,610.0 5,027 932.0 54,720.0 50,000
Agua de baja salinidad 0 4.17 85.4 47.6 232 15.8 511.8 0

Todas las salmueras fueron pre-equilibradas con gas de separador y la informacion sobre
saturacion in-situ fue utilizada para determinar la estabilidad de los baches de baja salinidad vy el
volumen de aceite producido con cada tamafio de bache.

4.3.4.6 Teoria de ondas de salinidad y su modelado
Un bache de baja salinidad inyectado en un yacimiento puede ser descrito como una onda
composicional avanzando a través del medio poroso. De esta manera, la teoria de Ia

cromatografia describe tres tipos distintos de ondas (Pope et al.,, 1978): indiferentes, auto
afilantes y de dispersién.
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Las ondas de dispersion ocurren cuando a la distribucién causada por la variacién en las
velocidades de concentracion con la composicion, se suman como su nombre lo indica, los efectos
de la dispersidon. Conforme mas avance la onda mayor sera la dispersion.

Para las ondas auto afilantes se alcanza un ancho estacionario, en el cual el efecto penetrante de
la isoterma de absorcién y el efecto de la dispersién permiten un equilibrio entre ambos. En la
ausencia de dispersion, se formard una onda indiferente, la cual viajara con un ancho constante y
no sufrira afilamiento o dispersion.

De acuerdo a la inyeccion de surfactantes (Pope et al., 1978) se formara un frente auto cortante
de iones divalentes, entre la salmuera congénita de alta salinidad y la salmuera de baja salinidad
inyectada, mientras que un frente de dispersién de iones divalentes se formara entre la salmuera
de baja salinidad y la de alta salinidad inyectada.

Asi, durante el desplazamiento de un bache de baja salinidad en un medio poroso, se desarrollara
un frente cortante por delante del bache y una cola de dispersién por detrds del bache, debido a la
salmuera de alta salinidad inyectada para empujar el bache.

Para evaluar el comportamiento de un bache de baja salinidad en un yacimiento y determinar el
volumen de agua de baja salinidad que debe ser inyectada, en un bache para obtener la maxima
eficiencia, se debe utilizar un modelo de geoquimica que permita reproducir el comportamiento
de inyeccién de fluidos.

En el caso del Campo Endicott se utilizé un paquete de software llamado PHREEQC para disefiar el
modelo de geoquimica. Dicho modelo se basé en una dispersividad del 5%, determinada a través
de pruebas de trazadores quimicos SWCTT.

Para ser del todo eficiente, la salinidad del bache después de desplazarse 1 PV, debe mantenerse
por debajo de un limite. Dicho limite, de acuerdo a la experiencia, parece estar en el rango de las
5,000 [ppm] a 8,000 [ppm].

La Fig. 4.23 muestra el impacto de la dispersidn en un bache de 20% del PV. Se aprecia que dicho
bache se vuelve ineficiente después de viajar tan solo 0.4 PV. Después de la inyeccion del bache de
1 PV (20% LoSal® seguido de un bache del 80% del PV de alta salinidad como desplazamiento), la
salinidad del bache fue de 16,500 [ppm] comparado a la salinidad inicial de 4,500 [ppm]).

Se determind que un bache de 40% del PV es suficientemente grande como para superar los
efectos de la dispersién (Fig. 4.24). La salinidad del bache después de 1 PV de inyeccion es de
5,500 [ppm]. Otros yacimientos con diferentes composiciones de salmuera, capacidad de
intercambio o dispersividad, pueden requerir baches de distintos tamanios.
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Fig. 4.24. Bache de baja salinidad al desplazarse 1 PV. (James C. Seccombe,
Arnaud Lager, Kevin Webb, Gary Jerauld & Esther Fueg, 2008)

4.3.5 Resultados

Un bache de 30% del PV fue necesario para mantener la integridad de dicho bache, a través del
total de la longitud de la muestra de 7.5 cm. El bache de 10% del PV no produjo un incremento en

la recuperacién de aceite.

Con respecto al bache de 40% del PV, éste recuperd el 87% del aceite obtenido a través de la
inyeccidn continua de LoSal®. Esto se ilustra en la Fig. 4.25.
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Recuperacion incremental de aceite durante una inyeccion LoSal
en modo terciario después de una inyeccion de alta salinidad en

1 modo secundario. Produccion acumulada de aceite 6.9
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Fig. 4.25. Recuperacion Incremental de Aceite vs. Tamafio de Bache LoSal™. (James C. Seccombe,
Arnaud Lager, Kevin Webb, Gary Jerauld & Esther Fueg, 2008)

La Fig. 4.26 muestra la distribucion de la salinidad, a través de la longitud de la muestra del nucleo,
para siete inyecciones de agua conducidas con diferentes tamafios de bache de LoSal®. La
salinidad del bache de 10% se deteriord rapidamente, antes de alcanzar el primer detector.

Diagrama para un Bache del 30% del PV

Alta Salinidad
Tamafio de I | I I | I I

Bache
(%PV) Det 1 Det 2 Det 3 Det 4 Det 5 Det 6 Det 7

Salinidad Intermedia

Salinidad Intermedia _ Alta Salinidad

Fig. 4.26. Bache LoSal™ @ Detector de tiempo (Det). (James C. Seccombe, Arnaud Lager, Kevin Webb, Gary
Jerauld & Esther Fueg, 2008)

El bache de 20% viajé aproximadamente el 30% de la longitud de la muestra antes de dispersarse,
mientras por otro lado, el bache del 40% viajo a lo largo de la totalidad de la muestra, sin cambio
en su salinidad. Como se espera que la dispersividad se mantenga constante con la longitud
(Jerauld, 2006), el mismo resultado se espera se presente a escala interpozo.

94



4.3.5.1 Utilizacion de registros con linea de acero para determinar el contenido de
caolinita

Para poder determinar el contenido de caolinita mediante registros, se utilizdé un modelo
probabilistico en donde la respuesta de cada registro al cuarzo y caolinita a condiciones de presién
y temperatura de yacimiento, se muestran en la Tabla 4.3.

Tabla 4.3. Respuesta obtenida de cuatro registros al contenido de cuarzo y caolinita. (James C. Seccombe, Arnaud Lager,
Kevin Webb, Gary Jerauld & Esther Fueg, 2008)

Registro/Mineral Cuarzo Caolinita
Densidad [g/cc] 2.69 2.61
Neutrén [fraccidn] 0 0.4
Tiempo de transito [ms/pie] 50 70
Rayos Gama [gapi] 10 200

El contenido de caolinita resultante del modelo fue validado mediante la comparacién puntual con
datos de nucleos. Igualmente se muestra en la Fig. 4.27 una comparacion de datos adquiridos de
registro, contra la respuesta predicha en el modelo.
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Fig. 4.27. Modelo probabilistico del registro. (James C. Seccombe, Arnaud Lager, Kevin Webb, Gary Jerauld & Esther
Fueg, 2008)

El contenido de caolinita fue estimado en 100 pozos que cuentan con una serie completa de
registros. De esta manera se generaron mapas de distribuciéon de caolinita, para cada una de las
subzonas del yacimiento, como se muestra en la Fig. 4.28.
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Fig. 4.28. Mapa del contenido de caolinita. (James C. Seccombe, Arnaud Lager, Kevin Webb, Gary Jerauld &
Esther Fueg, 2008)

Posteriormente se generaron una serie de curvas de permeabilidad para determinar la variacion
de recuperacion adicional por LoSal® en funcidn al contenido de caolinita.

4.3.5.2 Pruebas de trazadores quimicos a un solo pozo (SWCTT) 1271128l

Las pruebas SWCTT han sido utilizadas para medir la Sor antes y después de un proceso de EOR,
esquematizando su proceso en las Fig. 4.29 y Fig. 4.30.

H o H o
! | Il
CH3—l|:-O-C-CH3+ H,O e CH,-C-OH + HO-C-CH,
1 Ester II—I Alcohol Acido
(EtAc) (EtOH)  (Acetic Acid)

A 5. 20 pie —

Paso 1: Inyectar Ester Paso 2: Empujar el éster Paso 3: Sl para la reaccidn

El agua se mueve mds rapido que Desplazar el bache EtAc con 750 [bbl] de agua Ethc + H,0 = EIOH + Acido Acético

el EtAc debido a la particion en el aceite

Periodo de ciere de 2 a 10 dias
Fase del aceite EtAc (dependiendo de la temperatura)

Fig. 4.29. Pasos 1 — 3 de una SWCTT: inyectar el trazador, desplazar el trazador y cierre para permitir la
reaccion. (James C. Seccombe, Arnaud Lager, Kevin Webb, Gary Jerauld & Esther Fueg, 2008)
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Paso 4. Produccion Produccion extendida ‘

EtOH EtAc

Retorna Retorno
rapidamente retardado
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.

.

Fig. 4.30. Retorno de flujo. (James C. Seccombe, Arnaud Lager, Kevin Webb, Gary Jerauld
& Esther Fueg, 2008)

En general una prueba SWCTT implica:

e Inyectar un bache de salmuera mezclada con un trazador reactivo (1% de acetato de etilo)
y un trazador inerte.

e Empujar el bache de salmuera de 10 a 25 [pies] dentro del yacimiento, mediante la
inyeccion de salmuera mezclada con un trazador inerte, pero sin contener trazador
reactivo.

e Cerrar el pozo por un periodo de uno a diez dias, dependiendo de la temperatura del
yacimiento. Periodo durante el cual una porcidon del éster reacciona con el agua del
yacimiento y forma alcohol etilico, el trazador secundario.

Al comienzo del proceso de produccién, el éster remanente y el trazador secundario se
encuentran a una distancia aproximada de 10 a 15 [pies] radiales del agujero del pozo.
Posteriormente, al transcurrir el tiempo de produccién, el éster remanente y el trazador
secundario se separan.

Dicha separacién ocasiona que los dos trazadores viajen a distintas velocidades dentro del medio
poroso en su retorno al pozo y debido a que el trazador secundario es 100% soluble en agua, éste
retornara a la misma velocidad que lo hace el agua.

Por otro lado, el éster al formar una fase independiente, tendera a demorar su retorno al pozo, al
abrirse paso a través del aceite y agua. Dicha demora es directamente proporcional a la saturacion
residual de aceite.

Por lo tanto, altas Sor daran lugar a una separacién considerable entre el trazador secundario y el
éster, mientras que bajas Sor reduciran la separacion; por lo tanto el tiempo de retorno al pozo.
De esta manera, la separacién entre estos dos trazadores se utiliza para calcular la saturacion

residual de aceite.

En la Fig. 4.31 se muestra una prueba SWCTT idealizada para una sola capa.
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Fig. 4.31. Perfil de trazadores para un retorno de flujo ideal. (James C.
Seccombe, Arnaud Lager, Kevin Webb, Gary Jerauld & Esther Fueg, 2008)
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V. FACTIBILIDAD DE LA INYECCION DE AGUA DE BAJA SALINIDAD EN MEXICO: CUENCA
DE CHICONTEPEC

Con el fin de probar la factibilidad de la conducciéon de un proyecto de inyeccidon de agua en
yacimientos complejos, como los situados en el sistema Chicontepec, se llevd a cabo una prueba
piloto de inyeccidn de agua a corto plazo; en este caso fue congénita de yacimientos aledafios con
un minimo tratamiento, dentro de un darea selecta de un yacimiento del sistema de abanicos
submarinos de Chicontepec.

Los andlisis petrograficos indican que las arenas de Chicontepec son litarenitas,
mineralégicamente inmaduras, consistentes en granos de cuarzo, abundantes fragmentos de
carbonatos y fragmentos graniticos. Debido a la abundancia de carbonato en el sistema, los
sedimentos se encuentran altamente cementados por calcita ferrosa y dolomia ferrosa, en adicién
a crecimientos excesivos de cuarzo. La abundancia de cementos es el principal factor de control en
la calidad del yacimiento —conforme la cementaciéon disminuye la porosidad incrementa.

Las arenas son en general limpias, o bien, con sélo un 2 - 4% de contenido arcilloso en la matriz.
Sin embargo, existe un pequefio pero significativo contenido de esmectita, una arcilla hidrofilica
gue tiende al hinchamiento en contacto con el agua.

Las bases geoldgicas consideradas para la seleccion de las localizaciones dptimas de estos pozos
inyectores fueron %

e Espesor adecuado de las arenas.

e Minima heterogeneidad de las facies.

e Buena resistividad indicando buena saturacion.
e Distanciamiento de las fallas.

e Produccion primaria de moderada a buena (como indicador de buena calidad de
yacimiento).

Las consideraciones técnicas de ingenieria en la seleccidn de los pozos inyectores también fueron
incluidas:

e Estado mecdnico de los pozos.

e Historia de perforaciones y produccion.

e Produccién acumulada de aceite.

e Continuidad y heterogeneidad del yacimiento.

e Propiedades fisicas del yacimiento definidas a partir de las pruebas a pozos.
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Con la informacidn obtenida del andlisis, el 6 de marzo de 1999 se inicid con la prueba de
inyeccién, teniendo al Pozo AF-847 como Unico inyector, para finalmente concluir el 31 de marzo
del 2000, arrojando resultados alentadores pero bajo ninguna circunstancia concluyentes, debido
en gran medida a la corta duracién de la prueba.

En el ano 2009, atendiendo la necesidad de desarrollar y complementar la informacién obtenida
de la prueba de inyeccion, se publica una seleccidon de resultados de un estudio realizado para
desarrollar las pautas de un apropiado tratamiento del agua congénita en la estacidon de
recoleccion Poza Rica (Central de Almacenamiento y Bombeo Poza Rica), antes de su inyeccién al
Campo Agua Fria.

5.1 Generalidades

La Cuenca de Chicontepec representa la acumulacién de hidrocarburos mas grande de México Bo)

sin embargo, a pesar de su reciente difusion como importante recurso prospectivo y componente
sustancial en la base de reservas de aceite para México, la realidad, es que se trata de un sistema
de yacimientos cuyo descubrimiento se remonta a principios de la década de 1930.

Desafortunadamente, desde su descubrimiento hasta ahora, existen muchos retos que deben ser
superados antes de que la produccién a gran escala pueda ser llevada a cabo. Esto debido a que
los yacimientos de turbiditas de Chicontepec son heterogéneos, tanto vertical como
horizontalmente.

La calidad de cada yacimiento es un problema, ya que las areniscas se encuentran cementadas y
contienen una pequefa pero critica cantidad de arcillas hidrofilicas, que tienden a hincharse;
ademas de que los yacimientos son naturalmente fracturados y de baja energia, debido a la rapida
liberacién del gas en solucion [30],

Por ello, el establecer la arquitectura de los sedimentos, es un elemento fundamental del disefio
para cualquier esquema de produccion. Con dicha arquitectura de los sedimentos, se debe
conocer la distribucion de las arenas y composiciéon de las facies, la cual a su vez controla la
distribucién espacial de las propiedades del yacimiento y por lo tanto la distribucién de su aceite
original; asi como también determinard la forma en la que los fluidos se moveran en 4-D (3-D
espacio y tiempo) a través del yacimiento y definitivamente, cdmo se drenara el mismo.

Habiendo establecido la arquitectura de los yacimientos en el campo, los siguientes pasos son la
integracién de la informacidn petrofisica, construccién de mapas de propiedades del yacimiento; y
por ultimo de los volumenes del yacimiento.

Adicionalmente, se debe elaborar una sintesis de los datos de produccién con la geologia del
yacimiento, para identificar el caracter de produccion de las facies que lo componen, y en donde
se vera mejor beneficiado el yacimiento por las operaciones de recuperaciones primaria,
secundaria, terciaria y/o mejorada.
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5.2 Datos histdricos y resultados [61 130]
El primer yacimiento de la cuenca fue descubierto en 1931 y la produccién comercial dio inicio en
1952.

Un total de 951 pozos productores fueron terminados desde 1951 hasta 2002, con gastos de
produccion iniciales en el orden de 70 a 300 [bpd] (11 a 48 [m?/d]).

El volumen original de aceite en la Cuenca de Chicontepec se ha estimado en 136,481 [mmbls], lo
que la convierte en la acumulacién de hidrocarburos mds grande de México. Muy por encima de
Cantarell, campo petrolero que hasta el aflo 2007 proporcioné mas del 50% de la produccion
nacional de aceite (Fig. 5.1) y el cual, de acuerdo a célculos volumétricos, se ha estimado tuvo un
volumen de aceite original in situ de 35,000 [mmbls].

Porcentaje de Produccitn del Pais proveniente de Cantarell
(porcantaje)
70.0% i o

1A%
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Fig. 5.1. Porcentaje de produccion del pais proveniente de Cantarell. En el afio
2004 éste campo contribuyo con el 63.2% de la produccion de aceite del pais, sin
embargo después de éste aio los efectos de la declinacién en la produccién se
han hecho evidentes. (PEMEX, 2010)

Sin embargo, a pesar de su gran volumen, la recuperacién de hidrocarburos en Chicontepec ha
sido un tema que a lo largo de la historia de la cuenca representa el mayor reto a superar.

Actualmente, a pesar de tener mas de 80 afos de haber sido descubierta, la produccién

acumulada de aceite se encuentra en 142.2 [mmbls] y la produccidn acumulada de gas en 241.03

)[2]

[mmpc] (Fig. 5.2)"". Esto representa un factor de recuperacién de tan solo el 0.1% del total de

aceite contenido en la cuenca.

2 NOTA: La Fig. 5.2 muestra a mi parecer datos incorrectos con respecto a los factores de recuperacion, ya
que aplicar la relacion Fr=Np/N da cifras distintas a las mostradas. Sin embargo, al ser datos oficiales de
PEMEX, se prefirié mantener la informacion inalterada.
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Reservas

mmbpce — 1 de enero de 2009
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Volumen original 3P ~140 mil millones de BPCE

FR (2P)
=7.2 %

Fig. 5.2. Volumen original y reservas de Chicontepec en miles de millones de
petréleo crudo equivalente al 1 de enero de 2009. (PEMEX, 2009)

Por otra parte, si comparamos el dato anterior con el de Cantarell, a poco mas de 30 afos de
haber sido descubierto, la producciéon acumulada de aceite supera los 14,000 [mmbls], llegando
asi, a un factor de recuperacion de poco mas del 40% del volumen de aceite original (Fig. 5.3).

Produccién acumulada de Cantarell
{1979-2008, cifras acumuladas)

16.000.000 13,380,854
14,000,000 |
12.000.000
10,000,000
8,000,000 4,630,404
6,000,000
4,000,000
2.000.000
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Fig. 5.3. Produccion acumulada de Cantarell en miles de millones de petréleo crudo equivalente al
2008. (PEMEX, 2008)

La respuesta a tan fuerte diferencia en cifras de produccidn, se encuentra en la propia naturaleza
de los yacimientos de la Cuenca de Chicontepec, los cuales, a diferencia de los encontrados en
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Cantarell, son significativamente mds pequefios y de menor espesor neto; ademas de enfrentar la

siguiente problematica:

1. Baja productividad y alta declinacidon de la produccion al inicio de la explotacién de los

pozos, lo que origina bajos volimenes recuperados de hidrocarburos por pozo.

2. Bajos factores de recuperacién final por yacimiento, de alrededor de 5-7 %.

3. La presion inicial de los yacimientos es muy cercana a la presién de burbuja, lo que

provoca una disminucién de:

e Produccidn de aceite debido a la alta produccion de gas disuelto liberado.

e Energia del yacimiento al producir el gas en solucién.

4. Yacimientos turbiditicos altamente heterogéneos, resultado de procesos diagenéticos

complejos y de areniscas discontinuas. Ademads de ser altamente estratificados, de bajas

permeabilidades y porosidad.

5. Formaciones deformables y reactivas a ciertos fluidos.

La Fig. 5.4 muestra los retos presentes en Chicontepec, ademads de establecer una serie de

posibles soluciones a cada uno de ellos.

Retos tecnolégicos en Chicontepec

Implicaciones

Alta complejidad geolégica

Rete para definir lecalizacionss para
perforar pozos

Dificultad para predecir comportamiento
praductive

Dificultad para disenar y ajecutar fracturas

Heterogensidad
de la roca

Retos de disefo para perforacién y
terminacion de pozos

Mayor riesgo de perforar pozos no
productives

Maltiples
scumulacienes con
SCERA COmMuUncacis

wertical

Baja energia del yacimlento

* Pérdida del mecanismo natural de arrastre
del erude al paze

Liberacitn termprana

de gas en soluckén

* Riesgo de que una alta proporcion de los
hidrecarburos no se recupere en la stapa
primaria de explotacion

Baja capacidad de flujo de la roca

(Baja permeabilidad)

* Alto consumo de enargia &n el yacimisnto
* Baja productividad inicial de los pozos
* Alta declinacion de la produccion

Dificultad para el
flujo de

hidrocarburos
hacia los pozos

Fig. 5.4. Retos tecnoldgicos de Chicontepec. (PEMEX, 2010)

103

Posibles soluciones No exhausthvo

Infermacidn de caracteristicas petrofisicas

Madelos de caracterizacién estitica y
dinamica

Fracturas energizadas ylo con fluidos no
danines

Pozos no convencionales

Terminaciones mialtiples

Inyeccion de fluidos para mantener la
pregidn dal yacimisnts

Aplicacién de sistemas artificiales de
produccidn

Implementacion da procesos de
recupsracidn secundarla y majorada

Fracturamisntos energizados yio con aceite
Perforacién bajo balance

Fluides de perforacion compatibles con la
raca

Disparcs de alta penetracion y bajo dafo



De esta manera, si analizamos las cifras pertenecientes a reservas, podremos tener una idea
mucho mads clara de lo que representa extraer el aceite de los yacimientos de Chicontepec.

En la Fig. 5.2 podemos observar que las reservas probadas (1P), al 1 de enero de 2009, se
aproximan a un volumen de 668 [mmbpce], equivalentes a tan solo el 0.5% del aceite original in
situ. Mientras que si consideramos el total de reservas probadas, probables y posibles (3P), tan
solo seria posible recuperar el 12% del aceite original, correspondiente a 17,393 [mmbpce].

En el afio 2006, ante la necesidad imperante de Petrdleos Mexicanos (PEMEX) por mantener la
produccidn de hidrocarburos a niveles estables después del comienzo de la declinacidn estrepitosa
en la produccién de Cantarell (Fig. 5.5) cuya produccion actual se encuentra en el orden de los
522,000 [bpd] de aceite, el director de PEMEX Exploracién y Produccion (PEP), Carlos Morales Gil,
anuncié un agresivo proyecto de perforacion de pozos (Fig. 5.6), con el fin de convertir a
Chicontepec en una cuenca que pudiera producir de 22.712 [mbpd] y 26.9 [mmpcd] de gas natural
durante ese afio; a 550-600 [mbpd] de aceite hacia el afio 2021.
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Fig. 5.5. Producciéon promedio anual de crudo en Cantarell. Después de 2004, cuando
alcanzo su pico de produccion, la declinacién en la produccién ha sido sustancial. (PEMEX,
2008)

Al afio 2008, el Proyecto Chicontepec o Aceite Terciario del Golfo (ATG), considerado de
importancia estratégica nacional, contemplaba perforar 16,000 pozos de desarrollo en el periodo
2002-2020, equivalente a perforar cerca de 1,000 pozos por afio.
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Capacidad de ejecucion
Intervenciones a pozos
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B Terminacion
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2010: POT Il + Proyeccidn de cierre

Fig. 5.6. Intervenciones a pozos realizadas en Chicontepec del afio 2002 al afio 2010. A partir del
afo 2007 la perforacion de pozos se triplico, hasta llegar a su maximo en 2009. (PEMEX, 2010)

Desafortunadamente, aunque la inversién aumentd de manera exponencial a partir de 2006, (Fig.
5.7) al pasar de 3 [mmmS$] hasta 23[mmmS$] en 2009, los incrementos marginales en la produccién
(Fig. 5.8) ponen en evidencia el mal esquema de explotacidén que siguié PEMEX para incrementar
la produccién de la Cuenca de Chicontepec.

Inversion
MMMS

23
21

10

02 03 04 05 06 07 08 09 10
2010: Inversidn Adecuadoe ||

Fig. 5.7. Inversion realizada en el Activo
Integral Aceite Terciario del Golfo en el
periodo 2002-2010. Nétese que de 2007-
20009 la inversion se triplicé para tan solo
obtener 10 [mbls] de produccion
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Fig. 5.8. Produccion de aceite y gas en el Activo Integral Aceite Terciario del Golfo durante el periodo
2003-2010. (PEMEX, 2010)

De hecho, si observamos la informacién contenida en la grafica de la Fig. 5.9, nos podremos dar
cuenta que el incremento de produccion en Chicontepec ha sido resultado de perforaciones
nuevas, terminaciones y reparaciones. Sin embargo, no hay datos que indiquen la aplicacién de
tecnologias de recuperacién secundaria o mejorada a escala de campo, para contribuir a la
produccion.

Aceite Terciario del Golfo: Produccion de aceite
Enero - Agosto 2010

Barriles por dia

24,763

18,753

14,753

9,763
NP S N A R G AT g g g R
WBASE wRME uRMA waTER
Fig. 5.9. Produccidon de aceite en el Activo Integral Aceite Terciario del Golfo
atribuible a: Produccion Base, Reparaciones Menores (RME), Reparaciones Mayores
(RMA) y Terminaciones de pozos (TER). (PEMEX, 2010)
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Como consecuencia de esto, durante el 2009 el Presidente de la Comisién Nacional de
Hidrocarburos (CNH), Juan Carlos Zepeda, anuncié un replanteamiento de los objetivos del
proyecto, dados los pobres resultados obtenidos, incluyendo la revision de ocho contratos
firmados con igual nimero de compaiiias para la perforacién de 1,746 pozos entre abril de 2009 y
julio de 2012, con un costo de 1,637 millones de délares. Adicionalmente, se planted la
suspension, de manera temporal de la explotacién de Chicontepec.

En 2010 PEMEX, reconociendo la incertidumbre acerca de como explotar la cuenca, cambia su
estrategia de explotacién, al pasar de un programa de perforacién extensiva a uno con el objetivo
de mejorar la productividad de los yacimientos y pozos recientemente perforados.

Para ello, la paraestatal opta por la adjudicacion directa de contratos a las empresas
Schlumberger, Weatherford, Halliburton, Baker Hughes y Tecpetrol, para la construcciéon de cinco
laboratorios de campo en Chicontepec (Fig. 5.10), los cuales tienen como objetivo operar en los
Campos Agua Fria, Presidente Alemdan, Remolino, Corralillo y Coyotes; todos ellos pertenecientes
al area de Chicontepec.

Asignacion de 10km?Z por contratista
para desarrollar 5 areas.

\ o\

Coyotes
Tecpetrol
=N
N

Sector 2

Agua Fria

Stbmberger

Presidente Aleman | s

Fig. 5.10. Area destinada a cada una de las 5 empresas que obtuvieron los
contratos por adjudicacion directa. (PEMEX, 2010)

De esta manera, cada uno de estos laboratorios permitira probar y evaluar nuevas tecnologias,
qgue le daran a las companiias contratistas flexibilidad para definir la estrategia de explotacién y
operacion de los Campos en Chicontepec de forma integral.
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De acuerdo con los reportes presentados por la paraestatal en los primeros meses de 2011,
PEMEX esta por debajo de las metas de produccion de aceite en la cuenca, aun cuando éstas
fueron replanteadas desde 2009. Actualmente, en Chicontepec se tienen 1,691 pozos operando
pero se tienen otros 1,020 sin produccion.

A pesar de los esfuerzos realizados para elevar la productividad de la cuenca, actualmente se
tendrian que estar produciendo alrededor de 57 [mbpd] de aceite; sin embargo, a enero de 2011
no se llega a mas de 45 [mbpd]. Mientras que en el caso del gas natural se tendrian que estar
produciendo 96 [mmpcd] y la produccién actual se encuentra casi en 92 [mmpcd].

De esta manera, se puede concluir que la solucidn a los problemas de productividad en
Chicontepec, a mediano y largo plazos, no se encuentra en la perforacién de pozos nuevos o en
operaciones de reparacion menores o mayores.

Por el contrario, se debe adoptar un sistema que se enfoque en la investigacién de nuevas
tecnologias, incluyendo procesos de recuperaciones terciaria y/o mejorada, que permitan mejorar
la productividad en los pozos existentes. De esta manera, se optimizara el uso de los recursos
disponibles en solucionar el problema de raiz, el cual involucra atacar directamente las
condiciones del sistema roca-fluido de los yacimientos.

5.3 Ubicacion

La Cuenca de Chicontepec se encuentra ubicada en la Region Norte (Fig. 5.11) de PEMEX
Exploracion y Produccidon (PEP); y administrativamente conforma el Activo integral Aceite
Terciario del Golfo (Fig. 5.12).
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Fig. 5.11. La Region Norte esta constituida por una parte continental y otra
marina. (PEMEX, 2009)
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Fig. 5.12. Ubicacion geografica de los activos integrales que conforman la Region
Norte. El Activo Integral Aceite Terciario del Golfo se encuentra marcado dentro del
circulo ambar. (PEMEX, 2009)

Chicontepec cuenta con una extensa area de 123 [km] de largo y 25 [km] de ancho, la cual se
encuentra formada por un complejo sistema de abanicos submarinos y sedimentos turbiditicos,
depositados en un ambiente marino profundo en el Golfo de México.

La Cuenca de Chicontepec se encuentra en la Cuenca Tampico-Misantla, en la parte Noroeste de
México y es el equivalente estratigrafico al Grupo Wilcox en Texas. Localizada exactamente entre
la Sierra Madre Oriental y la Plataforma de la Faja de Oro; extendiéndose rumbo Noroeste-Sureste
alo largo de la Costa del Golfo de México (Fig. 5.13 y Fig. 5.14).
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Fig. 5.13. A-B) Ubicacion del Campo Tajin. C) Mapa paleogeografico de la Cuenca de
Chicontepec. (Maghsood Abbaszadeh et al., 2003)
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Fig. 5.14. Ubicacion de la Cuenca de Chicontepec. (PEMEX, 2010)

La produccién primaria ha sido establecida en varios campos tanto en la Regién Norte como en el
Sur (Fig. 5.15) de la cuenca; teniéndose produccion comercial de hidrocarburos en los Campos
Tajin, Coapechaca, Agua Fria, Soledad, Miquetla, Presidente Alemdn y otros de menor importancia
(Fig. 5.13). Ubicados en la porcidn sur de la cuenca; al oeste de ciudad de Poza Rica; Veracruz.

5.4 Modelo geolégico y composicién mineralégica 3!
El modelo geoldgico consiste en la descripcion de los rasgos geoldgicos y estructurales de un
yacimiento (fallas, delimitacidn de unidades geoldgicas, identificacion de facies y su distribucidn).

En Chicontepec (Fig. 5.16) los yacimientos consisten de cuerpos de areniscas con intercalaciones
de lutitas de edad Paleoceno Superior-Eoceno Inferior, en donde la distribucidn litoldgica de mas
de la mitad del espesor conocido de la Formacidn Chicontepec consiste de lutitas y lutitas limosas.
El resto es una secuencia de cuerpos de areniscas en capas delgadas con intercalaciones de lutitas
y limolitas.
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Fig. 5.15. Campos que se encuentran actualmente produciendo en la
Cuenca de Chicontepec. (Carrillo Bravo, José; PEMEX, 1980)
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Fig. 5.16. La Formacion Chicontepec esta compuesta por sedimentos del Paleoceno Inferior, Paleoceno Medio,
Paleoceno Superior y del Eoceno Inferior. (Diaz Viera, Martin A. & Casar Gonzdlez, Ricardo; Instituto Mexicano del

Petrdleo, 2005)
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Sin embargo, con el fin de realizar una mejor descripciéon del modelo geolégico y mineraldgico, se
utilizé informacién de los Campos Tajin, Coapechaca y Agua Fria, ya que éstos se encuentran
localizados en el drea de sedimentaciéon de uno los abanicos submarinos, a lo largo de los
margenes de la cuenca, proporcionando asi informacidn vital para la comprension de Chicontepec.

En estos campos se tienen 184 pozos perforados (111 en Tajin, 3 en Coapechaca y 70 en agua Fria)
y ademas se cuenta con informacion de sismica 3D, la cual cubre una amplia porcion de los
campos (Fig. 5.17).
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Fig. 5.17. Mapa detallado de los Campos Tajin, Coapechaca y Agua Fria dentro de la Cuenca de Chicontepec. En él
se muestran los pozos perforados y el area estudiada mediante sismica 3D. (Maghsood Abbaszadeh et al., 2003)

5.4.1 Secuencia estratigrdfica

Se condujeron andlisis geoldgicos y sedimentolégicos, basados en el concepto de secuencia
estratigrafica, con el propdsito de realizar un modelo de distribucion de facies y de divisién de
estratos.
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Para ello, se utilizaron registros de pozo y secciones sismicas. La Fig. 5.18 muestra los resultados
de la secuencia estratigrafica de en los Campos Tajin, Coapechaca y Agua Fria.

Las unidades de yacimiento en estos campos se dividen en 12 secuencias de depositacion: AF100,
AF85, TAJ100, TAJ85, TAJ60, AF70-TAJ50, AF60-TAJ40, AF58-TAJ20, AF52, AF50, AF30 y AF10 en
orden estratigrafico ascendente.

