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ABSTRACT: (Mdaximo 250 palabras)

This paper presents the development of compatibility tests between Palogrande’s water
injection and polymer FLOPAN 3230 for forming the polymer solution to be injected in the
polymer injection pilot project in the field Palogrande. It is in this field that aims to
implement this type of chemical recovery due to its favorable conditions for the application
of that recovery method and the urgent need to increase its production.

In the paper are exposed the physicochemical characteristics of each water used in
preparing the polymer solutions, the procedures followed for the preparation of each test
performed in the laboratory, the identification of the chemical component problem present
in the water injection that causes instability of the polymer solution subsequently exposing
the evaluation and analysis of the compatibility results obtained in the laboratory and finally,
it is presented the application of the most efficient chemical spice for the treatment of
formation of the polymer solution and thus the possible solutions applicable to the polymer
injection system in the field Palogrande to ensure success in increasing production through
this chemical recovery method.
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RESUMEN

El presente trabajo muestra el desarrollo de pruebas de compatibilidad entre el
agua de inyeccion de Palogrande y el polimero FLOPAN 3230 para la
conformacion de la solucion polimérica a inyectar en el proyecto piloto de
inyeccion de polimeros en el campo Palogrande. Es en este campo que se
pretende implementar este tipo de recobro quimico debido a sus caracteristicas
favorables para la aplicacion de dicho método de recobro y la urgente necesidad

de incrementar su produccion.

En los dos primeros capitulos se exponen los conceptos tedricos basicos acerca
del historial del campo Palogrande, las caracteristicas del agua de inyeccion y las
especies quimicas presentes en ella. El capitulo tres de este proyecto muestra el
avance en la implementacién de los métodos de recobro quimico en Colombia,
resaltando la importancia de éstos para mantener y/o aumentar la produccion de
petréleo en el pais. En el cuarto capitulo se presentan las caracteristicas
fisicoquimicas de cada una de las aguas empleadas en la preparacion de las
soluciones poliméricas. El capitulo quinto consiste en los procedimientos seguidos
para la elaboracion de cada una de las pruebas realizadas en el laboratorio. En el
sexto capitulo de este trabajo se muestra la identificacién del componente quimico
problema presente en el agua de inyeccion que causa la inestabilidad de la
solucion polimérica exponiendo posteriormente la evaluacién y analisis de los

resultados de compatibilidad obtenidos en el laboratorio.
Por dltimo se presenta la aplicacion de la especie quimica mas eficiente para el

tratamiento de la formacion de la solucion polimérica y con ello las posibles

soluciones aplicables al sistema de inyeccion de polimeros en el campo
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Palogrande para garantizar el éxito en el incremento de la produccion a través de

este método de recobro quimico.

PALABRAS CLAVE: Recobro quimico, inyeccion de polimeros, polimero, agua de

inyeccion.
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INTRODUCCION

En algin momento de la vida operacional de un campo petrolero, el empuje
natural disminuye y se necesita energia adicional para mantener las tasas de
produccion, es alli cuando se empiezan a reunir esfuerzos para mejorar la
recuperacion de petrdleo y sacarle el maximo provecho al campo. Es por ello que
hoy en dia se emplean multiples métodos para aumentar o mantener la produccion
de los campos que ya acumulan una larga vida productiva, entre ellos se
encuentran los métodos de recobro quimico que aunque no son una practica
comun en nuestro pais en estos momentos se han desarrollado diversos
proyectos obteniendo respuestas favorables que incentivan a continuar empleando

dicho método de recobro mejorado.

Los campos maduros atesoran historias, y con ella cientos de estudios realizados
para optimizar su produccién; no obstante, en los campos maduros es cada dia
mas dificil extraer el petroleo, y es por eso que mejorar el factor de recuperacion
de petréleo se ha convertido en una necesidad, donde las técnicas Chemical
Enhanced Oil Recovery (CEOR) son una gran opcién en el plan de desarrollo del

campo.

En Colombia, la ejecucion de proyectos CEOR no sigue la tendencia mundial y
con este proyecto se quiere mostrar la necesidad en la que esta el pais de
comenzar a implementar este tipo de recobro terciario en sus campos, puesto que
menos del 1% de la produccidn en nuestro pais proviene de produccion terciaria.
Por lo anterior, y con el objetivo de propiciar aumento de la produccion de petréleo
en Colombia, la implementacion de procesos CEOR juega un papel fundamental y

prioritario si se quiere aumentar y/o mantener su produccion actual.
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Una opcidn que ha sido acogida para garantizar la produccion de hidrocarburos es
la inyeccién de polimeros para mejorar el recobro de petrdleo. La composicion de
la solucion polimérica debe adaptarse a las propiedades del yacimiento y
presentar un buen comportamiento para mantener sus propiedades iniciales con el
transcurrir del tiempo para garantizar el éxito de la inyeccion; en este trabajo se
realiz6 un analisis y evaluacion de la composicién del agua de produccion para
que al entrar en contacto con el polimero, la soluciébn polimérica formada
mantenga su estabilidad puesto que si su comportamiento se ve alterado, no se

asegurara el éxito del recobro de petroleo.
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PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

En el campo Palogrande se realizar4 un piloto de inyeccion de polimeros para
optimizar la produccién de dicho campo maduro. Se presenta el problema de que
la estabilidad del polimero escogido para dicho proceso de recobro mejorado se
ve afectada al entrar en contacto con el agua de inyeccion, lo cual generaria
resultados ineficientes a la hora de actuar la solucion polimérica en la formacion,

obteniendo bajos rendimientos en el proceso de recobro de petréleo.

Para Ecopetrol S.A., no es rentable aplicar un proceso de recobro mejorado sin
obtener resultados positivos en un aumento de su produccion, por lo cual se estan
buscando alternativas y soluciones para afrontar la afectacion del comportamiento
optimo del polimero al mezclarse con el agua de inyeccion, impidiendo obtener

éxito en la inyeccion.

Con base en los resultados obtenidos en este proyecto, Ecopetrol S.A tomara la
decision de implementar el tratamiento adecuado del sistema polimero - agua de
inyeccion, para proceder a aplicar dicho método de recobro en el campo

Palogrande.
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CAPITULO 1
1. GENERALIDADES DEL CAMPO PALOGRANDE
1.1.RESENA HISTORICA

El pozo PG-01, perforado en 1964 con el objeto de probar la Formacion
Monserrate en la estructura Palogrande, no alcanz6 el objetivo por problemas
mecanicos. Oficialmente el campo Palogrande fue descubierto en 1971 por el
pozo PG-02, perforado cerca al anterior, el cual produjo 60 BOPD, con una °API
de 15, pero se cerr6 debido a su baja productividad, finalmente el desarrollo del
campo comenzo en 1980 cuando se perford el PG-03 con una produccion inicial
de 700 BOPD.

En 1985 se implemento la inyeccién periférica de agua, mediante la conversion de
algunos pozos y la perforacion de otros. El proyecto contempld inicialmente seis
pozos inyectores, pero una reevaluacién en 1986 adiciond 6 inyectores mas. Antes
de la inyeccibn, el corte de agua en el area Palogrande era menor al 10%, debido
a que el yacimiento estaba aislado del acuifero mediante una capa de asfalto o
brea.

El campo Palogrande hace parte del bloque de la antigua Concesién Neiva -540,

la cual revirtié a la nacion por parte de la operadora Shell-Hocol en noviembre 17
de 1994, momento a partir del cual ECOPETROL es el operador.
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1.2.LOCALIZACION

El Campo Palogrande (PG) esté localizado en la cuenca del valle superior del
Magdalena (VSM), en la subcuenta de Neiva, 10 Kilémetros al norte de la ciudad
de Neiva, en el Departamento del Huila, limita al norte y oeste con el campo Dina

Cretaceos (DK), al sur y este con el campo Pijao (PJ).

Figura 1. Localizacion Campo Palogrande.

.
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Fuente: ECOPETROL S.A. Balance de reservas 2008 Campo Dina Terciarios
[diapositivas]. Superintendencia de Yacimientos y Produccion.
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1.3.PROPIEDADES GENERALES DEL CAMPO

La Tabla 1 describe las propiedades generales del Campo Palogrande.

Tabla 1. Propiedades generales del Campo Palogrande.

Yacimiento Propiedades de rocay fluidos
Tipo de trampa Estructural- Anticlinal Poros@ad 18.5
promedio %
- . Rango de
Edad geolégica Cretaceo porosidad, % 15-22
Ambiente de Marino de frente de Permeabilidad 78
depositacion costa promedio (mD)
. . . Rango
Litologia Arenisca permeabilidad, mD 6 -150
Profundidad
. Relacion Kv/Kh :
promedio (ft) ~5000 TVDSS elacion Kv/ 0.10
Espesor total Fm.
Monserrate (prom 2000 Grave::gtgpl del 20-22
pies TVT)
Espesor neto
petrolifero (Prom. 687 s ei:,:\égddag as 0.659
pies TVT) P 9
Saturacion inicial 35-55 Viscosidad 9.4 cp @ 143°FY 970
de agua Sw (%) aceite/gas (cp) PSI
Saturacion de Presién de burbuja
aceite residual (%) 25-30 (psi) 790
Tem_pe.ratura del 143 Relac.lon gas-aceite 119
yacimiento (°F) Rsi (SCF/STB)
Presion inicial de Factor volumétrico
2620 Boi/Bgi (RB/STB o 1.1 rbls/stb (PG-15)

yacimiento (psi)

PC/PCS)

Mecanismo Gas en solucién Salinidad del agua

primario de . y de formacion (ppm 7000-10000
- empuje de agua

produccion Cl)

Fuente: ECOPETROL S.A. Resumen ejecutivo Campo Palogrande — Contrato

Pijao Potrerillo; suministrado por la Dependencia de Proyectos Regional Sur.
2015.



El campo Palogrande ha mantenido su produccion debido a la inyeccion de agua,
profundizacién de la bomba en pozos, mantenimiento de equipo de bombeo
(mecanico y electrosumergible) y limpieza de los pozos. Se espera a futuro
obtener volumenes incrementales mediante el proyecto de inyeccién de geles de

dispersion coloidal (CDG).

El campo Palogrande se presenta como un buen candidato para la

implementacion de procesos de recobro quimico por las siguientes razones:

¢ Se ha presentado una implementacién exitosa del proceso de inyeccion de
agua.

e Presenta una relacion de movilidad agua-aceite desfavorable (>5).

e La ubicacion del campo permite el suministro de materiales y equipos para

la implementacion del recobro quimico facilmente.

Las caracteristicas del yacimiento en el campo Palogrande no indican mayores
preocupaciones para la aplicacién de procesos de recobro quimico. De hecho, el
principal indicador positivo es que el proceso de inyeccion de agua ha sido
exitosamente implementado en el campo, estableciendo conectividad entre
inyectores y productores. Por regla general, un proceso exitoso de inyeccién de
agua, indica un proceso de inyeccién de productos quimicos prometedor. Aunado
a lo anterior, en el campo Dina Cretaceos, el cual es un campo analogo de
Palogrande se ha venido desarrollado exitosamente un piloto de inyeccion de

polimeros.

En pruebas de laboratorio se ha determinado que el desplazamiento de aceite con
agua es ineficiente debido a la alta relacién de movilidad la cual es mayor a 5, por
lo cual se estima que aun se tiene una buena cantidad de aceite movil remanente

y se proyecta inicialmente utilizar polimeros para mejorar la eficiencia de barrido.
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CAPITULO 2

2. INYECCION DE POLIMEROS

Figura 2. Clasificacién de los métodos de inyeccién de productos quimicos.

RECOBRO QUIMICO
Control de
‘\ Zonas ladronas | | movilided | ’ Banco de aceite {
ALCALINO
GELES POLIMEROS SURFASCPTANIE
ASP

Fuente: Maya G., et. al., “Seleccion de alternativas para recobro quimico”,
ECOPETROL S.A., 2009, 74 p.

El principio basico de la inyeccion de polimeros es modificar las propiedades del
agua inyectada aumentando su viscosidad; este aumento en la viscosidad produce
una reduccion de la permeabilidad efectiva al agua, la cual crea un frente de fluido
desplazante mas estable, permitiendo un barrido mas completo del yacimiento y
un mayor desplazamiento de aceite, por tanto se disminuye la relacion de
movilidades agua-petréleo, lograndose que el frente de desplazamiento sea mas

uniforme en comparacion con una inyeccion de agua convencional [1].
Lo que se busca con la inyeccion de productos quimicos, especialmente los

polimeros, es darle mayor uniformidad al fluido de inyeccién, aumentando su

viscosidad mediante la adicion de una solucion de peso molecular que permita que
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sea mejorada la relacion de movilidades, y por tanto el barrido volumétrico se haga

mayor.
kw
A L, k k
M,,="2=+%= who _ Zrwho Ecuacién 1
’ Ao -0 kotw kroliw
Ho
Dénde:

M,,, = Relacion de movilidad entre el agua y el aceite

Aw = Movilidad del agua

Ao, = Movilidad del aceite

k, = Permeabilidad del agua
k, = Permeabilidad del aceite
U, = Viscosidad del agua

U, = Viscosidad del aceite

Figura 3. Configuracion del proceso de inyeccion de polimero.
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Fuente: PDVSA-CIED, 1998.
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En el proceso de preparacién de una solucion polimérica para la implementacion
de un recobro quimico, juegan un papel importante el polimero y el agua de
preparacion, dado que son los primeros que deben cumplir las caracteristicas que

se requieren para el éxito en la recuperacion de petroleo.
2.1.POLIMERO

Los polimeros son moléculas quimicas compuestas por la repeticion de unidades
guimicas simples denominadas mondmeros, caracterizados por poseer bajo peso
molecular. La union de miles de mondmeros conduce a la formacién de moléculas
mas complejas, y de mayor peso molecular. Los polimeros son materiales ideales
para el control de la produccibn de agua, y para los procesos de recobro
mejorado. Su uso mas comun es realizando modificaciones a procesos de
inyeccion de agua que se estén llevando a cabo, aumentando la viscosidad del

agua por medio del uso de soluciones poliméricas [2].

