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GLOSARIO

DISPOSAL: término en inglés que se usa para indicar disposicion en este caso
agua.

ESTIMULACION: es una de las actividades mas importantes para mantener o
aumentar la produccion de los pozos petroleros.

INYECTIVIDAD: medida del potencial para indicar capacidad de introducir agua
dentro de la formacion.

DEPOSITACION: colocar delgadas capas de un material sobre otro.

DESNATADORAS/ SKIMMER: son herramientas simples, confiables vy
efectivas para remover el aceite, grasas y otros hidrocarburos del agua.

DANO DE FORMACION: Dafio en la formacion.

HIDROCILONES: son aparatos que pueden hacer las funciones de pre filtro para
crudos y aguas contaminadas por arenas.

COALESCENCIA: posibilidad de dos o mas materiales de unirse en un unico
cuerpo.

CORROSION: deterioro de un material como consecuencia de un ataque
electroquimico por su entorno.

BIOCIDAS: sustancias  quimicas sintéticas o de  origen natural;
microorganismos que estan destinados a destruir, contrarrestar, neutralizar,
impedir la accién o ejercer un control de otro tipo sobre cualquier organismo
considerado nocivo para el hombre.

PRUEBAS FALL OFF: Se realizan cerrando el pozo inyector y haciendo un
seguimiento a la presién en el fondo del pozo en funcién del tiempo.

Con esta prueba es posible determinar: Las condiciones del yacimiento en las
adyacencias del pozo inyector, Permite dar un seguimiento de las operaciones de
inyeccion de agua y recuperacion mejorada, estimar la presion promedio del
yacimiento.

BLACK FLOW: Flujo en reversa; operacion realizada en pozos de inyeccion que
consiste en devolver el fluido inyectado disminuyendo la presion de pozo haciendo
que la presién d formaciébn sea mayor ésto con el objetivo para ayudar a
destaponar la formacion.

Xl



RESUMEN

Actualmente en la industria del petroleo se genera preocupacion debido a la
depositacion de las aguas producidas por los yacimientos ya que estas contienen
grandes cantidades de sustancias contaminantes, y por lo tanto, las empresas
tienen que regirse segun la reglamentacion ambiental; en este documento se
encuentran diversos métodos que se utilizan y se expone cudles son los mas
adecuados; se detalla uno de los métodos que consiste en depositar el agua
producida (agua asociada) a una formacion especifica por medio de un sistema de
inyeccién siendo previamente circulada por un proceso de tratamiento por el cual
se regulan las propiedades del agua antes de ser inyectada, es denominado
inyeccién para la eliminacion de agua y cuyo objetivo de éste es depositar el agua
asociada a la produccién a una formacién determinada.

Este trabajo est4 enfocado en los problemas de inyeccidon que se generan en
estos tipos de pozos y tiene como ejemplo el campo KONA que cuenta con tres
pozos inyectores y el cual ha venido presentando problemas de pérdida de
inyectividad; se trata cada uno de los pozos de forma generalizada en el campo
para determinar cuales son las causas que estan afectando este proceso y para
ésto se convierte de gran importancia determinar los tipos de dafios en la
formacion y/o las razones por las cuales se presentan cambios altos de presion, y
asi minimizar el impacto econémico que se produce al momento de llevar a cabo
el proceso de inyeccion de agua en los pozos de disposicion.

Una vez realizado el estudio de las causas de pérdida de inyectividad se brindan
unas recomendaciones que la empresa operadora puede realizar para enfrentarse
a este problema; la compafiia que opera el campo KONA realiza operaciones de
estimulacién acida/solvente pero éste método no ha dado suficientes resultados y
debe estar realizdndolas frecuentemente lo que genera grandes costos y
posiblemente un problema mayor si el campo no puede depositar el agua
asociada incluso puede hasta llegar a tener que cerrar pozos productores debido a
las grandes cantidades de agua producida.
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ABSTRACT

Currently in the oil industry concern since the deposition of the water produced by
the fields as these contain large amounts of pollutants, and therefore, companies
have to abide by environmental regulations, in this document includes various
methods are used and is exposed which are best suited; detailed one method that
involves depositing the produced water (water associated) to a specific formation
through an injection system previously being circulated by a treatment process
which regulates the water properties before being injected, injection is called for
removing water and aim of this is to deposit the water associated with the
production of a particular formation.

This work is focused on injection problems generated in these types of wells and is
exemplified KONA field with three injection wells and which has been presenting
injectivity loss problems, it is each of the wells widely in the field to determine what
the causes that are affecting this process and this becomes very important to
determine the types of formation damage and / or reasons why changes occur high
pressure, thus minimizing the economic impact that occurs when carrying out the
process of injecting water into disposal wells.

Once the study of the causes of loss of injectivity provide recommendations that
the operator can take to address this problem, the company that operates the field
KONA operates acid stimulation / solvent but this method has not been enough
results and should be performing them often generating large costs and possibly a
bigger problem if the field can’t store water can associated even down to having to
shut down production wells due to the large amounts of water produced.
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INTRODUCCION

La industria del petréleo se enfrenta con un gran problema como es la disposicion
del agua de produccion. En Colombia, como en el resto del mundo, en la mayoria
de los campos productores, a medida que pasa el tiempo el corte de agua
aumenta continuamente e incluso se puede llegar a producir solo agua; la rapidez
con que ésto sucede depende de las condiciones de cada pozo y yacimiento.

En Colombia hay campos en los que se manejan grandes cortes de agua incluso
hay campos que tienen un BSW hasta del 99%. Y es alli donde se encuentra con
el problema de disposiciébn de enormes cantidades de agua ya que por normas
ambientales no se puede depositar en superficie.

La inyeccion de agua es un método muy comun en la industria ya que
ambientalmente es el mas recomendado tanto para depositar el agua producida y
también en muchos casos es utilizado como método de recobro mejorado ya que
el empuje del agua ayuda al aceite a movilizarse.

El presente proyecto de grado analiza los parametros principales que pueden
influir en el buen desarrollo del sistema de inyeccién utilizando como ejemplo el
campo Kona el cual consta de 3 pozos inyectores utilizados para este objetivo,
con el proposito de encontrar anomalias en el proceso y asi poder corregirlas.



1. GENERALIDADES

1.1 GENERALIDADES Y GEOLOGIA DEL RESERVORIO RECEPTOR

El bloque LLA-16 (Figura 1.1) se encuentra en la parte centro oriental de la
cuenca de los Llanos Orientales de Colombia, dentro del departamento del
Casanare, a 71 Km al Norte de Yopal, cubriendo un area de 63.783 Has.
Topograficamente corresponde a una regidbn plana con una ligera
inclinacion hacia el oriente, localizada dentro de la zona inundable en
época de invierno.
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Figura 1.1 Localizacion del bloque LLA-16

Fuente: Informe final de geologia.



1.1.1 Geologia

La Cuenca de los Llanos Orientales corresponde a una depresion
estructural con tendencia noreste (NE), limitada al occidente (W) por la
Cordillera Central, al este (E) por el Escudo de la Guayana, al noreste
(NE) por el Arco de Arauca que la separa de la Cuenca de Barinas en
Venezuela y al sur (S) por la Serrania de la Macarena y el Alto del
Vaupés que la separa de la Cuenca del Putumayo.

En términos generales la cuenca presenta una inclinacion hacia el oeste
(W), direccion en la cual, la columna estratigrafica aumenta
progresivamente su espesor. El buzamiento regional es hacia el oeste
(W) y presenta una inclinacion entre 3° y 5°. Las estructuras estan
asociadas a fallamiento normal de tipo antitético con fuertes
componentes de rumbo, que generalmente forman pequefios
anticlinales o monoclinales en los bloques adyacentes. Dichos grupos
de fallas tienen una orientacion general N10°-30°E, dentro de las cuales
también se presentan fallas normales antitéticas con rumbo general
N40°E, las cuales generan estructuras prospectivas de interés.

Con respecto al pozo exploratorio Kona-14 en cuanto a las arenas del
Miembro C-1 de la formacién Carbonera se presenta un gran sello
regional con un espesor de 1,259 pies correspondiente a la formacion
Leon. Esta mantiene su espesor y sus caracteristicas litologicas
constantes regionalmente, de acuerdo a lo que se ha podido identificar
en los pozos perforados vecinos.

Se interpretaron los horizontes correspondientes a los topes de las
formaciones Leon y el Miembro C1 de la formacion Carbonera. A partir
de estos horizontes y del picado de las fallas existentes se hicieron
mapas, andlisis de atributos geofisicos y diagramas de Allan para
determinar la efectividad de los sellos.

En conclusion, se puede decir que por medio de la interpretacion
sismica y la correlacion regional de pozos, se observa una buena
continuidad de la formacion Lebn que sirve como sello horizontal y
vertical, garantizando el aislamiento hidraulico de las unidades arenosas
en las que se espera disponer el agua de produccion.

Estratigrafia

En la Figura 1.2, la columna estratigrafica generalizada muestra un
ejemplo regional de las diferentes formaciones, cada una de las
unidades litolégicas se ha nombrado de acuerdo a la nomenclatura
utilizada para esta parte de la Cuenca de los Llanos Orientales.
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A continuacion se mencionaran las caracteristicas de la unidad C1 de la
formacion Carbonera y la formacion Ledén con el fin de sustentar su
capacidad de recepcion de agua sin afectar los acuiferos superiores ni
el area en general.

Tabla 1.1 Caracteristicas de las formaciones Carbonera, Lebén y
Guayabo

FORMACION/MIEMBRO | ESPESOR | EDAD LITOLOGIA AMBIENTE
Oligoceno Lutitas grises oscuras y paquetes de | Canales
CARBONERA C2 217 3 goce arenitas de grano muy fino y fluviales o
uperior . . ;
arcillosas tabulares de color rojizo. estuarios

Arenas cuarzosas de grano medio a Canales

CARBONERA C1 498’ Cglgoce_no grueso, friables, con intercalaciones fluviales o
uperior - - ”
delutitas v arcillolitas. estuarios
: \ Mioceno | Lutitas principalmente y hacia el tope | Transgresion
LEON 1259 - g ! )
Inferior | arcillolitas grises claras a verdosas. marina
Arenas con intercalaciones de Retro
, Mioceno | Arcillolita y Limolita. Las arenas son "
GUAYABO 8828 Superior | de grano medio a grueso y algunos gradaclo_na\ a
intracontinental

niveles de conglomerados

Fuente: Informe final de geologia.

Espesores

Se calculé en el pozo Kona-14 en el miembro C1 de la Formacion
Carbonera, 498 pies con potencial de reinyeccion de agua. En las
figuras 2 y 3, se presentan los mapas de espesores de Cl y su
respectivo sello la formacion Ledn. Como se puede ver, estos mapas
muestran las tendencias del espesor en cada nivel de acuerdo a su
depositacion y posicion estructural en relacion al sistema de fallas y su
continuidad. Es importante recalcar que los espesores de las
formaciones varian mas en las zonas cercanas a las fallas existentes en
el bloque.

Aungue hay algunos cambios en éstos, no se muestran acufiamientos,
sobreposicion de estratos o areas que hayan sufrido erosién o cambio
de facies relevante dentro del bloque.
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1.1.2 Interpretacion y correlacion de las formaciones receptoras con
pozos aledafios.

Las formaciones dentro de la cuenca de los llanos orientales, se
mantienen relativamente constantes al haber podido albergar estos
depdsitos en un ambiente pasivo durante su depositacion. Los
movimientos derivados de la tectdnica que caracteriza el area
permitieron formar trenes de entrampamiento, que aunque generaron un
cambio importante dentro de la cuenca, su caracter normal mantuvo los
espesores en la mayoria de las formaciones. La cuenca muestra un
buzamiento regional leve entre 3 y 5 grados, lo que permite también una
buena distribucion de las arenas y arcillas.

Por medio de las correlaciones se puede decir que las arenas estan
intercaladas con cuerpos arcillosos, que para el caso del bloque LLA-16
no presentan acufiamientos o cambios fuertes en su espesor o
polaridad. De acuerdo con los estudios realizados en la cuenca, los
acuiferos se sitlan en la parte méas superficial de la secuencia dentro de
los primeros 500 pies, que corresponderia a la parte superior de la
formacién Guayabo.

De acuerdo a la correlacién en la figura 1.5, la siguiente formacion
estaria en promedio 8,827 pies por debajo que en este caso
corresponderia a la Formacién Ledn, la cual se caracteriza como se
dijo anteriormente, por arcillolitas verdosas empaquetadas y
regionalmente constantes que hace un sello regional en toda la cuenca.

Bajo este paquete masivo con un espesor promedio de 1,260 pies, se
encuentra la formacién Carbonera donde estarian los primeros niveles
con potencial de reinyeccidén. Esto significaria que hay una columna
constante de alrededor de 10,087 pies entre los acuiferos y los cuerpos
mas someros de arena donde se piensa disponer el agua.

Descripcién de las caracteristicas de porosidad y permeabilidad de
las unidades receptoras.

Las porosidades dentro del bloque LLA-16, se muestran relativamente
constantes al igual que las permeabilidades. Se puede decir que la
unidad Cl que se proyecta como receptora tiene caracteristicas
petrofisicas estables que permiten la entrada de un volumen de agua re-
inyectada sin generar dafio en la formacion.

Se encontré una porosidad de 21% para el nivel C1, calculada por
medio de las curvas de densidad y neutron tomadas en el pozo.



1.13

En cuanto a la permeabilidad, a pesar de no tener datos de corazones
dentro del bloque, se calcul6é una curva teérica que fue luego comparada
y ajustada con los corazones y reportes de otros bloques.

En cuanto a las permeabilidades relativas, se pueden distinguir distintos
patrones de acuerdo a el contenido de arcilla en la formacion vy el
tamafio de grano caracteristico de cada unidad, para el caso del
Miembro C1 se obtuvo un intervalo entre 500 y 3500 mD.

Interpretacion geoldgica y consideraciones técnicas para evaluar la
reinyeccion de las aguas sin afectar los acuiferos superiores.

Las unidades arenosas en los Llanos Orientales hacen parte de
ambientes en su mayoria fluviales que comprenden desde canales
anastomosados como es el caso de la formacion Carbonera, donde se
pueden identificar en términos generales estuarios como ambiente de
depositacion, hasta drenajes trenzados como es el caso de las
formaciones Mirador y Guadalupe.

Estos tipos de ambientes permiten la depositacibn de arenas con
caracteristicas litolégicas muy buenas con propiedades petrofisicas
como porosidad y permeabilidad ideales para la reinyeccion de agua.
Estos patrones de depositacion también permitieron la yuxtaposicion de
sellos estratigraficos intra-formacionales o paquetes arcillosos que
descansan sobre y bajo los cuerpos arenosos.

Como ejemplos de estos sellos, se tienen:

a) Dentro de la formacién Carbonera cada cuerpo arenoso tiene un
sello vertical propio. Tal como se dijo en la descripcion de las
formaciones, las unidades pares (C-2, C-4 y C-6) se comportan
como sellos de las impares (C-3, C-5y C-7).

b) Para las arenas del Miembro C-1 se presenta un gran sello regional
con un espesor de 1,200 pies correspondiente a la formacion Ledn.
Esta mantiene su espesor y sus caracteristicas litolégicas constantes
regionalmente, de acuerdo a lo que se ha podido identificar en los
pozos perforados vecinos.
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1.2 AGUAS DE PRODUCCION O AGUAS ASOCIADAS

Las aguas asociadas a la produccion reciben este nhombre porque al extraer el
crudo de los yacimientos, y debido a las caracteristicas estructurales del subsuelo,
vienen mezcladas con el crudo. De hecho, en la mayoria de los pozos, las mismas
aguas son parte del proceso de extraccion, ya que ejercen una presion natural,
empujando el crudo hacia la superficie una vez perforado el pozo.

En la actualidad, los volumenes de produccion de crudo se han incrementando, lo
que ha generado, debido a las condiciones de los yacimientos, incrementos
simultaneos en la extraccion de agua asociada.

Estas aguas, al igual que el crudo, son transportadas por tuberias llamadas lineas
de flujo a las plantas de recoleccion y tratamiento. Alli son separadas del petréleo
gracias a procesos, tan simples a veces, como la estabilizacién en tanques que se
denominan tanques de sulgencia y donde, de forma natural y por diferencia de
densidades, el aceite se aparta del agua.

El agua producida contiene cantidades variables de sales y gases disueltos (CO,
CO,, H,S). Puede haber algunos sélidos en suspension que pueden contener
trazas de metales pesados y, posiblemente, niveles excesivos de radiacion en el
estroncio y el radio. Generalmente, antes del tratamiento, el agua producida
contiene niveles demasiado altos de gotitas de petréleo suspendidas y
emulsificadas. Generalmente las salmueras de yacimientos petroliferos no son
aptas para el consumo humano ni para el uso de los animales. El agua producida
también puede aparecer relativamente clara y a menudo es dificil distinguirla de
otras aguas.

1.2.1 Origenes del agua asociada a la produccién.

Es el agua que esta presente en el yacimiento junto con los
hidrocarburos y se produce a la superficie con el petréleo crudo o gas
natural. En la produccion de petréleo, el agua representa el mayor
volumen de sustancias contaminantes, caracterizada por su naturaleza
salina, se ha descubierto que el agua de produccion contiene ciertas
sales y sustancias que son muy toxicas para el ambiente.