Los horizontes de las secuencias AF100 y AF85 se encuentran ausentes en el Campo Tajin, debido a
que fueron erosionadas después de la depositacion. De manera similar los horizontes de las
secuencias: TAJ100, TAJ85 y TAJ60 se encuentran ausentes en el area de Agua Fria, debido a que
no hubo sedimentacién por el acarreo de sedimentos.
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Fig. 5.18. Secuencia estratigrafica del intervalo de yacimiento de la Formacién Chicontepec del
Paleoceno, en los Campos Tajin, Coapechaca y Agua Fria. El eje vertical esta dominado por el tiempo
geoldgico (TS = Superficie Transgresiva, MCS = Seccion Minimamente Condensada, SB = Secuencia
Frontera). (Maghsood Abbaszadeh et al., 2003)

El horizonte de la secuencia AF52 y la parte mas alta de la secuencia AF58-TAJ20, se encuentran
ausentes en el Campo Tajin, debido a que fueron erosionadas después de su depositacion (Fig.
5.18 y Fig. 5.19).
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Se identificaron tres superficies de secuencia estratigrafica tipo SB, MCS y TS entre cada secuencia
de depositacién, donde:

e SB (Sequence Boundary), representa la frontera entre dos secuencias de depositacidn
apiladas verticalmente.

e MCS (Minor Condensed Section), corresponde a un horizonte limolitico en sistemas de
flujo de ambientes marinos someros.

e TS (Transgressive Surface), el cual representa una frontera entre sistemas de flujo de
ambientes marinos someros y sistemas de flujo transgresivos de una secuencia de
depositacion.
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Fig. 5.19. llustracion esquematica de los patrones de apilamiento de las secuencias
depositacionales de los Campos Tajin, Coapechaca y Agua Fria. El eje vertical es
dominado por la profundidad. Las lineas en negrita representan las superficies
principales de erosion. (Maghsood Abbaszadeh et al., 2003)

5.4.2 Clasificacion de facies

Las facies fueron clasificadas y divididas con base en los anadlisis de facies en registros (Rayos
Gama, Resistividad y Densidad-Neutrén), para posteriormente ser correlacionadas con las facies
encontradas en muestras de nucleos. De esta manera se permitié identificar la litologia y facies
sedimentarias intrinsecas.

Como resultado, se identificaron cuatro facies principales de turbiditas: SA, NA, MA y M. La Fig.
5.20 describe la principal litologia, ambientes sedimentarios y patrones caracteristicos de los
registros para cada una de las facies.
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Los resultados de los analisis petrograficos indican que las Facies NA y una parte de las Facies SA 'y
MA, muestran caracteristicas prometedoras de roca de yacimiento de excelente calidad.

5.4.3 Modelo depositacional

Se crearon mapas de distribucion de facies de los Campos Tajin y Agua Fria, para cada
subsecuencia (SB-MCS, MCS-TS y TS-SB), para lo cual primero se graficaron las facies a partir de
registros pozo por pozo y posteriormente se estimo su distribucion.
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Fig. 5.20. Clasificacion de facies de la Formacion Chicontepec basada en los datos obtenidos del Campo
Tajin, a través de registros y descripcion de nucleos. (Maghsood Abbaszadeh et al., 2003)

Los sistemas depositacionales, tales como canales y lébulos, fueron interpretados en base a los
estimados de la distribucién de facies. Ademas, a las gréficas de facies obtenidas a partir de
registros, se incluyeron facies sismicas en 3D con el objetivo de determinar la distribucion de los
sistemas depositacionales, para todas las areas que contaban con estudios de sismica 3D.

Las facies sismicas fueron categorizadas y mapeadas, para cada secuencia de deposicion utilizando
el software “Stratimagic”®.

Posteriormente, basados en la interpretacion de cada uno de estos mapas, se infiere que la parte
Oeste de los Campos Tajin y Agua Fria corresponden con la pendiente adyacente al margen Oeste
de la cuenca, mientras que la parte Este se piensa puede corresponder al eje central del canal.

Principalmente, sedimentos clasticos fueron transportados desde el Oeste hacia el suroeste a
través de canales o Iébulos depositacionales de abanicos submarinos (Fig. 5.21).
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En las Secuencias AF85, TAJ100 y TAJ85, la distribucién de las areniscas turbiditicas tiende a ser
laminar; mientras que patrones de distribucién en forma de dique de canal predominan en las
Secuencias TAJ60, AF70-TAJ50, AF60-TAJ40, AF58-TAJ20, AF30 y AF10.

5.4.4 Diagénesis y alteracion de propiedades

Se realizé un andlisis petrografico para evaluar los factores diagenéticos que controlan las
propiedades de yacimiento de las turbiditas de Chicontepec. Primero, el tipo de poros y
cementantes de las turbiditas fueron descritos utilizando secciones delgadas provenientes de
pozos selectos.
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Fig. 5.21. Sistema depositacional generalizado para las
turbiditas de Chicontepec en los Campos Tajin, Coapechaca
y Agua Fria. (Maghsood Abbaszadeh et al., 2003)

Con base en dichos patrones de ocurrencia de los cementantes y tipo de poros, se cred la historia
diagenética de Chicontepec:

Después de la depositacion, las turbiditas de Chicontepec fueron enterradas a una profundidad
aproximada de 1,000 [m]. Conforme la profundidad a la que las turbiditas se encontraban
enterradas fue incrementando, el cuarzo y la calcita rellenaron el espacio poroso de las areniscas,
dando lugar a una reduccién de la porosidad.

Posteriormente, agua bajosaturada disolvid la calcita que actuaba como cementante durante el
levantamiento en las etapas medias y tardias de la diagénesis, dando lugar a una recuperacién y
mejoramiento de la porosidad, principalmente por fracturamiento y disolucién.

Las fracturas se encuentran abiertas y parcialmente cementadas con calcita (Fig. 5.22a) o bien
impregnadas de aceite (Fig. 5.22b). Ademas, las fracturas principales o de mayor tamafio (Fig.
5.23) se encuentran distribuidas y uniformemente espaciadas, mostrando un movimiento de
deslizamiento por esfuerzo, evidenciando la conectividad con las fracturas no sistematicas.
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El analisis microsismico, llevado a cabo en el campo durante la perforacidon, ha mostrado que las
fracturas principales tienen una orientacion hacia el Noreste (Fig. 5.23). Eventos microsismicos
mas pequenos, con una orientacién Noroeste, capturan los efectos de las fracturas secundarias.

La porcion inferior de las turbiditas de Chicontepec se encuentra altamente cementada, a
excepcion de pequefias zonas donde se encuentra presente la disolucidn. Por otro lado, la
intensidad de la cementacion es baja y la disolucion es importante en la porcion superior de las
turbiditas de Chicontepec.

Fig. 5.22. Las fracturas parcialmente cementadas con calcita (A) e impregnadas de aceite (B) son
comunes en los nucleos de areniscas de Chicontepec. (Noel Tyler, Herén Gachuz Muro, Jesus Rivera-R,

Juan Manuel Rodriguez Dominguez, Santiago Rivas-Gomez & Roger Tyler, 2004)

Fig. 5.23. Areniscas de Chicontepec mostrando una red compleja de fracturas principales y
secundarias en un afloramiento (Francisco Espinosa, PEP), asi como su orientacién. Lo anterior se
determiné utilizando pruebas de microsismica. (Noel Tyler, Heron Gachuz Muro, Jesus Rivera-R,

Juan Manuel Rodriguez Dominguez, Santiago Rivas-Gémez & Roger Tyler, 2004)

5.5 Analisis Petrofisico

Para hacer el analisis petrofisico de la Cuenca de Chicontepec, se utilizé informacién de registros
de los 184 pozos pertenecientes a un area de estudio dentro de los Campos Coapechaca, Tajin y
Agua Fria, la cual fue analizada a intervalos de 0.15 [m].

Es importante mencionar que el Campo Agua Fria representa a una serie de yacimientos
caracteristicos de la Cuenca de Chicontepec.
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De acuerdo a estudios geoldgicos y geofisicos, se han establecido entre 8 y 16 intervalos mayores,
con yacimientos presentes en Chicontepec. En el Campo Agua Fria, 10 de estos intervalos se
encuentran presentes en la columna geoldgica, representado asi un sistema de yacimientos tipico
para realizar el andlisis de las propiedades petrofisicas de la cuenca.

La curva de GR (Rayos Gama) de cada pozo tenia su propia linea de arenas y lutitas, por lo cual se
requirié de valores limites individuales de GR para cada pozo y de normalizacidon a una escala
convencional.

El cdlculo del volumen de lutitas (Vs,) fue realizado utilizando curvas normalizadas de GR y
algoritmos petrofisicos estandar. Cuando una curva de GR era deficiente, el Vg, se calculd
basandose en la diferencia normalizada entre los registros RHOB — PHIN o RHOB —DT.

Al dibujar una grafica de lecturas GR vs. Vi, computadas, se pudo observar que un V4<0.4
corresponde a las facies SA+NA; por lo tanto este valor es utilizado como un criterio base para la
definicion de las arenas. Por otro lado, un valor de V4>0.6 representa a las lutitas y un valor
0.4<V,,<0.6 corresponde a lutitas arcillosas.

5.5.1 Modelo de Porosidad

La porosidad total (¢r) se calculd a partir de los registros sénico, neutrén y densidad, a una
resolucion de 0.25 [m] (cerca de 1 [pie]), mediante métodos petrofisicos estandar.

El mejor valor de porosidad de todos los métodos fue aquel que requirié la menor manipulacién
de los datos obtenidos de los registros originales. Adicionalmente, los valores de ¢, en los
registros sénico, neutrén y densidad son respectivamente 0.314, 0.312 y 0.107.

Posteriormente, para poder hacer el calculo de la porosidad efectiva (¢.) a partir de la porosidad
total (), se aplicd un modelo de lutitas laminadas y otro de lutitas dispersas, dependiendo del
tipo de facies, donde el modelo de lutitas laminadas considera una distribucién alternada multiple
de capas de lutitas y arenas para las Facies SA y NA (Fig. 5.20).

Por otro lado, el modelo de lutitas dispersas aplica a las Facies MA y M (Fig. 5.20), principalmente
porque en estas facies existe una laminacidn tan delgada, que el ambiente se comporta como un
sistema de lutitas con arenas dispersas.

Modelo de Lutitas Laminadas:

¢r = (1 = Vsp)de + Vspsn (Ec.5.1)

Modelo de Lutitas Dispersas:

b1 = Pe + Vsnbsn (Ec. 5.2)
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Si se desean comparar los datos de registros con aquellos obtenidos a partir de los nucleos, seria
necesario convertir los datos de escala de nucleo, a escala de registro, debido a que la resolucién
de cada uno de ellos es de 2 [pg] y 20 [pg] respectivamente.

Dicha conversidn se logra utilizando la siguiente férmula:

Grog—scate = (INTG)(Pcore—scate) (Ec.5.3)
donde:

NTG =1 — Vg, para las Facies SA y NA

NTG = 1, para las Facies MAy M

El mismo concepto aplica para la permeabilidad. En la Fig. 5.24 se muestra un grafica de Porosidad
de Nucleos vs. Porosidad de Registro.

De acuerdo con la informacién mostrada en la figura anterior, se puede observar que el rango de
porosidad efectiva en la Formacion Chicontepec va desde 0.1 -24 [%]. Sin embargo, la mayoria de
los datos de porosidad, tomados de los distintos pozos, se encuentra en el rango de 0.2 — 14 [%],
datos que indican una gran variacion en la distribucién y seleccidon de granos a lo largo de la
cuenca.

Por otro lado, cabe mencionar que si bien existen porciones de la cuenca en donde los valores de
porosidad efectiva son buenos, esto no es indicador obligado de una buena calidad de yacimiento.
Para esto, serd necesario realizar un estudio de la distribucién de permeabilidad a lo largo de la
cuenca para determinar las secciones de mejores condiciones de explotacion.
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Porosidad promedio de nicleos
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Porosidad promedio de registros ajustada con la porosidad promedio de niicleos
Fig. 5.24. Comparacion de la porosidad efectiva predicha de registros vs.
Porosidad efectiva medida de nucleos. Los puntos en azul muestran datos en
donde la lectura registro vs. lectura de nucleo, representa una diferencia
mayor de 3%. (Maghsood Abbaszadeh et al., 2003)
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5.5.2 Modelo de Permeabilidad

Se desarrollé un modelo predictivo completo de la permeabilidad, basado en registros para los
Campos Tajin y Agua Fria, como una funcién de seis pardmetros. Estos incluyen las tres
propiedades petrofisicas derivadas de los registros &., Vs, y Sw; clasificacion de las facies
geoldgicas, intervalos subsecuentes a través de la secuencia estratigrafica; y cuatro
compartimientos de las zonas superior-inferior de Tajin y superior-inferior de Agua Fria.

Sin embargo, cabe mencionar que el modelo de permeabilidad no estd basado en intervalos
individuales de la secuencia.

La Fig. 5.25 compara los resultados de la permeabilidad predicha y la permeabilidad de los
nucleos. El coeficiente de correlacidn resultante de la Fig. 5.25 es de alrededor de 95%, indicando
un buen modelo de prediccién de permeabilidad.
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Fig. 5.25. Evolucion del modelo de prediccion de
permeabilidad, k = f (porosidad efectiva, volumen de
lutitas, saturacion de agua, subsecuencia vy
compartimiento). (Maghsood Abbaszadeh et al., 2003)

Adicionalmente, para realizar un andlisis mas detallado de la Fig. 5.25, se utilizaron los datos de
registros obtenidos de los Pozos AF-846, AF-822 y Antares-1, que se muestran en la Fig. 5.26. Los
cuales fueron tomados para identificar la comunicacion litolégica de estratos y a su vez nos
permiten obtener las siguientes conclusiones:

1. Lapermeabilidad de las secuencias estratigraficas correspondientes a la Formacion
Chicontepec del Paleoceno tiende a decrecer en forma descendente con la profundidad.

2. Los intervalos de alta permeabilidad se encuentran situados principalmente en las zonas

superiores de Agua Fria (Secuencia AF10 hasta la Secuencia AF70) y Tajin (Secuencia TAJ40
y TAJ50).

120



3.

5.6 Composicion del aceite

Los intervalos de alta permeabilidad se encuentran localizados dentro de un rango de
profundidades que va desde los 1000 - 1350 [mvbnm], aunque dicho rango de
profundidades puede variar en algunos casos, debido a los esfuerzos de deformacién que
pudieron ocasionar plegamientos en las formaciones modificando su acomodamiento a
través de los yacimientos.

Dentro de dichos intervalos, los valores mas altos de permeabilidad se encuentran en las
secuencias de depositacion de la Unidad Agua Fria, con valores que van desde los 10-200
[mD], mientras que en las secuencias de la unidad Tajin los valores mas altos de
permeabilidad van desde 1- 10[mD].

Las zonas de baja permeabilidad se encuentran principalmente en las zonas inferiores y
diagenéticamente cementadas de Tajin (Secuencia TAJ60 hasta TAJ100) y Agua Fria
(Secuencia AF85 y Secuencia AF100).

Los valores de permeabilidad en dichas secuencias se encuentran en un rango de 0.1 -1
[mD].

A

A

L=

Fig. 5.26. Comunicacion litolégica entre las subunidades (“Cuerpos 80, 85, 90, 100”) de los Pozos Inyectores
AF-846, AF-822 v Antares-1. (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)

De igual manera, los estudios de sensibilidad sobre la prediccion de la permeabilidad, como una
combinacion de varios pardmetros independientes, muestran que la porosidad y las subsecuencias
son los principales factores.

En los siguientes apartados de este capitulo se describe informacién puntual de permeabilidad,
tomada de nucleos correspondientes a la Unidad Agua Fria y Coapechaca, los cuales también
podran ser tomados como informacidn de referencia, ya que utilizando dichos valores se
realizaron las pruebas correspondientes a la inyeccidn de agua.

[10]
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En la Provincia Tampico-Misantla, donde se encuentra la Cuenca de Chicontepec, se han
reconocido dos rocas potencialmente generadoras en el Jurdsico Superior: las correspondientes
con la Formacidn Santiago del Oxfordiano y las correspondientes con la Formacion Pimienta del
Tithoniano (Gonzalez y Holguin, 1991).

Sin embargo, la calidad y la composicion del aceite de un yacimiento pueden ser afectadas por
muchos factores, los cuales pueden actuar individualmente o de manera superpuesta.

De hecho, entre los principales factores que gobiernan la calidad y composicion del aceite
destacan: el ambiente de depésito de la roca generadora que dio origen al aceite, el grado de
madurez de la roca generadora al momento de la expulsion, el mecanismo de expulsion de la roca
generadora, los procesos de biodegradacion y la historia de relleno de los yacimientos (Fig. 5.27).

Migracidn
Secundaria

Factores Genéticos Primarios
Rocas generadoras Tiempo de expulsién
Arcillosas vs Carbonatadas  Temprana vs Expulsion Normal

Fig. 5.27. Factores que afectan la composicion final del aceite de un yacimiento
(Modificado de Connan, 1984).

De acuerdo con Maldonado R. (2001), los aceites biodegradados del Tithoniano se encuentran en
profundidades someras y con temperaturas alrededor de los 50 — 80 [°C]. Informacién que
coincide perfectamente con los yacimientos de Chicontepec, los cuales tienen una temperatura
promedio de 80 [°C] y se encuentran a profundidades que van desde los 1000- 2500 [mbnm].

Aunque, si bien la informacidn especifica del aceite almacenado en cada uno de los yacimientos
gue constituyen al Activo Aceite Terciario del Golfo (ATG) es dificil de conseguir y especificar en
este trabajo de tesis, si se cuenta con informacidn general acerca de las caracteristicas del aceite
encontrado a lo largo de la cuenca.

Para ello se muestra la Fig. 5.28, la cual proporciona informacién general sobre las propiedades
del aceite encontrado en los yacimientos que conforman la Cuenca de Chicontepec o Activo
Integral Aceite Terciario del Golfo (ATG). Adicionalmente, en la misma figura también se muestra
un mapa de la distribucidn de espesores y calidad de aceite en Chicontepec.
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Fluido
Tipo de fluido: Aceite Negro

Tipo de empuje: Expansion de gas
disuelto liberado

Densidad del aceite: 18 - 45 ® API (24 promedio)

Presiones iniciales: 80 - 360 kglem?
Presion de burbuja: 50 - 330 kglcm?
Viscosidad: 0.5-17 cp

Distribucion de espesores y calidad
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Fig. 5.28 Propiedades promedio del aceite encontrado en los
yacimientos de la Cuenca de Chicontepec. (PEMEX, 2009)

Como se puede observar en la imagen, se corrobora, que existe una gran variacién entre la calidad
y composicion del aceite dentro de los yacimientos, a lo largo de toda la cuenca, por las razones
anteriormente explicadas [30],

5.7 Composicion del agua congénita

Dado que encontrar informacién al respecto sobre las propiedades del agua congénita de cada
uno de los yacimientos que conforman la Cuenca de Chicontepec es dificil, en la investigacién
realizada para llevar a cabo este trabajo de tesis, se utilizé informacién del agua de formacion
obtenida de una arenisca representativa del intervalo “Cuerpo 70” del Pozo Coapechaca-595, a
una profundidad de 1663.13 [m].

El intervalo al que se hace mencién se encuentra ubicado en una zona de buena permeabilidad,
correspondiente a una de las secuencias superiores de la unidad Agua Fria.
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Por tanto, se considera, que dada la relevancia de esta unidad, la muestra de agua obtenida goza
de la misma relevancia a lo largo de los yacimientos ubicados en las zonas de mejor calidad de la

cuenca.

En la Tabla 5.1 se muestra un analisis de las principales especies minerales encontradas en
solucidn en la muestra de agua obtenida del pozo Coapechaca-59

5 132,

Tabla 5.1. Andlisis quimico del agua de yacimiento obtenida del Pozo Coapechaca-595.

Especies Acuosas Agua de Yacimiento
[mg/kgl [mol/ke]
cr 23,373 6.593E-01
HCO5 1281.2 2.100E-02
S0, 472.9 4.919E-03
Li* 11.30 1.628E-03
Na* 11,254 4.895E-01
Mg 271.2 1.116E-02
Si0, (ac.) 54.65 9.127E-04
K 606.4 1.551E-02
ca” 1082.1 2.700E-02
s 84.07 9.594E-04
1" 36.86 3.062E-04
Ba™ 2.30 1.674E-05
Fe* 1.923 3.443E-05

5.8 Prueba piloto de inyeccion de agua en el Campo Agua Fria (1999) 331

Es de suponer que debido a la calidad y cantidad de informacién con la que se cuenta, se optd por
realizar la prueba de inyeccion en el Campo Agua Fria, el cual se encuentra localizado en el Activo
Integral Poza Rica-Altamira, localizado en la parte Este de la regién central de México, en el Estado
de Veracruz, aproximadamente a 5 kildmetros de la ciudad de Poza Rica y a 250 kildmetros al
Noreste de la Ciudad de México (Fig. 5.29). Se trata de un yacimiento turbiditico altamente
heterogéneo, tanto vertical como horizontalmente; la calidad del yacimiento es un problema ya
que las areniscas se encuentran cementadas y contienen una pequeiia pero critica cantidad de
arcillas hidrofilicas que tienden a hincharse. Ademas de que los yacimientos son naturalmente
fracturados.

El sistema multicompartimentado de yacimientos estd tipicamente compuesto de sistemas de
canales complejos, que estdn flanqueados y también descansando sobre areniscas lobulares,
cuyos depdsitos varian en grado desde abanico distal y suelo de cuenca a escala interpozo; la
variabilidad de las facies, resultado de procesos de depositacion tipicos de abanicos submarinos
complementados con la inestabilidad tectdnica, produjeron un sistema de yacimientos altamente
heterogéneos en este campo.

Para identificar areas de calidad superior en el yacimiento, se construyeron mapas de porosidad y
permeabilidad promedios, calculados a partir de registros de pozos, para los yacimientos con un
potencial clave para la inyeccion de agua. Estos mapas mostraron una relacidn directa con la
tendencia de arenas netas para ese yacimiento. Combinando la informacién de las arenas netas y
los mapas de facies con los mapas de propiedades petrofisicas la direccién de flujo de los fluidos
inyectados pudo ser estimada.
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Fig. 5.29. Arquitectura estratigrafica en un campo de la Regidon Sur-Central del Sistema de Abanicos de
Chicontepec, mostrando la interaccion entre tectonismo y sedimentacion. (Noel Tyler, Herén Gachuz Muro, Jesus

Rivera-R, Juan Manuel Rodriguez Dominguez, Santiago Rivas-Gomez & Roger Tyler, 2004)

Es comun encontrar, entre 8 y 16 intervalos mayores de arenas con yacimientos estan presentes
en Chicontepec. En el campo bajo estudio, 10 de estos intervalos fueron considerados como
candidatos potenciales para la inyeccién de agua '°\.

Esta drea piloto para inyeccion de agua consistid bdsicamente en un patrén invertido de cinco
puntos; compuesto por cuatro pozos productores (Pozos B, C, D y E), y un inyector (Pozo A). Fue
implantado para verificar la respuesta del yacimiento a la inyeccién de agua, en dos cuerpos de
arenas que seran denotados como S1 y S2. La prueba se encuentra localizada en un complejo de
canales en uno de los yacimientos y en facies lobulares de abanico submarino del segundo
yacimiento. El espesor total de las arenas fue de entre 128 a 253 [pies], mientras que la
profundidad a la cima de cuerpo de arena mds somero se encontraba entre los 4675 a 5022 [pies].
La Fig. 5.30 muestra un esbozo de la distribucion de los pozos en donde se llevo a cabo la prueba
piloto. La Tabla 5.2 muestra las distancias y areas calculadas entre el inyector y los pozos
productores. Este patrdon no esta confinado.

Tabla 5.2. Distancias y areas calculadas entre el Pozo Inyector y los Pozos Observadores en la zona de ejecucion de la
prueba piloto.

Distancia del Pozo Inyector Area calculada
Pozo Observador )
[pie] (m) [acres]
B 1,175 (360) 12.3
C 1,250 (381) 12.5
D 1,483 (452) 13.2
E 1,840 (561) 13.6
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Limite estimado
del yacimiento

Fig. 5.30. Distribucion de los pozos productores e inyectores dentro del area de la
prueba piloto. (Noel Tyler, Herén Gachuz Muro, Jesus Rivera-R, Juan Manuel Rodriguez

Dominguez, Santiago Rivas-Gémez & Roger Tyler, 2004)

Las condiciones iniciales de este campo fueron: aceite ligeramente bajosaturado con una presion
de yacimiento de alrededor de 3195 [psig] (225 [kg/cm?®]) y un factor de volumen de la formacién
de 1.1621 [bls/STB], la temperatura del yacimiento es de 158 [°F] (70 [°C]). Al momento en que se
llevd a cabo la prueba, habia 77 pozos perforados en el campo, 65 de los cuales se encontraban
operando con BN. La produccién del campo hasta ese momento era de 2400 [bpd]. La Fig. 5.31
muestra la produccion mensual de aceite, gas y agua de este campo.

5.8.1 Inyeccion de agua congénita sin tratamiento 27331

Se realizaron pruebas de inyectividad, las cuales permitieron determinar que debido al contenido
de arcillas se produciria una pérdida del 40% al 80% de permeabilidad como reaccién a la
inyeccién de salmuera artificial; de igual manera, la inyeccién de agua dulce dio una pérdida
similar de permeabilidad (70%). La inyeccion de agua conteniendo KCl (5%) no produjo dafio.

Con respecto a lo anterior resultd claro que el agua inyectada requerira tratamiento y la adicién de
un inhibidor. También se debe mencionar que una mezcla de agua producida por varios campos
en el drea, con un tratamiento minimo, fue usada como agua de inyeccion.

Se experimentd con pruebas a multiples gastos de inyeccion. Seis diferentes gastos incrementales
fueron inyectados al Pozo A durante la prueba, variando desde 240 hasta 4000 [bpd], con una
inyeccion final estabilizada en 2600 [bpd].

Las pruebas de decremento de presion fueron llevadas a cabo al final de cada uno de los periodos
de inyeccion, con el fin de estimar cualquier variacién en la permeabilidad de la formacién debido
al agua inyectada. Una prueba de interferencia entre el Pozo inyector A y dos productores, Pozos B
y C, fue llevada a cabo al final de la prueba piloto, para calcular las propiedades principales del
yacimiento. La Fig. 5.32 muestra la respuesta de presion en los pozos productores.
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Fig. 5.31. Produccion mensual de aceite, agua y gas. (Noel Tyler, Herén Gachuz Muro, Jesus Rivera-R,

Juan Manuel Rodriguez Dominguez, Santiago Rivas-Gomez & Roger Tyler, 2004)

Fig. 5.32. Respuesta de presion observada en los Pozos Observadores B y C desde el Pozo Inyector A.
(Noel Tyler, Heron Gachuz Muro, Jesus Rivera-R, Juan Manuel Rodriguez Dominguez, Santiago Rivas-

Gémez & Roger Tyler, 2004)
5.8.2 Resultados

Una prueba de inyeccidn de trazadores fue llevada a cabo en el inicio de la prueba. Tres trazadores
guimicos y un trazador radioactivo fueron inyectados durante la prueba. Los trazadores quimicos
inyectados fueron Acidos Benzoicos Fluorados (FBA) con bajos limites de deteccién (hasta 50
[ppt]), los cuales fueron inyectados en etapas diferentes de las pruebas de inyeccion a multiples
gastos, como pequefios baches, con el objetivo principal de detectar la presencia de fracturas
naturales sensibles a la presidn, entre las formaciones S1 y S2, asi como también detectar la
presencia de heterogeneidades en estas formaciones, que pudieran afectar adversamente el
barrido de la inyeccion del agua, tales como barreras potenciales al flujo, tendencias de flujo y
problemas potenciales por canalizacidon de agua. Debe mencionarse que los trazadores quimicos
fueron inyectados como baches de poco volumen, mientras que los trazadores radioactivos fueron
inyectados como un flujo continuo.
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Ninguno de los trazadores FBA fue detectado en pruebas tempranas realizadas a muestras del
agua producida; esto fue tomado como un indicador que no existian fracturas naturales de

tamano considerable que conectaran al pozo inyector con los pozos productores en los intervalos
deS1yS2

Un trazador radioactivo emisor beta de baja energia y fase agua (agua tritiada, HTO), con bajos
niveles de deteccion (alrededor de 1 [pCi/ml]) fue inyectado en la fase final de la prueba a gastos
multiples, una vez que el gasto de inyeccién se mantuvo a un nivel mas o menos constante.

Como puede verse en la Fig. 5.33, el trazador HTO arribé a los cuatro pozos productores. Los
tiempos de irrupcion varian desde 77 hasta 238 dias después de la inyeccion; puede verse de las
Tabla 5.3 y Tabla 5.4, que el intervalo de tiempo de irrupcién del trazador en los cuatro pozos
productores no indica una canalizacion significativa durante la prueba piloto. Después de la
irrupcion, la produccion de HTO fue continua en los cuatro pozos productores (Fig. 5.33),
indicando un movimiento uniforme del agua inyectada a través de la formacién productora.

Los cdlculos de balance de masa de los trazadores sugieren que la respuesta observada en éstos
representan el movimiento de fluidos a través de un volumen limitado del yacimiento, lo cual
podria corresponder a una o pocas capas delgadas de alta permeabilidad en el yacimiento.

Los tiempos de llegada del trazador HTO a los cuatro pozos productores (Tabla 5.4), sugieren que
el movimiento del agua inyectada, desde el pozo inyector, ocurre en un patrén radial.

Como puede verse en la Tabla 5.5, los calculos de velocidades aparentes de flujo de la respuesta a
los trazadores en dos de los pozos productores son mas bajas que la direccion de mayor velocidad
de flujo en un factor de 2 a 3. Esta es una clara indicacién de fuertes variaciones en la
permeabilidad de la formacién en diferentes direcciones en la zona de la prueba piloto. Debe
mencionarse que los resultados obtenidos de las pruebas de trazadores, correspondieron en
buena medida con la direccién del flujo de fluidos inferida con las correlaciones de la tendencia de
arenas netas y mapas de registros de facies, desarrollados para el area en donde se realizé la
prueba, asi como para otros cuerpos de arena en el yacimiento.

Respuesta del trazador HTO en los pozos productores de la prueba piloto
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Fig. 5.33. Perfiles de concentracion del trazador “agua tritiada” capturados en los cuatro pozos productores.
(Noel Tyler, Herén Gachuz Muro, Jesus Rivera-R, Juan Manuel Rodriguez Dominguez, Santiago Rivas-Gomez &
Roger Tyler, 2004)
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Tabla 5.3. Tiempo de irrupcion de los trazadores quimicos en los pozos productores.

Pozo de Observacién Trazadores detectados Tlempo[:iealsr]rupcmn
FBA1 162
B FBA2 139
FBA3 117
C FBA2 139
FBA3 117
D Ninguno -
E Ninguno -

Tabla 5.4. Tiempos de irrupcion del trazador radioactivo “HTO” en los pozos productores.

Poz0 de Observacién Tiempo dfe irrupcion Distancia d.el Pozo Inyector
[dias] [pies] (m)
B 77 1,175 (360)
C 77 1,250 (381)
D 144 1,483 (452)
E 238 1,840 (561)

Tabla 5.5. Velocidades superficiales aparentes, calculadas en base a los tiempos de irrupcidn y distancia entre el Pozo
Inyector y los Pozos Productores, tanto para el trazador radioactivo (HTO) y los trazadores quimicos (FBA).

Velocidades aparentes de los trazadores quimicos (FBA) y radioactivos (HTO)
Pozo de Observaciéon [m/d]
FBA1 FBA2 FBA3 HTO
B 2.06 2.40 2.83 4.27
C ND* 2.33 2.78 4.16
D ND* ND* ND* 2.24
E ND* ND* ND* 1.52

ND = No Detectado

Como puede verse en la Tabla 5.6, el numero de irrupciones y ocasiones de llegada de los
trazadores en concentracién maxima en el Pozo de observacion B, no son los mismos para los
diferentes trazadores. Se observa que el orden de llegada de los trazadores siguid un orden
inverso a aquel en el que fueron inyectados; el trazador HTO (el ultimo inyectado) irrumpid
primero, seguido por el tercero en orden de inyeccion, luego el segundo inyectado y por ultimo el
primer trazador inyectado (FBA1). Esto es una indicacién de que distintas rutas de flujo se
encontraban disponibles para cada uno de los trazadores en el momento en que estos fueron
inyectados.

Debido a que las principales variables, que cambiaron a condiciones de yacimiento en el momento
en que se encontraban fluyendo los diferentes trazadores a través de la formacién productora,
fueron la presién y la distribucién de fluidos a través del yacimiento, se cree que las interacciones
roca-fluidos (tales como la imbibicién), asi como las condiciones locales de geometria de poros
(tales como el tamarfio de poro y la distribucion de las garganta de poro), y amplias variaciones en
las propiedades petrofisicas entre capas adyacentes, entre otros posibles factores, han producido
el efecto aparente de disminuir los tiempos de irrupcion, ya que los trazadores fueron inyectados
en momentos en donde los valores acumulativos de agua inyectada eran mas altos.
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Tabla 5.6. Principales caracteristicas de los trazadores capturados en el Pozo B de observacion. Distancia al Pozo
Inyector = 1079 [pies] (329 [m]).

Tiempo
transcurndo desde T Tiempo c!e llegada Concentracion pico e ¢ e
el comienzo de la . 9 del pico de del trazador
Trazador . L, irrupcion L, del trazador
inyeccion del [dias] concentracion del (FBA) [ppb] [dias]
trazador trazador [dias] (HTO) [pCi/ml]
[dias]
FBA1l 0 162 167 7 7
FBA2 16 139 144 20 14
FBA3 38 117 126 30 14
Agua Tritiada 2 picos @
(HTO) 74 77 84y 168 25 203

*Perfil del trazador incompleto. El muestreo concluy6 antes de alcanzar la concentracion cero en las muestras.

