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RESUMEN DEL CONTENIDO: (Maximo 250 palabras)

La precipitacion y depositacion de carbonato de calcio (CaCOs) generalmente se
presentan en campos petroleros que presentan recobro secundario mediante inyeccién de
agua, esto ocurre debido incompatibilidades que se dan entre las aguas de inyeccion y las
aguas de produccion; sin embargo, también se puede dar en pozos productores que tienen
recobro primario donde el agua de formacion presenta una alta concentracién de iones
HCO3  y Ca?*, los cuales como consecuencia de un gran descenso de la presion, pueden
formar cristales de CaCOas. Por lo anterior, debido a la ausencia de modelos confiables
enfocados en problemas de incrustaciones de CaCOs en pozos productores de recobro
primario, que ademas tengan en consideracion la data de produccion y condiciones
termodinamicas del yacimiento, en esta investigacién un novedoso modelo que permite
predecir los procesos de precipitacion y depositacion del CaCOs en un medio poroso fue
desarrollado. Ademas, a partir de la implementacién de este modelo es posible cuantificar
el dafio ocasionado y la evolucion de la afectacion de la porosidad y permeabilidad que
genera la depositacion del solido en el medio poroso.

ABSTRACT: (Maximo 250 palabras)

Precipitation and deposition of calcium carbonate (CaCO3s) usually occur in oil fields that
present secondary recovery by water injection, this occurs due to incompatibilities that
occur between injection water and production waters; however, it can also occur in
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producing wells that have recovery primary where the formation water has a high
concentration of HCO3  and Ca?* ions, which because of a large drop in pressure, can form
CaCOs crystals. Therefore, due to the absence of reliable models focused on CaCOz3 scale
problems in primary recovery producing wells, which also consider the production data and
thermodynamic conditions of the reservoir, in this research a novel model that allows
predicting precipitation and precipitation processes. deposition of CaCOs in a porous
medium was developed. In addition, from the implementation of this model it is possible to
quantify the damage caused and the evolution of the involvement of porosity and
permeability generated by the deposition of the solid in the porous medium.
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Yesid Camilo Trujillo Chavarro (20152140997) y Jorge Luis Muioz Moyano (20161146553),
les solicito mantener bajo confidencialidad y uso restringido el trabajo de grado
denominado “Metodologia novedosa para la evaluacién del impacto del CaCO3 en pozos
productores con tendencias incrustantes en las aguas de produccién”, por un periodo de
dos (2) afios, mientras se surten procesos proteccién de la propiedad intelectual y de
publicacidn de los resultados en revistas de alto impacto, esto debido a que los resultados
obtenidos son de gran relevancia para el estado actual de la técnica y para la industria de
petrdleo y gas; por lo que, este trabajo solo puede ser de dominio publico con libre acceso
cuando se surtan estos tramites, a fin de reducir riesgos de plagio que pongan en desventaja
a los autores de la investigacion.

Agradezco su atencion y colaboracion.

Cordialmente;

rancisco Valdés Renteria, D. Eng.
Docente de tiempo completo
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Respetados sefiores:

Como jurados del trabajo de grado titulado “METODOLOGIA NOVEDOSA PARA LA
EVALUACION DEL IMPACTO DEL CACO3 EN POZOS PRODUCTORES CON TENDENCIAS
INCRUSTANTES EN LAS AGUAS DE PRODUCCION". Desarrollado por los estudiantes Jorge
Luis Mufioz Moyano COD. 20161146553 y Yesid Camilo Trujillo Chavarro COD.
20152140997, solicitamos muy respetuosamente le sea concedida la mencién MERITORIA al
trabajo anteriormente mencionado, segun lo establecido en el articulo 33 del acuerdo 049 del 15
de diciembre del 2004 (Manual de Convivencia Estudiantil). La motivacion a la solicitud de la
distincién la hacemos por las siguientes razones:

e La investigacion desarrollada por los estudiantes Jorge Mufoz y Yesid Trujillo muestra un
nivel de calidad muy alto. Lograron profundizar, con todo nivel de detalle, una de las
problematicas que enfrentan los sistemas de produccién de la industria de los hidrocarburos.
De esta manera, el trabajo de grado satisface las necesidades actuales de la Industria
Oil&Gas de buscar alternativas que permitan optimizar procesos y garantizar la extraccion
bajo estandares técnicos-econémicos altamente efectivos.