Los polimeros mas usados en la industria del petréleo son: poliacrilamidas y
gomas xanthan. Estos dos tipos de polimeros son organicos, sin embargo, el
primero es sintético y las gomas de xanthan son de origen natural. El polimero
empleado en la recuperacion quimica en el Campo Palogrande es una
poliacrilamida llamada comercialmente FLOPAN 3230. A continuacion se

describiran algunos aspectos relevantes de este tipo de polimero.

2.1.1. POLIACRILAMIDAS

Son polimeros sintéticos que poseen una unidad monomeérica llamada arcrilamida,
su rendimiento depende del peso molecular y del grado de hidrélisis. Cuando es
utilizado para inyeccion en yacimientos que estan produciendo por inyeccion de
agua se somete a hidrélisis parcial, donde parte de la acrilamida se convierte en
acido acrilico, por tal motivo son llamadas poliacrilamidas parcialmente
hidrolizadas (HPAM); esta hidrdlisis tiende a aumentar la viscosidad del agua

dulce, pero reduce la viscosidad en las aguas duras.
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Las poliacrilamidas se forman por polimerizacion de radicales libres, su peso
molecular oscila entre 1 y 10 millones de unidades de masa atomica. Desarrollan
altas viscosidades en agua dulce y tiende a ser adsorbidas por la superficie de la

roca [3].

Cerca de 1/3 de los grupos amida pueden ser reemplazados por grupos carboxilo
de sodio [4]. Presentan un comportamiento no newtoniano, son susceptibles a las
fuerzas idnicas, pueden ser facilmente degradables por el esfuerzo cortante y

estan sujetas a la degradacion térmica.

Segun Paris de Ferrer [1], las poliacrilamidas son las mas conocidas debido a que
ademas de aumentar la viscosidad, alteran la permeabilidad de la roca del
yacimiento en las zonas invadidas, y reducen la movilidad efectiva del agua
inyectada. El resultado final sera una reduccion en la razén de movilidad y en
consecuencia el mejoramiento de la eficiencia de barrido, todo lo cual conduce a
un incremento en la recuperacion de aceite. Sin embargo, si el peso molecular de
la poliacrilamida es demasiado alto, el polimero puede taponar los espacios

porosos de la formacion.

Los polimeros de poliacrilamidas parcialmente hidrolizadas son econémicos y
relativamente resistentes a los ataques bacterianos, a la degradacion térmica, a
exposiciones por largo tiempo en el yacimiento y son estables a pH basicos en
comparacion con los polimeros naturales, cualidades que lo hacen atractivo en la

aplicacion de procesos de recobro mejorado en la industria petrolera.
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2.2.AGUA DE INYECCION

La calidad del agua que se utiliza para la preparacion del polimero debe ser

conservada principalmente por tres razones:

a. Para conservar las instalaciones operativas por el tiempo de vida del proyecto.
b. Para conservar la “salud” del reservorio al que ingresa el agua por el tiempo de
vida del proyecto.

c. Para garantizar la formacién de las cadenas poliméricas, logrando asi la

viscosidad deseada para el éxito del proyecto de recobro quimico.

2.2.1. VARIABLES A ANALIZAR Y/O CONSIDERAR QUE AFECTAN LA
CALIDAD DEL AGUA AL MOMENTO DE REALIZAR UNA SOLUCION
POLIMERICA

2.2.1.1. Salinidad

Los polimeros sintéticos como las poliacrilamidas hidrolizadas son anibnicos y
poseen grupos carboxilos cargados negativamente en la cadena polimérica, los
cuales interactian en solucion con agua pura, de tal forma que la repulsién de las
cargas que tienen la misma polaridad mantienen a la molécula de una forma mas
0 menos tensa y como resultado se tienen moléculas de polimero en estado

alargado para producir altas viscosidades.

Debido a esa naturaleza anidnica, las poliacrilamidas son sensibles a las sales
presentes en el agua de inyeccion, porque los cationes cargados positivamente en
el agua se unen fuertemente a los grupos de acido carboxilo, cargados
negativamente de la cadena polimérica, para hacer moléculas poliméricas en
estado “enrollado”, alterando su estado alargado y por consiguiente se ven
afectadas las caracteristicas viscosificantes de la poliacrilamida [5].
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La Figura 4 representa un esquema del comportamiento de las cadenas
poliméricas formadas al realizar la solucion del polimero en un agua de baja
salinidad y en una de alta salinidad; se observa el estado “enrollado” de la cadena
polimérica, nombrado anteriormente, que se da al preparar el polimero con un

agua de alta salinidad.

Figura 4. Efecto de una solucion altamente ionizada sobre la poliacrilamida hidrolizada.

Baja Salinidad Alta Salinidad

Fuente: FRAGOZO, M.M & PAZ, J.A. “Evaluacién técnico - financiera de la
inyeccién de polimeros en un yacimiento colombiano de crudo pesado”.
Universidad Industrial de Santander. Bucaramanga. 2014. p.37.

2.2.1.1.1. Beneficios de la inyeccion de polimero con agua de baja
salinidad [6]

% Mas alta recuperacion de petréleo: Una buena solucion polimérica mejora la
eficiencia de barrido movilizando aceite que aun esta atrapado en el
yacimiento que la inyeccion de agua no logro desplazar. En la Figura 5 se
puede observar la alta produccion de aceite que se alcanza al inyectar una
solucion polimérica preparada con un agua de baja salinidad y un

sostenimiento favorable de la presidén del yacimiento; ademas se muestra el
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efecto negativo en la produccion de petréleo al incrementar la salinidad del
agua de preparacion de la solucion polimérica.

Figura 5. Ejemplo de mayor recuperacion de petréleo al bajar la salinidad del agua.
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Fuente: VERMOLEN C.M., ALMADA, M., WASSING, B.M., LIGTHELM, D.J and
MASALMEH, S.K. “Low-Salinity Polymer Flooding: Improving Polymer Flooding
Technical Feasibility and Economics by Using Low-Salinity Make-up Brine”. Doha,
Qatar. IPTC-17342-MS. 2014. p.14.

++ Baja concentracién de polimero requerida: La concentracion de polimero
necesaria para obtener una determinada viscosidad es mucho menor y con
ello la reduccion de costos por cantidad de polimero empleada en un
proyecto de recuperacion quimica se reduciria considerablemente. El
alcance de esta ganancia se puede observar claramente en la Figura 6
donde la concentracion de polimero necesario para obtener una viscosidad
de 60 cp puede ser reducida a la mitad cuando se disminuye la salinidad
del agua de preparaciéon hasta 10 veces la salinidad del agua del
yacimiento. Esto seria una reduccion significativa de los gastos operativos

de polimero.
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Figura 6. Ejemplo de la ganancia en la concentracion de polimero al bajar la salinidad del
agua de preparacion.
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Fuente: VERMOLEN C.M. ALMADA, M. WASSING, B.M. LIGTHELM, D.J and
MASALMEH, S.K. “Low-Salinity Polymer Flooding: Improving Polymer Flooding
Technical Feasibility and Economics by Using Low-Salinity Make-up Brine”. Doha,
Qatar. IPTC-17342-MS. 2014. p.2.

% Aumento de la estabilidad del polimero: Al disminuir la salinidad en el agua
de preparacién de la solucion, el polimero mantendra sus propiedades
viscosificantes estables, obteniendo resultados positivos en la recuperacion
de petrdleo y gastos del proyecto, proporcionando asi la oportunidad de

aplicar con éxito la inyeccion a yacimientos de alta salinidad.

% Baja sensibilidad al cizallamiento: Pérdida de la viscosidad por cizallamiento
mecanico de los polimeros en las bombas, valvulas, entre otros. Fue
demostrado por Zaitoun et al. en el 2011 [7], que la sensibilidad de
cizallamiento del polimero poliacrilamida parcialmente hidrolizada (HPAM)

se reduce al disminuir la salinidad del agua de preparacion.
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La Figura 7 presenta la degradacion de un polimero de poliacrilamida parcialmente
hidrolizada (HPAM) a diferentes caudales de inyeccion al aumentar la salinidad del
agua de preparacion de la solucion polimérica es un proceso de recobro de

inyeccion de polimeros.

Figura 7. Ejemplo de la degradacién de un polimero HPAM cuando se inyecta por un
orificio de 0.4 mm a diferentes caudales.
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Fuente: VERMOLEN C.M., ALMADA, M., WASSING, B.M., LIGTHELM, D.J and
MASALMEH, S.K. “Low-Salinity Polymer Flooding: Improving Polymer Flooding
Technical Feasibility and Economics by Using Low-Salinity Make-up Brine”. Doha,
Qatar. IPTC-17342-MS. 2014. p.3.

¢ Reduccion de los problemas de la quimica de produccion: Tanto las
incrustaciones como la acidificacién se reducen cuando se utiliza agua de
baja salinidad. El agua se puede acondicionar para evitar altas
incrustaciones y eliminar los sulfatos que reducen la formacion de H,S.
También el efecto negativo de la separacion del polimero con el fluido
agua/aceite se puede reducir mediante el uso de un agua de baja salinidad,

puesto que al ser la concentracién de polimero mucho menor, la viscosidad
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puede ser bajada facilmente mediante la adicion de una corriente de

solucion salina al sistema de separacion.

% Potencialmente mayor reduccién del Sor por efecto visco-elastico: Se ha
verificado que hay mayor recuperacion de petréleo al ser mayor la visco-
elasticidad de la solucion polimérica [8]. Dicha visco-elasticidad se ha
demostrado que aumenta a mayor concentracion de polimero o con un
polimero de mas alto peso molecular, sin embargo otra manera de lograr
este efecto es disminuyendo la salinidad del agua. Inundaciones
poliméricas de baja salinidad dan como resultado un mayor efecto visco-

elastico que las inundaciones de alta salinidad.

2.2.1.2. Solidos en suspensién [9]

Los solidos en suspension, afectan principalmente la inyectividad del agua al
reservorio. Los soélidos en suspension no afectan la viscosidad de la solucion de

forma significativa.

Pueden ser:
¢ Provenientes del propio sistema: hidrocarburos y arena.
e Generados: sulfuros de hierro, limos bacteriales, 6xidos, carbonatos de

calcio, entre otros.

2.2.1.3. pH [9]

El pH favorece la hidrolisis de los polimeros. Esto trae aparejado un leve
incremento de la viscosidad y un mayor riesgo de precipitacion con aguas de alta
dureza. En la Figura 8 se muestra el efecto el pH en la viscosidad de la solucién

polimérica.
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Figura 8. Efecto del pH en la viscosidad de la solucion polimérica.

INCREMENTO DEL V,,
INCREMENTO DE LA
VISCOSIDAD

POLIMERO NO
CARGADO

APANTALLAMIENTO DE
CARGA

ke DISMINUCION DEL V,,
= § DISMINUCION DE LA VISCOSIDAD

INCREMENTO DE LA VISCOSIDAD

INCREMENTO DEL pH

Fuente: MARIN, Amaury. SNF FLOERGER. “Calidad del agua en la recuperacion

mejorada de petréleo mediante la inyeccidén de polimeros”. Colombia. 2010.

El volumen que ocupa el polimero en solucion se denomina volumen

hidrodinamico (V).

2.2.1.4. Dureza

Las sales divalentes de Ca, Mg, Ba, entre otras, actlan principalmente
disminuyendo la viscosidad y eventualmente ocasionando precipitacion. La Figura
9 presenta el efecto positivo en la viscosidad de la solucién polimérica al disminuir

la cantidad de iones de calcio y magnesio presentes en el agua de preparacion.
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Figura 9.Efecto de los iones divalentes (Ca?'y Mg*) en la viscosidad de la solucion
polimérica.
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Fuente: MARIN, Amaury. SNF FLOERGER. “Calidad del agua en la recuperacion

mejorada de petréleo mediante la inyeccion de polimeros”. Colombia. 2010.

Los cationes divalentes son muchos mas perjudiciales en comparaciéon con los
iones monovalentes (Na*) sobre el poder viscosificante del polimero. Al estar
presentes en grandes cantidades los cationes divalentes, las moléculas se pueden
entrecruzar debido a su fuerte efecto de puente con la cadena de polimero
aumentando la precipitacion de polimero incluso a bajas concentraciones [5]. La
precipitacion conlleva a una reduccion en la viscosidad de la solucién y ademas

favorece el taponamiento de la formacion.
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2.2.1.5. Oxigeno / Hierro / Sulfuro [9]

El O,, a niveles superiores a 20 ppb, provoca la degradacion quimica de los
polimeros. Esta reaccion esta fuertemente catalizada por hierro y sulfuros, y otros
elementos o0 compuestos que puedan generar radicales libres. EI hierro,
normalmente presente en las aguas por efecto de la corrosién, cataliza la reaccion
de degradacion quimica de los polimeros, en presencia de trazas de oxigeno.
Actualmente se ha fijado un limite de 2 ppm como maximo y adecuado para este

elemento.

La Figura 10 muestra el aumento de la viscosidad de la solucién polimérica
cuando la cantidad de oxigeno disuelto en el agua de preparacién es menor a 0.1
ppm (linea rosada) y el efecto negativo a través del tiempo (linea azul) del
comportamiento de la viscosidad de la solucion polimérica al aumentar el

contenido de oxigeno disuelto del agua.