Como una respuesta clara a la inyeccidn de agua, la presién de yacimiento aumenta y se presentan
modestos decrementos en la RGA de los pozos productores; sin embargo, no se observaron
incrementos claros en los gastos de produccion al final de la prueba piloto. Se cree que esto puede
ser debido a la corta duracidn de la prueba. La presidén de fondo fluyendo en el Pozo B cambié de
720 [psig] al comienzo de la inyeccién a 975 [psig] al final de la prueba, mientras que en el Pozo C,
ésta vario de 426 a 720 [psig]. En el Pozo inyector A, la presién de fondo cambié de 1800 [psig] en
el principio, a una presién de cierre de 3601 psig, al final de la prueba. La Tabla 5.7 muestra los
volumenes acumulados de agua inyectada al momento de irrupcidn del frente de desplazamiento
en los pozos productores, asi como las areas de barrido calculadas, y las propiedades del
yacimiento promedio en el area de la prueba piloto.

Tabla 5.7. Volumen acumulado de agua inyectada al momento de la irrupcion, y area barrida por el frente de
desplazamiento en cada pozo productor. También se muestran las propiedades promedio del yacimiento en el area
de la prueba piloto.

Yele Area de barrido,
acumulado de agua
. X calculada al
Espesor promedio K Kh inyectada al
Pozo Productor momento de la
[m] [mD] [mD.m] momento de . P
. L irrupcion
irrupcion (m]
[STB]
B 137.8 1.2 50.4 298,207 35,472
C 157.4 1.4 67.2 309,047 36,401
D 131.2 3.5 140.0 596,338 39,373
E 116.4 3.2 113.6 389,447 38,180

5.9. Simulacion de prueba de inyeccion de agua con TOUGHREACT®

El analisis detallado de un largo grupo de datos de campo en Chicontepec indica una gran
dependencia de la permeabilidad a cambios pequefios en la porosidad. La naturaleza convergente-
divergente de los canales de poros explica la posibilidad del posible taponamiento de las gargantas
de poro por la precipitacién, mientras que los espacios vacios permanecen en el cuerpo de los
poros. Para incluir estos efectos dentro de la simulacidn, la siguiente ecuacién de Verma-Pruess
fue aplicada para la Zona 1 (Distancia del pozo inyector: 0 [m] — 20 [m]):
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= : (Ec. 5.4)

en donde ¢, es el valor de porosidad “critica” en el cual la permeabilidad se vuelve cero, y n es un
exponente de ley de potencias. Los pardmetros ¢. y n son dependientes del medio.

Para la Zona 2 (Distancia del pozo de inyeccién: 20 [m] — 200 [m]), se empled una ley cubica.

(Ec. 5.5)

en donde k; y ¢; representan la permeabilidad y porosidad inicial, respectivamente. Esta ley
supone una permeabilidad cero solo bajo condiciones de cero porosidad.

El modelo de Verma-Pruess de reduccién permeabilidad (Ec. 5.4) es aplicable a escalas pequefias,
mientras que en escalas mas grandes se puede esperar una menor pérdida de permeabilidad por
reduccion de porosidad. De acuerdo con esto, la Ec. 5.4 es usada dentro de los 20 m de distancia
desde el pozo inyector, mientras que la ecuacidn de Kozeny (Ec. 5.5) es usada a distancias
mayores.

TOUGHREACT® ** B! fye utilizado en la simulacién a escala de yacimiento para la inyeccién de
agua a temperatura ambiente (30 [°C], 86 [°F]), en un yacimiento con una temperatura inicial de
80 [°C] (176 [°F]).

El modelo TOUGHREACT® puede ser aplicado para medios porosos fracturados, en una, dos o tres
dimensiones, con heterogeneidades fisicas y quimicas. EIl modelo puede acomodar cualquier
numero de especies quimicas presentes en el liquido, gas y fase sdlida, con un amplio rango de
procesos termodinamicos, fisicos y quimicos subsuperficiales. Los procesos mds importantes para
el flujo de calor y de fluidos son: 1) el flujo de fluidos en las fases liquida y gaseosa ocurre bajo
fuerzas de presidn y gravedad; 2) los efectos de la presion capilar son considerados para la fase
liquida, y 3) el flujo de calor ocurre por conduccion, conveccion y difusién. El transporte de las
especies acuosas y gaseosas por adveccion (corrientes de flujo) y difusion molecular es
considerado tanto en la fase liquida como en la gaseosa.

Como no se encuentran disponibles nucleos extraidos directamente de los pozos propuestos para
la inyeccion, se seleccionaron muestras representativas a partir de secciones litoldgicas analogas,
en nucleos de pozos adyacentes. La densidad de la roca seca, volumen de poros y porosidad
efectiva fueron determinados bajo condiciones superficiales. La permeabilidad absoluta al gas fue
obtenida experimentalmente usando la Ley de Darcy 321,

131



Una arenisca representativa del intervalo de inyeccién (“Cuerpo 70”) del Pozo Coapechaca-595 a
una profundidad de 1663.13 [m], fue utilizada para el experimento de flujo. Basado en la Norma
API RP 40: “Practicas Recomendadas para el Analisis de Nucleos” (APl 1998), una permeabilidad de
Klinkenberg de 464 [mD] al gas y una porosidad efectiva de 14% fueron medidas para el nucleo de
1.5”, bajo condicién hidrostatica, con una presion de confinamiento estable de 56 [kg/cmz] (822.8
[psi]). El proceso de limpieza y de saturacion aparente es similar al descrito anteriormente para el
caso del nucleo con agua destilada.

El hinchamiento de las arcillas como proceso dominante bajo condiciones estaticas causd un
decremento significativo en la permeabilidad de 464 [mD] a 220 [mD], durante un periodo de
saturacion de 3 dias.

Durante el experimento de laboratorio con agua de yacimiento a 25 [°C], k, se redujo de 220 [mD]
a 78 [mD] en un corto periodo de tiempo de 52 minutos con una gasto de entre 2.0 [cm*/min]
(etapa inicial) y 1.5 [cm?/min] (etapa final) y un rendimiento total de 12 volimenes de poro (93.1
[ml]) (Fig. 5.34). En continuacién, las condiciones experimentales fueron gradualmente cambiadas
a una T = 80[°C], con el fin de simular la llegada de agua tibia al yacimiento calentado. En un
tiempo de 80 minutos y un volumen de flujo de 80 [ml], la k. continué decreciendo de 78 [mD] a
50 [mD]. El continuar el flujo a 80 [°C] durante 310 minutos y un volumen total de flujo de 620 [ml]
(Q=1.0 [cm?*/min] @k.=50-42 [mD], Q=2.0 [cm*/min] @ kL= 40-8 [mD]) causé un nivel bajo de
estabilizacion alrededor de 10 [mD].

Simulaciones numéricas:
100 &% —6—n=2
e gy [] = i}
| s Pl —E—n=6
154 T —%—n=8
|II Calentamiento |eebm—Exp, fujo
504 |'5 80°C Inicial

0.2 0.4 0.6
Diferencial de presidn

Fig. 5.34. Comparacion de la evolucion de la permeabilidad, durante experimentos de inyeccidon de agua de
mar a nucleos y durante simulaciones numéricas con TOUGHREACT® empleando diferentes exponentes en
la Ley de Potencias. (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)

Aunque el continuar por 480 minutos con volumen total de flujo de 920 [ml], los valores de k.
permanecieron relativamente estables entre 8 y 10 [mD]. Conforme el gasto fue cambiado
durante el experimento de inyeccidén, una comparacién directa entre el comportamiento de la
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presidon y la permeabilidad debié ser realizada, bajo condiciones de gasto idénticas. La Fig. 5.35
muestra el incremento general de Ap con el decremento de la permeabilidad durante el
experimento de inyeccién, por ejemplo, de 0.071 [atm] (1.04 [psi]) @ 220 [mD], a 0.131 [atm]
(1.92 [psi]) @ 118 [mD] a un gasto constante de 2.0 cm3/min.

25‘0 T T [ T I T
200 — —
. Q= 2.0 ernfimin -
150 — -
g
2 4 -
100 — —
Q= 1.5 em*min
50 — Q=1.0 em’min —
- ; Q= 2.0 em’/min -
0 L] | L} l L I L]
0 0.2 0.4 0.6 0.8

Diferencial de presién

Fig. 5.35. Correlaciéon entre las diferenciales de presion medidas y las permeabilidades resultantes durante la inyecciéon
de agua congénita a diferentes gastos. (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)

El comparar la composicidon mineraldgica del nticleo antes y después del experimento de flujo, nos
permite identificar especialmente en la zona de entrada del nucleo, picos de intensidad
incremental en el diagrama de difraccion de Rayos X, indicando la acumulacién de minerales
secundarios. La Fig. 5.36 y Fig. 5.37 muestran, a través de espacios rodeados por bloques, el
incremento neto entre la composicion primaria y final de los picos mineralégicos individuales.
Mientras que los bloques de color gris indican los picos por probables procesos de disolucidn.

La precipitacion de calcita domina la parte de la entrada, aunque la formaciéon de dolomias
secundarias, ankerita y cuarzo también es indicada. Como una observacidon importante, la parte de
la entrada en el nicleo es dominada por procesos de precipitaciéon, mientras que la disolucion es
dominante en la parte de salida del nucleo.

Las concentraciones decrecientes de solutos acuosos, especialmente Ca®, HCO* y SO,* en las
muestras de fluido de salida en comparacién con la composicién inicial del agua del yacimiento
(Tabla 5.8), confirman la precipitacién de minerales carbonatados y sulfatados en condiciones
sobresaturadas.
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Fig. 5.36. Cambio de la composicion mineralégica en la cara de inyeccion de un nicleo durante la inyeccion
de agua de yacimiento. Los picos negros representan la composicion mineralégica después del
experimento, los espacios de forma rectangular reflejan el pico de incremento neto durante el
experimento (probablemente por procesos de precipitacion), mientras que los espacios en gris indican los
picos de decremento por procesos de disolucién (Qu = Cuarzo, Cc = Calcita, Do = Dolomia, Ab = Albita, Ank
= Ankerita). (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)
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Fig. 5.37. Cambio en la composicion mineralégica de la seccion del efluente del ntcleo durante la
inyeccion de agua de yacimiento. Los datos y acotaciones corresponden a los de la Fig. 5.36. (P. Birkle,
K. Pruess & T. Xu, 2009)
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Tabla 5.8. Comparacion del analisis quimico del agua de yacimiento, antes y después de la inyeccidn, con respecto a los
resultados de la simulacion de TOUGHREACT® (Duracion 6 dias).

. Seccién de entrada del agua de ., . Iy s
Especies " , Seccidn del efluente Efluente de la simulacién numérica
Acuosas yacimiento en el nucleo

[mg/kg] [mol/kg] [mg/kg] [mol/kg] [mg/kg] [mol/kg]

cr 23,373 6.593E-01 23,494 6.627E-01 23,371 6.59E-01
HCO5 1281.2 2.100E-02 473.7 7.764E-03 479.6 7.86E-03
5042' 472.9 4.919E-03 224.8 2.340E-03 378.9 3.95E-03
Li* 11.30 1.628E-03 11.27 1.623E-03 11.3 1.63E-03
Na* 11,254 4.895E-01 11,159 4.858E-01 11,251 4.89E-01
Mg2+ 271.2 1.116E-02 264.8 1.089E-02 284.4 1.17E-02
SiO; (ac.) 54.65 9.127E-04 54.40 9.085E-04 54.55 9.11E-04
K 606.4 1.551E-02 600.8 1.537E-02 606.4 1.55E-02
ca” 1082.1 2.700E-02 819.9 2.046E-02 846.1 2.11E-02
sr** 84.07 9.594E-04 80.50 9.187E-04 0.13 1.49E-06
I 38.86 3.062E-04 35.72 2.815E-04 38.9 3.07E-04
Ba® 2.30 1.674E-05 2.30 1.675E-05 0.21 1.50E-06
Fe’ 1.923 3.443E-05 1.926 3.449E-05 12.8 2.29E-04

Los datos quimicos analiticos del agua de yacimiento utilizados como datos de entrada (Tabla 5.8),
y la composicién mineralégica fueron tomados del ndcleo 2 del Pozo Coapechaca-595 (Tabla 5.9).
Los pardmetros petrofisicos para una simulacion 1D del experimento de inyeccidn a nucleo, son
mostrados en la Tabla 5.10. El exponente n de la ley de potencias de la ecuacion de Verma &
Pruess (Ec. 5.4) fue utilizado como parametro en la calibraciéon con el fin de simular diferentes
casos.

Tabla 5.9. Lista de minerales considerados en las simulaciones a escala de nticleo, realizadas con agua destilada y de
yacimiento (los valores para esta ultima encerrados en paréntesis).

L, " , o Area especifica
Mineral Fracmor? quumetnca Precipitacion/disolucion Energia de activacion superficial
inicial [kJ/mol] 2
[cm/g]
Primarios:
Cuarzo 0.33 (0.38) Cinético 87.7 9.8
Calcita 0.35 (0.37) Equilibrio - 9.8
Dolomia 0.07 (0.06) Cinético 52.2 9.8
Albita 0.04 (0.04) Cinético 69.8 9.8
Ankerita 0.19 (0.13) Cinético 62.76 9.8
Caolinita 0.01 (0.01) Cinético 22.2 151.63
llita 0.01 (0.01) Cinético 35.0 151.63
Secundarios:
Calcita (CaCOs) Equilibrio - -
Barita (BaSO,) Equilibrio - -
Celestina (SRSO,) Equilibrio - -
Estroncianita (SrCOs) Equilibrio - -
SiO, (amorfo) Cinético 60.9 9.8
Na — Esmectita Cinético 35.0 151.63
Ca — Esmectita Cinético 35.0 151.63
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Tabla 5.10. Parametros utilizados en la simulacion de una inyeccion de agua destilada y agua congénita.

Parametros de inyeccion Inyeccidn de agua destilada Inyeccidn de agua congénita
Ndmero de mallas 10 10
Porosidad inicial 12.0% 14.0%
Porosidad critica 11.3% 13.0%
Permeabilidad inicial K, 60 [mD] 220 [mD]
Densidad 2.265 [g/cm’] 2.33 [g/cm’]
Correlacion porosidad-permeabilidad Ec. 5.1 (Verma & Pruess, 1988) Ec. 5.1 (Verma & Pruess, 1988)
Longitud del nucleo 36 [mm] 36 [mm]
Espaciamiento entre mallas 3.6 [mm] 3.6 [mm]
Duracion de la simulacion 0.28 [dias] 0.6 [dias]
Gasto de inyeccion 1 -8 [cm’/min] 2 [cm®/min] (0.333E-04 [kg/s])
Exponente “n” de la Ley de Potencias 8 2a8

La Fig. 5.34 muestra los resultados de cuatro simulaciones con valores de n entre dos y ocho. Se
observa que la permeabilidad inicial de 220 [mD] decrece a valores de entre 193.5 [mD] (n=2) y
131.6 [mD] (n=8), en un periodo de 0.6 dias (864 min).

Como se menciond anteriormente, los parametros de ¢,y n en la Ec. 5.4 son dependientes del
medio. Una fractura con apertura b, tiene una permeabilidad

2
P (Ec. 5.6)
12

en donde el subindice i denota valores al tiempo inicial. Debido a la precipitacién de minerales, la
apertura de la fractura decrece, o b es menor que b;.

Para la porosidad ¢, tenemos la siguiente relacién

—=— (Ec. 5.7)
¢ b
Combinando la Ec. 5.3 y Ec. 5. 4, tenemos:
k 2
— = ﬂ (Ec. 5.8)

Por lo tanto, si la permeabilidad estd dominada por las fracturas y la precipitacion ocurre
uniformemente en la superficie de las fracturas, el parametro n es 2. Para el medio a escala de
yacimiento, idealmente los parametros ¢. y n en la Ec. 5.4 deben ser calibrados de datos
experimentales de campo, como se demostréo en Xu et al. (2004) quien calibré estos dos
parametros usando los indices de inyeccion observados para reproducir la pérdida de inyectividad
debido a la precipitacion de silicatos. La relaciéon de la Ec. 5.4 capturéd muy bien la precipitada
pérdida de inyectividad, y las cantidades simuladas de silicatos amorfos precipitados fue
consistente con las cantidades estimadas de los datos de campo.
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La principal razén para el decremento en la permeabilidad del nicleo es la precipitacién de
minerales secundarios como la calcita (CaCO;) y celestina (SrSO4). Un maximo de precipitacion de
calcita de 0.053% del volumen total de roca ocurre en la seccion de influjo del nicleo, después de
0.6 dias de simulacién (Fig. 5.38).

Las mediciones de la composicion de fluidos antes y después del experimento de flujo confirman la
precipitaciéon de calcita simulada, ya que fueron observados decrementos pronunciados para el
HCO3 y Ca**. Adicionalmente, la reduccién en las concentraciones de SO4> y Sr** confirma la
precipitaciéon del mineral sulfatado celestina (Tabla 5.8). Para el HCO3,, la reduccidn simulada de
1281.2, mg/kg a 479.6 mg/kg se encuentra en perfecta correspondencia con la declinacion final
aproximada de 1281.2 mg/kg a 473.7 mg/kg durante el experimento de flujo (Fig. 5.39).
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Fig. 5.38. Simulaciéon numérica de la precipitacion de calcita durante un experimento de inyeccion, a una
distancia de 0.2, 1.3, 2.5 y 3.6 [cm] desde la cara de inyeccion del nucleo. La duracion de la prueba fue de 0.6
dias. (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)

En general, la correspondencia en las concentraciones de solutos entre datos experimentales y
simulados es buena. Sin embargo, un pequefio decremento en la concentracién de Sr** fue
observado en el experimento mientras que un decremento grande de este componente fue
observado en la simulacién (Tabla 5.8), lo cual sugiere que la precipitacidon de celestina (SrSO,)
estd cinéticamente controlada para la escala de este experimento, en vez del equilibrio
especificado en la simulacién. La concentracién de Ba** permanecié sin cambios durante el
experimento, pero se observé una gran caida en la concentracién de este componente durante la
simulacion (Tabla 5.8), lo cual sugiere que la precipitacion de barita (BaSO,;) no ocurre en el
experimento y deberia ser removida o especificada con una tasa cinética muy baja en la
simulacion.
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Un pequefio incremento en la concentracidn de Fe®* fue observado durante el experimento, pero
durante la simulaciéon se observé un gran incremento de este componente, sugiriendo que la
abundancia de anquerita puede ser pequefia en el ensamble mineral primario y/o existe una tasa
cinética muy baja para la disolucién de la anquerita.

El comparar el decremento en la permeabilidad en el experimento de flujo con resultados
simulados nos permite observar un decremento mucho mas pronunciado en la permeabilidad,
durante el experimento de laboratorio (Fig. 5.34). La fuerte caida de la permeabilidad durante el
experimento de flujo es causada por diferentes procesos.
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Fig. 5.39. Comparacion de las concentraciones de HCO; antes y después del experimento de flujo, con respecto a
las obtenidas de simulaciones numéricas durante un periodo de 0.6 dias. (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)

El decremento durante condiciones estaticas (sin flujo) es atribuido principalmente al
hinchamiento de las arcillas, mientras que en condiciones dinamicas de flujo, varios procesos
contribuyen a la reduccién de la permeabilidad, incluyendo efectos térmicos debidos al
calentamiento del sistema de flujo, taponamiento de poros por particulas en suspensién y
materiales organicos, y la precipitacion de minerales secundarios.

Una cuantificacidn separada de los procesos individuales es extremadamente dificil. Alrededor del
20%, el cual corresponde a la declinacion de la permeabilidad de 220 [mD] a 13.6 [mD], puede ser
atribuido a la precipitacion de minerales secundarios, mientras que un estimado del 80% de la
reduccion en la permeabilidad puede ser atribuida al hinchamiento de las arcillas, los efectos de
confinamiento y otros procesos durante condiciones estaticas (de 464 a 220 [mD]) y dindmicas (de
131.6 a 10 [mD]). Mientras, las simulaciones numéricas con TOUGHREACT® consideran
exclusivamente la disolucidn y precipitacion mineral.
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5.9.1 Inyeccidn de agua de formacidn (congénita) al yacimiento

En la etapa inicial del programa de recuperacion mejorada de hidrocarburos en el Activo Integral
Poza Rica-Altamira, un total de 16,060 [bpd] (barriles por dia) de agua de formacién de los Campos
Coapechaca, Tajin y Agua Fria, se planed inyectar hacia varios horizontes permeables de cinco
pozos inyectores (AF-822, AF-841, AF-846, AF-864, Antares-1), comenzando en 2007.

El espesor total de la columna de inyeccion varia entre 138.90 [m] (Antares-1) y 317.96 [m] (AF-
864) a una profundidad de 1317 [mbnm] y 1554 [mbnm]. Las subunidades 80, 85, 90 y 100
(“Cuerpos”) representan los horizontes de las areniscas como potenciales intervalos de inyeccion
(Tabla 5.11), separados por unidades de poco permeables a impermeables, ricas en arcillas.

Tabla 5.11. Gastos de inyeccion planeados para los pozos AF-822, AF-841, AF-846, AF-864 y Antares-1. También se
incluyen sus subunidades respectivas (65, 80, 85, 90, 100 y 105).

Pozo Subunidades / Gasto de inyeccidn [bpd]
65 80 85 90 100 105 Total

AF-822 - 1,142 887 568 558 566 3,721
AF-841 - 1,431 540 193 - 809 2,973
AF-846 - 1,174 726 821 465 516 3,702
AF-864 33 1,290 819 - 541 537 3,220
ANT-1 - 794 626 888 136 - 2,444
Total 33 5,831 3,598 2,470 1,700 2,428 16,060

Con el fin de explorar las posibles reacciones quimicas durante el proceso de inyeccién, el “Cuerpo
90” con un espesor de 50 [m] en el Pozo AF-846 y un gasto de inyeccidn programado de 821 [bpd]
(1.51 [kg/s]) fue seleccionado como prototipo para un modelo numérico de una sola capa.

La capa 1-D fue dividida en 80 bloques de malla, con 30 bloques de 0 a 20 [m] del pozo inyector,
30 bloques de 20 a 200 [m], y 20 bloques de 200 a 5000 [m] (Fig. 5.40). La temperatura inicial del
yacimiento y su presion fueron tomados como valores promedio de 80 [°C] y 240 [bar] a partir de
datos Presidon-Temperatura en el intervalo de inyeccién. Una temperatura de inyeccion constante
de 30 [°C] fue supuesta.

Los valores de la porosidad efectiva (¢es) fueron de entre 1.6% y 16.3%, medidos en 83 nlcleos de
los Pozos de Agua Fria y Coapechaca, los cuales reflejan las condiciones de heterogeneidad
petrofisica en el yacimiento.

Con el fin de evaluar un posible rango de condiciones, un caso de referencia con los datos
considerados mas representativos (caso 1: k=50 [mD], ¢.=16.3%) es discutido y comparado con
una caso optimista (caso 2: k,;=500 [mD], ¢=16.3%) y un caso pesimista como el “peor” de los
casos (caso 3: k;=5.0 [mD], ¢e=12.0%) (Tabla 5.12). El taponamiento completo del yacimiento
esta definido como el caso, cuando la porosidad critica es alcanzada (Ec. 5.4) en la cual la
permeabilidad se vuelve cero, y la presidn de inyeccidon excede la presidn original del yacimiento
(240 [bar]) por 60 [bar].
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Fig. 5.40. Modelo de mallas de una sola capa, con los parametros petrofisicos utilizados en la simulacion

numérica de la inyeccion de agua de formacion al Campo Agua Fria (Caso 1). (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu,

2009)

Tabla 5.12. Parametros ingresados para cada uno de los casos de estudio.

. Caso 1: Caso 2: Caso 3:
Parametro . . .

Caso de referencia Caso optimista Caso pesimista
Zona 1 (Distancia radial desde el pozo: 0.0 — 20.0 [m])

ke 50.0 [mD] 500.0 [mD] 5.0 [mD]

[OF 16.3% 16.3% 12.0%

Zona 2 (Distancia radial desde el pozo: 20.0 — 200.0 [m])
ke 10.0 [mD] 100.0 [mD] 5.0 [mD]
[0 14.0% 14.0% 10.0%
Zona 3 (Distancia radial desde el pozo: 200.0 — 5000.0 [m])
ki 10.0 [mD[ 100.0 [mD] 5.0 [mD]
[OF; 14.0% 14.0% 10.0%

5.9.1.1 Datos geoquimicos

Se

para un total del 100% (Tabla 5.13).
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seleccionaron como rocas representativas para el intervalo de inyeccidn, litarenitas
homogéneas y detriticas con una éptima permeabilidad de Klinkenberg (620 [mD]) y valores de
porosidad efectiva (16.3%). El tipo y abundancia inicial de los minerales primarios del yacimiento
fueron tomados de analisis mineraldgicos del Cuerpo 90 (Nucleo 3) a una profundidad de 1753.72
[m] del Pozo Coapechaca-595. La abundancia de 2% a 4% de minerales arcillosos, principalmente
ilita y caolinita, determinada semicuantitativamente por difraccion de Rayos X, fue especificada




Tabla 5.13. Lista de minerales considerados en la simulacién.

na et q s Area especifica
Mineral Fraccmr? \./ollumetrlca Precipitacion/disolucion AR COEERER superficial
inicial [kJ/mol] 2
[cm7/g]
Primarios:
Cuarzo 0.39 Cinético 87.7 9.8
Calcita 0.30 Equilibrio - 9.8
Dolomia 0.06 Cinético 52.2 9.8
Oligoclasa 0.12 Cinético 69.8 9.8
Ankerita 0.08 Cinético 62.76 9.8
Muscovita 0.01 Cinético 69.8 9.8
Caolinita 0.02 Cinético 22.2 151.63
llita 0.02 Cinético 35.0 151.63
Secundarios:
Calcita (CaCOs) Equilibrio - -
Barita (BaSO,) Equilibrio - -
Celestina (SRSO,) Equilibrio - -
Estroncianita (SrCOs) Equilibrio - -
SiO, (amorfo) Cinético 60.9 9.8
Na — Esmectita Cinético 35.0 151.63
Ca — Esmectita Cinético 35.0 151.63

La composicién quimica de la salmuera inyectada fue especificada de datos analiticos de muestras
representativas de campo, tomadas de la estacion de recoleccion “Central de Almacenamiento y
Bombeo (CAB) Poza Rica, en marzo de 2005. Las columnas 2 y 3 en la Tabla 5.8 muestran la
concentracién de los componentes acuosos primarios del agua de formacion considerada para la

inyeccion.

Basados en las especies acuosas presentes, un total de 40 complejos acuosos fueron seleccionados
de la base de datos termodinamicos de TOUGHREACT® ya que éstos tenian el potencial de
formarse durante la inyeccién (Tabla 5.14).

Tabla 5.14. Lista de los compuestos acuosos tomados en cuenta debido a su potencial para formar productos

secundarios durante el proceso de inyeccién.

Compuestos Acuosos Compuestos Acuosos Compuestos Acuosos
OH’ NaOH (ac.) NaHCO; (ac.)
HAIO, (ac.) H3Si0, MgHCO;"
Al(OH)** (ac.) Fe(OH), (ac.) co;”
AI(OH); (ac.) H,S (ac.) KCl (ac.)
CaCl; (ac.) H, (ac.) MgSQO, (ac.)
NaCl (ac.) SO; (ac.) KSO,
FeHCO," AP CaOH’
FeCl,” NaAlO, (ac.) NaCO;
CaHCO;" Al(OH)," Fe®
€O, (ac.) cacl’ HS
CaCO;s (ac.) CaS0,(ac.) CH, (ac.)
MgCl* FeCl Acido Acético (ac.)
NaSO, FeCO; (ac.) HSO3
NaHSiO; (ac.)
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5.9.1.2 Caso 1 (caso de referencia)

Asumiendo un valor de k, inicial de 50 [mD] y una elevada ¢ de 16.3%, se encontré que la
inyeccion de agua congénita sin tratamiento causé el taponamiento del yacimiento después de

130 dias. Durante este periodo, la presién inicial del yacimiento se incrementd de 240 [bar] a
296.2 [bar], en las cercania del pozo, inhibiendo la futura inyeccién de fluidos al pozo (Fig. 5.41a).
Una pequefia caida en la porosidad efectiva de 16.3% a 13.5% (Fig. 5.41b) causo una fuerte caida
en la permeabilidad de 50 [mD] a 0.93 [mD] (Fig. 5.42). Las reacciones quimicas afectaron la
permeabilidad del yacimiento exclusivamente a una distancia de 2.5 [m] desde el pozo inyector,
mientras que las permeabilidades originales de 50 [mD] y 10 [mD] a una distancia de 10.1 y 52.0
[m], respectivamente, permanecieron sin cambios.
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Fig. 5.41. Variacion de la presion de yacimiento a una distancia de 0.2 [m], 10.1 [m] y 52 [m] del pozo inyector (Fig.
5.41a). También se muestran los cambios en la porosidad primaria a diferentes tiempos (10, 30, 90 y 130 dias) a una
distancia de 5 [m] del pozo inyector (5.41b). (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)

La fuerte caida en la inyectividad de la formacidon se debe a la precipitacién continua de minerales
secundarios, principalmente calcita (CaCOs) (Fig. 5.43a) y celestina (SrSQ,), la cual es promovida
por la solubilidad retrégrada de estos minerales. Después de 130 dias, un maximo de 2.24% y
0.85% del volumen total de la formacidn alrededor del pozo inyector estad totalmente llena de
calcita y celestina secundaria. Simultdaneamente, una pequefia cantidad de 0.27% del volumen
total de la formacién del mineral anquerita [Ca (Fe, Mg, Mn) C,0¢], ha sido disuelta en la vecindad
del pozo, pero este efecto estd superpuesto en condiciones generalmente sobresaturadas (Fig.
5.43b). Otros minerales no son reactivos, o con un impacto despreciable en el comportamiento
hidrdulico de la formacion.
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Fig. 5.42. Cambios en la permeabilidad durante la inyeccion de agua congénita sin tratamiento a diferentes
tiempos (10, 30, 90 y 130 dias) a una distancia de 5 [m] del pozo inyector. (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)

2.5
——10 dias oA '
—— 30 dias J
] —— 1 dias
.05 1 —a—30 dias ||
T —— G dias
E E T e 1 3} dllias ]
§ g 211 ]
5 . |
= ] q
o
s = 015 1
o 2
E E
F] 3 4 4
3 g ]
0.2 1
25 4 4
D 3 T T LE T T L L T T
] 1 Fi 3 4 5
Distancia [m] Distancia [m]

Fig. 5.43. Simulacion numérica de la acumulacion de calcita debido a la precipitacion (Fig. 5.43a) y disolucion de
ankerita (Fig. 5.43b). Se toman diferentes tiempos (10, 30, 90 y 130 dias) a una distancia de 5 [m] del pozo 2 de5
inyector. (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)
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Los cambios en la mineralogia debido a los procesos de interaccién agua-roca deben también ser
reflejados en variaciones en la composicion del fluido. Como la calcita y celestina representan los
minerales con mayor precipitacion, sus componentes acuosos HCO3, ca®, sr* v S04 tenderan a
decrecer en concentracidn durante la inyeccion.

La tasa cinética de la calcita es rdpida, por lo tanto las concentraciones a la entrada del modelo se
reequilibran inmediatamente al inicio de la simulacién. La precipitacién de la calcita causa un
decremento de Ca®* de 3.1x10? [mol/kg] a una concentracidn estable de 2.7x10 [mol/kg] en la
vecindad del pozo. Las temperaturas bajas cercanas al pozo inyector, causadas por la temperatura
de 30 [°C] de los fluidos inyectados, permiten una mayor solubilidad de la calcita vy
concentraciones mucho mayores de HCO3" y Ca®* en comparacién con aquellas zonas en las que la
temperatura del yacimiento es la original (80°C).

El incremento de sus concentraciones a una distancia de 10 [m] se debe a la temperatura
cambiante del frente, mientras que las condiciones hidroquimicas permanecen estables a una
distancia de 50 [m] debido a la temperatura contante de 80 [°C] (Fig. 5.44a). La propagacién del
frente de temperatura (Fig. 5.45) desde el pozo inyector a través de la formacion esta ocasionando
el enfriamiento del yacimiento, incrementando las concentraciones de HCO3  y Ca** (Fig. 5.44b)
debido a la creciente solubilidad de la calcita.
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Fig. 5.44. Simulacién numérica de la concentracion de especies acuosas de calcio a una distancia de 0.2,
10.1 y 53.0 [m] del pozo inyector (Fig. 5.44a). Concentracidn de calcio en diferentes tiempos (10, 30 90 y
130 dias) a una distancia de 50 [m] del pozo inyector (Fig. 5.44b). (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)
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Fig. 5.45. Simulacién numérica de la distribucion de temperaturas en el intervalo de inyeccion a una distancia
de 0.2, 10.1 y 52.0 [m] del pozo inyector durante los 130 dias de inyeccion. (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)

5.9.1.3 Caso 2 (caso optimista)

En el caso dptimo de un abundante fracturamiento artificial a través del intervalo de inyeccion,
una permeabilidad horizontal promedio de 500 [mD] es utilizada como dato de entrada para las
condiciones iniciales del yacimiento. En comparacidn con el caso previo, el incremento de 50 [mD]
a 500 [mD] no afecta significativamente el patrén quimico de la interaccidn agua-roca, debido a
que los mismos gastos de inyeccion fueron aplicados, pero ocasionan una menor velocidad en el
taponamiento del pozo. El incremento en la presion de yacimiento de 240 [bar] a 300 [bar] se
extendio de 130 [dias] (Caso 1) a 145 [dias] (Caso 2).

