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RESUMEN

El agua de formacion es sumamente importante en la simulacién de inyeccion de agua a
diferentes salinidades ya que arroja informacion referente a la roca en la que reside y puede
proporcionar datos cruciales para los analisis en todas las fases de la vida productiva del
yacimiento, ademas de seleccionar el material para la tuberias, evaluando la corrosividad
del gas, el aceite y el agua a producir. Para todo ello es indispensable conocer las
propiedades del agua de formacion mediante analisis PVT,/andlisis fisicos/analisis

qguimicos y correlaciones, con los que se obtendrd una caracterizacion del agua de

formacion.

El objetivo es probar que la salinidad del agua de inyeccién debe ser considerada como
una variable clave en la determinacion de la cantidad de aceite recuperado. Sin embargo la
variacion de la salinidad afecta las interacciones quimicas de crudo / agua / roca y puede

conducir a grandes variaciones en la eficiencia de desplazamiento por inyeccién de agua.

La simulacion de yacimientos permite ejemplificar la variacion de las propiedades del agua

de formacién por el aumento o diminucion de la salinidad de la misma.

En un modelo de simulacion composicional, el agua se puede manejar por componente, por
lo tanto; en la simulacidén se observara que el comportamiento de la presion es distinto a lo
largo del yacimiento y esto debido al cambio de propiedades en viscosidad y densidad del

agua inyectada que fueron ocasionados por la variacion de la salinidad.

La informacion de salinidad del agua producida sirve claramente para poder realizar el
ajuste historico de los pozos. Este parametro ayuda a saber si el agua que produce un pozo
es agua de formacion o agua de inyeccion. Con esto también se pueden estimar los tiempos
de irrupcion, la velocidad con que el agua avanzo en el yacimiento y estimar los frentes de
inyeccion y con ello optimizar los patrones de inyeccién en el yacimiento, mediante la

reubicacion de pozos o los gastos de inyeccion de cada uno de ellos.

Con ello obtener un aumento del factor de recuperacién por la inyeccion de agua con

diferente salinidad por medio de la simulacién numérica.



Capitulo 1. Introduccion: Importancia del Agua de

Formacion.

El agua de formacion se define como el agua que se encuentra naturalmente en las
rocas, esta agua ha podido tener diferentes origenes y ser clasificadas como aguas
marinas, interfaciales y las diagenéticas, etc.

Las aguas de formacion son el producto de un proceso fisiologico ocurrido durante
muchos afios de deposicién de sedimentos quedando entrampados entre los mismos.
Una vez que el agua entre en el ambiente del subsuelo, existiran diferencias y razones

de mezclarse en sus constituyentes.

Desde la perforacion del primer pozo productor de aceite por Edward Drake en 1859;
los productores de aceite no se daban cuenta del significado de la produccion de
aceite y agua salina vivian juntas, de hecho no fue hasta 1938 que la existencia del

agua intrinseca en yacimientos de aceite fueron generalmente reconocidas.

En tiempos anteriores con practicas contaminantes por la falta de conocimiento de los

niveles de material no apto para la vida que estas aguas contienen, las aguas de
formacién eran mantenidas en superficie en piscinas y luego arrojadas y desechadas
al ambiente, produciendo la muerte y polucion de las aguas matando peces y especies

gue viven en estos medios.

El origen de las aguas de formacion se produce en las rocas yacimiento. El agua que
gueda entrampado en los poros a medida que los sedimentos se compactan y se unen
entre si se denomina agua connata. El agua presente en el yacimiento en el momento
en gue es penetrado por una barrena de perforacion se denomina agua de formacion.
El agua de formacion es un producto de la explotacion petrolera que se extrae junto

con el crudo, es reutilizada en ciertos casos para preparar lodos y cementos que se



emplean en procesos de explotacion. De otra forma es utilizada para mantener la

presion de produccion de una formacion rocosa por medio de procesos de inyeccion.

El agua de formacion reacciona con la roca hasta un punto que depende de la
temperatura, la presion, la composicién del agua y la mineralogia de la formacion.

Las reacciones quimicas y biolégicas pueden iniciarse tan pronto como se depositan
los sedimentos y contintan acelerandose conforme la formacion es sometida a mayor

presion y temperatura durante el sepultamiento.

Normalmente los operadores del agua de formacién lo consideran como un producto
indeseable en la produccién de hidrocarburos, no obstante las muestras y analisis de
la misma agua proveen informacion vital para los planes de desarrollo de campos
petroleros como son: la optimizacion de dichos disefios, las terminaciones, la

seleccion de materiales y la recuperacion optima de hidrocarburos

Ante la presencia inesperada de formaciones, muchas compafias productoras de
aceite y gas reaccionan con alarma especialmente si contienen impurezas indeseadas
gue pueden reducir significativamente el valor de un activo petrolero. Ademas puede
acelerar el dafo de los equipos e incrementar los costos de manipulacion y
eliminacion de agua. Es indispensable la captura de cierta cantidad de agua de
formacion ya que contiene informacion que puede ser utilizada para incidir

significativamente la rentabilidad de los campos petroleros.

El andlisis del agua de formacion desempefia un rol importante en el modelado
dinamico de los yacimientos, la cuantificacion de reservas y el calculo de los costos
de las terminaciones de pozos que incluyen los montos que se invertirdn en el
entubado y equipamiento de superficie, también ayudoé a los operadores a estimar los

costos operativos; tales como el costo de los proyectos de inyeccidén quimica.



Ademés ayuda a los planificadores al desarrollo de campos petroleros y a determinar
si los nuevos descubrimientos pueden ser conectados a la infraestructura existente y

es crucial para el disefio de los proyectos de inyeccién de agua.

Las propiedades de agua de formacion varian entre un yacimiento y otro y dentro de

un mismo yacimiento.

La composicion del agua depende de una serie de pardmetros que incluyen el
ambiente de depositacion, la mineralogia de la formacion, su historia de presion y
temperatura, la migracion de los fluidos.

El agua de formacion es rica en informacion referente a la roca en la que reside y
puede proporcionar datos cruciales para los analisis en todas las fases de la vida
productiva del yacimiento. En las primeras etapas de la vida productiva de un campo,
el andlisis del agua de formacion establece la salinidad y la resistividad del agua para
la evaluacion petrofisica. La ecuacion de saturacion de agua de Archie, en la cual la
saturacion y las reservas de aceite se comportan con mucha frecuencia a partir de
registros, requiere el valor de la resistividad del agua como datos de entrada.

Ese valor se computara a menudo a partir de las mediciones derivadas de los registros
de resistividad y porosidad, obtenidas en una zona de agua, en la que el agua
probablemente no posea la misma composicion que el agua de formacion del
yacimiento en otras zonas. El analisis de las muestras de agua de formacion extraidas
de la pata de aceite se considera una de las formas mas confiables de obtencion de la
salinidad del agua y la resistividad para los calculos de saturacion.

Otro aspecto donde intervienen las caracteristicas del agua de formacion, es
seleccionar el material para la tuberia de revestimiento o la tuberia de produccion,
evaluando la corrosividad del gas, el aceite y el agua a producir. El gas libre presente

en la formacion puede contener elementos corrosivos tales cdim8 glel CO, los



cuales pueden disolverse en el agua de formacion. Los pozos que producen dichos
fluidos en concentraciones que exceden ciertos limites requieren tuberias de
revestimiento con formulaciones metallrgicas especiales resistentes a la corrosion, o
tratamientos con quimicos inhibidores de la corrosion. Por otro lado las lineas de
conduccion vy las instalaciones de superficie deben tener la capacidad para manipular
el agua producida junto con sus gases.

Para disefiar la tuberia de produccion las lineas de flujo y las instalaciones de
superficie los ingenieros deben de conocer la composicion quimica del agua de
formacion.

Los valores del pH y la salinidad del agua, utilizados en los calculos metallrgicos
para la seleccion de tuberias, deben incluir los valores correspondientes a las
condiciones de presion y temperatura de yacimiento asi como la composicion del

agua.

A medida que se producen los fluidos de yacimiento, la reduccion de presion
asociada puede causar la liberacion de gas provocando la precipitacion y
concentracion de solidos en los pozos del yacimiento, sobre la tuberia de produccion
y el equipamiento de fondo de pozo. Es decir, a medida que se reduce la presion el
agua de formacion libera gé9),, el pH del agua se incrementa y la solucion se super
satura con carbonato de caldiaC0O; lo que puede producir la depurificacién de
incrustaciones que eventualmente obstruyen el flujo. La precipitacion puede
pronosticarse mediante el modelado por la experimentacion en el laboratorio si se
conoce la quimica del agua de formacion.

Las incrustaciones también pueden formarse cuando se mezclan aguas con diferentes
composiciones. Por ejemplo, la precipitacion de solidos de sulfato de Basig o
de sulfato de estronc&rS0, , constituye un problema comun cuando se inyecta agua

de mar que contiene sulfatos y formaciones que contienen bario o estroncio.



También se produce cuando los sulfatos provenientes de la invasion del fluido de
perforacion interactian con el agua de formacion. Esa es la razén principal por la que
existen las practicas recientes en las que se utilizan fluidos de perforacion con bajo
contenido de sulfatos.

Dichas incrustaciones pueden depositarse en la formacion o en la tuberia de
produccién. Las tuberias pueden limpiarse a veces con herramientas de reparacion de
pozos que despliegan abrasivos y la accion de chorros de limpieza. Pero si la
incrustacion es demasiado espesa es poco lo que se puede hacer excepto extraer la
tuberia y reemplazarla lo que se reflejaria en aumento de costos.

El manejo efectivo de la acumulacion de incrustaciones es un tema importante para la
planeacion del desarrollo de campos petroleros y puede producir un impacto directo
sobre la vialidad de la produccidn, especialmente en los campos marginalmente

econémicos.

El potencial del agua de formacion para formar incrustaciones cuando se mezcla con
el agua inyectada debe ser evaluado si va a explotarse alguna parte del campo con el
soporte de presién proveniente de los fluidos inyectados. En muchos casos, los
operadores modifican los planes mediante la suspension de la inyeccién de agua de
mar y su reemplazo por otra fuente mas costosa de agua de inyeccion en base al
conocimiento de las propiedades del agua de formacion.

A la hora de evaluar el punto inicial para la acumulacion de incrustaciones, una de las
mayores incertidumbres es quiza la composicion del agua de formacion y las
propiedades del fondo de pozo. Algunas compafiias han adoptado la practica de
monitoreo de agua como rutina para los campos con propension a la formacion de

incrustaciones.



La composicion del agua de formacion desempefia un rol importante en el
“AGRIAMIENTQO”, un proceso por el cual se produce incremento de la
concentracion deH,S en el yacimiento. En muchos casos, el fenbmeno de
agriamiento se atribuye a la actividad microbiana; el agua de mar inyectada—fuente de
generacion de bacterias sulfato-reductoras (SRB) y el agua de formacion suministra
los nutrientes en forma de acidos organicos de bajo peso molecular denominados
acidos grasos volatiles (VEA). Las consecuencias del alineamiento de los yacimientos
son potencialmente costosas, el incremento de los nivelésSiéncrementa los
riesgos de seguridad para el personal de los campos petroleros, reduce el valor de
venta de los hidrocarburos producidos, incrementa las tasas de corrosion en los
equipamientos de fondo de pozo y en las instalaciones de superficie.
Aproximadamente un 70% de los yacimientos sometidos a procesos de inyeccion de
agua en todo el mundo experimenta el fenbmeno de agriamiento.

La comprension de las propiedades del agua y el modelado de sus cambios a lo largo
de toda la vida productiva de yacimiento, ayudan a los ingenieros quimicos a
pronosticar la generacién de,S y tomar decisiones informadas acerca de la

seleccion de los materiales de disefo de las instalaciones

Las variaciones producidas en la composicién del agua de formacién también pueden
revelar la existencia de falta de comunicacion hidraulica entre volimenes de
yacimientos adyacentes, si los yacimientos han sido aislados el tiempo suficiente para
gue sus aguas de formacion alcancen diferentes estados de equilibrio. ElI conocer la
conectividad de los yacimientos es importante para estimar la magnitud del soporte
de los acuiferos; el empuje de agua natural presente en muchos yacimientos, y para la
planeacion de las localizaciones de los pozos de desarrollo la formacion de programas
de recuperacion relacionados con la inyeccion de agua y la deteccion de la incursion

de agua de inyeccion.



El analisis del agua de formacién y en particular la comparacion de su composicion y
su isotrépica natural con el agua de inyeccién, ha sido utilizada para el monitoreo de
los proyectos de inyeccidn de agua.

Los isoOtopos, actian como trazadores en el agua para ayudar a los ingenieros de
yacimientos a identificar las capas de alta permeabilidad, las fracturas y otras causas

de la comunicacion entre pozos.



Capitulo 2. Propiedades PVT del Agua.

Los analisis PVT son una prueba de presién, volumen, temperatura y su funcion es

determinas las propiedades fisicas de los fluidos en un yacimiento.

Es importante realizar esta prueba porque se determinan las propiedades de los
fluidos en un yacimiento, ya que nos dice la presion, volumen y temperatura de

dichos fluidos, por esto dicha muestra debe ser original del yacimiento.

Cuando se analizan pruebas PVT existe un porcentaje de esas pruebas que resultan no
ser Utiles debido a que pudiera haber contaminacién de los recipientes donde se
toman las muestras, mala toma de la muestra o inestabilidad de la produccion a nivel
de toma de muestreo, entre otros problemas. Es por ello que en el analisis PVT
debemos considerar sumamente importante los datos que se estan registrando de
modo que estos sean bastante representativos y de esta manera nos den la seguridad
de un desarrollo éptimo del campo petrolifero o gasifero. Para tener la certeza de que
el muestreo es representativo, se hace una validacion exhaustiva tomando en cuenta
todos los parametros del yacimiento medidos durante la toma de muestras como son:

- Presion estética del yacimiento

- Presion fluyendo

- Presion y temperatura a la cabeza del pozo

- Presion y temperatura del separador

- Gastos de liquido y gas en el separador, asi como el liquido en el tanque

- Factor de encogimiento del aceite

La produccién de aceite y gas natural constituye sin duda el motor de la economia
mundial. La creciente actividad de la industria petrolera nos obliga a contar con datos

de fluidos representativos para evitar criterios errébneos en la caracterizacion de los



fluidos que pudieran afectar el desarrollo de los campos e incluso la creacion de
plantas.

Los estudios PVT se llevan a cabo con el proposito de analizar los yacimientos, y
partiendo de los resultados de estos estudios, determinar los diversos parametros y
metodologias que se desarrollaran para poner a producir el yacimiento. EI muestreo
de fluidos se realiza al principio de la vida productiva del yacimiento. Existen dos
formas de recolectar las muestras de fluidos:

- Muestreo de fondo (fig.2.1).

- Muestreo por recombinacion superficial (fig.2.2).

camara de muestra
presion

T muestra
de
A gas

separador T

muestra tanque de aceite

de
aceite

Fig.2.2 Recoleccién de una muestra PVT por recombinacién superficial.



Los andlisis PVT son absolutamente necesarios para llevar a cabo el disefio de
instalaciones de produccion, analisis nodales, diversas actividades de la ingenieria de
yacimientos; permiten obtener célculos como el POES del yacimiento, predecir su
vida productiva; definir los esquemas Optimos de produccién, evaluar métodos de
recuperacion mejorada y demas propiedades que predicen el comportamiento de los
pozos a medida que son explotados. La nuevas herramientas y equipos disponibles de
manejo automatizado y computarizado, hacen mas factibles la realizacion de los
estudios.

Una vez que se determina el estado del fluido presente en el yacimiento a través de
los estudios experimentales para fluidos de yacimiento(PVT), se procede a recopilar y
estudiar toda la informacion acerca del comportamiento de los mismos en funcion de
las variaciones de la presion, temperatura y volumen. Esto pasa a ser de vital
importancia para la vida productiva del yacimiento, ya que si podemos predecir como
sera el comportamiento del fluido, se busca la manera de mantener la energia del
pozo obteniendo asi una mayor produccion. Se puede evitar producir de una manera

ineficiente, alargando la vida del yacimiento manteniendo las presiones.

Para tener la certeza de que el muestreo es representativo, se hace una validacion
exhaustiva tomando en cuenta todos los parametros del yacimiento medidos durante
la toma de muestras como son:

- Presion estética del yacimiento

- Presion fluyendo

- Presion y temperatura a la cabeza del pozo

- Presion y temperatura del separador

- Gastos de liquido y gas en el separador, asi como el liquido en el tanque

- Factor de encogimiento del aceite
En el laboratorio: Para realizar los estudios PVT en el laboratorio como ya
mencionamos antes es necesario tener una muestra representativa del fluido que se

encuentra en el yacimiento, por lo tanto se tiene que obtener la muestra al inicio de la
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produccién de manera que este a condiciones de temperatura y presion inicial del
yacimiento. De no ser asi, la muestra dejaria de ser una porcion representativa del
mismo, por lo que se alterarian las propiedades del fluido y por consiguiente no se
obtendrian resultados valederos del comportamiento de fases del fluido en el
yacimiento. El andlisis de laboratorio consiste de:

- Expansién instantdnea de la muestra de fluido para determinar la presion de
burbujeo.

- Expansion diferencial de la muestra de fluido para determinar Bo y Rs expansién
instantdnea de la muestra de fluido a través de varios separadores para obtener los
parametros que permiten ajustar los datos PVT de laboratorio para cotejar las
condiciones del separador de campo.

Por consiguiente se debe:

- Verificar la validez de las muestras
- Hacer una comparacion de los datos de campo con los datos de laboratorio
- Comparar las muestras tomadas en superficie mediante recombinado de las
muestras de fondo.
- Realizar estudios pertinentes al fluido mediante los siguientes experimentos:
a) Agotamiento a volumen constante
b) Agotamiento diferencial (solo realizado en aceites)
c) Agotamiento a compaosicion constante
d) Estudio de separadores en etapas
e) Determinacion de propiedades fisicas como viscosidad, densidad,

entre otras.
Entre las propiedades de los fluidos, tenemos:
* Gravedad Especifica de Gagj.
* Gravedad Especifica del Aceitgd).

* Densidad de Gag).
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* Factor de Compresibilidad (Z).

* Factor Volumétrico de Formacion del Gg).
* Factor Volumétrico de Formacion del Aceif®].
* Factor Volumétrico de Formacion Total o Bifasi@)(

* Compresibilidad del Gag().

* Compresibilidad del Aceite(y).
* °API

* Relacion Gas-AceiteR().

* Relacion Gas-Aceite de Produccidry].

* B,, (BY/BN)
* Cw (psi-1)
* vy (Cp)

* Densidad (Lbm/pc)
* Salinidad (ppm)

Como el costo de la explotacién y desarrollo de los pozos petroleros es cada vez
mayor, esto ha obligado a la industria a realizar una recuperacion secundaria y
terciaria de los residuos de aceite de los antiguos campos petroleros mediante la
inyeccion de agua y vapor de agua, con ello es indispensable conocer las propiedades

del agua que son obtenidas por un andlisis PVT.

Se utiliza el agua especialmente tratada como salmuera o una mezcla de agua y vapor
de agua que se bombea bajo tierra, con el propdsito de desplazar al aceite de las areas

de donde no se hizo la extraccion por los métodos primarios.
El agua que se emplea recibe tratamientos muy complejos, a fin de que la formacion

subterrdnea no se tapone con los desechos. El agua es un material relativamente
barato y adecuado para diferentes procesos industriales de la mas diversa indole.

12



Existen correlaciones que proporcionan la densidad del agua de formacion, a las
condiciones estandar, como una funcion de los sélidos totales disueltos. La densidad
del agua a condiciones de yacimiento obtenida de andlisis PVT puede aproximarse
dividiendo la densidad del agua a condiciones estandar entre el factor de volumen del

agua de formacién.

Este es la relacién que existe entre el volumen que ocupa el agua a condiciones
determinadas de presion y temperatura con respecto al volumen que ocupa el agua
mas su gas en solucion a condiciones normales. Este factor depende de la
temperatura, la presion, y salinidad del agua. Se escribe cominmente como Bw
(fig.2.3).

Sw |-

1.0

Factor de volumen de agua formacién, Bw
I

. -~ Py
Presidn de yacimiento

Fig.2.3 Grafica tipica del Factor de Volumen de Agua de Formacion

contra la Presion a Temperatura constante.
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2.1 Propiedades y Correlaciones

Los analisis PVT son costosos y muchas veces no se dispone de informacion
experimental, debido a que no se pueden obtener muestras representativas de los
fluidos o porque el horizonte productor no garantiza el gasto en realizar un analisis
PVT de los fluidos de yacimiento. En estos casos, las propiedades fisicas de los
fluidos deben ser determinadas por analogia o mediante el uso de correlaciones

empiricas.

En el pasado, las correlaciones PVT fueron presentadas en forma tabular y/o gréfica;
sin embargo, con la aparicion de las calculadoras manuales programables y las
computadoras personales, tales correlaciones han sido reducidas a simples ecuaciones
numeéricas, expresiones analiticas con el proposito de utilizarlas en programas de

computacion.

Las correlaciones PVT son desarrolladas a partir de datos de laboratorio y/o de campo
y formuladas de manera que puedan ser utilizadas con datos obtenidos sin mucha

pérdida de tiempo e inversion de esfuerzo. Estos datos son:

a) propiedades de los fluidos

b) propiedades del yacimiento (p,T)

Antes de determinar una propiedad se debe de asegurar que la aplicacion de interés se
encuentra dentro del rango de los datos para la cual la correlacion fue desarrollada.
Una vez hecho esto la correlacion utilizada serd adecuada se obtendran resultados
confiables.
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21.1 Presion de burbujeoPsy,,:

La presién de burbujeo de una salmuera (agua de formacién) saturada con gas, es
igual a la presion de burbujeo del crudo coexistente debido al equilibrio

termodinamico entre la salmuera y el crudo.

Cuando la presion del yacimiento disminuye por debajo de la presion de burbujeo del
aceite, la salmuera libera parte de su gas disuelto. Por lo tanto, la presion de
saturacion de la salmuera es igual a la presion del yacimiento. Esto es anélogo al
aceite, el cual esté saturado a todas las presiones por debajo de la presion de burbujeo.
En un yacimiento de gas, la salmuera se considera saturada a todas las presiones del
yacimiento. Asi, la presion de burbujeo de la salmuera en contacto con gas es igual a

la presion inicial del yacimiento.

2.1.2 Relacion gas disuelto- aguRy,,:

La relacion gas disuelto (o gas en solucion)- agua o solubilidad del gas en el agua, se
define como el nimero de pies cubicos normales (PCN) de gas que pueden disolverse
en un barril normal (BN) de agua cuando ambos son llevados a las condiciones de

presion y temperatura prevalecientes en el yacimiento.

Por lo general, el agua de formacidén contiene gases disueltos. La mayoria de estos
gases son hidrocarburos, sin embargo, otros gases talesG@mav, y H,S
normalmente estan presentes. La solubilidad de estos gases generalmente disminuye
con un aumento en la salinidad del agua, y aumenta con la presion.

Las siguientes correlaciones permiten determinar la solubilidad del gas natural en el
agua.
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2121 Correlacion de CULBERSON, O.L y MCKETTA, J.J., JR

Esta correlacion se presenta en la fig.2.4, donde la solubilidad del gas metano en agua
pura (no salina), Rswp, esta funcion de presion y temperatura. La fig.2.5., presenta la
correccion que deberé efectuarse a Rswp por salinidad.

La siguiente ecuacién ajusta las curvas de la fig.2.4., dentro de un 5% para todo el

rango de temperatura y para presiones de 1000 a 10,000 psia es recomendable utilizar

esta ecuacion a presiones menores de 1000 psia.
Rawp = A+Bp+ Cp% (1)
Donde;

A =8.15839 — 6.12265 x 1072T + 1.91663 x 10™4T?2
21654 1077T3 e, @)

B =1.01021x 1072 — 7.44241 x 107°T
+3.05553 x 1077T?% — 2.94883 x1071°T3 ... (3)

C = (—9.02505 +0.130237 T — 8.53425 x 107*T*? +)
2.34122 x 107°T3 — 2.37049 x 107°T*

p : Presion, psia.