Teniendo en cuenta la teoria de formacion de los hidrocarburos, la
mayoria de estas aguas fueron atrapadas por la posterior depositacion
en un largo periodo de tiempo en el cual se presentaron alteraciones
quimicas en las propiedades de estas aguas debido a las diferentes
series de secuencias biolégicas ocurridas a grandes profundidades. La
descomposicion aérobica y anaerobica de los organismos depositados
produjeron el ker6geno que mas tarde fue quimicamente transformado

11



1.2.2

en hidrocarburos y posteriormente pasaron a ser disueltos en agua.
Estos procesos quimicos ocurren a diferentes profundidades,
formaciones geologicas y tiempo, lo que hace que las propiedades de
las aguas de los yacimientos sean Unicas. La experiencia demuestra
que la formacién de hidrocarburos en el mismo periodo geoldgico tiende
a tener propiedades similares en las salmueras del yacimiento con
alguna variacion en la concentracion de iones y cationes.

Componentes principales del agua asociada a la produccion.

Los componentes primarios de las aguas producidas dependen del agua
especifica que se produce, y los componentes que se muestran en un
andlisis, a menudo dependen de la razon por la cual se realiza el
analisis del agua. La mayoria de los componentes han sido estudiados
en forma extensa e individualmente en varias oportunidades por muchas
razones. Estos estudios han sido resumidos y son descritos con
bastante detalle. Por ejemplo, la preocupacion con aguas de inyeccidn
tiende a realzar aquellos cationes que tienden a formar sales o
compuestos insolubles y que llevan a la obstruccion del sistema,
mientras que el agua que se elimina al océano se analiza
fundamentalmente para determinar el contenido de aceite y grasa.

Tabla 1.2 Componentes normales y propiedades que se miden en el
laboratorio.

Cationes Aniones Otras propiedades

Calcio (Ca®") Cloruro(CI) pH
Solidos en suspension -

Magnesio(Mg?") | Carbonato(CO3*) cantidad, tamafio, forma,
composicion

Sodio(Na") Bicarbonato(HCOg3) |Turbidez

Hierro (Fe*") Sulfato(S0.?) Temperatura

Bario(Ba*") Peso especifico

Estroncio(Sr?") Oxigeno disuelto
Radio(Ra2+) A_nhl’drido carbonico
disuelto
H,S

Conteo bacteriano
Contenido de petréleo

12
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Se acostumbra medir la concentracién de los sélidos disueltos totales
(TDS) la cual es simplemente la suma de las concentraciones de todos
los iones individuales.

Importancia del control de los parametros de un analisis
fisicoguimico

pH: Es muy importante por varias razones. La solubilidad del CaCO3 y
hierro dependen directamente del pH, el cual mientras mas grande sea,
la tendencia para precipitarse es mayor. Y cuando el pH disminuye (se
transforma més acido el fluido) la tendencia de formar incrustaciones
disminuye, pero su tendencia corrosiva aumenta. La mayoria de aguas
de formacién tienen un pH de 4 a 8. El pH debe ser medido
inmediatamente después de tomada la muestra.

Conductividad: La resistencia a fluir la corriente eléctrica es funcién del
namero de iones disueltos en el agua. A mayor conductividad mayor es
el nimero de iones disueltos en el agua.

Salinidad: Mientras mas alta sea la salinidad mayor sera su tendencia
corrosiva.

Alcalinidad Total: La alcalinidad en las aguas es atribuida a la
presencia de bicarbonato, carbonato, e iones oxidrilo. Sin embargo,
cada uno de estos iones existe Unicamente en un rango de pH. Una idea
general de la contribucion a la alcalinidad como funcién del pH del agua
de reinyeccion es tal como sigue:

pH lones que causan la alcalinidad
9.6 —14.0 OH y CO3~

8.3-9.6 HCO3 y CO3~

45-8.3 HCOg3

Dureza Total: Se define como la suma de las concentraciones de calcio
y magnesio, expresado como equivalente de CaCO3.

Dureza Calcica: Determina la concentracion Unicamente de la cantidad
de carbonato de calcio.

S0O4~: es un problema porque tiene la habilidad de reaccionar con iones

calcio, bario o estroncio para formar incrustaciones insolubles. Ademas
sirve como alimento a las bacterias sulfato reductoras.
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HCOSJ": El ion bicarbonato puede reaccionar con iones calcio, magnesio,
hierro, bario y estroncio para formar incrustaciones insolubles. Se
presenta generalmente en toda agua.

Ca'": El ion calcio se puede combinar con iones bicarbonato, carbonato,
o sulfato y formar precipitados, que pueden adherirse a la incrustacion o
sélidos en suspension.

Mg*": Tiende a reaccionar y asentarse con el carbonato de calcio, para
asi formar incrustacion.

Cl" : Su concentracién es usada como una medida de salinidad. Si
mayor es su concentracién entonces mayor sera la tendencia corrosiva
del agua de reinyeccion.

Na™: Normalmente no causa ningin problema, pero a veces puede
precipitarse como NacCl.

Fe™™: Normalmente su presencia es baja en aguas de formacion , es por
€s0 que es un indicativo de que existe corrosion. Los precipitados de
hierro es una de las mayores causas del taponamiento de formacion .

Solidos disueltos totales: Es la cantidad total de material disuelto en
cierto volumen de agua. Puede ser calculado mediante la suma de todos
los aniones y cationes presentes en el agua de reinyeccion

Contenido de sdlidos en suspension: es la cantidad de soélidos que
pueden separarse por filtracion de un volumen dado, y se usa para
estimar la tendencia de taponamiento de los sistemas de inyeccion.
Generalmente se usa un filtro con poros de 0.45u de diametro.

Contenido de petréleo: es la cantidad de petroleo disperso en el agua
producida. Muchas veces se ve como iridiscencia sobre las aguas
donde se elimina o derrama, y causa problemas severos. Estos incluyen
la toxicidad para los peces, la reduccion de la aireacion, sabores y
olores y la interferencia con las plantas de tratamiento de agua. Si se
descarga el agua en la superficie es un problema toxico para los
mamiferos marinos y para las aves. En pozos de inyeccion puede
causar emulsion en la formacion.

indice de Langelier: Es una medida del grado se saturacion del
carbonato de calcio en el agua, el cual se basa en el pH, alcalinidad y
dureza. Si el indice de Langelier es positivo, el carbonato de calcio
puede precipitar de una solucién y formar incrustaciones. La forma mas
simple de hallar el indice de Langelier es la siguiente:
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IL: p H+T+D+A-125

Donde:

Tabla 1.3 Valores para calcular el indice de Langelier

Alcalinidad
total

Temperatura

HI

=
i3
-
w
(=] (=]

= = [ = = [
o -3 o tn o =

o

25

2]
(1]
L]

100 100

150 150
200 200
300 300
400 400

800 800

Implicaciones del valor del indice de Langelier

Si su signo es negativo y mayor a -0.5: elagua esta
desequilibrada y es corrosiva, por lo que se deberia aumentar
su alcalinidad y/o pH

Si el indice de Langelier toma un valor igual a 0: el agua tiene un
equilibrio perfecto.

Si el valor del indice de Langelier esta comprendido entre -0.5 y
+0.5: elagua estd en equilibrio también, pero tendran que
realizarse esporadicamente analisis de agua para verificar que
continle entre esos parametros. De todas formas, los parametros
entre los cuales se considera que el agua es equilibrada depende
del uso que se le dé al agua. Por ejemplo, el agua de piscina se
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estima que para ser equilibrada su indice de Langelier debe estar
comprendido entre -0.3 y +0.3.

e Sisu signo es positivo y mayor a 0.5: el agua no esté en equilibrio
y es incrustante, por lo que se deberia de reducir su alcalinidad
y/o pH

Agua corrosiva

El agua corrosiva produce la oxidacion de todos aquellos elementos
metélicos con los que esta en contacto, produciendo en calderas y
tuberias problemas de corrosidon graves, porque su comportamiento
acido tiende a absorber todo tipo de metales pesados. Como sefal
de corrosion del agua, tenemos un agua coloreada en marrén o verde
dependiendo de la "valencia" del hierro o en a azul, verde, gris o negro
también dependiendo de la valencia del cobre y de donde se deposite.

Agua incrustante

El agua incrustante tienen un comportamiento contrario al agua
corrosiva: tiende a depositar o0 precipitar carbonato calcico, causando
deposiciones en filtros, tuberias, accesorios.

indice de Estabilidad de Ryznar (RSI) El Iindice de Estabilidad de
Ryznar (RSI) es una modificacion al indice de Saturacion de Langelier
(LSI) para proporcionar una mejor indicaciéon en la tendencia a la
formacion de incrustaciones de carbonato de calcio. Ryznar detecté que
aguas de baja dureza y alta dureza pudieran tener (LSI) similares. Por
ello, modificé la formula a la siguiente expresion:

RSI = 2pHs - pH

Donde:

pH: es el pH del agua

pH: pH de saturacién o pH al cual se logra el equilibrio calcocarbonico
del agua

Tabla 1.4 Tendencia de los valores del indice de Ryznar

indice de Ryznar Tendencia
4-5 alta de incrustaciones
5-6 ligera de incrustaciones
6-7 equilibrio
7-7,5 ligeramente corrosiva
7,5-8,5 Altamente Corrosiva
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1.3 METODOS DE DISPOSICION DE AGUAS ASOCIADAS

En el caso del agua producida, la mayor parte debera considerarse como
residuo y deberd ser eliminada luego de ser tratada de una manera que sea
ambiental y econdmicamente aceptable.

Anteriormente, se disponia del agua salada o producida sin ningun tipo de
control de forma tal que causaba serios problemas ambientales. Los
efectos de muchos de los problemas no fueron notados rapidamente
debido a la naturaleza de la descarga del producto (agua) y porque muchas
de las descargas ocurrieron en zonas remotas y de poca poblacion.

A continuacién se enumeran algunos métodos de disposicion empleados,
sin considerar su efecto sobre el medio ambiente, y no debe interpretarse
como una recomendacion de los mismos.

1.3.1 Métodos disponibles de disposicion

Descarga sin control a la superficie

En este caso, el agua producida original es descargada de la concesion
al suelo. El contenido de petréleo no es medido o controlado y los
efectos no son considerados. Esta practica lleva a la contaminaciéon de
las capas freéaticas superficiales y del agua potable y a la acumulacion
de grandes cantidades de sal en el suelo, tornandolo inutilizable.

Descarga sin control en agua dulce

La descarga de agua producida en arroyos, rios y lagos lleva a la
destruccion de estos cuerpos de agua, a la destruccion de peces y
especies, a la matanza de otras especies acuaticas, y a paisajes
deplorables. La contaminacién de estas corrientes también conduce a la
polucion de las aguas freéticas y de otras fuentes de agua potable.

Descarga controlada en la superficie

La descarga controlada en la superficie es practicada en algunas zonas,
principalmente en los estados septentrionales de los Estados Unidos de
Norte América. El agua producida se usa para rociar los caminos en el
invierno y su contenido salino aprovechado para derretir el hielo y la
nieve a temperaturas cercanas al punto de congelamiento. La descarga
en la superficie también se practica en algunas zonas aridas del mundo
en donde el agua se esparce sobre los caminos para controlar al polvo.

Descarga controlada en aguas superficiales

La descarga controlada en aguas dulces superficiales se practica en
algunas zonas, por ejemplo, en Wyoming. Se ejerce el control sobre la
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cantidad de sales disueltas totales en el fluido (en Wyoming el limite es
de 5000 ppm), en el uso del agua - por ejemplo, alimento para ganado -
y en su concentracion en las zonas de la descarga relacionandola con la
poblacion y con el uso del agua en la zona.

Evaporacioén

En las zonas aridas donde las tasas de evaporacion son altas, el agua
producida se coloca en fosas y se deja que se evapore. El agua se
purifica por la evaporacidon pero las sales y solidos disueltos
permanecen en la fosa de evaporacion. Eventualmente se debera
disponer de estos sélidos en forma segura.

Descarga sin control en ambientes marinos costeros

La descarga sin control en ambientes marinos costeros ha sido comun
debido a la ubicacién de muchos campos (estuarinos) de petréleo. Esto
ha llevado a la concentracion de metales y aceites pesados en la vida
marina y a la contaminacién costera.

Descarga controlada en ambientes marinos costeros

Las descargas controladas en ambientes marinos costeros comprenden
principalmente un control del contenido del petréleo y del punto de
descarga. Los objetivos principales son evitar las aguas muertas o
estancadas y las zonas pesqueras.

Descarga en aguas profundas (sin mareas)

Las descargas desde plataformas han sido comunes. Los controles en
donde se han aplicado, han sido dirigidos principalmente al contenido de
petréleo.

Inyeccidén por el espacio anular

Se ha practicado la inyeccién de agua por el espacio anular de pozos
productivos en varios campos. Esencialmente, es lo mismo que la
inyeccién en pozo somero o poco profundo pues el fluido se dirige a la
primera zona permeable debajo de la primera tuberia de revestimiento.

Inyeccién en pozo poco profundo

La inyeccion en pozos poco profundos es popular en algunas zonas. El
riesgo de contaminacion de las capas freaticas poco profundas y del
agua potable subterranea aumenta obviamente a medida que disminuye
la profundidad de inyeccion.

Inyeccién en pozo profundo

La inyeccibn de agua a zonas profundas no asociadas (a una
profundidad de mas de 600 pies) se ha utilizado por varios afios en
muchas zonas.
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13.2

Inyeccidon para mantenimiento de presion, recuperacion secundaria
Los fluidos son reinyectados para apoyar la recuperacion adicional de
petréleo del campo. Cuando la disposicion produce dafio al medio
ambiente, se exigen programas correctivos a la industria. Estos
programas probablemente requerirdn altos niveles de desembolso,
multas y otras medidas punitivas, la demostracién que los métodos de
disposicion propuestos evitaran problemas adicionales y que las
opciones de tratamiento para la correccion de los problemas causados
son las mas adecuadas.

Métodos de disposicion recomendados

Reciclado o inyeccidn para recuperacion secundaria

La recuperacion de hidrocarburos de cualquier yacimiento dado, en la
mayoria de los casos, puede ser mejorada al inyectar agua al
yacimiento - sea en el acuifero (mantenimiento de presion) o en toda la
zona para barrer al petréleo hacia los pozos productores (inundacién de
agua). En estos casos, especialmente en las zonas donde no es facil
conseguir agua dulce o ésta es costosa, el agua producida tiene un
valor comercial apreciable. La reinyeccién también tiene, generalmente,
menor impacto ambiental.

Antes de comenzar a inyectar, el yacimiento debe ser estudiado
detalladamente para asegurar de que es apto para el plan y el método
especifico de recuperacion asistida que se propone. No todos los
yacimientos pueden recibir inyeccion de agua y este factor debe
reconocerse de inmediato: si se inyecta a yacimientos no aptos o
incompatibles puede causar el abandono prematuro del pozo y una
pérdida econémica importante.

Los datos para el estudio completo de yacimiento deberan obtenerse a
partir de los pozos productivos existentes y deberan incluir:

Propiedades de las rocas:

- Porosidad

- Permeabilidad

- Capilaridad

- Humectabilidad

- Heterogeneidad del yacimiento

- Saturaciones iniciales

- Efectos de permeabilidad direccional

Propiedades del fluido:
- Viscosidad

- Miscibilidad

- Movilidad

19



- Compatibilidad
- Saturaciones irreducibles

El estudio del yacimiento debera ser llevado a cabo por un grupo
competente de ingenieria, y debera considerar:

- Mecanismos de desplazamiento

- Movimiento frontal

- Movimiento del contacto petréleo-agua

- Efectos de la gravedad

- Potencial para la canalizacion del agua a través del petroleo

- Saturaciones detras del frente de agua

- Rendimiento de barrido

- Efectos sobre las capas gasiferas, si las hubiera

El estudio debera considerar:

- EI mantenimiento de la presion versus la inyeccion de agua
- Diferentes esquemas de inyeccion

- Efectos de distintas velocidades de inyeccién

- Variaciones de inyectividad y de conductividad

Finalmente, el estudio debera producir una serie de prondsticos de
producciéon de petroleo, gas y agua para diferentes situaciones de
inyeccion. Se deberd incluir en estos prondsticos una medida de la
recuperacion total del yacimiento. Existen varios procedimientos para
realizar estos célculos, los cuales varian en cuanto a disponibilidad,
complejidad y costo.

Una vez realizados los estudios del yacimiento y que las evaluaciones
econOmicas hayan determinado el esquema a seguir, se debera obtener
la aprobacion reglamentaria y el permiso para el plan, posiblemente
para cada uno de los pozos individuales de inyeccion.

El propdsito del pozo de inyeccion es doble: canalizar al agua producida
a la zona correcta y proteger cualquiera de las otras zonas de los
efectos del agua. Las zonas a proteger incluyen otras zonas que puedan
contener hidrocarburos y zonas en estratos superiores que contengan
aguas dulces o potables. Para asegurar que se cumplan estos
propésitos, todos los pozos de inyeccion deberan completarse de la
siguiente manera:

1. Todos los pozos se perforaran y se dejaran sin entubar
solamente en la zona en la que se inyectara el agua.
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2. Se debera obtener prueba de aislamiento hidraulico de otras
zonas (generalmente es suficiente un registro fraguado del
cemento) después de la terminacion inicial.