5.9.1.4 Caso 3 (peor caso o caso pesimista)

Con el fin de simular un potencial escenario de baja permeabilidad, un valor inicial de 5 [mD] fue
seleccionado para la ki, y el valor inicial de ¢ fue reducido de 16.3% a 12%. Como resultado
general, las condiciones hidraulicas menos favorables aceleran el proceso de formacién de
incrustaciones. En un periodo de 30 dias, la presién del yacimiento se incrementa de 240 [bar] a
347.4 [bar] debido a la reduccién del espacio poroso de 12.0% a 11.46% en el area cercana al pozo
inyector (Fig. 5.46).

El continuar con la simulacién hasta 60 dias, la presidon se elevé hasta valores poco realistas
(taponamiento severo) por encima de 700 [bar]. De manera similar a los casos anteriores, la
permeabilidad se ve reducida (de 5 [mD] a 1.5 [mD]) por la precipitacion de calcita y celestina. La
zona afectada estd limitada a una distancia radial de menos de 10 [m] alrededor del pozo inyector.
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Fig. 5.46. Perfiles de presion durante la inyeccion de agua congénita a un yacimiento de baja permeabilidad a
diferentes tiempos (10, 20 y 30 dias), a una distancia de 50 [m] del pozo inyector. (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)

Se puede concluir que la inyeccion de agua sin tratamiento al yacimiento causara el
taponamiento del intervalo de inyeccién. Las variaciones en la permeabilidad primaria y
porosidad alteran el tiempo de taponamiento por incrustaciones. El asumir una permeabilidad de
5 [mD] (Caso 3), provoca que la presion se eleve hasta los 300 [bar] a tan solo 24 horas de haber
comenzado la inyeccién. El taponamiento completo del yacimiento por obstruccion mecdnica y
precipitacion de minerales se espera ocurra después de 30 dias (Tabla 5.15). Los valores de k,
mayores, como los de 50 [mD] (Caso 1) y 500 [mD] (Caso 2) pueden extender el tiempo en el cual
ocurrira el taponamiento entre 130y 150 dias.

Tabla 5.15. Comparacion de los resultados de la simulacion para los 3 casos mostrados (Distancia: 0.2 [m] del pozo

inyector).
. Caso 1: Caso 2: Caso 3:
Parametro . _y .
Caso de referencia Caso optimista Caso pesimista
ke inicial [mD] 50.0 500.0 5.0
Porosidad efectiva inicial [%] 16.3 16.3 12.0
1. Incremento de presion de 240 [bar] a 300 [bar]
Tiempo [dias] 130 145 1
k. final [mD[ 0.93 1.01 4.78
Porosidad efectiva final [%] 13.50 13.19 11.97
Presion final [bar] 296.2 265.0 293.9
Precipitacién de F?IC|ta [% Vol. 224 247 0.02
formacion]
2. Taponamiento total del pozo inyector
Tiempo [dias] 145 150 30
k. final [mD[ 0.09 1.04 1.50
Porosidad efectiva final [%] 13.18 13.09 11.46
Presion final [bar] 497.9 418.9 347.4
Precipitacién de calcita [% Vol. 248 255 043

formacion]

146




5.9.2 Inyeccion de agua tratada al yacimiento

Los resultados de los experimentos de flujo llevados a cabo en laboratorio, estudios quimicos-
mineralégicos del agua de yacimiento y nucleos de pozos, asi como simulaciones numeéricas,
indican que la sobresaturacion de diversas especies acuosas (especialmente Ca**, Mg*, HCO3 y
S04?%) causa la precipitacion de minerales secundarios, tales como la calcita [CaCOs], celestina
[SrSO,], anquerita [Ca (Fe, Mg, Mn) C,0¢] y dolomia [Ca Mg (COs),]. Los sdlidos suspendidos (SST,
turbiditas), dureza total (Ca®, Mg2+) y presencia de bicarbonatos, azufre, silice, bario, hierro y
materia organica (grasas y aceites, demanda quimica de oxigeno, carbén total organico, color)
pueden causar la precipitacién mineral y taponamiento de poros durante el proceso de inyeccion.
La tecnologia para el tratamiento y purificacién del agua de yacimiento estd enfocada en la
remocion de los contaminantes mencionados por atenuaciéon con cal y Na,COs, oxidacidn con
H,0,, acidificacion para remover los solutos de carbonato, filtracidn con columnas de arena y
absorcion con carbdn activado.

Con el fin de corroborar la eficiencia del disefio de tratamiento, se corrieron simulaciones
numeéricas con el agua ya tratada, derivadas de los experimentos de laboratorio con la secuencia
de tratamiento disefada. Los parametros ingresados tanto petrofisicos como mineraldgicos fueron
mantenidos como en el Caso 1, pero con la composicion quimica modificada del agua de
yacimiento (Tabla 5.16).

Tabla 5.16. Composicion hidroquimicas del agua de yacimiento tratada para su inyeccion en el Campo Agua Fria.

Especies acuosas Cenceitigeien Especies acuosas ST
[mol/kg] [mol/kg]

H* 3.4674x 10 cr 0.5098 x 10°

ca” 4.8154 x 10 0, (ac.) 6.6657 x 10

mg”* 4.1966 x 10 F 1.0527 x 10"

Na* 0.4020 x 10° Br' 1.1128x 10°

K’ 8.4760 x 10°° I 4.8855x 10°

Fe’* 3.4916 x 10” s’ 3.8803 x 10

Si0, (ac.) 4.8780 x 10 Ba” 8.0090 x 10

HCO5 43005 x 10° B(OH), (ac.) 2.6457 x 10°

S0, 1.7198x 10° Li* 3.0548 x 10°
AlO; 2.657x 10

El proceso de tratamiento aplicado mejora considerablemente la inyectividad del pozo y la
capacidad de flujo del yacimiento. El inyectar a un gasto masico de 1.51 [kg/s] a una capa espesa
de alrededor de 50 [m], produjo que la porosidad y permeabilidad de la roca almacén
incrementaran de 16.3% y 50 [mD] a un maximo valor de 19.7% y 210.9 [mD], respectivamente, en
un plazo de 180 dias (Fig. 5.47). El incremento en el espacio poroso promueve condiciones de
presién estable en el yacimiento, la cual solo se incrementé de manera muy pequeia desde un
valor de 240 [bar] a 259.7 [bar] en las regiones cercanas al pozo.
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Fig. 5.47. Inyeccion de agua de yacimiento tratada: Simulacién numérica de las variaciones de porosidad
(izquierda) y permeabilidad (derecha) del yacimiento, en diferentes tiempos (10, 30, 90 y 180 dias), a una
distancia de 5 [m] del pozo inyector. (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)

Los resultados de la simulacion indican que la principal razén a la que se deben las condiciones
hidrdulicas estables en el yacimiento es la falta de precipitacién de minerales secundarios. En
contraste, las condiciones bajosaturadas del fluido inyectado causaron la disolucién de la calcita
(Fig. 5.48) y minerales de ankerita de la formacidn, En general, el uso de agua tratada, la cual se
desempeiid adecuadamente en los experimentos de flujo en laboratorio, evitd la precipitacion
excesiva y permitié que la inyeccidon de agua prosiguiera.

s
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Fig. 5.48. Inyeccion de agua de yacimiento tratada: Simulacion numeérica de la disolucion de calcita a diferentes tiempos
(10, 50, 90 y 180 dias), a una distancia de 5 [m] del pozo inyector. (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)

Los experimentos petrofisicos de inyeccidon a ndcleos con agua de yacimiento tratada y nucleos
idénticos utilizados para el caso de inyecciéon con agua sin tratamiento muestran un decremento
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similar en la permeabilidad tal y como los que se observaron en el caso de agua sin tratamiento, ya
gue los efectos geomecdnicos se encuentran dominando el comportamiento del flujo a través del
nucleo. Por el otro lado, los andlisis quimicos de entrada y salida de agua muestran procesos de
reactividad quimicas durante el experimento de inyeccion.

De manera similar que en el modelo de prediccidn, las concentraciones de CO3%, SO4” y Ca®* se
elevan de 1,362 a 1,420 [mg/kg], 75.7 a 90.0 [mg/kg] y 5.3 a 8.7 [mg/kg], respectivamente, debido
al comienzo de los procesos de disolucién para carbonatos y minerales sulfatados. El Ca** y 5042
incrementan su concentracidn inicial alrededor de 64% y 19% respectivamente (Fig. 5.49).

80.0
60.0
40.0
20.0 o

0.0 ] I I'—|I I ]
200 1B Sr 'S cos soa ca

Variaciones [%]

-40.0 1
-60.0 -

Fig. 5.49. Experimento de inyeccion a un nucleo con agua de yacimiento tratada: Variacion relativa de la
composicion quimica de las muestras de agua tomadas a la entrada y salida del nucleo. (P. Birkle, K. Pruess &
T. Xu, 2009)

5.9.3 Limitante en la permeabilidad del yacimiento

La remociéon de solutos especificos del agua de yacimiento permite la inyeccidn continua en el
Campo Agua Fria, sin el taponamiento del pozo debido a la precipitacién de minerales
secundarios, como se mostré en la seccién previa. Por otro lado, las condiciones de baja

permeabilidad pueden representar una limitacién natural en la migracion de fluidos a través del
espacio poroso.

En el caso de inyectar agua con una permeabilidad de 50 [mD], la calcita y anquerita se disuelven
durante la inyeccién, causando un incremento en la permeabilidad (de 5.0 a 22.3 [mD], Fig. 5.50) y
porosidad (de 12.0 a 14.7%). Las reacciones quimicas rapidas de la calcita restringen el
taponamiento a una distancia radial de 2.5 [m] alrededor del pozo inyector.

Por el otro lado, el incremento en la presion de 240.00 [bar] a un valor maximo de 408.1 [bar]
después de 180 dias indica que, aunque un incremento significativo en la porosidad y
permeabilidad ocurre debido a los procesos de disolucion, el gasto masico de inyeccion planeado
de (1.51 [kg/s] en una capa de 50 [m] de espesor) no puede ser mantenida por permeabilidades
tan bajas como 5 [mD] (Fig. 5.50).

El tratamiento de los fluidos puede prevenir las incrustaciones y formacion de tapones durante la
inyeccion, pero la baja permeabilidad puede ser una limitante natural para los gastos de inyeccion.
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Fig. 5.50. Inyeccion de agua de yacimiento tratada bajo condiciones de permeabilidad reducida:
Simulacion numérica de las variaciones de permeabilidad del yacimiento (izquierda) y en la
presion (derecha), en diferentes tiempos (10, 30, 90 y 180 dias). (P. Birkle, K. Pruess & T. Xu, 2009)

5.9.4 Andlisis de resultados

Dependiendo del valor de entrada seleccionado para la permeabilidad primaria de la formacién,
un periodo de entre 30 y 150 dias es postulado como el maximo tiempo de vida para los pozos
inyectores, antes de que el taponamiento por incrustaciones pueda causar un incremento
inaceptable en la presion.

La pérdida de inyectividad después de 5 meses de inyeccidén de agua en el Pozo AF-847, llevada a
cabo como parte de un proyecto piloto en 1999, es consistente con la simulacién al mismo periodo
de tiempo para el taponamiento de la formacioén.

La precipitacion de minerales carbonatados también es reconfirmada por el éxito parcial en la
restauracion de la inyectividad del Pozo AF-847 por acidificacién con HCI, asi como el observado
decremento en las concentraciones de HCO3 y Ca®* durante los experimentos de flujo en
laboratorio.

El tratamiento del agua de yacimiento para remover las especies acuosas seleccionadas,
especialmente Ca®*, Sr**, HCO3 y SO4%, mejorara considerablemente la inyectividad del pozo
inyector. Adicionalmente, las condiciones bajosaturadas del agua tratada mejoraran
considerablemente las caracteristicas de permeabilidad del yacimiento por la disolucién de
materiales carbonatados.

Aunque el sistema de tratamiento propuesto permitird evitar el taponamiento por procesos
guimicos en el intervalo de inyeccion, los resultados de la simulacién muestran que la existencia
de condiciones de permeabilidad menos favorables puede limitar la capacidad hidrdulica de los
pozos inyectores, ya que mientras un pozo de inyeccién con una k; de entre 50 y 500 [mD] puede
permitir una inyeccién de 821 [bpd] en una capa de 50 [m] de espesor, el caso de inyeccidon
pesimista con una permeabilidad natural extremadamente baja, de 5 [mD], no puede ser capaz de
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manejar tal gasto de inyeccidn debido a la disolucidn de minerales carbonatados. Con el fin de
determinar la inyectividad adecuada en los pozos seleccionados, pruebas de incremento de
presién o de gasto variable deben ser llevadas a cabo antes de iniciar la inyeccién de agua a gran
escala.

5.10. Analisis técnico comparativo sobre la inyeccion de agua de baja salinidad aplicada
en Chicontepec

Los primeros resultados obtenidos de la prueba piloto de inyeccidon de agua, realizada en 1999 al
Pozo AF-847 en la Cuenca de Chicontepec (291 plantearon la posibilidad de inyectar agua congénita
sin tratamiento, para mejorar la recuperacién de aceite en yacimientos de buena calidad dentro
de la cuenca. Desafortunadamente, debido a la corta duracidn de la prueba, y a pesar de observar
pequefios aumentos en la produccidon y presién del pozo inyector, los resultados no fueron
concluyentes.

Posteriormente, gracias a la elaboracién de pruebas de inyeccidon detalladas en nucleos vy
simulaciones a través del programa TOUGHREACT®, se pudo determinar que, de haber continuado
con la inyeccion de agua congénita, se hubiera conducido a un taponamiento progresivo de la
formacion, principalmente por la precipitacion de calcita e hinchamiento de arcillas.

Partiendo de este analisis y con el objetivo de solucionar el problema anterior, P. Birkle et al.
(2009) ® plantean la inyeccion de agua congénita tratada, eliminando de la solucién a aquellas
especies minerales que favorecen la precipitacién secundaria y el hinchamiento de arcillas. Para lo
cual se muestra la Tabla 5.17 con la concentracion de cada una de las especies minerales que
conforman la salmuera tratada para su inyeccién en el Campo Agua Fria.

Tabla 5.17. Composiciéon hidroquimica del agua congénita tratada para su inyeccion en el Campo Agua Fria.

Especies acuosas ST Especies acuosas S ETE)
[mol/kg] [mol/kg]

H* 3.4674x 10° cr 0.5098 x 10°

ca” 4.8154 x 10 0, (ac.) 6.6657 x 10

Mg 4.1966 x 10 F 1.0527 x 10

Na* 0.4020 x 10° Br' 1.1128 x 10°

K’ 8.4760 x 10°° I 4.8855 x 10°”

Fe’* 3.4916 x 10 s 3.8803 x 10

Si0, (ac.) 4.8780 x 10 Ba” 8.0090 x 10

HCO5 43005 x 10°° B(OH), (ac.) 2.6457 x 10°

S0, 1.7198x 10° Li* 3.0548 x 10°°
AlO; 2.657x 10

De hecho, un analisis mas detallado de los datos mostrados en la tabla anterior nos permite
determinar que el agua propuesta para inyeccién tendria una concentracion de sélidos en solucién
de 24,815 [[ppm]], lo cual se muestra en la Tabla 5.18.
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Tabla 5.18. Conversidon de la concentracion de los datos de la Tabla 5.17 a [ppm].

Especie Peso molecular Cor[‘rc]f:lt/:(agc]ién g [?;i/rﬂ]é
H 1.0080 0.0000 0.0000 0.0000
Ca 40.0800 0.0005 0.0193 19.3001
Mg 24.3120 0.0004 0.0102 10.2028
Na 22.9698 0.4020 9.2339 9233.8596
K 39.1020 0.0085 0.3314 331.4286
Fe 55.8470 0.0000 0.0019 1.9500

Sio, 60.0848 0.0005 0.0293 29.3094
HCO3 61.0173 0.0043 0.2624 262.4050
SO, 96.0616 0.0017 0.1652 165.2067
AlO, 58.9803 0.0000 0.0000 0.0000
cl 35.4530 0.5098 18.0739 18073.9394
(0] 15.9994 0.0001 0.0011 1.0665
F 18.9984 0.0001 0.0020 2.0000
Br 79.9090 0.0011 0.0889 88.9227
| 126.9044 0.0000 0.0062 6.1999
Sr 87.6200 0.0000 0.0034 3.3999
Ba 137.3400 0.0000 0.0011 1.1000

B(OH)3 61.8331 0.0026 0.1636 163.5919

Li 6.9390 0.0031 0.0212 21.1973
Z[ppm] 28415.0796

De esta manera y de acuerdo a las definiciones establecidas por el Servicio Geoldgico de los
Estados Unidos (USGS), la inyeccidn aun estaria clasificada como una inyeccion de alta salinidad.
Pero sobre todo, dado que se esta evitando cualquier tipo de interaccién entre el sistema roca-
fluidos, aun estariamos hablando de una inyeccién de agua propuesta como método de
recuperacion secundaria.

Cabe destacar que en el trabajo se menciona, ademas del efecto de reduccion en la precipitacion
de minerales secundarios e hinchamiento de arcillas, un incremento en la permeabilidad durante
la simulacidon de inyeccion efectuada. Esto debido a que las condiciones de bajosaturacion del
agua inyectada permiten la disolucién de minerales carbonatados adicionales “abriendo” el area
de los poros.

Sin embargo, las incongruencias encontradas entre los resultados de las pruebas a nucleos y la
simulacion efectuada, no permiten asegurar con total certeza la existencia de procesos de
disolucién a escala de yacimiento. De este modo, los resultados sélo permiten confirmar que el
tratamiento de agua propuesto mantiene la inyectividad de los pozos durante intervalos hasta
cierto punto indefinidos de tiempo, sin producir efectos adversos que ocasionen dafio a la
formacion.
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Es asi como, debido a las caracteristicas mineraldgicas y geoldgicas de los yacimientos de
Chicontepec, la inyeccién de agua convencional se vuelve una opcién poco recomendada, debido a
las complicaciones que ésta involucra.

Por otra parte, la inyeccién de agua de baja salinidad es una Tecnologia de Recuperacion Mejorada
de Aceite en desarrollo, que si bien ya se aplica a escala de campo con resultados favorables, alun
no es comprendida en su totalidad, ya que incluso los autores difieren en cuanto a los mecanismos
responsables del aumento en la recuperacion de aceite.

Dicho lo anterior, hasta este momento alin no es posible establecer una serie de criterios basicos
de escrutinio que permitan establecer la elegibilidad de un yacimiento para la aplicacion de la
tecnologia. Sin embargo, si se cuenta con registros histdricos y pruebas de laboratorio, que
permiten conocer el efecto de inyectar agua de baja salinidad en una formacién con caracteristicas
mineraldgicas, petrofisicas y de fluidos especificas.

En este apartado del capitulo y tomando como base el conocimiento disponible sobre los
yacimientos de la Cuenca de Chicontepec, se desarrollardn los resultados obtenidos de aquellas
pruebas de laboratorio y a escala de campo que arrojaron resultados favorables a la inyeccién de
agua de baja salinidad, para posteriormente realizar un estudio comparativo de cada una de
dichas pruebas y determinar las areas de oportunidad en los yacimientos de Chicontepec.

También parece importante mencionar que la inyeccién de agua de baja salinidad no representa la
solucion definitiva a los problemas de producciéon en Chicontepec. Mds bien se trata, como
cualquier tecnologia de Recuperacion Mejorada, de una tecnologia que tiene aplicaciones
limitadas a ciertas condiciones y caracteristicas de yacimiento, las cuales ya se trataron con
anterioridad en los Capitulos 3 y 4 de esta tesis.

En cualquier caso, sélo la experimentacién y pruebas a escala de campo, realizadas en los propios
yacimientos de la Cuenca de Chicontepec, permitirdn establecer el potencial de la inyeccion de
agua de baja salinidad en los yacimientos de esta region. Sin embargo, en este trabajo se
estableceran bases sélidas que favoreceran el interés por continuar estudios mas detallados sobre
la aplicacion de la tecnologia en México.

5.10.1 Resultados obtenidos en laboratorio

En este apartado se analizaradn los resultados obtenidos en pruebas de inyeccidn realizadas a
nucleos.

En la literatura existen muchos documentos que hablan sobre los beneficios de inyectar agua de
baja salinidad, con respecto a inyectar agua de alta salinidad. Desafortunadamente, muchos de
estos documentos no cuentan con un analisis detallado en cuanto a las propiedades de la roca y
fluidos utilizados; asi como la concentracidon y composicion de las salmueras utilizadas para la

inyeccion.
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Es por ello que para este trabajo se han seleccionado 3 experimentos conducidos por diferentes
autores en los cuales se detalla de manera muy precisa el procedimiento seguido y las condiciones
sobre las cuales la inyeccidn de agua de baja salinidad ha producido resultados favorables.

Posteriormente se compararan las propiedades de la roca y fluidos de aquellos experimentos en
donde la inyeccién de agua de baja salinidad resulté favorable con las propiedades de la Cuenca
de Chicontepec con el fin de hacer un analisis.

Para estos tres casos es importante mencionar que al tratarse de pruebas en laboratorio las
condiciones a las que fueron llevadas a cabo los experimentos no representan las condiciones de
algun yacimiento en particular, por lo cual los resultados solo deberan tomarse como un referente
en cuanto a las posibilidades de aplicar la tecnologia a las condiciones citadas.

Incluso no se menciona en dichas pruebas si el aceite empleado para la inyeccidn se trata de aceite
vivo o muerto. Por lo cual se vuelve a remarcar que los resultados deben ser manejados con cierta
cautela al momento de emitir juicios.

5.10.1.1 Nina Loahardjo, Xina Xie, Peigui Yin & Norman R. Morrow (2007) (36l

La magnitud del incremento en la recuperacion de aceite por la inyeccién de agua de baja
salinidad es altamente dependiente de las caracteristicas e interacciones especificas entre el
sistema aceite-salmuera-roca de cada caso particular y por lo tanto no puede ser predicha.

En este documento se experimentd con la recuperacién en etapas terciaria y secundaria para dos
tipos diferentes de aceite, utilizando salmueras cuyo rango de salinidad iba desde 350 [ppm] hasta
35,000 [ppm]. Ambas etapas de inyeccidn produjeron un aumento en la recuperacion de aceite.

Se utilizaron cuatro muestras de nucleos de un yacimiento de areniscas, cuyas caracteristicas se
muestran en la Tabla 5.19. Adicionalmente, un andlisis mineralégico en detalle indicé que los
nucleos contenian cuarzo, esquisto y arcillas (principalmente caolinita, esmectita y trazas de ilita);
ademas de que los nucleos presentaban una pobre seleccién de tamafio de grano y se
encontraban cementados.

Tabla 5.19. Muestras de nticleos de yacimiento.

No. de Profundidad Longitud Diametro [0) Kg Area BET Capacidad
nucleo [m] [cm] [cm] [%] [mD] [m?/g] MIE [mEq/g]
2060/1 2060 7.859 3.914 27.4 394.6 - -
2060/4 2065.04 7.15 3.885 26 479 - -
2065/1 2065.04 7.429 3.919 27.6 461.7 1.48+/-0.02 0.0144
2065/3B 2065.22 6.137 3.883 20.0 885.7 - -

En las pruebas realizadas durante este experimento se demuestra que la inyeccidn de baja
salinidad provoca cambios complejos en la superficie de los poros y los patrones de mojabilidad.
Esto debido a que al restaurar los nicleos después de una prueba de inyeccidén de agua de baja
salinidad se observaron incrementos en la recuperaciéon de aceite con inyeccién de agua
convencional, demostrando alteraciones en las propiedades de los nucleos.
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Dichos cambios en las propiedades de la roca fueron observados a partir de incrementos en la
permeabilidad relativa al agua, acompafiado de una modesta produccién de particulas finas; y el
incremento en la permeabilidad al gas.

En estos experimentos las pruebas fueron efectuadas utilizando dos tipos de crudo denominados
como LC (utilizado en la mayoria de las pruebas) y WP; de los cuales se muestran sus propiedades
en la Tabla 5.20.

Tabla 5.20. Propiedades del aceite.

Aceite crudo C6 asfaltenos N‘[‘Sge;g:j? N”[mg(%f/s'g'w P@22[C] Ho @ 22 [°C] Ho @ 60 [°C]
B4 aceite] aceite] (g/mi] [cp] [cp]
LC 3.2 0.16 1.82 0.9023 56 18
wp 6.3 1.46 2.49 0.9125 111.2 20.1

Las salmueras utilizadas fueron agua de mar sintética basada en la composicién del Mar del Norte,
agua de mar diluida y/o soluciones de cloruro de sodio (NaCl) con diferentes concentraciones. El
agua de mar diluida 10 veces con agua destilada fue denominada como agua de mar 0.1, mientras
gue el agua de mar diluida 100 veces fue designada como agua de mar 0.01. La Tabla 5.21 muestra
la composicion del agua de mar.

Tabla 5.21. Composicion del agua de mar sintética.

L Sélidos en puw @ 60 [°C]
Composicidn NacCl KCl CaCl, MgCl, solucién (TDS) -
Concentracion [g/1] 28.0 0.935 1.19 5.368 35.493 0.6

En cada inyeccion el gasto, g, tuvo un rango de 0.2 a 0.25 [ml/min] (1 [pie/dia]). El volumen de
aceite producido y el cambio de presidon junto con el pH del efluente fueron registrados.

Todas las inyecciones fueron llevadas a cabo a una temperatura de 60 [°C], mostrandose los
resultados en la Tabla 5.22. Un ciclo (C) con motivos de éste experimento es definido como
inyectar salmuera seguido del restablecimiento de la saturacion inicial de agua a través de la
inyeccion de crudo; mientras que una restauracion (R) se refiere a relimpiar y reafiejar el nucleo.
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Tabla 5.22. Saturacidn inicial de agua, fluidos de prueba y recuperacion final de aceite para cada experimento.

Resmuracmn/ # Aceite Swi Salmuera inyectada Rf [%00IP]
Ciclo crudo
Nucleo 2065/1
Agua de mar 63.2
R1/CL Le 0.330 Agua de mar 0.1 71.6
Nucleo 2065/3B
R1/C1 0.105 64.5
R1/C2 we 0.112 Agua de mar 69.1
Nucleo 2060/4
R1/C1 0.216 Agua de mar 50.9
R2/C2 0.287 Agua de mar 0.1 66.7
R3/C3 0.252 Agua de mar 0.01 80.6
Agua de mar 75.3
R4/C4 e 0.287 Agua de mar 0.1 78.0
Agua de mar 0.01 79.3
Soluciones NaCl
35,000 [ppm] 62.9
RS/CS 0.335 3,500 [ppppm] 69.3
350 [ppm] 80.0
Agua de mar 58.1
R6/C6 0.265 Agua de mar diluida (1,500 [ppm]) 59.4
R6/C7 WP Agu.a c?e mar 28.8
Agua de mar diluida (1,500 [ppm]) 30.0
R7/C8 0.24 A d 68.5
R7/C9 0.39 gua de mar 803
Nucleo 2060/1
Agua de mar 54.0
R1/C1 LC 0.331 Agua de mar 0.1 66.9
Agua de mar 0.01 71.2
R1/C2 0.569 Agua de mar 84.8
Agua de mar 55.5
R2/C3 WP 0.280 Agua de mar diluida (1,500 [ppm]) 66.5
Agua de mar 62.9
R3/C4 0.246 Agua de mar diluida (1,500 [ppm]) 73.6

5.10.1.1.1 Nucleo 2065/1

Después de R1 (Syi= 33.0 %), se determind la mojabilidad del nucleo a través de imbibicion
espontdnea a 60 [°C], encontrandose que el nucleo era pobremente mojado por agua, para el caso
de las salmueras utilizadas.

La prueba R1/C1 mostrada en la Fig. 5.51 comenzd con una inyeccidn directa de agua de mar, para
obtenerse una recuperacion maxima de 63.2% del aceite original in situ. Después se cambié a
inyeccion de agua de mar 0.1, ocasionando que la AP se incrementara de 2 [psi] a 11 [psi], para
estabilizarse en 13.5 [psi].

La respuesta a la inyeccién de agua de baja salinidad se observé a los 0.42 PV inyectados, hasta
llegar a una recuperacion maxima de 71.6% (8.4% de recuperacion adicional de aceite) del aceite
original in situ.

Después de inyectar 3.6 PV de Agua de mar 0.1, se observaron elevadas Ry, de 18.3, mientras que

el pH del efluente se mantuvo relativamente constante y no se observé migracion de particulas
finas.
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Posteriormente, el nicleo fue limpiado y saturado con agua de mar, para ser inyectado con 65 PV
de solucién de cloruro de sodio de 35,000 [ppm], con el motivo de probar la inyeccién de agua de
baja salinidad posterior a la remocién de los iones divalentes de la roca. Al final de la prueba se
observd la migracion de particulas finas y un dafo significativo al nudcleo; ademas de un
incremento significativo en el pH del efluente.
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Fig. 5.51. Recuperacion de aceite durante la inyeccion, y permeabilidad a la salmuera del Nucleo
2065/1. (Nina Loahardjo, Xina Xie, Peigui Yin & Norman R. Morrow, 2007)

5.10.1.1.2 Recuperacidon Secundaria por inyeccion de agua de mar — Nucleos 2060/4,
2060/1 y 2065/3B

La recuperacién de aceite obtenida mediante la inyeccién de agua de mar se muestra en la Fig.
5.52a para el Nucleo 2060/4 R1/C1 y el Nucleo 2060/1 R1/C1, en donde las curvas de recuperacion
muestran una tendencia consistente para este tipo de inyeccidn.

Por otra parte, el Nucleo 2065/3B fue restaurado con aceite WP y agua de mar con una S,,;= 10.5%.
Posteriormente se inyecté agua de mar en etapa secundaria, obteniéndose una recuperacién de
64.5% de aceite original in situ.

Después de esta prueba, el nucleo volvid a ser saturado con aceite WP y agua de mar hasta una
saturacion de agua inicial de 11.2%. El inyectar agua de mar de nueva cuenta produjo una
recuperacion de 69.1% del aceite original in situ, en comparacién con el 64.5% obtenido en la
inyeccion anterior.

Tang & Morrow (1999) mostraron que la inyeccidn ciclica de agua puede alterar la recuperacién de

aceite, de tal manera que este comportamiento puede afectar los beneficios obtenidos por Ila
inyeccién de agua de baja salinidad.
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Fig. 5.52. Recuperacion de aceite en etapa secundaria por inyeccidon de agua de mar. (Nina Loahardjo, Xina Xie,

Peigui Yin & Norman R. Morrow, 2007)

5.10.1.1.3 Nucleo 2060/4

Se llevaron a cabo siete restauraciones en total para éste nucleo (Tabla 5.22), sin identificarse
variaciones importantes en la permeabilidad al gas después de ellas. Adicionalmente en las
primeras cinco se utilizé aceite del tipo LC, mientras que en las ultimas dos restauraciones se
utilizé aceite WP.

Para este nucleo se estudid el efecto en la recuperacién de aceite durante la inyeccion de
salmuera diluida en etapa secundaria durante las primeras 3 pruebas, para lo cual el nucleo fue
restaurado tras cada una de ellas como se muestra en la Fig. 5.53a.

Los beneficios de la inyeccion de agua de baja salinidad se observan claramente, obteniéndose
recuperaciones incrementales con cada reduccién sucesiva en la salinidad. Sin embargo se cree
gue para la prueba R3/C3 (agua de mar 0.01), la recuperacion de 80% del aceite original in situ fue
resultado de la exposicidn previa del ndcleo al agua de baja salinidad durante la prueba R2/C2,
demostrando asi la alteracion progresiva en las caracteristicas y propiedades del nucleo tras cada
prueba de inyeccion de agua de baja salinidad.

El pH del efluente para cada una de las pruebas se mantuvo relativamente constante. Ademas, la
inyeccién de agua de mar mostré la caida mas grande en la AP y el valor mds pequefio de AP;
mientras que la inyeccion de agua de mar 0.01 mostré el maximo valor de AP y la menor caida en
la AP.
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Fig. 5.53. Efecto de la salinidad de la salmuera en la recuperacion en etapa secundaria para el ntcleo
2060/4. (Nina Loahardjo, Xina Xie, Peigui Yin & Norman R. Morrow, 2007)

Para la prueba R4/C4 se estudid la inyeccion de agua en etapa terciaria inyectando agua de mar,
agua de mar 0.1 y agua de mar 0.01 secuencialmente (Fig. 5.54a). En esta prueba, de nueva cuenta
se demostré la alteracidn de las propiedades del nucleo debido a la realizacidn de experimentos
anteriores, aun cuando el nucleo fue restaurado, ya que la inyeccidn de agua de mar dio lugar a
una recuperacion final de 75.3%, un 24% mayor que aquella obtenida en la prueba R1/C1.

Las inyecciones de baja salinidad posteriores a la inyeccidon de agua de mar no parecieron aportar
algun incremento en la recuperacion con respecto a la inyeccion de agua convencional. Solamente
se observaron incrementos en la AP, mientras que el pH se mantuvo neutral en las pruebas.

Para la prueba R5/C5 (Fig. 5.54b), la saturacion inicial de agua fue de 33.5% y no pudo ser reducida
tras inyectar aceite. Posteriormente el nucleo fue inyectado secuencialmente con soluciones de
cloruro de sodio a 35,000 [ppm], 3,500 [ppm] y 350 [ppm].

La recuperacion final tras la inyeccidon secuencial de salmueras fue de 77.9%. Y aunque en un
principio la recuperacidn con la inyeccion de solucién de NaCl a 35,000 [ppm] fue menor que con
la inyeccidn de agua de mar (Prueba R4/C4, Figura 5a), después de la inyeccion de soluciones de
NaCl de menor concentracidn, la recuperacidn fue similar entre R5/C5 y R4/C4.