e El trabajo de grado tiene un alto componente innovador. Tanto los estudiantes como los
directores del proyecto identificaron con claridad necesidades especificas y plantearon
soluciones interesantes. El trabajo muestra un completo recorrido de las investigaciones
publicadas anteriormente, logrando identificar los puntos de mejora que tienen cada una de
ellas. De esta manera, la investigacion plantea una metodologia que relne estratégicamente
los mejores modelos o técnicas para evaluar el impacto de la depositacion de incrustaciones
de CaCO3 en pozos productores de petréleo.

e Como resultado de la investigacion realizada, se cuenta con la entrega de varios productos,
entre ellos 2 articulos cientificos, 1 software y 1 ponencia. Todo esto permite la difusién del
conocimiento, lo cual repercute positivamente en la imagen del programa de Ingenieria de
Petréleos de la Universidad Surcolombiana.

Atentamente,

m

CRISTIAN STIVEN LOAIZA
Jurado del proyecto de grado Jurado’del proyecto de grado
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Capitulo 1: Introduccion

La depositacion de escamas inorganicas es uno de los factores que mas afecta la
productividad de los sistemas de produccion de campos petroleros. Determinar con precision el
dafio a la formacion asociado a la acumulacion de sales minerales permite la planeacion y
ejecucion de estrategias de remediacion/inhibicion, con las cuales se podria restaurar o extender la
vida productiva de los pozos.

Bajo condiciones iniciales los iones naturales presentes en el agua de formacion se
encuentran en equilibrio con el medio, sin embargo, alteraciones o cambios en las propiedades
termodinamicas conllevan a su desestabilizaciéon (P. Zhang et al., 2019). La depositacién de sales
minerales es el resultado final de un proceso quimico que inicia con la precipitacion (reaccion
quimica de formacion de sales minerales), es decir, el momento en el que el agua excede la
capacidad para mantener disueltos los iones que conforman las sales, a condiciones especificas de
presion y temperatura (Safari & Jamialahmadi, 2014).

Considerando que los depositos inorganicos de carbonato de calcio (CaCO3) son los mas
comunes de encontrar en las regiones cercanas a la cara de la formacion, en los cafioneos, equipos
de subsuelo, tuberia de produccidn y facilidades de superficie en pozos pertenecientes a campos
donde se da procesos de inyeccion de agua debido a las incompatibilidades que se da entre el agua
de inyeccion y el agua de formacién, multiples estudios han sido desarrollados con el fin de
comprender la fenomenologia asociada a la precipitacion/depositacion de estas sales (Yang et al.,
2016). Para definir acertadamente qué factores desencadenan la desestabilizacion es necesario
analizar cuidadosamente los pardmetros operacionales, petrofisicos y termodindmicos, asociados
al campo o pozo de interés (Matheus & Pacheco, 2015).

Por lo anterior, el propoésito de este trabajo es la elaboracién de una novedosa y sistematica
metodologia para la evaluacion del dafio a la formacion generado por la depositacion de escamas
inorganicas basada en informacién de campo que, por fines netamente académicos, se denomina
campo USCO. Para el cual, lo constituyen los pozos USCO 1, USCO 2, USCO 3y USCO 4, a
partir de los cuales se aplicara la metodologia y se generara los respectivos analisis y discusiones
de los resultados hallados para cada uno de estos.

En este orden de ideas, para facilitar la comprension de la novedosa metodologia de analisis
y diagnostico del dafio de formacion por depositacion de escamas minerales, se propone 3 capitulos
en este trabajo de investigacion, siendo estos los siguientes:

» Capitulo 2: Consiste en la construccion del marco conceptual necesario para el analisis y
diagnostico del potencial de dafio de formacion ocasionado por la desestabilizacion del
equilibrio termodindmico de los minerales disueltos en el agua de formacion; asimismo, se
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presentan algunas de las aproximaciones metodologicas de tipo generalizado mas empleadas
para el diagnostico de la precipitacion y depositacion de escamas minerales, complementado
por una descripcion de los conceptos basicos para el modelamiento y simulacion del
fendmeno, resaltando las falencias que presentan los modelos descritos y la necesidad del
desarrollo de una metodologia que permita una prediccion mas acertada del comportamiento
de la precipitacion y depositacion del CaCOz en el yacimiento.