3. Todos los pozos deberan tener recubrimiento de superficie por
debajo de cualquier arena que pudiera contener agua dulce. Se
recomienda una profundidad minima de 600 pies o 180 m. Esta
tuberia de superficie deberé ser cementada hasta la superficie.

4. Cuando se deba perforar un pozo de inyeccién, se debera
considerar el empleo de cemento de mejor calidad que el grado
"A" usado generalmente - se sugiere el grado "G" para pozo
petrolero.

5. Cuando se deba perforar un pozo como pozo de inyeccion, se
debera considerar el empleo de tuberia de mayor espesor que la
usada generalmente, para asegurar de que no haya dafio por
desgaste durante la perforacion.

6. Se debera instalar un obturador en el pozo para aislar la zona de
inyeccion del espacio anular. El obturador debera instalarse lo
mas cerca posible del espacio de inyeccion, pero nunca a mas de
50 m por encima del punto més alto de inyeccion.

7. El espacio anular debera llenarse con un fluido no-corrosivo y no-
contaminante. Deber& controlarse rutinariamente la presion por lo
menos mensualmente. Todos los pozos en los cuales se observe
gque hay presion en el espacio anular deberdn cerrarse
inmediatamente y reparar la causa de esta pérdida determinada.

8. Se exigira a los operarios que demuestren la separacion entre el
fluido de inyeccién y el espacio anular a una autoridad reguladora
por lo menos anualmente.

9. Se exigira a los operadores que mantengan un registro de las
presiones de inyeccion y que demuestren que estas presiones no
han excedido la presion de fractura de la formacion en la cual se
esté inyectando el fluido.

Disposicion en pozo profundo

La disposicion de agua producida en pozo profundo consiste en la
inyeccion, a través de un pozo de inyeccidn, a una zona a una
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profundidad mayor de 2000 pies o 600 m, que no sea la zona
productora.

Cada pozo profundo de disposicion debera contar con un permiso. La
solicitud describird la zona en la cual se bombeara el agua, y debera
asegurar a la autoridad otorgante que esta zona no contiene
hidrocarburos econdmicamente recuperables dentro de una distancia
razonable, por ejemplo, 5 kildmetros. La solicitud también consideraréa la
posibilidad de movimiento del agua salada producida hacia cualquier
capa acuifera local de agua dulce que pueda estar conectada a la zona
en la que tendra lugar la inyeccién. Este movimiento ocurriria mas
probablemente a través de la formacion misma — los problemas
mecanicos seran resueltos mediante las condiciones de terminacion de
pozo.

En la disposicion en pozo profundo no se tendrdn muy en cuenta las
zonas de agua dulce por encima del sitio de inyeccion. Para la inyeccion
a una profundidad menor que 600 m 6 2000 pies debera asegurar que
no haya comunicaciéon entre la zona de inyeccion y las zonas de agua
dulce cercanas a la superficie. Los requisitos mecanicos para un pozo
de disposicién profundo deberan ser los mismos que para un pozo de
inyeccién dentro de un plan de recuperacién asistida, por ejemplo, el
aislamiento hidraulico, un obturador, un fluido de obturador y monitoreo
anular.

Estudios realizados en Estados Unidos muestran poca 0 ninguna
contaminacion de aguas del subsuelo, aunque se han establecido
algunos reglamentos para "areas de control" para asegurar de que no
existen "conductos" entre las formaciones de inyeccion y tales zonas.

1.4 TRATAMIENTOS REQUERIDOS ANTES DE LA DISPOSICION

Los requerimientos para el tratamiento de fluidos producidos dependen de
su origen, su condicién y el método de descarga elegido para la salmuera.
Los tratamientos convencionales incluyen separadores de agua libre,
separadores de tres fases y tratadores para quitar el agua del aceite y
establecer una corriente de agua primaria.

Para cumplir con los requerimientos de descarga se necesitan tanques

desnatadores, interceptores de placas paralelas, celdas de flotacion por
gas, coalescedores e hidrociclones. Estos se describen a continuacion.
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1.4.2

Deshidratadores mecanicos y separadores de tres fases

Para los pozos que producen cantidades moderadas de agua, el aceite
y el agua pueden separarse del gas en separadores de tres fases. Este
tipo de separacion es aplicable en donde las caidas de presion en el
pozo a través de estranguladores no han emulsionado el agua. La
separacion de aceite y agua debe ser optima.

La separacion del aceite del agua ocurre inicialmente en una camara de
gravedad con salidas separadas para el aceite y el agua. La descarga
del aceite y del agua es controlada por valvulas de flotacidn individuales.

Estos separadores son Uutiles para la separacion rutinaria del aceite,
agua y gas en bajos volumenes, o para pruebas de pozos individuales
en campos con flujos en tres fases.

En un separador de tres fases los flujos de salida son gas y dos liquidos.
En el campo petrolero una de las fases liquidas generalmente es agua y
la otra generalmente petréleo, aunque los mismos principios Yy
recipientes pueden usarse con glicol, aminas y otras combinaciones
liquidas no solubles.

Tratadores

Una emulsion es una combinacion de dos liquidos no miscibles, o de
liqguidos que no se mezclan bajo condiciones normales. Uno de los
liquidos se extiende o esparce a través del otro en forma de gotitas
pequefias. Estas gotitas pueden ser de todos los tamafos, desde
medianamente grandes hasta muy pequefias. A veces las gotitas son
tan pequefias que cabrian mas de cincuenta sobre la cabeza de un
alfiler. Una emulsién estable es una que no se descompone sin alguna
forma de tratamiento. Se requieren tres condiciones para la formacion
de una emulsién estable:

» Los liguidos deben ser no miscibles.
» Debe haber agitacion suficiente como para dispersar uno de los
liquidos en forma de gotitas dentro del otro.
» Debe estar presente un agente emulsificador, o emulsificante.
Una emulsién aceite-agua podra contener desde muy poco hasta
90% de agua.
Una emulsién puede ser dura (dificil de romper) o floja (facil de romper).
Que una emulsion resulte dura o floja depende de varios factores que
incluyen las propiedades del aceite y del agua, el porcentaje de cada
uno en la emulsion, y el tipo y cantidad de emulsificante presente.
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Principios basicos de los tratamientos

El tratamiento puede incluir a uno o mas de los procedimientos
siguientes:

Dejar tiempo de reposo y drenar el agua separada

Aplicar calor

Aplicar productos quimicos

Aplicar electricidad

Operar varios dispositivos mecanicos, tales como tanques de
decantacion, tanques de lavado, deshidratadores mecanicos, etc.
6. Afadir diluyentes para reducir la viscosidad.

agkrwbhPE

Los factores involucrados en el tratamiento de emulsiones de agua en
aceite incluyen:
1. Romper las peliculas que rodean a las gotitas de agua y
coalescer las gotitas para formar gotas mayores, y
2. Dejar que precipiten las gotas de agua durante o después de su
coalescencia.

Separador de agua libre (FWKO) es un recipiente que proporciona un
espacio para que el agua libre se separe de una emulsion. Muchas
veces contiene un filtro para quitar particulas de petréleo o emulsién que
puedan estar atrapadas en el agua a medida que pasan por el filtro. El
agua libre se retira automaticamente del fondo de la unidad, y la
emulsion o el petroleo sale por arriba y pasa al sistema de tratamiento.
De esta manera, se elimina el agua en estado libre; y la emulsion es
levada al sistema de calefaccion o tratamiento.

Aplicacion de calor en el tratamiento

Una emulsién no se separa solamente con calor, excepto en casos poco
frecuentes. Generalmente la aplicacion de calor es un proceso auxiliar
para acelerar la separacion.

Los calentadores de emulsion pueden ser: directos o indirectos. La
mayoria de las plantas de tratamiento no utilizan calentadores
independientes; el calentador generalmente forma parte integral de un
sistema de tratamiento en el cual se lleva a cabo el calentamiento y el
tratamiento.

Tratamiento quimico

Para que un producto quimico pueda actuar como separador de
emulsién en una emulsion de agua en aceite, debe poder desactivar al
agente emulsificador que rodea a las gotitas de aguas dispersas. Los
productos quimicos usados para separar emulsiones de agua en aceite
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se agregan en cantidades pequefias en algun punto del tratamiento.
Tales productos quimicos deben ser solubles en aceite y activos en la
superficie (disolverse en el aceite y trabajar sobre las superficies de las
gotitas de agua para que se separen). Los productos quimicos
separadores de emulsién son también materiales polares. Los productos
quimicos usados para tratar emulsiones inversas, o sea aceite en agua,
difieren de los usados para tratar emulsiones de agua en aceite por
cuanto éstos son solubles en agua. Al disolverse en agua el producto
quimico puede hacer contacto con la superficie de las gotitas de aceite
suspendidas en el agua. El producto quimico deberd separar el
emulsificante que rodea a las gotitas de aceite al entrar en contacto con
el mismo y hacer que las gotitas de aceite se adhieran, o coalescan, en
glébulos grandes.

El aceite asi coagulado se retira de la superficie del agua, y el agua se
puede disponer.

Tratamientos con tratadores por calentamiento

Un tratador por calentamiento (también llamado tratador de flujo o de
emulsion) es un dispositivo que combina todos los componentes
necesarios para tratar una emulsién en un recipiente. En el recipiente se
aplican productos quimicos, calor, sedimentacion, y, frecuentemente,
electricidad.

Remocion del petréleo disperso

El aceite en el agua producida es un problema importante. Actualmente
los niveles aceptados de aceite y grasa en el agua a ser descargada en
el mar estan en un promedio de 40 mg/L con una concentracibn maxima
en una muestra de 72 mg/L. Estos niveles, sin lugar a duda, se
restringiran.

El aceite también puede causar problemas pozo abajo en el sistema de
inyeccion, especialmente donde se esta utilizando un pozo de
eliminacién en una zona que no contenia petrdleo y no tiene saturacion
de aceite residual. El aceite también ensuciara rapidamente a la mayoria
de los filtros. Por lo tanto se debera minimizar el aceite en el agua. Si la
concentracion de aceite en el agua que sale de los separadores de agua
libre es demasiado alta, se debera considerar el uso de un tratador u
otra forma de quitar el aceite. Si el agua del tratador contiene altas
concentraciones de aceite y un control muestra que el tratador esta
operando 6ptimamente, entonces se necesitara tratamiento adicional.
Los siguientes procesos se encuentran entre los mas usados en los
campos petroliferos.
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Tanques desnatadores

Los tanques desnatadores son simplemente recipientes grandes que
proporcionan el tiempo de retencion necesario para que el aceite suba a
la superficie donde puede ser desnatado y recogido.

Separadores de placas paralelas

El separador de placas paralelas es un separador por gravedad que
consiste en una pila de placas paralelas separadas por un espacio de 4
a1l0cm.

Celdas de flotacion con gas

En una celda de flotacion con gas se forman burbujas finas de gas en el
agua que se adhieren a las gotitas de aceite, levantandolas a la
superficie para ser recogidas. Las caracteristicas principales son la
introduccién de burbujas finas de gas dispersadas en el fluido, una zona
de turbulencia minima y un medio de coleccion.

En el sistema de flotacion con gas disuelto, el gas se disuelve por
presion en el agua y se libera a presion mas baja en el recipiente de
flotacion. Estas unidades son muy grandes y no funcionan tan bien
como las unidades de gas disperso.

En el sistema de flotacién con gas disperso el gas es dispersado en el
agua utilizando un rotor mecéanico o un eyector. El tipo de eyector usa
menos energia y menos gas que el rotor y tiene una relacion de gas-
agua de alrededor de 10 pies cubicos por barril.

Los resultados estan influenciados por la concentracion de gas, la
salinidad, la temperatura, el pH, el tipo de crudo, la concentracién de
aceite, y los aditivos quimicos para flotacibon. Son comunes las
recuperaciones de aceite de mas del 90%.

Coalescedores

Los coalescedores son recipientes que tienen una gran superficie. A
medida que el agua aceitosa fluye, las gotitas de aceite finamente
dispersas coalescen hasta tener el tamafio suficiente como para flotar
hacia la superficie y ser recogidas.

Hidrociclones

Los hidrociclones son relativamente nuevos y estan en uso actualmente
s6lo en el Mar del Norte. La operacion se basa en el uso de un flujo
arremolinado para generar fuerzas centrifugas que separan el aceite del
agua basandose en sus diferencias de densidad.
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En los hidrociclones estaticos se inducen fuerzas centrifugas con una
alta velocidad y presion en la boca de entrada. En los hidrociclones
giratorios la rotacion mecénica proporciona el movimiento. Hasta la
fecha existen 50 plataformas con hidrociclones estaticos completos
instalados.

Remocion del gas disuelto

Las plantas de tratamiento de agua se clasifican un tanto arbitrariamente
en sistemas abiertos o cerrados. Los sistemas cerrados son los
disefiados para impedir el contacto del agua con el aire y minimizar asi
las pérdidas de gas disuelto y el atrapamiento de aire.

Ambos sistemas tienen ventajas y desventajas.

En un sistema cerrado los gases disueltos se mantienen en solucién. Si
hay dioxido de carbono y calcio, el pH es estable y se inhibe la
precipitacion de carbonatos de calcio. También se evita la oxidacion de
hierro disuelto y de sulfuros. Sin embargo, el sistema se mantiene a
presion y el equipo es mas costoso. Ademas, se permite que continde
cualquier corrosién resultante de gases corrosivos disueltos,
principalmente H,S y COs.

En un sistema abierto no se trata de excluir al aire. En efecto, en
muchas plantas el agua es aireada para extraer los gases no deseables
tales como el H,S. Los sistemas abiertos permiten usar grandes
estanques de retencion que dan tiempo al agua para estabilizarse, las
particulas suspendidas se depositan y las gotitas de aceite coalescen en
la superficie. Sin embargo, es posible que la corrosibn aumente y se
produzcan problemas de incrustacion.

Remocion del oxigeno

Una vez que el oxigeno se ha introducido en las salmueras, rara vez se
extrae. Cuando se debe inyectar el agua, frecuentemente es mas
econdémico retirar el oxigeno o usar cafieria y tuberia recubierta de
plastico resistente a la corrosion. Cuando debe descargarse el agua, la
presencia de oxigeno disuelto es favorable.

Sin embargo, en algunos casos, particularmente cuando se usan
grandes cantidades de agua dulce de reposicion, hay que retirar el
oxigeno. Existen varios métodos para extraccion de oxigeno:

Separacion del gas: generalmente se realiza con gas natural en una
torre de desorcién en contracorriente que contiene empaque o bandejas.
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Las bandejas son mas comunes debido a que el empaguetamiento
tiende a ensuciarse con los sélidos suspendidos.

El principio de la separacion es el de reducir la concentracion de
oxigeno hasta la solucion, reduciendo su presion parcial y por lo tanto su
solubilidad.

La cantidad de oxigeno extraida es una funcion de:
- La concentracion de oxigeno disuelto en el agua
- La cantidad de bandejas teoricas

- La relacion gas-agua

- La presion

- La temperatura

Una torre de separacion bien disefiada puede reducir al oxigeno disuelto
a 0.01 a 0.02 ppm.

La desaireacién en vacio reduce la presion parcial del oxigeno por
encima de la superficie del agua por reduccién de la presion encima del
agua hasta que el agua hierve. La desaireacién en vacio también se
lleva a cabo en una torre que contiene empaquetamiento o bandejas,
aunque el empaqguetamiento es menos complejo.

La presion se reduce en la torre usando una bomba de vacio o una
bomba de vacio asistida por un eductor. Las concentraciones de
oxigeno se bajan a alrededor de 0.1 ppm en una torre de una etapa y a
alrededor de 0.01 ppm en una torre de tres etapas.

Remocién del acido sulfhidrico

La clave para la remocién exitosa de H,S es el control del pH. Con un
pH menor de 5, casi todo el H,S esta presente como un gas asociado y
puede ser eliminado facilmente.

Los procesos utilizados incluyen:

- La Aireacion satura al agua con aire, causando la liberacion del H,S.
Frecuentemente ésto resuelve el problema pero causa muchos mas.

- la separacion con gases de combustion obtenidos de escapes de
combustiones de motores ha sido usada en varios sitios. El CO; en el
gas ayuda a reducir el pH y ayuda a la separaciéon. Los gases de
combustion deben ser controlados cuidadosamente para asegurar la
combustiéon completa y evitar la introduccién del oxigeno en el sistema.
Una torre de desorcion en contracorriente es usada generalmente con el
gas de combustién alimentado por la parte inferior.
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1.4.6

Remocion del CO2

La ionizacién del CO, también depende del pH y la cantidad que puede
ser eliminada es una funcién del pH. Un pH de 5 produce 95% del gas
disponible y un pH de 4 logra 100%. Los métodos de eliminacion
incluyen:

- Aireacion o barrido mecanico con aire.