Cada vez que la salinidad de la solucidon de NaCl era reducida, la recuperacidn adicional de aceite
fue acompanada por un incremento en la AP. De hecho un examen microscdpico del aceite

producido mostrd la presencia de pequenas gotas de agua formando una emulsion.

El pH de la efluente incrementd de 6.5 a 9.3 (Fig. 5.54b) y a diferencia de la prueba en el Nucleo
2065/1 no se observé dafio significativo al nucleo.
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Fig. 5.54. Respuesta a la reducciéon secuencial de salinidad para el Nticleo 2060/4. (Nina Loahardjo, Xina Xie,
Peigui Yin & Norman R. Morrow, 2007)

Con fines comparativos, la prueba R6/C6 se llevd a cabo utilizando aceite WP, el cual al ser de
mayor viscosidad permitié saturaciones de agua inicial menores. Después de la inyeccidén de agua
de mar la inyeccidn con agua con 1,500 [ppm] no mostré beneficios adicionales, ademas de que no
se observaron cambios importantes en la AP y pH del efluente (Fig. 5.55a).

Para la prueba R6/C7 (Fig. 5.55b) se llevd a cabo una inyeccidn ciclica en donde la recuperacién
secundaria con aceite WP para agua de mar fue menor que en la prueba R6/C6; y la salmuera de
1,500 [ppm] no mostré beneficios adicionales en la recuperacion.
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Fig. 5.55. Ciclos consecutivos después de 6 restauraciones en el Nucleo 2060/4. (Nina Loahardjo, Xina Xie,
Peigui Yin & Norman R. Morrow, 2007)

Por lo tanto después de 6 restauraciones el Nicleo 2060/4 dio bajas recuperaciones secundarias y
no respondid a la inyeccidn en etapa terciaria de salmuera diluida.
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Para la prueba R7/C8 (Fig. 5.56a) la inyeccidon de agua de mar en un nicleo saturado con aceite
WP dio una recuperacién final de 56% del aceite original in situ, sin embargo en este caso se probd
el resultado de inyectar agua después de un cese de inyeccidon de 3 dias. La inyeccion de agua
adicional produjo una recuperacion de 12% adicional de aceite.
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Fig. 5.56. Recuperacion de aceite por inyeccion de agua de mar después de la séptima restauracion (el nucleo
comenzo a fracturarse). (Nina Loahardijo, Xina Xie, Peiqui Yin & Norman R. Morrow, 2007)

5.10.1.1.4 Nucleo 2060/1

En total se llevaron a cabo tres restauraciones y ciclos asociados a ellas en este nucleo. Se utilizd
crudo LC para la primera restauracién y crudo WP para la segunda y tercera restauraciones.

Dos inyecciones mostradas en la Fig. 5.57 fueron llevadas a cabo para verificar el cambio en la
recuperacion de aceite por inyeccién de agua de mar y posteriormente de salmuera diluida. Para
todos los casos de inyeccion de agua de baja salinidad en la prueba R1/C1 (Fig. 5.57a) se mostré
un incremento en la recuperacidn de aceite conforme la salinidad del agua inyectada fue
reduciendo.

Asi mismo se observd un incremento dramatico en la AP al cambiar de inyeccién de agua de mar a
agua de mar 0.1 de 2.4 — 27 [psi], para posteriormente estabilizarse en 12 [psi] durante el resto de
la prueba. El pH se mantuvo neutral durante la duracién del experimento.

Para la prueba R1/C2 (Fig. 5.57b) se inyectd agua de mar para eliminar cualquier remanente de
agua de baja salinidad para posteriormente inyectar aceite LC. En este caso, la recuperacion para
R1/C2 por inyeccion de agua de mar fue excepcionalmente alta (84.8% del aceite original in situ)

en comparacién con R1/C1.

Sin embargo, tanto en R1/C1 como en R1/C2 las recuperaciones finales de aceite fueron similares.
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Fig. 5.57. Respuesta a la reduccion secuencial de salinidad. (Nina Loahardjo, Xina Xie, Peigui Yin & Norman R. Morrow,

2007)

Para R2/C3 la permeabilidad a la salmuera del nucleo después de la restauracién aumenté de 81
[mD] a 103 [mD], asi como también se observaron particulas finas en la efluente de la

restauracion.

En este caso se utilizd aceite WP y se alcanzé una saturacidn de agua inicial del 28%. La
recuperacion por inyeccidon de agua de mar fue del 55.5% del aceite original in situ, adicionandose
un 11% (66.5% del aceite original in situ) de recuperacién por inyeccién de agua de mar con

diluida a 1,500 [ppm] (Fig. 5.58a).

Para R3/C4 (Fig. 5.58b) se obtuvo una recuperacidon de 62.9% del aceite original in situ por
inyeccion de agua de mar, mientras que el inyectar agua de mar diluida a 1,500 [ppm] produjo una

recuperacion final de 73.6%.

De esta manera la recuperacion secundaria para R3/C4 fue mas alta que en R2/C3, indicando que
las propiedades de la roca después de la inyeccion de agua de baja salinidad no pueden ser
restauradas mediante el lavado y posterior reafiejamiento de la roca.
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Fig. 5.58. Diferencias en la respuesta a la inyeccién de agua de baja salinidad en etapa terciaria. (Nina Loahardjo,

Xina Xie, Peigui Yin & Norman R. Morrow, 2007)

5.10.1.1.5 Analogias con los yacimientos de Chicontepec

En la Tabla 5.23 se muestra un analisis comparativo entre las caracteristicas de los nucleos y

condiciones a las que se llevaron a cabo los experimentos conducidos por Nina Loahardjo, Xina
Xie, Peigui Yin & Norman R. Morrow (2007), con respecto a las caracteristicas representativas de

los yacimientos en la Cuenca de Chicontepec.

En este caso las conclusiones que pueden ser obtenidas a partir de la tabla anterior son:

De los 5 nucleos sobre los cuales los autores condujeron las pruebas de inyeccién, son los
Nucleos 2060/4 y 2065/1 los que muestran la mayor aproximacion en cuanto a similitud
de propiedades en general, con respecto a las mismas observadas en los yacimientos de la

Cuenca de Chicontepec.

La salinidad del agua congénita en las pruebas realizadas, parece concordar con la
salinidad del agua congénita encontrada en los yacimientos de Chicontepec.

Cualquier proceso de inyeccion de fluidos es altamente dependiente de la permeabilidad
de la formacién. En el caso de Chicontepec las grandes variaciones de permeabilidad a lo
largo de la cuenca representan uno de los grandes retos a superar; sin embargo, tomando
en consideracién lo anterior, seria recomendable experimentar con la inyeccién de agua
de baja salinidad en las formaciones cuyas propiedades petrofisicas resulten favorables

para la inyeccién (AF y TAJ superiores).
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Tabla 5.23. Analisis comparativo de los trabajos realizados en nucleos por Nina Loahardjo, Xina Xie, Peigui Yin &

Norman R. Morrow (2007) vs. las caracteristicas de los yacimientos de la Cuenca de Chicontepec.

NUCLEOS ANALIZADOS POR NINA LOAHARDJO, XINA XIE, PEIGUI YIN &

NORMAN R. MORROW (2007)

MINERALOGIA

NUCLEO 2060/1

NUCLEO 2060/4

NUCLEO
2065/1

NUCLEO
2065/3B

CUENCA DE
CHICONTEPEC

Yacimiento de areniscas con contenido de cuarzo, esquisto y abundantes
arcillas. La roca presenta una pobre seleccién de tamarfio de grano y se

encuentran cementados

Areniscas con
intercalaciones de
lutitas, altamente

cementadas por
calcita y dolomia en
la porcidn inferior de
la cuencay
pobremente
sementadas en la
porcion superior

PERMEABILIDAD

464 (Cuerpo 70 del

FORMACION [ppm]

PROMEDIO AL GAS [mD] 394.6 479 461.7 885.7 Pozo Ccs);p;t)achaca»
POROSIDAD [%] 27.4 26 27.6 20.0 0.2-14
SATURACION DE AGUA [%] 0.331 (R1) 0.216 (R1) 0.330 (R1) 0.105 (R1) -
PRESION INICIAL DE
YACIMIENTO [kg/cm’] ) ) ) ) 80-360
PRESION DE SA'I;URACION i ] ] i 50-330
[kg/cm’]
VISCOSIDAD DEL ACEITE LC@60[°C] =18 0.5.17
[ep] WP@60[°C] =20.1 :
FACTOR DE VOLUMEN DE
LA FORMACION - - - - 1.1621 (Agua Fria)
[bbl@cy/bbl@cs]
RGA EN SOLUCION i ] ] i i
[pc@cs/bbl@cs]
TEMPERATURA DEL
YACIMIENTO [°C] 60 60 60 60 60-70
PROFUNDIDAD DE LA
FORMACION PRODUCTORA 2060 2065.04 2064.04 2065.22 1150-1700
[m]
SALINIDAD DEL AGUA DE 35,493 35,493 35,493 35,493 38,525 (Agua Fria)

e En este caso, como se muestra en la Tabla 5.23, el Cuerpo 70 perteneciente a las

formaciones superiores de Agua Fria y Coapechaca (Fig. 5.18), representa una zona de

permeabilidad favorable en la Cuenca de Chicontepec. Por ello es que se toma el valor de

la permeabilidad al gas de esta formacidn como parametro base.

e A pesar de que las muestras sobre las cuales se condujeron los experimentos, fueron

obtenidas a una profundidad mayor, que la observable en los yacimientos de la Cuenca de

Chicontepec,

este factor

resulta compensado por la temperatura promedio del

yacimiento, la cual es aproximadamente de 60 [°C] para los casos observables tanto en los

Nucleos 2060/4 y 2065/1, y en los yacimientos de Chicontepec.
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e Tang & Morrow (1999) mostraron que la inyeccion ciclica de agua en nucleos puede
alterar la recuperacion de aceite, debido a la modificacién de sus propiedades por las
inyecciones previas. Por lo tanto los experimentos realizados en nucleos restaurados
repetidamente tenderdn a mostrar resultados poco fiables.

e Utilizando los valores de la Tabla 5.22 como referencia y tomando en cuenta la
informacién del punto anterior, se puede observar que la inyeccién en etapa secundaria
parece ofrecer un factor de recuperacidon final similar a aquel obtenido cuando la
inyeccion de agua de baja salinidad se realiza en etapa terciaria.

e Recordemos la informacidn vertida en el Apartado 5.9.1 de este trabajo, en el cual se
concluye que “la inyeccion de agua sin tratamiento al yacimiento causara el
taponamiento del intervalo de inyeccidon”. De esta manera, la inyeccidon de agua de baja
salinidad en etapa secundaria resulta la Unica opcién viable.

e De mayor importancia para el factor de recuperacion final resulta la salinidad del agua
inyectada, ya que utilizar agua con una salinidad de 350 [ppm] permitié obtener una
recuperacion final 10% mayor que aquella obtenida con agua de una salinidad de 3,500
[ppm].

5.10.1.2 M. Cissokho, S. Boussour, Ph. Cordier, H. Bertin & G. Hamon. (2009) (37]

En este documento se presentan experimentos realizados sobre la inyeccién en etapas secundaria
y terciaria de agua de baja salinidad sobre areniscas provenientes de afloramientos. Dichas
areniscas contienen un porcentaje de arcillas del 9.2%, pero sin contenido de caolinita, arcilla a la
cual se le atribuye un fuerte potencial para el Intercambio l6nico Multicomponente (MIE).

Cada uno de los experimentos realizados se basa en un procedimiento de 3 pasos en los cuales la
caida de presion, pH, composicién de la salmuera y recuperacién de aceite son monitoreados.

e En primer lugar el nucleo es saturado con salmuera de alta salinidad a temperatura
ambiente hasta que se alcanza el equilibrio (cuando la caida de presidon y el pH son
constantes; alcanzando el intercambio idnico maximo).

e Posteriormente la saturacion inicial de agua es determinada saturando el nucleo de aceite.

e Sesigue un proceso de afiejamiento.

e Después se inyecta salmuera de alta salinidad seguido de una inyeccidn de agua de baja

salinidad en el caso de un experimento en etapa terciaria; o bien, se inyecta directamente
agua de baja salinidad para un experimento en etapa secundaria.
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5.10.1.2.1 Medio poroso

Se utilizaron muestras de nucleos consolidadas provenientes del mismo afloramiento, el cual es
referido como DU3. Dichas muestran son de 7 [cm] de longitud y 4 [cm] de diametro.

La permeabilidad al gas tiene un rango de 398 — 825 [mD]; mientras que la porosidad, calculada
por diferencia de masa, se encuentra entre el 16.4 —21.5 [%].

El andlisis mineraldgico muestra que las areniscas contienen un porcentaje de arcillas del 9.2%
incluyendo 3.2% de clorita, 4% de moscovita, 2% de ilita y arcillas interestratificadas.

La Tabla 5.24 y la Tabla 5.25 muestran la composicién mineraldgica y molecular de los nucleos
DU3/A y DU3/0, obtenidos de los bloques A y O, respectivamente. La Tabla 5.26 sintetiza las
propiedades fisicas de todas las muestras empleadas en este estudio.

Tabla 5.24. Composiciéon mineraldgica de las muestras de nucleos.

Muestra Cuarzo Albita Microclina Calcita Apatita Anatasa Muscovita Clorita llita
DU3/A 54.4 34 - 0.5 0.2 0.6 - 2.5 7.7
DU3/0 60.9 28 1.0 0.2 0.1 0.5 4.0 3.2 2.0

Tabla 5.25. Composicion molecular de las muestras de los nticleos.

Muestra SiO, Al,O3 Na,O0 K,O Fe,0s3 TiO, MgO Ca0 P,0s MnO SO BaO SrO

DU3/A 82.49 9.26 3.76 0.82 1.06 0.6 0.43 0.57 0.08 0.03 0.01 0.01 0.01

Du3/0 83.1 9.18 3.56 0.96 0.96 0.51 0.5 0.26 0.06 0.01 - - -

Tabla 5.26. Propiedades petrofisicas de las muestras de ntcleos.

K, Kw (salmuera #H) () PV
Muestra [mD] [mD)] [%] [mi]
DU3/0/1 704 330 19.33 17
DU3/0/2 825 419 20.5 18.1
DU3/0/3 600 130 17.4 15.3
DU3/0/4 553 232 18.1 16.0
DU3/0/5 681 139 16.4 14.3
DU3/A/3 467.6 54.8 21.5 18.9
DU3/A/4 426.1 109.0 19.2 17.1
DU3/A/5 398.7 75.6 19.9 17.5
DU3/A/6 467.9 81.6 19.3 16.9
DU3/D/7 790.3 19.4 171
DU3/D/9 796.6 385.3 18.7 16.5

5.10.1.2.2 Salmueras

Se utiliz6 una salmuera sintética de alta salinidad (50 [g/l]) como agua congénita para todas las
pruebas. Dicha salmuera es denominada #H estando compuesta en un 90%,, de cloruro de sodio y
10%,, de cloruro de calcio.
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La salmuera #1 (1 [g/I]) compuesta por un 95%,, de cloruro de sodio y 5%, cloruro de calcio fue la
solucién de baja salinidad mas utilizada. Adicionalmente las salmueras #10I, #5I, #2.5] y #0.1l con
concentraciones de sal de 10, 5, 2,5 y 0.1 veces la concentracidn de la salmuera #1
respectivamente también fueron empleadas.

Dos salmueras mas de baja salinidad fueron utilizadas también como salmueras de invasion: la
salmuera #b (1 [g/]] solo NaCl) y la salmuera #m (I [g/I] con 95%,, NaCl, 3.75%,, MgCl, y 1.25%,,
CaC|2)

En la Tabla 5.27 se muestran las composiciones y concentraciones de cada salmuera.

Tabla 5.27. Concentracion y composicion de las salmueras.

Salmueras Concentracion NacCl CaCl, MgCl,
[g/1] [%w] [%w] [%w]
#H 50 90 10 -
#l 1 95 5
#10I 10 95 5
#5| 5 95 5
#2.51 2.5 95 5
#0.11 0.1 95 5
#b 1 100 - -
#m 1 95 3.75 1.25

5.10.1.2.3 Aceite

Se utilizd un aceite crudo denominado como Aceite A para todas las pruebas. Su viscosidad y
densidad fue de 5.42 [cP] y 835.4 [kg/m’] @ T = 35 [°C] respectivamente.

Su Numero de Acidez Total (TAN) y el Numero de Basicidad Total (TBN) fue de 0.17 y 0.95
[mg*KOH/g] de aceite respectivamente.

Este aceite contiene 2.3%,, de asfaltenos de pentano. Ademas el analisis SARA establecid un aceite
compuesto por un 58.2% de saturados, 31.4% de aromaticos y 10.4% de componentes polares.

5.10.1.2.4 Experimentos de dos fases

La saturacion de agua inicial (Sy;) fue establecida a temperatura ambiente para las muestras
utilizadas en inyecciones de agua en etapas secundaria y terciaria, antes del proceso de
afiejamiento.

Con el propésito de obtener bajas saturaciones de agua iniciales (Sy;) se tuvo que hacer uso de
aceite parafinico con una mayor viscosidad que el Aceite A. Para la preparacion del nucleo la
direccién de flujo durante la inyeccion de aceite fue generalmente de manera inversa a la
direccién utilizada durante la inyeccién de agua, esto con el fin de prevenir los gradientes de
saturacion de agua.
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Posteriormente, se midié la permeabilidad al aceite del nucleo a la saturacién de agua inicial, para
después permitir que los nucleos se afejaran por un periodo de 15 dias a la temperatura
requerida (60 o 90 [°C]), a una presién de confinamiento de 4 [bar].

Al finalizar el proceso de afiejamiento, el aceite crudo fue reemplazado por crudo fresco y se midié
la permeabilidad al aceite nuevamente.

El gasto de inyeccion, g, para las pruebas en etapas secundaria y terciaria, fue de 5 [ml/h]. Al
mismo tiempo, durante cada una de las pruebas, se monitored la produccién de aceite; asi como
la evolucién a través de la prueba de los siguientes pardmetros: caida de presién, tiempo de
irrupcion, pH y composicion idnica del efluente.

5.10.1.2.5 Efectos de la composicidon y concentracion de la salmuera

El andlisis de dispersidn efectuado al nucleo DU3/0/1 permitié determinar que se trataba de una
muestra bastante homogénea. Ademads se demostré que el efecto de intercambio idnico aun se
encontraba activo después de 3 PV de salmuera inyectada, indicando que los beneficios de la
inyeccion de agua de baja salinidad contindan aun con una produccion de agua elevada.

Posteriormente se llevaron a cabo 3 experimentos a una temperatura T = 35 [°C], los cuales
permitieron confirmar la recuperacion adicional de aceite cuando se inyecta salmuera de baja
salinidad en etapa terciaria.

En la Fig. 5.59a y la Fig. 5.59b se muestra la recuperacién de aceite, pH y AP obtenidos durante la
inyeccion de salmuera #H en etapa secundaria y salmuera #1 en etapa terciaria.
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Fig. 5.59. Evolucidn de la recuperacion de aceite, pH y caida de presion durante el experimento en etapa terciaria, en el
Nucleo DU3/0/4. (M. Cissokho, S. Boussour, Ph. Cordier, H. Bertin & G. Hamon., 2009)

Se observd un incremento adicional del 11% en la recuperacién del aceite original in situ al
inyectar salmuera #1 después de la inyeccién de salmuera #H, produciéndose una elevada AP y un
elevado pH tan pronto la salmuera #1 fue inyectada.
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En la Fig. 5.60a y Fig. 5.60b se muestran resultados similares al inyectar salmuera #1 en etapa
terciaria, observdndose un incremento del 10.5% en la recuperacién de aceite con fuertes
incrementos en la AP y pH del efluente.
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Fig. 5.60. Evolucion de la recuperacion de aceite, pH y caida de presion durante la recuperacion en etapa terciaria del
experimento, en el niicleo DU3/0/5. (M. Cissokho, S. Boussour, Ph. Cordier, H. Bertin & G. Hamon., 2009)

En este mismo experimento después de la inyeccidon de salmuera #1 se continué con la inyeccion
de salmuera #m, la cual no produjo recuperacién adicional.

El inyectar salmuera #0.1l después de la inyeccién de salmuera #m produjo una recuperacién
adicional del 4.2% de aceite.

Posteriormente se volvié a inyectar salmuera #H, observdndose una reduccién en el pH del
efluente a sus valores iniciales. Sin embargo no se observo recuperacion adicional del aceite.

La Fig. 5.61a y la Fig. 5.61b muestran un procedimiento experimental diferente en el cual después
de la inyeccién con salmuera #H se inyectaron de manera escalonada las salmueras #10I, #5I, #2.5I

y #1.
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Fig. 5.61. Evolucion de la recuperacion de aceite, pH y caida de presion durante la inyeccion en etapa terciaria con
disoluciones sucesivas, en el Nucleo DU3/A/3. (M. Cissokho, S. Boussour, Ph. Cordier, H. Bertin & G. Hamon., 2009)

En este caso no se observd recuperacidon adicional, hasta que se inyecté la salmuera #1,
produciendo un recuperacidén de 9% adicional de aceite. Sin embargo, es importante mencionar
que la AP y pH se incrementaron conforme se reducia la salinidad de inyeccién, aunque no
representara un incremento en la recuperacion.

Lo anterior sugiere que no existe una relacién directa entre AP y pH, con respecto a la
recuperacion de aceite, o bien, que existe un valor umbral de pH y salinidad en el agua inyectada,
que debe ser alcanzado para comenzar a mostrar resultados en la recuperacidn de aceite.

En la Fig. 5.62a, Fig. 5.62b y en la Fig. 5.63 se muestra el experimento de inyecciéon en etapa
secundaria, de agua de baja salinidad, con la inyeccidon de manera inicial de salmuera #1 seguida
de la inyeccion de salmuera #0.11.

Aunque los resultados fueron similares a los obtenidos en las pruebas anteriores, el objetivo de
esta prueba era demostrar que aun cuando las areniscas no contienen caolinita, era posible
obtener mejoras en la recuperacién de aceite. Es importante mencionar que las arcillas juegan un
papel importante en la recuperacién de aceite por inyeccién de agua de baja salinidad; sin
embargo, el contenido de caolinita de acuerdo a la prueba realizada no resulta prioritario.
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Fig. 5.62. Evolucidn de la recuperacion de aceite, pH y caida de presion durante la inyeccion en etapa terciaria, en el
Nucleo DU3/0/5. (M. Cissokho, S. Boussour, Ph. Cordier, H. Bertin & G. Hamon., 2009)
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Fig. 5.63. Comparacion de recuperacion de aceite en los experimentos,
tanto en etapas secundaria como terciaria. (M. Cissokho, S. Boussour,
Ph. Cordier, H. Bertin & G. Hamon., 2009)

Ademas, se demostré que para una determinada concentracién de salmuera, el resultado en la
recuperacion final de aceite obtenido durante la inyeccion de agua en etapas secundaria o

terciaria era similar.
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5.10.1.2.6 Dispersion durante la inyeccidn

La Fig. 5.64 muestra una grafica de concentracion relativa del efluente contra la inyeccion
acumulada de salmuera. En el experimento de dos fases se observa que fue necesaria la inyeccion
de 3 -5 [PV] para que la salinidad del efluente correspondiera con la salinidad del agua inyectada.
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Fig. 5.64. Comparacion de la S, y dispersiones en una sola fase (q = 5 [mi/h]).
(M. Cissokho, S. Boussour, Ph. Cordier, H. Bertin & G. Hamon., 2009)

El incremento en la salinidad relativa del efluente fue progresivo demostrando asi una fuerte
dispersividad.

5.10.1.2.7 Efecto de la temperatura de desplazamiento

Los resultados presentados en la Fig. 5.65 muestran que la recuperacién final y el comportamiento
después de la irrupcién durante la inyeccion de agua de alta salinidad en etapa secundaria, son
altamente dependientes de la temperatura.

Las relaciones de viscosidad po/py, a 35 [°C], 60 [°C] y 90 [°C] fueron de 7.5, 6.4 y 5.4
respectivamente. Observandose que los mejores resultados de recuperacion se obtienen a
mayores temperaturas.
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Fig. 5.65. Evolucion en la recuperacion de aceite durante los experimentos en etapa terciaria en los Nucleos
DU3/0/5, DU3/A/4 y DU3/D/9, tomando diferentes temperaturas de desplazamiento. (M. Cissokho, S. Boussour, Ph.
Cordier, H. Bertin & G. Hamon., 2009)

5.10.1.2.8 Analogias con los yacimientos de Chicontepec

En la Tabla 5.28 se muestra el analisis comparativo de las caracteristicas de los nucleos utilizados
por M. Cissokho, S. Boussour, Ph. Cordier, H. Bertin, G. Hamon. (2009) en sus experimentos, con
respecto a las caracteristicas de los yacimientos de Chicontepec.

Una de las principales aportaciones del trabajo realizado por estos autores radica en demostrar
gue el contenido de caolinita, contrario a lo establecido por otros autores, no es un factor
determinante para el éxito de una inyeccién de agua de baja salinidad.

Con esto no se quiere decir que el contenido de arcillas sea irrelevante, sino todo lo contrario. En
el Apartado 3.6.1.1 se establece que las arcillas son decisivas dentro del Intercambio Idnico
Multicomponente (MIE) "), Solamente hay que recalcar que cada grupo de arcillas tiene un
potencial distinto para el MIE, dependiendo basicamente del tamafio de su superficie, la
concentracién de siloxanos, del cation que los mantiene enlazados y de la propia estructura del
mineral arcilloso.

Sin embargo, la importancia de la aseveracion anterior, radica en que la caolinita no es el mineral
arcilloso que presenta la mayor Capacidad de Intercambio de Cationes (CEC), sino la

De esta manera un yacimiento con alto contenido de arcillas con tendencia al hinchamiento, como
lo es la montmorillonita, tiene una mayor superficie de intercambio de cationes. Esto, traducido en
recuperacion de aceite, en un yacimiento mojable por aceite, indica que esta arcilla puede liberar

*okokok . . . . ’ . . .
Ver Referencias: Lectura adicional sobre el Intercambio I16nico Multicomponente (MIE) en arcillas.
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una mayor cantidad de aceite por unidad de superficie en comparacion a arcillas como la caolinita
e ilita cuya capacidad de intercambio es menor.

Chicontepec, precisamente, es un yacimiento en donde las tienen una presencia relevante para
gue ocurra el MIE, lo cual permitiria un incremento en la recuperacion de aceite por el efecto de la
inyeccién de agua de baja salinidad.

Otro factor importante mencionado por los autores es que la inyeccién en etapas secundaria o
terciaria de agua de baja salinidad parece conducir a resultados de recuperacién similares. Aunque
la composicidn y concentracion de la salmuera, y la temperatura del yacimiento tienen un papel
aun mas importante en la recuperacién.

A mayor temperatura de yacimiento el beneficio de la inyeccion de agua de baja salinidad parece
ser mayor, ademas de que la inyeccidon de una salmuera multicatiénica parece otorgar mayores

beneficios que una salmuera compuesta de un solo catién.

Tabla 5.28. Andlisis comparativo de los trabajos realizados en nucleos por M. Cissokho, S. Boussour, Ph.
Cordier, H. Bertin, G. Hamon. (2009) vs. las caracteristicas de los yacimientos de la Cuenca de Chicontepec.

NUCLEOS DE AFLOARAMIENTO ANALIZADOS POR M.
CISSOKHO, S. BOUSSOUR, PH. CORDIER, H. BERTIN, G.
HAMON. (2009)

MINERALOGIA

NUCLEOS DU3/A

NUCLEOS DU3/0

CUENCA DE CHICONTEPEC

Areniscas provenientes de afloramientos con un
contenido de arcillas del 9.2% (incluyendo 3.2% de
clorita, 4% de moscovita, 2% de ilita y arcillas
interestratificadas)

Areniscas con intercalaciones de
lutitas, altamente cementadas
por calcita y dolomia en la
porcién inferior de la cuencay
pobremente sementadas en la
porcién superior. Contenido de
arcillas de 2% — 4%,
principalmente ilita y caolinita
(Cuerpo 90 del Pozo
Coapechaca-595)

PERMEABILIDAD

464 (Cuerpo 70 del Pozo

[m]

PROMEDIO AL GAS[mD] 398.7-467.9 550-835 Coapechaca-595)
POROSIDAD [%] 19 16-20 0.2-14
SATURACION DE AGUA [%] 0.30 0.36 -
PRESION INICIAL DE . .
YACIMIENTO [kg/cmz] Afloramiento Afloramiento 80-360
PRESION DE SA'I;URACION ) ) 50-330
[kg/cm’]
VISCOSIDAESPI])EL ACEITE 5.42 @ 35 [°C] 5.42 @ 35 [°C] 0.5-17
FACTOR DE VOLUMEN DE
LA FORMACION Afloramiento Afloramiento 1.1621 (Agua Fria)
[bbl@cy/bbl@cs]
RGA EN SOLUCION i i i
[pc@cs/bbl@cs]
TEMPERATURA DEL (De zi’:i?e:d?)ode la 35,60 0 90 (Dependiendo de 60-70
YACIMIENTO [°C] P la prueba
prueba)
PROFUNDIDAD DE LA
FORMACION PRODUCTORA Afloramiento Afloramiento 1150-1700

SALINIDAD DEL AGUA DE
FORMACION [ppm]

50,000

50,000

38,525 (Agua Fria)
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Las conclusiones que pueden ser obtenidas a partir de la tabla anterior son:

e El contenido de arcillas es menor en algunas formaciones de Chicontepec, pero
recordemos que la caolinita es una de las arcillas con mayor potencial para el MIE.
De esta manera, un menor contenido de arcillas puede ser compensado con
arcillas de “mejor calidad” para el MIE.

e La permeabilidad en las zonas de mejor calidad en Chicontepec concuerda con la
permeabilidad de los nucleos utilizados con las pruebas. Esto favorece la
probabilidad de aumentar la recuperacidon de aceite por inyeccién de agua de baja
salinidad, con resultados similares a los obtenidos por los autores de los
experimentos anteriormente mostrados.

e La temperatura es otro factor favorable que se presenta en los yacimientos de la
Cuenca de Chicontepec. Los datos mostrados en la Fig. 5.65 evidencian que a
mayor temperatura de yacimiento la recuperacién final de aceite por inyeccion de
agua de baja salinidad son mayores.

e El anterior punto sera complementado con los experimentos de Rivet (2009) que
se muestran en el siguiente apartado. Veremos que al parecer existe un rango de
temperaturas dentro de los cuales la inyeccién de agua de baja salinidad parece
ser efectiva. En el caso de Chicontepec, sus yacimientos tienen una temperatura
promedio dentro de ese rango.

e La salinidad del agua congénita es el dato que presenta mayor variacion, pero de
acuerdo a los experimentos anteriormente mostrados, y los que veremos a
continuacion, la salinidad no parece ser un factor decisivo sobre la recuperacion de
aceite.

5.10.1.3 “Desplazamiento de Aceite en Nucleos, con Salmuera de Baja Salinidad” [Rivet
(2009)] 1#

De acuerdo con el autor del trabajo, realizado en la Universidad de Texas en Austin para obtener el
grado de Maestria en Ingenieria, la inyeccién de agua de baja salinidad es una tecnologia en
desarrollo de Recuperacién Mejorada de Aceite, a pesar de la extensa investigacidn llevada a cabo.

El autor complementa diciendo que los mecanismos responsables son pobremente entendidos y
gue la reproducibilidad de los resultados obtenidos en la literatura es puesta en duda. Aun asi, la
inyeccién de agua de baja salinidad luce prometedora, debido a que puede aportar importantes
incrementos en la recuperacion de aceite debido a su bajo costo y simpleza, con respecto a otras
tecnologias de recuperacion mejorada.
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En ese trabajo se estudia el efecto de la inyeccidn de agua de baja salinidad sobre la recuperacién

de aceite, la saturacion residual de aceite y la permeabilidad relativa. Para lo cual se llevaron a

cabo cuatro experimentos utilizando nueve salmueras y tres aceites:

Inyeccidn en serie en nulcleos Berea

Inyecciones en paralelo en nucleos Berea
Inyecciones en serie en nucleos de Yacimiento B
Inyecciones en serie en nucleos de Yacimiento C

Las principales diferencias entre ese trabajo y los realizados anteriormente son las siguientes:

1.

Los experimentos en serie fueron llevados a cabo en el mismo nucleo, realizando las
inyecciones una tras otra, con el fin de eliminar la posibilidad de variaciones naturales
entre los nucleos. Las cuales podrian ser responsables de importantes contrastes entre los
resultados obtenidos de la inyeccidn de agua de alta y baja salinidad.

Los experimentos en paralelo fueron llevados a cabo en nucleos separados del mismo
yacimiento para evaluar el efecto de la inyeccidon de salmueras de diferentes salinidades y
composicion catidnica. El utilizar ndcleos separados permite evitar los resultados
obtenidos por otros investigadores, como Tang & Morrow (1999), quienes mencionan que
el inyectar salmuera de baja salinidad altera las propiedades del sistema aceite-roca-
salmuera en inyecciones subsecuentes.

De esta manera se tendrda un nudcleo nuevo para cada prueba, el cual no habra sido
alterado por inyecciones previas y permitird obtener resultados de mayor objetividad.

En la mayoria de los experimentos mencionados en la literatura con respecto a la
inyeccidén de agua de baja salinidad se utilizan pequefios tapones de nucleo con medidas
de 3 [pg] de longitud y 1 [pg] de didametro.

En este trabajo se utilizan muestras con una longitud > 11 [pg]. De esta manera al utilizar
nucleos de mayor longitud se permiten mediciones de presidn intermedias y se atentan
las incertidumbres en cuanto a las saturaciones de fluido debido a un volumen de poros
mucho mas grande.