Figura 10. Efecto del oxigeno en el agua en la viscosidad de la solucion polimérica.
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Fuente: MARIN, Amaury. SNF FLOERGER. “Calidad del agua en la recuperacion

mejorada de petroleo mediante la inyeccion de polimeros”. Colombia. 2010.
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La Figura 11 presenta el efecto negativo en la viscosidad de la solucion polimérica
al aumentar la concentracion de iones divalentes de hierro en el agua de

preparacion.

Figura 11. Efecto del hierro en el agua en la viscosidad de la solucién polimérica.
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Fuente: MARIN, Amaury. SNF FLOERGER. “Calidad del agua en la recuperacion

mejorada de petréleo mediante la inyeccidén de polimeros”. Colombia. 2010.

2.2.2. CARACTERISTICAS QUE DEBEN DE TENER LAS AGUAS
DE INYECCION

« El agua no debe ser corrosiva. El sulfuro de hidrégeno y el oxigeno son dos

fuentes comunes de problemas de corrosion.

% El agua no debe depositar minerales bajo condiciones de operacion. El
incrustamiento mineral por el agua usualmente consiste de uno o mas de
los siguientes compuestos quimicos: BaSO,4 SrSO4 CaSO, * 2H.0,
CaCO3, MgCOgs, FeS y Fe,Ss. El incrustamiento mineral dentro del sistema
de inyeccion no solo reduce la capacidad de flujo sino también proporciona

un medio para que ocurra corrosion.
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% El agua no debe contener sélidos suspendidos o liquidos en suficiente
cantidad para causar taponamiento de los pozos de inyeccién. Los
materiales que pueden estar presentes como material suspendido son los
compuestos que forman las incrustaciones como los mencionados en el
punto anterior, tales como limo, petréleo, microorganismos y otro material

organico.

« EIl agua inyectada no debe reaccionar para causar hinchamiento de los
minerales arcillosos presentes en la formacion. La importancia de esta
consideracion depende de la cantidad y tipo de minerales arcillosos
presentes en la formacién, asi como de las sales minerales disueltas en el

agua inyectada y de la permeabilidad de la roca.

% La salmuera debe ser compatible con el agua presente inicialmente en la
formacion. ElI agua producida e inyectada debe ser manipulada

separadamente, si no son completamente compatibles.

La Figura 12 representa la salinidad total y la dureza mas sulfatos ideales que
deben tener el agua en los diferentes procesos de recobro quimico; para el caso
de inyeccion de polimeros se puede observar que la salinidad TDS debe ser
menor a 5000 ppm y la dureza mas sulfatos menor a 100 ppm. En la Tabla 2 se
encuentran tabulados dichos valores de salinidad, dureza y concentracion de
sulfatos en el agua, ideales para cada proceso de recobro mejorado.
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Figura 12. Requisitos quimicos del agua en procesos EOR/IOR.
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Tabla 2. Resumen Requisitos quimicos del agua de inyeccion en procesos EOR/IOR.

Proceso EOR/IOR S?ggirg;id Dureza (ppm) | Sulfatos (ppm)
Inyeccion de Agua Costa 30000-50000 <500-600 <40-100
Afuera

SWF en Areniscas <5000 <500 n/a

SWF en Carbonatos 6000-28000 <2000-3000 <10000
Inyeccién de Polimero <5000 <100 n/a
Inyeccién de ASP <50000-60000 <10 n/a
Inyeccién de Su.rfactante SW en <5000 <100 n/a

Areniscas

Inyeccién alternada Aguay CO, | <50000-60000 <500 n/a
Inyeccion de Agua Carbonatada <5000 <500 n/a
Inyeccién de Vapor <10000-12000 <0.5-1.0 n/a

Fuente: AYIRALA S.C and YOUSEF A.A. “Injection Water Chemistry Requirement
Guidelines for IOR/EOR”. Oklahoma, USA. SPE-169048-MS. 2014. p.19 - 24.
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2.2.3. PRODUCTOS QUIMICOS ADICIONADOS AL AGUA DE INYECCION [10]

Usualmente al agua de produccion se le agregan productos quimicos para su
tratamiento, para que al ser utilizada en una futura inyeccion al yacimiento no
cause problemas de corrosion ni alteracion de las propiedades de la formacion ni
de los fluidos presentes en ella. El agua de inyeccion de Palogrande es tratada
con cuatro compuestos quimicos encargados de dejarla en éptimas condiciones

para su inyeccion.

¢ Biocida (Tratamiento de bacterias).
¢ Inhibidor de incrustaciones (Tratamiento de incrustaciones).
¢ Inhibidor de corrosion (Tratamiento de la corrosion).

e Clarificador (Separacion de agua-aceite).

2.2.3.1. Tratamiento de bacterias

Conocidos como biocidas, bactericidas, bacteriostatos y quimicos
antiensuciamiento entre otras denominaciones, son probablemente los
compuestos mas usados en aguas dulces y salinas de inyeccion de agua
(waterflooding). Aunque no todos los microorganismos son un problema para la

industria, el control de su crecimiento es objetivo permanente.

El tratamiento se centra en el control de la poblacion bacteriana. En el “upstream”

en particular, las bacterias generan:

* Depdsitos y focos de corrosion en instalaciones
* Corrosion del fluido de reservorio (MIC)

* Agriamiento del fluido de reservorio

» Dano a las formaciones producidas
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La tendencia natural de ciertas bacterias es adherirse a las superficies y formar
‘enjambres” de bacterias, material organico de metabolismo y productos de
corrosion (sulfuros y 6xidos) junto a otros solidos. Estos “nichos” de crecimiento
bacteriano deben ser destruidos con el tratamiento bactericida, son verdaderos

“hormigueros” bacterianos.

Los oxidantes enérgicos disuelven biomasa y rompen la membrana celular
bacteriana destruyéndola. Los bactericidas interfieren el proceso nutricional a

través de la membrana (envenenan la célula).

Los compuestos quimicos antibioensuciamiento (ABF) se formularon con varios

objetivos.

1. Secuestrar el hierro limitando su reaccién con el sulfuro de hidrogeno.
2. Inhibir incrustaciones para evitar la formacion de carbonatos y sulfatos
insolubles.

3. Inhibir la corrosién con un adecuado balance surfactante-filmogénico.

Para lograr su objetivo, el biocida debe contactar la bacteria en suficiente
concentracion (dosis letal) para llegar hasta la bacteria. Los grandes grupos de

biocidas no oxidantes son:

* Los aldehidos: formaldehido (HCHO); glutaraldehido (OCH/CH,/3CHO) o
pentanodiol; acroleina (H,C=CHCHO) o 2-propenal.

» Los compuestos de amonio cuaternario, con formula general (R;R2R3R4N)* "X

* Los compuestos halogenados: C3HgBrNO,4 (bromopol).

» Los compuestos de azufre: isotiazolona, carbamatos.

* Las sales cuaternarias de fosfonio general: (CH,OH)4 P-X.
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2.2.3.2. Tratamiento de incrustaciones

Las incrustaciones se generan por sobresaturacion del compuesto incrustante en
el agua en las condiciones particulares de operacion. El proceso de
sobresaturacion es irreversible en la mayoria de los casos y debido a la condicion
se puede alcanzar en forma paulatina (mezclado de aguas incompatibles de
reservorio) o instantdnea (pasaje de agua subsaturada por un calentador), es
esencial que el inhibidor ingrese al agua y subsista hasta (y antes) que se alcance

la sobresaturacion.

Basicamente el efecto umbral se basa en la captura a nivel molecular del
incipiente cristal de incrustacion por parte del inhibidor por adsorcion y el
envenenamiento del cristal al punto de inhibir el crecimiento de racimos (clusters),
este efecto se denomina estérico. Como cada incrustacion tiene diferente
constituciéon cristalina, cada estructura quimica presenta la mayor eficiencia en

forma selectiva al tipo de incrustacion.

Atentan contra la eficiencia maxima del inhibidor:

* La salinidad del agua y pH.

* El contenido de magnesio del agua y hierro disuelto.

* Actividad bacteriana.

* La presencia y el tipo de sdlidos en suspensiéon (el inhibidor, todavia no es
“‘inteligente” y actua sobre todo insoluble que viaje en el medio).

 La temperatura del sistema.

Un inhibidor de incrustaciones debe satisfacer varias funciones, entre ellas:

» Ser compatible (no formar productos de reaccidn con otros compuestos quimicos

del sistema, lo que conduce a su inactivacion).
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» Ser estable térmicamente (los fosfatos inorganicos fueron reemplazados porque
se hidrolizaban a temperaturas de tratamiento y sus soluciones eran
bacteriologicamente sensibles).

* Modificar el tamanfo de los cristales (forma tendencia a dispersarse)

* Retrasar o bloquear los procesos de precipitacion.

* Prevenir la adherencia a las paredes metalicas (dispersantes de precipitados).

En los afios noventa aparecen en el mercado los policarboxilatos y polimaleatos
(polieléctricos basados en los acidos y acrilicos y maleico polimerizados con
mondmeros de acrilamida y acidos acrisulfurico). Dificiles de monitorear,
actualmente se los formula con grupos fosfonatos para un mas facil control

analitico.

2.2.3.3. Tratamiento de corrosion

La corrosién es un fendmeno de naturaleza electroquimica que conduce a la
disolucién del acero. Para que se desarrolle un proceso de corrosion se requiere

cuatro componentes:

* Un anodo o area anddica.

» Un catodo o area catddica.

* Un elemento conductor de corriente eléctrica (electrones), el acero o pieza
metélica.

* Un electrolito conductor de iones, el agua (son excepcionales los procesos

corrosivos en los que el agua esta ausente).
Al eliminar uno de los cuatro componentes la corrosion no avanza, por ejemplo:
* El agua destilada libre de gases disueltos no es corrosiva.

* Un recubrimiento anticorrosivo sobre el metal lo aisla del electrolito y, salvo que

presente discontinuidades, impide el contacto metal-eléctrico y evite la corrosién.
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* Un anodo o catodo de sacrificio desvian el proceso electrolito y evitan la

corrosion.

Un inhibidor de corrosién de tipo filmégeno no es mas que una “pintura’
temporaria o permanente que se aplica a la superficie metalica; a diferencia de los
inhibidores de incrustaciones que deben actuar Unicamente en la fase acuosa, los
inhibidores de corrosién no pueden ignorar a la fase de petroleo. Usualmente un
inhibidor se formula con un componente activo (el real inhibidor) muy a menudo
una amina, un solvente, un dispersante emulsionante, desemulsionante o alguin

modificador funcional.

Un inhibidor de corrosiéon forma una pelicula protectora de moléculas adsorbidas
sobre la superficie de metal a proteger creando una barrera al electrolito que
transporta el agente corrosivo. De los gases corrosivos solubles en agua (O, CO;
y H,S) el oxigeno es por lejos el mas corrosivo, es por ello que en sistemas de

inyeccion de agua debe mantenerse en niveles inferiores a 50 ppb.

El principal aspecto en el comportamiento de un inhibidor debe ser la resistencia
de la pelicula a la erosién por flujo, ademas son importantes:

* El desempefnio frente a los agentes agresivos.
* La tendencia a formar emulsiones.
» La bombeabilidad a temperatura de operacion.

* La particion en las fases sin movimiento.

El mas importante grupo funcional de los tratamientos de corrosion empleados es

el de las aminas alifaticas y aromaticas, mono, di y poliaminas y sus sales.

El grupo amino (-NH,) se fija por polaridad mediante un mecanismo denominado

quimisorcion al metal, el otro extremo del compuesto, usualmente una cadena
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hidrocarbonada convierte a la superficie en hidrofébica (la mayor parte de los
agentes corrosivos estan presentes en la fase acuosa); dado que también existen
agentes corrosivos en la fase petroleo (acidos carboxilicos y nafténicos vy
asfaltogénicos), la basicidad de la amina suministra un efecto neutralizante de los

mismos.

2.2.3.4. Clarificador

La clarificacion consiste en la eliminacion de todo tipo de particulas, sedimentos,
aceites y materia organica del agua. Con respecto a los problemas que se pueden
dar en caso de dejar el petroleo en el agua, el agua que se produce con petréleo u
otros contaminantes debe estar limpia para utilizarla en un proyecto de inundacion
o programa de inyeccién de vapor. El petrdleo y los soélidos pueden obstruir
rapidamente las costosas cuentas de resina para ablandamiento de agua. El agua
sucia también puede requerir costosos programas de mantenimiento para los

pozos de inyeccion.

Los productos quimicos para la clarificacion del agua pueden utilizarse para
mejorar la eficiencia de los equipos de separacion y disminuir el costo total de la

operacion.

Comunmente, los soélidos que se encuentran en el agua producida son particulas
de cieno, arena y arcilla provenientes de la formacion, o bien pueden ser los
productos derivados de la corrosion y la formaciéon de incrustaciones. Por lo
general, estos solidos se eliminan junto con el petréleo. Finalmente, se les elimina
del sistema como material de desecho o0 pasan a la refineria con el petréleo
vendible. Los productos quimicos clarificadores de agua garantizan que el agua
producida cumple con los requisitos ambientales a la vez que aumenta la cantidad

de petroleo vendible y evita costosas reparaciones de equipos.
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2.3.DEGRADACION DE LA SOLUCION POLIMERICA

Las soluciones poliméricas deben mantenerse estables durante el periodo de
tiempo que permanezcan en el yacimiento para garantizar asi un éxito en la
recuperacion de petroleo, sin embargo debido a que el polimero es un quimico se
ve afectado por diversos factores que tienden a degradarlo y empobrecer sus
propiedades y con ello su eficiencia en el proceso de recobro. A continuacion la
Tabla 3 presenta un resumen de los mecanismos de degradacion que pueden
afectar a los polimeros mas comunes,

gue estan representados por la

poliacrilamida y la goma xanthan.