- Desgasificacion al Vacio, donde se reduce la presién parcial sobre el
agua. Se debe cuidar de mantener un pH bajo para impedir que se
formen incrustaciones. El pH se corrige después de haber eliminado el
COa.

Remocion de solidos en suspension

Los solidos en suspension deben removerse de cualquier agua que se
va a inyectar, pues es probable que tapen la formacién . Se usan varios
tipos de filtros para retirar los sélidos. Las aguas a ser descargadas al
mar generalmente se filtran, pues los solidos no son perjudiciales. Hay
varios sistemas de filtro disponibles y los mas comunes son filtros de
lecho graduado convencionales, filtros de alta velocidad lecho profundo
y flujo ascendente, filtros de alta velocidad lecho profundo y flujo
descendente, filtros de tierra diatomacea, filtros cartucho.

Seleccion de filtros

El desempefio de los filtros no puede predecirse en forma tedrica. El
mejor proceso de seleccion es llevar a cabo pruebas comparativas de
efectividad en el lugar, con filtros piloto a pequefia incrustacion y con el
agua especifica que interesa.

Biocidas

Se deben afadir biocidas al agua que se inyectara si hay bacterias
presentes en el agua, ya que varios tipos de bacterias pueden conducir
a serios problemas en el yacimiento y en los sistemas de tuberias.

En el campo petrolero, las bacterias se clasifican en tres categorias:
Aerobicas - requieren oxigeno para Vvivir.

Anaerdbicas - crecen mejor en ausencia del oxigeno.

Facultativas - crecen con o sin oxigeno

Bacterias que causan problemas
Las bacterias que causan los problemas mas serios son las bacterias

reductoras de sulfatos (SRB). Estas reducen los iones de sulfatos y
sulfitos presentes en muchas aguas de campos petroleros a iones de
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sulfuros, y liberan el H,S como subproducto. Pueden surgir cuatro
problemas:

1. Las bacterias pueden participar directamente en la reaccion de
corrosion, causando picadura severa en la tuberia de acero.

2. La generacion de H,S puede aumentar mucho la corrosividad
general del agua. Hay también varios casos en que yacimientos
enteros dulces se han vuelto sulfurosos agrios, resultando en
problemas serios. El mecanismo agriante no es bien entendido,
pero las bacterias reductoras de sulfatos son una posibilidad
obvia.

3. El H3S libre puede conducir a la hendedura y a la formacion de
ampollas sulfurosa de los aceros.

4. La corrosion agria resulta en sulfuro ferroso - un polvillo negro
gue es un agente excelente de obturacion de yacimientos.

Otras bacterias que causan problemas serios son las bacterias del
hierro y formadoras de lama. Las bacterias del hierro depositan una
lamina de hidréxido férrico alrededor suyo a medida que crecen,
causando la corrosion y obturacién. Cantidades grandes pueden
producir hidréxido férrico suficiente para causar obturacion severa del
yacimiento. Las formadoras de lama generan masas de lama densa
sobre superficies solidas y causan corrosion y obturacion similares a las
bacterias del hierro.

Control quimico

Los productos quimicos o matan a las bacterias (bactericidas) o retrasan
o inhiben su crecimiento (bacteriestatos). También se obtienen
productos quimicos de alcance mas amplio como biocidas que matan
toda forma de vida, y los bioestatos que retrasan toda forma de vida.

El biocida inorganico mas comun es el cloro agregado al agua. Los
bactericidas organicos son las aminas, fenoles clorados, aldehidos y los
compuestos de amonio cuaternario.

1.5 DESARROLLO TECNOLOGICO

Con una mirada al futuro y teniendo en cuenta los multiples problemas
gue se presentan en el proceso de inyeccién de agua para disposicion
se han venido desarrollando nuevas estrategias que generan un
proceso de inyeccion de mejor calidad.

Para dicho proceso se han tenido en cuenta una gran variedad de
factores que afectan la reinyeccion de agua para disposicion hacia el
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pozo pasando por la calidad del agua, los dafios en la formacion ,
corrosion en tuberia entre otros. Por tal motivo se vienen realizando
pruebas piloto en varios de estos mecanismos como la biorremediacion
que se puede definir como el proceso que utiliza microorganismos,
hongos, plantas o las enzimas derivadas de ellos para retornar un medio
ambiente alterado por contaminantes a su condicién natural. La
biorremediacion puede ser empleada para atacar contaminantes
especificos del suelo y/o agua, mediante este mecanismo se optimiza la
calidad de agua a inyectar y con ésto se disminuye la posible creacién
de dafio dentro de la formacion.

Ademas de esto, la compafiia internacional Weatherford presenta su
altima oferta tecnoldgica para la inyeccion de agua: el regulador serie
RWF-EL. Este regulador innovador reduce sus costos al tiempo que
minimiza el tiempo de inactividad experimentado cuando se pasa de la
completacion a la inyeccion. Con una sencilla maniobra con linea de
cable (wireline), se activa el regulador RWF-EL para ofrecer una
inyeccién de agua eficiente con una pequefia variacion y un minimo
diferencial de presion.

Dentro de los varios adelantos que se vienen realizando en el proceso
de reinyeccién de agua es clave aclarar los constantes monitoreos de
aguas subterraneas que se han empezado a realizar durante la
operacion teniendo en cuenta caracteristicas importantes como la
profundidad del pozo y variacion de la composicion quimica del agua
durante la inyeccion, que anteriormente eran ignorados.
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2. DANOS Y PSEUDODANOS A LA FORMACION

2.1 DANO A LA FORMACION

El dafio a la formacion se puede definir como una reduccion en la
permeabilidad de una zona productora en la vecindad del pozo. Esta
reduccion puede ser causada durante el periodo de perforacion,
completacion o produccion del pozo. Dicho dafio puede ser el resultado del
hinchamiento de arcillas presentes en la formacion, invasion del lodo de
perforacién hacia la formacion, precipitaciones quimicas, formacién de
emulsiones, deposicion de parafinas. Este mismo efecto puede ser
producido por una reduccion en el area ortogonal a la direccion de flujo
cerca del pozo, asi una penetracién parcial puede dar la impresién de una
formacion dafiada.

Inversamente, un pozo desviado incrementa el area de flujo cerca del pozo,
dando la impresidbn de un pozo estimulado (con mayor permeabilidad
alrededor del hueco).

El dafio se expresa en valores de unidades de dafio. Cuando una
formacion tiene un valor de dafio mayor que cero (s > 0) se considera que
el pozo posee restricciones de flujo y mientras mayor sea este valor, mayor
sera la reduccion en la permeabilidad. Cuando el pozo no presenta dafio, el
valor de S es igual a cero, mientras que cuando el valor es negativo (S < 0),
se considera que el pozo se encuentra estimulado.

El factor de dafio puede variar desde un valor alrededor de -5 para un pozo
hidraulicamente fracturado, hasta +« para un pozo que se encuentra
demasiado dafiado para producir.

Esta expresion indica que si el area alrededor del pozo tiene menor
permeabilidad que la permeabilidad del yacimiento, es un pozo dafiado y la
S serd mayor que cero. Si la permeabilidad alrededor del pozo es mayor
gue la permeabilidad del yacimiento, entonces es un pozo estimulado y la S
tendra un valor inferior a cero.

La productividad de un pozo puede ser reducida total o parcialmente debido
al dafio en las inmediaciones del pozo por:

v' Pérdidas de fluidos dentro de la formacion y el revoque producido
por el lodo durante la perforacion del pozo

Por incrustaciones de calcareos

Formacion de emulsiones

Depositos de parafina durante la vida activa del pozo

AN
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Una evaluacion de la extension del dafio sera de gran ayuda,
especialmente para determinar el tratamiento requerido para removerlo.

Para estimar el dafio de la formacion teniendo en cuenta los mdltiples
factores que afectan el yacimiento o la formacién se puede utilizar la
siguiente ecuacion para estimar dicho factor:

S = (% - 1) * In(rx/rw)
Donde:

S = Dafio de formacion (Adimensional)

K = Permeabilidad original del yacimiento (mD)
Kx = Permeabilidad de la zona alterada (mD)
rx = Radio de la zona alterada (“)

rw = Radio del pozo (“).

De aqui puede observarse que:

a) Si Kx <K, S >0, el pozo esta dafiado.
b) Si Kx =K, S =0, el pozo no tiene dafo.
c) SiKx > K, S <0, el pozo fue estimulado.

Tabla 2.1 Valores de S

CONDICION DEL POZO | VALOR DEL DANO (S)
Altamente dafiado S=2+10
Dafiado S>0
Sin dafio S=0
Acidificado -1<S<-3
Fracturado -2<S<-4
Masivamente Fracturado S<-5

Fuente: Sogso Toasa, Victor Elias, DETERMINACION DEL DANO DE FORMACION EN YACIMIENTOS
PETROLIFEROS, 2009, Universidad Central Del Ecuador, Facultad De Ingenieria En Geologia.

2.2 PSEUDODANOS

Atribuir todo el valor de dafio (S) a un dafio dentro de la formacion es un
error muy comun; hay otras contribuciones no relacionadas al dafio,
llamadas pseudodafio y deben ser extraidas del dafio total para poder
estimar el verdadero dafio de la formacion. Hay 2 contribuciones:
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e Esta relacionado al dafio de formacion, que actua directamente en el
sistema poroso, disminuyendo la porosidad y permeabilidad en la
zona del dafio de formacion.

e Esta relacionada con un dafio superficial en la cara de la formacion
(sandface) y tiene que ver con el desgaste mecénico producido por
el trépano por frotamiento y el desgaste mecanico producido por el
flujo durante la perforacion.

El dafio de formacién de origen mecanico es comunmente llamado
pseudodafio, mientras que el dafio de formacion es el Unico realmente
originado dentro de la formacion, y no tiene efecto ni relacion con el dafio
de formacion de origen mecanico.

El dafio de formacion total, debido al dafio verdadero y pseudodafios
consta de:
S =Sd + Spp + Sperf + Sturb + Ssw + Sgp

Doénde:

S = Dafio de formacion total

Sd = Dafo de formacion debido a la alteracién de permeabilidad en el area
cercana al pozo

Spp = Dafio de formacion debido a completacion parcial

Sperf = Dafio de formacién debido al cafioneo

Sturb = Dafio de formacién debido a la turbulencia de flujo

Ssw = Dario de formacion debido a la inclinacién del pozo

Sgp = Dafio de formacion debido al empaque de grava.

2.2.1 Caracteristicas de los pseudodarfios

Los principales mecanismos de dafio de formacién son:
Dafio fisico
e Invasion de solidos.
e Migracioén de finos.
Dafio quimico
e Iteraciones roca-fluido (arcilla, humectabilidad).
¢ lteraciones fluido-fluido (bloqueo por agua, emulsiones).

2.3 CAUSAS DEL DANO DE FORMACION
El dafio de formacion es causado por muchos factores que pueden ocurrir

desde el momento en que la formacion es perforada o en algun tiempo
durante la vida del pozo.
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Las causas principales para el dafio de formacién son:
% Bloqueos por emulsiones.

Cambios de mojabilidad.

Bloqueos por agua

Invasion de sélidos.

Hinchamiento de arcillas

Depositacion organica.

Depositacion de inorganicos (incrustacion).

X/ 7 X/ 7 X/ 7
LR R X IR X I X R X

Tabla 2.2 Causas mas comunes de dafos de formacion

POZOS
POZOS NUEVOS POZOS VIEJOS INYECTORES
- Depésito de
incrustacion y |- Deposito de
- Invasién de fluidos corrosion. incrustacion y
ylo sélidos. corrosion.
- Bloqueos por agua
Al y emulsion. - Hinchamiento de
Solidos del lodo. arcillas.
- Filtrado del lodo, | - AAcumulacion  de ,
parafinas y | - Petrdleo.
- Cemento asfaltenos.
' - Filtracion de
- Hinchamiento de | soélidos.
arcillas y migracion.

Fuente: Sogso Toasa, Victor Elias, DETERMINACION DEL DANO DE FORMACION EN YACIMIENTOS
PETROLIFEROS, 2009, Universidad Central Del Ecuador, Facultad De Ingenieria En Geologia.

2.3.1 Bloqueo por emulsiones

La mezcla de fluidos base agua y base petréleo ocasionan emulsiones
en la formacién. Las emulsiones tienen la particularidad de tener
viscosidades muy elevadas, en particular las emulsiones de agua y
petréleo. Normalmente se forman durante la invasién del filtrado del lodo
de perforacion o durante los tratamientos de fluidos posteriores a ésta.
De la misma manera, los filtrados de los lodos de perforacion de base
petroleo o fluidos de estimulacion del mismo tipo, pueden formar
emulsiones al entrar en contacto con las salmueras de la formacion.

Tipos de emulsiones:

¢ Agua en petroleo.
«» Petrdleo en agua.
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2.3.2

En la primera el petréleo es la fase continua o externa, con las
pequefias gotas de agua dispersas en el petréleo, y en la segunda tiene
el agua como la fase externa y gotas de petroleo estan distribuidas en el
agua.

EMULSION TYPES

THIN - WATER IN OIL THICK - OIL IN WATER
( MOST COMMON )

INVISIBLE
SKIN

UNSHADED AREA - WATER
SHADED AREA - OIL

Figura 2.1 Tipos de emulsiones

La viscosidad de la emulsion es determinada por la cantidad relativa de
fases internas o dispersas, y la viscosidad de la fase externa. Cuanto
mayor es el porcentaje de la fase interna, la emulsion sera mas viscosa
y mas dificil de producir a través de la formacion. Se debe considerar
que las emulsiones siempre tienen una mayor viscosidad que cualquiera
de sus componentes.

M= Mo (1 +2.5¢)

M = Viscosidad de la emulsion
Mo= Viscosidad de la fase externa
¢ = Fraccién de volumen de la fase dispersada.

Cambios de mojabilidad

La mojabilidad total o parcial del petréleo en la roca reduce la
permeabilidad relativa al petroleo. Esto puede ocurrir por el fenébmeno
de adsorcion a través de minerales activos en la superficie de la pared
poral. El dafio puede ser remediado a través de la inyeccion de
solventes capaces de remover la fase de hidrocarburos que esta
mojando a la roca, la solucién es agregar un tensoactivo que aumente la
mojabilidad del agua en la roca, con el consecuente riesgo de provocar
un bloqueo por emulsion.
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2.3.3

234

Blogqueo por agua

El bloqueo por agua es causado por un incremento en la saturacion de
agua Sw en las inmediaciones del pozo, disminuyendo la permeabilidad
relativa al petréleo. El bloqueo por agua puede formarse durante las
operaciones de perforacion y terminacion mediante la invasion de
filtrados base agua en la formacién, o durante la produccién, cuando
aumenta la relacion agua-petroleo.

El bloqueo, se ve favorecido con la presencia de arcillas intraporales,
como la illita. Estas arcillas, debido a su forma particular y la direccién
de su crecimiento, aumentan la superficie de contacto con el fluido,
disminuyendo al mismo tiempo el tamafio de los poros y la porosidad del
sistema, incrementando la retencién de agua en las paredes porales.

Figura 2.2 Curvas de permeabilidad relativa

CURVAS DE PERMEABILIDAD RELATIVA

Petroleo

Agua

Swc Sor

0 1 I 1 1 L L L

0 100%
Sw (%)

Fuente: Dake, L.: "The Practice of Reservoir Engineering”, Ed. Elsevier - Pag. 383.

Invasion de sélidos

Esta establecido que las particulas de lodo pueden invadir la formacion
y causar dafos, bloqueando los canales de flujo, sin embargo las
particulas de lodo solo pueden penetrar en la formacién durante la
disminucion de velocidad de la broca al perforar (cuando la formacion
estd expuesta por primera vez a la broca), antes de que sea establecido
el revoque. Una vez que el revoque esta totalmente formado, se filtra los
sélidos mas finos debido a su estructura y a su baja permeabilidad.
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Figura 2.3 Costra sobre superficie plana del nucleo (plug).

Factores que favorecen la invasion de sélidos:

>
>
>
>

\ 274

Poros de gran tamafio en la roca reservorio.

Presencia de fisuras y fracturas naturales.

Particulas de pequefio diametro entre los componentes del lodo
de perforacion.

Baja velocidad de perforacion, como consecuencia de la
destruccion de revoque (mudcake) permitiendo un contacto entre
el lodo y la formacién, efecto que se ve incrementado por el
extenso tiempo de contacto debido a la baja velocidad de
penetracion.

Baja velocidad de circulacion.

Alta velocidad de circulacién; se erosiona el revoque y se pone en
contacto el lodo con la formacion.

Alta presion de fondo, como consecuencia de una alta densidad
del lodo de perforacion, favoreciendo el ingreso de lodo desde el
pozo a la formacion.

La invasion de sdlidos y el dafio de formacion pueden ser minimizados
por la adicibn de materiales sellantes a los fluidos de perforacion. La
medida del tamafio de la distribucion de sélidos en los lodos se realiza
por medio de calculos del tamafio de los poros de la roca.

Particulas con didmetros mas pequefios que 13 veces el diametro
promedio de los granos de arena de la formacion invaden el espacio
poroso y posiblemente llegan a tapar el interior de la matriz de la
formacion.
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2.3.5 Hinchamiento de arcillas

El fenomeno de hinchamiento de arcillas es caracteristico de las arcillas
smectiticas (Montmorillonitas). La doble capa eléctrica se origina entre el
balance negativo de la superficie de la arcilla y los iones de agua que
rodean el cristal de la arcilla (Cationes).