T : Temperatura , °F

La siguiente ecuacion ajusta la fig.2.5 dentro de un 3% para el siguiente rango de
datos:

0<S(%) <30y 70 <T(°F) < 2502,

16



Rsw _ 1(—0.0840655 5 7~0-28585¢
Rswp

donde, T en °F y S (salinidad) en porcentaje por peso de solidos disueltos

(1%=10,000ppm).

2.1.2.2 Correlacion de MCCOY, R.L.:

La correlacion es la siguiente:

Rawp =A+Bp+ Cp*

A=212+345x103T —3.59x107°T%> ...
B =0.0107—526x107°T +1.48x107"T? ...

C=-875x10"7+39x107°T — 1.02 x 1071172

p : Presion , psia.
T : Temperatura , °F

y el factor de correccion por salinidad esta dado por:

R

Rswp

Rsw —1-(00.0753 = 1.73x 107*T)S  ererereenn.

Donde, T en °F y S (salinidad) en porcentaje por peso de solidos disueltos

(1%=10,000ppm)
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2.1.3 Factor volumétrico del aguaB,,:

El factor volumétrico del agu8,, en (@ de y/@ de s), en forma similar al aceite, se

define como el volumen que ocupa en el yacimiento la unidad volumétrica de agua a
condiciones de superficie mas su gas en solucion. El valor del factor volumétrico del
aguaB,, depende légicamente depresion, temperatura y de la salinidad del agua que

afecta a la solubilidad tal como se vio anteriormente.

La variacion del factor volumétrico del agBg, con presion es diferente a la del

aceite, 0 sea, que aumenta con disminucion de presion tal como se ilustra en la
fig.2.5.

g

]
~C

o
o

N

o
3

PRESION DE BURBUJEQ

o

FACTOR VOLUMETRICO DEL AGUA, BY/BN
8

8

1000 1500 2000 2500 3000 3500
PRESION, Ipca

Fig. 2.5 Comportamiento tipico dg, vs presion a temperatura

constante

La figura muestra que cuando la presion del yacimiento es reducida desde su presion
inicial a la presion del punto de burbujeo, el factor volumétrico del agua aumenta

debido a la expansién del agua en el yacimiento. A presiones por debajo de la presion
de burbujeo, los gases liberados, el factor volumétrico continlla aumentando debido a

que la disminucion (merma) en el volumen de agua.
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Es decir:

Si se reduce la presion:
_ Se produce la liberacién de los gases disueltos
_ Expansion del agua

Si se reduce la temperatura:

_ Se contrae el agua

Resultante de la liberacion de gas, es insuficiente para contrarrestar la expansion del

liquido. Este efecto se debe a la baja solubilidad del gas natural en el agua.

Las siguientes correlaciones permiten determinar el factor volumétrico del agua a
presiones menores o iguales a la presion del punto de burlujg \p

2131 Correlacion de MCCAIN, W.D., JR.:

Esta correlacion se presenta en las fig.2.6, donde el cambio en volumen durante la
reduccion de presion es representado pdf, y el cambio en volumen debido a la
reduccién en temperatura es representado iy como funciones de presion y
temperatura. El factor volumétrico del agua puede determinarse utilizando estos

valores mediante la siguiente ecuacion:

BW=(1+ AVWp)( 1+ AVWT) ............................................................... (11)
Un ajuste de las curvas de las fig.2.7 estd dado mediante las siguientes ecuaciones:

AV,,r = —1.0001x 1072 + 1.33391x 107* T + 5.50654 x 1077 T% ...... (12)
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AV, = —1.95301 x 10~°pT — 1.72834 x 10" 3p?T — 3.58922 x 10~ "p —
2.25341 % 1071092 i) (13)

donde, p en psia, y T en °F.

Esta correlacion es vdlida para agua de yacimientos con concentraciones de sal
ampliamente variables. Asi, un aumento en la concentracion de sal causa un ligero
aumento en el coeficiente de expansién térmica del agua, lo cual produce un ligero
aumento e\V,,;. Un aumento en la concentracion de sal causa una disminucion en
la solubilidad del gas en el agua causando una ligera disminucidif,gnEstos
cambios enAV,,r y AW, estan dentro del 1% para concentraciones de sal en el rango
de 0 a 30%.
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2.1.3.2 Correlacion de MCCOY, R.L.:

La correlacion es la siguiente:

BWp=A+Bp+Cp2 ................................................................... (14)

donde para agua pura libre de gas,

A=09947 +58x 10T + 1.02x 1075T2  ooooiveeeeieeeeeeeeeeeee, (15)
B=-4228x10"%+ 18376 x 10°8T — 6.77 x 101172 ... (16)
C=13x10"1°—1.3855x 10712T + 4.285x 1071572 ... (17)

Y para agua pura saturada con gas,

A=09911+635x 10 5T + 85x 1077T2  ovooireeieeeeeeeeeeee e, (18)

B=-1.093x10"%—-3.497x 107°T + 4.57 x 1071272 ...

C=-50x10"1"1+6.429x 107 13T — 143 x 10772 ...

Donde,p en psia, y T en °F.

El factor de correccion por salinidad esta dado por:

Bow = 14+ 5[5.1x1078p + (5.47 x 1075 — 1.95 x 10~1%9)(T — 60) —

swp

(3.23x1078 —=85x1073p)(T — 60)2]  weveveeeeeeeeeeenn,

25



Donde, T en °F y S (salinidad) en porcentaje por peso de solidos disueltos
(1%=10,000ppm)

El factor volumétrico del agua a presiones mayores que la presion del punto de

burbujeo (p >y, ), se determina de la misma manera que para un sistema gas- aceite,
esto es:

By = Bup €XPLCw (Ph = D) et e (22)

Donde;

B,, : Factor volumétrico del agua a ppg , BY/BN
B, : Factor volumétrico del agua p;, , BY/BN
pp, : Presion de burbujeo, psia.

P :Presion de interés, psia.

¢y :Compresibilidad isotérmica del agpai ™!

214 Compresibilidad del agua(,,:

La compresibilidad isotérmica del agué, en psi*-1, a presiones mayores que la
presion del punto de burbujeo se define de manera similar que para el aceite, el

cambio en el volumen de agua por unidad de volumen de agua por el cambio de
presion en psi, esto es:

CW=_L( AViy )T=$( dpw )T= 1 (dBW )T ......................................... (23)

dp dp _E
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Esta propiedad es afectada por presion, temperatura y solubilidad del gas en el agua,
la cual a su vez es afectada por la salinidad. Asi, un aumento en presion causa una
reduccién en la compresibilidad, mientras que un aumento en temperatura produce un
aumento en esta propiedad. Por otro lado, a una presion y temperatura dada, el efecto
del gas disuelto en el agua es aumentar la compresibilidad en relacion al agua pura a
las mismas condiciones de P y T, mientras que un aumento en la salinidad del agua

disminuye la compresibilidad.

Las siguientes correlaciones permiten determinar la compresibilidad del agua a

presiones mayores que la presion del punto de burbujepyp >

2141 Correlacion de DODSON, C.R. y STANDING, M.B.:

Esta correlacion se presenta en la fig.2.8 (parte superior) donde la compresibilidad del

agua pura libre de gas,,,, esta en funcion de presion y temperatura. La parte
inferior de esta figura presenta la correccion que debe efectu@iyge @or efectos

del gas disuelto.

La siguiente ecuacion es un ajuste de las curvas de la fig.2.8 (parte superior):

__ A+BT+CT?

Cwp =Tge = e (24)
Donde;

A=38546 —134x107% i, (25)
B=—0.01052+ 477X 10770 i, (26)
A=39267x10"5-88x10"10 (27)

p : Presion, psia.

T : Temperatura , °F
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Y el factor de correccion de,,,, por solubilidad del gas fig.2.8 (parte inferior), esta

dado por:

D ] 89X 1073 Ry eeeeereeee e e, (28)

wp
Donde,Rsw es la solubilidad del gas en el agua en PCN/BN

La correccion de Cwp por efectos de solidos disueltos esta dada por:

C

— =1+S5%7[-52x10"2+2.7x107*T
Cop

—1.14x 107°T2 + 1.121x 107°T3 e, (29)

Donde, T en °F y S (salinidad) en porcentaje por peso de solidos disueltos
(1%=10,000ppm).
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2.1.4.2 Correlacion de OSIF, T.L:

La correlacion es la siguiente:

1

=, (30)

W ™ 7033 p+541.5 S—537 T+403300

Donde P en psia, T en °F Y S (salinidad) en gr/litro (=ppm/58,443).
En el desarrollo de esta ecuacion hizo el siguiente rango de datos: 1000 <p(psia)
<20,000.200 <T(°F) <270 y 0 <S(grs/litro) <200.0sif no presenta estimados de la

exactitud de sus resultados o de la ecuacion.

2.1.4.3 Correlacion de RAMEY, H.J, JR.:

Esta correlacion se presenta en la fig.2.9. y permite determinar la defifagay
dp);. Este valor debe ser multiplicado por el factor de correccion de la figura 2.5 o
(2.5 0 2.7) para considerar el efecto de los sdlidos disueltos. RAMEY recomiendan

utilizar esta figura cuando la temperatura exceda de 250°F.
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Fig.2.9 Cambio del gas en solucion en agua de formacion

Un ajuste de la curva de la fig.2.9 esta dado por:

dRsw
dp

BBy = B4 20, e (31)

Esta educacion se obtuvo diferenciando la Ec. (1). Es de notar que esta ecuacién no
ajusta muy bien la curva de la fig.2.9. Una expresion similar @&g, /dp); se

obtiene diferenciando la Ec. (6).

2.15 Viscosidad del aguay,y, :

La viscosidad del aguay, en cp, depende de la presion, temperatura y solidos
disueltos. Asi la viscosidad del agua aumenta con un incremento de presion, fig.2.10

disminuye con un aumento de temperatura y aumenta con un incremento en la

concentracion de sélidos disueltos.
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Es decir:
_ Si aumenta la presion aumenta la viscosidad
_ Si aumenta la temperatura disminuye la viscosidad

_ Si aumenta la salinidad aumenta la viscosidad

El efecto de los gases disueltos en el agua podria reducir la viscosidad, sin embargo,

aun no se ha publicado informacién al respecto.
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Fig.2.10 Comportamiento tipico gg vs presion

a temperatura constante

Las siguientes correlaciones permiten determinar la viscosidad del agua.

32



2.15.1 Correlacion de VAN WINGEN, N.:

Esta correlacién se presenta en la fig.2.11 donde la viscosidad del agua esta en
funcion de temperatura para varias presiones. Las curvas en esta figura sugieren que

los efectos de presion y salinidad son despreciables.
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Fig.2.11 Viscosidad del agua en funcion de temperatura

para varias presiones
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La siguiente ecuacion es una aproximacion promedio a las curvas de la fig.2.11.

w, = exp(1.003 —1.479x 1072 T +1.982x 107°T2 ... (32)

Donde,u,, encp,y Ten °F

2.15.2 Correlacion de MATTHEWS, C.S. y RUSSEL, D.G.:
Esta correlacion se presenta en la fig.2.12, donde la viscosidad del agua a presion
atmosféricay,,; en cp, esta en funcion de temperatura y salinidad. El cuadro inserto

en la figura permite realizar la correccion por presion.

La siguiente ecuacion es un ajuste de las curvas de la fig.2.12:

B
Uw1 = A + ; ............................................................ (33)
Donde:
A= —0.04518 + 0.009313 S — 0.000393 52 it (34)
B =70.634 + 0.00576 52 i (35)

T : Temperatura, °F
S : Salinidad, % por peso de sdlidos disueltos (1% = 10,000 ppm )

y el factor de correccion por presion, esta dado por:

F=1+35x10"2p2 (T —=40)  toooeeeeeee e, (36)
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donde, p en psia, y T en °F. Estas correlaciones fueron desarrolladas para el siguiente
rango de datos: p (psig)10,000, 6G< T(°F) <400 y S(%)k 26

1 i
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Fig.2.12 Viscosidad del agua a una at. En funcién de temperatura y salinidad,

Para otras presiones seguir la correccion indicada
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2.1.5.3 Correlacion de MCCAIN.W.D.,JR:

Esta correlacion es también un ajuste de las curvas de la fig.2.12 y esta dada por:

p‘Wl == ATB ............................................................... (37)
Donde;
A =109.574 — 8.40564 S + 0.313314 S? +8.72213 x 107383  .......... (38)

B = —1.12166 + 2.63951 x 1072S
—6.79461 x 107452 — 5.47119 x 107°S3 + 1.55586 x 10765* ....... (39)
T : Temperatura, °F
S : Salinidad,% por peso de sdlidos disueltos ( 1% = 10,000 ppm)
Esta correlacion ajusta las curvas de la fig.2.12 dentro de un 5% para temperaturas
entre 100 y 400 °F y salinidades hasta 26%. La fig.2.13 presenta el factor de

correccion por presion (fig. 2.13) .
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Un ajuste de la curva de la fig.2.13 esta dado por:

Bw — 0.9994 + 4.0295 x 10 5p + 3.1062 x 10™°p2  eieieeiieii, (40)

Hw1

donde, p en psia.

Los datos utilizados en el desarrollo de esta ecuacion presentaban un rango de

temperatura desde 86.5 a 167 °F y presiones hasta 14,000 psia. La ecuacion ajustada
la curva de la fig.2.13 en un 4% para presiones menores de 10,000 psia y en 7% para
presiones entre 10,000 y 14,000 psia.

2.154 Correlacion de MCCOY,R.L.:

La correlacion es la siguiente:

247.8
Wpp = 0.02414 x 10T=120 e, 41
14

Donde,u,,, encpy T en K (=5/9 °F+255.37).
La correccion de,,,, por salinidad esta dada por :

Hw

= 1—1.87 x 10735%5 + 2.18 x 1074525 + (TS — 1.35 x 1072T)
wp

(2.76 x 10735 — 3.44 x 1074S™5) (42)

Donde, T en °F y S(salinidad) en porcentaje por peso de sélidos disueltos (1% =
10,000 PPM).
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2.1.6 Densidad del agua,p,,

La densidad del agua de formacion es funcion de la presion, temperatura, y de los
componentes disueltos. La densidad del agyan lbspie®, puede ser determinada
utilizando la misma aproximacion que para un sistema gas- aceite, excepto que los

efectos del gas en solucion normalmente son despreciados. Esto es:

Donde;

pw :Densidad del aguaapyT,lbs/pie3

pw1 : Densidad del agua a condiciones normales (14.7 psia y 60°F), Ibs/pie3
Yw :Gravedad especifica del agua, adim.

B,, : Factor volumétrico del aguaapy T, BY/BN

La gravedad especifica del agua de formacnpuede ser estimada mediante la

siguiente ecuacion si se conoce la concentracion de solidos disueltos:

Y = L0+ 0.695x 10765 e, (44)

Donde, S es la concentracion de solidos disueltos (salinidad) en mg/litro.

2.16.1 Correlacion de MCCAIN,W.D.JR:
Esta correlacion se presenta en la fig.2.14, donde la densidad de la salmuera a

condiciones de superficig,,; en Ibs/pié esta en funcién del porcentaje total de

solidos disueltos.
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La siguiente ecuacion ajusta la curva de la fig.2.14 dentro de un 0.1%.

pur = 62.368 + 0.438602 S + 1.60074 x 107352 .oiiiiieiee, (45)

Donde, S es la salinidad en porcentaje por peso de sélidos disueltos(1% = 10,000
PPM)

2.1.7 Tension interfacial gas - aguaggy:

Es una medida de la fuerza de atraccion actuando como un limite entre dos fases. Si
la fase limite separa un liquido y un gas o un liquido y un sdlido, la fuerza activa del

limite usualmente es llamada tension interfacial.
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La tension interfacial gas-agua,,, en dinas/cm, al igual que para un sistema gas-
aceite, se define como la fuerza por unidad de longitud en la interface entre los

fluidos inmiscibles.

La siguiente correlacion permite determinar la tension interfaz y al gas-agua.

21.7.1 Correlacion de JENNINGS,H.Y.,JR y NEWMAN,G.H.:

Esta correlacion se presenta en la fig.2.15, donde la tension interfacial gas;ggua,

en dinas/cm, esta en funcioén de presion y temperatura.
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Fig.2.15 Tension superficial gas-agua
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Un ajuste de las curvas de la fig.2.15 esta dado por :

Ogw =A+Bp+Cp% (46)
Donde;

A=79.1618 —0.118978 T

B = —-5.28473x 1073+ 9.87913 x 107°T

B = (2.33814 — 4.57194 x 107*T — 7.52678 x 107 °T?)x 1077

p : Presion, psia.

T : Temperatura, °F

Es recomendable no utilizar esta ecuacion a presiones mayores de 8000 psia, y

temperaturas mayores de 350 °F.

2.1.8 Gravedad especifica del agua

Las estimaciones de la densidad del agua de formacion se puede establecer de
acuerdo a tablas que se usan cuando no se tiene los analisis de laboratorio con una
variacion de +-10% por correlaciones y el contenido de sal a través de registros

eléctricos (resistividad) en condiciones estandar.

Cuando se desconoce la gravedad especifica del agua, pero se conoce el contenido de
soélidos disueltos en mg/lt, SDC, la gravedad especifica del agua puede calcularse

con:

Y = 140695 1076SDC oo, (47)
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2.2 Hidratos

Los hidratos de gas natural son soélidos formados cuando el gas natural y el agua
entran en contacto bajo presion. Estos compuestos son estructuras cristalinas
formadas por moléculas de agua, cuyo interior retiene ciertos compuestos del gas
natural como son los hidrocarburos de cadena corta (metano, etano, isobutano,

nitrdgeno, didxido de carbono y &cido sulfurico).

Esta mezcla puede bloquear completamente una tuberia o un recipiente, creando una
severa caida de presion, interrupcion de flujo o una rotura. La formacion del hidrato
puede ser prevenida removiendo la cantidad de agua apropiada del gas, si eso ha
fallado se puede adicionar al gas, metanol. La forma mas rapida de destruir al hidrato
es reducir la presion en el sistema, el hidrato se descongelara y se vaporizara cuando

se alcance la presion apropiada durante la despresurizacion.

Los hidratos se forman a temperaturas que suelen estar por encima del punto de
congelaciéon (0°C, 32°F). A la presidon de operacidn tipica de la tuberia, se formaran
hidratos a temperaturas dentro de un rango de 40°F a 60°F. Los productores de gas
natural y los operadores de los pozos de almacenamiento se confrontan

continuamente con los problemas relacionados con la formacion de hidratos.

Estas instalaciones son capaces de duplicar las condiciones de campo en donde la
formacién de hidratos ocasiona problemas a los operadores de las tuberias. Pueden
llevarse a cabo experimentos con estas condiciones para controlar, eliminar o evitar la

formacion de hidratos.

Actualmente, la industria del gas natural utiliza costosos inhibidores, tales como el
metanol para ayudar a controlar el problema de los hidratos. Una de las metas del
programa inicial de pruebas de hidratos que actualmente esta realizandose es reducir
o eliminar la cantidad de inhibidor que se requiere para las operaciones de

almacenamiento en campo.
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Los hidratos méas importantes para la industria del hidrocarburo estan compuestos
por agua y por las siguientes moléculas: Metano (I), Etano (1), Propano (ll), Iso-
Butano (11), normal-Butano (ll), Diéxido de Carbono (l), Nitrégeno (Il) y Sulfuro de

Hidrogeno (1).

La formacion de hidratos en la tuberia puede ocasionar el cierre completo de la
misma, impidiendo el paso de gas o como minimo disminuye la capacidad de flujo,
congela las véalvulas de control, tapona orificios y causa muchos otros problemas de

operacion.

Se puede calentar el gas a temperatura por encima de la formacién de hidratos, pero
esto es poco econémico en el transporte normal del gas en tuberias. Por lo tanto para
prevenir la formacion de hidratos, se remueve el agua de la corriente gaseosa, alcanza
un punto de rocio por debajo de la temperatura mas baja que se pueda alcanzar
durante el transporte del mismo.

2.2.1 Antecedentes de los hidratos de gas

Aunque todavia no se conoce su verdadero potencial; se estudian sus propiedades
para desarrollar una tecnologia que los permita explotar comercialmente o para darle
otros usos, como por ejemplo al producir artificialmente hidratos de gas natural

podrian facilitar el almacenamiento y transporte del mismo.

Se conocen cientificamente desde 1811 al ser descubiertos en forma experimental por
Sir Humphry Davy[5]; pero hacia 1930 se observo que también podian formarse en

los gasoductos tendidos en climas frios.

En 1960 en una perforacion en el norte de Siberia se obtuvo gas natural congelado;
demostrando que este tipo de formaciones se da también en la naturaleza y hacia

1970 se localizaron los primeros hidratos de gas en los fondos marinos.
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2.2.2 Reservas de los hidratos de gas

Aunque las reservas convencionales de gas natural existentes actualmente garantizan
el suministro al menos durante los proximos 60 afios; se buscan nuevas formulas para

ampliar este volumen de reservas o para explotarlos en forma mas eficiente.

Por esto los hidratos de gas natural submarinos se constituyen en la mayor reserva de
este tipo de energia y segun algunas estimaciones podria ser el doble de todas las
reservas de energias fosiles conocidas.

Solo en Rusia las reservas de gas natural en forma de hidrato se sitian entre los 100 y
los 1,000 trillones de metros cubicos, mientras las reservas convencionales en este

pais ascienden a los 80 trillones de metros cubicos.

De igual forma en Estados Unidos se estima que las reservas de hidratos de gas son
de 150 veces mayores a las reservas de gas natural convencional existentes en el resto

este territorio.

2.2.3 Estructura de los hidratos del gas natural

Las diferentes cavidades que pueden formar los Hidratos de Gas en cada una de las

estructuras se muestran en la figura siguiente: (Figura 2.16)
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Fig 2.16 Estructura de los hidratos.

Los hidratos normalmente forman una pequefia estructura de cristal, la estructura de

hidrato | se forma con gases naturales que contienen moléculas mas pequefias que el
propano. Con 46 moléculas de agua por 8 moléculas de gas, la estructura | tiene una
composicion tedrica de 8X-A60 donde X es la molécula del gas, es decir, esta

formado por dos cavidades pequefas y seis cavidades grandes.

La estructura de hidrato Il se forma cuando gases naturales contienen moléculas mas
grandes que el etano pero mas pequefias que el pentano, con 136 moléculas de agua
por 24 moléculas de gas, tienen una composicion tedrica de 24%Q,3ée las 24
moléculas de gas 16 entran en las cavidades pequefas de la estructura y 8 entran en

las cavidades mas grandes de la estructura Il.

Los hidratos del tipo H son Unicos ya que ellos se forman tipicamente en presencia de
un gas liviano como el metano y moléculas mas pesadas tales como el metil-ciclo-
pentano, metil-ciclo-hexano, ciclo-octano. Constan de 34 moléculas de agua por 6

moléculas de gas, tienen una composicion teorica de S3S'2L34l6nde S es la
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cavidad formada por 12 pentagonos y de las cuales se forman 3, S’ es la cavidad mas
pequefa formada por 3 cuadrados con 6 pentagonos y 3 hexagonos para formar un
dodecaedro, de éstas se forman 2 cavidades y por ultimo L es la cavidad mas grande
formada por 12 pentagonos con 8 hexagonos de la cual se forma una cavidad por
unidad. En cada una de estas cavidades s6lo una molécula de gas adecuada va a entrar

y estabilizar a la misma.

2.2.4 Propiedades de los hidratos de gas

Estas propiedades son determinadas por su composicion y estructura cristalina,
actualmente existen mas de 100 tipos de moléculas, son conocidas como formadoras
de hidratos de varias estructuras.