Tabla 3. Mecanismos de degradacion de los polimeros.

_ Susceptibilidad
Tipo de Causa Comentarios
Degradacion HPAM Goma
Xanthan
. lones divalentes
- Cationes
Quimica Alta Moderada P generas mayor
Na’,Ca”",Mg I
degradacion
- Agravado por altas
o lones metélicos de
Quimica Alta Alta L temperaturas y alto
transicion
pH
- Oxigeno y agentes Agravado por altas
Quimica Alta Alta 9 . yag 9 P
oxidantes temperaturas
S Agravi j
Hidrdlisis por gra gdp bajo
o - . . condiciones
Quimica Alta Alta guimicos acidos o s
o aerobicas o altas
bésicos
temperaturas
A do baj
Térmica Alta Alta Alta temperatura Sgi\é?cigneago
(>250°F) | (>160°F) P co
aerdbicas o alto pH
Agravado bajo
L Levaduras, bacterias condiciones
Biologica Moderada Alta o
y hongos aerobicas y/o altas
temperaturas
Esfuerzo intenso y
alto flujo a través de Agravado por
Mecénica Alta Bajo vélvulas, orificios y cationes divalentes
formaciones de baja o trivalentes
permeabilidad

Fuente: DELGADILLO, C.L. “Evaluacioén de la viabilidad técnica de

implementacion de procesos de inyeccion de geles”. Universidad Industrial de

Santander. Bucaramanga. 2010. p.48.
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2.3.1. DEGRADACION QUIMICA

La degradacion quimica se define como la hidrdlisis de los grupos funcionales del
polimero [11]; ocurre cuando una solucidon es expuesta a oxigeno 0 agentes
oxidantes en la presencia de ciertos metales de transicion y es agravada por la
temperatura y el envejecimiento de la solucion. En el laboratorio, la contaminacion
con oxigeno puede reducir la efectividad del polimero en un 30%. Ademas, la
pérdida de reduccion de la movilidad debido al oxigeno puede ser mas severa en
operaciones de campo debido a las dificultades para controlar la composicion de

los fluidos del yacimiento.

También llamado degradacion oxidativa, al ataque del oxigeno disuelto en el agua
inyectada, esta degradacion es catalizada por iones de Fe?" disueltos en el agua
de formacion, y puede prevenirse o minimizarse mediante la reduccién del
contenido de oxigeno del agua o salmueras diluidas que contengan unas pocas

partes por millon.

En el caso de las poliacrilamidas, la degradacion quimica se previene con la
inclusibn de mondmeros quimicamente mas estables, que ademas pueden
proporcionar soluciones de mayor viscosidad. Las soluciones de poliacrilamida no
hidrolizada (PAM) son no i6nicas y por lo tanto insensibles a la salinidad. A
elevadas temperaturas o pH, el fragmento amida sufre hidrolisis, que da como
resultado un acrilato y la formacion de un ion amonio. Las cargas anionicas de los
fragmentos acrilato sufren repulsiones intermoleculares que incrementan el radio
hidrodindmico de las moléculas del polimero y por lo tanto aumenta la viscosidad
[12].

Los yacimientos a menudo poseen agua de formacion salubre que contiene altas
concentraciones de cationes divalentes, Ca?* y Mg?*, que hacen que la viscosidad
de la solucion polimérica se vea afectada. Dado que la salinidad causa

degradacion quimica en el polimero, la concentracion de sales debe ser minima
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en el agua para evitar asi precipitacion del polimero y con ello su pérdida de
eficiencia en la recuperacion de aceite. Ademas, se debe considerar los productos
guimicos agregados al tratamiento del agua de produccién debido a que para un
proceso de recobro mejorado se puede presentar incompatibilidad quimica con el

polimero escogido y disminuir sus propiedades de recuperacion de petroleo.

2.3.2. DEGRADACION BIOLOGICA

La descomposicion gradual de los compuestos quimicos, en especial los
polimeros, por la accion de organismos vivos como las bacterias, hongos y
levaduras recibe el nombre de degradacion biolégica. La mayoria de los polimeros
usados en el recobro mejorado no son biodegradables, exhibiendo susceptibilidad
limitada a la asimilacion por microorganismos. Sin embargo, los polisacéaridos
como la goma xanthan pueden ser atacados por las bacterias y requieren el uso
de biocidas [12].

Este problema se caracteriza por la rapida destruccibn de la cadena de

carbohidratos, trayendo consigo una disminucion de la viscosidad de la solucién.

2.3.3. DEGRADACION MECANICA

Las soluciones de poliacrilamida parcialmente hidrolizada sufren degradacion
mecanica durante la inyeccion y flujo dentro de medios porosos. La degradacion
mecanica ocurre cuando los esfuerzos de corte sobre el fluido se hacen tan
grandes que pueden fragmentar o romper las moléculas de polimero, produciendo
una perdida irreversible de viscosidad. Esto puede suceder cuando una solucién
polimérica es forzada a fluir a altas tasas a través de un medio poroso o una
reduccion de tamafio del camino de flujo, este el caso de las tuberias,

perforaciones y gargantas de poro [13].

La degradacion mecanica de las poliacrilamidas presenta problemas practicos en

las operaciones de campo, por lo que deben tomarse precauciones especiales en
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la preparacion de las soluciones al igual que en la inyeccién a través del pozo
inyector; puesto que la solucion polimérica puede verse degradada al pasar por los
diferentes elementos de inyeccion como bombas, valvulas y cambio de diametro
de tuberias. Algunos estudios realizados sobre la degradacion mecanica de las
soluciones de poliacrilamida con bajas concentraciones (300 pm a 600 ppm) bajo
varias condiciones, indicé que la degradacion mecéanica tiene un efecto moderado
en la viscosidad y un efecto severo en la calidad del polimero. Ademas, la
degradacion mecanica es mayor en las poliacrilamidas a bajas permeabilidades y

a altas salinidades [14].

2.3.4. DEGRADACION TERMICA

Puede ser descrita como el rompimiento de la cadena acrilica inducida por
radicales libres. Estas reacciones de despolimerizacion causadas por la
degradacion térmica pueden ocurrir por la presencia de oxigeno, hierro y residuos
de los iniciadores de la polimerizacién. Para prevenir esta degradacion se
adicionan antioxidantes o especies de sacrifico facilmente oxidables. Debido a que
la temperatura del yacimiento es un parametro invariable, debe ser considerado en
la degradacién del polimero. Los polimeros como la goma xanthan se degradan
rapidamente a temperaturas superiores a 175°F y otros como la poliacrilamida se
degradan a temperaturas por encima de 250°F, siempre y cuando no haya

presencia de agentes que aceleren la degradacién [12].

Hay dos factores que deben ser considerados (a) la temperatura a la que se
somete el polimero, y (b) el periodo de tiempo que se mantenga esta condicion.
En general, las soluciones poliméricas pierden viscosidad con el aumento de la
temperatura; por otro lado, cuando las soluciones poliméricas pasan periodos de
tiempo prolongados a elevadas temperaturas, ocurre degradacion de las cadenas

poliméricas, lo cual también afecta la viscosidad de la solucion.
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CAPITULO 3

3. ESTADO DEL ARTE DEL RECOBRO QUIMICO EN COLOMBIA

El petréleo es un recurso que hasta el dia de hoy es indispensable para el
desarrollo humano, es por esta razén que el hombre en su afan por obtener este
recurso no renovable esta implementando diferentes métodos de recobro para
recuperar la mayor cantidad de aceite posible. En el mundo, solo cerca de 15 a un
40% del petréleo que esta en el subsuelo es capaz de llegar a superficie o por sus
propios medios (mecanismo natural de empuje del yacimiento) o por sistemas de
levantamiento artificial, teniendo asi un alto porcentaje de aceite remanente en el
yacimiento. Debido a ésto, la industria petrolera, para lograr extraer el petréleo
que aun queda en el yacimiento ha desarrollado diferentes tecnologias de
recuperacion secundaria y terciaria, estas ultimas en Colombia son un terreno
poco explorado, y si pocos han sido los campos en los que se habla de recobro

térmico y de gases, especificamente el recobro quimico ha quedado a un lado.

El factor medio de recuperacion de petrdleo en Colombia es de aproximadamente
19%, alrededor del 99% de los campos de petroleo estan todavia en la produccion
primaria (cerca de 88% de la produccion proviene de la produccién primaria, cerca
del 11% proviene de la produccién secundaria y menos del 1% proviene de
produccion terciaria) [15].

Muchos de los cerca de 280 campos petroleros colombianos han estado
produciendo desde hace mas de 40 afios, sin embargo, sus factores de
recuperacion de petréleo varian entre 0,1% y 65%, dependiendo del mecanismo

de produccién y de si algun proceso de recuperacion de petrdleo secundario o
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terciario que se haya aplicado. La Figura 13 presenta la distribuciéon de OOIP con

el niumero de campos de petréleo colombianos [16].

Figura 13. Numero de campos vs OOIP en Colombia.
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Fuente: CASTRO, R.; MAYA, G.; MERCADO, D.; TRUJILLO, M.; SOTO, C;
PEREZ, H.; LOBO, A.; ORDONEZ A. and SANDOVAL, J. E. “Enhanced Oil
Recovery (EOR) Status — Colombia”. Articulo SPE 139199. 2010.

El uso de métodos de recuperacion mejorada de petréleo no es comun en
Colombia, su desarrollo esta limitado a los estudios experimentales y pilotos que
por diferentes razones no han sido extendidas [17]. En los siguientes parrafos se

mostrara el estado de las experiencias aplicadas de recobro quimico en el pais.

La industria petrolera en Colombia ha empezado a incursionar en la recuperaciéon
quimica de petréleo en sus campos maduros. El Instituto Colombiano de Petréleo
(1.C.P) ha desarrollado un importante nimero de estudios de laboratorio que se

han centrado en la seleccion y / o el desarrollo de agentes quimicos para ser
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utilizado en zonas ladronas y en el control de la movilidad de los frentes de

inyeccién de agua.

Se realizaron los primeros estudios experimentales en 1990, y eran acerca de la
polimerizacion in situ para el control de la canalizacion de agua. Estos estudios
utilizaron diferentes mezclas de productos quimicos para obtener una reduccion
en la permeabilidad efectiva del agua en medios porosos. Esa investigacion fue
seleccionada para su aplicacion en tres pozos inyectores, generando resultados
positivos en la variacién del perfil de inyeccién de intervalos seleccionados
previamente y en la reduccion del corte de agua de los pozos influenciados.

Muchos otros estudios sobre la canalizacién del agua y el control de la movilidad
se han llevado a cabo, incluyendo la seleccion de polimeros colombianos para
estos objetivos, y obteniendo resultados de laboratorio positivos en la mayoria de
los casos. De 1995 a 1997 los resultados fueron implementados en el campo con
resultados positivos pero de bajo impacto, y sin suficiente vigilancia y seguimiento,
que causaron la suspension del proyecto. Algunos otros proyectos se realizaron
en el I.C.P hasta el afio 2003, pero ninguno de ellos se pusieron a prueba en un
campo; uno de esos estudios fue la evaluacion de los polimeros, usando rocas del

yacimiento y los fluidos de los campos de San Francisco y La Cira [16].

Los procesos EOR basados en el uso de surfactantes también han sido objeto de
estudio en el I.C.P, incluso con algunos productos elaborados en el instituto. Los
surfactantes se han evaluado con fluidos de los campos de La Cira, Tiba, Dina
Cretéceo, Castilla obteniendo resultados prometedores. A pesar de esto, y sobre
todo por razones economicas, ninguno proyecto ha sido seleccionado para la
ejecucion. La Figura 14 muestra un esquema general de los procesos de recobro

qguimico implementados en los diferentes campos petroleros del pais.
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Figura 14. Proyectos CEOR en Colombia.
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3.1.PRIMEROS PASOS DEL RECOBRO QUiMICO EN COLOMBIA

3.1.1. LA CIRA (Inyeccion Pusher — 1972)

El 16 de marzo de 1972, se inicid un piloto de inyeccion del polimero pusher en un
patron de 7 puntos, el cual fue suspendido después de la evaluacion realizada en
diciembre de 1977, debido a que segun los resultados obtenidos, la gran cantidad
de polimero empleado hasta el momento no justificaba la produccion obtenida. Las
recomendaciones dadas por Dow la compafila que suministraba el polimero
fueron [18]:

% La inyectividad de la solucion de polimero a través de los diferentes
intervalos abiertos no diferia mucho de la del agua, debido a la degradacién
del polimero.

« El tipo de completamiento en los pozos inyectores y las condiciones de
manejo en superficie causaban pérdidas en la efectividad de la inyeccion

del polimero.
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3.1.2. CAMPO GUANDO (Inyeccién de geles taponantes — 2008)

En el afio 2008 se llevo a cabo un piloto de inyeccion de geles taponantes en dos
patrones del Campo Guando, para reducir la canalizacion del proceso de

inyeccion de agua, mostrando resultados positivos en la mejoria del proceso.

Tras la implementaciéon de dicho proyecto piloto se evaluaron los resultados
transcurridos cuatro meses, evidenciando que en uno de los patrones de inyeccion
de gel no se observo una gran disminucion en la cantidad de agua producida; ésto
puede atribuirse al grado de fracturamiento en la zona en la que se encuentra el
patrén, puesto que posiblemente no permiti6 que el volumen inyectado fuera
suficiente para obturar las zonas ladronas en su totalidad. En el otro patrén se
observaron resultados positivos en la mayoria de los pozos productores
asociados, donde la produccion de agua disminuyé y la produccion de aceite
aumentd indicando que el agua inyectada estaba barriendo zonas que aun se
encontraban saturadas con aceite, cumpliendo con el objetivo de obturar los
canales y disminuir la recirculacion del agua. El resultado econémico de ambos

patrones se observa en la tabla 4.