Si los cationes son escasos (aguas dulces), el caracter polar de la
molécula de agua hace que esta sustituya a los mismos pero, como su
molécula es mas voluminosa, “destruye” el cristal (téngase en cuenta
qgue la doble capa eléctrica se extiende en todo el volumen y entre las
capas constitutivas de la columna arcillosa). La expansion de la arcilla
hace que la misma se disgregue, rompa y migre.

El fenbmeno de defloculacion de arcillas es diferente aunque sus
consecuencias pueden también ser graves para el reservorio.

Este fendmeno se debe a la alteracion de las fuerzas electrostaticas
entre particulas de arcillas. En aguas salinas la doble capa eléctrica o
difusa se encuentra contraida pero en aguas dulces expandida. Cuando
las fuerzas de repulsién son mayores que las de atraccion (de Van der
Waals) la arcilla se deflocula (las particulas coloidales se rompen) y la
arcilla se hace migratoria.

Existen tres procesos que llevan a la reduccion de permeabilidad en
formaciones sedimentarias con arcillas:

» Bajo condiciones coloidales favorables, arcillas no hinchadoras,
como kaolinites e illites, pueden ser liberadas de las superficies
de los poros y de ahi migrar con el fluido fluyendo a través de la
formacion porosa.

» Para arcillas que se hinchan, como smectites y arcillas de capas
mezcladas, primero se expanden bajo condiciones favorables,
después se desintegran y migran.

» Los finos adheridos a las arcillas que se hinchan, se desprenden
y liberan durante el hinchamiento de las ellas.

» La hidratacion de arcilla con agua se debe a la hidratacién de los
cationes unidos a la arcilla. La cantidad de hinchamiento depende
de dos factores:

» El cation absorbido en la arcillas

» La cantidad de sales en el fluido en contacto con la arcilla.

Hay dos tipos de mecanismos de hinchamiento que puede ocurre
debido a la interaccion de arcillas e invasion de filtrado.
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2.3.6

Hinchamiento cristalino (hidratacion superficial) ocurre por la absorcion
de capas de agua en la superficie base cristalina de las particulas de
arcilla.

Invasion de los so6lidos del lodo

La invasién de los soélidos del lodo disminuye la productividad en dos
formas principales:
e Taponamiento de las gargantas de los poros por formacion de
revoques internos.
¢ Incremento de la presion capilar al reducir el radio de los poros.

Los solidos presentes en un fluido de perforacion pueden ser:

% Solidos agregados para cumplir funciones especificas, para
Impartir al fluido las propiedades deseadas. Generalmente el
tamafo de particula es menor a una micra, excepto la barita y los
materiales de control de pérdida de circulacion. El tamafio de
particula de la barita varia entre 1 y 74 micras, y los materiales de
control de pérdida son de mayor tamafio todavia.

« Solidos cortados de las formaciones atravesadas, su tamano de
particula varia entre 1-100 micras.

Tabla 2.3. Tamafios tipicos de los sélidos cortados de la formacién

- TAMANO
DESCRIPCION (MICRAS)
Corte grande Mas de 440
Arena 74 — 440
Limo 2-74
Arcilla 05-2
Coloides 0.001-0.5

El medio poroso actua como un filtro y por lo tanto, las particulas solidas
pueden invadirlo dependiendo de su tamafio, del diametro promedio de
las gargantas de los poros y de la presion diferencial aplicada.
Dependiendo del tamafio, las particulas pueden formar un revoque en la
cara del medio poroso, hacer un revoque interno en las cercanias de la
cara expuesta al flujo, o invadir profundamente el medio, si son mucho
menores que el diametro promedio de garganta. También hay que tomar
en cuenta la concentracion de solidos en el fluido de invasioén, ya que,
aun cuando sean muy pequefios, si hay alta concentracién, podran
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2.3.7

formar puentes en cualquier estrechamiento dentro del poro y reducir la
permeabilidad.

Depdsitos organicos

Los depdsitos organicos son precipitados de hidrocarburos pesados,
normalmente asféltenos y parafinas.

Parafinas

Las parafinas constituyen la clase mas simple de los compuestos
organicos, caracterizados porque los atomos estan unidos por enlaces
sencillos, indicando con ello que las cuatro valencias del carbono estan
satisfechas. Los cuatro primeros miembros de la serie de los alcanos
son (metano, etano, propano y butano), del pentano (C5) al hexano
(C16) son liquidos y de ahi en adelante semisodlidos y solidos. A medida
que aumente el numero de 4tomos de carbono en la molécula, aumenta
el peso molecular, la densidad y el punto de ebullicion.

Generalmente se encuentran mezclados con otros compuestos
organicos e inorganicos. Los depositos de parafina no son solubles en
muchos crudos y son inertes al ataque de acidos, bases y agentes
oxidantes, de ahi su nombre parafina que proviene del latin “para +
affinis”, que significa “poca afinidad”.

Las parafinas normales son cadenas de hidrocarburos saturados,
formados principalmente por cadenas entre C18 y C60+ con
temperaturas de fusion de 64°F a 211 °F. Los depdsitos de parafinas
estan acompafiados de resinas, material asfaltico, arena, escamas y en
ocasiones agua. Ellas son de naturaleza cristalina y precipitan del crudo
por debajo de su punto de cristalizacion. Las parafinas son moléculas
apolares, cuya interaccién se debe a fuerzas de Vander Waals.

Los hidrocarburos isoparafinicos, también son de enlace sencillo, pero
forman cadenas ramificadas, por tanto tienen un punto de fusibn menor
qgue el correspondiente a la estructura equivalente de los parafinicos
normales; asi el isodecano tiene un punto de fusion menor que el
n-decano.

Por otra parte el petrdleo parafinico son hidrocarburos de color claro,
fluidos y de baja densidad (0,75 a 0,85 g/ml); reoldégicamente el
comportamiento de este petréleo usualmente es pseudoplastico. De
estos se extrae gran cantidad de gasolina, queroseno y aceites
lubricantes.
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Asfaltenos

Los asfaltenos son hidrocarburos de alto peso molecular, es un factor
importante en promover el dafio de formacion. Las resinas muestran
propiedades de dafio débiles. Crudos provenientes de pozos que
contienen mas del 1% de asfaltenos, son los mas probables a ser
asociados con el dafio de la formacidon tratable con surfactantes y
solventes utilizados en la estimulacion.

Los mecanismos por los cuales se origina son variados y complejos,
pero el principal motivo es algun cambio en las variables
termodinamicas a las que estd sometido el fluido del reservorio durante
el proceso de perforacién, produccién, o in-situ en el interior del
reservorio; y el mecanismo por el cual precipitan tiene que ver con la
pérdida de solubilidad que el resto de los hidrocarburos, una vez que
precipita cristaliza. La causa mas comun que produce este efecto ocurre
durante la produccion, donde en la vecindad del pozo disminuye la
temperatura y presion.

Tabla 2.4 Compuestos Organicos

. PUNTO
DEPOSITO FORMULA FORMULA = PUNTO DE
ORGANICO | EMPIRICA | ESTRUCTURAL , EBULLICION
FUSION °F
Parafina
CzeHs4 nCas 133.2 401.2
Normal
Parafina _
CogHsa | 69.4 383
Ramificada
CzeHs2 - 118.2 4136
Naftenos CagHas G;O 94 1 418.1
CaeHas - 108.1 4136
Aromaticos CasHas {5 :’ 615 384.8
CasHas m
Asfaltenos y
Resinas Ca2H22S m

Fuente: Studies of the Mechanism of Paraffin Deposition and Its Control.
D.A.SOC SPE 384G
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2.3.8 Depositos inorganicos

Puede haber precipitacion de sdlidos inorganicos cuando la salmuera
utilizada y las aguas de la formacion son incompatibles, y se producen
cambios en las condiciones de presion y temperatura durante la
produccion de petrdleo o gas con agua de alto contenido de sales. Los
sélidos inorganicos reciben el nombre de escamas (incrustacion), y se
depositan cuando se alteran el equilibrio quimico y termodinamico,
haciendo que las aguas o sus mezclas alcancen el punto de saturacion
de sus sales disueltas.

Los problemas de depositacion de incrustaciones durante el desarrollo
de un pozo (perforacion, completacion, inyeccién, produccion y trabajos
de completamiento (workover)), y durante la inyeccién de fluidos se
deben principalmente a la mezcla de fluidos incompatibles, mientras que
la depositacion que ocurre durante la produccion del pozo se debe a
cambios en la presion y temperatura.

Se han identificado varios tipos de incrustaciones inorganicas:
» Carbonato de calcio (mas frecuente).
» Sulfato de calcio (yeso y anhidrita).

2.4 TIPOS DE DANOS DE FORMACION

2.4.1 Perforacion

Los fluidos de perforacion constan de una fase solida y una liquida, los
dafios que causa en los reservorios son ocasionados por el filtrado de la
fase solida o por invasion de soélidos en el medio poroso.

Invasion del filtrado de lodo

La filtracion es la cantidad de fluido que ingresa a la formacion, debido
a gue el revoque formado en las paredes del pozo no tiene una buena
consistencia.

Invasion de la fase liquida de un fluido de perforacion hacia el medio
poroso puede ocurrir en tres etapas:

» Debajo de la mecha de perforacién.

» Filtracion dinamica: se produce durante la circulacion del fluido de
perforacion.

» Teniendo el pozo estatico
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2.4.2

243

244

En la cementacion del pozo

Al bajar la tuberia de revestimiento se puede generar una presion
diferencial tal que compacte la torta de lodo aumentando la posibilidad
de pérdida de filtrado. La lechada de cemento también produce alta
pérdida de filtrado y los s6lidos pueden penetrar la formacion.

Los filtrados con altos pH son dafinos en formaciones arcillosas porque
se crea un filtrado que causa los mismos efectos del lodo de
perforacidon, ademas son favorecidos por el hecho que el filtrado tiene un
pH > 12.5 y 105 fluidos de formacién, algunos aceites, emulsionan a pH
> 10.5.

Si el filtrado invade la formacion, puede ocurrir un cambio de
mojabilidad, un bloqueo por emulsiones o promover la migracién de
particulas coloidales.

Por las pérdidas de cemento hacia la formacion, ya sea por perdidas
parciales de circulacion o por fractura.

En la produccidon o en lainyeccién

Normalmente pueden originarse cambios en la estabilidad de los fluidos
producidos o inyectados, propiciAndose precipitaciones organicas e
inorganicas causando el taponamiento del espacio poroso. Un exceso
en la caida de presion puede fomentar la migracion de material
cementante de la roca y facilitar el taponamiento por derrumbe de la
formacion alrededor del revestimiento.

Un exceso en la caida de presion puede generar la formacion de
asfaltenos y/o parafinas dentro de la formacion.

Altas tasas de produccion de petréleo con viscosidades facilitan el
transporte de particulas.

Dafios en formacion de origen biologico

Algunos pozos que reciben inyeccion de agua, son susceptibles al dafio
causado por bacterias en la zona cercana al pozo.

Las bacterias especialmente las anaerobias, pueden multiplicarse muy

rapido en el yacimiento tapando los espacios porosos con ellas mismas
0 con precipitados que resultan de procesos bioldgicos.
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En muchos yacimientos con inyeccion de agua (WF) se controla la
poblacion bacteriana como parte de pruebas de pilotos para determinar
cantidades que se presentan. Siendo conservadores, podemos decir
que en un circuito “controlado” inyectamos 10e° bacterias por m°.

Las Aguas Superficiales que ingresan al reservorio pueden contener
actividad bacteriana que contaminan los reservorios durante la
perforacién o intervencion del pozo.

Una bacteria es un microorganismo unicelular cuyo tamafio varia entre
0,25y 10 micrones y presenta tres formas basicas:

» Cilindricas (Rods).

» Cilindricas curvadas (Curved rods).

» Esféricas (Cocos).

Una gota de fluido puede contener dos millones de bacterias. Hasta la
aparicion del microscopio electrénico en 1937 poco se conocia de su
morfologia y citologia (estructura de la bacteria).

A diferencia de los solidos inorganicos suspendidos en su mayoria, las
bacterias pueden penetrar todos los radios porales de la roca reservorio.
El &cido clorhidrico no disuelve la masa bacteriana pero si la desintegra
por deshidratacion. Peréxido de hidrogeno, cloro e hipoclorito de Sodio
son 50 % de efectivos de lo que es el &acido y solo restauran la
permeabilidad en un 20 %. Las bacterias pueden migrar en el agua 1,5
pulgadas /dia en reservorio.

Aguas limpias no significan  solamente libres de particulas en
suspensién sino también de bacterias y gases disueltos, en particular
oxigeno.

Otra consecuencia de la presencia de bacterias particularmente
bacterias transformadoras del hierro (género clostridium) y reductoras
de sulfatos (desulfovibro) es la posibilidad de que estas bacterias
generen en los poros Oxidos y Sulfuros en los poros, que obstruyan la
roca reservorio y reduzcan su permeabilidad.

La inyeccion de agua con bacterias muertas produce un dafio del tipo de
filtracion en lecho profundo. El tamizado es el mecanismo de captura
dominante.

Bacterias limoformadoras
El término limoformadoras no indica un grupo simple de organismos.

Muchas bacterias son capaces de formar “capsula limosa”, se las
denomina genéricamente bacterias generales (APIRP38) o de conteo
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totales en placa. Obtienen energia de fuentes organicas como
alcoholes, azucares, acidos y aun hidrocarburos solubles en agua.

Estas bacterias son muy comunes en aguas abiertas oxigenadas, en
aguas de pozo, en filtros, en lineas y lo mas importante en pozos
inyectores de agua.

Se convierten en un verdadero problema para los pozos porque dichas
bacterias se encargan de taponar filtros y pozos inyectores, ademas
presentan o forman celdas que aumentan la corrosion en los metales y
también generan sitios anaerobicos (ausentes de oxigeno) que permiten
la formacion de otras bacterias.
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3. METODOS PARA DETERMINAR EL DANO DE FORMACION
EN POZOS INYECTORES

3.1 ANALISIS DE PRUEBAS FALL OFF

3.1.1 Analisis de pruebas fall off, para fluidos con relacién de movilidad
unitaria.

Antes de hacer un analisis en las pruebas “Fall off”, hay que tener una
idea clara de los principios fundamentales de la Inyeccion. Inyectar un
fluido en un reservorio homogéneo determina dos zonas alrededor del
pozo de diferentes caracteristicas (Figura 3.1). Los métodos de
interpretacion que se veran asumen que las zonas son concéntricas.
Esta hipotesis es verificada cuando la movilidad del fluido de inyeccién
es menor a la del fluido in situ, y cuando pasa lo contrario puede haber
interdigitacion.

Figura 3.1 Descripcion de un pozo inyector

Fuente: “Optimizacion Del Sistema De Reinyeccion De Agua Del Pad Amo-A, Del Bloque 16
Operado Por La Compafiia Repsol-Ypf”

Los métodos que se van a presentar asumen un efecto piston, siendo el
fluido original desplazado por el fluido de inyeccion. Al igual que un pozo
productor, los pozos de inyeccion son principalmente probados durante
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el cierre de los mismos; y si en el productor se realizan los “Build up”, en
el inyector se realizan los “Fall off” cuando el pozo esté cerrado.

En la inyeccion intervienen dos zonas concéntricas, y sus caracteristicas
son las siguientes:

e La viscosidad del fluido de reinyeccion es expresada por [y,

e La permeabilidad al fluido inyectado en presencia de petréleo
residual es generalmente diferente a la permeabilidad del fluido
original del reservorio.

e La compresibilidad total en la zona cercana al pozo de inyeccion
es expresado como Cy,.

El radio de inyeccion o distancia del banco de agua, es el radio que se
extiende desde el pozo a una distancia expresada como:

_ 5.6145W; +
i = \’nh(Z)(SW—SWl-)

El valor de r; puede ser calculado partiendo del volumen total del fluido
inyectado Vi:

Wi = Q; * Bw *t 365
Donde:
@: valor de la porosidad, (fraccion).
h : espesor de la formacion receptora (pies).
Qi : tasa de inyeccién (Bbls/dia).
t : nimero total de dias de inyeccién.
Sw : saturacion de agua, (fraccion).
Sy : saturacién de agua irreductible, (fraccion).
Wi, : volumen total de agua inyectado (Bbls).
Bw : factor volumétrico de agua (RB/STB).

El radio de investigacion es igual a:

- kt *
1y = 0.029 / "

e Mas alla del radio de inyeccion r;, el reservorio tiene las mismas
propiedades debido a que contiene una sola fase de fluido (local),
de esta manera la viscosidad es la del fluido original in situ y su
abreviatura es Ho.