A partir de 1950, el analisis estructural por medio de los Rayos X revelé las
estructuras de los hidratos de gas (Estructura | y 1) y una aplicacion adicional de este
método permitid la expansion de las clases de estructuras de los hidratos. El
espectroscopio infrarrojo permitio determinar el nivel de las interacciones
moleculares en los hidratos. Estas interacciones, estan relacionadas a la vibracion,

rotacion y movimientos de traslacion de las moléculas en los hidratos de gas.

2.2.5 Zona de formacion de hidrato

Generalmente una roca de buen espesor, permeable y cuyo régimen de Presion-
Temperatura corresponda a las condiciones de una existencia estable de hidratos de

gas puede ser descrita como una zona de formacion de hidratos.

Los métodos propuestos para la recuperacion de gas de los hidratos, usualmente
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comprenden la disociacion de la molécula de metano del hidrato de gas, in situ

mediante:

* Estimulacion térmica por calentamiento del yacimiento a una temperatura superior a
la de formacion de los hidratos, mediante la inyeccién de agua caliente o vapor de
agua.

* Disminucion de la presion del yacimiento a una presion menor a la de equilibrio de

los hidratos.

* Inyeccion de un inhibidor en el yacimiento como el glicol o metanol para disminuir
la estabilidad de los hidratos.

» Extraccion mediante sistemas de mineria.

2.2.6 Estabilidad de los hidratos de gas

Los hidratos de gas no solamente existen en las condiciones de aguas frias y
profundas de los fondos marinos. En el golfo de México se ha observado la presencia
de hidratos desde aguas poco profundas, con temperaturas de hasta 20° C, hasta mas
de 2000 metros de profundidad. La composicion quimica de los gases de los hidratos
juega un papel importante en la estabilidad de éstos. Por ejemplo un porcentaje de
etano permite la existencia de hidratos a mas baja presion y mayor temperatura que
los hidratos que contienen solamente metano. Con 10% de etano en la mezcla de gas,
los hidratos son estables a 6 atmdsferas de presién (aproximadamente 60 metros de
columna de agua) y 6°C de temperatura, mientras que los hidratos de metano puro son
estables solamente a presiones sobre 40 atmdsferas (aproximadamente 400 metros de
columna de agua).

La profundidad a la cual se encuentra la base de los hidratos de gas aumenta al

incrementarse la profundidad del agua. Para estimar la profundidad de la base de los
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hidratos de gas, debe conocerse el régimen de estos hidratos para la formacion de los
hidratos en funcion de la presion y temperatura. De esta manera estimando la presion
en un area determinada y la gradiente de temperatura es posible estudiar el régimen

de estabilidad de los hidratos de gas en funcion de la profundidad.

2.3.7 Principio de la formacion de los hidratos en el gas natural

El metano y etano son los hidrocarburos mas comunes que al ser combinados con
agua forman hidratos; en casos pocos frecuentes el propano también forma hidratos.
Los hidratos pueden formarse igualmente a temperaturas superiores a las del punto de

congelacion del agua, pues es posible encontrar hidratos a temperatura de 20°C.

2.3.8 Consecuencias que ocasionan los hidratos en la industria gasifera o petrolera

Los hidratos del gas son un problema grave para la industria del aceite y el gas, ya
gue ambas gastan millones de ddélares para combatir la formaciéon de los mismos. Por
esto la exactitud en la estimacion en los hidratos del gas natural es extremadamente
importante para la optimizacion de costos de los sistemas de tuberias y unidades de
procesamiento. Entendiendo como, cuando y donde se forma el hidrato de gas,

suministra al ingeniero el método para predecir la aparicion de hidratos.

Los problemas tipicos de operacion incluyen la creacion de depdsitos en los
intercambiadores de calor y otras naves, erosion en los expansores, en adicion con el

bloqueo de dispositivos con el hidrato soélido.
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2.3.9 Efecto de los hidratos en gasoductos y plataformas

Los hidratos del gas son un problema para las compafias tanto de aceite como de gas
natural en cualquier lugar del mundo donde el agua y el gas natural entren en
contacto. Los hidratos presentan restricciones para el flujo de aceite y de gas,
ocasionando riesgos de perforacion y completacion submarina, hasta provocar en

muchos casos la inestabilidad de las plataformas marinas.

A medida que el aceite o el gas son conducidos a través de gasoductos presurizados
en climas frios, puede existir suficiente agua y metano en la mezcla para formar
hidratos solidos los cuales pueden obstruir tuberias. Cuando los problemas del hidrato

ocurren en las tuberias, las consecuencias pueden ser terribles.

La despresurizacion a aguas profundas en las tuberias para quitar frecuentemente los
tapones es utilizada para combatir los hidratos, pero este método requiere dias de
interrupcion de flujo.

Cuando se detiene el flujo porque tiene un tapdn en la tuberia es dificil solucionarlo

ya que, el objetivo es realizar una despresurizacion de modo que no disminuya la
temperatura de formacion de hidratos, debajo de la temperatura del tapon para ser
disociado por el calor ambiental. Después que el tapdén se disocia se utiliza una

herramienta para limpiar la linea.

Las formas de evitar la obstruccién de los gasoductos es a través del calentamiento de
los mismos (inhibicion térmica) pero la extraccion del agua antes de la compresion de
los hidrocarburos pueden ser un tratamiento mas efectivo desde el punto de vista de
los costos. Se pueden emplear una combinacion de técnicas que pueden resultar
efectivas para evitar la formacion de hidratos entre ellas:

- Mantener la temperatura por encima del punto de formacion de hidratos.
- Eliminar el agua por debajo del punto de rocio.

- Utilizar inhibidores para evitar que la mezcla se solidifique.
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2.3.10 Efectos en las operaciones de aguas profundas y en fluidos causados por

la presencia de hidratos

A la hora de perforar un pozo se encuentran hidratos de gas formados naturalmente,
estos pueden ocasionar un problema de control en el pozo, en particular si grandes

cantidades de hidratos entran en el pozo y se despresurizan.

Ademas la circulacién de liquido dentro del hueco puede reducir la temperatura en los
sedimentos circundantes ricos en hidratos, conduciendo al derretimiento de los
hidratos y a la desestabilizacion de los sedimentos que sostienen el pozo. El calor
durante la solidificacion del cemento también puede desestabilizar la formacion de
hidratos; algunos sistemas especiales de cemento disefiados para minimizar el calor

liberado pueden ayudar a prevenir la disociacion de los hidratos.

Las operaciones que se llevan a cabo en aguas profundas, intervienen la formacién de
hidratos, esto presenta un problema importante de control de pozo. Si entran en el
pozo, la alta presién hidrostatica y la baja temperatura del fondo del mar pueden

ocasionar la formacion de los hidratos en fluidos a base de agua, asi como también en

la salmuera de los lodos base aceite y lodos sintéticos.

Las repercusiones de la formacion de hidratos son el taponamiento de las lineas de
estrangulacion, control de pozo, las dificultades en el monitoreo de la presién de
pozo, la restriccion del movimiento de la cadena de perforacion y el deterioro en las
propiedades del fluido de perforaciéon debido a la deshidratacion. Las lineas de
estrangulacion y control de pozo son particularmente susceptible, ya que se
encuentran ubicados en lugares donde la temperatura es la mas baja y esta cae

rapidamente cuando se detiene la circulacion.

Debido a que algunos fluidos de perforacién estdn basados en agua, contienen tantos

sitios para la separacion de cristal, un orden de magnitud, que mas hidratos pueden
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formarse en fluidos de perforacion en un volumen igual del agua pura. Los
experimentos de laboratorio también han mostrado que los fluidos de perforacion
base aceite contienen bastante agua para formar los hidratos, pero en condiciones mas

baja que los fluidos en base agua.

La formacion de hidratos en fluidos base agua, se reconocieron los primeros en
California y en Golfo de México. Un nimero de formaciones de lodo base agua se
han sugerido como inhibidores. Se ha mostrado que la concentracion acuatica de sal /
glicol / glicerol grandemente determina las condiciones de formacion de hidratos en

el fluido de perforacion sin tener en cuenta los otros componentes.

2.3.11 Medios de inhibicién y disociacion para la prevencion de hidratos.

Los cuatros medios mas comunes de inhibicion y disociacién de hidratos son:
- Eliminando unos de los componentes, el hidrocarburo o el agua.

- Calentando el sistema por encima de la temperatura de formacion de hidrato a

una presion.

- Disminuyendo la presién del sistema debajo de la estabilidad del hidrato a una

temperatura.

- La inyeccion de un inhibidor como metanol o glicol, sirve para disminuir la

condicién de estabilidad del hidrato.

Estas técnicas se llaman inhibicion termodinamica porque ellos mantienen el sistema
fuera de las condiciones de formacion de hidratos, por los cambios en la composicion,
temperatura o la presion. La inhibicion termodinamica puede lograrse calentando el

sistema mas alla de la temperatura de formacion de hidrato a una presion dada,

51



usando el aislamiento para impedir que la temperatura se caiga, en la zona vulnerable
de despresurizacion del sistema o inyectando los inhibidores como el metanol o glicol
o las soluciones de sal. Estos métodos son a menudo técnicamente impractico o muy

COostosos.

La operacion con metanol (el inhibidor termodinamico mas eficaz) es complicada
debido a su toxicidad e inflamabilidad. Ademas el metanol es un agente contaminate.
El etilenglicol y el monoetilenglicol (MEG) son menos inflamables y reducen las

pérdidas, pero son mas costosos y menos disponibles que el metanol.

Las soluciones de sal podrian utilizarse en la inhibicion de formacion de hidratos pero
ellos son corrosivos y son menos eficaces que el glicol o metanol. La inhibicion
termodinamica todavia es el método mas ampliamente usado a nivel mundial, pero
sus costos asociados, los problemas medios ambientales y la complejidad operacional
han hecho que investigadores busquen un acercamiento diferente al problema.

Un nuevo método denominado inhibicion cinética permite una estabilidad

termodinamica en una region para el hidrato. Este impide que los nucleos del hidrato
se aglomeren a la masa mas grande por medio de los nuevos inhibidores. La
inhibicion cinética es el enfoque de una cantidad sustancial de la investigacion actual
en Europa y Norte América. Asi igualmente para acercar soluciones al problema de
hidratos en la industria petrolera y gasifera, se trata de evaluar otros métodos que
contribuyan a predecir la formacion de dichos hidratos en el gas natural por medio de

métodos graficos, analiticos y correlaciones empiricas.
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Capitulo 3. Caracterizacion del Agua Producida de un

Yacimiento.

La caracterizacion del agua producida es el término utilizado cuando se trata de
identificar y determinar la composicion quimica del agua de formacion proveniente
de un intervalo productor de un yacimiento; y se logra siguiendo una metodologia
apropiada para dicha caracterizacidén, una vez seleccionada la muestra representativa
general de las aguas provenientes de un intervalo productor, mediante cualquiera de
los métodos de identificacién grafica utilizados para la caracterizacion de las aguas de

formacion.

Ademés de la composicion quimica, también se determinan algunas propiedades
fisicas del agua de formacion tales como: pH, dureza, resistividad, alcalinidad,

salinidad, solidos totales disueltos, indice de Stiff y Davis, entre otros. De este modo
se amplia la caracterizacion de las aguas de formacion provenientes de cualquier

horizonte productor de un yacimiento.

* pH:

El pH representa el logaritmo natural del inverso de la concentraciobn de iones
hidrogeno, expresados en moles por litros. EI pH es un nidmero entre 0 y 14 que
indica el grado de acidez o alcalinidad de una solucion, de tal forma que un pH igual

a 7 es neutro, por debajo de 7 es &cido y por encima de éste valor es alcalino.

* Resistividad:

Es la medida de la resistencia que ofrece el agua de formacion al paso de la corriente
eléctrica, con la cual se mueven los diferentes iones constituyentes del agua. Hay que
tener en cuenta que la temperatura de la muestra afecta la velocidad ionica y
consecuentemente la resistividad del agua, por lo tanto la medida de ésta propiedad

debe ser reportada a la temperatura de la muestra.
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* Alcalinidad:

Se define como la presencia de minerales alcalinos en el agua y es medida por la
presencia de los iones de bicarbonato (HCO3-), Carbonatos (CO3) e hidroxilos (OH),
los cuales son minerales alcalinos que pueden ser neutralizados por acidos. La
alcalinidad total también llamada alcalinidad “M” es la que se produce u origina a un
pH sobre el punto final del anaranjado de metilo de aproximadamente 4.2 a 4.4y
miden todos los iones hidroxilos, carbonatos y bicarbonatos.

* Solidos totales disueltos:
La cantidad total de sdlidos disueltos representa la suma de la concentracion de

aniones y cationes, constituyentes del agua de formacion.

* Temperatura:
La temperatura en el agua afecta en la tendencia de formacion de incrustaciones, el
pH vy la solubilidad de los gases en el agua. La gravedad especifica en el agua esta en

funcion de la temperatura.

» Gravedad Especifica:

Es la relacidn existente entre la densidad de la muestra de agua y la densidad del agua
pura. Densidad es simplemente masa por unidad de volumen m/V. La densidad del
agua es 1g/mL o 1000Kg/m3. Gravedades especificas mayores de 1.0 significan que
la muestra de agua es mas densa o pesa mas que el volumen equivalente del agua
pura. Las aguas de formacion contienen sélidos disueltos por lo tanto la gravedad
especifica siempre es mayor que 1.0. La gravedad especifica es muy Util para evaluar
la exactitud de los analisis de laboratorio.

Sulfuro de Hidrogendd,S:
La presencia deH,S en el agua incrementa la corrosién. Puede estar presente
naturalmente en el agua o puede generarse por las bacterias sulfato-reductoras. Si en

la muestras de agua se observan trazaH,deesto indica que las bacterias sulfato-
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reductoras estén presentes en el sistema causando hoyos corrosivos, el sulfuro de
hierro también se genera como producto de corrosion y actla eficientemente como

agente taponador.

« indice de Stiff y Davis (SI):

Este parametro permite predecir la formacion de depdsitos de carbonatos de calcio en
las aguas que se producen asociadas al crudo. Este valor se calcula usando el indice
de estabilidad i6nica el cual permite establecer la tendencia que posee el agua a ser
corrosiva o formar incrustaciones. Cuando el indice de Stiff y Davis (Sl) es positivo

el agua es sobresaturada oaC 0, y la formacion de escamas es bastante probable.
Cuando Sl es negativo el agua no es saturadacaén; , entonces su tendencia es

ser corrosiva y las posibilidades de formar escamas son escasas.

* Incrustaciones:

Se entiende por incrustaciones como capas pedregosas que se forman alrededor de
ciertos cuerpos que permanecen en un agua calcérea. Existen dos condiciones que
guian a la formacién de incrustaciones. La primera es que el agua este sobresaturada
del mineral incrustante. Sobresaturacion significa que existe mas cantidad del mineral
presente en el agua que normalmente puede mantenerse disuelto y que no precipita.
La segunda razén que produce precipitacion son los cambios en algunas condiciones
del agua; estos pueden ser fisicos y quimicos. Los minerales incrustantes
comunmente encontrados en los campos petroleros incluyen el carbonato de calcio,
sulfato de calcio, sulfato de bario, sulfato de estroncio y componentes de hierro.

El carbonato de calcio es la incrustaciéon mineral mas comun.
Cat++ 2HCO5-C—yCaC0; + €O, + H,0

La ecuacién anterior describe la precipitacién del carbonato de calcio del agua. Esta
es una reaccion de equilibrio pero esta muy fuertemente a favor de la formacion del

carbonato de calcio con muy poco retorno del ion calcio y bicarbonato.
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Se nota en la ecuacion que @, esta presente como gas en el lado derecho de la
ecuacion. Si por alguna razon €lo, es liberado o se escapa del agua, esto
desestabiliza el equilibrio empujando la reaccion hacia la derecha, aumentando la
precipitaciéon de CaC0;.

3.1 Muestreo del Agua Producida.

La manera mas efectiva de conseguir muestras fiables es la cantidad de estas
recolectadas para su estudio, mientras mas, se tendra un mejor analisis, sin embargo
con todas las muestras recogidas no se logra obtener una muestra exacta ni global ya
gue las contaminaciones producto de filtraciones de pozos adyacentes haran variar los
resultados.

Las muestras son recogidas en sitios planeados y teniendo en cuenta que la
caracterizacion de estas seran diferentes por el gran volumen de agua y la extension
de la formacion a analizarse ya que en ningun yacimiento el agua de formacion es la

misma.

Como dice Mukulm M, Sharma en 2002 menciona que:

Los puntos a considerarse cuando se toma una muestra son:

_ El punto de recoleccion de la muestra

_ La muestra debe ser tomada en condiciones normales de flujo
_ El'volumen de la muestra (generalmente 100 a1000 ml.)

_ El recipiente es usualmente plastico (no vidrio ni metal)

_ Minimizar la exposicion atmosférica (3)
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3.1.1 Muestreo con la herramienta DST

Esta herramienta que cominmente es usada para realizar pruebas de produccién del
pozo en su fase experimental también sirve para obtener muestras de agua de
formacion si es propiamente usada, después de dejar fluir al pozo por algun tiempo la
cantidad de solidos que se hallan presentes en el agua en sus flujos iniciales se regula
y se obtiene agua pura de formacion, cuando se toma una muestra que se considera
valida para analisis hay que tomar el ultimo flujo de agua que entra en la herramienta

ya que puede contener un minimo grado de contaminacion

3.1.2 Muestreo en la linea de flujo

Se realiza mediante un recipiente y un dispositivo que se conecta a la linea de flujo
para permitir que el agua de muestra fluya hacia el recipiente, se debe poner especial
atencion que no existan burbujas en la muestra ya que de lo contrario esta se desecha
y es necesario realizar nuevamente el procedimiento para obtener otra, por la parte

inferior se cierra la valvula de paso de flujo.

3.1.3 Muestreo en la cabeza del pozo

Se realiza conectando una manguera de caucho o plastico a la cabeza del pozo y
teniendo un recipiente de plastico al cual se debe colocar el otro extremo de la
manguera en el fondo del recipiente y tomar cierto volumen de agua.

En ocasiones la muestra se obtiene como una mezcla de agua con aceite, para lo cual
se tiene un recipiente con una valvula en el fondo que permite por diferencia de
densidades la separaciéon del agua del aceite y asi poder obtener la muestra de agua

gue se desea.
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3.14 Parametros para la Toma de Muestras

Algunas propiedades del agua varian rapidamente luego de la toma de la muestra. Las
siguientes determinaciones o analisis deben hacerse en sitio para mayor exactitud y
precision (calidad del dato).

pH

. Carbonato

. Bicarbonato

. Oxigeno disuelto

. Didxido de carbono disuelto

. H2S o Sulfuro de Hidrdégeno

. Temperatura

. Concentracion de solidos disueltos

. Distribucion del tamafio de particulas
10. Turbidez

Es dificil sobre acentuar la importancia del analisis de campo. Ciertas propiedades
pueden comenzar a cambiar en pocos minutos; otras seran estables por varias horas y

algunas son estables indefinidamente.

Por ejemplo: El pH y el contenido de gas disuelto de aguas producidas usualmente
comenzara a elevarse después de tomada la muestra. Esto resulta en efecto de que
gases de &cidos disueltos comienzan a escapar desde la solucion tan pronto como la

muestra sea removida desde el sistema debido a la reduccion en la presion.

La elevacion en el pH con un incremento en la temperatura puede resultar en la
formacion de la escala del carbonato de calcio. Bacterias en la muestra pueden
comenzar a multiplicarse dentro de pocas horas o comenzaran a morir, dependiendo
de las condiciones especificas. Bajas concentracioneB,f8leo C0, pueden ser

encontradas en la muestra después de un corto periodo de tiempo.
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Si la muestra contiene hierro disuelto, expuestas al oxigeno atmosférico, resultara de

la precipitacion del hierro debido a la reaccién con el oxigeno.

+4Fe + + + 10H,0 + 05! 4Fe(OH)3 + 8H —....oooviiiiiiiiiiiiiicii e, (48)

La generacion de iones hidrégeno causara que el pH de la muestra caiga y conduzca a
un error en el valor de medida. Esta es aun otra razén por la cual el pH deberia ser

medido en sitio en una muestra fluyente.

Asi, si la muestra fuese transportada a un laboratorio y analizada después de varios
dias, el analisis de resultado dara un distorsionado cuadro del agua como actualmente
existe en el sistema, a causa de los cambios en la composicién del agua, el cual tomo
lugar después de que la muestra fuese removida desde el sistema. Equipos de analisis
de aguas en los campos estan disponibles en varias industrias como son: grupos de
analisis de oxigeno, medidores de pH y equipos filtro-membrana. Este equipo, y
alguno especializado en este uso, es requerido durante el muestreo inicial, para el
monitoreo del sistema actual. El punto importante es que mediciones en sitio de
ciertas propiedades del agua son una parte integral de los disefios y operaciones de

un sistema de reinyeccion de agua.

3.2 Andlisis Cuantitativo del Agua Producida

La expresion “agua de formacién” es una clasificacion de aguas que pueden
producirse en las operaciones petroliferas o gasiferas. Otra clasificacion de uso
frecuente, como descripcion general del tipo de agua es: agua producida (agua de
formacién) y agua de inyeccion. Estas expresiones generales “producida” o de
“inyeccidn” usualmente son los Unicos adjetivos requeridos en discusiones o informes

en la mayoria de operaciones de campo.
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Los puntos de interés especifico pueden ser: la fuente de agua, contaminantes
arrastrados, pH, volimenes que deben manejarse y las variaciones de todos los

factores que pueden anticiparse durante la operacion.

Los estudios del agua producida pueden clasificarse en dos categorias: estudios
especificos de solucién rapida como: incrustaciones, corrosion, problemas causados
por bacterias, obstruccion de la formacion, etc. Otros estudios requeridos son de
detalle para proyectar las operaciones futuras del agua. Con este tipo de estudio puede
estimarse el equipo, los procedimientos y los costos que permitan determinar la

factibilidad econdémica de un proyecto.

Los analisis del agua de formacion usualmente se llevan a cabo en el laboratorio o en
el campo a fin de determinar sus caracteristicas fisicas y quimicas, muchas de las
cuales, pueden cambiar rapidamente después del muestreo, entre ellas se encuentran
las siguientes: pH, temperatura, contenido de gas disuelto, solidos suspendidos y
poblacion bacterial. Es de gran importancia, entonces, medir las variables en el

campo para obtener mayor precision

Esto es extremadamente importante ya que cualquier persona involucrada en una
inyeccion de agua o en un proyecto debe tener en cuenta lo siguiente:
- Las propiedades y sus constituyentes son los mas importantes en el analisis
de agua.
- El significado de cada uno de los componentes y analisis.
- El método tipico usado analiticamente, con sus beneficios y complicaciones.
Se debe especificar cada analisis, los cuales son necesarios para entender el

significado de los resultados.
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3.21 Propiedades fisicas y quimicas del agua

El agua normalmente se encuentra presente en los yacimientos de hidrocarburos, por
lo tanto es importante el conocimiento de ciertas propiedades fisicas de esta agua de
formacién. Estas propiedades al igual que para los crudos pero en menor grado

temperatura, cantidad de gas en solucién y sélidos disueltos.

En esta seccidn se presenta una revision de las propiedades fisicas del agua y las

correlaciones que se han desarrollado para su determinacion.

Propiedades fisicas:

Tabla I:Propiedades fisicas

Propiedades Valores
Estado fisico sélida, liquida y gaseosa
Color Incolora

Temperatura critica| 374 °C

Peso molecular 18
Densidad a 4*C 1g/mL
Punto de congelacign0*C
Punto de ebullicion | 100*C

Las propiedades quimicas son:
Reacciona con los 6xidos acidos
Reacciona con los 6xidos basicos
Reacciona con los metales
Reacciona con los no metales

Se une en las sales formando hidratos
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3.2.2 Componentes Primarios y Propiedades
En operaciones que requieren el manejo de agua producida, la principal preocupacion

son los iones y propiedades fisicas; los cuales son importantes desde el punto de vista

del taponamiento o corrosién. En la tabla, se presenta la lista de los mas importantes.