» Capitulo 3: En el cual se describen las necesidades de informacion (caracterizacion y
produccién) de las unidades productivas que van a ser sometidas a andlisis, como
requerimientos de filtrado y analisis de la informacién para dar fiabilidad a los resultados.
Ademas, se hizo un tratamiento de los datos, debido a que, la informacion con la que se contaba
no era suficiente para el desarrollo de la metodologia.

» Capitulo 4: Una vez se cuenta con la informacién y su tratamiento sistematico y analitico, se
presenta el desarrollo metodoldgico de la propuesta de analisis y diagnostico que esta dividida
en tres fases consistentes en un proceso de modelamiento, seguido por su correlacion con los
datos de produccion y la determinacion final del dafio de formacidn y sus efectos sobre las
propiedades petrograficas en las areas cercanas a la cara de la formacion.
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Objetivos
Objetivo General

Desarrollar una metodologia para la evaluacion del dafio a la formacién generado por la
depositacion de carbonato de calcio (CaCQOz) en pozos productores.

Objetivos Especificos:

Identificar los avances cientificos realizados sobre el proceso de precipitacion y
depositacion de CaCOs en el medio poroso.

Proponer un nuevo modelo matematico que describa de manera detallada el proceso de
precipitacion y depositacion de CaCOs para pozos productores.

Determinar el impacto que genera la depositacion de CaCOs en el medio poroso sobre las
propiedades petrofisicas de la roca y el parametro que predomina en el proceso de precipitacion
del mineral en pozos productores que presentan aguas con tendencias incrustantes.
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Capitulo 2: Marco Teorico y Estado del Arte

2.1. Conceptos basicos
2.1.1. Permeabilidad

La permeabilidad se define como la facultad que posee una roca para permitir que los
fluidos se muevan a través de la red de poros interconectado. Los factores que la afectan son la
presion de sobrecarga y caracteristicas litoldgicas como lo son el tamafio, empaquetadura y forma
de los granos (Paris, 2013).

Los yacimientos normalmente son heterogeneos, donde sus propiedades petrofisicas varian
de manera vertical y horizontal, siendo una de estas la permeabilidad. Para el modelamiento del
flujo de fluidos en un yacimiento, se hace necesario el calculo de una permeabilidad promedio que
permita transformar un medio poroso heterogéneo a un medio poroso homogéneo. Dependiendo
de la distribucion de las capas, existen 2 técnicas para el calculo de la permeabilidad promedio
(Dake, 1978).

2.1.1.1. Estratos en paralelo

Este tipo de promedio se hace para yacimientos que presentan estratos paralelos con
diferentes permeabilidades, en donde la caida de presion es la misma para cada una de las capas.
Para flujo lineal y radial, la permeabilidad promedio se calcula mediante la ecuacién (2.1).

2.1.1.1.1. Flujo lineal y radial

Z kihy (2.1)

K = =L

>
i=1

Donde k es la permeabilidad promedio, h es la altura de cada capay k; es la permeabilidad
de cada capa.

2.1.1.2. Estratos en serie

Se aplica para yacimientos conformados por un grupo de capas en serie, donde la tasa de
flujo que pasa sobre cada una de ellas es la misma. Dependiendo del tipo de flujo, lineal o radial,
el promedio de la permeabilidad estara en funcién de la longitud de cada capa o radio externo de
cada capa.
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2.1.1.2.1. Flujo Lineal

Para flujo lineal, la permeabilidad promedio se calcula con la ecuacion (2.2).

L
T

i=1

Donde k es la permeabilidad promedio, L; es longitud de cada estrato y h es la
permeabilidad de cada capa.

2.1.1.2.2. Flujo Radial

Para flujo radial, la permeabilidad promedio se calcula con la ecuacion (2.3).
Keinl " N In( K j
kzln(erj 271 (2.3)

Donde k es la permeabilidad promedio, r,es el radio externo de la dltima capa, T, es el

radio del pozo, I; es el radio externo de cada capa, I ; es el radio interno de cada estrato y h es la
permeabilidad de cada capa.

2.1.2. Curvas de permeabilidad relativa

Cuando el medio poroso estéa saturado por 2 0 mas fluidos, cada uno de ellos presentara
una permeabilidad efectiva, donde la sumatoria de cada una de ellas dara un valor menor a la
permeabilidad absoluta. Las permeabilidades efectivas a cada fase estdn en funcion de la
mojabilidad y saturacion del fluido en el medio. Normalmente estas permeabilidades se determinan
a partir de pruebas de laboratorio, donde se obtienen valores para diferentes saturaciones de agua
(sistema agua-aceite) o aceite (sistema aceite-gas).