De esta manera se cree que los resultados de estas pruebas son mucho mas confiables que

aquellos obtenidos hasta ese momento en la literatura.

Las observaciones mas importantes de este estudio son que los beneficios de inyectar salmuera de

baja salinidad son detectados Unicamente en nucleos con un alto contenido de arcillas y a

temperaturas entre 55 y 85 [°C]. Ademas se hace la observacion de que inyectar agua de ultra baja

salinidad (<500 [ppm]) causd una severa afectacion en la permeabilidad de los nucleos, mientras

gue inyectar agua de salinidad mayor a 1,000 [ppm] no causé alteraciones en la permeabilidad

mientras no contuvieran cationes fuertes (alto potencial idnico).
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Debido a que detallar un trabajo experimental tan extenso seria demasiado complejo, para fines
de este trabajo de tesis solamente se tomardn en cuenta aquellos experimentos que produjeron
una recuperacion adicional durante la inyeccién de agua de baja salinidad.

De manera general y de acuerdo a lo mencionado en el documento todo beneficio en la
recuperacion por inyeccién de agua de baja salinidad se encontré acompafiado de una reduccion
en la permeabilidad relativa al agua y un aumento de la permeabilidad relativa al aceite. Ademas
se observd una dramatica y persistente alteracion en la mojabilidad en los nucleos, los cuales sélo
mostraron beneficios en la recuperacién si contaban con una mojabilidad mixta.

5.10.1.3.1 Inyeccion paralela en nucleos Berea

En este experimento se condujeron inyecciones de alta y baja salinidad en nucleos Berea con
caracteristicas similares (Tabla 5.29). Cada inyeccion fue llevada a cabo en nucleos separados con
un procedimiento de preparacién previo a la inyeccidn consistente para cada muestra.

Tabla 5.29. Propiedades de las muestras de nucleo utilizadas en cada una de las pruebas en paralelo.

Material del ntcleo Arenisca Berea
. . L=27.9
Dimensiones [cm] D=5.0
Volumen de roca [ml] 547.2
Volumen gravimétrico de poros [ml] 115.3
Porosidad [%] 211
Permeabilidad al nitrégeno [mD] 489
Permeabilidad a la salmuera [mD] 372
Material del nucleo Arenisca Berea
. . L=27.9
Dimensiones [cm] D=5.0
Volumen de roca [ml] 547.2
Volumen gravimétrico de poros [ml] 107.2
Porosidad [%] 19.6
Permeabilidad al nitrégeno [mD] 587
Permeabilidad a la salmuera [mD] 445
Material del nucleo Arenisca Berea
. . L=27.9
Dimensiones [cm] D=5.0
Volumen de roca [ml] 547.2
Volumen gravimétrico de poros [ml] 108.5
Porosidad [%] 19.6
Permeabilidad al nitrégeno [mD] 511
Permeabilidad a la salmuera [mD] 387
Material del nucleo Arenisca Berea
. . L=27.9
Dimensiones [cm] D=50
Volumen de roca [ml] 547.2
Volumen gravimétrico de poros [ml] 105.0
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Porosidad [%] 19.19
Permeabilidad al nitrégeno [mD] 534
Permeabilidad a la salmuera [mD] 404
Material del nucleo Arenisca Berea
. . L=27.9
Dimensiones [cm] D=5.0
Volumen de roca [ml] 547.2
Volumen gravimétrico de poros [ml] 106.1
Porosidad [%] 19.4
Permeabilidad al nitrégeno [mD] 437
Permeabilidad a la salmuera [mD] 331

En este caso se emplearon 5 salmueras diferentes y un aceite denominado Crudo A, cuyas
propiedades se muestran en la Tabla 5.30.

Tabla 5.30. Propiedades de los fluidos utilizados en las pruebas de inyeccién en paralelo.

24.19 NaCl
Concentracién salmuera de alta salinidad [g/I] 6.18 CaCl,
0.14 Nazszo4
Viscosidad salmuera de alta salinidad [cp] 0.47
0.79 NaCl
Concentracion de salmuera mezclada de baja salinidad [g/I] 0.21 CaCl,
0.14 Na25204
Viscosidad salmuera mezclada de baja salinidad [cp] 0.45
Concentracion salmuera de baja salinidad Na [g/I] 0112 Na'\:;COIA
Viscosidad salmuera de baja salinidad Na [cp] 0.45
Concentracion salmuera de baja salinidad Ca [g/I] 0.;0;:22204
Viscosidad salmuera de baja salinidad Ca [cp] 0.45
Concentracion salmuera de baja salinidad Li [g/I] gl
0.14 Na,S,0,
Viscosidad salmuera de baja salinidad Li [cp] 0.45
Aceite crudo Crudo A
Viscosidad del aceite [cp] 7.93
Temperatura [°C] 55

En la Tabla 5.31 se muestran las condiciones a las que fue llevada cada una de las pruebas de
inyeccion, en donde se muestra que cada una de ellas se llevé a cabo a una temperatura T = 55
[°C] y siguieron la misma metodologia.
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Tabla 5.31 Condiciones de los experimentos.

Inyeccion 1
39.6 14 5.0 55
21.6 37.3 4.0 55
55 10
2.3 1.6 3.5 55
23 1.6 3.0 55
Inyeccion 2
39.9 1.9 5.0 55
22.7 38.9 4.0 55
55 10
2.3 1.5 5.1 55
Inyeccion 3
38.4 13 5.0 55
24.2 39.4 4.0 55
55 10
2.3 1.5 5.1 55
Inyeccion 4
41.1 1.3 5.0 55
18.4 34.9 4.0 55
55 10
23 1.2 5.0 55
Inyeccién 5
40.7 1.6 5.0 55
23.1 41.2 4.0 55
Proceso de afiejamiento 55 10
Inyecuon.de agua de baja salinidad Li 23 13 5.0 55
secundaria

Los resultados de cada una de las pruebas aparecen ilustrados en la Tabla 5.32 y en la Fig. 5.66
hasta la Fig. 5.68.
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Fig. 5.66. Recuperacion de aceite (BST = Baja Salinidad Etapa Terciaria, ASS = Alta
Salinidad Etapa Secundaria y BS = Baja Salinidad). (Rivet, 2009)

Tabla 5.32. Resultados obtenidos en cada una de las pruebas paralelas realizadas.

Recuperacion al

Recuperacion final

“mezclada” terciaria

Inyeccion de aceite

0.749

0.291

S, final Kro Kew momento de irrupcion
[00IP] [O0IP]
Inyeccidn de aceite 0.736 0.345
Inyecuon.de agua de alta salinidad 0367 0.052 0.442 0.502
secundaria
Inyeccion de agua de baja salinidad 0367 0.048 0.000 0.000

Inyeccion de agua de baja salinidad
“mezclada” secundaria

Inyeccion de aceite

0.318

0.752

0.352

0.043

0.392

0.575

Inyeccion de agua de baja salinidad
secundaria Na

Inyeccion de aceite

0.376

0.743

0.290

0.051

0.349

0.500

Inyeccion de agua de baja salinidad
secundaria Ca

0.381

0.059

0.401

0.487

ASSy BS

BS Na

BST mezcla

]

Fig. 5.67. Saturacion inicial y residual de aceite para cada experimento. (Rivet, 2009)
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Fig. 5.68. Registro histdrico del pH del efluente. (Rivet, 2009)

A pesar de que cada una de las salmueras de baja salinidad inyectadas tenia una salinidad molar
equivalente, los diferentes resultados en la recuperacién después de la inyeccidon de cada una de
ellas se atribuyen a la composicidn catiénica de cada salmuera.

De acuerdo con Lake (1989), las particulas de arcilla poseen una carga eléctrica negativa “la cual
debe ser contrarrestada por los cationes del fluido si es que se desea que la arcilla permanezca
1",

eléctricamente neutral”. Los enlaces entre los sitios de intercambio de las arcillas y los cationes

son de tipo quimico, pero son reversibles.

La relativa facilidad con la que un catidon puede ser reemplazado por otro es la siguiente:
Lit <Nat <Kt <Rb* < Cs™ < Mg* < Ca?* < Sr?* < Ba?t* < H*

La salmuera denominada “BS (Baja Salinidad) Mezcla” fue la que produjo mejores resultados, sin
mostrar alteraciones en las propiedades del ntcleo o migracion de particulas finas, mientras que la
salmuera BS Li (Baja Salinidad Litio) produjo los peores resultados. Las salmueras AS (Alta
Salinidad), BS Na (Baja Salinidad Sodio) y BS Ca (Baja Salinidad Calcio) produjeron recuperaciones
similares.

El contraste en recuperaciones entre las salmueras BS Na y BS Li fue particularmente interesante,
ya gque se esperaba fueran similares. En ambos casos, las arcillas fueron equilibradas con el Na-Ca
de la salmuera de alta salinidad y posteriormente fueron expuestas a las salmueras de baja
salinidad de Na o Li.

Se cree que la diferencia en recuperacién se debié a que el idbn monovalente Na reemplazé con
mayor facilidad el Ca divalente de las paredes de los poros, produciendo una mayor recuperacion.

Adicionalmente, no se observaron beneficios durante la inyeccidn de agua de baja salinidad en
etapa terciaria.
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5.10.1.3.2 Inyeccion en serie en nucleos del Yacimiento C

En este experimento se llevé a cabo una serie de inyecciones de agua de alta y baja salinidades,
sobre un solo nucleo de areniscas. Dichas inyecciones fueron llevadas a cabo una tras otra, sobre
el mismo nucleo, para eliminar la posibilidad de que variaciones naturales entre diversos nucleos
alteraran los resultados entre las inyecciones de agua de distintas salinidades.

El nucleo consistié en una serie de 6 tapones provenientes de un yacimiento de areniscas sin
consolidar denominado Yacimiento C, los cuales fueron ordenados en base a su permeabilidad al
aire, estando el de mayor permeabilidad en la cara de inyeccidn y el de menor permeabilidad en la
cara del efluente. Las propiedades del nicleo se muestran en la Tabla 5.33.

Tabla 5.33. Propiedades del nticleo.

Propiedades promedio del nucleo

Material del nicleo Tapones de nucleos del Yacimiento C
Dimensiones brutas [cm] L=29.3
D=3.7

Volumen bruto [ml] 322.8

Volumen de poros [ml] 86.5

Porosidad absoluta [%] 26.8

Permeabilidad al nitrégeno[mD] 308

Permeabilidad a la salmuera [mD] 236

Propiedades de cada tapdn que conforma el nucleo
Nidmero de tapdn Porosidad [%] Kaire [MD] Longitud [cm]

3-1 26.5 338 4.8
3-2 26.3 379 4.8
3-3 26.7 469 5.0
3-4 27.8 634 5.0
3-5 27.5 665 4.8
3-6 25.1 888 5.1

Dos salmueras fueron empleadas durante los experimentos de inyeccidon cuyas propiedades se
muestran en la Tabla 5.34:

e Salmuera Sintética de Yacimiento C como el agua de formaciéon y salmuera de alta
salinidad (SRCFB), con 31,000 [ppm] de sdlidos en solucién.

e Agua Sintética del Lago C (SLCW) con 1,075 [ppm] de sdlidos en solucién como salmuera
de baja salinidad.
Cada una de las pruebas se llevd a cabo a una temperatura T = 85 [°C], la cual corresponde a la
temperatura del Yacimiento C. En la Tabla 5.35 se describen las condiciones del experimento y los
pasos seguidos durante cada uno de ellos.
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Tabla 5.34. Propiedades de los fluidos utilizadas en los experimentos (SRCFB = Salmuera Sintética de Yacimiento C
como el agua de formacion [salmuera de alta salinidad], SLCW = Agua Sintética del Lago C [salmuera de baja

salinidad]).
Concentracion SRCFB [g/I] 28.62 NaCl
0.65 KCI
2.71 CacCl,
3.89 MgCl,-6H,0
Viscosidad SRCFB [cp] 0.37
Concentracion SLCW [g/I] 0.70 NaCl
0.21CaCl,
0.35 MgCl,-6H,0
Viscosidad SLCW [cp] 0.37
Aceite crudo Crudo C
Viscosidad del aceite [cp] 8.00
Temperatura [°C] 85

Tabla 5.35. Condiciones de los experimentos (AS = Alta salinidad, BS = Baja salinidad).

SEHEE Caida de presion Tiempo de
inyeccidn . PV inyectados Temperatura [°C] o .
T [psil afiejamiento [dias]

Permeabilidad a la salmuera 80.5 5.2 7.6 85

Inyeccion de aceite-1 14.8 58.9 3.4 85

Afiejamiento 85 25.0

Inyeccidn de aceite-2 11.9 58.0 1.5 85

Inyeccion AS-1 2.0 3.4 5.7 85

Inyeccidn de aceite-3 12.2 57.5 3.4 85

Afiejamiento 85 0.5

Inyeccién de aceite-4 11.6 57.4 1.4 85

Inyeccion BS-1 2.0 4.2 5.7 85

Restauracion salmuera AS 16.1 30.7 5.0 85

Inyeccidn de aceite-5 13.5 58.4 3.4 85

Afiejamiento 85 0.5

Inyeccion de aceite-6 13.0 57.9 1.4 85

Inyeccion AS-2 2.0 3.8 5.8 85

Inyeccidn de aceite-7 134 58.9 3.4 85

Afiejamiento 85 0.5

Inyeccion de aceite-8 12.4 56.2 2.2 85

Inyeccion BS-2 2.0 3.9 5.5 85

Restauracion salmuera AS 16.1 29.8 5.0 85

Inyeccion de aceite-9 15.8 70.8 3.8 85

Afejamiento 85 25

Inyeccidn de aceite-10 15.5 74.4 1.3 85

Inyeccion AS-3 2.0 3.6 5.9 85

Inyeccidn de aceite-11 15.9 76.3 3.8 85

Afiejamiento 85 0.5

Inyeccidn de aceite-12 15.3 75.3 1.4 85

Inyeccién BS-3 2.0 3.9 5.8 85

Inyeccidn de aceite-13 16.7 74.0 1.9 85

A partir de la Tabla 5.36 y en la Fig. 5.69 a la Fig. 5.72, se muestran los resultados de cada una de

las inyecciones.




Tabla 5.36. Resultados de los experimentos (AS = Alta salinidad, BS = Baja salinidad).

R IEEEInE] Recuperacidn final
S, final Kro Krw momento de [00IP]
irrupcién [OOIP]
Inyeccion de aceite-1 0.626 0.350
Inyeccion de aceite-2 0.638 0.286
Inyeccion AS-1 0.284 0.038 0.277 0.555
Inyeccidn de aceite-3 0.571 0.296
Inyeccidn de aceite-4 0.603 0.281
Inyeccion BS-1 0.220 0.031 0.376 0.634
Restauracion salmuera AS 0.220 0.034
Inyeccion de aceite-5 0.552 0.322
Inyeccidn de aceite-6 0.592 0.313
Inyeccion AS-2 0.222 0.034 0.361 0.625
Inyeccion de aceite-7 0.540 0.315
Inyeccion de aceite-8 0.580 0.307
Inyeccién BS-2 0.220 0.033 0.359 0.622
Restauracidn salmuera AS 0.220 0.035
Inyeccion de aceite-9 0.529 0.310
Inyeccion de aceite-10 0.592 0.289
Inyeccién AS-3 0.246 0.036 0.387 0.584
Inyeccion de aceite-11 0.555 0.291
Inyeccidn de aceite-12 0.579 0.283
Inyeccion BS-3 0.216 0.033 0.361 0.627
Inyeccion de aceite-13 0.539 0.315
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Fig. 5.70. Recuperacion de aceite. (Rivet, 2009)
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Fig. 5.71. Historico del pH del efluente. (Rivet, 2009)

Algunas de las observaciones mas importantes de las pruebas realizadas fueron:

e Después de exponer el nucleo a la salmuera de baja salinidad, la recuperacién en el
sistema dejo de ser sensible a la salinidad de la salmuera inyectada.

e La sensibilidad a la salinidad del nucleo fue restaurada, dejando afiejar el nicleo durante
25 dias.

e Cuando se produjo un incremento en la recuperaciéon por inyeccion de agua de baja
salinidad, se observd un incremento en la permeabilidad relativa al agua, mientras que la
permeabilidad relativa al aceite se redujo.
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e Se produjo un retraso en el tiempo de irrupcidn, sugiriendo una mejora en la estabilidad
del desplazamiento.

5.10.1.3.3 Analogias con los yacimientos de Chicontepec

En la Tabla 5.37 se muestra un analisis comparativo de las caracteristicas de los nucleos y fluidos
utilizados por Rivet (2009) en sus pruebas de laboratorio, con respecto a las propiedades de la
roca y fluidos encontradas en los yacimientos de Chicontepec.

Cabe mencionar que a pesar de que las caracteristicas de los Nucleos 1 al 5 son “relativamente”
diferentes, el autor en su trabajo menciona que dichos nucleos tratan de resemblar muestras
extraidas del mismo yacimiento.

El propdsito de utilizar muestras separadas fue evitar las reacciones quimicas que alteran las
propiedades de la roca tras inyecciones ciclicas consecutivas de agua de baja salinidad. Por lo
tanto, a ojos practicos, podemos hablar de que se trata de roca de un solo yacimiento.

A pesar de que los resultados finales en la recuperacidn de aceite tras la inyeccion de agua de baja
salinidad fueron distintos en cada nucleo, esto se atribuye en gran medida a la composicién y
salinidad de la salmuera de baja salinidad inyectada, y no a las variaciones de las propiedades
petrofisicas de los nucleos.

Dicho lo anterior y recapitulando lo mostrado en la Tabla 5.32, se puede concluir, que de acuerdo
a los resultados obtenidos por el autor, el inyectar una salmuera de baja salinidad compuesta por
varios grupos de cationes parece otorgar mayores beneficios en la recuperacion final de aceite, a
comparaciéon de una salmuera compuesta por un solo cation.

También se observa, contrario a lo mostrado por otros autores, que la inyeccién de agua de baja
salinidad en etapa terciaria no produjo beneficio adicional en la recuperacién de aceite, en
comparacion a una inyeccién de agua de baja salinidad en etapa secundaria.
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Tabla 5.37. Analisis comparativo de los trabajos realizados en ntcleos por Rivet (2009) vs. las caracteristicas de los

yacimientos de la Cuenca de Chicontepec.

Nucleos de areniscas compuestos principalmente de cuarzoy
cementados con silice

Nucleo proveniente
de yacimiento de

Areniscas con
intercalaciones de
lutitas, altamente

cementadas por
calcita y dolomia en
la porcidn inferior
de lacuencay

areniscas pobremente
cementadas en la
porcion superior.
Contenido de
caolinita, esmectita
e ilita.
10- 200
372 445 367 404 331 308 Formaciones
Superiores de Agua
Fria)
21.1 19.6 19.6 19.19 19.4 26.7 0.2-14
63.3 25.1 24.8 25.7 27.5 28.4 -
- - - - - - 80-360
- - - - - - 50-330
7.93 7.93 7.93 7.93 7.93 8.00 0.5-17
- - - - - - 1.1621 (Agua Fria)
55 55 55 55 55 85 60-70
Afloramie Aflorami Aflorami Aflorami Aflorami . 1150-1700
nto ento ento ento ento
30,510 30,510 30,510 30,510 30,510 31,000 38,525 (Agua Fria)

Las conclusiones obtenidas a partir de la tabla anterior son las siguientes:

e De acuerdo con Rivet (2009), los beneficios de la inyeccidon de agua de baja salinidad son

observados en temperaturas de yacimiento que van desde los 55 [°C] hasta los 85 [°C].
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Este dato concuerda perfectamente con las temperaturas promedio medidas en los
yacimientos de Chicontepec.

e El autor menciona que de todos los experimentos conducidos en su trabajo, sélo los
yacimientos de areniscas que contienen arcillas presentaron beneficios con la inyeccién de
agua de baja salinidad. Dato verificable en la composicién mineralégica mostrada en la
tabla.

e La salinidad del agua de formacién tanto en los experimentos conducidos como en los
yacimientos de Chicontepec es similar, lo que permite afirmar con cierto grado de certeza
que la posibilidad de éxito ante una inyeccidn de agua de baja salinidad parece razonable.

e El nucleo de Yacimiento C fue el que presentd una mayor recuperacion final de aceite,
después de la inyeccion de agua de baja salinidad en etapa secundaria. Si observamos las
caracteristicas de este nucleo y las comparamos con aquellas de los yacimientos de
Chicontepec, notaremos que existe una gran similitud entre ellas.

e Es importante notar que la mayor recuperaciéon de aceite obtenida en el nucleo de
Yacimiento C (63.4 [%0O0IP]), fue obtenida durante la primera inyeccidon de agua de baja
salinidad. Resaltando el hecho de que no hubo alteracion de propiedades por inyecciones
ciclicas anteriores.

e La variacion mds importante observable en los datos de la Tabla 5.37 se encuentra en la
viscosidad del aceite; sin embargo, los analisis de calidad del aceite en Chicontepec que se
muestran en este trabajo, sugieren calidades de aceite de regulares a buenas en gran
parte de la Cuenca. Esto efectivamente podria alterar el factor de recuperacién final de
aceite, pero aun no es posible determinar hasta qué grado, debido a las incertidumbres
aun existentes en el desarrollo de la tecnologia de inyeccién de agua de baja salinidad.

5.10.2 Resultados obtenidos a escala de campo

A partir de los resultados obtenidos de la realizacién de una prueba piloto de campo, disefada
para entender y evaluar la efectividad de un proceso de inyeccién de agua de baja salinidad,
Maguire et al. (2005) concluyeron que existen una serie de yacimientos en la Pendiente Norte de
Alaska, cuyas condiciones parecian hacer viable la inyeccién de agua de baja salinidad y sugirieron
incrementos en la recuperacion que iban desde el 6% hasta el 12% como posible.

El Laboratorio Nacional de Idaho (INL), a través de un financiamiento por el Departamento de
Energia de los Estados Unidos, expandié el trabajo citado buscando registros histéricos de
inyeccion de agua, como evidencia anecdética que apoye un incremento en la recuperacién de
aceite, como resultado de la inyeccidon de agua de baja salinidad para desplazar el aceite en
yacimientos con salmuera de formacion de alta salinidad inicial.
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Posteriormente, las caracteristicas de dichos yacimientos seran comparadas con aquellas
correspondientes a los Yacimientos de Chicontepec, con el fin de demostrar que las posibilidades
de éxito de una inyeccién de agua de baja salinidad apuntan a ser verdaderamente prometedoras.

También se describe una prueba de campo del tipo Registro-Inyeccién-Registro [(LIL), Log-Inject-
Log] disefiada para identificar si los efectos de la inyeccién de agua de baja salinidad pueden ser
detectados en la zona cercana al pozo.

5.10.2.1 Cuenca Powder River 2%

El trabajo se enfocd en datos histdricos a escala de campo de la Cuenca Powder River, la cual es
una cuenca productora de petrdleo muy importante en Wyoming, E.U.A. que estd
convenientemente cerca al INL (Idaho Falls, Idaho).

Dicha cuenca se encuentra localizada en el Noreste de Wyoming, con una pequefia porcién que se
extiende hacia el Sureste de Montana (Fig. 5.73). La cuenca es profunda, tendente hacia el Norte,
asimétrica, ligeramente deformada en su totalidad, de aproximadamente 250 millas de largo y 100
millas de ancho. Su eje esta cerca de su margen occidental, el cual es definido por el
levantamiento de las Montafias Bighorn y el Arco Casper. Se encuentra limitada en el Sur por los
levantamientos Laramie y Hartville, y hacia el Este por el levantamiento Black Hills. El margen
Norte esta definido por el arco Miles City, el cual tiene una sutil tendencia hacia el Noroeste.
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Fig. 5.73. Mapa de la Cuenca Powder River, mostrando su ubicacion
geografica y limites. (Robertson, Eric P, 2007)
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La cuenca es una de las provincias petroleras mas ricas en las Montafias Rocallosas. Mas de 2.5 x
10° barriles de aceite recuperable han sido descubiertos en los yacimientos, que varian en edad
desde el Paleozoico Tardio hasta el Cretacico Superior.

Los registros histéricos de operaciones de campo en esta cuenca, guardados por la Comision para
la Conservacion del Aceite y Gas de Wyoming (WOGCC), fueron buscados para encontrar procesos
de inyeccion de agua que utilizaran agua de baja salinidad para la inyeccién y otros que utilizaran
agua de mayor salinidad para la inyeccién. Una vez que las analogias de campo fueron
encontradas, los resultados de las inyecciones fueron comparados para determinar si el registro
histdrico sustentaba la observacién en laboratorio de que las inyecciones de agua de baja salinidad
pueden proveer una mayor recuperacion de aceite, que aquella obtenida inyectando agua de alta
salinidad.

Los yacimientos de la formacidn Minnelusa en la Cuenca Powder River corresponden al
Pensilvanico y Pérmico Inferior, en donde las areniscas son productoras de aceite importantes y
producen en trampas estructurales y estratigraficas. Los yacimientos son generalmente
pequefios, pero se prestan para la inyeccion de agua debido a sus arenas relativamente bien
distribuidas y limpias.

La porcién productiva de la formacién Minnelusa se encuentra en la porcidn Noreste de la Cuenca
Powder River, en donde la inyeccién de agua con agua de baja salinidad era una practica comuin en
esta formacion, proveyendo las oportunidades adecuadas para las comparaciones de campo
apropiadas.

Esta formacion se encuentra compuesta principalmente por areniscas cristalinas blancas,
pobremente cementadas por carbonatos y anhidrita. La formacién parece haber sido depositada
en un ambiente marino, pero un origen edlico en parte, no es excluido. La porcién superior de la
formacion Minnelusa (Minnelusa Superior) contiene usualmente tres arenas: dos arenas
superiores (A y B) son generalmente productoras, y la arena inferior (C), que es generalmente no
productora. Las presiones iniciales de los yacimientos en la formacién Minnelusa se encuentran
generalmente por arriba de la presién de burbujeo, dando lugar a una saturacidn inicial de gas de
cero. En un estudio realizado a 35 yacimientos de Minnelusa, se determinaron valores promedio
para las caracteristicas de los yacimientos los cuales se encuentran mencionados en la Tabla 5.38.

Tabla 5.38. Propiedades promedio de 35 yacimientos en la Formacion Minnelusa.

Permeabilidad promedio del yacimiento [mD] 50 - 657
Porosidad [%] 16.2
Coeficiente de permeabilidad de Dykstra-Parsons [adimensional] 0.75
Saturacion de agua de la formacion [%] 25.5
Espesor neto de la formacidn [pie] 29.3
Gravedad API [°API] 18- 40
Factor de volumen de la formacion [bls @c.y./bls @c.s.] 1.087

RGA en solucidn [scf/stb] 61.5
Viscosidad del aceite a temperatura de yacimiento [cp] 15.2
Contenido de cloro en el agua producida [ppm] 2,000 - 200,000
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Aunque muchos registros de campo fueron examinados, en un esfuerzo para seleccionar las
mejores comparaciones de inyeccién de agua, tres campos fueron establecidos de forma definitiva
como buenos candidatos para la comparacién, debido a la proximidad entre ellos (Fig. 5.74), y las
caracteristicas de la inyeccion, y de las propiedades del yacimiento. Estos campos son descritos en
las siguientes secciones; y sus caracteristicas se encuentran tabuladas en la Tabla 5.39.
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Fig. 5.74. Limites del Estado de Wyoming mostrando la
extension aproximada de la Cuenca Powder River y la
ubicacién de los Yacimientos North Semlek, West Semlek y
Moran. (Robertson, Eric P, 2007)

Tabla 5.39. Caracteristicas de los Yacimientos West Semlek, North Semlek y Moran.

Yacimiento West Semlek North Semlek Moran
Permeabilidad promedio del yacimiento [mD] 225 - 78
Porosidad [%] 19.4 15.8 14.4
Saturacion de agua [%] 25.0 20 37.1
Presion inicial del yacimiento [psia] 2847 2700 4381
Presidn de saturacion [psia] 165 300 475
Gravedad API [°API] 23 22.5 22.3
Factor de volumen de la formacion inicial [bls

@c.y./bls @c.s.] 1.049 1.049 1.07
RGA en solucidn [scf/stb] 10 10 50
Temperatura del yacimiento [°F] 144 140 200
Profundlfia}d hasta la formacion productora [pies bajo 7240 7270 8715
la superficie]

5.10.2.1.1 Yacimiento West Semlek

La produccion de este yacimiento proviene de la Arena “B” de la formaciéon Minnelusa Superior, de
edad Pensilvanica, tratdndose de una trampa estratigrafica con un truncamiento de arenas
definiendo los limites del yacimiento, excepto en el Oeste, en donde un contacto agua-aceite
limita el yacimiento.

La Arena Superior “B” es anhidritica, bien desarrollada, con areniscas de grano fino a medio y
ocasionales intercalaciones de dolomias.
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El estudio de ingenieria para la unidad West Semlek reporté que el total de sdélidos disueltos o en
solucion (TDS), en el agua inicial de formacién producida de la arena Minnelusa Superior “B”,
promedié 60 000 [ppm]. El agua de inyeccidén para esta unidad viene de dos pozos fuera de la
unidad, produciendo de la Arena Minnelusa Inferior “B cuyos andlisis de agua son mostrados en la
Tabla 5.40.

Tabla 5.40. Andlisis de agua de las dos pozos de agua ubicados fuera del yacimiento (Formacion “B” Minnelusa
Inferior) para la inyeccion en el Yacimiento West Semlek.

. Concentracion [ppm]
Componentes disueltos Pozo 28 - 1 | Poz0 28 — 6

Cationes

Potasio 79 122

Sodio 610 2580

Calcio 630 740

Magnesio 133 142
Aniones

Sulfato 2110 2550

Cloruro 576 3470

Carbonato 0 0

Bicarbonato 495 688

Total de sélidos en solucion 4380 9550

La concentracion promedio del total de sélidos disueltos para los dos pozos de agua de inyeccidn,
en el comienzo de la inyeccion de agua, era de 7615 [ppm].

Conforme la inyeccién de agua progresaba, el agua producida del yacimiento fue mezclada con
agua de la arena Minnelusa Inferior “B”. Un andlisis subsecuente del agua producida recolectada
13 afios después de inicio de la inyeccién de agua, reportd que la concentracion de TDS del agua
producida decayé del valor inicial de 60000 [ppm] a las 15000 [ppm].

Con el tiempo, la concentracion de TDS del agua reciclada decayd y su volumen incrementd, lo
cual tendid a estabilizar la variabilidad en la salinidad del agua de inyeccién con el tiempo. Para
simplificar el andlisis (Ec. 5.9), un valor de 10000 [ppm] para la salinidad del agua de inyeccién en
West Semlek se asumié como constante a través de la vida de la inyeccidén de agua. La relacidn
puede ser descrita matematicamente por:
C+C,(1-1)=¢€ (Ec. 5.9)
en donde C, es la salinidad del agua reciclada de los pozos productores, f, es la fraccion del total

de agua inyectada que es reciclada, C,, es la salinidad del agua de reemplazo (Arena Minnelusa
Inferior “B”), y C;es la salinidad total del agua de inyeccién combinada.

Al inicio de la inyeccién de agua, C, era igual a 60000 [ppm], C,, era igual a 7165 [ppm], C; era igual
a 10000 [ppm], y f; calculada con la Ec. 5.9, fue de 5.4%. Este valor para f,, la fracciéon de agua que
fue reciclada, serd usado para comparar consistentemente los resultados de otras inyecciones de
agua.
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5.10.2.1.2 Yacimiento North Semlek

Los pozos en este campo producen en la Arena Inferior “B”, perteneciente a la Formacion
Minnelusa. El total de sélidos disueltos del agua inicial (de formacién) del yacimiento fue
promediado en 42000 [ppm] para North Semlek, con NaCl constituyendo cerca del 80% de los
sélidos disueltos. El pozo aportador de agua, terminado en la formacién de agua dulce Fox Hills,
fue el Muioz Government 28-5 con el analisis del agua de este pozo mostrado en la Tabla 5.41.

Tabla 5.41. Andlisis del agua bombeada desde el Pozo Muiioz Government 28 — 5, terminado en una formacion de
agua dulce (Fox Hills).

Componentes disueltos | Concentracién [ppm]

Cationes

Sodio 318

Calcio 5.8

Otros 0
Aniones

Sulfato 199

Cloruro 5.3

Carbonato 0

Bicarbonato 567

Total de sélidos en solucion 1095

Este yacimiento produjo una despreciable cantidad de agua durante su recuperacion por
comportamiento primario. Con respecto a la estabilidad en la salinidad del agua de inyeccién a
través de la vida del proyecto, ésta puede ser calculada utilizando la Ec. 5.9, asumiendo el mismo
valor inicial de f,, la fracciéon del total del agua inyectada que es reciclada (0.054). Para esta
inyeccién de agua, C,, era igual a 1095 [ppm] y C, igual a 42000 [ppm]. El promedio de salinidad
para el agua de inyeccién, C;, calculado de la Ec. 5.9 fue de 3304 [ppm].

5.10.2.1.3 Yacimiento Moran

El Yacimiento Moran se encuentra localizado en la porcién Noreste de la Cuenca Powder River,
aproximadamente quince millas al Este del pueblo de Gillette, WY.

Los registros del agua obtenida del WOGCC para el Pozo Czapanskiy A-4, dentro de la unidad
Moran, analizada antes del inicio de la inyeccidon de agua, mostré que la salinidad del agua inicial
de formacién fue de 128000 [ppm], lo cual concuerda perfectamente con el rango de salinidad
estimado en el estudio de factibilidad para la unidad (entre 89000 [ppm] a 158 000 [ppm]).