"HOYOS CALLE, Antonio Eduardo. “Optimizaciéon Del Sistema De Reinyeccion De Agua Del Pad
Amo-A, Del Bloque 16 Operado Por La Compafiia Repsol-Ypf’. Guayaquil. 2004. Designacion de
trabajo de grado (Ingeniero de Petr6leos). Escuela Superior Politécnica del Litoral. Facultad de
Ingenieria de Ciencias de la Tierra.
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e La permeabilidad es la del fluido original in situ a la saturacion de
agua irreductible S,; y se representa como Kk, .La compresibilidad
total es C..

e La permeabilidad efectiva del reservorio al fluido de inyeccion,
Kw., este valor se utiliza para determinar presiones de inyeccion,
maximas tasas de inyeccion, factor de dafio de formacion.

e El factor de dafio de formacién, S, el cual permite cuantificar el
dafio causado al intervalo que es afectado por los disparos e
invasion de fluidos que se dieron durante la perforacion del pozo,
ya sea este de inyeccion o de produccion. S, es positivo cuando
hay dafio en la formacion y negativo cuando no.

e Estimar la presion promedio de yacimiento, la cual indica que
debemos tener una mayor presion de inyeccion.

Una prueba de “fall off” es analoga a una prueba de “build up” en un
pozo productor (figura 3.2). La inyeccibn es a una tasa constante
durante un tiempo hasta que el pozo entra en el periodo del cierre. Los
datos tomados antes y durante el periodo de cierre son analizados como
una prueba de Build up.

s |0 Shutin

q Inyecting

—_ \!—{>

tp
TIME, t

=

- At
tp
TIME, t

Figura 3.2 Grafica tipica de una prueba Fall off

Fuente: Optimizacién Del Sistema De Reinyeccion De Agua Del Pad Amo-A, Del Bloque 16
Operado Por La Compafiia Repsol-Ypf”
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El comportamiento de la presion puede ser expresado de la siguiente
ecuacion y se aplica para reservorios con acuiferos infinitos y para
reservorios desarrollados:

Pys = P*—m=xlog (tP:tAt)
P* es equivalente a la presion inicial p; para un sistema de accion
infinita. La figura 3.3 muestra la gréafica de Pys vs. log [ (tp+At) / At ], se
puede observar que se genera una linea recta con intercepto P* a un
tiempo infinito de cierre, donde [ (tp+At) / At ] = 1 ademas se obtiene una
pendiente — m y puede ser obtenida con la siguiente formula:

162.6 *
m = apu
kh

TIEMPO DE CIERRE, AtHR

0.1 04 2 (1 10 2 60
T I T 1 1T 1.1
)
5 Pihe
E PENDIENTE = -m
3
| | [ P
10* 10? 102 10 1
tp +4t

At

Figura 3.3 Determinacion de la recta pendiente para el método de Horner

Fuente: Optimizacién Del Sistema De Reinyeccion De Agua Del Pad Amo-A, Del Bloque 16
Operado Por La Compafiia Repsol-Ypf”

Una vez que se haya escogido la mejor recta, la permeabilidad y el
factor del dafio pueden ser estimados de la siguiente manera:
k = 162.6qBu *
o mh

= (Pine=Pat=0) tpHl) _ k *
S= 1.1513[ n +log( > ) log ( )+3.2275]

Puceryy
Si la tasa de inyeccion es variable antes de realizar la prueba, el tiempo
equivalente de inyeccion puede ser aproximado de la siguiente manera:
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W; =

t, = 24—

p Qi

Como para cualquier prueba de flujo transiente, la recta debe ser
tomada luego de que culminen los efectos de almacenamiento, a veces
para estimar el tiempo inicial al considerar la recta en la grafica semilog

(Horner) se utiliza:

_170000xC*e%148 «
- kh
u

Pero es mejor utilizar el método de la gréfica log-log, como se muestra
en la figura 3.4.

Ar <4

-

Figura 3.4 Determinacion del tiempo donde terminan los efectos de
almacenaje

Fuente: Optimizacion Del Sistema De Reinyeccion De Agua Del Pad Amo-A, Del Bloque 16
Operado Por La Compafiia Repsol-Ypf”

3.1.2 Obtencién del coeficiente del efecto de llene

Se hace mediante la grafica log AP vs. Log At (figura 3.5), la cual se
obtiene a partir de los datos durante el periodo de cierre, se hace
coincidir una linea recta con pendiente unitaria por la mayor cantidad de
puntos en la zona de la curva donde se produce el efecto de llene y de
esta linea se escoge el valor de APy a 1 hora y se utiliza en la ecuacion:

+ % 1 *
CS — Ql ﬁ

24 APin:

Cp, Coeficiente adimensional de almacenamiento, es calculado de la
siguiente manera:
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_ 0.8936Cg *

Cr =
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Figura 3.5 Determinacion del coeficiente de llene

Fuente: “Optimizacion Del Sistema De Reinyeccion De Agua Del Pad Amo-A,
Del Bloque 16 Operado Por La Compafiia Repsol-Ypf”

3.1.3 Procedimiento operacional durante una prueba “Fall off”

Las empresas de servicios encargadas de evaluar las pruebas de
restauracion de presion utilizan por lo general dos registradores de
presién para la elaboracion de los trabajos, con el fin de comparar
lecturas y asi tener resultados correctos. El siguiente proceso
operacional es el mas comun:

wN e

©~N® O A

9.

Se arma equipo de linea de acero “slick line” con linea de 0.108”
Se cambia boca de cabezal

Se chequea tuberia con herramienta de broca “broaching tool” de
4.5” con el fin de ver si existe obstruccion.

Se baja cortador de parafina de 3.5”

Se bajan los medidores de memoria

Se inyecta agua al pozo a una tasa constante

Se cierra el pozo por 36 horas

Se recuperan los sensores de presion haciendo paradas cada 10
pies con el fin de registrar datos de presion.

Se desarma equipo de linea de acero.

3.2 ANALISIS DE LAS GRAFICAS DE HALL

En la operaciébn de un programa de inyeccion, conviene determinar la
capacidad de inyeccion mediante la evaluacion del desarrollo individual de

52



un pozo inyector. Cuando ocurre una disminucion de la inyectividad de un
pozo en particular, se necesita hacer un céalculo directo de la pérdida de la
capacidad o dafio de formacién. En el curso normal de las operaciones, es
usualmente corrida una prueba de presion “Fall off” para determinar la
existencia o aumento del dafio de formacion. Estas pruebas son largas,
consumen mucho tiempo, y ademas son costosas.

El propésito del método es indicar la extension del dafio y determinar la
pérdida de inyectividad sin necesidad del uso de una prueba de “Fall off". El
método usa datos de inyeccion mensual para todos los calculos requeridos
y efectivamente elimina los procedimientos convencionales de pruebas en
un programa normal de inyeccion.

3.2.1 Introduccién al método de Hall

En 1963, Hall presentd un sistema de analisis del desarrollo de pozos
inyectores usando las denominadas gréficas de Hall. Mas adelante, se
presenta un analisis del desarrollo de pozos inyectores, el cual utiliza un
método en el cual la presion mensual y volimenes de inyeccién son
usados y graficados como una combinacion de la Presion (psia)
multiplicada por el tiempo (meses) versus el Volumen Acumulado de
Inyeccién (Bbls). Acorde con ésto, el grafico de Hall (Figura 3.6) antes y
después de cualquier estimulacién o tratamiento puede indicar el éxito o
falla de tales reacondicionamientos; sin embargo en la mayoria de los
casos su uso Unicamente es para reconocer algun dafio de formacién
(Figura 3.7), utilizando la ecuacion:

Te
_ Uw Bw ln(rw) *
0.00707kyh

Mediante el uso de la ecuacion de la pendiente, es posible ver la
relacion inversamente proporcional con la transmisibilidad [Tm]. Donde:

Tm = Kwh *
Hw
Tma 1/m

Cuando la pendiente es obtenida en psi—mes/batrril, y la transmisibilidad
estd en md-ft/cp, una conversion de 29.2 es insertada, y la ecuacion
anterior se transforma en:

ﬁwln(r—e) . 4.8448,, ln(:—;) .

Tm=—2—_0Tm=
29.20.00707+m m
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Tm; es determinado de m; y comprende al rango donde no existe dafio

de formacion. Tm; es determinado de m;, y comprende al promedio entre
la zona con vy sin dafio, asi:

Tm; [obtenido a partir de m;] = Tme
Tm; [obtenido a partir de my] = TMayg

Donde:
e Tmg, es la transmisibilidad de la zona sin dario.

e Tmyyg es la transmisibilidad promedio de toda el area que cubre el
pozo.

GRAFICO DE HALL;
PARA ZONA SIN DARO

WHP X time,
psi - months

VOLUMEN TOTAL INYECTADO, bblis

Figura 3.6 Método de Hall cuando no hay taponamiento

GRAFICO DE HALL; MOSTRANDO ZONA CON DARO

M2

pendiente
debido

a que existe

WHP X time,

pendiente pq
psi - months

en parte sin

b N dano de formacion
taponamiento

VOLUMEN TOTAL INYECTADO, bbls

Figura 3.7 Método de Hall cuando existe dafio de formacion

Fuente: “Optimizacion Del Sistema De Reinyeccion De Agua Del Pad Amo-A, Del Bloque 16
Operado Por La Compafiia Repsol-Ypf”

3.2.2 Procedimiento de la prueba
Los datos necesarios para realizar la prueba son:

v Profundidad de los disparos, pies
v' Espesor neto de la zona de inyeccion, pies
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Nivel medio de las perforaciones, pies
Porosidad promedia del reservorio receptor
Radio del pozo, pies

Area de drenaje, acres

Tasa de inyeccion antes del dafio, B/D
Tasa de inyeccion con el dafio, B/D

Radio de investigacion (re), pies

Factor volumétrico del agua, RB/STB
Presion en la cara de la arena, psi

Radio de la zona con dafio (ra) , pies

AN N N N NN NN

Y el procedimiento es:

1. Hallar las pendientes del Hall Plot, correspondientes a la zona
con dafio y sin dafio, (ver figura 3.7).

2. Asumir el radio de la zona con dafio (ry) (ver Figura 3.8),
usualmente es cercano a 3 pies, sin embargo se ha visto que
este valor no tiene un efecto significativo en la ecuacion de Van
Everdingen usada para determinar el dafio de formacion.

kakeln(:—‘i) .
avg — kq ln(:—2)+keln(:—;)

DIAGRAMA DE RELACION
ENTRE RADIOS

I'“dvg i1n12)

Tme(Tm 1)

zona con dafos zona sin dafos

Figura 3.8 Diagrama de relacién entre radios

Fuente: “Optimizacién Del Sistema De Reinyeccién De Agua Del Pad Amo-A,
Del Bloque 16 Operado Por La Compafiia Repsol-Ypf”
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3. Bajo la asuncion de que el radio hasta donde termina el dafo [rg],
es menor a 3 pies, la transmisibilidad en la zona con dafio puede
ser obtenida de:

Tm,Tm,In (:—;)

MMavg = 1ma = Tm,In (:—2) + Tm, In (:—;)

4. El valor de Tm, permite asumiendo el valor de r,, y sustituyendo
en la ecuacion de Van Everdingen obtener el dafio de formacion
Dafio de formacion [S]:

s=() () 5= () m )
kq Tw Tm, Ty

5. Con este valor de S, la caida de presion que se genera cuando el
fluido pasa a través del dafio se puede obtener de:

APa = 141.44 GscoP S
my

3.3 ANALISIS DE PRUEBAS DE INYECTIVIDAD

Dentro de las pruebas que deben efectuarse a los pozos de inyeccion para
conocer su comportamiento a distintas presiones y asi tener una idea mas
clara de la capacidad de admision del reservorio receptor, estan las
pruebas de inyectividad, las cuales deben efectuarse por lo menos una vez
por afio.

Durante una inyeccibn de agua existe una presion critica cuando el
aumento de la tasa de inyeccion no es acorde con el aumento de la presiéon
de fondo sino mucho mayor, este es el resultado de una ruptura o fractura
en la formacién debido a una presién llamada presién de fractura.

El gradiente de fractura puede variar desde 0.8 a 1.4 psi / pie, en muchos
reservorios, la presion de fractura puede ser determinada mediante una
grafica de Pwf vs. Tasa de inyeccion, siendo ésta a la altura del punto de
ruptura de la recta, tal como se muestra en la figura 3.9.
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Presion de Fractura 6
Critica

BHP de Inyeccioén

Rata de Inyeccion

Figura 3.9 Determinacion de la presién de fractura para un pozo de
inyeccion
Fuente: “Optimizacion Del Sistema De Reinyeccion De Agua Del Pad Amo-A, Del Bloque 16
Operado Por La Compafiia Repsol-Ypf”

3.4 DETERMINACION DE COMPATIBILIDAD ENTRE EL AGUA DE
INYECCION Y LA FORMACION RECEPTORA

Una de las principales causas de formacion de incrustacion y taponamiento
del pozo de inyeccibn es mezclando dos o mas aguas que son
incompatibles. El agua de formacion forma un sistema en condiciones
estables y no presenta problemas de incrustacién, sin embargo, una vez
gue el agua de reinyeccién es mezclada con el agua de formacion, pueden
ocurrir reacciones que formen y precipiten productos insolubles. Cuando
ésto ocurre, se dice que hay incompatibilidad entre el agua de reinyeccién y
la del reservorio receptor.

Aguas incompatibles reaccionan para formar nuevos sélidos y el total de
sélidos en suspension (TSS) de la mezcla es mayor que la suma de las
fracciones TSS de cada agua por separado antes de realizar la mezcla.
Muchas clases de reacciones pueden crear que se depositen nuevos
soélidos. Por ejemplo, particulas insolubles de sulfuro de hierro o de oxido
de hierro pueden formarse cuando un agua que contiene hierro disuelto es
mezclada con otras aguas que contienen acido sulfarico u oxigeno disuelto.
Dependiendo de la composicion, el pH, la temperatura y el radio en la
mezcla de dos aguas, podria esperarse como resultado, alguno o todos de
los siguientes precipitados: carbonato de calcio, sulfato de bario o sulfuros
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de hierro, y la situacion es mas complicada si mas de dos tipo s de agua
son mezcladas y cualquier aumento de precipitacion de solidos reduce la
calidad del agua de inyeccion.

Para determinar si existe o no compatibilidad, existe una prueba de
laboratorio la cual consiste en medir la cantidad de incrustacién que se ha
formado de la mezcla. Muestras de agua antes de ser mezcladas son
previamente filtradas para eliminar sélidos existentes. Cantidades medidas
de los distintos tipos de agua son mezcladas en un vaso de precipitados
usualmente conteniendo distintos tipos de proporciones, es decir, 25/75,
50/50 y 75/25 partes por volumen. Las mezclas son tapadas de 24 a 48
horas y puestos a la temperatura de reservorio; luego de este tiempo
muchos precipitados son visibles, pero es bueno filtrar el agua antes de
realizar la prueba para pesar los nuevos sélidos formados.

En el ejemplo de campo que se tiene el agua de inyeccién es la misma
agua de produccion, por lo tanto, no hay problemas de incompatibilidad
este andlisis es de gran importancia en el momento de realizar inyeccion
para recuperacion del crudo ya que en ese caso se inyecta el agua a un
acuifero y en algunas ocasiones se inyecta agua diferente a la del
reservorio receptor.
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4. ESTUDIO Y ANALISIS DE LAS CAUSAS DE PERDIDA DE
INYECTIVIDAD EN LOS POZOS UTILIZADOS PARA
DISPONER EL AGUA DE PRODUCCION. EJEMPLO DE
CAMPO.

El campo KONA cuenta con tres pozos inyectores que se encargan de depositar el
agua producida por el mismo campo, inyecta diariamente entre 30.000 a 40.000
BWPD. La formacién receptora es Carbonera en el miembro C1 perteneciente a la
cuenca de los Llanos Orientales, el primer pozo KN-1 empez6 el proceso de
inyeccién en mayo de 2011, el segundo KN-2 en diciembre 2011 y el tercero K-14
en abril 2012.

En este capitulo expone el proceso de inyeccion del campo, los problemas que se
estan presentando, el comportamiento de inyectividad en cada uno de los pozos,
la solucion temporal que ha optado la compafia operadora para este problema y
los resultados obtenidos hasta el momento.

4.1 SISTEMA DE INYECCION EN EL CAMPO KONA

El volumen de crudo producido ingresa al multiple desde el cual se direcciona el
flujo hacia el separador o a la linea que conecta a las facilidades de produccion.

El fluido producido ingresa a los separadores, donde se realiza una separacion
primaria del crudo, enviando el agua libre separada (con 51 ppm de crudo) hacia
el sistema de tratamiento de agua de formacion; el crudo es pasado al “gun barrel”
donde el agua es separada por proceso gravitacional y posteriormente es
conducida a los desnatadores 6 “skimmers” donde ingresan (con 51 ppm de aceite
y 118 ppm de TSS), de alli son llevados a un sistema de filtrado en el cual el agua
es recibida (con 5.73 ppm de aceite y 8.4 de TSS “Total de Sdlidos Solubles”) y
luego de realizarse la operacién son despachados hacia las bombas (con 0.99
ppm de aceite y 0.8 de TSS).