A partir de esos datos se realizan curvas para comprender como es el comportamiento de
la permeabilidad efectiva de la fase mojante y de la fase no mojante (Paris, 2013). La
permeabilidad relativa se obtiene a partir de la normalizacién de la permeabilidad efectiva del
fluido, dividiendo esta Gltima entre la permeabilidad absoluta (ecuacion (2.4)).
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(2.4)

Donde krO y K, son la permeabilidad relativa al aceite y al agua respectivamente, koy

K,, son la permeabilidad efectiva al aceite y agua respectivamente.

En la Figura 1 se presenta una curva tipica de permeabilidad efectiva/relativa donde se
observa gque a una saturacion de agua igual a 0, la permeabilidad efectiva/relativa del aceite es
maxima (igual a la absoluta), y a una saturacion de agua igual a 1, la permeabilidad
efectiva/relativa del agua es maxima (igual a la absoluta). Ademas, se distinguen 2 puntos, siendo

el primero la saturacion de agua connata ch , donde la permeabilidad efectiva/relativa del agua

sera igual a 0 y la permeabilidad efectiva/relativa del aceite sera la maxima, K ro (condiciones de

yacimiento), y el segundo punto corresponde a la saturacion de aceite irreducible Sor, donde la

permeabilidad efectiva/relativa del aceite serd igual a 0 y la permeabilidad efectiva/relativa del

agua sera la maxima, k rw (Paris de Ferrer, 2009).
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Figura 1. permeabilidad efectiva (a) y relativa (b), en funcion de la saturacion de agua.
Tomado de Paris de Ferrer (2009).

2.1.2.1. Correlacion de Corey-Brooks modificada

Este modelo es uno de los més utilizados para la generacion de curvas de permeabilidad
relativa a partir de datos obtenidos de laboratorio para un sistema agua — aceite (ecuacion (2.5) y
(2.6)). El ajuste de los datos se realiza mediante la modificacion de los coeficientes de Corey (No
- Nw) los cuales son los que la dan la suavidad a la curva.
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Estos exponentes se pueden determinar mediante el método de minimos cuadrados
aplicado a los datos de permeabilidad relativa obtenidos de manera experimental (Al-Mossawy,
2019).

o =Ky 22n 2 2.5)
1- ch - Sor
oy =Ky | 2B (2.6)
1- ch - Sor

Donde k_, y k., son las permeabilidades relativas del aceite y del agua, k , y K ,,, son las
permeabilidades relativas del aceite y del agua en los puntos de saturacién de agua connata y
saturacion de aceite residual, S,. y S, son las saturaciones de agua connata y saturaciones de
aceite irreducible, S, es la saturacion de agua, y n,, y n, son los exponentes de Corey del agua y
del aceite respectivamente.

2.1.3. Tipos de fluido

El coeficiente de compresibilidad isotérmico (c) es el factor esencial para la identificacion
del tipo de fluido que se encuentra en el yacimiento, En la Tabla 1 se presentan resumido los 3
tipos de fluidos existentes en funcién de la variacion del volumen y densidad con respecto a la

variacion de la presion (Paris de Ferrer, 2009).

Tabla 1. Tipos de fluidos presentes en un yacimiento. Adaptado de Ahmed & McKinney

(2005).
Tipo de fluido Ecuacion Descripcion
Fluidos av _ 0 dp _ 0 Su volumen o densidad no se modifica con
incompresibles d dpP la variacién de la presion.
Fluidos ligeramente V=V [HC ] Su volumen o densidad varia ligeramente
compresibles P =P [1+ c ] con la variacion de la presion.
Fluidos compresibles €. = 1 1 d_Z Su volumen o densidad varia conforme la
P P z\dP ) presion cambia.

En la Figura 2 se observa el comportamiento del volumen vs la presién de los tres tipos de
fluidos mencionados anteriormente.
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r 3 dV
dpP

Incompresible

Ligeramente Compresible

V=r, [1+C(R-ej _P)]

Volumen

Compresible

Ll
vV op

Presién g
Figura 2. Comportamiento del volumen en funcién de la presion. Tomado de Ahmed &
McKinney (2005).