TABLA II: Propiedades de los aniones y cationes generadores de corrosion

Cationes Aniones Otras propiedade:

Sodio (Na+ Cloro (C-) pH

Calcio (Ca++) Sulfato (=50, ) Poblacion bacterial

Magnesio (Mg) + + Bicarbonato (3 HCO) - Sélidos suspendidos: cantidad,
Hierro (Fe+++ ,Fe++) Carbonato (€03 ) tamafio, forma y composicion
Bario (Ba++) Turbidez

Estroncio (Sr ++) Calidad del agua

Oxigeno disuelto Q,)
Diéxido de carbono disueltp
(COy)

Sulfuro total (H,S )
Contenido de aceite en agua
Temperatura

Presion

Solidos totales disueltos
Gravedad especifica o densidad
Resistividad (Conductividad)

Silice

Fuente: Patton C. “Applied Water Technology”. Second Edition. Septiembre 1995.
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También puede ser deseable medir la cantidad de cloro o la concentracion para tratar
los quimicos presente y supervisar su efectividad.

En los funcionamientos de vapor y el sistema de agua dulce la cantidad de silice en el

agua es también importante, como en los depdsitos.

3.2.2.1 CATIONES

a) Sodio.-es el mayor constituyente en las aguas de formacion, pero usualmente no
causan problemas. Solo existe un problema cuando esta se precipitla®hpara

el caso de salmueras extremas.

b) Calcio.- el ion calcio es el mayor constituyente en las salmueras y puede aparecer

en grandes cantidades como de 30000 mg/L aunque estas concentraciones se las
consideran bajas. El ion calcio es de gran importancia porque se encuentra combinado
con bicarbonatos, carbonatos o iones de sulfuro y al precipitarse generan escalas o

sélidos en suspension.

c) Magnesio- el ion magnesio se encuentra en bajas concentraciones en comparacion
con el ion calcio, este tiende a unirse al carbonato de €24€i6; los cuales generan
problemas de escala por la co-precipitacion del ion calcio. Por lo cual es muy comun
encontrar iones magnesio y calcio en escalas carbonatadas. El ion magnesio
disminuye la cantidad d&€aSO,. Ellos hacen pares con el ion del sulfato.
Esencialmente, el ion magnesio tiene la habilidad para formar un compuesto con lo
gue queda de la solucion.

d) El hierro natural.- el contenido de hierro en las formaciones de agua es realmente

bajo, pero esta presencia es usualmente indicativa de la corrosion. Estos se presentan
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en soluciones como el ion férrico (Fe+++) o el ion ferroso (Fe++), o pueden ser en
suspension o precipitacion de componentes de hierro. Los contenidos de hierro son
monitoreados y detectados para la corrosion en sistemas de aguas. La presencia y la

precipitacion de hierro es una de las mayores causas de taponar las formaciones.

e) Bario- es de primordial importancia porque esta tiene la habilidad de combinarse
con iones de sulfato para formar sulfatos de bario, el cual es extremadamente

insoluble. Incluso cantidades pequefias pueden presentar problemas.

f) Estroncio.- como el bario y el calcio, pueden juntarse con los iones sulfato para
formar sulfatos de estroncio insolubles. Aunque es mas soluble que el sulfato de
bario, esta forma escalas y se mezcla con el sulfato de bario.

3.2.2.2. ANIONES

a) Sulfato.- este es un ion problematico, debido a que este tiene la habilidad de

reaccionar con el calcio, bario o estroncio para la formacion de escalas insolubles.

b) Cloruro.- es un ion que casi siempre forma la salmuera y se encuentra presente en
agua fresca. La mayor fuente de iones de cloruro es el NaCl, asi la concentracion del
ion cloruro es usado como medida de la salinidad del agua. Aunque los depdsitos de
sal son un gran problema, este genera pequefias consecuencias. El problema principal
asociado con el ion cloruro es que incrementa la corrosion en el agua, poniéndola mas
salada. Por consiguiente, altas concentraciones de ion cloruro generara mas
problemas de corrosion. Asi, el ion cloruro es un componente estable y esta

concentracion es una de las maneras mas faciles de identificar el agua.

c) Bicarbonatos: estos iones pueden reaccionar con el calcio, estroncio, bario,

magnesio y hierro, para formar escalas insolubles. Todas estas se encuentran
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presentes virtualmente en el agua. Las concentraciones del ion carbonato es muchas

veces llamado alcalino Metil naranja.

d) Carbonato- como el ion bicarbonato, estos pueden reaccionar con el calcio,
magnesio, hierro, bario y estroncio para formar escalas insolubles. Los iones
carbonatos se presentan raramente en la produccion de aguas porque el pH es
usualmente bajo (<8.3). los iones carbonatos son usualmente llamados

phenophthaleina alcalina.

3.2.2.3 OTRAS PROPIEDADES

- El pH es extremadamente importante por muchas razones. La solubilidad del
CaCO05 y los componentes del hierro depende altamente del contenido del pH. Si
el pH es alto, tiene una alta tendencia a precipitarse. Si el pH disminuye, la
tendencia de la escala es de reducirse, pero la corrosion incrementa. Para aguas
de formacion la escala esta en el orden de 4 a 8. Aoy el C0O, son gases
acidos ya que ellos tienden a disminuir el pH del agua cuando estos se disuelven.
Esto es importante en la prediccion de sus efectos en la corrosion y en la
suspension de soélidos. Desde que cambian rapidamente los valores del pH
después de una prueba, retirdndose para un sistema presurizado, los valores del

pH suelen ser medidos inmediatamente después de tomar las muestras.

- La cantidad desdlidos en suspensiogue pueden ser filtrados para tomar un
volumen de agua usando una membrana filtradora, la cual es una base para
estimar la tendencia del agua a taponarse. El diametro de la membrana filtradora
es aproximadamente Opd.

- Existen técnicas de prueba pardiktribucién de tamafos de particulagle los
sélidos ensuspension. Un conocimiento de la distribuct® tamafio de las

particulas puede ayudar determinar qué tipos de filtros son necesarios.
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- La presencia deacteriaspuede resultar en corrosion o en taponamiento.

- La determinacion d&a forma de las particulaspara visualizar o explorar los
electronegmicroscoépicos, lo cual es de mucha ayuda patarminar el tipo de

filtro. Este es usadoonjuntamente con la distribucion de tamafio de particulas.

- Dioxido de carbono disueltcel cual influye en el pH, corrosividad y tendencias

de escala pataCOs.

- LasTurbidez, son las medidas simples en las que el agua no esté limpia y que
contiene materiales sin disolver como soélidos suspendidos, burbujas de aceite o
gas dispersas esta es una medida del grado de nubosidad del agua. La posibilidad
de indicar Turbidez en formaciones tapadas en operaciones de inyeccién depende

del rendimiento de las mediciones.

- Calidad del aguaes una medida del grado relativo de taponamiento que ocurre
cuando se toma volumen de agua y este pasa por una membrana o filtro que dan
el tamafio del poro. Un tamafio de Qudbes el mas comun. La utilidad de las
pruebas de calidad de agua puede equivocarse, este se usa para comparacion de

medidas.

- El Oxigeno disuelto contribuye significativamente a la corrosion debida al

agua.
Asi, si disolvemos el hierro presente en el agua, la entrada de oxigeno al interior

del sistema puede resultar en la precipitacion del 6xido de hierro insoluble, generando

un taponamiento. Asi el oxigeno facilita el crecimiento de bacterias aerébicas.
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El total de sdlidos disueltoses simplemente el total de la cantidad de materia
disuelta en un volumen tomado de agua. Este puede ser tomado la suma de la
concentracion de todos los cationes y aniones que se muestra en el informe de
analisis de agua, o puede ser medido por evaporacién en una prueba de agua para

residuos secos y pesados.

La presencia desulfuros en agua incrementa la corrosividad. Los sulfuros
existentes disueltos en agua como una mezcla de iones de HS- y gases disueltos
de H2S para unos valores de pH normales encontrados en aguas de formacion, y
el total de concentracidon de ambas especies es usualmente medida y referida
como el “sulfuro total’. Estos pueden presentarse normalmente en el agua o
pueden ser generadas por bacterias sulfato reductor (SRB). Si un agua dulce (sin
H2S) empieza a mostrar huellas de H2S, esto indica que probablemente estan
trabajando afanosamente en alguna parte del sistema las bacterias sulfato

reductoras, colisionando las tuberias.

La determinacion de ldistribucion de los sélidos en suspensiorios cuales
hacen posibleomprobar sus origenes (productos corrosipasticulas de las
escalas, formaciones de areei&,), asi se proponen acciones para ser tomadas en

la remediacion.

La presencia dalispertantes o emulsiones de aceiten agua, presentan
problemas cuandimyectamos aguas productoras. El aceitagima puede causar
disminucion de la inyectividade varias formas. Estas pueden caegaulsiones

en la formacion. Estos sirven coragcelentes pegamentos para ciertos soélidos,
como es el sulfuro de hierro, de este moaleamenta su eficiencia de
taponamientoCuando el agua empieza a ser inyectadatafior del acuifero
con un valor no inicial dsaturacion de aceite, el aceite en el gouede ser
atrapado en los poros de la rocafalenacion alrededor del pozo. Esto provoca

gue la saturacion del aceite se reduzca debido iayeccion. Un andlisis de
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contenido de aceite puede ser conducido sobre el agua, sin tecigernea el
origen. Asi hay muchas maneras en gleagua puede ser contaminada con
aceite.Cuando se produce el agua se eliminan todaslasentraciones de aceite
en las aguasuperficiales, las cuales suelen estar limitadodgsoregulaciones

gubernamentales.

- La temperatura del agua afecta la tendencia de la escala, el pH y la solubilidad
de los gases en el agua. La gravedad especifica del agua es también una funcién
de la temperatura.

- La presencia dsiliceocurre mayormente en pozos de agua y pueden ser fuentes
de serios problemas de escala depositados en aguas frias y en calderas de vapor.

Estos por lo general no presentan problemas en operacion de inyeccion de agua.

- Laresistenciadel flujo de la corriente eléctrica es una funcion del numero de
iones disueltos en el agua. A menor resistencia, mayor concentracion de iones
disueltos en agua. Este es un método que estima el valor total de soélidos disueltos
gue es principalmente en agua fresca, bajos TDS. Las medidas de resistividad son
mucho mas sensibles para pequefios cambios de TDS en agua fresca que en la
gravedad especifica.

- Conductividad son valores medidos en laboratorio, en lugar de la resistividad.
La conductividad es el reciproco de la resistividad y puede ser derivado de los

valores de la resistividad usando la siguiente formula:

.. mho 10000
conductividad (” ) =—
cm resistividad (umho—m)
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3.2.3 Analisis Quimico

Los andlisis quimicos se hacen con la finalidad de determinar la cantidad de iones,
bacterias y gases disueltos en cada una de las muestras.
Existen diferentes métodos para realizar un analisis quimico del agua de formacién,

tales como: espectrofotométrico, gravimétrico, fisico-quimico y el volumétrico.

- El método espectrofotométrico para sus analisis se fundamenta en la longitud

de onda que posee cada elemento.

- El método gravimétrico toma en cuenta para sus calculos la diferencia de peso

y el volumen utilizado.
- El método volumétrico toma en cuenta volimenes.

- Y el método fisico-quimico determina algunas propiedades como: pH,
temperatura, turbidez, etc. y la cantidad de algunos elementos como Cl-, Fe,

etc. ,respectivamente.

En las tablas siguientes se muestran los métodos antes citados con sus

procedimientos, materiales, reactivos y fundamentos.

DUREZA TOTAL
TABLAIII:
*METODO HACH
FUNDAMENTO MATERIALES REACTIVOS PROCEDIMIENTOS
Se fundamenta en la - Titulador digital - Solucién tampén - Tomar 1 ml de muestra de
capacidad del agua para Hardness-1 agua en ensayo, y aforar corj
consumir jabén. Contienen | - Probeta de 100 ml agua destilada hasta la lineal
especialmente sales de - Manver-2 de aforo de 100 ml.
calcio, magnesio y en menof - Pipeta de 1 ml
cantidad de estroncio y barig. - Agua destilada - Vierta en el vaso de
Estan disueltas generalmente - Vaso de precipitacion precipitacion.
en de 250 ml - Solucién de EDTA ( Acido
forma de carbonatos que po| etilen diamino teracetico) - Afadir 1 ml de Hardness -1
calentamiento se transforman- Agitador magnético y un sobrecito de Manver-2.
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en bhicarbonatos, que es la
causa de las incrustaciones

en los sistemas petroleros.

- Magneto

- Titulare con el cartucho de
EDTA, hasta el cambio de
color de rojo a azul purpura.

- Anota el volumen
consumido

*HACH DIGITAL TIRADOR

ALCALINIDAD TOTAL

TABLA IV: ALCANILIDAD TOTAL
*METODO HACH

FUNDAMENTO MATERIALES REACTIVOS PROCEDIMIENTOS
Es la capacidad de una agua - Titulador digital - Bromocresol — - Tomar 1 ml de muestra de
para neutralizar los acidos Green agua en ensayo, y aforar corj

solubles y constituye la sum
de todas las bases titulables|
Depende del contenido de
carbonatos, bicarbonatos e
hidréxidos, por lo que se
puede tomar como una
medida directa de la
concentracion de estos

A - Probeta de 100 ml

- Pipeta de 1 ml

- Vaso de precipitacién de
250 ml

- Agitador magnético

- Acido Sulfirico 1.6
N

- Agua destilada

agua destilada hasta la lineal
de aforo de 100 ml.

- Vierta en el vaso de

precipitacion.

- Afiadir el indicador

Bromocresol-Green vy titular

h

componentes. con el &cido sulfarico 1.6 N
- Magneto hasta el cambio de coloracid

- Anota el volumen
consumido

CLORUROS

TABLA V: CLORUROS
*METODO HACH
FUNDAMENTO MATERIALES REACTIVOS PROCEDIMIENTOS

Se fundamenta en la

salinidad de las aguas en

- Titulador digital

, - Probeta de 100 mi

forma de iones cloruros (CI-

- Dicromato de
potasio ( Cloride-2)

- Tomar 1 ml de muestra de

agua en ensayo, y aforar cor

agua destilada hasta la lineal
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ya que es uno los principale:
aniones

presentes en el agua de
formacion. Pudiendo variar

b

- Pipeta de 1 ml

- Vaso de precipitacion de

en sus valores dependiendo| 250 ml

del campo.

- Agitador magnético

- Magneto

- Piseta

- Nitrato de plata
1,128 N

- Agua destilada

de aforo de 100 ml.

- Vierta en el vaso de

precipitacion.

- Afadir el indicador Cloride-
2, titule con Nitrato de plata
1.128 N hasta obtener el
punto de viraje cuando la
solucién cambie de color a
ladrillo.

- Anote el volumen utilizado.
Lectura del titulador * 0.5 *
factor de dilucién = Cantidad
en mg/L Cl-

DUREZA CALCICA

TABLA VI: DUREZA CALCICA
*METODO HACH

FUNDAMENTO

MATERIALES

REACTIVOS

PROCEDIMIENTOS

Determina la cantidad de

sales de calcio, expresadas

- Titulador digital

como equivalentes de CaCQ3- Probeta de 100 ml

- Pipeta de 1 ml

- Vaso de precipitacién de
250 ml

- Agitador magnético

- Magneto

- Solucién de
Hidréxido de potasio
8N

- Indicador Calver-2

- Agua destilada

- Solucién de EDTA (

Acido etilen diamino

teracetico)

- Tomar 1 ml de muestra de
agua en ensayo, y aforar cor
agua destilada hasta la lineal
de aforo de 100 ml.

- Vierta en el vaso de

precipitacion.

- Afadir 1 ml de Hidroxido
de potasio 8N y un sobre de
Calver-2.

- Titulare con el cartucho de
EDTA, hasta el cambio de
color de rosa a lila.

- Anotar el volumen
consumido.
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DUREZA MAGNETICA

TABLA VII:DUREZA MAGNETICA

Determinacion de la Dureza magnésica, Caicigg:+y CO2-

DUREZA MAGNETICA
(BM)

CALCIO (Ca++) MAGNESIO (Mg++)

CARBONATOS (CO32-)

DT = DCa + DMg

DMg = DT - Dca

DT = Dureza Total

DCa = Dureza Calcica

DMg = Dureza Magnésica

Cat++ =DCa* PMCa Mg++ = DMg * PMMg

DCa = Dureza Célcica DMg = Dureza Magnésica

PMCa = Peso Molecular PMMg = Peso Molecular
del Magnesio (0.24)
Del Calcio (0.4)

C0O32-=AT *1.22

AT = Alcalinidad Total

ANALISIS DE GASES

DETERMINACION DE CO2
TABLA VIII: DETERMINACION DE CO2

FUNDAMENTO

MATERIALES REACTIVOS

PROCEDIMIENTOS

La cantidad de CO2 que se
halla disuelto en el agua
influye en el pH, y por ende
en la corrosividad del agua
de produccion.

- Kit de medicién - Fenolftaleina
CHEMETRICS

- Hidréxido de sodio

- Colocar la muestra de agud
en el recipiente del kit.

- Poner una pastilla
(fenolftaleina), se titula con
hidréxido de sodio y
esperamos que se consuma
totalmente.

- Se compara el color en la
tabla del kit para determinar
el resultado.
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TABLA IX: DETERMINACION DE O2

FUNDAMENTO

MATERIALES

REACTIVOS

PROCEDIMIENTOS

El oxigeno es uno de los
gases

que contribuyen a la
corrosividad del agua.

Se determina en cantidades
muy pequefias (ppb), ya que
no debe haber grandes
cantidades de oxigeno en el
agua de produccion

- Kit de medicién
CHEMETRICS

- Colector de agua

- Ampolla de prueba

- Colocar el colector de agua
de aproximadamente 10 ml,
en el punto de muestreo,
dejando que

circule libremente.

- Introducir la ampolla
completamente sellada dentro
del colector y mantener
sumergida.

- Se rompe el extremo de la
ampolla que esta sumergido
para que entre una minima

cantidad de agua en ensayo fa
la ampolla.

- Luego hacemos la
comparacion de la ampolla
con los colores estandar y
determinamos la cantidad de

oxigeno en ppb.

TABLA X: Determinacién de H2S

FUNDAMENTO

MATERIALES

REACTIVOS

PROCEDIMIENTOS

Al igual gque la mayoria de
los gases estos son

perjudiciales para un procesp

hidrocarburifero, ya que
incrementa la corrosividad.
Este gas esta presente en

-kit de medicion
CHEMETRICS

-Pastilla de ALKASERZER

- Colocar la muestra de agug
en el recipiente del kit.

D

- Poner una o dos pastillas de
Alkaseltzer y se espera a que
se derrita totalmente.
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agua de formacion sea por

productos de metabolismo de

las BSR. El sulfuro de hierro
seria generado como un
producto de corrosion.

- Comparar los colores con €
estandar en la tabla del kit, y|
determinar en ppm.

TABLA XI: TEMPERATURA
METODO ASTM 2550 B

FUNDAMENTO

MATERIALES

REACTIVOS

PROCEDIMIENTOS

La temperatura es la medidg

de la intensidad del calor, ngs

indica cuanta energia
calorifica

pose un cuerpo; los aparato$
para medir la temperatura s¢
denominan termémetros.

- Termémetro de 0 a 100 °C|

- Vaso de precipitacién de
250 ml

- No se utiliza

reactivo alguno.

- En el vaso de precipitacion
colocar la muestra en ensayg.

- Leer el valor directo.

DETERMINACION DE HIERRO

TABLA XII: DETERMINACION DE HIERRO
METODO DE HASH

FUNDAMENTO

MATERIALES

REACTIVOS

PROCEDIMIENTOS

El hierro es el elemento
inorganico que se encuentrg
en agua de formacién y en
aguas naturales. Este
elemento puede aumentar I3
concentracion de material
disuelto.

- Espectrofotometro HACH
DR 2010

- Pipeta 10 ml.

- Pizeta

- Ferrover

- Agua destilada

- Tomar 1 ml de muestra de
agua en ensayo, y aforar con
agua destilada hasta la linea|
de aforo de 25 ml. de la celda

- En el espectrofotémetro
seleccionar el programa
(265).

- Seleccionar la longitud de
onda especifica para hierro
(510 nm)

- Encerar el
espectrofotdbmetro
con la misma muestra diluidg
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- Agregar el sobre de
Ferrover y esperar el tiempo

se reaccion.

- Anotar el valor del

espectrofotdbmetro

SULFATOS
TABLA XIIIl: SULFATOS
*METODO HASJ
FUNDAMENTO MATERIALES REACTIVOS PROCEDIMIENTOS
Estos se encuentran - Espectrofotometro HACH | - Sulfa Ver-4 - Tomar 25 ml de muestra dg

ampliamente distribuidos en
la naturaleza y son
abundantes en las aguas
duras.

DR 2010

- Pipeta 10 ml.

- Pizeta

- Agua destilada

agua en ensayo Yy colocarlo g
la celda.

- En el espectrofotémetro
seleccionar el programa
(680).

- Seleccionar la longitud de
onda especifica para hierro
(450 nm)

- Encerar el
espectrofotdbmetro
con la misma muestra diluidg

- Agregar el sobre de
Sulfaver-4 .

- Colocar la celda en el
espectrofotdmetro
- Anotar el valor del

espectrofotdmetro
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POTENCIAL HIDROGENO (pH)
TABLA XIV: POTENCIAL HIDROGENO (pH)

METODO ASTM
FUNDAMENTO MATERIALES REACTIVOS PROCEDIMIENTOS
Esta medida nos indica que | - pH metro digital. - Soluciones Buffer - Verificar que el ph-metro
tan acida o que tan basica ep de pH 4, pH 7y Ph 10 estese calibrado con las
una muestra de agua. - Vaso de precipitacion de soluciones bulffer.

250 ml
Esta enmarcada dentro de un
rango de 0 a 14. Siendo los
valores de 1 a 6 acido, 7

neutro y mayor a este valor la
muestra de agua

- Colocar el electrodo dentro
del vaso.

- Leer directamente el valor

en el pH-metro.

serd basica.
TURBIDEZ
TABLA XV: TURBIDEZ
*METODO HACH
FUNDAMENTO MATERIALES REACTIVOS PROCEDIMIENTOS
El agua de inyeccion por su -AGUA DE ENSAYO - En el tubo de ensayo colocar

naturaleza contiene sélidos
suspendidos y disueltos ; y
que de acuerdo a su cantidad
nos determina que tan turbig

esta una muestra de agua.

la muestra de agua en ensayo.

- Colocar la muestra de agug
en la celda del turbidimetro.

- El aparato tiene diferentes
escalas (0-1, 0-10 y 0-100),
donde tiene que regularse cg

=}

la escala que permita la
lectura.
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SOLIDOS TOTALES
TABLA XVI: SOLIDOS TOTALES
METODO ASTM
FUNDAMENTO MATERIALES REACTIVOS PROCEDIMIENTOS

El total de sélidos es la
cantidad de materia disuelta
en un volumen dado de agu
Se puede calcular tomando
suma de todos los cationes
aniones indicado en la parte
del

andlisis del agua, o mediant
evaporacién de una muestrg
de agua, para después ser
secada la muestra y por
ultimo pasar sus residuos

- Filtro de membrana

a.- Bomba de vacio
a
- Membrana de 0,45 pm

- Balanza analitica

- Vaso de precipitacién de
250 ml

- Estufa

- Desecador

- Agua destilada

- Pesar la membrana

- Colocamos 250 ml de
muestra de agua en ensayo
en un vaso de precipitacion.

- Colocar la membrana ya
pesada (P1) en el filtro;
cerramos y con ayuda del aire
a presion de 20 psi hacemos|
pasar el volumen de agua pgr
la
membrana.

- Lavamos la membrana con

agua destilada.

- La membrana la sacamos |
la ponemos a secar en

al estufa por 30 min. a una
temperatura de 35 a 40

°C.