La bomba de descarga horizontal recibe el agua y se encarga de inyectarla al
pozo, al llegar a la cabeza del pozo las caracteristicas del agua varian y son
inyectadas a la formacién (con 0.21 ppm de aceite y 1.6 ppm de TSS)

59



C
C_F

PUMPS

GUN
SEPARATOR SKIMMING TANKS FILTERS 'WELL HEAD
BARREL

Figura 4.1 Esquema planta de inyeccion

Fuente: Informe técnico seguimiento de inyeccion, 2012

4.2 ANALISIS DE GRAFICAS DE HALL PARA CADA UNO DE LOS POZOS
DEL CAMPO KONA

Se grafica segun el método de Hall el acumulado de presion de inyeccion Vs.
el acumulado de presion de agua inyectada para cada pozo (Grafica 4.1) ésta
grafica ayuda a identificar si existe dafio de formacion segun la inclinacién de
su pendiente como se mencion6 en el capitulo anterior.

Cum. Water Vs. Cum. Pressure (Kona)

/

12000000

Hall Flot

10000000

SumWHP ). psi

2000000

Sum(W); BEI

psi

——Kona N-1
000000

——Kona N-2

——Kona-14

Cum.
Pressyre,

4000000

2000000

1000000
2000000
3000000
4000000
5000000
6000000

Cum. Water, bbls

Grafica 4.1 Gréfica de Hall para cada pozo inyector del campo Kona

Fuente: Informe técnico seguimiento de inyeccion, 2012
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Cada pozo efectivamente presenta dafio de formacion y éste es debido a algun
tipo de taponamiento, y que con las estimulaciones que se han practicado en
repetidas ocasiones ha hecho que se restablezca la presion.

Los taponamientos pueden presentarse por muchas causas y como se
mencionod en el capitulo 2 de dafio de formacion, las principales causas para
este caso son la formacion de incrustacién y/o la acumulacion de solidos
totales.

4.3 ANALISIS DE LA INYECTIVIDAD DEL CAMPO KONA

Para realizar el estudio del comportamiento de la inyectividad del campo Kona se
presenta en la grafica 4.2 el volumen inyectado por dia y el promedio de la presion
diaria para un tiempo determinado.
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Gréfica 4.2 Inyeccion total campo Kona

Fuente: Informe técnico seguimiento de inyeccion, 2012

Al observar en la gréfica 4.2 la presion va aumentando mientras que la rata de
inyeccion permanece aparentemente constante, esta grafica no permite ver con
claridad el comportamiento individual de los pozos ni después de realizados los
trabajos de estimulacion.
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Para ver mas claramente el comportamiento de inyectividad se presenta la grafica
4.3 la cual muestra la inyectividad (Bbls-dia/psi) para cada uno de los pozos
inyectores del campo.
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Grafica 4.3 Inyectividad campo Kona (cada pozo)

Fuente: Informe técnico seguimiento de inyeccion, 2012

En ésta grafica se observa que cada pozo tiene altos y bajos en el
comportamiento de la inyeccion, ésto es producto de las estimulaciones acidas y/o
solventes que se han practicado en determinadas fechas. Por ejemplo en K-14 se
nota claramente que la inyectividad va cayendo y al realizarse un tratamiento a
finales de sep. - 2012 (apéndice A: Estimulaciones Realizadas a los pozos
inyectores Kona) ésta sube nuevamente pero desafortunadamente este resultado
no se mantiene y al poco tiempo se ve que la inyectividad vuelve a caer.

En la grafica 4.4 se muestra la inyectividad para cada pozo y ademas las fechas
en las que se realizaron trabajos de tratamientos acidos y/o solventes en cada uno
de los pozos.
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AVERAGE DAILY INJECTIVITY (KONA)
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Grafica 4.4 Inyectividad campo Kona y tratamientos realizados

Fuente: Informe técnico seguimiento de inyeccion, 2012

Segun la grafica anterior se concluye que con el tratamiento 4cido se obtienen
mejores resultados que con el solvente para restablecer la inyectividad, sin
embargo no es el resultado que se quisiera encontrar ya que al poco tiempo se
tiene que volver a realizar tratamiento.

4.4 ANALISIS DE CALIDAD DEL AGUA DE INYECCION DEL CAMPO KONA

El analisis fisico-quimico realizado a las muestras de agua de inyeccién brinda
informacion de los parametros evaluados en el laboratorio y con él se podra
determinar si alguno de los componentes se encuentra fuera de los limites
establecidos y pueda ser la causa del taponamiento.

Este analisis fue tomado para 6 diferentes muestras del agua de produccion, la
primera es del agua original del campo y las otras 5 tomadas cada una de
diferentes puntos de la planta de inyeccion, el resumen de los resultados se
muestra en las tablas 4.1y 4.2.
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Tabla 4.1 Analisis calidad de agua de inyeccion

TEMPERATURA MUESTRA LABORATORIO

°C

pH A 25°C

UNIDADES

CONDUCTIVIDAD A 25°C

us/cm

OXIGENO DISUELTO A 25°C

mg/L

SALINIDAD A 25°C

mg/L

RESISTIVIDAD A 25°C

ohm.m

DENSIDAD A 25°C

g/mL

DIOXIDO DE CARBONO

mg/L

HIDROXIDO TOTAL

mg/L

ACIDO SULFHIDRICO

mg/L H2S

ALCALINIDAD TOTAL

mg/L CaCO3

BICARBONATOS mg/L CaCO3
CARBONATOS mg/L CaCO3
CLORUROS mg/LCl-

SULFATOS mg/L SO4-2

25,2
7,2
6710
4,71
3700
1,49
0,998
<10
<1
<0,1
149

149
<1
2390
14,9

25,3
6,78
5830
3,62
3200
1,72
0,999
<10

<0,1
415

415

1610
144

25,4
6,97
59,3
3,21
3200
1,69
0,998

<10

<0,1
479

479

1470
156

25,3
6,96
5530
5,58
3000
1,8
0,999
<10
<1
<0,1
270

270
<1
1250
130

25,2
7,21
5630
1,56
3000
1,78
0,999
<10
<1
<0,1
255

255
<1
1490
52,2

25,3
7,58
5840
2,61
3200
1,71
0,998
<10
<1
<0,1
465

465
<1
1790
182

24,7
7.1
26700

17400

1040

1269

10440
450

BARIO mg/L
CALCIO mg/L
ESTRONCIO mg/L
HIERRO mg/L
MAGNESIO mg/L
POTASIO mg/L
SODIO mg/L
SILICE mg/L

4,1
341
21,2
1,09
47,8
163
1504
98

1,64
212
8,77

0,162

44
152
191

86,1

2,99
233
8,97
3,5
52,8
169
1940
117

0,1

143
9,41
0,143
13,3

111
1480
68,3

1,04
206

3,22
5,42
51,4
70,4
799

5975

1,19

213
3,74
0,819
55,8
84,4
1220

97

320

2,5
26

6960

INDICE DE SATURACION

0,68

0,59

0,78

0,38

0,7

1,33

Las propiedades subrayadas se presta especial atencion a sus valores porque estos son indicativos de

taponamiento; la dureza por la formacioén de incrustacion y los sélidos por acumulacion.

Fuente: andlisis de calidad de aguas del campo Kona.
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Tabla 4.2 Propiedades fisico-quimicas campo Kona comparadas con los valores ideales.

INDICE DE SATURACION

0,68

0,59

0,38

0,7

1,33

AGUA DESCARGA
A AGUASALIDA | AGUASALIDA | AGUA SALIDA AGUA DRENAJE - BOMSBA ¢ AG UA,
PARAMETROS UNIDADES |KONA SKIMMER SEPARADOR GUN BARREL RETROLAVADO INYECCION INYECCION
FILTRO HORIZONTAL IDEAL
TEMPERATURA MUESTRA LABORATORIO °C 25,2 25,3 25,4 25,3 25,2 25,3 24,7
pHA 25°C UNIDADES | 7,2 6,78 6,97 6,96 7,21 7,1
CONDUCTIVIDAD A 25°C us/cm 6710 5830 59,3 5530 5630 5840 26700
OXIGENO DISUELTO A 25°C mg/L 4,71 3,62 3,21 5,58 1,56 2,61
SALINIDAD A 25°C mg/L 3700 3200 3200 3000 3000 3200 17400
RESISTIVIDAD A 25°C ohm.m 1,49 1,72 1,69 1,8 1,78 1,71
DENSIDAD A 25°C g/mL 0,998 0,999 0,998 0,999 0,999 0,998
DIOXIDO DE CARBONO mg/L <10 <10 <10 <10 <10 <10
HIDRAXIDO TOTAL mg/L <1 <1 <1 <1 <1 <1
ACIDO SULFHiDRICO mg/LH2S | <0,1 <0,1 <0,1 <0,1 <0,1 <0,1
ALCALINIDAD TOTAL mg/L CaCO3| 149 415 479 270 255 465 1040
DUREZA CALCICA mg/LCaCO3| 864 541 580 358 509 534 800
s [N o
DUREZA TOTAL mg/L CaCO3 722 820 412 732 767 910
BICARBONATOS mg/LCaCO3| 149 415 479 270 255 465 1269
CARBONATOS mg/LCaCO3| <1 <1 <1 <1 <1 <1
CLORUROS mg/LCl- | 2390 1610 1470 1250 1490 1790 10440
SULFATOS mg/LS04-2| 14,9 144 156 130 52,2 182 450
SOLIDOS DISUELTOS A 25°C mg/L 3550 3070 3130 2910 2970 3080
SOLIDOS SUSPENDIDOS TOTALES mg/L 48 344 178 9 610 118
SOLIDOS TOTALES mg/L 3620 3440 3330 2940 3600 3220 17889
BARIO mg/L 4,1 1,64 2,99 0,1 1,04 1,19
CALCIO mg/L 341 212 233 143 206 213 320
ESTRONCIO mg/L 21,2 8,77 8,97 9,41 3,22 3,74
HIERRO mg/L 1,09 0,162 3,5 0,143 5,42 0,819 2,5
13,3 26
POTASIO mg/L 163 152 169 111 70,4 84,4
SODIO mg/L 1504 191 1940 1480 799 1220 6960
SILICE mg/L 98 86,1 117 68,3 5975 97

Entre -0,5y 0,5
Entre 6-7

ENTRE EL RANGO DE CALIDAD REQUERIDA

SE SALE UN POCO DEL RANGO

! SE SALE BASTANTE DEL RANGO
Fuente: andlisis de calidad de aguas del campo Kona.
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La mayoria de las propiedades fisico-quimicas del campo estan dentro del rango o
muy cerca, pero se observa que el ion magnesio estad por encima del valor ideal
recordemos que el ion magnesio tiende a reaccionar y precipita con el carbonato
de calcio, para asi formar incrustacion de MgCaOs. Posiblemente este sea la
causa del taponamiento que nos esta causando problemas de inyectividad.

El indice de Langelier y el de Riznar también nos estan mostrando que el agua de
inyeccion es incrustante, en el capitulo 1 en las implicaciones del indice de
Langelier Si su signo es positivo y mayor a 0.5 el agua esta desequilibrada y es
incrustante, y lo recomendado para este caso es reducir su alcalinidad y/o pH, y
en las implicaciones del indice de Riznar dice que si el resultado esta entre 6-7
estd en equilibrio pero si estd en un valor por debajo de éstos el agua es
incrustante, confirmando una vez mas que el problema de taponamiento se debe a
formacién de incrustacién debido a precipitaciones posiblemente del ion magnesio.
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5. CONCLUSIONES

El campo Kona presenta dafio de formacion debido a taponamiento en sus
tres pozos inyectores segun la gréfica de Hall.

Los tratamientos &cidos/solventes practicados para combatir el dafio en los
pozos inyectores no han venido arrojando buenos resultados, sin embargo
con el tratamiento acido (tratamiento utilizado para destruir incrustaciones
de CaCOj;) se observan mejores resultados que con el solvente
(tratamiento para disolver taponamientos causados por aceite) lo que lleva
a concluir que el dafio de formacién es por taponamiento causado por
sélidos ya sean por sélidos totales que se logran filtrar en el proceso o por
la formacion de incrustacion por la reaccién de los componentes del agua.

El andlisis fisico-quimico del agua inyectada muestra que los parametros
estdn entre los rangos ideales sin que puedan causar problemas,
exceptuando el ion magnesio Mg?* el cual es responsable de la dureza
magneésica y ésta puede ser la causa de la formacién de incrustacion,
problema que segun los indices (Ryznar y Langelier) se esta presentando
en el agua de inyeccion.

El método de andlisis de graficas de Hall es para tener una idea y saber si
existe un dafio de formacion pero a pesar que con éste se puede cuantificar
ese dafio, dicho valor sera un poco artesanal, asi que en este documento
solo utiliza el método para hacer constar que se presenta dafio en la
formacion.

El método méas preciso para determinar si hay dafio, el tamafio y tipo de
éste, es realizar una prueba de presion acompafiado por un respectivo
analisis de resultados, pero este proceso es demorado y debe cerrarse
cada pozo, lo cual resulta ser muy costoso.

Una de las causas de pérdida de inyectividad en los pozos inyectores del
campo Kona estd directamente relacionada con el taponamiento en la
formacion receptora debido a la formacion de incrustaciones de CaCOg,
causados por el exceso del ion magnesio Mg?".
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6. RECOMENDACIONES

Hacer flujo en reversa “back-flow” periddicamente ya que éste permite
remover las particulas cuando estas son de didmetro mayor que la garganta
poral de la formacion y se acumulan en la cara del pozo.

Tomar muestras de agua de los “back-flow” para realizar el andlisis fisico-
quimico y asi tener informacibn mas precisa de lo que pueda estar
taponando la formacion.

Procurar mantener el pH en 7.0-7.5 ya que la variacién de éste puede
contribuir a la formacién de incrustacion si se torna basico y si se torna
acido puede originar corrosion.

Disminuir la concentracién de ion magnesio Mg®* para que éste no
incremente la dureza magnésica y por ende se presente formacién de
incrustacion (dureza magnésica del agua de inyeccién: entre 200-250 mg/L
CaCOg3 vy la del agua ideal: 110 mg/L CaCO3).

Realizar pruebas de presiéon (fall —off) en los pozos para determinar con
mayor exactitud y precision el tipo de dafio.

Tomar analisis especificos sobre la calidad de agua para detectar con
mayor certeza el indice y tipo de taponamiento.
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APENDICES



APENDICE A Estimulaciones acidas/solventes realizadas a los pozos
inyectores campo Kona