2.1.4. Geometria de flujo

Para desarrollar la metodologia planteada en el capitulo 3, es necesario tener en cuenta los
siguientes conceptos que hacen parte del régimen de flujo en el medio poroso, de los cuales es
fundamental recalcar los dos tipos de flujo que representan de mejor manera este fenémeno; como
lo es el flujo radial y el flujo lineal, que dependen principalmente de la geometria del yacimiento
como lo menciona Ahmed & McKinney (2005).

2.1.4.1. Flujo Radial
Cuando un yacimiento no presenta heterogeneidades severas, el flujo hacia el pozo sera en

lineas rectas en dos direcciones que convergen hacia este. La Figura 3 presenta un esquema
representativo de esta geometria de flujo.

Vista horizontal

Figura 3. Geometria de flujo radial. Tomado de Paris de Ferrer (2009).
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2.1.4.2. Flujo Lineal

En este régimen de flujo se presenta cuando las lineas de flujo son paralelas y el fluido
fluye en una sola direccion, adicional a esto el area de seccion transversal al flujo permanece
constante (Paris de Ferrer, 2009). La implementacion de este tipo de flujo se realiza para pozos
con fracturas. En la Figura 4 se observa el esquema de este tipo de flujo.

Hoyo del pozo

< Fractura

Figura 4. Flujo Lineal ideal de fracturas. Tomado de Ahmed & McKinney (2005).

2.1.5. Regimenes de flujo

De acuerdo con la variacion de la presion y el tiempo, existen tres tipos de condiciones o
regimenes, los cuales clasifican el flujo de fluidos en el yacimiento (Macualo, 2004).

2.1.5.1. Estado estable

El estado estable se evidencia en el yacimiento cuando la presion en los diferentes puntos
a lo largo de este permanece constante (ver ecuacion (2.7))(Ahmed & McKinney, 2005).

(a—P) 0 2.7)
ot Ji

La ecuacion (2.7) expresa matematicamente la nula disminucion de la presion en funcion
del tiempo (Craft & Hawkins, 1959). Este fendmeno se observa en los yacimientos cuando existe
un acuifero muy activo que mantiene la presion de este durante el tiempo.

2.1.5.2. Estado seudoestable

El estado seudoestable se presenta cuando la presion del yacimiento declina linealmente
con el tiempo a una velocidad constante y matematicamente se expresa segun la ecuacion (2.8).

(@j = cte (2.8)
ot )i
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Como lo menciona Paris de Ferrer, M. (2009), para este régimen de flujo: “La velocidad
de declinacion de la presion es directamente proporcional a la tasa de produccion del yacimiento
e inversamente proporcional al volumen de drenaje”.

2.1.5.3. Estado inestable

El flujo de estado inestable es cuando la presion del yacimiento no cambia linealmente con
respecto al tiempo (ecuacion (2.9)), por lo que este valor es diferente para cada punto del
yacimiento (Macualo, 2004).

(%)i = £ (it) (2.9)

Este periodo se debe a que el limite del yacimiento no tiene efecto sobre el comportamiento
de la presion, el cual se comporta como un yacimiento de tamafo infinito.

La solucidn de la ecuacion de difusividad para los estados estable y seudoestable para flujo
radial en términos de la presion externa del yacimiento y en términos de la presion promedio del
yacimiento se presentan en la Tabla 2. Cabe resaltar que, a estas ecuaciones se les adiciond el
termino skin (S) con el proposito de hacer uso de ellas en pozos que presenten dafio.

Tabla 2. Solucion de la ecuacion de difusividad para flujo radial en estado estable y
seudoestable. Adaptada de L.P. Dake (1978).
Estable Seudoestable

K 00708kh(P P 0.00708kh (P, —P,)

W

En términos de la

)
P, aun radio T, A [ s} yoBo[ln(%)—o.5+s
+

0.00708kh(P P, )

SJ yOBO[In(% ~0.75+S

En términos de la Q = 000708kh<P

P aun radio T, _ﬂ [m(/j 0.5

Donde Q, es el caudal del aceite (bbl/dia), P, es la presion externa del yacimiento (psi),
P, es la presion en fondo de pozo (psi), u,es la viscosidad del aceite (cp), B,es el factor
volumétrico de formacion del aceite (bbl/STB), r, es el radio de drene (ft), I, es el radio del pozo