Uno de los pozos originales en la unidad (E. Moran No. 2) fue reparado y convertido en un pozo
productor de agua, en la formacidn Fox Hills. La inyeccidon de agua comenzd en Diciembre de 1987
en los Pozos E. Moran No. 1 y Czapanskiy A-4. Un analisis del agua producida de la Arena Fox Hills
puede ser visto en la Tabla 5.41.
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El promedio de salinidad del agua de inyeccion para la unidad Moran, durante la vida del proyecto
de inyeccion de agua, fue calculada en alrededor de 7948 [ppm], siguiendo el mismo protocolo
marcado para las inyecciones de agua en West Semlek y North Semlek.

5.10.2.1.4 Resultados

Existen muchas maneras de graficar los resultados de los procesos de inyeccién de agua en
campo, para realizar un andlisis; sin embargo, para ilustrar el incremento en la recuperacién, la
informaciéon de las inyecciones de agua en campo fue manipulada para fabricar graficas de
recuperacion de la misma especie que las pruebas de laboratorio.

Los resultados de las pruebas de inyeccidon en laboratorio son mostrados generalmente como una
grafica de la recuperacion de aceite contra el total de aceite producido. Por lo tanto, los datos
histdricos de inyeccién de agua en el campo fueron convertidos a una gréfica de recuperacién de
aceite, Ry, contra los volimenes de poro de fluido producido total, V.

La recuperacién de aceite, Ry, es la relacién de produccién acumulada de aceite; N, y el volumen
original de aceite en el yacimiento, N:

N (Ec. 5.10)

El volumen total de fluido producido, V;, corresponde a un multiplo del volumen de poros del
yacimiento y es una relacion de la producciéon acumulada de aceite, N, y agua, W,, a condiciones
de yacimiento y el volumen de poros del yacimiento, V,:

>W,8,+,)

Vo (Ec. 5.11)

V, =

Debido a que el factor de volumen del agua es esencialmente la unidad, el volumen del agua
producida se asume como igual al volumen que ocuparia dicha agua a condiciones de yacimiento.

A continuacién se muestra una comparacién de las recuperaciones con inyeccién de agua a los
tres campos analizados en la Fig. 5.75. Adicionalmente en la Fig. 5.76 se muestra una grafica tipica
correspondiente a una prueba de inyeccion en laboratorio.
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Fig. 5.75. Comparacion de las recuperaciones obtenidas en
los tres yacimientos de la Formacion Minnelusa, todos
sometidos a inyeccidn de agua. (Robertson, Eric P, 2007)
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Fig. 5.76. Ejemplo de incremento en la recuperacion,
resultado de la inyeccidon de agua de formacién diluida [Tang
(1990)]. (Robertson, Eric P, 2007)

Si comparamos ambas graficas se podra observar que el volumen total de fluidos producido en Ia
Fig. 5.76 se maneja en voliumenes de poro completo, mientras que en la Fig. 5.75 el mismo dato se
maneja en fracciones de unidad.

Esto se debe esencialmente a la escala de la prueba, ya que mientras en una prueba de laboratorio
debido al tamafio pequeno de la muestra es sumamente sencillo desplazar varios voliumenes de
poro (V,); a escala de yacimiento desplazar un volumen de poros (V,) requeriria de una inyeccién
de fluido considerablemente mayor.
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Con el propdsito de mejorar la comparacidon entre las recuperaciones de aceite, la relacién de
salinidad fue calculada para cada una de las inyecciones de agua a los campos de Minnelusa

examinados, observandose en |la Tabla 5.42.

Tabla 5.42. Salinidades del agua de formacion y de inyeccidon utilizada para los tres procesos

de inyeccion de agua analizados.

_ Salinidad [ppm]
Yacimientos o7 " v v —
Agua de formacién Agua de inyeccion Relacién de salinidades
West Semlek 60 000 10 000 0.1667
North Semlek 42 000 3304 0.0787
Moran 128 000 7948 0.0621

Sintetizando los resultados obtenidos en las Fig. 5.75 y Tabla 5.42, se puede observar que las
inyecciones de agua a North Semlek y Moran muestran mejores recuperaciones de aceite, que la
inyeccién de agua a West Semlek. Ademas, la recuperacidon de aceite para los tres procesos de
inyeccion de agua aparenta ser una funcién de la relacién de salinidad, ya que tanto en North
Semlek y Moran, la salinidad del agua inyectada y su proporcion fue menor que en West Semlek.

La Fig. 5.77 es una grafica de la recuperacion de aceite como una funcion de la relacidon de
salinidad del proceso de inyeccidon de agua y muestra que la recuperacién de aceite tiende a
disminuir conforme la relacidn de salinidad incrementa. Este es un hallazgo importante ya que
concuerda con los resultados obtenidos en pruebas de laboratorio.
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Fig. 5.77. Relacién entre la recuperacion de aceite y la relacion de salinidades para
los tres casos de inyeccion en la Formacion Minnelusa. (Robertson, Eric P, 2007)
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5.10.2.1.5 Analogias con los yacimientos de Chicontepec

En la Tabla 5.43 se muestra un andlisis comparativo entre las caracteristicas de los yacimientos de
la Cuenca Powder River y los yacimientos de la Cuenca de Chicontepec. Es importante notar que a
pesar de su cercania, los 3 yacimientos en estudio de la Cuenca Powder River muestran
importantes variaciones de permeabilidad entre uno y otro, lo cual indica una distribucion
heterogénea de la distribucion de propiedades en la cuenca; esto concuerda con la situacion que
se tiene en la Cuenca de Chicontepec.

Tabla 5.43 - Analisis comparativo de las caracteristicas de los yacimientos de la Cuenca Powder River y la Cuenca de
Chicontepec. Noétese la similitud de los datos de la Cuenca de Chicontepec con los del Yacimiento North Semlek, el
cual obtuvo la mayor recuperacion de aceite y obtuvo el mayor beneficio de la inyeccién de agua de baja salinidad.

YACIMIENTOS CUENCA POWDER RIVER
WEST NORTH CUENCA DE
MORAN CHICONTEPEC
SEMLEK SEMLEK
Areniscas con
intercalaciones de
lutitas, altamente
Areniscas de grano fino a medio y ligeramente cementadas por calcita
MINERALOGIA cementadas por ocasionales intercalaciones de dolomias y y dolomia en la
anhidrita porcién inferior de la
cuenca y pobremente
sementadas en la
porcion superior
PERMEABILIDAD PROMEDIO [mD] 225 i 78 18'200 (zonas de
uena calidad)
POROSIDAD [%] 19.4 15.8 14.4 0.2-14
SATURACION DE AGUA [%] 25.0 20 37.1 -
PRESION INICIAL DEZYACIMIENTO 200 190 308 80-360
[kg/cm’]
PRESION DE SATURACION [kg/cmz] 12 21 33 50-330
GRAVEDAD API [°API] 23 22,5 223 18-45
FACTOR DE VOLUMEN DE LA
. 1.049 1.049 1.07 1.1621 (A Fri:
FORMACION [bbl@cy/bbl@cs] (Agua Fria)
RGA EN SOLUCION [pc@cs/bbl@cs] 10 10 50 -
TEMPERATURA DEL YACIMIENTO [°C] 62 60 93 60-70
PROFUNDIDAD DE LA FORMACION
2207 2216 2656 1150-1700
PRODUCTORA [m]
SALINIDAD DEL AGUA DE
” 60,000 42,000 128,000 38,525 (A Fri;
FORMACION [ppm] (Agua Fria)

Como ya se menciond con anterioridad, el Yacimiento North Semlek fue el que mayor beneficio en
la recuperacién de aceite obtuvo de la inyeccién de agua de baja salinidad, en parte debido a que
en este yacimiento se inyectd el agua con menor concentraciéon de sdélidos en solucién (3,304
[ppm]).

Aunque no se cuenta con informacion detallada acerca de este yacimiento, se puede tomar la
poca informacién y a partir de ésta se pueden establecer las siguientes conclusiones, a partir de
los datos de la Tabla 5.43:
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La mineralogia de los yacimientos tanto de la Cuenca Powder River como de la Cuenca de
Chicontepec es similar, especialmente en los yacimientos de la porcién superior de esta
ultima cuenca.

La permeabilidad promedio de Chicontepec parece coincidir con las permeabilidades
encontradas en los yacimientos de la Cuenca Powder River, especialmente en las zonas de
buena calidad de la Cuenca de Chicontepec.

Los valores de porosidad en la mayor parte de la Cuenca de Chicontepec se encuentran en
un rango de 0.2-14 [%], similares a los encontrados en los yacimientos del estudio.

La distribucion de calidad de aceite en los yacimientos de Chicontepec apunta a valores
mayores de 20 [°API] en mas del 50% de la cuenca, lo cual incrementa la rentabilidad de
los proyectos. Ademas dichos valores coinciden con la gravedad API de los yacimientos en
Powder River.

La mayor discrepancia en cuanto a la comparaciéon de yacimientos se tiene en la
profundidad, especialmente si tomamos en cuenta que en Chicontepec las caracteristicas
petrofisicas mas favorables se tienen a profundidades de entre 1150 y 1350 [m]. Sin
embargo, esto es compensado por la temperatura del yacimiento, la cual para ambas
cuencas parece estar en un promedio de 60 [°C], propiedad que indudablemente afectard
las propiedades de los fluidos y por tanto, su desplazamiento a través del medio poroso, a
condiciones de yacimiento.

El yacimiento que guarda mayor grado de similitud en sus caracteristicas con aquellos
encontrados en la Cuenca de Chicontepec, es el Yacimiento North Semlek, el cual, de
acuerdo al estudio realizado, fue el que obtuvo mayor recuperacion por inyeccidon de agua
de baja salinidad.

Este dato es sumamente relevante y prometedor, ya que implica que las posibilidades de
éxito por inyeccidn de agua de baja salinidad en Chicontepec son relativamente altas, en
caso de que la tecnologia llegara a ser aplicada.

La salinidad del agua congénita en North Semlek y Agua Fria es similar, lo cual en términos
de recuperacién de aceite es altamente favorable, ya que con anterioridad en este
capitulo se mencioné que a menor salinidad de agua congénita los beneficios de la
inyeccion de agua de baja salinidad apuntan, de acuerdo a las pruebas realizadas, a ser
mayores.
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5.10.2.2 Inyeccién de agua de baja salinidad: Utilizacion de pruebas Registro-Inyeccion-
Registro (LIL) (s8]

Este documento describe una prueba de campo del tipo Registro-Inyeccién-Registro [(LIL), Log-
Inject-Log] disefiada para identificar si los efectos de la inyeccién de agua de baja salinidad pueden
ser detectados en la zona cercana al pozo.

La técnica utilizada para determinar la S, mediante el uso de pruebas LIL, se basa en la ejecucion
de multiples corridas de registros del tipo Captura de Pulsos de Neutrones (PNC), después de la
inyeccién de dos o mas diferentes salmueras, con diferente respuesta a la lectura del registro.

Asumiendo que la porosidad de la formacién y la lectura de la salmuera inyectada son conocidas
de manera precisa, la saturacion de agua puede ser calculada a partir de:

_ Zp-EIn
Sw

= _ZeemZu Ec. 5.12
D(Zyr—Zw1) (Ec. 5.12)

donde:

Yt1, es la respuesta del registro PNC después de inyectar la primera salmuera.
Xt2, €s la respuesta del registro PNC después de inyectar la segunda salmuera.
X1, €s la seccion transversal de captura de la primera salmuera.

X2, €s la seccion transversal de captura de la segunda salmuera.

®, es la porosidad de la formacion.

Por lo tanto, el modificar esta aproximacion general e inyectar diferentes salmueras de al menos
tres secciones transversales de captura, permitird determinar la S, después de la inyeccion base
y después de la inyeccién de agua de baja salinidad.

5.10.2.2.1 Descripcién del yacimiento

La seccién de yacimiento en la cual las pruebas fueron realizadas, es un intervalo productor de un
yacimiento clastico, el cual comprende una compleja cuenca compuesta de sedimentos
provenientes de marea, estuarios, deltas y de playa con intercalaciones de lutitas semicontinuas.

Las arenas son de grano fino y de alto contenido ductil. Ademas, los analisis de Difracciéon de Rayos
X muestran contenidos de cuarzo en el rango de 70 — 95 [%], con caolinita, plagioclasas, ilita y
esmectita.

La porosidad promedio es del 20%, pero alcanza el 30% en los canales de arenas de mejores
propiedades. Las permeabilidades horizontales tienen un rango de valores de 200 — 700 [mD], con
variacion vertical debido a cambios en la textura y contenido ductil.

El espesor bruto del yacimiento es de alrededor de 150 [pies] con un espesor neto del 65 — 70 [%].
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Las propiedades del aceite varian considerablemente a lo largo del campo, con una viscosidad que
varia desde 0.46 [cp] hasta 50 [cp], desde la cresta hasta su flanco. Correspondientemente, la
gravedad API también varia desde los 33 [°API] en la cresta hasta los 12 [°API] en el flanco.

La saturacion de agua congénita es del 23%, pero puede llegar a ser significativamente menor con
respecto a la zona del yacimiento. Ademas, el yacimiento tiene una fuerte entrada de agua
proveniente de un acuifero activo con una salinidad promedio demasiado alta, con una
concentracién de sélidos en solucidn de 250,000 [ppm] en algunas partes del yacimiento.

5.10.2.2.2 Procedimientos de inyeccidn y de toma de registros

Los procesos de disefio tomaron en cuenta el efecto potencial de flujo cruzado entre intervalos
debido a que el pozo seleccionado se encontraba disparado en tres unidades diferentes. En dado
caso de que se presentara dicho fendmeno se tendria que establecer un tiempo de espera
después del cierre del pozo para permitir que se alcanzara el equilibrio o bien, incrementar el
gasto de inyeccidn hacia las unidades de flujo del yacimiento.

El disefio de la prueba de 4 dias de duracion fue:

e Llevar a cabo un PLT/PNC con el pozo abierto a produccion para identificar la respuesta del
molinete a los horizontes productores que se encontraban aportando fluidos al pozo (Fig.
5.78, donde se muestra que los 3 intervalos aportan produccidn).
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Fig. 5.78. Comparacion de las respuestas medida y calculada del registro de molinete. (K. J. Webb, C. J. J.
Black & Al-Ajeel, 2003)

e Cerrar el pozo (36 horas para el caso del documento) y llevar a cabo otro PLT/PNC para
identificar cualquier zona que estuviera ocasionando flujo cruzado.
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Inyectar una solucién de cloruro de sodio de alta salinidad (220,000 [ppm]), a un gasto de
0.5 [bls/min]. Dicho gasto fue seleccionado con el fin de permitir que la prueba simulara el
comportamiento de la inyeccidén a escala de yacimiento en vez del comportamiento en la
vecindad del pozo.

Correr registros PLT/PNC cada hora a 10 [pies/min], para reducir el ruido de la estatica en
el andlisis y reducir el error.

Continuar con la inyeccidn hasta que no haya cambios en la respuesta del registro PNC
durante el periodo de 1 hora.

Efectuar otras 3 corridas a 10 [pies/min], mientras que al mismo tiempo se continua con la
inyeccidn de salmuera de alta salinidad (2;).

Inyectar la salmuera de salinidad intermedia (170,000 [ppm]) hasta no obtener cambios en
la respuesta del PNC en un periodo de una hora.

Llevar a cabo otras tres corridas para reducir el error estadistico (2¢5).

Las diferencias en la lectura de los registros PNC entre 220,000 [ppm] y 170,000 [ppm]
definen el aceite residual después de la inyeccién de la Ecuacién 2.

Inyectar salmuera de baja salinidad (3,000 [ppm]) utilizando el mismo procedimiento
empleado para la inyeccién de agua de alta e intermedia salinidad. Esto con el fin de
desplazar el aceite de la regidn de interés si es que se presentaron efectos por la inyeccién
de agua de baja salinidad (Z;3).

Realizar una corrida PNC/PLT hasta no observar cambios en la respuesta del registro PNC.
Posteriormente llevar a cabo 3 corridas mds para incrementar la precisién de los datos.

Reinyectar salmuera de alta salinidad (220,000 [ppm]) utilizando el procedimiento descrito
anteriormente.

Correr registros continuamente hasta no obtener variaciones en la lectura del registro
PNC.

Utilizando la Ec. 5.12 como punto de partida, la saturacion residual de aceite después de la

inyeccion de agua de alta salinidad esta dada por:

T @Ew2—Zw1)

ez E (Ec. 5.13)

Mientras que la saturacion residual de aceite después de la inyeccién de agua de baja salinidad

esta dada por:
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Tg—2
SW — t4 t3

T OEya—Zws) (Ec. 5.14)

5.10.2.2.3 Preparacién de la salmuera

Con el fin de medir la S, después de las inyecciones de agua de alta y baja salinidades, es
necesario inyectar al menos tres salmueras de diferente salinidad. Se planed mezclar salmueras de
220,000 [ppm], 120,000 [ppm] y 3,000 [ppm].

Las secciones transversales de captura de las salmueras fueron tomadas utilizando una celda de
medicidon sigma de agua, durante todo el tiempo que durd la inyeccidn, ya sea en el mismo pozo o
bien mediante el andlisis de muestras en laboratorio.

La calidad del agua de inyeccién fue determinada a través de espectroscopia de masa, para
verificar que no se encontraban contaminantes disueltos en el agua que pudieran ocasionar la
formacidn de incrustacion o precipitados en el yacimiento (Tabla 5.44).

Tabla 5.44. Analisis de las sales a través de espectroscopia de masa.

Componente Cantidad [%]

Cloruro de sodio >99

Potasio 0.12
Calcio 0.09
Magnesio 0.04
Bario 0.011
Estroncio <0.01
Sulfato 0.03

El agua dulce fue llevada al pozo a través de pipas desde una planta de desalinizacion; y se le
realizé el mismo analisis para identificar especies idnicas que pudieran dafiar la formacién (Tabla
5.45).

Tabla 5.45. Analisis del agua dulce.

16n Concentracion [mg/l]
Calcio 98
Magnesio 20
Bicarbonato 118
Cloruro 98
pH 7.1

Las salmueras fueron mezcladas en tandas de 100 [bbl], filtradas a 2 micrones para remover
cualquier sélido presente y circuladas de manera continua en tanques de 500 [bbl] obteniéndose
las propiedades mostradas en la Tabla 5.46.
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Tabla 5.46. Densidades y salinidades de las salmueras inyectadas.

Salmuera Densidad [kg/I] Contenido de cloruro [mg/kg]
Baja 1.0019 3932
Alta 1.1415 117638
Intermedia 1.0982 84203
Final 1.1251 105121

5.10.2.2.4 Desarrollo de la prueba

El principal punto a tomar en cuenta durante la inyeccién, es determinar la maxima presion de
inyeccion que puede ser aplicada de manera segura, sin alcanzar la presién de fracturamiento.
Para el caso en estudio se determind que la maxima presion a la cual se podia inyectar fluidos de
manera segura era de 1,200 — 1,300 [psi].

La Tabla 5.47 muestra que en ningln momento se aproximaron las presiones de inyeccion a la
presién de fracturamiento.

Tabla 5.47. Resumen de las presiones superficiales durante la inyeccion.

Inyeccion Presidn al inicio [psi] Presidn final [psi]
Antes de la inyeccion - 900
Alta salinidad 900 <0
Salinidad intermedia <0 200
Baja salinidad 200 600
Salinidad final 600 833

Posteriormente, se procedié a limpiar el aparejo de produccion inyectando salmuera de alta
salinidad a una presidn 3 veces por encima de la disefiada (1.5 [bls/min]), con el fin de evitar
problemas de inyeccién de aceite durante el proceso de inyeccién de agua. En todo momento se
verificd a través de PLT que no se inyectara salmuera a la formacion ya que esto afectaria el
desarrollo de la prueba.

En el desarrollo de la prueba fueron requeridos cerca de 700 [bbl] de agua de alta salinidad, para
alcanzar una lectura constante del registro PNC; mientras que para el caso de salinidades
intermedia, baja y final fueron necesarios 300 [bbl] para alcanzar el equilibrio. La Fig. 5.79 a la Fig.
5.82 muestran las respuestas del registro PNC durante cada inyeccion.
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Fig. 5.79. Respuesta del registro PNC durante la inyeccion de agua de
alta salinidad. (K. J. Webb, C. J. J. Black & Al-Ajeel, 2003)
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Fig. 5.80. Respuesta del registro PNC durante la inyeccion de agua de salinidad
intermedia. (K. J. Webb, C. J. J. Black & Al-Ajeel, 2003)
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Fig. 5.81. Respuesta del registro PNC durante la inyeccion de agua de baja salinidad. (K. J.
Webb, C. J. J. Black & Al-Ajeel, 2003)
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Fig. 5.82. Respuesta del registro PNC durante la inyeccion de agua con

Webb, C. J. J. Black & Al-Ajeel, 2003)

salinidad final. (K. J.

Después de la conclusidon de la prueba fue necesario corregir los datos obtenidos del registro PNC
por cambio de salinidad en el aparejo de produccién, comparando la respuesta del registro en
cada etapa sobre secciones de yacimiento que no estuvieron expuestas a cambios de saturacion.

Posteriormente, se procedio a elaborar la grafica de saturacion de aceite residual mostrada en la
Fig. 5.83, la cual incluye una linea base para la inyeccidon de agua de alta salinidad y la linea de

agua de baja salinidad.
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Fig. 5.83. Saturacion de aceite residual posterior a la inyeccion de agua de baja

salinidad. (K. J. Webb, C. J. J. Black & Al-Ajeel, 2003)
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De acuerdo con esta figura, la inyeccion de agua de baja salinidad muestra una reduccién
importante en la saturacién de aceite con respecto a la inyeccion de agua de alta salinidad,
aunque es importante mencionar que los resultados fueron distintos en los 3 intervalos
disparados.

El intervalo superior mostré una reduccidn en la saturacidn de aceite de alrededor del 50%,
mientras que el intervalo intermedio e inferior mostraron una reduccién de 10% y 20%
respectivamente.

En el siguiente apartado se presentan las analogias con los yacimientos de Chicontepec, realizando
una comparacion entre las propiedades del yacimiento mostrado en esta prueba y las propias de
las zonas de mayor viabilidad, para la inyeccién de agua en Chicontepec.

5.10.2.2.5 Analogias con los yacimientos de Chicontepec

En la Tabla 5.48 se muestra un analisis comparativo entre las caracteristicas del yacimiento
descrito por Webb (2003) para la realizacion de pruebas LIL, y aquellas de los yacimientos de la
Cuenca de Chicontepec.

Desafortunadamente la informacion contenida en el articulo técnico " de donde se obtuvo este
ejemplo es muy limitada, de tal manera que solo se mostrard aquella informacién que se encontré
disponible y que por tanto es verificable totalmente.

Cabe mencionar que la importancia de éste ejemplo, mas alld de tratar de demostrar los
beneficios de la inyeccion de agua de baja salinidad, radica en que muestra una forma de verificar
las posibilidades de la inyeccién de agua de baja salinidad en un yacimiento a través de una simple
prueba en un solo pozo.

Esto tiene la ventaja de reducir costos y tiempo, pues una prueba piloto a escala de yacimiento, la
cual involucraria al menos a un pozo inyector y otro productor, requiere de periodos largos de
prueba que van desde algunos meses hasta afios para que los resultados puedan ser concluyentes.

Por lo tanto los gastos en equipo, operacién y materiales seran mucho a mayores en comparacién
a una prueba LIL debido a la escala de la prueba y periodo de tiempo.
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Tabla 5.48. Andlisis comparativo de las caracteristicas del yacimiento analizado por Webb (2003) para la realizacion de las
pruebas LIL y los yacimientos de la Cuenca de Chicontepec. La informacion provista por el autor es limitada, sin embargo
resulta ilustrativa para los fines de esta tesis.

YACIMIENTO ANALIZADO POR WEBB (2003) CUENCA DE CHICONTEPEC
Yacimiento clastico compuesto de sedimentos Areniscas con intercalaciones de lutitas,
provenientes de ambientes marea, estuarios, deltas y de altamente cementadas por calcita y
MINERALOGIA playa con intercalaciones de lutitas semicontinuas. dolomia en la porcién inferior de la
Contenido importante de arcillas. cuenca y pobremente sementadas en la

porcién superior

PERMEABILIDAD PROMEDIO

[mD] 200-700 10-200 (zonas de buena calidad)
POROSIDAD [%] 20- 30 0.2-14
SATURACION DE AGUA [%] 23 -
PRESION INICIAL DE
YACIMIENTO [kg/cm’] - 80-360
PRESION DE SA'I;URACION ] £0.330
[kg/cm’]
GRAVEDAD API [°API] 12-33 18-45

FACTOR DE VOLUMEN DE LA

FORMACION [bbl@cy/bbl@cs] i 1.1621 (Agua Fria)

RGA EN SOLUCION
[pc@cs/bbl@cs]

TEMPERATURA DEL

YACIMIENTO [°C] ) 60-70

PROFUNDIDAD DE LA

FORMACION PRODUCTORA [m] 2361 1150-1700

SALINIDAD DEL AGUA DE

FORMACION [ppm] 250,000 38,525 (Agua Fria)

A continuacidén se mencionan las conclusiones obtenidas a partir del andlisis técnico del desarrollo
de la prueba y del analisis comparativo mostrado en la Tabla 5.48:

e Es importante mantener la presidn de inyeccion por debajo de la presion de
fracturamiento de la formacién.

e Durante la inyeccién de salmuera es importante continuar inyectando hasta no obtener
variaciones en la respuesta del registro PNC/PLT.

e Lainyeccidén de agua de baja salinidad, con una concentracién de sélidos en solucion de
3,000 [ppm] fue la que mostré los mejores resultados, en cuanto a que fue la que produjo
la menor saturacién residual de aceite.

e A pesar de su mineralogia similar, el yacimiento descrito por Webb (2003) parece mostrar
condiciones petrofisicas mas favorables que aquellas presentes en los yacimientos de
Chicontepec. Hecho que se traduce en mayor eficiencia en cuanto al desplazamiento de
fluidos a través del yacimiento.

e La salinidad del agua congénita es significativamente mayor en el yacimiento descrito por
Webb (2003), en comparacion a la salinidad tomada como valor representativo de los
yacimientos de Chicontepec.
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La profundidad a la que se encuentra el yacimiento descrito por Webb (2003) es
aproximadamente 1,000 [m] mayor que aquella a la que se encuentran los yacimientos de
Chicontepec.

Lo anterior resulta por lo general en una temperatura promedio de yacimiento alta en
comparacion a la que podria ser observada en yacimientos relativamente someros como
pueden ser los que se encuentran en Chicontepec. Sin embargo, esto podria ser
compensado por la calidad de aceite o bien por condiciones de temperatura afectadas por
fendmenos externos al yacimiento.
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VI. METODOS DE OBTENCION DEL AGUA DE INYECCION 183

La calidad del agua puede ser definida como el total de todas las propiedades quimicas, fisicas y
microbioldgicas, requeridas para que el agua sea adecuada para alguna aplicacién en particular.

Los requerimientos de calidad del agua son dependientes de la aplicacién y del sitio; es decir, la
finalidad para la cual serd empleada el agua o bien los requerimientos de alguna agencia
regulatoria.

En el caso de este trabajo de tesis, la aplicacién que se le dara al agua sera la de ser inyectada al
yacimiento, por lo tanto el agua ideal para la inyeccion debe ser de tal calidad que debe tener las
siguientes caracteristicas:

e Suministro adecuado para permitir gastos de inyeccién, acordes con las necesidades del
proyecto.

e No contener sélidos en solucién o gases que fomenten la corrosion o formacion de
incrustaciones.

e No contener sdlidos en suspension o dispersos, que puedan afectar el equipo de
tratamiento y tuberia de transporte; o bien, que puedan causar el taponamiento de la
formacion y de los mismos pozos de inyeccién.

e Evitar provocar reacciones adversas con la roca de la formacién y los fluidos del
yacimiento.

e Estéril e incapaz de permitir el crecimiento de bacterias y microorganismos.

e No contener componentes que puedan afectar las propiedades del aceite, al nivel de
poder degradar la calidad o volumen de aceite producido e incluso aumentar la dificultad
de los procesos de separacion del aceite y de la propia agua de inyeccion.

e No contener sustancias que sean peligrosas para el personal o para el medio ambiente.
Aun asi, el agua ideal para la inyeccidn no existe, por tanto en cualquier caso, el agua de alguna
fuente debe ser tratada para obtener de la manera mds aproximada las propiedades requeridas
para llevar a cabo el proceso.

Los retos en el disefio y operacién de los equipos para el tratamiento del agua de inyeccion son:

e Determinar los requerimientos minimos de calidad del agua necesarios para llevar a cabo
la operacidn de inyeccion.
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e Disefiar y construir el equipo e instalaciones, asi como los procesos necesarios para poder
alcanzar la calidad del agua requerida; tomando en cuenta costos, seguridad y eficiencia

e Operar las instalaciones de una manera rentable y segura, manteniendo la capacidad y
calidad del procesamiento del agua, para poder llevar a cabo el proceso de inyeccién.
6.1 Identificacion de fuentes potenciales de agua

El volumen, gasto y programacién de la inyeccién de aguas, identificadas previamente permitiran
ayudar a seleccionar una fuente potencial del agua de inyeccién. Dicha fuente debe ser capaz de
proveer los volumenes y gastos necesarios, durante el curso de la inyeccion.

Existe un gran numero de fuentes potenciales del agua de inyeccidon, las cuales se citan a
continuacién, en orden decreciente de preferencia:

a) Agua producida del propio yacimiento que sera sujeto a la inyeccién

b) Agua producida de un yacimiento cercano, con propiedades similares al yacimiento sujeto
a lainyeccion

c) Pozos perforados en acuiferos de zonas no productoras
d) Agua proveniente de fuentes superficiales como rios, lagos o agua de mar

e) Fuentes de agua no convencionales; como por ejemplo, el agua producida de manera
conjunta con la explotacién de yacimientos de gas grisu (principalmente metano de minas
de carbon mineral)

f) Aguas residuales
De todas las fuentes anteriores, el agua producida del propio yacimiento sujeto de inyeccién
implica la seleccidn preferida debido a que usualmente requiere de un tratamiento menor para ser
reinyectada, ademds de que las posibilidades de ocasionar reacciones en detrimento de las
propiedades del yacimiento son mucho menores con respecto a la utilizacién de otras fuentes.

Para el caso de inyeccién de agua de baja salinidad, se puede optar por fuentes de agua
superficial y no salobre, las cuales proveen agua dulce (alrededor de 500 [ppm]) y cuyo
tratamiento no involucra procesos tan costosos, como el empleo de plantas de dsmosis inversa
para reducir la salinidad del agua.

Adicionalmente, se pueden emplear fuentes de agua no convencionales, como los yacimientos de
gas grisu, los cuales generan como producto secundario de extraccidon agua de baja y ultra-baja
salinidad en el rango de 300 — 2500 [ppm)], la cual puede ser aprovechada y reinyectada en
procesos de recuperacion terciaria o mejorada como el que es objeto de este trabajo de tesis.
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Por otro lado, el uso de aguas residuales es el de menor aceptacion, debido a los elevados costos
de tratamiento, para obtener la calidad de agua necesaria para que ésta sea adecuada para la
reinyeccion.

En casos en donde una sola fuente puede llegar a ser insuficiente para proveer el volumen
necesario para la reinyeccién, se debe tomar en consideracién la posibilidad de utilizar agua de
multiples fuentes. Cuando esta situacién se presenta, el tratar cada fuente de agua de manera
separada y después utilizar sistemas de reinyeccion independientes para cada fuente, es
invariablemente la solucion mas simple y representa a su vez la de menor problematica.

Lo anterior se debe a la existencia de casos documentados, en los que el mezclar el agua
proveniente de multiples fuentes antes de su tratamiento e inyeccién, usualmente genera
problemas en el manejo de agua y puede ocasionar reacciones que afecten el desempefio del
sistema.

La propia operacién de inyeccién en términos de gasto y volumen, serd el principal factor que
determine la seleccién de la fuente, mientras que las propiedades de la roca y fluidos del
yacimiento seran los factores que dicten los requerimientos de calidad del agua.

Como ejemplo, la porosidad y permeabilidad del yacimiento influirdn en la cantidad y tamafio de
los sdlidos suspendidos que podran ser tolerados en el agua de inyeccién, para mantener un gasto
de inyeccion adecuado. El comparar dichos requerimientos con el contenido de sélidos en
suspension del agua de la fuente seleccionada indicar3, si es el caso, si se requerird de un proceso
de remocion de sélidos.

Es importante mencionar que en este trabajo no se pretende realizar un analisis exhaustivo sobre
la seleccién de la fuente de agua idonea para llevar a cabo un proceso de inyeccién de agua de
baja salinidad, ya que ello implicaria realizar un analisis econémico detallado que involucre todas
las variables presentes en un caso especifico.

Por ello, me limito a mencionar las posibles fuentes de extraccion con el fin de que en cada caso
particular se tengan en mente y se seleccione la que mejor cumpla con las necesidades del
proyecto.

6.2 Compatibilidad: Interacciones agua-roca y agua-agua; y el dafio a la formacion

Para fines practicos se consideraran dos tipos diferentes de compatibilidad o reacciones
relacionadas con la calidad del agua y el agua de inyeccidn. La primera tiene que ver con las
reacciones e interacciones entre el agua de inyeccion y la roca del yacimiento en las zonas de
inyeccidn, las cuales se presentan debido a diferencias en la composicidon quimica y concentracién
entre el agua de inyeccidn y el agua con la cual la formacién se encuentra en equilibrio.