Tabla 4. Resultados econdmicos de los pozos piloto Campo Guando.

PILOTO 1 PILOTO 2
Pozos afectados 1 4
Volumen a inyectar 10.667 bls 18.831 bls
Volumen inyectado 14.496 bls 11.127 bls
Costos US $505.354 US $396.772
VPN US $2.745 US $795.914

Fuente: M. L. Alejo, M. E. Ardila. “Evaluacion de la inyeccion de bulk gel para
optimizar el recobro en el Campo Guando”. Articulo técnico preparado para
presentacion en el XIll Congreso Colombiano del Petréleo organizado por ACIPET
en Bogota D.C. Colombia. Diciembre de 2009.
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3.1.3. CAMPO BALCON (Inyeccion de geles taponantes — 2010)

En el afio 2010 se inici6 la implementacién de un piloto de inyeccién de productos
quimicos, orientados a la reduccidon de canalizacion de agua con geles obturantes
en pozos inyectores de los Campos Balcon (Balcon 2 y Balcon 25) por la empresa
HOCOL S.A; debido a la falta de un seguimiento adecuado, no hay un registro
claro de los resultados positivos 0 negativos.

3.1.4. CAMPO TELLO (Inyeccion de geles taponantes — 2010)

La evaluacion del campo se basa en el proyecto de gel-polimero para controlar
zonas ladronas de agua, implementada como una estrategia para reducir el
fendbmeno de canalizacion identificado entre el pozo inyector Te-49 y el pozo

productor Te-46.

La inyeccion del gel-polimero tuvo lugar en octubre de 2010, comenzando el

tratamiento gel-polimero mas grande de Latinoamérica hasta entonces.

El campo mostré un importante incremento en el recobro de aceite y una
disminucién en el corte de agua considerable (3%). Comparando estos resultados,
son normales obtenerlos con esta tecnologia, puesto que es uno de los procesos
mas eficientes hasta ahora, esto es mas relevante cuando se tiene en cuenta la
condicion perimetral de la inyeccion de agua. El factor de recobro de aceite actual
del campo esté estimado en 22% del OOIP [19]. A continuacién en las Figuras 15
y 16 se muestran como ejemplo los pozos productores Te-46 y Te-09, en las
cuales se puede observar el incremento de la produccién en barriles de aceite por
dia y la disminucion del corte de agua en cada uno de los pozos influenciados por

el proyecto de inyeccion de geles taponantes.
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Figura 15. Tendencia de produccion Te-46.
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Figura 16. Tendencia de produccion Te-09.
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Debido a los buenos resultados, la expansion del proceso fue disefiado para los
pozos Te-4 y Te-7 en el afio 2011 y en el aifio 2013 para los pozos Te-61, Te-23,
Te-37 y Te-38 y para otros campos de Ecopetrol SA, MG-54, MG-1, SF-104, SF-
13; en el que, en términos generales se han obtenido muy buenos resultados

técnicos y econémicos.

3.2.PRIMER PILOTO CEOR- CDG EN COLOMBIA POR ECOPETROL S.A.

(Campo Dina Cretaceos)

El Campo Dina Cretaceo, localizado en la Cuenca del Valle Superior del
Magdalena, fue descubierto en 1969, e inicié el proceso de inyeccion de agua en
1986. Es operado por ECOPETROL S.A. y forma parte del frente de deformacién
causado por el sistema de fallas La Chusma al occidente del Bloque Neiva, a una
profundidad de 5000 a 7000 pies, con una presion inicial de 2800 psi y una
temperatura de 152 °F; posee un &rea productiva de 790 acres y un petréleo
original en sitio (OOIP) de 154.4 Mbls (millones de barriles).

La opcion seleccionada para este campo fue la implementacién de métodos
inyeccién de Geles de Dispersion Coloidal (CDG), el cual se constituye como una
alternativa a los procesos de inyeccion de soluciones poliméricas que permiten el
incremento de la eficiencia de barrido volumétrico, por lo tanto, del factor de

recobro.

El 9 de junio de 2011 se inici0 la inyeccion de CDG en el pozo inyector DK-3. La
produccion comenzd su incremento a los 3 meses de iniciado el proceso de
inyeccion y los resultados se mostraron prometedores con un incremento del 10%
de la producciéon de petréleo del campo y con una disminucién del corte de agua
hasta del 8% en los pozos del area piloto.
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El principal objetivo de la inyeccion CDG en el campo Dina Cretaceos era
aumentar el factor de recuperacion de petréleo de la zona piloto en un 5% en 5
afos. De acuerdo con los resultados del proyecto piloto, después de mas de 2
afos de evaluacion, se mostraron excelentes indicadores técnico-econdmicos,
generando incrementos en la produccién de petréleo hasta un 300%, y una
disminucién del 10% en cortes de agua. Como resultado del analisis de la
aplicacion de la metodologia desarrollada, se logré un factor de recuperacion
incremental del 2% [20]. La Figura 17 presenta la tendencia de la produccion del
pozo productor DK-24 influenciado por el proceso de recobro mejorado y la
reduccion del corte de agua después de iniciado el proyecto de inyeccion de geles

de dispersion coloidal.

Figura 17.Tendencia de produccion DK-24.
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Después de la evaluacion positiva del pozo piloto DK-03 se decidié expandir el
proyecto dando inicio a la inyeccion a mediados del afio 2013 en los pozos DK-04
y DK-06. En el afio 2014 se puso en marcha la inyecciéon CDG en el pozo DK-32st,
el cual después de ser evaluado, se cerro la inyeccion CDG en dicho pozo a

inicios del afio 2015.

Actualmente se estan realizando estudios para expandir el proyecto CDG en todo
el campo y aplicar método de recobro ASP/SP donde el proyecto de inyeccion de

geles de dispersion coloidal ha sido un éxito.

3.3.PRIMER PILOTO CEOR- ASP EN COLOMBIA (Campo San Francisco)

Antes de dar inicio al piloto de inyeccion ASP en el Campo San Francisco se
decidi6 realizar conformance quimico a finales del 2012 y comienzos del 2013 en
los pozos SF-204 y SF-13. El objetivo principal fue la correccion de los perfiles de
inyeccion de los pozos mencionados; consistié en prevenir la canalizacién de la
formulacibn ASP. El aseguramiento técnico previo, mediante la evaluacion
experimental, trazadores entre pozos y optimizacion de la inyeccién de agua, es

fundamental para el éxito de la tecnologia ASP.

El dia 13 de diciembre de 2013 se dio inicio al proyecto piloto de inyeccion de
Alcali - Surfactante — Polimero (ASP), en donde el recobro adicional, de acuerdo
con los resultado de los estudios realizados en laboratorio y simulacion, por
encima del recobro secundario, son del orden de 9% y 27%, en promedio 16.5%,
superando asi el factor de recobro por método secundario el cual era del 7.2 %
[21].

La formulacién ASP inyectada en el campo muestra un desempefio favorable al

observarse una disminucién importante en el volumen de agua producida,
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reflejada en una disminucion del corte de agua en el sector, sin embargo se

requiere de mayor evaluacion para determinar su factibilidad técnico- econémica.

La Figura 18 muestra la produccion de los pozos afectados por el proceso de
recuperacion quimica de primera y segunda linea de incidencia y una produccion
total alcanzada luego de la implementacion del proyecto piloto ASP en el campo

San Francisco.

Figura 18.Tendencia de produccion Piloto ASP-San Francisco.
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Fuente: ORDONEZ, Anibal. Exposicion Ecopetrol “Estado Actual del Recobro

Mejorado en Colombia”. Neiva. 2014.

De este proyecto piloto de inyeccion se puede concluir que la precipitacion de
carbonatos y tratamiento de fluidos de produccién representan el mayor desafio
para los proyectos ASP. En la actualidad, el campo se encuentra solo con
inyeccion de solucion polimérica, es decir en la etapa final del proyecto.
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3.4.PRIMER PILOTO CEOR- PF EN COLOMBIA (Campo Yarigui -Cantagallo)

El desarrollo del primer piloto de “Polymer Flooding” (PF) en Colombia por parte
de ECOPETROL S.A., amplia las expectativas de aplicacion de este tipo de
tecnologias a otros campos en el pais. El proyecto se disefio con el objeto de
mejorar la eficiencia de barrido volumétrica mediante la disminucion de la relacion
de movilidad atribuible al incremento de la viscosidad del agua por efecto del

polimero, incrementando asi el factor de recobro en los patrones influenciados.

El 17 de marzo de 2014 se inici6 el primer patron de inyeccion de polimero en el
pozo inyector YR-504, comenzando el segundo patrén el 27 de abril de 2014 en el
pozo inyector YR-510. La respuesta en la produccion de petroleo se observé 9
meses después de iniciada la inyeccién de polimeros en ambos pozos. La Figura
19 indica un incremento en la produccién de aceite alrededor 300 BPD 15 meses
después de operacién, es decir al 30 de junio de 2015, el proyecto reporta una
produccion acumulada que excede los 60000 barriles de aceite (aproximadamente
de 6000 a 8000 barriles de petroleo incremental por mes desde enero de 2015)

con la estabilizacion de cortes de agua (parte b de la figura 19) [22].

Actualmente se continla inyectando polimero, ademas no se ha detectado
produccion de polimero en ninguno de los pozos productores influenciados por los
pozos inyectores piloto, lo que resulta en que la inyeccién del polimero esta
proporcionando un mejor barrido volumétrico en las areas del piloto del Campo
Yarigui - Cantagallo.
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Figura 19. Historia de la produccién de petroleo y corte de agua de los patrones pilotos
YR-504 y YR-510.
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Fuente: MAYA, G., JIMENEZ, R., CASTRO, R., MANTILLA, J., VARGAS, J.,
CARDENAS, F. and FERNANDEZ, F. “Disefio e implementacién del primer
proyecto de inyeccion de polimero en Colombia: Campo Yarigui-Cantagallo”. SPE-
177245-MS. Quito, Ecuador. Noviembre 2015.

Las Figuras 20 y 21 representan la tendencia de la produccion en dos pozos
productores (YR-99 y YR-74) influenciados por el proceso de inyeccién de
polimeros de los pozos inyectores YR-504 y YR-510, mostrando un aumento en la
produccién de barriles de aceite por dia luego de la implementacién del proceso
de recobro mejorado; ademas muestran la reduccion significativa en los cortes de
agua en cada uno de los pozos después de iniciado el proyecto piloto de inyeccién

de quimicos.
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Figura 20.Tendencia de produccion YR-99.
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Figura 21.Tendencia de produccion YR-74.
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3.5.PROYECTO PILOTO INYECCION CDG - CAMPO TELLO

Se dio inicio al proyecto piloto de inyeccion CDG (Geles de Dispersion Coloidal) en
el pozo Te-63 en enero de 2014; en estos momentos se encuentra en etapa de
desarrollo del 66% aproximadamente, esta en proceso de evaluacion de los
resultados obtenidos de la implementacion realizada hasta el momento, para
decidir la continuidad/expansion del proyecto.

3.6.PROYECTO PILOTO INYECCION DE POLIMERO — CAMPO PALOGRANDE

En el aflo 2015 comenzé el segundo piloto de inyeccién de polimero en el Campo
Palogrande, el cual presenta problemas de baja viscosidad de la solucion
polimérica al preparar el polimero con el agua de inyeccion proveniente de la
P.LA.

Se han realizado diversos estudios y se determin6 mediante pruebas de
laboratorio que el desplazamiento de aceite con agua es ineficiente debido a la
alta relaciéon de movilidad la cual es mayor a 5, por lo cual se estima que aun se
tiene una buena cantidad de aceite movil remanente y se proyecta inicialmente
utilizar polimeros para mejorar la eficiencia de barrido y posteriormente atacar el

aceite residual no movil, mediante la inyeccion de surfactantes y/o &lcalis [23].
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CAPITULO 4
4. CARACTERIZACION FISICOQUIMICA DEL AGUA
4.1.AGUAS EMPLEADAS EN LAS PRUEBAS DE LABORATORIO

4.1.1. AGUA DE INYECCION DE PALOGRANDE

Es el agua proveniente de la linea de inyeccidon de agua que sale de los tanques
de tratamiento de agua de produccion de la Planta de Inyeccion de Agua (P.1.A), la
cual se espera que contenga las concentraciones residuales de los 4 (cuatro)
productos quimicos que se emplean en su tratamiento las cuales se encuentran

consignadas en la Tabla 5.

Tabla 5. Productos quimicos agregados al agua de produccién de PG y su concentracion

residual.
. _ Concentracion en
Producto quimico Tipo
ppm
Inhibidor de
. Corrtreat 7395 13
corrosion
Biocida THPS 18
. Dismulgan V-
Clarificador 3
3377
Inhibidor de
) ) Scaletreat 2803 10
incrustaciones

Fuente: Autores.
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4.1.2. AGUA COMPUESTA

Figura 22. Agua de los diferentes campos que llegan a la P.I.A en Palogrande.

Fuente: Autores.

El agua compuesta empleada para la solucién polimérica consiste en la mezcla de
aguas provenientes de los campos Brisas, Dina Cretaceos, Palogrande, Pijao,
Santa Clara, Cebu y Dina Terciarios. Las aguas de estos campos son las que
llegan a la planta de inyeccion de agua (P.l.A) de Palogrande, es por ésto que
fueron mezcladas en sus diferentes proporciones de llegada a la P.l.A para la
preparaciéon de la muestras. La Tabla 6 muestra el porcentaje de agua que llega a
la P.l1.A de Palogrande proveniente de los diferentes campos mencionados.

Tabla 6.Distribucién del agua de los diferentes campos en la P.I.A de Palogrande.