(ft), h es el espesor de la formacion (ft), k es la permeabilidad (mD), P es la presién promedio
del yacimiento (psi) y S es el Skin.
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2.2. Dano de formacion

El dafio a la formacion se ve reflejado cuando el pozo tiene una reduccion en su
productividad debido a cambios en las propiedades de la roca; como pueden ser, la disminucion
en la permeabilidad, porosidad o cambios de mojabilidad, entre otras. Estos cambios pueden
ocurrir en cualquier etapa de finalizaciéon y operacién del pozo y/o durante tratamientos que se
efectian en el desarrollo de produccion de este; debido a esto, se genera una reduccion en la
rentabilidad, llegando inclusive a ser inviable la operacién del pozo.

De acuerdo con Civan (2007), el dafio de formacion se puede presentar por diversos
factores dentro de los que se incluyen; factores fisicoquimicos, quimicos, bioldgicos,
hidrodinamicos, interacciones térmicas de la formacion, las particulas y los fluidos, y deformacion
mecanica. La clasificacion de los diferentes mecanismos de dafio de formacion se puede apreciar
en la Figura 5 planteada por Bishop (1997), los cuales se desglosan en siete categorias comunes:

e Incompatibilidades fluido-fluido, como es por ejemplo la creacion de emulsiones entre el
filtrado de lodo base aceite con el agua de formacion.

e Incompatibilidades roca-fluido, como ocurre por el contacto de agua no compatible con una
arcilla esmectita potencialmente hinchable o una arcilla defloculable como la caolinita, que debido
al desequilibrio de iones al entrar en contacto con fluidos base agua, puede conducir a un alto
potencial de reduccion de la permeabilidad cercana al pozo, tal y como lo reporta Civan (2007).

e Invasién de sélidos, la cual, ocurre cuando el medio poroso es invadido por sélidos
provenientes del fluido de perforacion durante las etapas previas a la produccién. Este puede
perdurar durante la vida productiva del pozo al menos en forma parcial (Civan, 2007).

e Bloqueo de fase, que se asocia a la invasion y entrampamiento de fluidos a base de agua en las
cercanias de la cara de produccion de un pozo de gas.

e Alteracion de la adsorcidon quimica o cambios de mojabilidad. Un caso particular ocurre cuando
se presenta la adsorcion de emulsificantes, que cambian la humectabilidad de la roca y las
caracteristicas del flujo de fluidos de la formacion (Civan, 2007).

e Migracion de finos, la cual, esta relacionada con el movimiento interno de particulas finas
dentro de la estructura de los poros de la roca obteniendo como resultado el taponamiento de dichos
poros.

e Actividad bioldgica, ocurre por la introduccion de agentes bacterianos dentro de la formacion.
Esto se puede llevar a cabo en el proceso de perforacion; por lo que, subsecuentemente se generan
lodos de polimero polisacarido, que conducen a una reduccion en la permeabilidad.
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Figura 5. Clasificacion y orden de los mecanismos de dafio mas comunes. Tomado de
Civan (2007).

En la Figura 5 se observa que el dafio de formacién por la precipitacion de incrustaciones
inorganicas hace parte del grupo de mecanismos quimicos, esto se debe a que, se da a partir de la
desestabilizacion termodinamica de los iones disueltos en el agua de formacion. Dado que este
problema se da principalmente en campos donde se da el proceso de inyeccion de agua como
recobro secundario, la mayoria de estudios desarrollados (Civan, 2007; Oddo & Tomson, 1994b;
Pinzdn Torres et al., 2009) se enfocan en la incompatibilidad entre las aguas de formacion y las
aguas de inyeccion. La incompatibilidad ocasiona una sobresaturacion de iones en el sistema,
provocando una precipitacion de sales y posterior disminucion del espacio poroso. Ademas de la
incompatibilidad de aguas, las incrustaciones inorganicas también se pueden dar por la variacion
de pardmetros termodindmicos que pueden ocasionar una sobresaturacion de los iones, como lo
son la presién y la temperatura.

Lo anterior se explica debido a que, inicialmente el yacimiento se encuentra en equilibrio
y posteriormente mientras entra en su etapa de explotacion; dicho equilibrio termodinamico se
rompe, por lo que Unicamente con los cambios de presién y con la dindmica de fluidos fluyendo
hacia el pozo, las sales presentes en el agua de formacion tienden a desestabilizarse, llegando a ser
menos solubles en las zonas cercanas a la formacion.