- Una vez seca la membrana,
se colocaen el

desecador hasta que se hayz
enfriado y lo

pesamos (P2). Los célculos Ip
realizamos por
gravimetria.
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3.23.1 Reporte de Analisis

Existen dos tipos de reportes para presentar los andlisis de aguas, el primero como
una modificacién del API, el segundo presenta la misma informacion en un formato

parecido conocido como analisis de aguas en laboratorio.

Ambos reportes contienen lo siguiente:

- Pruebe la informacioén de identificacion
- Pruebas cuantitativas de agua.

- Representacion grafica del analisis “modelo”

El reporte APl es el mas recomendado, porque puede modificarse ingresar
informacién adicional pertinente a su propio funcionamiento.
Una descripcion de una prueba de agua, y un ejemplo de un reporte de andlisis de

aguas es la siguiente:

Descripcion de una prueba de agua

Campo: Arriendo:
Pais: Pozo:
Estado:

Datos de la muestra tomada:
Persona que tomo la muestra:
Localizacion del punto de prueba:
Descripcion de la muestra
Fuente:

Color:

Olor:

Solidos en suspension:
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Espuma deaceite:

Sistema Operacional al Tiempo de Prueba (primer chequeo)
Normal:

Anormal:

Cierre:

Analisis Representado en el Sitio

REPORTE DE ANALISIS DE AGUA |
PRODUCCION, GANANCIAS, INC.
Servicios de Laboratorio de petroleos
Estado, Pais
Cliente:
Pais Estado:
Campo: Arriendo: No. Pozo:
Formacién: Profundidad: Perforaciones:
Fuente de Prueba:
Descarga de bomba de
inyeccion. realizado por:
Fecha de la prueba: AS. Xburg
30/08/88
Reporte de analisis de agua
Numero de laboratorio: Gravedad Especifica: pH de Laboratorio:
AB 1234 1.063 6.6
Total de solido disuelto: Resistividad: Sulfuro de
Hidrogeno:
84156 0.099
Ausente

Andlisis de minerales disueltos
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Analisis de minerales disueltos

[T

& Gy
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\

ey’ AR m o

ANALISIS DE SOLIDOS DISUELTOS:

mg/L

mg/L
Total de sélidos 84156
Sodio 26400
Hierro 16 0.6
Bario 60.1
Calcio 4350
Magnesio 1250
Cloro 51700
Bicarbonato 1151.9
Carbonatos 00
Sulfatos 318 6.6
TOTAL de hierro 25

CALCULOS DE SOLUBILIDAD

Estabilidad del Carbonato de Calcio a 77°F -0.68

meg/L

1145.8

217.1
102.8
1457.9

! - =
1

[ap - N Tt [ B |

ANALISIS DE SOLIDOS
SUSPENDIDOS Y PRECIPITADOS:

Total de sélidos no disueltos
Aceite
Acidos Solubles
Hierro
Calcio
Magnesio
Sulfato

Organicos

Acidos insolubles

arenas y lutitas

Sulfato de Bario

tendencia a escalamiento:
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Estabilidad del Sulfato de Calcio

Concentracion: 6.6 megiL Calc. de Selubilidad: 40.1  megiL Porcentaje de Saturacion: _16.45
Estabilidad del Sulfato de Bario a 95°F
Concentracion: 0.1 _meqgfiL Calc. de Solubilidad: 0.01 _ _megiL Porcentaje de Saturacion: 100
Requerido por: Prueba Mo. Dato de la Prueba
Campo: Descripcidn Provincia:
po: legal: ’
Arriend P Profundidad f i6 tasa
rriendo OZ0 rofundida ormacion bblpd
1000
- Punto de
Tipo de Agua prueba Prueba por
Produccion Descarga de la Bomba de Inyeccion PP
) . limpia _x presencia de petroleo
Apariencia de la - -
Prueba solidos suspendidos nublada
coloreada olor
Observaciones:
SOLIDOS DISUELTOS OTRAS PROPIEDADES
Cationes mag/L meg/L pH 6.5
Sodio, Na 26437 11455 Gravedad especifica 1.0633
Calcio, Ca 4350 2171 Resistividad 0.099
Magnesio, Mg 1250 1028 Sulfitos H25 mg/L ausente
Bario, Ba B 0.1
Hiemro, Fe {total) 25 (18]
Aniones Observaciones y recomendaciones
Cloro, Cl 51700 14579
Sulfato, S04 318 6.6
Carbonato, CO3 i} 0
Bicarbonato, HZO3 115 1.9
Total de Salidos Andiisis Por-
disueltos 84155 EASEEENARC A
MODELC DE AGUA megiL
Ha cl
ca \ / HCo,
Mg \\ - 80,
Fa Ll B0
100000 10000 000 100 1 ] 10 1 1000 10000 100000
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3.2.4. Diagramas Stiff

Es uno de los mas utilizados en la industria petrolera para representar la composicion
guimica de las aguas de formacion puras; ha sido adoptado por la API (American
Petroleum Institute) para tal fin. Stiff diseid6 un método gréafico basado en las
relaciones de concentracion propuesta por Sulin. Esta basado en la relacion que existe
entre la composicién quimica de las aguas de formacion y una figura caracteristica en
forma de poligono que permite visualmente identificar cada tipo de agua de
formacidn, su comportamiento y tendencia para varios niveles estratigraficos. En los
mapas pueden establecerse diferencias en la composicion del agua, dibujando sobre

estos el gréafico de Stiff.

Su representacion es sencilla y consiste en graficar en forma cartesiana (Fig. 3.1) o
logaritmica (Fig. 3.2 ) las concentraciones en meg/L de los cationes (Na+, Ca++,
Mg++, Fe++) y los aniones (Cl-, HCO3-, SO4=y CO3=) en lineas horizontales. En
ambas escalas el area a los lados de la linea cero debe ser equivalente. En casos
cuando las concentraciones son bajas, se utiliza una escala lineal, siendo necesario el
uso de multiplicadores de los numeros debajo de cada ion de los extremos. Se
establece una linea central vertical la cual representa la escala de concentracion
fijandose el cero; a la derecha del mismo se representan los aniones (Cl-, HCO3-
,S04, CO3=) y a la izquierda los cationes (Na+, Ca++, Mg++, Fe++). Esta escala
debe ser cuidadosamente escogida dependiendo de las concentraciones que quieran
ser representadas .Para completar el diagrama de Stiff , los valores de concentracion
de cada especie se unen con lineas rectas para conformar una huella caracteristica,

observada en los graficos que se muestran a continuacién: (Patton, Ch;1995)
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Fig. 3.1 . Grafico de Stiff. Escala lineal
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Fig. 3.2 .Grafico de Stiff. Escala logaritmica

En el diagrama de Stiff, la representacion de aguas de tipo metedrico produce un pico

prominente en la parte media de los aniones, que representa elevadas concentraciones
de bicarbonato, mientras que en la representacion de aguas de tipo connata se
observan dos picos pronunciados en la linea superior que corresponden a los iones

sodio y cloruro.
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PARA CONSTRUIR EL GRAFICO PUEDE PROCEDERSE DE LA MANERA
SIGUIENTE:

Se colocan cuatro lineas horizontales, equidistantes y paralelas.
Seguidamente, de la misma manera se trazan diez lineas verticales, hasta
conseguir diez divisiones en las primeras. La linea vertical central se usa

como cero, en la escala lineal y uno en la escala logaritmica.

Se colocan en el lado izquierdo los positivos, de arriba hacia abajo en el
siguiente ordenNa*, Ca*t, Mg** |, Fe** y los iones negativos en el lado
derecho como se indicél~, HCO3, SO, , CO5 .

Las concentraciones de los iones se representan del centro hacia fuera sobre
las lineas trazadas anteriormente. La escala utilizada para cada i6n debe ser
cuidadosamente seleccionada.

A continuacion los puntos se unen con lineas rectas y continuas. El poligono
formado es la huella caracteristica para la muestra de agua analizada. Si se
emplea la escala logaritmica, las concentraciones que estén por debajo de uno,
deben ser representadas en la linea con valor igual a 1.Con la escala lineal
pueden emplearse multiplicadores distintos para cada ién a objeto de facilitar
la ubicacion de bajas concentraciones. La desventaja de usar esta escala es que
se pueden producir evaluaciones erréneas por confusiones en la interpretacion

de la escala.

Por lo tanto, los datos son mejor vistos en alguna forma de patrén representativo. Las
diferentes aguas son muy faciles de visualizar comparando estos patrones. En la Fig.
3.3 muestra diferentes ejemplos de tipos de aguas mediante diagramas Stiff.
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Fig. 3.3- Patrones comunes en la identificacion de Aguas.

3.3  Sdlidos Suspendidos

Los soélidos suspendidos son un gran problema ya que estos se suelen concentran en
los intercambiadores de calor, calderos y lineas de agua, generando problemas.

Para determinar la cantidad de sélidos suspendidos usamos el método de mili-poros el
cual consta de un filtro de 45 micras de malla (peso constante), al cual se lo hace
pasar por una corriente de agua de inyeccién hasta que se llene una probeta de 1000

ml entonces la relacién masa/ volumen nos da la concentracion de solidos en PPM.
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Procedimiento:

- Método directo:

Se determina de forma directa por evaporacion del agua y pesada del residuo

salino. En capsula de porcelana a peso constante evapore los 1000ml de la

muestra. La diferencia de pesos son los mg/L de sdlidos disueltos.

-  Método matematico:

Otra forma de determinar es mediante calculos de conductividad eléctrica del

agua medida por medio de un puente de conductividad, y siguiendo el proceso

se toma el pH.

SipH<8.5T.S.D.=C x0.67
SipH>85T.S.D.=Cx0.75

Donde:

pH = Es el potencial de Hidrégeno.

T.S.D = Sdlidos Totales Disueltos en el agua muestra, ppm.

C = Conductividad Eléctrica del agua muestra.

Para el célculo de soélidos totales se hace una simple suma:

ST=SS+STD

Donde:

ST = Total de Solidos.

SS = Solidos en Suspension.
T.S.D. = Sdlidos Totales Disueltos.
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- Método indirecto:
Para medir los soélidos totales, se mide 25ml de la muestra en la capsula de
evaporacion previamente tratada. Luego de la evaporacion se pasa la capsula a
una estufa a los 105 °C, aproximadamente 1h y se pasa a desecador hasta peso

constante.

Para los célculos usamos la siguiente ecuacion:

ppmST = DTresiauo X 1000 e, (50)

Mlmuestra

Para medir los sélidos totales disueltos, la muestra se filtra y este filtrado se evapora
en la capsula tratada. El residuo remanente de la evaporacidon se seca en una estufa a

105 °C y se pasa a desecador a peso constante.

Para los célculos usamos la siguiente ecuacion:

ppmSTD = Dresiduo X 1000 e, (51)

Mlmuyestra

Finalmente con estos valores podemos calcular el SS:

ppmSS = ppmST — ppmSTD (52)

- Otro método para la determinacion de sélidos suspendidos
En la balanza electronica se toma el peso de la membrana a utilizarse, que
tiene un diametro de 47mm y un tamafio de 0.45 micrometros, por donde se
filtra la muestra. El equipo utilizado para hacer la filtracion depende de la
turbidez de la muestra del agua, porque si los NTU son altos, no se puede
filtrar debido a que la membrana se tapona, este equipo solo trabaja con
300ml. Luego de que la membrana es colocada en la estufa, que se debe
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encontrar a 30 o 40 °C durante 30 minutos. Finalmente en el desecador se
dejan las membranas por 15 minutos, para proceder a medir el peso de la
membrana.

Para el calculo de los sélidos suspendidos, aplicamos la siguiente formula:

Donde:

ppmSS = @ ............................................................ (53)

SS = Sdlidos Suspendidos en el agua.
PF = Peso final de la membrana, mg.
Pl = Peso inicial de la membrana, mg.

V = Volumen del agua de la muestra filtrada.

3.4  Analisis de Campo

Como previamente dicho, ciertas propiedades de agua cambian muy rapidamente
después de la prueba. Este es un listado de las determinaciones que se deben hacer lo
mas rapido posible en el pozo: pH, iones de carbono, iones de bicarbonato, oxigeno
disuelto, dioxido de carbono disuelto, total de sulfuros, temperatura, concentracion de
soélidos suspendidos, distribucion del tamafio de las particulas, turbidez, calidad del

agua y contenido de bacterias.
El analisis completo de estas propiedades es importante para los andlisis de campo,
ciertas propiedades pueden cambiar en cuestiones de minutos, otras pueden

mantenerse estables por horas y muchas son estables indefinidamente.

Por ejemplo el pH y el gas disuelto del agua producida suelen cambiar

inmediatamente después de tomar la prueba.
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El incremento del pH va con el aumento de la temperatura, dando como resultado la
presencia de escalas carbonatadas, las bacterias se multiplican en pocas horas o estas

empiezan a morir dependiendo de las condiciones a la que estén.

Por lo general, las pruebas realizadas en laboratorios son llevadas a estas en varios

dias, modificando valores que podrian alterar el sistema.

Los equipos para realizar las muestras iniciales de campo son los pH metros, equipos

para analizar el oxigeno, equipo de filtros de membranas.
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Capitulo 4. Efectos de la Salinidad del Agua de Inyeccion en el

Yacimiento.

En todo proceso de inyeccién se deben analizar las propiedades del yacimiento para
Su correcta inyeccion. Sea esta de fluidos o de gases, ya que tienen diferentes formas
de reaccionar con su entorno, por lo cual debe hacerse un analisis previo para ver sus
condiciones para determinar valores y factores con los cuales la inyeccion sera

optima.

Historicamente, se le dio mas atencion a la cantidad de agua en lugar de a la calidad
de agua. Sin embargo, mas tarde se supo que era muy importante controlar tanto la
cantidad como la calidad del agua. El agua de buena calidad debe de estar libre de la
suspension de solidos y materia organica, compatible con el agua de formacion y
guimicamente inactiva con los compuestos y elementos presentes en el sistema de
inyeccion. Es bien sabido que el agua del acuifero y el agua de mar son

principalmente las dos fuentes de agua para la inyeccion del agua.

En la mayoria de los casos la salinidad del agua de inyeccién no ha sido considerada
como una variable clave en la determinacion de la cantidad de aceite recuperado. Las
interacciones quimicas de crudo / agua / roca puede conducir a grandes variaciones
en la eficiencia de desplazamiento por inyeccion de agua. Hay cada vez mas
pruebas, segun la literatura, que la inyeccion de salmueras de baja salinidad tiene un
impacto significativo en la cantidad de aceite desplazado, pero el mecanismo exacto
por el cual esto ocurre es un problema sin resolver. El objetivo principal de este
trabajo es determinar los efectos, ventajas, y los aspectos practicos de la utilizacion
de inyeccidon de agua de baja salinidad para desplazar mas aceite en los carbonatos y

formaciones clasticas.
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Otro objetivo es comprender los mecanismos principales de inyecciéon de agua de
baja salinidad, y para determinar los efectos de la salinidad sobre la recuperacién del

aceite.

Una extensa revision bibliografica se centra sobre las interacciones (fluido/roca),
en alteracion de lamojabilidad hidratacion de arcilla, y en el intercambio idnico
multicomponente (MIE), y los experimentos de inyeccion de agua mediante la
instalacion Coreflood. La inyeccion del agua de mar en formaciones de carbonatos
tienen un efecto importante en la recuperacion de aceite , especialmente en las
fracturas. EI mecanismo de recuperacion es completamente diferente en carbonatos
que en formaciones de areniscas, debido a la diferente mineralogia de la roca, la
concentracion y quimica de la salmuera. El contenido de sal en el agua congénita
también desempefia un papel importante en el aumento de la recuperacion de
aceite, especialmente cuando existe disminucion de la salinidad en la salmuera.
El efecto de la alta, mediay baja salinidad de las salmueras en la reduccion de
la tension interfacial agua-aceite y / o alterar las caracteristicasjdbilidadde
depositacion de la roca. Los efectos de la salinidad de las salmueras de diferentes
rocas del yacimiento durante la inyeccion de agua son necesarios para recuperar mas

aceite y que al final seréa incrementar la recuperacion de aceite.

La salinidad del acuifero varia de agua dulce a agua salada, con mas de 300.000 ppm
de sélidos disueltos totales (TDS). El nivel de concentracion de salinidad utilizado
por el Geoldégico de EE.UU. clasifica el agua salina en tres categorias. Se considera
de baja salinidad agua que contiene alrededor de 1.000 a 3.000 ppm. Agua
moderadamente salina contiene aproximadamente 3.000 a 10.000 ppm. Agua
altamente salina tiene alrededor de 10.000 a 35.000 ppm de sal. Por otra parte, el
agua de mar tiene una salinidad de aproximadamente 35.000 ppm; sin embargo,

varia de una un lugar a otro.
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En este trabajo, se menciona el efecto de la composicion quimica del agua inyectada
en carbonatos y areniscas. Existe un numero limitado de publicaciones que
recomiendan el uso de inyeccion de agua de baja salinidad en yacimientos
carbonatados. Sin embargo, algunos investigadores no recomiendan inyectar
salmuera de baja salinidad en gas, ya que la inyeccion de agua de mar puede
recuperar mas aceite (Webb et al, 2005; Strand, et al. 2008). La alteracion de la
mojabilidad de aceite-agua en yacimientos carbonatados, se creia que era la razén

principal para mejorar la recuperacion de aceite.

El acuifero y el agua de mar, también, habian sido empleados durante afios como
fluidos de inyeccion. Por lo tanto, el mecanismo que mejora la recuperacion de
aceite en carbonatos sera discutido. Las interacciones de fluido /roca, la
hidratacion de arcilla, multi-experimentos de componentes en el intercambio i6nico
y de inyeccion de agua en diferentes condiciones, se examinaran en yacimientos de
areniscas. mezclas de ellos en dos concentraciones diferentes (2 y 5% en peso). La

recuperacion del aceite més alto fue del 35,5% del POES para KCI 2% en peso.

Los autores concluyeron que cualquier ajuste de la composicion de la salmuera
inyectada de agua madura puede ofrecer un posible método econémicamente factible
para aumentar la produccion de aceite. La alteracidén de la mojabilidad se mencion6
como una razoén para la recuperacion de mas aceite, pero sin ninguna otra explicacion.
En este trabajo se mostraron experimentos con muestras largas de aproximadamente
20 pulgadas a una temperatura de depdsito de 122 ° F, estas muestras de baja
salinidad del efluente de salmuera mostré un pH mas alto y que fue causada por iones
de intercambio de reaccion.

Cualquier modificacion de los iones de inyeccion de agua puede afectar la
mojabilidad de laroca y que puede resultar en aceite adicional aeseiperado
(Hggnesen et al., 2005). Se presentd un estudio de inhibicion en condiciones de alta

temperatura en depadsitos de roca caliza y los nucleos de arcilla, con agua de mar y
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agua de formacion. Los resultados mostraron que el aumento de la concentracion de
iones sulfato en alta temperatura puede actuar como un agente, que puede modificar

la mojabilidaden carbonatos, y el aumento de la recuperaciéneaitea

Los problemas de escalamiento y acidificacion se pueden mejorar con el aumento de
la concentracion de sulfato en el agua inyectada. Por otra parte, esta estrategia tiene
limitaciones con respecto a la salinidad y la temperatura inicial de salmuera. En
condiciones de baja temperatura, el tensioactivo catidnico se mezclé con la solucion
acuosa y que el aumento de la imbibicion espontanea a través de los nucleos. Webb et
al. (2005) presentd un estudio que comparo la recuperacion de aceite de algunas
muestras del Mar del Norte con base de carbonato de sulfato salmuera libre de
formacion simulada, con agua de mar, que contiene sulfato. Los experimentos fueron
imbibicion de la presion capilar realizada en condiciones de yacimiento utilizando
aceite crudo vivo y salmuera. Los resultados finales mostraron que el agua de mar
simulada fue capaz para modificamtajabilidaddel sistema de carbonato, el cambio

de lamojabilidadde la roca a una mas mojada con agua del estadoc@clusion

se realizé basandose en el cambio de saturacion; se sefialo en los ensayos de

imbibicion espontaneas entre formacion simulada y agua de mar.

La recuperacion de aceite extra obtenida cuando la inundacién de un yacimiento de
areniscas de baja agua salina se llama efecto de baja salinidad (LowSal). El término
se refiere a la cantidad de salinidad (y tipo) de sal que hace la composicion iénica de
la salmuera. El agua inyectada debe tener una diferente composicién y una salinidad
inferior a la del agua de formacion inicial para promover desorcion significativa de
aceite de la superficie de la roca. Varias hipotesis diferentes se han propuesto como
mecanismos de baja salinidad. La migracién de finos, aumento de pH y intercambio
iGnico multicomponente (MIE) se encuentran entre los mas conocidos. Pero ningun
de estas hipotesis han sido el efecto hasta ahora generalmente aceptada como el
mecanismo principal. Se supone que LowSal se debe a una modificacion de la

mojabilidad y la desorcion de los componentes de aceite en un entorno de baja
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salinidad hace la roca mas mojada con agua. Hay también una cantidad considerable
de datos que muestra que la recuperacion del aceite puede ser dependiente de los
componentes polares en el aceite crudo, los cationes divalentes en la agua de
formacion, como Ca2 + y Mg2 +, y arcillas activas en la roca arenisca. El campo
Varg en el sector noruego del Mar del Norte se encuentra en la produccion de la
vejez, pero baja inyeccion de agua salina puede aumentar la vida util del campo. En
este estudio, dos diferentes nucleos de areniscas del yacimiento de Varg, Varg# 5y #
6 Varg, se inundaron con el agua de mar y con el agua de baja salinidad con el fin de
observar el efecto LowSal. La saturacién de agua inicial de los nucleos se establecio
utilizando un desecador. Los nucleos fueron saturados con aceite crudo, que contiene
CO2, desde el depésito Varg. Los nlcleos se dejaron por un tiempo de 14 dias a

deposito temperatura de 130 ° C.

Durante la prueba principal de las inundaciones, los dos nucleos se inundaron de alta
salinidad a la salmuera de formacion Varg (201 560 ppm) en una segunda etapa, el
agua de mar (33 390 ppm) en una etapa terciaria y finalmente, un ppm de solucién de
NaCl 500 como fluido LowSal. La Temperatura de desplazamiento fue de 130 ° C.
La recuperacion de aceite por desplazamiento secundario con salmuera de formacion
fue del 43% y el 27% delceiteoriginal en sitio (POES) para Varg # 5y Varg # 6
respectivamente. El aceite extra que fue recuperado por el agua de mar fue mayor que
el recuperado por la baja NaCl de solucion salina. La razén principal para las
observaciones del efecto LowSal puede ser la alta temperatura y aumento de la
relacién de adsorcion de la materia organica y los cationes activos sobre la superficie
de la arcilla.

Mediante la revision de los experimentos descritos en este capitulo se obtuvieron 9
puntos que describen diferentes escenarios del yacimiento a partir de la inyecciéon de

agua a diferentes salinidades:
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1. No toda el agua de baja salinidad puede incrementar la recuperacion de aceite en
yacimientos de areniscas. Hay un nivel de salinidad 6ptimo que no debe superarse
para recuperar mas aceite.

2. La inyeccion de salmuera de baja salinidad puede incrementar la recuperacion de
aceite tanto en modo secundario y terciario.

3. La magnitud del aumento en la recuperacién de aceite por inyeccion de agua de
baja salinidad es altamente especifico para la interaccion aceite/salmuera/roca y no se
puede predecir.

4. El intercambio idnico desempefia un papel importante en la recuperaciéon de aceite
creciente durante inyeccion de agua en carbonatos y yacimientos clasticos.

5. La caida en la saturacion de aceite residual puede variar como una funcion de la
fraccion de arcilla después de la inyeccion de salmuera.

6. Cristales de dolomita en nucleos de arenisca tienen un efecto significativo en el
aumento de la recuperacion de aceite después de la inyeccion de salmuera de baja
salinidad..