El segundo tipo de compatibilidad se relaciona con las reacciones de precipitacion que pueden
ocurrir entre el agua que es inyectada a la formacidn y el agua que ya se encuentra en ella, la cual
puede ser agua congénita o de un proceso de inyeccion previo realizado al yacimiento.
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Existen dos mecanismos encargados de generar dafio a la formacién, resultado de las
interacciones entre el agua inyectada y el agua de formacién. El primer mecanismo se relaciona
con la formacién vy liberacién de particulas finas, las cuales son movilizadas con el flujo de agua
hasta quedar atrapadas en la garganta de algunos poros.

Los procesos involucrados en este mecanismo incluyen

a) Hinchamiento de las arcillas

b) Floculacion de las arcillas

c) Alteracion de las micas

d) Velocidad critica de flujo
El segundo mecanismo involucra la solucidn y formacion de minerales, los cuales generan dafio a
la formacién, cuando dichos minerales en solucién se precipitan, para posteriormente desplazarse
con el agua y taponar los poros de la formacion.

En cualquiera de los dos casos anteriores, la clave se encuentra en maximizar la eficiencia de la
inyeccién, identificando los problemas potenciales antes de que ocurran y posteriormente
efectuar el tratamiento necesario para prevenir o controlar el dafio. Generalmente, la mejor
opcién se encuentra en ser proactivo en vez de reactivo.

Para identificar el problema, existen una serie de procedimientos disponibles para detectar e
identificar la posibilidad de generar un dafio a la formacidn antes de la inyeccidn. Estas pruebas
incluyen:

a) Pruebas de inyeccidn a nucleos

b) Analisis mineralégicos de la roca de formacién

¢) Anadlisis quimicos del agua involucrada en la inyeccion, tanto congénita como del agua a
ser inyectada.
Dicho orden sigue la légica de identificar, en primer lugar, la posibilidad de que ocurra el
problema, y si es que se presenta, llevar a cabo los analisis mineralégicos y quimicos
correspondientes para determinar su causa. Si se presenta el caso de emplear agua de diferentes
fuentes para la inyeccion, el seleccionar aquella que genere el menor dafio resulta la opcidn
econémicamente mejor.

Incluso el modificar las técnicas de terminacion y procedimientos de inyeccion puede resultar
benéfico, cuando se presenta el problema de migracién de particulas finas, lo cual permitiria
reducir la velocidad de flujo por debajo del valor critico, particularmente cerca del sitio de
inyeccion en donde las velocidades tienden a ser mayores.
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El modificar la quimica del agua mediante la adiciones de cationes divalentes o sales de potasio, es
una posibilidad efectiva aunque costosa, para reducir el efecto de la migracidon. Aunque otros
procesos como la inyeccidon de salmueras de cloruro de calcio, cloruro de potasio o cloruro de
amonio, resultan mas econdmicas a expensas de una menor efectividad.

6.3 Tratamiento del agua para su inyeccion

Existen dos clases diferentes de agua a ser tratada: el agua producida del propio yacimiento o agua
de fuentes superficiales para la inyeccion.

Después del agua de formacion, el agua superficial y el agua de mar en particular, constituyen la
segunda fuente de mayor popularidad para obtener el agua de inyeccion. Esto, debido a que en
términos de volumen, el agua de mar es utilizada en mayor cantidad que cualquier otra fuente de
agua superficial.

En el caso del agua de formacion, las operaciones de tratamiento requeridas para que esta pueda
ser reinyectada al yacimiento involucran la separacién del agua y el aceite en procesos de
deshidratacién del aceite e incluso en la separacion de los remanentes de aceite en el agua de
yacimiento producida. Ademas de que, en el caso de inyeccién de agua de baja salinidad, se deben
emplear procesos de desalinizacién para reducir la concentracién de sélidos en solucidn, a niveles
adecuados para la aplicacion de la tecnologia.

Por otro lado, en el caso de fuentes de agua superficiales se debe controlar el crecimiento de
organismos y remover el oxigeno en solucidn en un proceso conocido como desoxigenacion,.

Adicionalmente, e independientemente del tipo de agua seleccionada, se deben realizar
tratamientos suplementarios como lo son la remocidon de sdélidos en suspension y solucidén
(requerida Unicamente en el caso de agua de formacidn); inhibicién de incrustaciones; y control de
agentes corrosivos

El agua de mar y cualquier otra fuente de agua superficial, contienen ciertos componentes que
resultan indeseables y por tanto deben ser removidos antes de que el agua se adecuada para la
inyeccion. Dichos componentes son:

e Bacterias y otras sustancias biolégicamente activas
e Oxigeno disuelto
e Sdlidos en suspensién
e Sélidos en solucién, desalinizacién en el caso de inyeccidn de agua de baja salinidad
Los microorganismos pueden crecer y multiplicarse para producir limos y peliculas que degraden

la superficie de las tuberias e instalaciones de transporte; taponando filtros e incluso el propio
yacimiento, en donde serd inyectada el agua. Otros efectos adversos incluyen la acidificacion del
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aceite del yacimiento, debido a la produccidn excesiva de acido sulfhidrico por parte de bacterias
reductoras de sulfatos (SRB)

La cloracidn es ampliamente utilizada para minimizar la degradacién resultado de la actividad
bioldgica y de bacterias, para lo cual, por razones de seguridad, se produce el cloro in situ. Dicho
cloro puede ser formado pasando una corriente eléctrica a través del agua de mar en un
electroclorador para producir la siguiente reaccidn:

Cl, + H,0 - HCL + HOCI

Posteriormente cierto volumen del acido hipocloroso se ioniza para formar el ién hipoclorito

HOCl— H* + 0Cl

El acido hipocloroso, HOCI, es el elemento activo para controlar el crecimiento bioldgico y de
bacterias. Sin embargo, a altos valores de pH, como los encontrados en el agua de mar, la mayoria
del cloro se transforma en el idn hipoclorito, para lo cual se tienen que utilizar dosis mas altas de
cloro.

El oxigeno disuelto, particularmente en aguas de alta salinidad, es extremadamente agresivo y
corrosivo sobre el acero al alto carbdn con el cual estan fabricadas la mayoria de las tuberias e
instalaciones de transporte. Para solucionar este problema, se debe reducir la concentracién de
oxigeno en solucién a niveles por debajo de las 10 — 20 [ppm], tomando como referencia que el
agua de mar puede contener entre 6 — 10 [ppm] de oxigeno en solucién.

Finalmente, los sélidos en suspensidén pueden degradar las superficies y taponar los poros de la
roca, ocasionando reduccidén en la permeabilidad y en los perfiles de inyeccién.

Para determinar la potencial pérdida de inyectividad debido a la presencia de sélidos en el agua
de inyeccion, se llevan a cabo inyecciones a nucleos; sin embargo, si no se cuenta con nucleos
representativos de la formacidon en donde se realizara la inyeccién, existen algunas “reglas de
dedo” para relacionar el tamano de las particulas en suspensidn, con su tendencia a taponar la
formacion.

Dichas reglas son conocidas como las Reglas 1/3-1/7 y son las siguientes:

1. Las particulas con un tamafio de didmetro promedio de al menos un tercio de la media del
didametro de las gargantas de los poros, no invadiran la formacién, pero tenderdn a
desplazarse formando peliculas de sedimento cerca de los pozos inyectores.

2. Las particulas con un tamafio de didmetro promedio entre un tercio y un séptimo de la

media del didmetro de las gargantas de los poros, pueden invadir la formacién vy
acumularse en su interior, ocasionando el taponamiento y la pérdida de permeabilidad.
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3. Las particulas con un tamafo de diametro promedio menor a un séptimo de la media del
diametro de las gargantas de los poros, se desplazaran a través de la formacion y por lo
general no ocasionaran dafio.

En un sistema tipico de inyeccion de agua de mar, el agua es recolectada por debajo de la
superficie y por encima del fondo, con el fin de minimizar la cantidad de sélidos en suspension
presentes. Adicionalmente, se ocupan cedazos en el drea de succidén para evitar la entrada de
particulas al sistema.

Dado que después del agua de formacidn, el agua de mar es la segunda fuente que goza de mayor
popularidad para los procesos de inyeccién de agua, es pertinente agregar a este trabajo un
apartado concerniente al tratamiento de reduccidn de salinidad del agua, para que ésta pueda ser
aplicada a un proceso de inyeccion de agua de baja salinidad.

La desalinizacion es un proceso de separacion utilizado para reducir el contenido de sales disueltas
en el agua salada o salobre, a niveles que permitan su aplicacién en determinadas actividades, la
cual en este caso seria la inyeccidn de agua de baja salinidad a un yacimiento.

De manera general, todo proceso de desalinizacién involucra tres etapas distintas las cuales
involucran agua de diversas salinidades:

1. La alimentacion de agua de alta o media salinidad la cual proviene del océano o fuentes
subsuperficiales, y que es separada en dos corrientes:

2. el agua resultante del proceso de desalinizacion la cual es de baja salinidad; y

3. el aguaresidual o salmuera de alta salinidad
El agua producto del proceso de desalinizacién, generalmente tiene una concentracién de sélidos
en solucion menor de 500 [mg/l], mientras que el agua residual (de desecho) tendra una
concentracion de solidos en solucion de alrededor de 35,000 [mg/I].

La desalinizacién puede ser dividida en dos categorias: los procesos de destilacién y los procesos
de membranas.

6.3.1 Procesos térmicos o de destilacion

La naturaleza, a través del ciclo hidroldgico, provee a nuestro planeta de un suministro continuo
de agua dulce. El agua se evapora de los océanos y otros cuerpos de agua; se acumula en las nubes
en forma de vapor y después se condensa cayendo a la superficie de la Tierra en forma de lluvia o
nieve.

Los procesos de destilacion funcionan de la misma manera; alrededor del 60% del agua
desalinizada es producida mediante la ebullicidn de agua de mar, para producir vapor que
posteriormente es condensado para obtener agua dulce.
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Debido a que la energia térmica representa una gran parte del costo total de la desalinizacidn, los
procesos de destilacion generalmente recuperan y hacen uso del calor residual, producto de la
generacion de energia eléctrica para reducir los costos de generacién de energia. El someter al
agua a etapas de ebullicion progresivas, cada una operada a una temperatura y presién menores,
puede contribuir de gran manera a reducir la cantidad de energia necesaria.

Los procesos evaporativos o de fase de vapor son utilizados principalmente para la conversion de
agua de mar y consisten en los siguientes métodos:

e Evaporacion Flash Multi-etapa (MSF)

e Destilacion Multi-efecto (MED)

e Compresion de Vapor (VC)
Los métodos MSF y MED requieren de energia térmica ademas de energia eléctrica, y debido a
gque manejan agua de mar a altas temperaturas, la seleccion de materiales se vuelve un factor
critico de disefio.

El método VC, por el contrario, utiliza Unicamente energia eléctrica, en donde el calor es generado
a través de la compresidn. De esta manera el método VC representa la opcién de mayor viabilidad
econdmica dentro de los procesos evaporativos; sin embargo, los compresores utilizados limitan Ia
capacidad de produccién del equipo.

Dependiendo del disefio, el agua destilada producida a través de plantas térmicas de
desalinizacidn, tiene una concentracion de sélidos en solucién de entre 5 — 50 [ppm]. Ademads de
que entre el 25 y 50% del agua alimentada es recuperada.

6.3.2 Procesos de membranas permeables

A finales de la década de 1940, los investigadores comenzaron a analizar medios a través de los
cuales se pudiera extraer agua pura, a partir de agua de alta salinidad. En 1950 se llevé a cabo una
investigacion muy importante en la Universidad de Florida para demostrar las propiedades de
desalinizacidn de las membranas semipermeables de acetato de celulosa (CA).

Durante los afos de exploracion espacial y apoyados con fondos del gobierno, los investigadores
estadounidenses realizaron numerosos avances en la ciencia y tecnologia de conversién de agua
salada.

En 1959, los investigadores de la UCLA se convirtieron en los primeros en demostrar un proceso
efectivo de desalinizacién, mediante la utilizacién de membranas semipermeables conocido como
Osmosis Inversa (RO).Adicionalmente y casi al mismo tiempo, se inventd otro proceso que hacia
uso de membranas impermeables conocido como Electrodialisis (ED).
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6.3.2.1 Electrodialisis (ED)

La electrodialisis (Fig. 6.1) es un proceso electroquimico, en el cual las sales se hacen pasar a
través de membranas de cationes y de aniones, dejando el agua atras. Se trata de un proceso
generalmente usado para aguas salobres o de media salinidad.

Debido a que la mayor parte de las sales en solucidn son idnicas (ya sea de carga positiva o
negativa) y los iones son atraidos hacia los electrodos con una carga eléctrica opuesta, las
membranas permiten el paso selectivo de los iones, ya sea de carga negativa o positiva, logrando
asi la desalinizacidn del agua.

El porcentaje de recuperacidn de agua en los procesos de electrodidlisis es de alrededor del 75 —
95% del agua de alimentacion.

Esquema ED / EDR

Polaridad positiva [+)

Producto

Membrana
anignica

Membrana
catidnica

—
Alimentacion
de agua salada

Fig. 6.1. Esquema simplificado del funcionamiento de una planta de desalinizacion por electrodialisis (ED).
[American Membrane Technology Association (AMTA), 2007]

6.3.2.2 Osmosis Inversa (RO) (4ol

Cuando dos soluciones con diferentes concentraciones de soluto son mezcladas, el total de solutos
(sales) en las dos soluciones, sera distribuido uniformemente en el solvente (agua) de las dos
soluciones. En el fendmeno de ocurrencia natural conocido como ésmosis, esto es logrado por
medio de difusidén, en la cual los solutos se moveran de las dreas de mayor concentracién a las
areas de menor concentracion, hasta que la concentracién a ambos lados de la membrana sea la
misma, en un estado conocido como equilibrio.

Dicho equilibrio ocurre cuando el diferencial de presién hidrostatica, resultante de los cambios de
concentracién a ambos lados de la membrana semipermeable, es igual a la presién osmotica del
soluto.

En la ésmosis inversa, el agua de mar ubicada en un lado de la membrana plastica semipermeable,
es sujeta a presion, lo que ocasiona que una efluente agua dulce pase a través de la membrana,
dejando atras una solucion de salinidad mas concentrada que aquella del agua de alimentacion.
Dicha agua contendra la mayor parte de los minerales en solucidn y otros contaminantes.
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El mayor requerimiento de energia para las plantas de ésmosis inversa es para presurizar el agua
de alimentacion. Ademads de que para distintos tipos de agua de alimentacién, se deberan utilizar
diferentes tipos de membranas.

Debido a que el agua de alimentacion debe pasar a través de espacios muy pequefios, por la forma
en la que las membranas estan disefiadas, las particulas finas o sélidos en suspension deben ser
eliminados, antes de que pueda comenzar el proceso de desalinizacién, ya que éstas pueden
ocasionar la degradacion y obstruccidn de los poros de las membranas.

Los procesos que se llevan a cabo en una planta de osmosis inversa (Fig. 6.2) para poder
desalinizar el agua son los siguientes:

1. Pretratamiento: El agua de alimentacidén es tratada para poder ser compatible con las
membranas, mediante la remocidn de sélidos en suspensidn, ajuste del pH y adicionando
un inhibidor, con el fin de controlar la precipitacién de minerales tales como el sulfato de
calcio.

2. Presurizacion: Las bombas elevan la presion del agua pretratada a una presidén operacional
adecuada, para que el agua pueda ser desalinizada y que el funcionamiento de las
membranas sea dptimo.

3. Separacion: Las membranas semipermeables inhiben el paso de las sales disueltas,
mientras que al mismo tiempo permiten el paso del agua desalinizada a través de ellas.
Debido a que no existen membranas con un 100% de eficiencia en la remocién de sales
disueltas, un pequefio porcentaje de las sales pasan a través de la membrana y permanece
en el efluente.

4. Estabilizacion: El efluente obtenido de la membrana requiere de un ajuste en su pH y de
un proceso de remocién de gas, antes de ser transferido al sistema de distribucion para su
aplicacion final.

Agua de mar o agua salobre

Pretratamiento

Post-tratamiento

Ajuste de pH

Salmuera de desecho

Bomba de alta presidn

Fig. 6.2. Elementos de una planta de desalinizacion por 6smosis inversa (RO).
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CONCLUSIONES:

e El Intercambio Iénico Multicomponente (MIE) es hasta el momento el mecanismo de
accion de mayor aceptacién. Cada uno de las propuestas anteriores, son consideradas
como una consecuencia del intercambio de cationes y no como un mecanismo.

e las particulas de arcilla poseen una carga eléctrica negativa la cual debe ser
contrarrestada por los cationes del fluido si es que se desea que la arcilla permanezca
eléctricamente neutral. Los enlaces entre los sitios de intercambio de las arcillas y los
cationes son reversibles.

e Las arcillas muestran distinta selectividad por diferentes cationes, la relacidon de adsorcién
con respecto a la concentracién de soluto es variable para cationes individuales. La
relativa facilidad con la que un catidn puede ser reemplazado por otro es la siguiente:

Lit < Nat < K* <Rb* < Cs* < Mg?* < Ca** < Sr?* < Ba?* < H*

e Cuatro mecanismos de adsorcidon serian fuertemente afectados por una inyeccion de
salmuera de baja salinidad:

El intercambio de cationes,
enlace de ligandos,
puentes de cationes y

il

puentes de agua

e En superficies mojadas por aceite, los cationes multivalentes en la superficie de las arcillas
se enlazaran a compuestos polares presentes en la fase del aceite (resinas y asfaltenos)
formando complejos organico-metalicos.

e Algunos compuestos polares organicos seran adsorbidos directamente a la superficie
mineral desplazando a los cationes mas fragiles presentes en la superficie de la arcilla,
mejorando la mojabilidad por aceite en la superficie de la arcilla.

e Durante la inyeccién de salmuera de baja salinidad, se llevara a cabo un proceso de MIE,
removiendo compuestos organicos polares y complejos organico-metalicos de la superficie
y reemplazdndolos con cationes libres.

e En teoria, la deadsorcidon de compuestos polares de la superficie de la arcilla deberia llevar
a una superficie con una mejor mojabilidad por agua, resultando en un incremento de la
produccidon de petréleo.

e Los factores que afectan la eficiencia en la recuperacion de aceite por inyeccién de agua
de baja salinidad a un yacimiento son:
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Contenido de arcillas y su capacidad de intercambio de cationes (CEC)
Mojabilidad del yacimiento
Composicidn del aceite

i

Presencia de cationes divalentes como N, Mg y Ca que permitan la adsorcién de
compuestos polares y drgano-metalicos a la superficie de las arcillas.
5. Salinidad del agua congénita y de inyeccion

El modelado para la inyeccion de agua de baja salinidad se basa en los modelos
desarrollados para la implantacion de métodos quimicos, de Recuperacién Mejorada de
Aceite.

Adicionalmente, al tratarse precisamente de un método en donde se inyecta agua, los
modelos existentes para describir el comportamiento de un proceso de inyeccidn de agua
también son utilizados.

La recuperacién de aceite depende en gran medida de la salinidad del agua inyectada; sin
embargo, dicha dependencia no es directamente proporcional, ya que a altas o muy bajas
salinidades existe un punto a partir del cual el efecto de la salinidad en la recuperacion se
ve fuertemente disminuido.

Los resultados de las simulaciones son fuertemente dependientes de la dispersion
presente. Esto ocurre debido a la dependencia de la salinidad, la mezcla de altas
salinidades y bajas salinidades, que ocasionan salinidades intermedias, que son menos
efectivas que salinidades bajas para mejorar el comportamiento de la permeabilidad
relativa.

Se estd sugiriendo la aplicacién de una tecnologia que ha sido probada con éxito en
laboratorios y en algunos casos a escala de campo, en yacimientos cuyas propiedades son
muy similares a las de algunos localizados en la Cuenca de Chicontepec.

Los analisis petrograficos indican que las arenas de Chicontepec son areniscas vy
litoarenitas, litolégicamente inmaduras, consistentes en granos de cuarzo, abundantes
fragmentos de carbonatos y fragmentos graniticos.

La abundancia de cementos es el principal factor de control en la calidad del yacimiento —
conforme la cementacion disminuye la porosidad incrementa.

Las areniscas estan limpias, o bien, son “carentes de arcillas” con sélo un 2-4% de

contenido arcilloso, principalmente caolinita e ilita, en las zonas de mejor permeabilidad
de la Cuenca.

220



La permeabilidad de las secuencias estratigraficas correspondientes a la Formacién
Chicontepec del Paleoceno tiende a decrecer en forma descendente con la profundidad.

1. Los intervalos de alta permeabilidad se encuentran situados principalmente en las
zonas superiores de Agua Fria (Secuencia AF10 hasta la Secuencia AF70) y Tajin
(Secuencia TAJ40 y TAJ50).

2. Los intervalos de alta permeabilidad se encuentran localizados dentro de un rango de
profundidades que va desde los 1000 - 1350 [mvbnm], aunque dicho rango de
profundidades puede variar en algunos casos, debido a los esfuerzos de deformacidn
que pudieron ocasionar plegamientos en las formaciones modificando su
acomodamiento a través de los yacimientos.

3. Dentro de dichos intervalos, los valores mas altos de permeabilidad se encuentran en
las secuencias de depositacion de la Unidad Agua Fria, con valores que van desde los
10-200 [mD], mientras que en las secuencias de la unidad Tajin los valores mas altos
de permeabilidad van desde 1- 10[mD].

Se realizaron pruebas de inyectividad, las cuales permitieron determinar que debido al
contenido de arcillas en Chicontepec, especificamente el Campo Agua Fria, se produciria
una pérdida del 40% al 80% de permeabilidad como reaccién a la inyeccion de agua
congénita; de igual manera, la inyeccion de agua dulce dio una pérdida similar de
permeabilidad (70%).

La principal razén para el decremento en la permeabilidad del nucleo es la precipitacién
de minerales secundarios como la calcita (CaCOs) y celestina (SrSQ,).

La sobresaturacién de diversas especies acuosas (especialmente Ca**, Mg”*, HCO3 y S04%)
causa la precipitacién de minerales secundarios.

P. Birkle et al. (2009) plantean la inyeccion de agua congénita tratada, con una
concentracién de sélidos en solucidn de 24,815 [ppm].

La inyeccion de agua sin tratamiento al yacimiento causara el taponamiento del
intervalo de inyeccién. De esta manera, la inyeccién de agua de baja salinidad en etapa

secundaria resulta la Unica opcidn viable.

Las condiciones de permeabilidad son dominantes en la inyeccién de agua. En un intervalo
de 5 [mD], mantener un gasto de inyeccién aceptable representa un gran reto.
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Solo la experimentaciéon y pruebas a escala de campo, realizadas en los propios
yacimientos de la Cuenca de Chicontepec, permitirdn establecer el potencial de la
inyeccién de agua de baja salinidad en los yacimientos de esta region.

La temperatura es un factor favorable que se presenta en los yacimientos de la
Cuenca de Chicontepec. A mayor temperatura de yacimiento la recuperacién final
de aceite por inyeccidn de agua de baja salinidad son mayores (55-85 [°C]).

La salmuera inyectada debe tener un maximo del 25% de la salinidad con respecto a
aquella encontrada en el agua congénita.

Los mejores resultados se obtienen inyectando agua con una concentracion de sélidos en
solucion de 1,000-2,000 [ppm].

Sharma & Filoco (2000) demostraron que, a menor salinidad del agua congénita, se
pueden obtener mayores recuperaciones de aceite.

La respuesta del sistema aceite-salmuera-roca a la inyeccion de agua de baja salinidad no
puede ser predicha con exactitud.

La dispersion en el yacimiento del agua de inyeccion determina la eficiencia de un bache.
Los experimentos realizados tanto en nucleos como es simulaciones, indican una
dispersividad del 5% del total de la distancia recorrida por el bache.

Teniendo un suministro limitado de agua de baja salinidad, se recomienda una inyeccion
de baches de baja salinidad en vez de una inyeccién continua.

Una combinacion de 4 registros (densidad, rayos gama, neutrdn y resistividad) es utilizada
para encontrar el contenido de cuarzo y caolinita, porosidad y saturacién de agua, que
reproducen la respuesta de los registros.

La inyeccién de agua de baja salinidad no representa la solucidn definitiva a los problemas
de produccién en Chicontepec. Mas bien se trata, como cualquier tecnologia de
Recuperacién Mejorada, de una tecnologia que tiene aplicaciones limitadas a ciertas
condiciones y caracteristicas de yacimiento.

Se determind que un bache de entre 30-40 % del PV es suficientemente grande como para
superar los efectos de la dispersidn en un yacimiento.

Conforme un bache se desplaza a través del medio poroso, su salinidad tiende a aumentar
por efecto de la dispersién. Después de 1 PV de inyeccion es de 5,500 [ppm].
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Yacimientos con diferentes composiciones de salmuera, capacidad de intercambio o
dispersividad, pueden requerir baches de distintos tamafios.

La inyeccidon aun estaria clasificada como una inyeccion de alta salinidad. Pero sobre todo,
dado que se esta evitando cualquier tipo de interaccidn entre el sistema roca-fluidos, auln
estariamos hablando de una inyeccion de agua propuesta como método de recuperacion
secundaria

Aunque dos salmueras de baja salinidad pueden tener una salinidad molar equivalente, los
diferentes resultados en la recuperacién después de la inyecciéon de cada una de ellas se
atribuyen a la composicidn catidnica de cada salmuera.

El inyectar una salmuera de baja salinidad compuesta por varios grupos de cationes
parece otorgar mayores beneficios en la recuperacién final de aceite, a comparacion de
una salmuera compuesta por un solo catidn.

Los efectos de la inyeccién de agua de baja salinidad en etapa terciaria se encuentran
sujetos a discusidn, debido a la gran variacion entre los resultados de las pruebas
obtenidos por los investigadores.

Los beneficios de la inyeccidn de agua de baja salinidad contindan adn después de la
irrupcion del frente de agua en los pozos productores. De tal manera que se puede
efectuar una inyeccién continua de agua de baja salinidad, siempre y cuando la
recuperacion adicional de aceite justifique la inversidn realizada.

223



PROPUESTAS:

e Se recomienda la inyeccion de agua de baja salinidad en las zonas superiores de Agua Fria
(Secuencia AF10 hasta la Secuencia AF70) y Tajin (Secuencia TAJ40 y TAJ50). En estas
formaciones se encuentran las propiedades de permeabilidad y mojabilidad favorables.

e Elaborar un mapa de contenido de arcillas en Chicontepec, especificamente de arcillas
como caolinita e ilita.

e Realizacion de experimentos exhaustivos, de inyeccién de agua de baja salinidad a
nucleos, con el fin de determinar la dptima concentracion de sélidos en solucién en el
agua de inyeccion que favorezca la recuperacién.

e Dada la afinidad de las arcillas por ciertos cationes y el alto contenido de Ca** y Mg** en los
yacimientos de Chicontepec, se sugiere la inyeccion de una salmuera multicatidonica
compuesta por Li*, Na" y K*.

e Realizar pruebas de trazadores quimicos a un solo pozo (SWCTT) en las zonas propuestas,
ya que los resultados obtenibles a través de ellas, resultan efectivos para determinar el
potencial de una formacidn para la aplicacidn de la inyeccién de agua de baja salinidad.
Este tipo de pruebas son mas econdmicas que una inyeccidn tipo prueba piloto.

e Restringir la realizacion de pruebas piloto de inyeccién, al menos hasta que se haya
determinado de manera indudable, que una formaciéon es efectivamente sujeto de
inyeccion de agua de baja salinidad.

e Determinar el tipo de geometria de flujo en los yacimientos para optimizar el tamano del
bache y cuantificar exactamente el nivel de dispersidn en el yacimiento.

e Se sugiere la inyeccidon de un bache de baja salinidad, ya que una inyeccién continua no
genera una recuperacion significativa que justifique el costo de la inversidn adicional.

e Realizar un analisis econdmico y de disponibilidad, con el fin de determinar el mejor
método y fuente del agua de inyeccion.

e Restringir la aplicacion de estimulaciones reactivas en los pozos, especificamente
tratamientos de acidificacién, ya que remueven cationes indispensables para el

Intercambio I6nico Multicomponente.

e La inyeccion de agua de baja salinidad es una Tecnologia de Recuperacién Mejorada de
Aceite en desarrollo, se recomienda que se dediquen esfuerzos y recursos con el fin de
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perfeccionarla y hacer de ella una opcién aln mas atractiva para yacimientos que tengan
retos a superar para su explotacion.

Dada la importancia que los métodos de Recuperacion Mejorada de Aceite (EOR) tendrdn
en un futuro cercano, en especial los métodos quimicos. Seria apropiado que en la
formacion de los nuevos Ingenieros Petroleros se incluyan en asignaturas, como la de
Quimica para Ingenieros Petroleros, temas que permitan al profesionista comprender de
mejor manera, las reacciones quimicas existentes entre los elementos quimicos (iones
presentes en el agua para este caso) que conforman la superficie de la roca (arcillas en
este caso especifico) y los fluidos presentes en el yacimiento.
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NOMENCLATURA:

AP

°API

bls
bpce

bpd

CEC

EOR

GAPI

HCPV

IOR

Diferencial de presién [Ib/pg®] 6 [kg/cm?]
Densidad API

Apertura de fractura [m]

Apertura de fractura inicial [m]

Barriles

Barriles de petrdleo crudo equivalente
Barriles por dia

Ciclo (n= Numero de restauracion)
Capacidad de Intercambio de Cationes
Recuperacion Mejorada de Aceite

Flujo fraccional de agua [adimensional]
Unidad de medicion del Registro de Rayos-Gama
[Gamma American Petroleum Institute]
Volumen de Poros de Hidrocarburo
Recuperacion Aumentada de Aceite
indice de mojabilidad de Amott [adimensional]
Permeabilidad efectiva [mD]
Permeabilidad efectiva inicial [mD]
Permeabilidad de Klinkenberg [mD]
Permeabilidad relativa al aceite [mD]
Permeabilidad relativa al agua [mD]
Relacion de movilidades [adimensional]

Metros bajo el nivel del mar
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mEg/I

MIE

OoQlIp

pcd

Peow

ppm = mg/|
psi

psia

PV

RGA

g*
SFW
Soi

Sor
Sorw
Swc
SWCTT
Swi

TDS

Mili-equivalentes por litro

Intercambio lIénico Multicomponente
Exponente de Ley de Potencias

Numero capilar [adimensional]

Aceite original in-situ [adimensional]

Pies cubicos diarios

Presion capilar agua-aceite [Ib/pg’® 6 kg/cm?]
Partes por millén

Libras sobre pulgada cuadrada [Ib/pg?]

Libras sobre pulgada cuadrada absolutas [Ib/pg?

abs.]

Volumen de poros [m3 6 bls]

Relacién Gas-Aceite [pies cubicos de gas @ p y t/

barriles de aceite @ p y t]

Recuperacidn [adimensional]

Restauracién (n = numero del ciclo)
Saturacién normalizada [adimensional]
Salinidad del Agua de Formacion

Saturacidn inicial de aceite [adimensional]
Saturacioén residual de aceite [adimensional]
Saturacioén residual de aceite [adimensional]
Saturacion de agua congénita [adimensional
Prueba de Trazadores Quimicos a un Solo Pozo
Saturacion de agua inicial [adimensional]
Total de Sélidos en Solucién

Velocidad [m/s]
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%m

Simbolos griegos:

Ztl

b

Perr O e
b

bsn

Volumen de lutitas [bls] o [m?]

Porciento masa

Respuesta del registro PNC después de inyectar la
primera salmuera

Respuesta del registro PNC después de inyectar la
segunda salmuera

Seccién transversal de captura de la primera
salmuera

Seccién transversal de captura de la segunda
salmuera

Diferencial de presién [Ib/pg® 6 kg/cm?]
Viscosidad [Pa.s 6 cp]

Variable adimensional de alta salinidad vs. baja
salinidad

Movilidad del fluido desplazado [m?/Pa.s]
Movilidad del fluido desplazante [m*/Pa.s]
Tensidn interfacial [N/m]

Porosidad absoluta [adimensional]
Porosidad critica (k = 0 [mD]) [adimensional]
Porosidad efectiva [adimensional]
Porosidad inicial [adimensional]

Porosidad de las lutitas [adimensional]
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Lectura adicional sobre el Intercambio 16nico Multicomponente (MIE) en arcillas:

Aunque para la elaboracién de este trabajo el enfoque principal fue el determinar los beneficios
en la recuperacién de aceite por inyeccién de agua de baja salinidad, también es importante
mencionar que, tras de lo que para un Ingeniero Petrolero puede ser relevante (la recuperacién de
aceite), hay una serie de bases quimicas sobre el proceso de Intercambio I6nico Multicomponente
y su relacién con las arcillas que conllevan a una alteracion en la mojabilidad del yacimiento.

Por ello, me parece importante mencionar literatura especifica, que ahonda y muestra con lujo de
detalle el proceso anteriormente mencionado:

[20] D. R. Lewis: “lon Exchange Reactions of Clays”
Publication No. 26, Exploration and Production Research Division,
Shell Development Co., Houston, Texas.

[41] White, Robert E.: “Principles and Practice of Soil Science: The Soil as a Natural Resource”
Wiley-Blackwell, 2006 (p.p. 135-151)

[42] Bruce Velde, Alain Meunier:"The Origin of Clay Minerals in Soils and Weathered Rocks”
Springer, 2008 (p.p. 28)

[43] Raina M. Maier, lan L. Pepper & Charles P. Gerba:”Environmental Microbiology”
Academic Press, 2009 (p.p. 64-65)

La razéon de no incluir el desarrollo de las reacciones de intercambio de cationes, se debe
principalmente a la amplia cantidad de literatura existente acerca del Intercambio Idnico
Multicomponente en arcillas, en donde incluso libros completos son dedicados a explicar dicho
proceso.
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