Campo Porcentaje, %
Brisas 3.40
Dina Cretaceos 19.58
Palogrande 40.00
Pijao 11.72
Santa Clara 7.99
Cebu 8.31
Dina Terciarios 9.00

Fuente: Autores.
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Esta agua se utilizé debido a que para la realizacion de las pruebas se requeria un
agua con las mismas propiedades del agua de inyeccion de la planta, pero sin
aditivos quimicos para lograr una acertada identificacion del componente quimico

que altera la estabilidad del polimero.

4.1.3. AGUA DE ARENAS

El agua de arenas es un agua proveniente de los pozos Arenas. El agua contiene
sustancias soélidas insolubles y compuestos solubles; estos Ultimos estan
presentes como iones, llevando cargas eléctricas como el ion sodio (Na*), calcio
(Ca?"), amonio (NH,"), nitrato (NO3), entre otros, los cuales se pueden eliminar del
agua por intercambio ionico, siempre que sean solubles e ionizados. El
intercambio i6nico se realiza mediante resinas intercambiadoras de iones como las
zeolitas, que son perlas pequefias para mantener la neutralidad eléctrica de la
resina. Cada uno de estos iones fijos esta neutralizado por un contra-ion de carga

opuesta.

Entre los procesos para suavizar el agua, encontramos el ablandamiento del agua,
que es la eliminacién de la dureza: los iones Ca?"y Mg** que forman el sarro se
intercambian por iones Na+ que son mucho mas solubles y no precipitan. Por otro
lado se encuentra la desmineralizacion, la cual consiste en cambiar los cationes
disueltos en el agua por iones H* y los aniones por iones OH’, los cuales se van a

recombinar para producir nuevas moléculas de agua.

Al agua producida de los pozos Arenas a la cual no se le ha realizado ningun
tratamiento se le llama agua de Arenas sin suavizar o agua cruda, mientras que al
agua que ha pasado por una planta de suavizacidén para retirarle sus iones y

mejorarle asi sus propiedades se denomina agua de Arenas suavizada.
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4.2.RESULTADOS DE LA CARACTERIZACION FISICOQUIMICA DE LAS
AGUAS

Se realizo la caracterizacion fisicoquimica de cada una de las aguas utilizadas en
la preparacion del polimero para el analisis de las diferentes pruebas de
laboratorio realizadas (agua de inyeccion de Palogrande, agua compuesta, agua
de arenas). Para la obtencion de cada pardmetro de la caracterizacién del agua se

siguieron los procedimientos:

% Determinacion del potencial de hidrégeno pH del agua segun la Norma
ASTM D 1293.

X/

+ Determinacion de dioxido de carbono (CO,) presente en el agua de acuerdo

a lo estipulado por la norma CHEMetrics K-1910.

+ Determinacion de sulfuro de hidrogeno (H,S) disuelto en agua, método
HACH.

% Determinacion del Oxigeno disuelto en agua segun la norma CHEMetrics K-
7599 y K- 7540.

+ Determinacion de contenido de solidos suspendidos totales (TSS) por el
Método 8006, Método Fotométrico — HACH.

+ Determinacion de la alcalinidad del agua de acuerdo a lo estipulado por la
norma HACH 8203.

+ Determinacion de la concentracion del ion cloruro presente en el agua,
Norma ASTM API RP- 45.
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% Determinacion de dureza total del agua por el método titulométrico HACH
8213.

++ Determinacion de dureza calcica del agua por el método titulométrico HACH
8204.

+ Determinacion de contenido de hierro, método HACH 8008 (Método

FerroVer).

% Determinacion de la concentracion de bario presente en el agua de acuerdo
a lo estipulado por el Método HACH 8014.

% Determinacion de contenido de sulfato en el agua, método HACH 8051
(Método SulfaVer).

+ Determinacion de la turbidez del agua, Norma ASTM D 1889.

% Determinacion de grasas y aceites en agua de acuerdo al Manual de
procedimiento HACH DR-2400.

La Tabla 7 contiene los resultados obtenidos para las caracterizaciones

fisicoquimicas de cada una de las agua empleadas en las pruebas de laboratorio.
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Tabla 7. Caracterizacion fisicoguimica de las aguas empleadas en las preparacién de las

soluciones poliméricas.

Aguade Aguade Aguade
. ., Agua .
inyeccion compuesta Arenas Arenas sin
de PG P suavizada suavizar
Potencial de pH 7.66 7.83 7.32 7.62
Hidrégeno
CO, ppm 100 14 <10 <10
H,S ppm <1 0 0 0
O, ppm 0 0 0 0
Solidos
Totales ppm TDS 9868 9641 142 223
Disueltos
Sélidos
Suspendidos | ppm TSS 18 20 1 3
Totales
Alcalinidad ppm 732 800 78 82
Cloruros ppm CI 5286 5082 5.7 50
Dureza total ppm 1160 1060 1.9 65
Dureza ppm
célcica CaCO3; 950 800 1.3 45
Dureza ppm
magnésica CaCO; 210 260 0.6 20
Calcio ppm Ca*? 380 320 0.52 18
Magnesio | ppm Mg* 61 75 0.17 5.8
Hierro ppm Fe*? 1.68 3 0 2
Bario ppm Ba*? 17 24 8 15
Sodio ppm Na* 3214 3150 36 32
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Sulfato ppm SO,> 15 11 0 0
Turbidez NTU 32.3 35 11.8 17.4
Grasas y
Aceites ppm OIW 5 4 0 0

Fuente: Autores.
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CAPITULO 5

5. PROCEDIMIENTOS EXPERIMENTALES

A continuacion se describe el procedimiento que se realiz6 en el laboratorio,
basados en la norma APl RP-63 90 [24].

5.1.PREPARACION DE LA SOLUCION POLIMERICA

Se coloca la cantidad de agua necesaria en un vaso de precipitado de poca
profundidad, este es puesto sobre una plancha de agitacibn magnética y se
provoca un vortice con una barra magnética a 400- 600 rpm, de modo que ocupe

el 75% del area, como se muestra en la Figura 23.

Figura 23. Vortice formado en la agitacion.

Fuente: Autores.
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La cantidad de polimero en gramos necesaria para la preparacion de la solucion

para alcanzar la concentracion deseada se calcula segun la Ecuacion 2.

Ws*Cs*10~* .
Wypr = ——F— Ecuacion 2
Apr

Dénde:

W,,r = Polimero requerido, g.

W = Solucién concentrada a preparar, g.

Cs = Concentracion de polimero en la solucién concentrada, ppm.

Apr = Actividad del producto (100% cuando el producto esta en forma de polvo),

porcentaje.

Una vez pesada la cantidad de polimero necesaria, el polimero seco se agrega
lentamente en el vértice (2-3 minutos) como se muestra en la Figura 24 y se cubre

el vaso de precipitado para evitar degradacion de la solucién por oxigeno.

Figura 24. Preparacion de la solucion polimérica.

Fuente: Autores.
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La solucion polimérica se deja en agitacion, aunque la norma API indica que son
24 horas, en estas pruebas se manejé un tiempo de 3 horas puesto que este es el
tiempo que durarad en campo la hidratacion del polimero antes de ser inyectada la

solucioén.
5.2. MEDICION DE LA VISCOSIDAD

Las medidas de viscosidad se realizaron usando el viscosimetro Brookfield modelo
LVT mostrado en la Figura 25.

Figura 25. Viscosimetro Brookfield modelo LVT.

Fuente: Autores.

Para medir la viscosidad se transfiere suficiente volumen de la solucién polimérica
a un vaso de precipitado de manera que al introducir la aguja de medicion de la

viscosidad la solucion sobrepase la medida indicada en ésta. Se ajusta la
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velocidad deseada en el selector de viscosidad y se asegura que la muestra esté a
la temperatura de evaluacion. Una vez se rectifica la temperatura de la solucion se

empieza la rotacion y se registra la lectura del dial.

La temperatura utilizada para la evaluacion de las pruebas de laboratorio
presentadas en este proyecto fue 25 °C y la velocidad de evaluacion fue de 60

rpm.
5.3.DOSIFICACION DE PRODUCTOS QUIMICOS

Para las pruebas de laboratorio en las que se requeria dosificar diferentes
productos quimicos a distintas concentraciones se realizé el siguiente

procedimiento.

5.3.1. Dilucion del quimico

Se toman 0.25 ml del compuesto quimico a diluir y se introducen en 25 ml de

agua, logrando asi una dilucion del quimico al 1%.

5.3.2. Dosificacién

Se agrega con la ayuda de una micropipeta al agua de prepracion la cantidad de
producto quimico requerida para la prueba de laboratorio (ver Figura 26). La
cantidad en micro-litros (uL) necesaria para la preparacion de la solucion se

calcula segun la Ecuacion 3.

Co*Vy 1 .,
Q = * — Ecuacién 3
1000 F

Dénde:

Vo= Volumen del quimico, uL

Co= Concentracion de producto quimico requerida, ppm
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V|= Volumen de agua, mL

F= Porcentaje de dilucion del quimico, en fraccion

Una vez agregado el volumen necesario de producto quimico al agua, se agita por
varios minutos antes de adicionarle el polimero.

Figura 26. Dosificacion del producto quimico al agua.

Fuente: Autores.
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5.4.PRUEBAS DE LABORATORIO

5.4.1. VALIDACION DEL PROBLEMA QUE PRESENTA EL AGUA DE
INYECCION DE PG CON EL POLIMERO FP-3230

Se prepararon en el laboratorio, a temperatura de 25°C y siguiendo el
procedimiento anteriormente descrito, 3 (tres) muestras de solucion polimérica,
empleando en la preparacion de la solucién agua de inyeccion de Palogrande,
adicionando a cada una concentraciones de polimero diferente (1000, 1500 y 2000

ppm) como se muestra en la Figura 27.

Figura 27. Soluciones poliméricas con agua de inyeccién de PG a concentraciones de
1000, 1500 y 2000 ppm.

Fuente: Autores.

El agua de inyeccion de Palogrande empleada contenia las concentraciones
residuales de los 4 (cuatro) compuestos quimicos empleados en su tratamiento.
Se realizaron las mediciones de viscosidad a temperatura constante de 25°C
durante un periodo de tiempo de 104 dias.
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5.4.2. IDENTIFICACION DEL COMPONENTE QUIMICO DEL AGUA DE
INYECCION QUE GENERA INESTABILIDAD DE LA SOLUCION
POLIMERICA

Se realizaron dos pruebas con los productos quimicos aplicados al tratamiento del

agua del campo Palogrande.

En la primera se prepararon 6 muestras de solucién polimérica con los
compuestos quimicos a sus minimas concentraciones (concentraciones residuales
encontradas en el agua de inyeccion de PG, ver tabla 5). La Tabla 8 contiene las
concentraciones minimas de cada producto quimico agregado al agua de

preparacion.

Tabla 8. Concentraciones minimas de los productos quimicos.

N° de Concentracion, _
Uestras opm Producto quimico
1 3 Clarificador (Dismulgan V-3377)
) 10 Inhibidor de incrustaciones (Scaletreat
2803)
3 13 Inhibidor de corrosién (Corrtreat 7395)
4 18 Biocida (THPS)
5 Minimas Todos los productos quimicos
6 Sin quimico

Fuente: Autores.

La Figura 28 presenta las 6 muestras que se prepararon con cada uno de los

aditivos quimicos mencionados en la tabla 8 a sus minimas concentraciones.
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Figura 28. Soluciones poliméricas con 2000 ppm de polimero y agua compuesta

dosificada con diferentes productos quimicos a minimas concentraciones.

. Fuente: Autores.

En la segunda prueba se prepararon 5 muestras de solucion polimérica con los
compuestos quimicos a las maximas concentraciones en las que se podrian
encontrar en el agua de inyeccion. La Tabla 9 contiene las concentraciones

maximas de cada producto quimico agregado al agua de preparacion.

Tabla 9. Concentraciones maximas de los productos quimicos.

N° de Concentracion, _
uestras opm Producto quimico
1 25 Clarificador (Dismulgan V-3377)
) 80 Inhibidor de incrustaciones (Scaletreat
2803)

110 Inhibidor de corrosion (Corrtreat 7395)

4 150 Biocida (THPS)
Maximas Todos los productos quimicos

. Fuente: Autores.
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La Figura 29 presenta las 5 muestras que se prepararon con cada uno de los

compuestos quimicos mencionados en la tabla 9 a sus maximas concentraciones.

Figura 29. Soluciones poliméricas con 2000 ppm de polimero y agua compuesta

dosificada con diferentes productos quimicos a maximas concentraciones.

Fuente: Autores.

En todas las muestras se utilizé6 una concentracién de 2000 ppm de polimero FP-

3230 y agua compuesta.

5.4.2.1. Observacion de la afectacion del producto quimico sobre el

poder viscosificante del polimero.

Una vez identificado el producto quimico que afecta la viscosidad de la solucién
polimérica (THPS), se prepararon muestras con el compuesto quimico a diferentes
concentraciones (18, 40, 80, 100, 125, 150 y 500 ppm) para observar el
comportamiento de la viscosidad. La Figura 30 presenta las 5 muestras que se
prepararon con agua compuesta adicionandole diferentes concentraciones del
producto quimico biocida y 2000 ppm de polimero FP-3230.
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Figura 30. Soluciones poliméricas con 2000 ppm de polimero y agua compuesta

dosificada a diferentes concentraciones de biocida THPS.

Fuente: Autores.