POZ0 FECHA |No.TRABAJO| FORMACION PRODUCTO CONCENTRACION | VOLUMEN | CAUDAL BOMBEO | TIEMPO REMOJO | Il ANTES |1l DESPUES| P ANTES [P DESPUES| QANTES | QDESPUES
Kona Norte 1| 07-sep-11 1 c1 Surfactante Anionico STIM 8614 55Gln 0,8BPM 28 132 1760psi| 836psi | 8163BIPD | 8919 BIPD
Kona Norte 1| 07-sep-11 1 C1 Biocida BIOCIDE 6500 110GIn 15BPM 28 13,2 1760psi | 836psi | 8168BIPD | 2919 BIPD
Kona Norte 1| 07-sep-11 1 c1 Surfactante Anionico STIM 8614 191Gln 0,8BPM 28 132 1760psi| 836psi | 8163BIPD | 8919 BIPD
Kona Norte 1| 07-sep-11 1 c1 Surfactante noionico STIM 8240 165Gln 0,8BPM 28 13,2 1760psi | 836psi | 8168BIPD | 8919 BIPD
Kona Norte 1| 17-sep-11 2 (1 Surfactante Anionico STIM 8614 275GIn 396BPM 35 6,4 1786psi | 1780psi | 6792BIPD | 12264 BIPD
Kona Norte 1| 17-sep-11 2 c1 Surfactante noionico STIM 8240 220GIn 3,96BPM 35 6,4 1786 psi | 1780psi | 6792 BIPD | 12264BIPD
Kona Norte 1| 18-sep-11 3 c1 Surfactante noionico Terrate 220GIn N/R 54 54 1341 psi | 1486psi | 7939BIPD | 8477 BIPD
Kona Norte 1| 22-sep-11 4 c1 Surfactante Anionico STIM 8614 550Gln N/D 31 6,4 1830psi | 1450psi | 7025BIPD | 9552 BIPD
Kona Norte 1| 24-sep-11 5 c1 Surfactante Anionico STIM 8614 275Gln N/D 43 83 1750psi | 1200psi | 8160BIPD | 1976 BIPD
Kona Norte 1| 24-sep-11 5 C1 Surfactante noionico STIM 8240 275GlIn N/D 43 8,3 1750psi | 1200psi | 8160BIPD | 1976 BIPD
Kona Norte 1| 04-oct-11 6 C1 HCl 7,5% 840GIn 19BPM 10min 37 104 1950psi | 1160psi | 11544 BIPD | 11530BIPD
Kona Norte 1| 05-od-11 6 (1 HCl 7,5% 1630GIn 2BPM 30min 37 104 1160psi | 1477psi | 11530 BIPD | 11790 BIPD
Kona Norte 1| 05-oct-11 6 C1 HCl 7,5% 2856 Gln 1BPM 37 104 1160psi | 1477psi | 11530 BIPD | 11790 BIPD
Kona Norte 1| 08-od-11 7 a HCl 15,00 1050GIn 5BPM 68 26,7 1700psi | 850psi | 12282 BIPD | 14323BIPD
Kona Norte 1| 13-oct-11 8 C1 HCl 15,08 1050GIn 2,6BPM 81 10,3 1700psi | 1452psi | 14276 BIPD | 15000 BIPD
Kona Norte 1| 17-od-11 9 a HCl 15,00 1050GIn 3BPM 68 17 1750psi | 1400psi | 13200 BIPD | 15000BIPD
Kona Norte 1| 07-nov-11 10 (1 HCl 15,00 1008 Gln 2BPM 27min 6,8 123 1420psi | 850psi | 10488 BIPD | 13056 BIPD
Kona Norte 1| 14-nov-11 11 C1 HCl 15,09 1008 Gln 2BPM 39min 9,2 116 1450psi | 950psi | 14640 BIPD | 13512 BIPD
Kona Norte 1| 16-nov-11 1 (1 HCl 15,00 9%6GIn 2BPM 120 min 82 116 1250psi | 1350psi | 11352 BIPD | 17256 BIPD
Kona Norte 1| 23-nov-11 13 C1 HCl 15,09 N/R 2BPM Omin 9,8 8,9 1110psi | 1232psi | 12013 BIPD | 12036 BIPD
Kona Norte 1| 02-dic-11 14 (1 HCl 15,00 1260GIn 5,2BPM 45min 6,9 7.8 1772 psi | 1800psi | 13248 BIPD | 15144 BIPD
Kona Norte 1| 08-dic-11 15 c1 Surfactante Anionico STIM 8614 840Gln 1,5BPM 60 min 3,51 3,25 1860psi | 2300psi | 7016 BIPD | 7925 BIPD
Kona Norte 1| 08-dic-11 15 (1 Surfactante noionico STIM 8240 252GIn 15BPM 60min 351 325 1860psi | 2300psi | 7016 BIPD | 7925 BIPD
Kona Norte 1| 09-ene-12 16 C1 HCl 15,09 1260GIn 6BPM 30min 8 13,1 1700psi | 1250psi | 26332 BIPD | 17410BIPD
Kona Norte 1| 31-ene-12 17 (1 HCl 15,00 1260GIn 2BPM 30min 1 14,7 1200psi | 1120psi | 14392 BIPD | 19142 BIPD
Kona Norte 1| 05-feb-12 18 C1 HCl 15,09 6720GIn 5BPM 300 min 77 185 1090psi | 936psi | 1020BIPD | 19915BIPD
Kona Norte 1| 03-mar-12 19 C1 HCl 15,08 550GIn N/R 1500 min 13,5 35,2 1390psi | 580 psi | 19926 BIPD | 25368 BIPD
Kona Norte 1| 05-mar-12 20 (1 Surfactante acido ionico STIM 8614 550Gln N/R 4380 min 35,4 109 580psi | 1250psi | 25368 BIPD | 15216 BIPD
Kona Norte 1| 12-mar-12 pa| C1 Surfactante acido ionico STIM 8614 550Gln N/R 1020 min 11,5 146 1700psi | 1610psi | 21165 BIPD | 25632 BIPD
Kona Norte 1| 30-mar-12 2 a HCl 15,00 1260GIn 3BPM 3240min 42 9.4 1500psi | 1400psi | 6833BIPD | 14417 BIPD
Kona Norte 1| 07-abr-12 3 C1 HCl 15,08 462Gln 4BPM 1020min 44 13 1550psi | 1200psi | 7920 BIPD | 18648 BIPD
I\foﬂa Noﬂe 1 ;E-abr-ﬁ 24 c1 Hg 15,0% 4LGIH 3BPM MH 92_ i 83 i 14570 psi |_600 ,ESi, 1;116 BIPD 6955 BIPDV
Kona Norte 1| 10-jun-12 5 C1 HCl 15,08 1092 Gln 2,3BPM 180 min 375 818 1300psi | 860psi | S400BIPD | 8304 BIPD
Kona Norte 1| 10-sep-12 2% C1 Surfactante acido ionico STIM 8614 273GIn
Kona Norte 1| 12-sep-12 27 (1 HCl 15,00 1050GlIn 6,3BPM 1260min 7 11,33 980psi | 1650psi | 7589 BIPD | 20280BIPD
Kona Norte 1| 15-sep-12 28 C1 HCl 15,09 1680GIn 3BPM 11,3 1650 psi 20280 BIPD
Kona Norte 1| 12-od-12 29 1 Surfactante acido anidnico
Kona Norte 2| 06-feb-12 1 (1 HCl 15,00 1260GIn 5BPM 30min 20 381 1430psi | 900psi | 1859 BIPD | 22804 BIPD
Kona Norte 2| 24-feb-12 2 C1 HCl 15,09 5544 Gln 5BPM 7800 min 3,7 52,5 90psi | 420psi | 21326 BIPD | 17047 BIPD
Kona Norte 2| 09-mar-12 3 (wl Surfactante acido ionico STIM 8614 550Gln N/R 1140 min 11,3 274 760 psi 706 psi | 10290 BIPD | 23412 BIPD
Kona Norte 2| 17-mar-12 4 c1 Surfactante acido ionico STIM 8614 550Gln N/R B0 min 1,3 6,7 1330psi | 1050psi | 16682 BIPD | 7605 BIPD
Kona Norte 2| 29-mar-12 5 (1 HCl 15,00 2520GIn 4,5BPM 30min 1,1 154 1100psi | 1160psi | 13909 BIPD | 20155 BIPD
Kona Norte 2| 16-abr-12 6 c1 Sur‘ladameicidoionim STW 8614 Siﬂﬁln N/R 0min 9,1 145 1650psi | 1000psi | 21500 BIPD | 7300 BIPD
KonaNorte 2| 1lun-12 | 7 [l Hel T5.0% 1092Gln 27BPM T 0min | 526 243 | 1600psi| 900psi | 8960 BIPD | 25632BIPD
Kona Norte 2| 10-sep-12 ] C1 Surfactante acido ionico STIM 8614 273Gln
Kona Norte 2| 13-sep-12 9 C1 HCl 15,08 1050GIn 68BPM 60 min 13,1 25,49 1400psi | 650psi | 20280 BIPD | 20280 BIPD
Kona Norte 2| 02-od-12 10 (1 Surfactante acido ionico STIM 8614 | 327,6GIn 80psi | 680 psi
Kona Norte 2| 12-0d-12 11 1 Surfactante acide anidnico

Konald | 11sep-12 1 1 Surfactante acido ionico STIM 8614 | 327,6GIn 870psi | 680 psi

Konald | 12-od-12 2 (1 Surfactante acido anidnico
Kona Norte 1| (4-nov-12 30| (1 Ha 15%

Kona Norte 2| (4-nov-12 12 C1 Ha 15%

Konald4 | 05-nov-12 3 (1 Ha 15%




APENDICE B Caracterizacion fisicoquimica del agua de inyeccién

Determinacion de pH.

Este parametro se realiza con la finalidad de determinar las caracteristicas acidas
o basicas que presenta una muestra de agua. Para ello se utiliza un equipo
denominado pHmetro (Orion Modelo 140-A) que mide la concentracién de grupos
hidronios o grupos hidroxilos de manera logaritmica ejecutados con la ayuda de un
electrodo de calomel.

Determinacion de la conductividad eléctrica.

La conductividad es una expresion numérica de la capacidad que tiene una
solucion para transmitir o transportar la electricidad o una corriente eléctrica,
depende de la presencia de iones y de su concentracion total, de su movilidad, y
concentraciones relativas asi como de la temperatura de la medicion. Para la
determinacién de este parametro se utiliza un conductividimetro estacionario
(Orion Modelo 162-A).

Determinacion de la salinidad.

La salinidad es un pardmetro que determina la cantidad de sales disueltas
contenidas en una muestra de agua, se determina de manera indirecta a través de
la conductividad y temperatura de la solucion medida por el equipo Orion Modelo
162-A y expresados en ppm de NacCl.

Determinacion de sdlidos totales disueltos (Std).

Este pardmetro es muy importante dentro del control de proceso de inyeccion
debido a que estos afectan negativamente a la calidad de agua inyectada ya que
estos pueden acumularsen y causar taponamiento. Este se evalla a través del
equipo Orion Modelo 162-A y expresados en ppm.

Determinacion de residual de aceite en agua

Se toma 300 mL de muestra en recipientes de vidrio, y se deja enfriar, luego se
trasvasa a un embudo de separacion. Se adiciona 30 mL de (1, 1,1- tricloroetano)
y se enjuaga en un recipiente de vidrio que se tomo la muestra y se agrega al
embudo de separacion.Se agita fuertemente por 60 segundos, y se deja en reposo
por 10 minutos, luego se inserta un small cotton (filtro de algodon) en la parte
inferior del embudo. Se recoge 25 mL de muestra extraida en una celda HACH y
se procede a la lectura en el fotometro HACH con 450 nm de longitud de onda. Se
utiliza como blanco el solvente utilizado en la extraccién. Para obtener los
resultados se procede a calcular los ppm de residual de aceite mediante la
aplicacion de la curva de calibracion.

y=mx+b/ppm=Abs(m)+b



Donde

y =ppm

m = pendiente calculada

x = absorbancia a 450 nm

b = corte con el eje

Determinacion de sdlidos totales suspendidos (sst)

Este método determina la cantidad de sélidos que se encuentran suspendidos
dentro de una solucién y expresados en ppm, determinandose de la siguiente
manera:

1. Se pesa una membrana de celulosa (milipore) de 45 um para colocarla en
el equipo de filtracion (filtracion al vacio)

2. Luego se toma 250 mL de muestra una vez que ha sido extraido el residual
de aceite y trasvasamos al equipo de filtracion.

3. Extraer la membrana del equipo de filtracion y secamos en una estufa por
30 min (110 gC), luego la llevamos a un desecador por 30 minutos para
posteriormente proceder al pesaje.

4. Los ppm de sélidos suspendidos totales SST, se calculan de la siguiente
manera:

ppm = ( Pi — Pf/vol de la muestra) * 1000 000

Determinacién de alcalinidad total

Este parametro se evalla de manera volumétrica, el mismo que se fundamenta en
que los iones hidroxilos presentes en una muestra como resultado de la
disociacion o hidrolisis de los solutos reaccionan con las adiciones de acidos
estandar, donde la alcalinidad dependera del pH del punto final utilizado.

Determinacién de dureza total.

La dureza total se define como la suma de las concentraciones de iones calcio y
magnesio contenidos en una muestra de agua.

Se toma 100 mL de muestra y se transfiere a un erlenmeyer de 125 mL.

Se agregan 2 mL de buffer solucion hardness 1 pH 10.1

Luego se adiciona un sobre pillow de reactivo manver 2 hardness indicador
(Hach) que torna a la muestra de agua de coloracion rojo vino.

4. Colocar el erlemneyer sobre el plato agitador e introducir el iman magnético
y ponerlo a 2,3 rpm.
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5. Se procede a la titulacién con el cartucho de acido etilendiaminotetracético
y sus sales de sodio (EDTA); el punto de viraje de la solucién es del rojo
vino al azul.

6. El volumen de la titulacién son los ppm de dureza total reportados por la
muestra en carbonato de calcio.

Determinacién de dureza célcica.

En este parametro se evalua la concentracion Unicamente de la cantidad de
carbonato de calcio existente en una muestra a tratarse para lo cual realizamos los
siguientes pasos:

1. Tomamos 100 ml de muestra y se transfiere a un matraz erlenmeyer de 125

mL

Se agrega 2 ml de Hidroxido de potasio 8 Normal.

Luego agregar un sobrecito de reactivo de Calver 2 Calcium Indicador

Powder Pillows. Titular con acido etilendiaminotetracetico (EDTA) hasta

viraje del indicador rosado-azul.

4. El volumen reportado por la muestra se expresa directamente como ppm de
carbonato de calcio.

2.
3.

Determinacion de dureza magnésica

Para reportar la dureza magnésica se procede a restar la dureza total, menos la
dureza célcica, el resultado se expresa en ppm.

Determinacién de calcio

Para reportar calcio se procede a multiplicar la dureza calcica por el factor 0,4 el
resultado es expresado como ppm de Calcio.

Determinacion de magnesio

Para reportar calcio se procede a multiplicar la dureza calcica por el factor 0,24 el
resultado es expresado como ppm de magnesio.

Determinacién de cloruros

Para reportar el contenido de cloruros se procede a multiplicar la salinidad de la
muestra por el factor 0,6; el resultado se expresa en ppm de cloruros (CI-).

Determinacion De Sodio

Para reportar el contenido de cloruros se procede a multiplicar la salinidad de la
muestra por el factor 0,4 el resultado se expresa en ppm de sodio (Na.)



Determinacion de sulfatos

Los sulfatos que se encuentran generalmente en aguas nhaturales y residuales son
facilmente precipitados en presencia de acido acético con cloruro de bario
formando cristales de sulfato de bario, éste es medido a través de un
espectrofotometro UV/VIS a una longitud de onda especifica en relacién a un
patron de concentracion conocida para lo cual se procede de la siguiente manera:

1. Prender el espectrofotometro HACH DR 2000; seleccionar el método
requerido para el andlisis.

2. Se ingresa el método descrito en el manual del equipo (680), el mismo que
sefala que se lleve la longitud de onda especifica del método. Para el caso
de la determinacion de sulfato, la longitud de onda es 450 nm.

3. Llenar la celda con 25 mL de muestra de agua y agregar un sobre de

reactivo SULFAVER 4 (Sulfate Reagent), preparar conjuntamente un

blanco.

Esperar el tiempo estimado de reaccidén de 5 minutos.

Colocar el blanco y proceder a leer la muestra, el resultado se expresa en

ppm de sulfatos.
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Determinacién de hierro

Este elemento se puede encontrar en el agua de manera coloidal, que puede ser
peptizado por materia organica en complejos inorganicos ferrosos o férricos asi
como en particulas suspendidas relativamente gruesas.

Para su determinacién se procede de la siguiente manera.

1. Prender el espectrofotometro HACH DR 2000; seleccionar el método
requerido para el andlisis.

2. Se ingresa el método descrito en el manual del equipo (265), el mismo que
sefala que se lleve la longitud de onda especifica del método. Para el caso
de la determinacion de sulfato, la longitud de onda es 510 nm.

3. Llenar la celda con 25 mL de muestra a analizar y agregar un sobrecito de

FERROVER (Iron Reagent) preparar conjuntamente un blanco (muestra).

Esperar el tiempo estimado de reaccion de tres minutos.

Colocar el blanco y encerar el equipo, proceder a la lectura, el resultado se

expresa como ppm de hierro. (mg/l)
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Determinacion de arena
Procedimiento para preparar el equipo para la toma de la muestra

1. Poner la malla metalica.



2.
3.

Colocar el panel filtro sobre la malla.
Poner el caucho para impedir fugas y cerrar el filtro ajustando los tornillos
fuertemente.

Procedimiento para la toma de la muestra

4.
5. Abrir la valvula para la despresurizacion de la camara interna del filtro antes

6.

1. Asegurarse de que la llave de descarga de gas del filtro esté cerrada.
2.
3. Abrir lentamente la valvula para la toma de la muestra, colocar un recipiente

Colocar el filtro en el tubo para la toma de las muestras del pozo.

para recoger el volumen filtrado.
Una vez recolectado un volumen representativo (1000 ml) cerrar la valvula.

de proceder a retirarlo.
Una vez que se libera el gas se procede a retirar el filtro con seguridad.

Procedimiento para quemar la muestra
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Pesar el crisol vacio (Pi en g) previamente lavado y seco.
Abrir el filtro y retirar el papel filtro con una pinza.

Colocar el papel filtro en el crisol vacio.

Quemar la muestra a 830 °C por 30 minutos.

Dejar enfriar el crisol y pesar nuevamente el crisol (Pf en g)
Medir el volumen recolectado después del filtrado (Vol en ml)

Célculos:

PPM de arena = (Pf — Pi)/Vol * 1000000
Pf (peso final del crisol)

Pi (peso inicial del crisol

Método Para Determinacion Aceite Residual En Aguas De Reinyeccion

Toma de la muestra:

Abrir la llave del toma muestras, dejar drenar 3 minutos hasta que se observe una
muestra constante. Obtener una muestra problema representativa sin dejar que se
derrame la capa de aceite que se forma en la superficie. tapar la muestra y dejar
que se enfrie.

Materiales:

botella de vidrio de 300 mL.
cloroformo.

campana absolvedora de vapores.
embudo de separacion
espectrofotometro dr/2010



Procedimiento:

1. Pasar 300 mL de muestra a un embudo se separacion.

2. Colocar 30 mL de cloroformo en la botella de vidrio en la que se tomo la
muestra, tapar, agitar y trasvasar este contenido de la botella de vidrio al
embudo de separacion.

3. Tapar el embudo y agitar enérgicamente, abriendo la valvula de venteo
para que se escapen los vapores.

4. Recoger el cloroformo con el aceite en una celda hatch de 25 ml.

5. Encender el espectrofotometro, mover la perilla del equipo a una longitud
de onda a 450 nm para leer la absorbancia. encerar el equipo con una
muestra de cloroformo puro, poner la celda con el cloroformo y aceite
residual, y realizar la lectura:

Aceite residual ppm = 14.678 * absorbencia