7. El intercambio de iones de carbonato no requiere agua de baja salinidad para
disminuir la saturacion de aceite residual, porque no hay doble capa expandible
electronica. Se necesita mas investigacion.

8. En los yacimientos carbonatados, el agua de mar puede mejorar la recuperacion de
aceite, ya que puede cambiarniajabilidadde la roca y mejorarla.

9. La quimica de la inyeccion de agua es muy importante y muestra un impacto
significativo en la recuperacion de aceite tanto de areniscas y yacimientos

carbonatados.

4.1 Recuperacion secundaria y mejorada

La recuperacion secundariaes el proceso en el cual se agrega energia a la que

naturalmente contiene el yacimiento con el fin de proveer un empuje adicional al

yacimiento mediante la inyeccion de fluidos en forma inmiscible (gas, agua y
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combinacién agua-gas).La recuperacion secundaria del aceite consiste en inyectar
dentro del yacimiento un fluido menos costoso que el petréleo para mantener un
gradiente de presion. Estos fluidos se inyectan por ciertos pozos (inyectores), y

desplazan o arrastran una parte del petréleo hacia los otros pozos (productores).

Al implementar un proceso de recuperacion secundaria se busca reemplazar, total o
parcialmente, un mecanismo primario por uno secundario, basado en un

desplazamiento inmiscible..

En cambida recuperacion mejoradase refiere a la recuperacion de aceite obtenida

al inyectar materiales que normalmente no estan presentes en el yacimiento, o
materiales que comunmente estan en el yacimiento pero que son inyectados a
condiciones especificas con el fin de alterar considerablemente el comportamiento
fisico-quimico de los fluidos del yacimiento. Esta definicion abarca todos los modos

de procesos de recuperacion (desplazamientos, remojo e intervenciones a pozo), y
considera muchas sustancias para la recuperacion de aceite. Es importante sefialar que
los métodos de EOR no se restringen a métodos de una etapa de produccion dada

(primaria, secundaria o terciaria).

Los métodos de recuperacion mejorada se pueden clasificar en dos grandes grupos
principales: térmicos (inyeccion de vapor, agua caliente y combustién) y no-térmicos
(inyeccién de quimicos como surfactantes, polimeros y alcalis e inyeccién de gas es

miscibles).

411 Mezcla de Aguas — Compatibilidad

Una de las principales causas de la formacion de escalas en los sistemas de inyeccion

es el taponamiento del pozo por mezcla de dos 0 mas aguas que sean incompatibles.

Si se mantiene una misma agua, el sistema puede ser estable y no presentar posibles
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escalas, sin embargo, desde que estos sean mezclados, las reacciones de los iones
disueltos en cada agua pueden producir insolubilidad, hinchamiento de las arcillas y

aumentos de presion. Cuando esto ocurre, se dice que el agua es incompatible.

Por ejemplo nosotros podemos mezclar un agua que contenga gran cantidad de bario
Ba++ con un agua que contenga gran cantidad de sulfato SO4 = y su mezcla dara un
BaS0O4.

TABLA XVII: Mezclas de aguas, compuestos presentes y ausentes

Compuesto Agua “A” Agua "B”
Car+ Presente Ausente
Ba++ Presente Ausente

Fer+0 Fe++ Ausente Presente
H2S Presente Ausente

HCQOs- Ausente Presente
SOs= Ausente Presente

Dependiendo de la cantidad que constituya cada presente, el pH, la temperatura y el
radio en que las dos aguas son mezcladas, se podra esperar muy poca 0 una alta
precipitacion como en el caso del carbonato de calcio, sulfato de calcio, sulfato de
bario y el ion sulfuro.

La situacion es mucho mas complicada a partir que las dos aguas se mezclan.

Mezclar dos 0 mas aguas que sean incompatibles en superficie para ser inyectadas en

subsuelo no es lo mas recomendado

4.1.1 Incompatibilidad entre el Agua de Inyeccion y el Agua de Formacion.

Nuestro segundo problema de incompatibilidad empieza cuando el agua de inyeccion
no es compatible con el agua de formacion o el agua connata, sorprendentemente
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algunos taponamientos son problemas debido a la incompatibilidad del agua en la

inyeccion en pozos.

Cuando el agua se inyecta al pozo, el agua de inyeccién miscible desplaza el agua
connata, ocurre una mezcla mecanica en la frontera de las dos aguas. Este fenbmeno
se llamadispersionhidrodinamica la primera causa de dispersién es la supuesta
distribucion de permeabilidades a difusion no homogéneas. Otra cosa que cabe
recalcar, es que los iones disueltos migran a través de la frontera entre las dos aguas,
esto se conoce condifusion.

La contribucion relativa de la dispersion hidrodinamica y la difusién ionica para el
total de las mezclas de aguas es la velocidad con las que estas se mueven a traves de

la frontera hacia la roca yacimiento.

4.1.2 Evaluacion de la Incompatibilidad.

En muchas operaciones de inyeccién, las tasas de inyeccion y la dispersion son las
principales causas de la mezcla. En los casos realizados en laboratorios, la cantidad
de mezcla descrita es dada por un aparente coeficiente de dispersion, que incluye
ambos efectos.

Warner desarrollé ecuaciones para el calculo de la anchura y volumen de mezclado:

W =4.610VD'T (54)
Donde:

w = anchura de la zona de mezclado. pie

D’ = D/v = coeficiente de dispersion, pie
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D = coeficiente de dispersiopie?/s

v = frente de avance del fluido, pie/s

Vo =517 ROVDT3 (55)

Vm = volumen de la zona de mezcla, bbl

R = distancia radial de la boca del pozo hasta el centro de la zona de mezcla, pie
H = espesor de la zona de inyeccion, pie

¢ = porosidad de la roca del yacimiento

30

dsumiendc gue 0" = fcm
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20

Anche de la Zona
de mezclade 45

Ft

10
5
20 ) 60 300 1000

Distancia de avance desde el radio del pozo, Ft

Fig.4.1 llustracion del crecimiento de la zona de mezcla frente al avance radial

*Sacado del labor: “Applied Water Technology” poor Patton

Para calcular la distancia radial de la zona de inyeccién en el pozo hasta la zona de
mezcla es:

r= /1.79 :—Q) ........................................................... (56)
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Dondev; es el volumen de agua inyectada, bbl.

El volumen poroso acumulado que esta en contacto con la zona de mezcla para

cualquier tiempo y bajo la condicion del radio es:
V2056 A @ (74 0.5W)% (57)

Donde V. es el espacio del volumen poroso que va hasta el borde de la zona de

mezcla.

Si uno asume el peor de los casos, en el cual las dos aguas son mezcladas
completamente dentro de la zona de mezclado, es posible calcular el maximo

volumen de escala que se puede precipitar bajo estas condiciones:

—_¢ VmPPT
Vp=29 x 10 6 T ................................................ (58)

Donde:
V, = volumen de la escala precipitada, bbl
PPT = peso de la escala precipitada, Ib/1000 bbl

SG = gravedad especifica de la escala

A continuacion se muestra un ejemplo de una supuesta prueba de compatibilidad

tomada deCapitulo 3 del libro: Applied WatéFechnology de Patton™:
Ejemplo:

Asumiendo lo siguiente:

- Dos aguas son mezcladas en la zona de mezclado.
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- Se empieza a formar sulfato de bario en la zona de mezcla. La 8GSdg|
es4.2.

- La maxima cantidad de escala que puede precipitarse es 35Ib/1000 bbl (100
mg/L).

- El espesor de la zona de inyeccion es de 10 pies.

- La porosidad es del 20 %.

- D’=0.033 pies.
Con esto datos nosotros podemos calcular el supuesto volumen de la zona de mezcla
(2), volumen del espacio poroso (4) y el volumen de la precipitacion (5), tomo en

funcion del agua inyectada (1). Los resultados se muestran en la siguiente tabla:

Foérmulas usadas por Warner para su supuesto:

w = 4.619VDr ... (59) V,, = 5.17 h 8VD'r3....(60)
r= /1.79 :—w ....(61) V,.0.56 h @ (r + 0.5w)2...(62)
Tabla XVIIL:
Célculos de la mezcla

V; (bbl) r (ft) W (ft) V,, (bbl) V. (bbl) v, (bbl)
1 1 0.8 2 2 4.1x1075
10 3 1.5 10 15 2.3x107*
102 9 2.6 54 126 1.3x 1073
103 30 4.6 306 1151 | 7.3x1073
10* 95 8.1 1733 10833 | 4.1x 1072
10° 299 14.5 9675 104736 | 2.3x 107!
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10 945 25.7 54364 1027617 1.29

Los precipitados asi formados son distribuidos a lo largo del valor total del volumen
poroso conectado por la zona de meitlay ocupa un fragmento despreciable de

este espacio. Ademas, una vez que la zona de mezclado haya pasado un punto dado
del yacimiento, cualquier precipitado es solamente expuesto al agua de inyeccion, y
vuelve a disolverse parcialmente. Por consiguiente, uno no puede anticipar ninguna

reduccion significante en la inyectividad debido a la incompatibilidad.

Varios investigadores han reportado experimentos en laboratorio que confirma esta
conclusion, ambos en rocas que contienen 100% agua y donde una saturacion de

aceite esta presente. Se considera muy improbable que el pozo inyector se tapone.

Si se desea evitar cualquier posible reduccion de permeabilidad, es posible inyectar
en la zona limpia, una tercer agua que sea mutuamente compatible con el agua

inyeccion y el agua connata.

El volumen total requerido para eliminar la mezcla a cualquier radio dado, debe ser

igual al volumen de la zona de mezcldfjo

También es posible tratar el agua inyeccion con un quimico preventorio de escala

para evitar asi la precipitacion en el area inmediata de la boca del pozo de inyeccion.

Sin embargo, esta aproximacion es improbable para zonas que estan fuera o mas lejos
del yacimiento, ya que los inhibidores de escala tienen una fuerte tendencia en ser
absorbidas en las superficies solidas mas cercanas, debido a la gran superficie
presentada por la roca del yacimiento se hace muy probable que todo el inhibidor sea

absorbido por la roca dentro de una distancia muy corta de la boca del pozo.
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Lo bueno es que es muy improbable que exista incompatibilidad entre el agua
inyectada y el agua de formacion. Sin embargo, también hay problemas serios de
escala que pueden ocurrir en los pozos productores despuésigishientodel agua

inyectada.

Si la zona productiva consta de varias capas de diferentes permeabilidades, el agua

inyectada rompera en algunas de manera mas temprana que en otras.

Otra forma de incompatibilidad se da por la sensibilidad de las formaciones, en el

caso de las arcillas que existen en las formaciones de areniscas estan en equilibrio con
las formaciones de agua. Cuando estas arcillas entran en contacto con el agua
inyectada o fluidos tratados, la reaccion que puede ocasionar como resultado de este

contacto es el del aumento del tamano de las arcillas.

Las formaciones de carbonato tienen un comportamiento raro en conjunto con las

arcillas.

Una combinacion de hinchazén y dispersion comunmente son referidas a las arcillas
con el blogueamiento, el cual es considerado un mecanismo predominante de

reduccién de permeabilidad de aguas con bajas salinidades.

4.2 Formacion de Incrustaciones

La mayor parte de las incrustaciones que se encuentran en los campos petroleros se
forman por precipitacion de minerales presentes en el agua de formacién, o bien

como resultado de que el agua producida sobresaturada de componentes minerales
cuando dos aguas incompatibles se encuentran en el fondo del pozo. Cada vez que un
pozo de gas o de aceite produce agua, o que se utiliza inyeccion de agua como

método para mejorar la recuperacion surge la posibilidad de que se formen
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incrustaciones. Las incrustaciones pueden desarrollarse en los polos de la formacion
en las cercanias del pozo, con lo cual la porosidad y la permeabilidad de la formacion

se ven reducidas.

Ademas pueden cubrir y deteriorar valvulas de seguridad, mandriles, sistemas del
levantamiento artificial, por ello los resultados de las incrustaciones pueden ser
draméticos e inmediatos y verse reflejados en cientos de millones de dolares por afio

en términos de pérdidas de produccion.

Los sistemas de remocién comprenden métodos quimicos y mecanicos, cuya eleccién

depende de la ubicacion de los sedimentos y de sus propiedades fisicas.

Algunas incrustaciones minerales, como el carbonato de calcio, se pueden disolver
con acidos mientras que en otros casos este sistema no funciona, en muchas ocasiones
se forma una pelicula de hidrocarburos que protege las incrustaciones de la accion de
los disolventes quimicos, o también puede formarse sedimento de incrustacion
impermeables en este caso por lo general se utilizan técnicas mecanicas y

tratamientos quimicos para penetrar la capa incrustada.

4.2.1. Origen de las incrustaciones

En las incrustaciones minerales que se producen en los campos petroleros, el agua
juega un papel fundamental, dado que el problema se presenta solo cuando existe
produccién de agua. El agua es un buen solvente para muchos materiales, puede
transportar grandes cantidades de minerales; todas las aguas naturales disuelven los
componentes cuando contactan fases minerales o estado natural. Esto da lugar a
fluidos complejos, ricos en iones, algunos de los cuales se encuentran en su limite de
saturacion para ciertas fases minerales el agua de mar tiende a ser rica en iones , que
son un subproducto de la vida marina y la evaporacion del agua del suelo y el agua

del ambiente cercano a la superficie, por lo general, es la mas diluida y su
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composicion quimica es diferente con respecto al agua de zonas profundas del

subsuelo asociada con acumulaciones de gas y aceite.

El agua subterranea de ambientes profundos se enriquece con iones mediante la
alteracion de los minerales sedimentarios. El agua que se encuentra en los
yacimientos de carbonatos y arenisca cementados con calcita por lo general contiene
una gran cantidad de cationes bivalentes de calcio y magnesio. Con frecuencia, los
fluidos que se encuentran en una formacién de areniscas contienen cationes de bario y
estroncio. En los fluidos de yacimiento el total de sélidos disueltos puede llegar a
400,000 mg/l . La composicion exacta tiene una compleja dependencia de la
diagénesis de los materiales y de otros tipos de alteraciones que se producen a medida
gue los fluidos de la formacion fluyen y se mezclan en el transcurso del tiempo

geoldgico.

La formacion de las incrustaciones comienza cuando se perturba el listado de
cualquier fluido natural de forma tal que excede el limite de solubilidad de uno o mas
de sus componentes. La solubilidad de los minerales en si misma tienen una
complicada dependencia respecto a la temperatura y la presion. Por lo general un
incremento de la temperatura provoca el aumento de la solubilidad de un mineral en
el agua: mas iones se disuelven a temperaturas mas elevadas. En forma similar, al
descender la presion, la solubilidad tiende a disminuir y como regla general, la
solubilidad de la mayoria de los minerales disminuye por un factor de dos por cada

7000 psi de disminucion de la presion.

No todos los minerales se ajustan a la tendencia tipica de la temperatura, por ejemplo
el carbonato de calcio presenta la tendencia inversa, es decir que la solubilidad en
agua aumenta cuando las temperaturas disminuyen. La solubilidad del sulfato de
barrio se duplica cuando la temperatura oscila entre 25 y 100°C, pero luego

disminuyen la misma proporcién a medida que la temperatura se acerca a los 200°C.

Esta tendencia su vez, se ve influenciada por la salinidad de la salmuera del medio.
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Una complicidad adicional de la solubilidad de los minerales de carbohidratos en
presencia de gases acidos, como el diéxido de carbono y el acido sulfhidrico. La
solubilidad de los carbonato se aumenta a medida que disminuye la acidez del fluido,
y tanto el didxido de carbono como el &cido sulfhidrico a altos niveles de presién
proporciona suficiente acidez. Por lo tanto el agua de formacion, al estar en contacto
con la roca carbonica y los gases acidos puede ser rica en carbonato disuelto. Esta
tendencia presenta una dependencia compleja y no lineal con respecto a la
composicion de la salmuera, la temperatura y la presion del gas por encima de la fase
liquida, este efecto de la presion del gas es varios érdenes de magnitud mayor que el
efecto normal de la presion sobre la solubilidad de un mineral. En general, a medida
gue disminuye la presién, el dioxido de carbono deja la fase acuosa provocando el
aumento del PH , que conduce a la formacién e incrustaciones calcareas.

422 Escenarios mas comunes

Mezclas incompatiblesla mezcla de aguas incompatibles provenientes de la
inyeccion y la formacion puede provocar el desarrollo de incrustaciones. Con
frecuencia se inyecta agua de mar en los yacimientos durante las operaciones de
recuperacion secundaria y mejorada por inundacién de agua. El agua de mar y rica en
iones negativos dg0, 2 con concentraciones que en muchos casos superan los 2000
mg/L, mientras que el agua de formacion contiene cationes bivalentestéey

BA*%, La mezcla de Estados Unidos en la matriz cercana al pozo generalmente
produce nuevos fluidos con concentraciones combinadas de millones que superan los
limites de solubilidad de los sulfatos. El sulfato de calcio se desarrolla en formaciones
de calcareos, mientras que el sulfato de barrio y el sulfato de estroncio se encuentra
en formaciones de areniscas. Si estas incrustaciones aparecen en la formacion, resulta
dificil eliminarlas con métodos quimicos e imposible en forma mecéanica, la mezcla

de aguas incompatibles también puede tener lugar en las tuberias de produccion, lo
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cual produce incrustaciones que se pueden eliminar tanto quimica como

mecanicamente.

Auto sedimentacion—El ruido de un yacimiento experimenta cambios de temperatura
y presion durante la produccién. Si estos cambios medican la composicion del ruido
de modo tal que se supere el limite de solubilidad de un mineral este precipita en
forma de incrustaciones minerales; este fenbmeno se le conoce como auto
sedimentacion.

Incrustaciones inducidas por la evaporacion—La formacion de residuos minerales
también esta relacionada con la produccion simultdnea de gas de hidrocarburo y
salmuera de la formacion (gas humedo). A medida que disminuye la presion
hidrostatica en las tuberias de produccion, el volumen de gas de hidrocarburo se
expande y la fase de salmuera que todavia se encuentra caliente se evapora. Como
resultado, se produce una concentracién de iones disueltos, que supera la solubilidad

del mineral en el agua remanente.

Inundacién con gas-- Cuando se inunda una formacion con didxido de carbono (CO2)
para recuperacion secundaria, se puede provocar la formacion de residuos minerales

423 Identificacion de las Incrustaciones

Las técnicas que discuten la tendencia a precipitar de varios tipos de depdsitos son
Utiles para realizar predicciones de varios tipos de incrustaciones. El método de Stiff
y Davis (APl RP45, Andlisis de Aguas de Campos Petroliferos) ha sido utilizado para
mostrar durante muchos afios las tendencias incrustantes. Sin embargo, el método
para reunir las muestras puede generar diferencias en los valores que se obtuvo del
analisis de agua. Por ejemplo, una muestra vieja de agua puede mostrar valores

diferentes de pH, el contenido de bicarbonaf@y que una muestra nueva.
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El mejor procedimiento debera medir las propiedades de las aguas inmediatamente
después de tomar la muestra. El analisis de agua para la recuperacion secundaria
proporcionara una base segura para estimar tendencias en las lineas de inyeccion y
fondo del pozo inyector. El analisis de salmueras producidas ayuda a predecir
tendencias en superficie, pero no puede proporcionar datos seguros para estimar
tendencias de fondo de pozo, a causa de la depositacion previa de la escala en el
fondo. Con frecuencia, esto es causado por la liberacié®Ogede los iones del
bicarbonato en el agua cuando la presion disminuye. Si la presion en el fondo del
pozo es cercana a su valor inicial, las muestras tomadas en el pozo y mantenidas en
condiciones de fondo durante el transporte al laboratorio pueden proporcionar
informacion segura de las tendencias incrustantes tanto en el fondo como en la

superficie, en condiciones originales del yacimiento.

Para determinar la sobresaturacion del carbonato de calcio, debe tomarse una muestra
de boca de pozo y correr una prueba en el agua al momento del muestreo. Si la
sobresaturacion del carbonato de calcio es superior al 10% del contenido de

alcalinidad al bicarbonato, entonces generalmente el agua tendra una tendencia a

incrustar.

4.2.4 Identificacion de los depdsitos

El método mas rapido de identificacion es la difraccion por rayos X, donde el rayo se
dirige a una muestra en polvo de la incrustacion. Cada compuesto quimico en la

muestra difracta rayos en una manera tipica que permite su identificacion.

El andlisis quimico se puede utilizar para identificar las incrustaciones, donde ésta se
descompone y es disuelta en soluciones quimicas especiales, y se analizan por
métodos uniformes de titulacidn o precipitacion. Sin embargo, el analisis tiene que

ser realizado sobre cada compuesto quimico presumido especifico, en el orden

necesario para identificar completamente la incrustacion.
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El HCI que se agrega a una muestra de la incrustacion puede causar la efervescencia,
gue indica generalmente la presencia(d&€ 05, cuando la muestra no contiene

sulfuro de hierro ni carbonato de hierro.

4.2 Inyeccion de Agua Trazada

Petréleos Mexicanos (PEMEX-PEP) requiere investigar acerca del flujo de los
fluidos inyectados y su efecto sobre el desplazamiento de aceite y gas, porque tiene
varios proyectos de recuperacion secundaria y mejorada, por lo tanto, necesita
identificar y entender las anomalias, heterogeneidades e interconectividades del
yacimiento, para determinar las caracteristicas del flujo de los fluidos de inyeccion en
estos complejos sistemas. Las pruebas de trazadores son una herramienta adecuada
para resolver el problema anterior; sin embargo se requiere mas investigacion sobre el
flujo de trazadores en Yacimientos Naturalmente Fracturados (YNF). La revolucidon
tecnologica en los afos recientes ha sugerido una nueva dimensién a la tecnologia de
trazadores, ha puesto un nuevo énfasis a los modelos mateméticos y a la simulacion

numeérica de las pruebas de trazadores.

En términos generales, se puede decir que una prueba de trazadores entre pozos en un
yacimiento, consiste en la inyeccion de una sustancia (radioactiva o quimica) disuelta
en el fluido de inyeccion y el monitoreo de su arribo en los pozos productores
vecinos. En la Fig.4.2 se presenta esquematicamente una prueba de inyeccion de
trazadores; se inyectan los trazadores A y B, y se monitorea en los pozos productores
ly?2.
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Fig.4.2 Esquema de una prueba de inyeccion de trazadores.

A partir de la respuesta del trazador (resultados del monitoreo) se construye una

curva de surgencia de trazador en cada pozo productor, como se observa en la Fig.4.3

Concentracion

J

-—___
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arribo de transito duracién de
la prueba

Fig.4.3 Curva hipotética de respuesta de trazador

en un pozo monitoreado.
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El disefio de la prueba debe determinar con la mayor precision posible el tiempo de
arribo del trazador y obtener con un minimo de muestras una tendencia definida de la
curva de respuesta.

Si el monitoreo no es adecuado y/o la cantidad de trazadores es insuficiente tan solo
se logran captar unos pocos puntos de la curva de surgencia, existe entonces gran
incertidumbre en las partes mas descriptivas de la curva, es decir: el tiempo de arribo,
el tiempo al cual se alcanza el maximo valor de la concentracién. Asi por ejemplo, en
la Figura 4.3 se presentan datos ilustrativos de un muestreo relativamente pobre. Los
valores de tiempo de arribo y del punto maximo tienen incertidumbre grande, debido
a que existe mucho tiempo entre el segundo, el tercero y el cuarto punto. Ademas solo

tienen dos valores donde la concentracion de trazador fue superior al nivel de fondo.

En forma general, aunque dependiendo de los objetivos que se tengan, el disefio de
una prueba de trazadores consiste primordialmente en determinar: los pozos
inyectores y los pozos de produccion que seran monitoreados, el tipo de trazador o

trazadores a emplear, la cantidad de trazador a inyectar y el cronograma de muestreo.