5.4.3. EVALUACION Y VALIDACION DE LA COMPATIBILIDAD DEL SISTEMA
AGUA-POLIMERO.

Luego de realizar las pruebas anteriores, se ejecutaron pruebas de laboratorio
aplicandole al agua compuesta un nuevo biocida llamado comercialmente Biotreat
12363 el cual es una amina cuaternaria y 2000 ppm de concentracion de polimero
FP-3230, evaluando el comportamiento de la viscosidad de la solucion polimérica
a diferentes concentraciones de biocida (40, 80, 125, 150 y 500 ppm). La Figura
31 presenta las 5 muestras que se prepararon con las mencionadas
concentraciones de compuesto quimico biocida Biotreat 12363.
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Figura 31. Soluciones poliméricas con 2000 ppm de polimero y agua compuesta

dosificada a diferentes concentraciones de biocida Biotreat 12363.

Fuente: Autores.

Para analizar otras alternativas de solucién al problema del producto quimico
bactericida y de la calidad del agua de preparacién, se realizaron dos pruebas con
agua de arenas. El agua de arenas es una agua de mejores propiedades respecto
al agua de inyeccion de la P.ILA provenientes de pozos 100% agua de poca
profundidad (800 ft).

La primera prueba se efectué con agua de arenas cruda o sin suavizar a distintas
concentraciones del polimero (300, 400, 500, 700, 1000 y 2000 ppm). La segunda
prueba se ejecutd con agua de arenas suavizada a concentraciones de polimero
de 300, 500, 1000, 1500 y 2000 ppm; como se puede observar en las Figuras 32 y

33 presentadas a continuacion.
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Figura 32. Soluciones poliméricas con agua de Arenas sin suavizar.

Fuente: Autores.

Por ultimo, era necesario establecer la compatibilidad de los fluidos con los
compuestos quimicos que serian inyectados, para esto se prepararon dos
muestras con una concentraciéon de 2000 ppm de polimero FP-3230 y se les
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medio la viscosidad a temperatura constante de 25°C durante un periodo de

tiempo de 42 dias. Las muestras cumplen las siguientes condiciones:

25 ppm de clarificador (Dismulgan V-3377)
80 ppm de inhibidor de incrustaciones (Scaletreat 2803)

Muestra 1 o _

110 ppm inhibidor de corrosion (Corrtreat 7395)

150 ppm de biocida (THPS)

25 ppm de clarificador (Dismulgan V-3377)

80 ppm de inhibidor de incrustaciones (Scaletreat 2803)
Muestra 2

110 ppm inhibidor de corrosién (Corrtreat 7395)
150 ppm de biocida (Biotreat 12363)
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CAPITULO 6

6. RESULTADOS Y ANALISIS DE RESULTADOS

En el proceso de inyeccion de polimero en el piloto de recuperacion quimica en el
campo Palogrande se espera alcanzar una viscosidad de la solucion polimérica a
temperatura ambiente entre 11 y 12 cp para un optimo barrido volumétrico en el
yacimiento. Al preparar el polimero poliacrilamida FP-3230 con agua de inyeccion
de Palogrande a diferentes concentraciones (1000, 1500 y 2000 ppm) se observé
gue en ningun caso el polimero logré alcanzar la viscosidad anteriormente
mencionada.

Gréfica 1. Diferentes concentraciones de polimero FP-3230 con agua de inyeccién de

Palogrande.
Polimero FP-3230 con agua de Iny. de PG
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La grafica 1 muestra que la viscosidad alcanzada cae en menos de 5 dias de
transcurrida la preparacion del polimero con el agua de inyeccion en los tres
casos, alejandose asi aun mas del valor que se espera. Estos resultados se
atribuyen a la calidad del agua empleada para formar la solucién de polimero.
Segun la caracterizacidon fisicoquimica el agua de inyeccion presenta una alta
concentracion de sales en ella (9868 ppm), lo cual afecta negativamente la
viscosidad del sistema polimero-agua. La dureza del agua (1160 ppm) produce
efectos adversos en la viscosidad del polimero, ocasionando precipitacion. Es por
esta razén que al dejar en reposo la muestra preparada se observan particulas

suspendidas en ella como se muestra en la Figura 34.

Figura 34. Particulas suspendidas en la solucion polimérica preparada con agua de
inyeccion de PG.

Fuente: Autores.
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Por otro lado los compuestos quimicos aplicados al agua de inyeccion para su

tratamiento pueden afectar la estabilidad quimica del polimero. Por estas razones

se evidencia en la gréfica 1 una disminucion en la viscosidad de la solucién

polimérica.

Con el objeto de corroborar lo anteriormente dicho, se mostrara en las siguientes

graficas el comportamiento de la viscosidad de la solucion al adicionar cada uno

de los productos quimicos presentes en el tratamiento del agua en la P.ILA. y de

esta manera evaluar cuales compuestos quimicos aplicados al sistema de

inyeccién de agua podrian estar influyendo en dicha propiedad, afectando la

estabilidad del polimero.

Gréfica 2. Soluciones poliméricas 2000 ppm de polimero FP-3230 y agua compuesta

dosificada con los diferentes productos quimicos a minimas concentraciones.

FP-3230 2000 ppm y agua compuesta dosificada con quimicos a
concentraciones minimas
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La grafica 2 muestra que los productos quimicos en sus minimas concentraciones

residuales en el agua de inyeccion no presentan mayor problema en la viscosidad

89



de la solucion polimérica, sosteniéndola por encima de 11 cp. A excepcion de la
linea que describe el comportamiento de la viscosidad de la muestra que contiene

18 ppm de biocida.

En el caso de la muestra con clarificador Dismulgan V3377 se presenta la mas alta
viscosidad alcanzada por la solucion, comportamiento que se puede atribuir a un
efecto de coagulacién, floculacion y sedimentacion de los coloides presentes en el
agua generando una mayor viscosidad, al igual que la muestra con inhibidor de
corrosion Corrtreat 7395 que exhibe una viscosidad de 12 cp sostenida a lo largo
del tiempo en el que se sostuvo la prueba, teniendo en cuenta que su base es una
amina cuaternaria la cual ayuda a conservar la viscosidad y muestra
compatibilidad con el polimero FP-3230, segun las pruebas realizadas a lo largo

de la investigacion para un bactericida fabricado de la misma base.

Se observan las mayores caidas de viscosidad a través del tiempo en la muestra
gue contiene todos los aditivos quimicos (inhibidor de incrustaciones, clarificador,
biocida e inhibidor de corrosion) aplicados para el tratamiento del agua y la
muestra a la que se le adiciondé 18 ppm de biocida THPS (Sulfato de tetrakis
(hidroximetil) fosfonio), lo cual logra indicar que este compuesto quimico puede
estar afectando la estabilidad del polimero, alcanzando a disminuir su viscosidad.
Puesto que no siempre el agua saliente de los tanques de tratamiento de la planta
presenta la concentracién residual de los productos quimicos es por ésto que se
procede a analizar la compatibilidad de los quimicos a las maximas
concentraciones gue se podrian encontrar en el agua de inyeccién de Palogrande
para identificar mas claramente el componente quimico que degrada la
poliacrilamida FP-3230.

Por otra parte, en la grafica 2 se observa una viscosidad menor en comparacion

con las demas muestras, sostenida a lo largo del tiempo, en la solucién sin
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quimicos debido a las funciones de mejoramiento de la calidad del agua que

cumple cada uno de ellos.

Al adicionar los productos quimicos al agua se observa una solucion satisfactoria
de cada uno de ellos en el agua (no se hay presencia de sélidos). Pero al dejar en
reposo se observan particulas suspendidas en la solucibn como se muestra en la
Figura 35, lo cual se le puede atribuir a que a la precipitacion de sales debido a la
alta salinidad del agua compuesta o también se puede deber a polimero que no se
hidroliza por efecto de los iones divalentes y la composicién quimica del agua de
preparaciéon que impiden la formacion de las cadenas poliméricas.

Figura 35. Precipitacion de sélidos.

Fuente: Autores.

Ademas, se pueden observar particulas suspendidas teniendo en cuenta el efecto
del clarificador como agente de coagulacion, floculacién y sedimentacion de los

coloides presentes en el agua.
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Gréfica 3. Soluciones poliméricas 2000 ppm de polimero FP-3230 y agua compuesta

dosificada con los diferentes productos quimicos a maximas concentraciones.
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En la gréfica 3 se puede observar que el inhibidor de incrustaciones (Scaletreat
2803), clarificador (Dismulgan V3377) e inhibidor de corrosién (Corrtreat 7395) en
sus méaximas concentraciones de bombeo no afectan la viscosidad de la solucién
polimérica, cambiando de manera minima las viscosidades visualizadas en sus
minimas concentraciones, comprobando que estos compuestos quimicos no

presentan interferencia en el éxito de la inyeccion de polimero.

Las lineas que describen el comportamiento de las muestras con todos los aditivos
quimicos en sus maximas concentraciones (linea azul) y biocida THPS (linea
morada) muestran una disminucion de la viscosidad a lo largo del tiempo,
confirmando de esta manera la afectacion del biocida en la estabilidad quimica del

polimero.
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Es por esto que se procedi6 a analizar la compatibilidad del biocida con el
polimero FP-3230 a diferentes concentraciones de biocida THPS para corroborar
su efecto negativo en las propiedades viscosificantes del polimero y el
comportamiento de la viscosidad de la solucion al aumentar la concentracion del
compuesto quimico, dado el caso que se presenten concentraciones mayores del
bactericida en el agua de inyeccion.

Grafica 4. Soluciones poliméricas 2000 ppm de polimero FP- 3230 y agua compuesta

dosificada a diferentes concentraciones de biocida THPS.
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La grafica 4 permite observar una contundente afectacion del biocida THPS en el
poder viscosificante del polimero a medida que aumenta la concentracion del
compuesto en las soluciones poliméricas, dicho efecto negativo se hace mayor a
través del tiempo, reafirmando de esta manera lo visto en gréaficas anteriores. A

esta degradacion quimica se le suman las propiedades del agua no compatibles
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en un proceso de inyeccidén de polimeros en un recobro quimico como se puede
ver en la Figura 12, tales como la salinidad y la dureza, las cuales contribuyen a la
disminucién de la viscosidad. Se analiza una incompatibilidad quimica entre el
sulfato de tetrakis (hidroximetil) fosfonio (THPS) y el polimero FP-3230 puesto que
impide que las cadenas poliméricas se formen adecuadamente para dar la
viscosidad necesaria al fluido de inyeccion para el barrido de petréleo en el

yacimiento.

Concentraciones tan altas de biocida presentes en la linea de inyeccion del campo
serian posibles en casos extremos de baches aplicados desde las planta de

tratamiento.

Gréfica 5. Soluciones poliméricas 2000 ppm de polimero FP- 3230 y agua compuesta

dosificada a diferentes concentraciones de biocida Biotreat 12363.
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La grafica 5 muestra que el biocida Biotreat 12363 no presenta problema en la
viscosidad de la solucidon puesto que a las mas altas concentraciones aun se
mantiene la viscosidad por encima de 11 cp; resultado que es muy satisfactorio

debido a que esta viscosidad es la deseada para la inyeccion polimérica.

Este biocida tiene como base de composicion quimica una amina cuaternaria
presentando un comportamiento mucho mejor que el THPS de base fosfonica en
la sostenibilidad de la viscosidad de la solucién polimérica, aun estando a
maximas concentraciones siempre se mantuvo dentro del rango deseado de
viscosidad (11-12 cp).

Grafica 6. Diferentes concentraciones de polimero FP-3230 con Agua de Arenas sin

suavizar.
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Al preparar la poliacrilamida FP-3230 con agua de Arenas sin suavizar se exhibe

un comportamiento de la viscosidad del polimero notoriamente mejor tal como lo
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muestra la grafica 6, tanto asi que la concentracion de 2000 ppm de polimero
usada para dar una viscosidad objetivo, en esta agua muestra una viscosidad
elevada de 137 cp, lo cual es debido a que esta agua no requiere aditivos
quimicos para su tratamiento por las excelentes caracteristicas que presenta.
Ademas, el agua proveniente de los pozos Arenas posee una salinidad y dureza
dentro de los rangos recomendados para la inyeccion de polimeros (ver figura 12).

Figura 36. Diferencias entre el agua de Arenas y el agua de inyeccion de PG.

El vaso de precipitado nimero uno (1) contiene solucién polimerica preparada con
el agua de inyeccion de Palogrande y el vaso de precipitado numero dos (2) con el

el agua de Arenas.

Fuente: Autores.
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La Figura 36 muestra la notoria diferencia de la calidad del agua de Arenas con el
agua de inyeccion de Palogrande, diferencia que se analiza mejor al observar las

propiedades de cada una de estas aguas en la Tabla 7.

Segun la grafica 6, la concentracién de polimero indicada para dar la viscosidad
deseada en el proceso de recobro mejorado por inyeccion de polimeros es
aproximadamente 500 ppm. Con este resultado se puede tener un enorme ahorro
en los costos de implementacion del proyecto piloto al disminuir la concentracion
de polimero a utilizar si se emplea en la preparacion de la solucién polimérica

agua de Arenas.

Grafica 7. Diferentes concentraciones de polimero FP-3230 con agua de Arenas

suavizada.
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El agua de arenas suavizada presenta mejores caracteristicas que el agua que se

produce de los pozos arenas (agua cruda), es por esto que la estabilidad del
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polimero FP-3230 se da en una mayor proporcion obteniéndose valores de
viscosidad muy grandes a las mismas concentraciones de polimero (1000, 1500 y

2000 ppm) empleadas con el agua de inyeccion de Palogrande.

En la gréfica 7 se evidencia que la concentracion de polimero indicada para dar la
viscosidad deseada en el proceso de recobro mejorado es aproximadamente 300
ppm lo que indicaria un ahorro sustancialmente grande de la cantidad de polimero
a utilizar en todo el proyecto piloto de recobro quimico. Sin embargo el costo de la
suavizacion del agua seria de analizar si se alcanza a contrarrestar con el valor
ganado por el ahorro de polimero o si es mejor emplear agua de arenas sin
suavizar la cual también presenta grandes ventajas como se analizd

anteriormente.