Las pruebas de trazadores proporcionan informacién inestimable del valor sobre el
comportamiento dinamico del fluido de inyeccion en el yacimiento, que opera bajo un

proceso de recuperacion secundaria y/o mejorada. La informacion que surge de su
aplicacion no puede obtenerse por medio de otras técnicas, por lo que constituye la
mejor opcidn cuando se trata de valorar fendmenos tales como la influencia ejercida
sobre la recuperaciéon de hidrocarburos por la habilitacion o cierre de pozos

inyectores, existencia de heterogeneidades en el yacimiento, tales como

canalizaciones o fallas, o la comunicacion vertical entre estratos.
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4.2.1 Uso de las pruebas de trazadores

Inicialmente, el propdsito del empleo de los trazadores, era identificar el movimiento
de los fluidos inyectados en la vecindad del pozo, como en el caso de su aplicacién en
la terminacion de pozos, o bien, para determinar la conexion o comunicacion entre
pozos, tal es el caso de su aplicacion en los procesos de recuperacién secundaria y

mejorada.

Ahora, en la recuperacion secundaria y mejorada el uso de trazadores
guimicos/radioactivos ha permitido, no solamente prever la canalizacion del fluido si
no también la determinacion de las heterogeneidades del yacimiento, tales como
tendencias direccionales y barreras de flujo. Las pruebas de trazadores entre pozos,
también se han empleado en la evaluacion de la eficiencia volumétrica de barrido y
en el calculo de la saturacion residual de aceite en un area patron individual. Los
resultados obtenidos de este tipo de estudios son criticos en la optimizacién en todas
las operaciones de inyeccion de fluidos en un campo petrolero.

En resumen, las pruebas de trazadores entre pozos son los Unicos medios directos de
seguir el movimiento de los fluidos inyectados. El conocimiento del movimiento de
dichos fluidos es un elemento crucial en la optimizacion de ambos procesos, el de la
terminacion de pozos y el de recuperacién de hidrocarburos en un campo. Sin el
conocimiento de la informacion anterior, seria extremadamente dificil, si no es que
imposible, el desarrollar un método para desplazar aceite en un yacimiento mas

eficiente, efectivo y bajo en costos.

4.2.2 Trazadores radioactivos

Se puede definir un trazador como cualquier sustancia o elemento, si utilizado en

pequefas cantidades e incorporado a un proceso fisico, quimico y hasta biolégico,

permite estudiar su comportamiento y evolucion.
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Dentro del grupo de trazadores encontramos los sélidos en suspension, los quimicos
solubles en el medio bajo estudio, los colorantes y los elementos radioactivos.

Los trazadores radiactivos pueden clasificarse en cuatro principales grupos:

A. Trazadores radiactivos artificiales.

B. Trazadores activables.

C. Trazadores radiactivos naturales.

D. Isotopos estables.

4.2.3 Trazadores quimicos

Los trazadores quimicos utilizados pueden clasificarse como: tintas, idnicos y
orgénicos. Las tintas como trazadores quimicos han sido utilizados desde hace mucho
tiempo y en una gran variedad de aplicaciones, tal es el caso de las tintas
fluorescentes también llamada rodamina, las cuales pueden ser detectadas en el rango
de partes por billon; son muy susceptibles a la absorcidén en la roca del yacimiento.

a. Los trazadores ionicos son los aniones de sales de sodio y amonio solubles en agua,
tales como yoduro de potasio, nitrato de sodio, algunos tipos de cloruros, entre otros
reportados en la literatura; su rango de deteccidén se encuentra en el de partes por
millén, dependiendo de la salinidad del agua y sobre todo de la composicién de la
salmuera.

b. Los trazadores organicos se tienen los alcoholes como el etanol (EtOH), metanol
(MeOH), iso-propanol (IPA), butanol terciario (TBA), o solventes como el
metilcetona (MEK).

4.2.4 Trazadores en la inyeccion de agua

El uso de los trazadores en la inyeccion de agua esta basado en la suposicién de que

el movimiento del trazador refleja el movimiento del agua inyectada. Conforme lo
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anterior, la premisa es que el trazador estara adherido al agua inyectada a través de su
viaje por la formacion, sin perdidas o retraso significativo. Esto depende de las
reacciones quimicas que se den en el yacimiento de acuerdo con la composicion
guimica del trazador y con las propiedades de la formacion. Los isotopos radioactivos
son usados para marcar los trazadores quimicos para proveer una herramienta
analitica de alta selectividad y sensibilidad. Las propiedades de los trazadores, sin

embargo son definidas en los reportes solo por su composicion quimica.

La inyeccién de agua es usada mayoritariamente como proceso de recuperacion
secundaria para la recuperacion de aceite. En casos donde el agua ingresa al campo de
muchas fuentes diferentes manejando la operacion de la inyeccion pueden venir
dificultades. El afadir un trazador al agua inyectada es solo un medio para distinguir
entre el agua inyectada y el agua de la formacion o entre las diferentes aguas de los

diferentes pozos de inyeccidon en el mismo campo.

Los trazadores son agregados a las aguas de inyeccion por muchas razones y en una
variedad de circunstancias. Ellos pueden ser una herramienta muy atil para describir
el yacimiento, investigando anomalias no esperadas en el flujo, o verificando barreras
geoldgicas o canales de flujo. Los trazadores pueden ser usados en una prueba piloto

de campo antes de la expansion de la inyeccion.

El flujo en la mayoria de los yacimientos es anisotropico. Las estructuras del
yacimiento son usualmente estratificadas y frecuentemente contienen
heterogeneidades significativas que conducen a variaciones desproporcionadas de
flujo. Lo anterior es todavia mas relevante cuando se trata de yacimientos

naturalmente fracturados.
De una forma muy sencilla se puede decir que un yacimiento petrolero es un sistema
constituido por dos medios: la roca porosa que almacena y los fluidos contenidos en

ella, sistema roca-fluidos, asi que es igualmente importante conocer las propiedades
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tanto de la roca como la de los fluidos. Con base en los tipos de yacimiento, algunos
pueden considerarse sistemas continuos, es decir sus propiedades petrofisicas tienen
variaciones suaves, sin embargo, existen otros yacimientos donde la roca esta
fracturada, formando sistemas discontinuos, formando bloques distribuidos
aleatoriamente, los cuales son conocidos como yacimientos naturalmente fracturados,
y dado que son altamente heterogéneos son muy dificiles de caracterizar, modelar y

simular.

Cabe mencionar que la mayor parte de la produccién de hidrocarburos es asociada a
este tipo de yacimientos, en el sureste de México, en el &rea de Chiapas-Tabasco y la
Sonda de Campeche, existen yacimientos naturalmente fracturados. Son estos los mas
importantes de México. De ahi proviene la mayor parte de la produccion petrolera del

pais.

Una caracteristica de los yacimientos naturalmente fracturados es que pueden ser
idealizados con el concepto de “doble porosidad”. Por un lado, tienen una porosidad
primaria, que es la asociada a los bloques de la roca y, por el otro lado, tienen una
porosidad secundaria, que es la asociada a las fracturas y/o vugulos. Los estudios que
se han hecho sobre el comportamiento de los yacimientos naturalmente fracturados
indican que el desplazamiento de los fluidos se lleva a cabo esencialmente a través de
las fracturas, en tanto que los bloques de la roca actian como elementos de

almacenamiento.

Como un resultado, de lo anteriormente expuesto, la manera en la cual el agua se
mueve en el yacimiento puede ser dificil de predecir. Las pruebas de trazadores son
usadas en pruebas piloto de procesos de recuperacion mejorada para monitorear el
patron de flujo del agua inyectada durante la prueba.

El uso de trazadores es basico para identificar la fuente de agua, de acuerdo con lo
descrito anteriormente. La respuesta del trazador es una funcion de la posicion y el

tiempo provee una descripcion cualitativa del movimiento del fluido que puede jugar
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un papel muy importante en el manejo del agua; sin embargo es también posible
obtener mediciones cuantitativas del movimiento del agua en el yacimiento desde los
datos de trazadores, siempre y cuando sean datos tales que reflejen el comportamiento

del flujo del trazador a través del yacimiento.

Un trazador ideal debe cumplir con dos requisitos: debe seguir la ruta y la velocidad
del agua en la cual es inyectada y debe ser facil de identificar y medirse
cuantitativamente. Diferencias en la prueba y en las condiciones de operacién pueden
conducir a grandes diferencias en la aparente respuesta del trazador. Estas diferencias

han conducido a conclusiones contradictorias en el uso de este tipo de pruebas.

4.3 Monitoreo y Analisis de la Informacion del Agua Producida de un

Yacimiento.

Para mantener la tasa de reinyeccion de agua en el o los pozos reinyectantes y
garantizar las caracteristicas de las formaciones y la operacién 6ptima de los sistemas
de reinyeccion, es necesario que se realice un seguimiento continuo y programado de

los parametros que se indican a continuacion.

Analisis Fisico - Quimico

Es necesario realizar un analisis fisico — quimico del agua de formacién de los
tanques de lavado, tanque de pulido, a la entrada y salida del filtro, tanque de
almacenamiento, en la succién y descarga de las bombas de alta presién en la cabeza
del pozo a reinyectar. La frecuencia de los analisis debe ser de cada cuatro dias en los
puntos indicados, reportados y computarizados de tal manera que los responsables de
los sistemas de reinyeccion dispongan de la informacion oportuna para establecer los

correctivos necesarios, para mantener y mejorar la calidad del agua que se reinyecta;
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esto nos permitira optimizar el consumo de quimicos de la mejor manera y mantener

bajo control el comportamiento de formaciones, caudales y presiones.

Ademéas estos andlisis nos servirdn para establecer la metalurgia de equipos,

accesorios, tuberias, etc.

- Sélidos en Suspension

El agua de formacion que se produce arrastra solidos suspendidos, solidos disueltos,
sulfuro de hierro, 6xido de hierro, estos sélidos pueden ocasionar desgaste del

material por abrasion, debido a las altas velocidades y presion a las que esta sometido
el sistema, mientras mayor es el contenido de sélidos mayor sera el desgaste del

material en equipos, lineas y accesorios.

Otro de los problema que puede ocasionar los solidos en el agua de formacién es el
posible taponamiento de las formaciones, problema que puede presentarse conforme
los acumulados de agua se incrementen, el depdsito continuo y permanente de sélidos

finalmente terminaran taponando la formacion si no se tiene un riguroso control.

- Contenido de aceite

La presencia de ppm de aceite en el agua que se reinyecta, en especial si los valores
son mayores a 20 ppm y se manejan caudales altos de agua, tendremos como
resultado la acumulacion de aceite en la formacion que puede dar origen al desarrollo
de emulsiones, lo que generaria el taponamiento de la formacién. Los ppm de aceite
deben ser medidos a la descarga del tanque de lavado, esto permitira determinar si el

proceso de separacion agua — aceite es eficiente.

- Inspeccion Visual
Aunqgue no es también cuantitativo este método es bastante confiable, mirar al interior
de tanques, huecos abiertos, valvulas, buscar en sitios en donde tu podrias esperar

escala e inspeccionarlos regularmente.
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- Termografia Infrarroja

Termografia infrarroja ha sido usada para detectar y monitorear acumulaciones
internas de escalas en facilidades de produccién del Mar del Norte. Esta técnica es
usada para medir la temperatura de superficie de conexiones y tuberias que
mantengan fluidos producidos calientes. Acumulaciones internas de escala podrian
causar que la temperatura externa este mas fria que la normal debido al hecho de que

escalas tienen una conductividad térmica mas baja que el acero.

- Incrementos de la Caida de Presiéon

La rata de flujo debe también ser medida.

- Inyectividad Disminuida

La disminucion en la inyectividad es evidenciada por incremento en la presion de
inyeccion para mantener la velocidad de inyeccion. Esto indica que la obstruccidon en
la formacién podria ser debido a particulas de escala. Esto también puede ser debido a

otras causas.

Técnicas de Monitoreo de Corrosion

Cupones de Corrosion

Los cupones de corrosion son piezas sencillas de metal de las mismas que se instalan
dentro del sistema para evaluar el siguiente:

- La corrosividad del sistema

- El tipo de material adecuado

- El inhibidor adecuado

El principio de uso de los cupones es el siguiente: Se les pesa antes de ser introducido
al sistema y luego de ser removidos del mismo, para determinar la cantidad perdida al
tener el area y espesor de los mismos, se puede determinar el indice de corrosion en el

sistema.
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Otros métodos de monitoreo de corrosion.-

Existen gran variedad de otros métodos de monitoreo de corrosion de los cuales
citaremos algunos.

- Inspeccion con herramientas especiales ( caliper)

- Probetas galvanicas

- Probetas de hidrogeno

- Inspeccidn ultrasonica

- Inspeccion por rayos X

- Herramientas electromagnéticas

- Corridas de cerdos de inspeccion.

Mediciones Necesarias

Las mediciones deben reflejar las condiciones del agua de formacion que se reinyecta
en el reporte fisico — quimico que se toman a la succion y descarga de las bombas,
descarga de los tanques, en la cabeza del pozo los parametros de mayor interés a
considerarse son los siguientes:

- Turbidez

- Cloro

- Hierro Total

- Sélidos Totales

- Tendencia del agua

- Aceite en agua

- Bacterias totales

-.pH

- Solidos en Solucion

Los cuales nos permitirdn realizar los correctivos necesarios en el sistema de
tratamiento de agua proporcionandonos un agua de buenas condiciones, evitando

problemas comunes en los sistemas.
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Capitulo 5.

Simulacion de Yacimientos de Inyeccion del Agua.

5.1 Introduccioén.

Todas las aguas de formacion contienen solidos disueltos, principalmente cloruro de
sodio. Estas aguas son llamadas normalmente salmueras o aguas saladas. Estas aguas
de formacion no tienen alguna relacion con el agua de mar, esto debido a la
concentracion de sdlidos o la distribucion de iones presentes. Generalmente las aguas
de formacién contienen unas concentraciones muy altas de solidos, comparada con el
agua de mar. Las aguas de formacion pueden llegar hasta las 300,000 ppm, el agua de

mar en promedio es de 35,000 ppm.

Los cationes disueltos en las aguas de formacion son Na+, Cat+ y Mg++;
ocasionalmente K+, Ba++, Li+, Fe++ y Sr++. Los aniones mas comunes son Cl-,
SO4=y HCO3-. Las técnicas actuales para el andlisis quimico del agua permiten un
analisis cuantitativo de todos los cationes enunciados anteriormente.

En las aguas de formacion, adicionalmente a las sales disueltas, se pueden encontrar
microorganismos de diferentes especies y granos. El origen de estos microorganismos
no se conoce realmente, estos pueden estar presentes en el yacimiento o pudieron
haberse introducido durante la perforacion de pozos. Estos organismos contribuyen a
la corrosion en el fondo del pozo o a taponar o crear barreras en la formacion durante

procesos de inyeccion de agua.

Las variaciones de la concentracion y los iones presentes en las aguas de formacion
pueden ser debidas a varios factores. Algunas de las explicaciones que se les da a

estos rubros es debido al origen marino de los sedimentos, la disolucion por acuiferos
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presentes, la concentracion a través de la evaporizacion por migracion de gas, la
reduccién de sulfatos por procesos anaerdbicos, la adsorcién y el intercambio de base
de cationes con arcillas minerales, disolucion de sales minerales por la migracion de
estas aguas de formacion, el intercambio iones de magnesio y calcio durante la
dolomitizacion, precipitacion del magnesio, los sulfatos de calcio, carbonatos vy la

reaccion quimica con constituyentes de sedimentos confinados.

El punto importante para los estudios de ingenieria de yacimientos, es que el agua que
proviene de la produccion de un yacimiento tiene diferentes composiciones a otras
salmueras, y necesitan ser caracterizada para la compresion de la procedencia y su

movilidad a través del yacimiento.

La concentracion de solidos presentes en las salmueras es reportada por diferentes
pasos, dependiendo del laboratorio que las estudie. Los analisis van desde los 6 a 10 o
mas numeros de iones representativos de la composicion. Por lo tanto, los datos son
mejor vistos en alguna forma de patron representativo. Las diferentes aguas son muy
faciles de visualizar comparando estos patrones. En la Figura 5.1 muestra diferentes

ejemplos de tipos de aguas mediante diagramas Stiff.

FRESH WATER SEA WATER OIL FIELD WATER , (WHITMER)
NEALE FIELD, LOUISIANA

04N NacCl 0.1N Mg Clg QIL FIELD WATER,, (PALUXY )
SULPHUR BLUFF FIELD, TEX.
Na 1
100 {slv]
Ca HCO
o T
M, 0
tog —_— '% 4
Fe —_ . CO3
OIL FIELD WATER 0 0 t[DIL FIELD WATER.
{ARBUCKLE) . LOMA NOVA)
BLOOMER, FIELD SCALE (MEQPERLITER)  SeUp)y SISTERS FIELD,
KANSAS TEXAS

Figura 5.1 — Patrones comunes en la identificacion de Aguas
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5.2 CaracterizacionPVT de las Aguas de Inyeccion y de Formacic¢

Una de las propiedades importantes a caracterizar del agua es su salini
salinidad es el contenido de sales minerales disueltas en el agua, esta propi¢
dada en parte por millébn (ppm). En la Fa 5.2 se muestra un comparativo
diferentes salinidades de agua vs la densidad. Aqui se puede observar que la

es directamente proporcional a la densidad del agua con esta concentracion

Esta gréica se llevo a cabo medianla correlacionMCCAIN, W.D.JF que se
encuentra en el Capitulo 2. Los puntos en azul, son datos de diferentes tipos
de muestras recolectadas en diferentes campos de la Region Norte y de la Re
en México, y se puede observar que la correlacion ajust bien a los datos de |
aguas analizadas de Méxi
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Figura 5.2 —Salinidad vs densidad del agua de diferentes muestras de a
campos en México que pertenecen a la Regior
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En la Figura 5.3 se muestra un comparativo de diferentes salinidadgua vs la
viscosidad. Aqui se puede observar que la salinidad es directamente proporcit
viscosidad del agua con esta concentracion de sales. Esta grafica se llevc
mediante lacorrelacion de MATTHEWS, C.S. y RUSSEL, D que se encuentra en
el Capitulo 2.

2.0

psia y 60°F (cp)

Viscosidad del Agua @ 14.7

0 5 10 15 20 25

Salinidad x 10,000 (ppm)

Figura 5.3— Correlacion de la salinidad vs viscosidad del a

En la Figura 5.4 se muestra un comparativo de diferentes salinidades de ag
compresibilidad. Aqui se puede observar que la salinidad es invers:
proporcional a lacompresibilidad del agua con esconcentracion de sales. E
gréica se llevo a cabo mediante correlacion de DODSON, C.R. y STANDIN!
M.B. que se encuentra en el Ctulo 2.
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Figura 5.4 — Correlacion de la salinidad vs compresibilidad del agua.

En la Figura 5.5 se muestra un comparativo de diferentes salinidades de agua vs el
factor de volumen. Aqui se puede observar que la salinidad es directamente
proporcional al factor de volumen del agua con esta concentracion de sales. Esta
gréfica se llevo a cabo mediante la correlacion de MCCAIN, W.D., JR. que se

encuentra en el Capitulo 2.

Con esta informacion es posible proporcionar la informacion necesaria para el
simulador con las diferentes propiedades PVT del agua, tanto de formacién, asi como

la de inyeccion.
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Figura 5.5 — Correlacion de salinidad vs factor de volumen del agua

5.3 Simulacion Composicional con Componentes de Agua.

En un modelo de simulacion composicional, el agua se puede manejar por
componente; esto quiere decir que se pueden representar las aguas que van a estar

presentes en el comportamiento de yacimiento como un componente cada una.

Cada uno de estos componentes tendra sus propiedades especificas, tales como
densidad, viscosidad, compresibilidad, factor de volumen y peso molecular. Y

adicionalmente el porcentaje inicial que se tiene al inicio de la simulacion.
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A continuaciéon se describe el siguiente ejemplo para ver los resultados de esto. Se
tiene un yacimiento con un agua congénita a 160°F, se va a iniciar una inyeccion de

agua con una viscosidad mayor que la del yacimiento.
Los casos que se van a comparar con el simulador de yacimientos son los siguientes:

A. El yacimiento tiene un agua congénita a 160°F con una viscosidad de 0.3 cp.
Se iniciard la inyeccion de agua a una temperatura a condiciones estandar con
una viscosidad de 2 cp.

B. El yacimiento tiene un agua congénita a 160°F con una viscosidad de 0.3 cp.
Se iniciara la inyeccién de agua con un agua a las mismas condiciones del

yacimiento.

En la Figura 5.6 se muestra que el gasto de inyeccion en ambos casos es el mismo;
pero la presion de fondo fluyendo es diferente, en el CASO A se puede observar que
se tiene una mayor presion que el CASO B y esto solo por el cambio de viscosidad

del agua inyectada.

Gasto de Inyeccion de Agua
—RINDE vs. TIME (CASO )
WNIRINJE vs. TIME (CASO B)
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@

T T T T T T T 1
100 200 300 400 500 500 700 800

Tiempo  DAYS

=

Presion de Fondo Fluyendo del Pozo Inyector
——WBHRINJE v, TIME (CAS0 )

WBHP:INJE ws. TIME (CASQ B)
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Figura 5.6. Gasto de Inyeccion y Presion de Fondo Fluyendo de los Modelos de
Simulacion CASOS Ay B.
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En la Figura 5.7 se muestran las condiciones iniciales de cada modelo, como se
menciond se iniciara una inyeccion de agua con el mismo gasto; y solo cambian las

propiedades PVT del agua inyectada. En la Figura 5.8 se muestran los resultados del
avance del agua del yacimiento. Como se puede observar el comportamiento de
presion es distinto a lo largo del yacimiento y esto debido al cambio de propiedades

en viscosidad y densidad del agua inyectada. Estos resultados en un proyecto de
inyeccion de agua pueden ser vitales, ya que el proceso puede ser positivo o negativo
dependiendo de la magnitud de inyeccién de agua en el campo.

CASOA-Presion del Yacimiento, k= 1,01 Jan 2005 CASOB-Presion del Yacimiento, k=1, 01 Jan 2005
Distrce (¥) FEET Distonce () FEET
I Qo Ew
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[ D ! \ | . _| [
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CASC A- Viscosidad del Aqua, k= 1,01 Jan 2005 CASO B- Viscosidad del Agua, k=1,01 Jan 2005
Digfonce (¥) FEET Distonce (1) FEET
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Figura 5.7. Condiciones Iniciales de Presion del Yacimiento y Viscosidad de Agua de
los Modelos de Simulacion CASOS Ay B.
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Caso A- Prosion del Yacimiento, k= 1,01 Jan 2007
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Figura 5.8. Resultados a los 2 Afios de Presion del Yacimiento y Viscosidad de Agua

de los Modelos de Simulacion CASOS Ay B.

La metodologia para realizar los casos anteriores, es primeramente realizar la
caracterizacion del agua de formacion y el agua inyectada. Se obtienen las

propiedades de acuerdo a las salinidades que se manejan de las diferentes aguas y con
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las gréficas mostradas en las Figuras 5.2 a 5.5 se obtienen esas propiedades. En el
simulador Eclipse Composicional se especifican los keywords CREFW, DREFW y
VREFW dentro de la seccion PROPS. Mediante el keyword RPTRST se especifican
las opciones de PRESSURE y VWAT para obtener la presion y la viscosidad del
agua en el yacimiento con respecto al tiempo, tal como se muestra en la Figura 5.9.
Las graficas que se muestran en la Figura 5.6, 5.7 y 5.8 son obtenidas mediante el uso

de la seccion Results de Eclipse Office.

[Stccién RUNSPEC /DNENS Nimero de celdasen X, Y, Z. 7y
COMPS Nimero de componentes.
»  Especificaciones generales dela COMPW Namero de componentes de la fase agua.
corrida. OIL, WATER, GAS Fases presentes en el modelo.
»  [Establecerfecha de inicio. S | AIM Tipo de solucién del modelo numérico.
\> Tipo de fluidos en el modelo. " e \SI'ARI‘ Fecha de inicio de la simulacién. Y,
A ~ e =
Seccion GRID o
RN DX, DY, DZ, TOPS Dimensiones de la malla cartesiana.
»  Tamafioy geometrfade las celdas. ek TN PORO Porosidad.
»  Propiedadesy transmisibilidades de las T PERMX, PERMY, PERMZ Permeabilidad.
celdas. i
J/ Dl \ J
Seccion PROPS = | EOS§ Ecuacion de estado.
e [T T SWEN, SGFN, SOF3 Permeabilidades relativasy presiones capilares.
#  DatosPVT. ROCK Compresibilidad delaroca.
»  Propiedadesrocafluido. MWW, CREFW, PREFW Propiedades de los componentes de lafase agua.
#  Caracteristicasdelaroca. DREFW, VREFW de lafase agua.
_J/ s s =\ J
s \ N\
Sostidn SULITON EQUIL Datos para la inicializacion por equilibrio.
; s 5 w3 b WMFVD Componentes de aguavs profundidad.
> Definir las caracteristicas iniciales del RPTRST fnfimmcit o ssidde lamallas tertipe:
modelo.
. e y,
/ u N
Seccion SUMMARY FOPR, FOPT Gastoy acumulado de aceite por campo.
WOPR, WWCT Gasto de aceitey corte de agua por pozo.
»  Especifica que informacion serd :F FOE Factor de recuperacion.
generada para graficar los resultados. WBHP Presién de fondo por pozo.
_/ z \ J
™\ m wsm N
Skt SHEOIRE “| WELSPECS, COMPDAT Especificacion y terminaciones delos pozos.
; 5 WCONPROD, WCONINJE Datos de produccion e inyeccion de los pozos.
#  Definirlas caracteristicas de los pozos. . L
s WELLSTRW Definir composicion del agua por componentes.
» Dk e fechas el eporiectla WINIW Especificar el tipo de agua a inyectar por pozo
duracion de la simulacion. P £ # T e
A -k J

Figura 5.9. Keywords fundamentales en el Modelo de Simulacion de Componentes de
Agua.
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Otro ejemplo con diferentes propiedades del agua se pueden observa
Figura 5.10 aqui se inyecta agua al yacimiento bajo diferentes propiedades. |
base acaso muy general de una simulacion de agua de inyeccion se muestra
fiusha, en los otros casos las salinidades son diferentes y por tanto la dt
viscosidad, compresibilidad y el factor de volumen son diferentes. Como se
observar, tantel gasto del agua y el tiempo de irrupcion del agua en el yacin
son diferentes, para cada caso. Lo cual es correcto ya que a partir de las d
propiedades del agua, la razon de movilidades sera diferente en el yacimiento
hace que el eabio de las propiedades PVT tanto del agua de formacion, con

agua de inyeccion sean diferentes, como el caso base que se maneja con

WO empanicniess

.‘|;'":.L'i":!.:"i“'l".I[.:"l.::':l-,.- .'f_LII |I:_|..:‘..|I I.,.III:_._IIEI._].::II,_._I

TAE TEARS TME VEARS

Figura 5.10 Resultados de diversos casos de simulacion, variando las propie
PVT del agua de formaciéi el agua de inyecci6
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5.4 Simulacion con diferentes Salinidades del Agua.

Las propiedades del agua también se pueden expresar mediante la salinidad del agua
en el yacimiento por celda o por un gradiente de salinidad en el yacimiento. Esto
puede ser constante o puede variar con respecto a la profundidad. De igual forma las
propiedades PVT del agua, se tienen que especificar en el simulador desde el rango
menor hasta el rango mayor que se tenga que considerar a lo largo de la vida

productiva del yacimiento.

Aqui se presenta un ejemplo de un campo de carbonatos naturalmente fracturados en
la Regién Sur de México. El modelo de simulacién es de doble porosidad, su inicio
de explotacion fue en 1973 y desde 1978 se implemento la inyeccién de agua y hasta

el dia de hoy sigue en activo.

Las premisas que se tuvieron para la realizacion de esta corrida de simulacion fueron

las siguientes:

El agua de formacién se considerd con una salinidad de 200,000 ppm.
El agua de inyeccion en el periodo de 1977 a 1991 se consider6 de 3,000 ppm.
El agua de inyeccion desde 1992 a 2001 se considerd de 50,000 ppm.

YV V V VY

De 2001 a la fecha se reinyecto el agua producida con salinidades de 40,000

ppm a 80000 ppm.

En la Figura 5.11 se muestran las salinidades del agua de formacion y el agua de
inyeccion en el yacimiento. Se puede notar que al inicio de la explotacion del
yacimiento el agua producida era de una salinidad de 200,000 ppm; a partir de que se
inicia la inyeccion de agua, las agua de inyeccion y de formacion se mezclan, con ello
se altera la salinidad del agua producida y va cambiando a lo largo del tiempo, como

se muestra en la figura.
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Figura 5.11 Salinidades del agua de formacion y el agua de inyeccion del can
estudio.

La informacion de salinidad del agua produ sirve claramente para poder reali
el ajuste historico de los pozos. Este pardmetro ayuda a saber si el agua que
un pozo es agua de formacion o agua de inyeccion. Con esto también se
estimar los tiempo de irrupcion, Ivelocidad con que leagua avanz en el
yacimiento; y en el caso de yacimientos fracturados, como el agua pudo cana
través de las fracturas. Espermitird saber si el agua entatda matriz, permitiend
gue la imbibicién se haya dado en esteio fracturado. En I&igura 5.1: se muestra

el caso de un pozo donde se muestra el ajuste de la salinidad del agua p
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Figura 5.12 Ajuste historico del salinidad del agua producida en un pozo, del c
en estudio.

Una vez ajustada esta salinidad observadacalculada por el simulador numéric
se puede estimar los frentes de inyeccion y con ello optimizar los patrol
inyeccion en el yacimiento, mediante la reubicacion de pozos o los gas

inyeccion de cada uno de ell

En la Figura 5.13se muestre los frentes de inyeccion, mostrados por la distribu
de salinidad del agua inyectada en el yacimi

En este caso, la distribucion de salinidad sirvié exclusivamente para identifica
el agua de inyeccion se distribuyé a lo largo del yacimiy cuales pozos fueron |«
afectados por la canalizacion agua inyectada; lo que ocasi cierres de pozos
productores de aceite por la invasion del agua de inyeccion. El efecto de imk
en la matriz se pudo corroborar que no ha sido efectiva,o0 a que el agua canali
rapidamente a través de las fracturas. El factor de recuperacion atribuible
inyeccion de agua ha sido en este yacimiento cuantificado por la simulacion nt
de un 4%.
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Figura 5.13. Distribucion de la salinidad del agua inyectada en el yacimiento a lo
largo del espacio y el tiempo.
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En la Figura 5.14 se muestran los keywords fundamentales del modelo de simulacién

gue se trabajé en esta seccion.

Figura 5.14. Keywords fundamentales en el Modelo de Simulacién de Salinidad del

(" seccién RUNSPEC Namero de celdasenX, Y, Z. A
Namero de componentes.
»  Especificaciones generalesde la 2 Especificacion de un modelo fracturado.
corrida. o = OIL, WATER, GAS Fases presentes en el modelo.
»  Establecerfecha de inicio. == BRINE Manejo del agua de diferentes salinidades.
\> Tipode fluidos en el modelo. ) Eeies | \SI‘ARI‘ Fecha de inicio de la simulacion. J
N - =
Seccion GRID r COORD, ZCORN Dimensiones de lamalla corner point.
1 PORO Porosidad de matrizy fractura.
»  Tamafioy geometrfa de las celdas. ERRRREE| PERMX, PERMY, PERMZ Permeabilidad de matrizy fractura.
#»  Propiedadesy transmisibilidades de las T SIGMA, DZMATRIX Tamafio de blogue de los bloques de matriz.
celdas. i FAULT, MULTFLT Definiciony transmisibilidad de las fallas.
J/ i J
; Lt 15 N
Seccion PROPS EOS Ecuacién de estado.
5 DatosPVT. SWEN, SGFN, SOF3 Permeab[h‘_d_ades relativas y presiones capilares.
5 Propiedades rocafluido ROCK Compresibilidad delaroca.
piecars ' PVTWSALT Propiedades del agua en funcién de |a salinidad.
#»  Caracteristicasdelaroca.
/e A J/
4 ™
Saeddn SOLUTION EQUIL Datos para la inicializacion por equilibrio.
o 5w s e SALTVD Salinidad des aguavs profundidad.
¥#  Definirlas caracteristicas inicialesdel RPTRST i Sanacitn ds sl e il e
modelo.
\
" )
Seccién SUMMARY FOPR, FOPT Gastoy acumulado de aceite por campo.
WOPR, WWCT Gasto de aceitey corte de agua por pozo.
»  Especifica que informacion sera FOE Factor de recuperacion.
generada para graficar los resultados. WBHP Presion de fondo por pozo.
L & /
Seccion SCHEDULE <
WELSPECS, COMPDAT Especificaciény terminaciones de los pozos.
»  Definir las caracteristicas de los pozos. WCONPROD, WCONINJE Datos de produccion e inyeccidn de los pozos.
»  Definirlas fechas de los reportesy la WSALT Salinidad del agua de inyeccion.
duracién de la simulacién. ‘
g ) S 4

Agua.

5.5 Reduccion de la productividad por la formacion de incrustaciones.

En el modelo de simulacién también es posible cuantificar el dafio que puedo
ocasionar la formaciones de incrustaciones. Como ya se menciond esto se presentara

debido a la incompatibilidad de las agua de formacion con el agua de inyeccion.

La presencia de estos se vera reflejada en la productividad del pozo, acomparfada del

incremento de produccion de agua.
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En la Figura 5.15e muestra la reduccién de produccion, por el incremento de
obviamente por la incompatibilidad que tiene al mezclarse el agua de formaci

el agua de inyeccidi

[Efecto de I formacion de incrustaciones por ta incompatibilidad de las aguas de formacion y la inyectada
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Figura 5.15 Efecto de la formacion de incrustaciones eproductividad de un poz
productor.
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CONCLUSIONES

Una correcta caracterizacion del agua que se inyectara, nos permite realizar
simulaciones en los que podremos observar el avance de agua y determinar si el
proceso es benéfico o infructuoso. Y se observo que de la inyeccion de agua con baja
y alta salinidad esta ultima obtuvo una mayor presion de fondo fluyendo en nuestros
modelos de simulacién, esto debido al cambio de viscosidad y densidad del agua
inyectada, por otra parte el avance de agua para los casos anteriores demostraron que
la inyeccion de agua de baja salinidad tiene un avance mucho mayor al igual que el
aumento de la presién en el yacimiento respecto a la inyeccion de agua de alta

salinidad en un tiempo de 2 afios.

En el campo de la Region Sur se realizo la inyeccion de agua modificando la
salinidad de forma creciente y se observa que a partir de que el agua de formacion y
el agua de inyeccidn se mezclan, con ello se altera la salinidad del agua producida y
va cambiando a lo largo del tiempo. La informacion de salinidad del agua producida
sirve claramente para poder realizar el ajuste histérico de los pozos. Este parametro
ayuda a saber si el agua que produce un pozo es agua de formacién o agua de
inyeccion. Con esto también se pueden estimar los tiempo de irrupcion, la velocidad
con que el agua avanz06 en el yacimiento; y en el caso de yacimientos fracturados,
como el agua pudo canalizarse a través de las fracturas. Esto permitirh saber si el
agua entré a la matriz, permitiendo que la imbibicién se haya dado en este medio

fracturado.

Por medio de las graficas de los frentes de inyeccion observamos la distribucion de
salinidad que sirvié exclusivamente para identificar como el agua de inyeccién se
distribuyé a lo largo del yacimiento y cuales pozos fueron los afectados por la
canalizacion del agua inyectada; lo que ocasiona cierres de pozos productores de
aceite por la invasion del agua de inyeccion. El efecto de imbibicion en la matriz se

pudo corroborar que no ha sido efectiva, debido a que el agua canaliza rapidamente a
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través de las fracturas. El factor de recuperacion atribuible por la inyeccion de agua

ha sido en este yacimiento cuantificado por la simulacion numeérica de un 4%.

. RECOMENDACIONES

Para obtener una simulacién mas representativa del yacimiento y por ende una mejor
proyeccion al futuro se debe dar una mejor y constante provision de informacion al
programa del simulador tanto con datos histéricos como los recién obtenidos en los

ultimos pozos perforados y durante la explotacion.

Dentro de nuestro proyecto de inyeccién uno de los problemas en los que nos
debemos enfocar o concentrar son basicamente los siguientes: escala, corrosion y
taponamiento, los cuales se les debe dar un monitoreo y tratamiento adecuado para
evitar posibles complicaciones tanto en la planta como en el pozo al momento de

inyectar.

Con el transcurrir del tiempo los yacimientos se van depletando y poco a poco se ira
incrementando el costo por barril no se debe desperdiciar los recursos naturales
disponibles como el gas natural que diariamente se quema por esta razén se
recomienda mediante las nuevas tecnologias aprovechar este recurso lo cual ayudara

considerablemente a bajar los costos operativos de produccion.
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APENDICE

A.1 Elementos, Compuestos y Mezclas

ELEMENTOS Y COMPUESTOS
La materia esta compuesta de elementos y compuestos. Los elementos son sustancias que no
pueden ser separadas quimicamente para obtener dos 0 mas sustancias simples. Los nombres
de los elementos son usualmente abreviados para simplificar la notacién quimica. Por
ejemplo:

Tabla XIX:

Elementos y simbolos quimicos

Elemento Simbolo quimis

Hidrogeno +
Helio He
Sodio N

Los compuestos son sustancia las cuales constan de dos o mas elementos por combinacion
guimica en proporciones definidas por el peso. Los elementos individuales han perdido su
identidad y ya no se reconocen a menos que se separen quimicamente en sus elementos
constitutivos. Por ejemplo la sal o cloruro de sodio “NaCl” esta compuesto por sodio y cloro,
pero uno reconoce a la sal como una Unica particula pequefia salada, raramente consideramos
la sal como un compuesto de de sodio y cloro. Si uno sostuviera un punado de sal
seguramente no veremos los atomos de sodio, ni los de cloro, simplemente veriamos un
grupo de granulos de forma de cuadraditos.

MEZCLAS

Una mezcla esta formada por dos 0 mas sustancias que mantienen sus propiedades. Asi, una
mezcla de sal y pimienta uno puede separar fisicamente los dos materiales porque uno puede
realmente identificarlos a cada una de estos. La sal y el pimiento son compuestos, la sal
(NaCl) esta conformado por sodio y cloro.
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A.2 Atomos y Pesos Atomicos

El hecho que los elementos se combinen en proporciones establecidas o fijas, sugiere la idea
de que los elementos estan hechos de particulas, también llamados atomos y que pueden
entrar en cambios quimicos.

Los atomos estan compuestos de electrones, protones y neutrones. Los electrones y los
protones son particulas cargadas y la masa de estos atomos esta dado basicamente por sus
protones y electrones. Los electrones tienen una masa despreciable y son usualmente
desatendidos cuando calculamos la masa de un atomo.

Estas propiedades son resumidas a continuacion.

Tabla XX:
Propiedades del &tomo
Particula Masa Carga
eléctrica
Electron 0.00055 -1
Proton 1 1
Neutrén 1 0

El peso atémico de cada elemento es simplemente una forma de comparar la masa atémica
del elemento con la masa atémica del carbono. Una escala relativa de pesos atomicos es
basada en la unidad de masa atdmica conocida como uma. La uma esta definida exactamente
como 1/12 de la masa del carbono, el cual tiene un peso atdmico de 12. En esta escala, el
peso atomico del hidrogeno es luma, el helio es 2uma y la del magnesio es 24.3uma, por lo

cual se puede decir que el magnesio tiene 24 veces la masa del hidrogeno. En la figura se

idealiza el arreglo de protones, neutrones y electrones. Los protones y los neutrones se

localizan en el nlcleo, cada electrén 6rbita alrededor del nicleo, como un pequefio sistema

solar, como se muestra en la fig.A.2.
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HIDROGENO HELIO
ELECTFONES

e

Fig.A.2 Atomo de Hidrogeno, helio y su estructura

ISOTOPOS

Como lo mencionado previamente, los electrones tienen un peso despreciable en
comparacion de los protones y los neutrones. Desde que los protones y los neutrones tiene
unidad masica, se puede decir que los pesos atémicos son nameros enteros tomados del
Apéndice | mostrando muchos elementos que tienen pesos atdmicos que se desvian
considerablemente de un ndmero entero. Por ejemplo el cloro tiene un peso atémico de
35.5uma y el peso atémico del acero es 55.8uma.

Estudios realizados han mostrado que algunos elementos se encuentran mezclados de dos o
tres formas. Cloro por ejemplo, fue descubierto por ser un compuesto de dos tipos de cloro,
uno que tiene peso atdmico de 35 y otro que tiene peso atdbmico de 37. Un cloro ordinario,
tiene dos tipos de mezclas en igual proporcién, las cuales dan un peso atdmico de 35.5. Los
dos tipos de cloro tienen las mismas propiedades quimicas pero la masa de estos atomos son
diferentes. Ambos cloros tienen 17 electrones y 17 protones.

Sin embargo, el peso atdbmico 35 tiene 18 neutrones, mientras que el de peso 37 posee 20
neutrones. En realidad, nosotros tenemos los mismos elementos, cloro, en ambas instancias.
Elementos con mismo numero de protones pero con diferente peso atémico, se llaman

Isotopos.Asi, el cloro ordinario es una mezcla de dos isotopos. Muchos otros elementos son
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mezclas de isotopos, asi estos pesos atémicos son actualmente el promedio de los pesos en

una mezcla de isotopos que normalmente existen en la ocurrencia natural de elementos.

A.3 Moléculas y Pesos Moleculares

La combinacién de atomos formdoléculas Que pueden ser definidas como una particula
pequefia de un compuesto que puede existir. Asi, atomos tienen la misma relacién para
elementos como moléculas la tienen para los compuestos.

Una molécula de un compuesto esta formada de la unién de dos o mas atomos de los
elementos que este conforma.RglsoMolecular es la masa relativa de una simple molécula

de carbono. El peso molecular es la relacion entre el peso atémico del elemento que forma la
molécula para la del carbono. Un ejemplo se muestra en la siguiente tabla:

A.4 lones y Valencias

Todos los atomos estan conformados por protones, electrones y neutrones, cada atomo tiene
un namero igual de protones y electrones, asi que sus cargas se equilibran llegando a cero.
Sin embargo, un atomo puede ceder o ganar electrones, un desbalance en la carga resultante
no genera un cambio en los protones del nucleo. Por lo consiguiente, si un atomo gana un
electrén este tendra una carga negativa. Si pierde un electron este tendra carga positiva.
Siempre que esto ocurra, el &tomo ya no llamara a otros, ya que este se vietveum

puede ser definido como un atomo o un grupo de atomos que contiene una carga eléctrica. Un
ion de carga positiva se llar@ation mientras una carga negativa se |lakmgon.

La cantidad de carga se la llaMalenciay es una medida del poder de combinacién de
elementos quimicos. Cuando el hidrogeno se ioniza, este pierde electrén y tiene una carga

positiva o valencia +1

H-e— H+

El calcio es ionizado por la pérdida de dos electrones y asi el ion calcio tiene valencia +2

Ca—-2e- Ca++
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El cloro se ioniza por la ganancia de un electrén y asi tiene una valencia de -1
Cl+e— Cl
A.5 Pesos Equivalentes

Cuando un componente que tiene una proporcién fija este tiene su peso invariable.

. peso atomico
eso equivalente = ————— ... 63
p q valecia ( )

Desde que los pesos equivalentes son positivos, los pesos atdbmicos de un anién son
calculados por la divisién del peso atémico y el valor absoluto de su nimero de valencia.
Muchos elementos como el acero, tienen mas de un peso equivalente, ya que estos pueden

existir en mas de un estado de valencia.

Por ejemplo, el hierro tiene dos diferentes pesos equivalentes, porque estos pueden existir
como otros: iones ferrosos (Fe++) e iones férricos (Fe+++). El peso equivalente de un

compuesto es:

. eso atomico
peso equivalente = 22000 (64)
valecia

Un compuesto no tiene carga. El valor absoluto de la valencia de un compuesto es el nUmero
total de cargas positivas que pueden resultar si el compuesto es ionizado en una solucion

acuosa.

A.6 Soluciones

Las soluciones son compuestos homogéneos de dos 0 mas sustancias, estos compuestos
deben ser homogéneos y estan constituidos por proporciones relativas. Un ejemplo de
solucion es cuando mezclamos la azlcar en agua y esta se disuelve. Esta debe disolverse
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completamente quedando una solucion uniforme en color, sabor y textura. Una relacién entre

mezclas, solucién y compuestos se muestra a continuacion:

Tabla XXI:
Diferencias entre solucion, mezclas y compuestos
Soluciones

Mezclas Compuestos

] Homogéneo ]
Son Homogéneas Homogéneo

Varia en funcion Varia en proporcion| En proporciones

del constituyente del constituyente arregladas

El material que se disuelve en la solucién (en el caso de la azlcar), s8dlamaEl agua
es el disolvente de las particulas llam&wddvente Igualmente, si nosotros disolvemos sal en

agua, nosotros creamos una solucion llangadauera.Sal es el soluto y agua el solvente.

La disolucion de azlcar en agua es una ilustraciéon de una solucion, cuando las moléculas
individuales del soluto se dispersan uniformemente en todo el solvente. La azlcar solida es
llamada dispersién molecular. Mucho de los materiales de interés para nosotros en la quimica
del agua, son materiales ionizantes cuando se les adhiere agua. Asi cuando se agrega sal en
agua destilada, los cristales de NaCl se disuelven y se quiebran formando iones Na+ e iones
Cl-.

El agua contiene cantidades considerables de diferentes impurezas disueltas que existen como

iones. Asi un analisis de agua es realmente una lista de gran cantidad de tipos de iones que se
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presentan en el agua, recordando que el agua pura solo contiene iones de hidrogeno y

oxigeno.

Otro tipo de soluciones muy importantes en la quimica del agua es la de un gas disuelto en
agua. Los 3 gases de mayor interés en el campo petrolero son el oxigeno, el diéxido de
carbono y el sulfuro de hidrogeno. El primer problema asociado con estos gases es la
Formacién de la corrosiéon, en un pozo y en las lineas, que se presentan en sistemas de
inyeccion de agua.

El oxigeno disuelto en agua como molécula, O2. Dioxido de carbono, CO2 y sulfuro de
hidrogeno, H2S, se ionizan cuando se disuelven en agua, resultando en una mezcla de
moléculas de gas con el disolvente.

CO2 + H20— H+ + HCO3

H2S + H20— H+ + HS + H20
Las cantidades relativas de CO2, HCO3-, H2S y HS- en el agua son mostradas por el pH del

agua. CO2 y H2S son mas conocidos cdBases Acidasporque estos son creadores de

iones hidrogeno H+ cuando son disueltos en agua.

A.7 Acidos, Bases y Sales

AcCIDOS

Un acido es cualquier sustancia capaz de ceder un ion hidrogeno. Los acidos neutralizan las
bases para campos de aguas saladas, y estos lo ionizan para disociar el agua. La ionizacién de
un acido clérico en agua es mostrada:

HCIO3 — H+ + CIO-3

Otros acidos comunes son mostrados en la siguiente tabla:

145



Tabla de acidos y su simbologia

Tabla XXII

Acidos Simbolos Acidos Simbolos
Carbonict H2CO:«¢ Sulfuricc H2S0O¢
Nitrico HNO3 Fosforico H3PO4
BASES

Es cualquier sustancia capaz de aceptar un ion hidrogeno en una reaccion quimica. Una base
es comunmente definida como una sustancia que se disocia cuando se disuelve en agua en un

campo de iones hidronimicos. Por ejemplo:

NaOH— Na+ + OH

SALES

Es un compuesto iénico que contiene un ion positivo como el hidrogeno e ion negativo como

el hidroxilo en iones oxidantes.
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