Gréfica 8. Soluciones poliméricas a diferentes concentraciones de polimero FP-3230 con

las diferentes aguas de preparacion.
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La grafica 8 permite analizar los resultados de las soluciones preparadas con

polimero FP-3230 y cada una de las tres aguas usadas para las pruebas; es
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posible observar la notoria diferencia de los valores de viscosidad alcanzados con
el agua de Arenas y el agua de inyeccion proveniente de la P.I.A. Rectificando asi
el beneficio que trae el emplear agua sin el producto quimico bactericida THPS y

de mejores propiedades fisicoquimicas al realizar la preparacion de la solucién.

Gréfica 9. Soluciones poliméricas 2000 ppm de polimero FP-3230 con agua compuesta y
diferentes biocidas (Biotreat 12363 y THPS).
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La grafica 9 muestra y ratifica lo anteriormente analizado, en ella se observa el
buen comportamiento de la viscosidad que alcanza la solucion polimérica en un
agua tratada con biocida Biotreat 12363 y todos los aditivos quimicos en sus
maximas concentraciones, mostrando un resultado positivo en el caso ( el peor de
los casos) que se puede presentar en campo. Asi mismo se evidencia el
comportamiento negativo que presenta la viscosidad de la solucion de polimero al

contener en el agua de inyeccion el THPS como biocida.
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7. CONCLUSIONES

La industria petrolera en Colombia ha venido introduciendo dentro de sus
proyectos técnicas de recuperacibn mejorada de petréleo, esta
recuperacion por métodos quimicos se constituye en una de las principales
vias para aumentar el factor de recobro de los campos maduros. No
empezar a pensar en la posibilidad de incrementar el nimero de proyectos
de recobro mejorado quimico de petréleo (CEOR) ocasionaria un atraso
fundamental para el pais en su capacidad industrial con respecto al mundo,
Colombia debe ampliar el nimero de proyectos de recobro quimico
aplicados en sus campos puesto que son una necesidad para aumentar y/o
mantener la produccion de petroleo en el pais.

En el disefio de un piloto de inyeccion de polimeros es de suma importancia
la evaluacion de la quimica del agua de inyeccion, puesto que se puede
presentar incompatibilidad entre los productos quimicos y el polimero.
Como se evidencié en esta investigacion el biocida sulfato de tetrakis
(hidroximetil) fosfonio (THPS) afecta de manera significativa las
caracteristicas viscosificantes de la poliacrilamida FLOPAN 3230

convirtiéndose en un problema para el éxito de la recuperacion de petrdleo.

Al momento de la preparacion de la solucion polimérica se debe tener en
cuenta las caracteristicas del agua que afectan el comportamiento del
polimero tales como la influencia de las sales especificamente la presencia
de iones divalentes (Ca**, Mg?*, Fe?*, Ba?") las cuales se presentan en una
alta concentracion tanto en el agua de inyeccion de Palogrande (459.68

ppm) como en el agua compuesta (422 ppm), debido a que en polimeros
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como la poliacrilamida ocasionan disminucion en la viscosidad
comprobandose este efecto con el agua de Arenas suavizada la cual
presenta una concentracion de estos iones divalentes de 8.69 ppm y se
obtienen altas viscosidades. Al igual se deben tener en cuenta
concentraciones de otros soélidos del agua para prevenir una degradacion
sobre el poder viscosificante del polimero.

Aplicar un biocida de base de formulacion quimica de amina cuaternaria
(Biotreat 12363) en lugar del sulfato de tetrakis (hidroximetil) fosfonio
(THPS) al tratamiento del agua resulta beneficioso para obtener una
viscosidad deseada en la solucion polimérica y mantenerla a lo largo del
tiempo sin evidenciarse una degradacion del poder viscosificante de la
poliacrilamida FP-3230, convirtiéndose asi en una solucion viable si se
continla con la idea de utilizar agua de inyeccién de Palogrande en el
desarrollo del piloto, puesto que se garantiza la estabilidad de la solucion

polimérica en el proceso de recuperaciéon mejorada de petréleo.

Emplear un agua de mejores propiedades fisicoquimicas como el agua de
Arenas suavizada, la cual presenta una baja salinidad (142 ppm TDS) al
igual que una baja dureza (1.9 ppm); cumple con los requisitos de la
guimica del agua de inyeccidon en procesos EOR/IOR para inyeccion de
polimeros, la cual segun estudios realizados debe tener una salinidad total
menor a 5000 ppm y una dureza total menor a 100 ppm para que el
proceso de recobro quimico sea exitoso, ademas esta agua no presenta la
necesidad de aplicarle tratamiento quimico en especial el bactericida THPS

gue degrada el poder viscosificante del polimero FP-3230.

Seleccionar un agua en buenas condiciones fisicoquimicas como es el caso
del agua de Arenas proporciona grandes ventajas como una alta viscosidad

a menores concentraciones de polimero requerido, disminuye el riesgo de
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ocasionar precipitacion, mas alta recuperacion de petréleo y un aumento en
la estabilidad del polimero; aportando estos beneficios sobre la
implementacion de la inyeccion de polimeros puesto que la economia del
proyecto mejorara de manera significativa debido a que la concentracion de
polimero requerida disminuye, en este caso en un 75% respecto a la
concentracion planeada de polimero con el agua de inyeccion de
Palogrande, reflejandose en mayores ganancias y menores problemas
operativos en el desarrollo del piloto de inyeccion de polimeros,

garantizando de esta forma el éxito del proyecto de recobro quimico.
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8. RECOMENDACIONES

v' Se recomienda la implementacion del producto quimico Biotreat 12363 en
el tratamiento del agua de inyeccion en reemplazo del bactericida utilizado
actualmente THPS.

v' Evaluar la viabilidad técnico/econémica de una planta de suavizacion de
agua para incluir en el proyecto agua de arenas suavizada en la
preparacién de la solucién polimérica o si por el contrario emplear dicha
agua sin el proceso de suavizacion presenta mayores ventajas de costo-

beneficio para la economia y desarrollo del proyecto.

v' Emplear el adaptador UL del equipo brookfield modelo LVT que garantizara

resultados mas exactos en la medicion de la viscosidad.

v' En la medicién de la viscosidad de las muestras preparadas en el
laboratorio se recomienda medir esta propiedad a una temperatura exacta
pues el resultado se puede ver notoriamente influenciado por el efecto de la

temperatura.

v' Tanto en la preparacién de las diferentes pruebas de compatibilidad del
polimero con el agua como en la caracterizacion fisicoquimica de las aguas
se debe seguir de manera cuidadosa los procedimientos para garantizar

resultados reales y veridicos.
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ANEXO 1

AGUA SUAVIZADA

El agua suavizada es agua que se ha sometido a un proceso de intercambio iénico
para la eliminacion de sus iones e impurezas. Debido a que el agua producida en
los pozos contiene sustancias solidas insolubles como arena y compuestos

solubles como compuestos de origen mineral u organico.

INTERCAMBIO IONICO

Resinas intercambiadoras de iones. Son perlas de plastico mindsculas, con un
diametro de aproximadamente 0,6 mm. Estas bolitas son porosas y contienen
agua, que es invisible y no se puede quitar. Esta proporciéon de agua se expresa
como "retencién de humedad". La estructura de la resina es un polimero en el que
union fijo ha sido inmovilizado de manera permanente. Este ion no se puede
quitar o reemplazar: pertenece a la estructura de la resina. Para mantener la
neutralidad eléctrica de la resina, cada uno de estos iones fijos esta neutralizado
por un contra-ion de carga opuesta. Este es movil y puede entrar o salir de la

resina.

La figura 37 representa esquematicamente perlas de resinas intercambiadoras de
cationes y de aniones. Las lineas oscuras representan el esqueleto polimérico de
la resina: es poroso y contiene agua. Los iones fijos de la resina intercambiadora
de cationes son sulfonatos (R SO3") atados al esqueleto. En la Figura 37, los iones
moviles son cationes sodio (Na*). Las resinas intercambiadoras de cationes, por

ejemplo la Amberlite 1000, son muchas veces suministradas en la forma sodio.
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Figura 37. Representacion esquematica de resinas intercambiadoras de cationes y de
aniones.

Fuente: Francgois de Dardel. “El intercambio iénico, principios basicos”. 2010-
2015.

La perla de resina intercambiadora de aniones tiene un esqueleto semejante. Los
grupos activos son amonio cuaternario, es decir cationes, representados por la
formula N+R3z; una formula mas precisa seria CH»-N"-(CHs)s. Los iones moviles de
la resina intercambiadora de aniones son aqui iones cloruro (ClI7). La forma
cloruro es la forma de suministro de muchas resinas intercambiadoras de aniones.
Cada ion entrando en la resina produce la salida de otro ion de misma carga para
mantener la neutralidad eléctrica. Eso es lo que se llama intercambio i6nico. Solo
iones de la misma carga se pueden cambiar. No es posible fabricar una resina que
pueda intercambiar simultdneamente cationes y aniones, porque los cationes fijos
dentro de la resina neutralizarian los aniones fijos, y ningan intercambio seria
posible. Luego se deben producir resinas intercambiadoras de aniones y resinas

intercambiadoras de cationes separadas.
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ABLANDAMIENTO DE AGUA

La dureza es una expresion comun que representa principalmente las sales de
calcio y de magnesio. En ciertas condiciones, estas sales pueden precipitar y
formar depdsitos (sarro), y también pueden obstruir los tubos de agua caliente y
producir incrustaciones en calderas. El ablandamiento de agua es la eliminacion
de esta dureza: los iones Ca*'y Mg?* que forman el sarro se intercambian por

iones Na* que son mucho mas solubles y no precipitan.

Para ablandar agua se toma una resina intercambiadora de cationes en la cual los
iones moviles dentro de la resina son sodio (Na*) y se pasa el agua a través de
una columna llena con esta resina en forma sodio. Los iones de Ca®*'y
Mg®* entran en las perlas de resina, y cada uno de estos iones produce la salida
de dos iones de sodio. La reaccion de intercambio se puede escribir:

2 RNa + Ca®* —= R,Ca + 2 Na*

La Figura 38 ilustra esta reaccion: las perlas de resina son inicialmente cargadas
con iones de sodio (Na*). Cada ion de calcio o de magnesio que penetra en la
resina es reemplazado por dos iones que salen. Los aniones del agua, no
representados en la figura 38, no pueden entrar en la resina, porque serian
rechazados por los aniones sulfonato fijos (R SO3 ) que forman los grupos activos

de la resina.
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Figura 38. Ablandamiento (intercambio de sodio) en una resina.

Fuente: Francgois de Dardel. “El intercambio iénico, principios basicos”. 2010-
2015.

Este intercambio de cationes es eficaz porque la resina intercambiadora tiene
una afinidad mas grande para los cationes de dureza que para el sodio. En
términos sencillos, la resina prefiere el calcio. El resultado del ablandamiento no
es una eliminacién neta de los cationes "duros" del agua, sino una sustitucion por

iones de sodio.

DESMINERALIZACION

Si se cambian todos los cationes disueltos en el agua por iones H' y todos los
aniones por iones OH™, esos se van a recombinar para producir nuevas moléculas
de agua. Para conseguir ésto, se necesitan una resina intercambiadora de
cationes en la forma H* y una resina intercambiadora de aniones en la forma OH™.
Todos los cationes y aniones del agua se intercambian y el resultado neto es
una desaparicion completa de las impurezas ionizadas. La reaccion del

intercambio de cationes es:

2R'H+ Ca®* —+ R,Ca+ 2 H'
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R'H+Na"— R'Na + H'

En estas ecuaciones, R' representa la resina intercambiadora de cationes. El
intercambio es ilustrado en la Figura 39. La resina es inicialmente en la forma
hidrogeno (H"). Los aniones no aparecen en esta ilustracién. Se ve que un ion
calcio Ca*" entrando en la resina causa la salida de dos iones H*, mientras un ion

Na" se intercambia por un ion H".

Figura 39. Descationizacion (todos los cationes reemplazados por H").

Fuente: Francois de Dardel. “El intercambio idnico, principios basicos”. 2010-
2015.

De modo parecido, una resina en forma OH™ puede eliminar todos los aniones:
R”OH + CI" — R”Cl + OH~
2R”0OH + SO, — R”;S04 + 2 OH™

En las ecuaciones, R” representa la resina intercambiadora de aniones. Todos los
aniones son reemplazados por iones hidroxido (OH"). Al final del proceso de

intercambio, las perlas de resina han eliminado todos los cationes y aniones
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presentes en el agua y liberado una cantidad equivalente de iones H"y OH™. Las

resinas son casi completamente agotadas (Figura 40).

Estos iones H'y OH se recombinan instantaneamente y producen nuevas

moléculas de agua:
H* + OH" — HOH — H,0

Los contaminantes ionizados estan ahora en las dos resinas (Na, Ca y Mg en el
intercambiador de cationes, Cl, SO, y HCOj3 en el intercambiador de aniones), y el
agua ha sido completamente desmineralizada. Su salinidad es ahora casi nula,
solo unos iones escapados de las columnas de resina, que Illamamos

globalmente fuga idnica.

Figura 40. Las resinas son agotadas. lones H"y OH  fueron liberados en el agua.

Fuente: Francgois de Dardel. “El intercambio iénico, principios basicos”. 2010-
2015.
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La desmineralizacion se puede entonces esquematizar en la Figura 41.

Figura 41. Desmineralizacion.

Na Na Cl

Fuente: Francgois de Dardel. “El intercambio idnico, principios basicos”. 2010-
2015.
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