En el caso particular de esta investigacion, se hara énfasis en el dafio generado por la
formacion de carbonato de calcio en el medio poroso debido a la desestabilizacion termodinamica
de los iones por la variacion de los pardmetros termodindmicos del yacimiento, como lo es la
presion.
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2.3. Modelamiento termodinamico de las sales

Las sales minerales se encuentran disueltas en el agua de produccion en forma de iones, y
una vez es superada la capacidad maxima de disolucion de estas, los componentes, dependiendo
de las condiciones termodindmicas, pueden precipitar pasando de la fase acuosa a la fase solida y
posteriormente depositarse sobre una superficie sélida (Patton, 1986).

El grado de solubilidad de los iones depende del tipo de sal mineral (estructura cristalina'y
composicion) y de las condiciones termodinamicas en las que se encuentran (temperatura, presion,
pH y presion parcial de CO2/H.S) (Amiri & Moghadasi, 2010). En la Tabla 3, se presentan los
minerales mas comunes que se pueden formar en la industria del petréleo, debido a la baja
solubilidad que presentan en el agua de produccion. Si estos minerales se depositan sobre una
superficie (medio poroso, tuberia, facilidades de superficie) se les denominara escamas minerales
0 inorganicas.

Tabla 3. Escamas inorganicas més comunes formados en la industria del petroleo.
Modificado de Moghadasi (2002).
Nombre Formula Quimica Variables que afectan

Presion parcial de CO., temperatura,

Carbonato de calcio CaCoO L i
: total de solidos disueltos, pH.
Temperatur | 5li isuel
Yeso CaS0s.2H,0 e Re atura, total de sélidos disueltos,
presion.
) Temperatur | 5li isuel
Hemidrato CaSO0u.1/2H,0 e Re atura, total de sélidos disueltos,
presion.
. Temperatur | 5li isuel
Anhidrita CaSOs e Re atura, total de sélidos disueltos,
presion.
) Temperatura, total de solidos disueltos,
Barita BaSO, p
presion.
] Temperatura, total de solidos disueltos,
Celestita SrSOq4 p
presion.

El modelamiento termodinamico efectivo para el diagndstico y predicciéon del dafio de
formacion por precipitacion y depositacion de escamas minerales, se realiza mediante el calculo
del indice de saturacion (1S), el cual esta dado por la ecuacion (2.10).

1S = log [MJ (2.10)

SP



26

Donde K es el producto de solubilidad del mineral, [M] es la concentracion del ion

positivo, [X*] es la concentracion del ion negativo. Si el indice de saturacion es mayor que 0 (IS

> 0) significa que la solucidn esta sobresaturada, si es igual que 0 (IS=0) la solucion esta saturada
y si es menor que 0 (IS <0) significa que la solucién esta insaturada (Oddo & Tomson, 1991).

El indice de saturacion es importante porque permite predecir el grado de saturacion de una
solucion, sin embargo, no permite predecir el tiempo que se necesita para que se dé la precipitacion
de toda la sal, debido a que, no tiene en cuenta la cinética de reaccion quimica. Esta Gltima, de
acuerdo con Abu et al. (2005), indica que tan rapido ocurre las reacciones de precipitacion, y dichas
tasas pueden llegar a variar significativamente dependiendo de la sal. Un claro ejemplo es la
cinética de reaccion del cloruro de sodio (NaCl), el cual precipita instantaneamente si el sistema
estad sobresaturado, mientras que el carbonato de calcio (CaCOs3) y el carbonato de hierro (FeCO3)
pueden tomar varias horas o incluso dias después de que el sistema este sobresaturado.

2.3.1. Producto de solubilidad (Kgp)

El producto de solubilidad es una constante utilizada para la determinacién del grado de
solubilidad del compuesto. La ecuacion (2.11) es una expresion que se utiliza para describir un
sistema de disolucion tipico.

MXg <> M, "+X, (2.11)

aq

Donde MXs representa el producto de la reacciony M,.*, X, representan los reactivos
en la fase acuosa para este caso. La constante del producto de solubilidad esta dada por la ecuacion

(2.12).

_ a|M" Ja[ X" | (2.12)
T a[MX]

Donde a| M* |, a| X ] y a[MX] son los coeficientes de actividad del cation, anion y de

la sal mineral respectivamente. Por lo tanto, considerando que para un solido puro el coeficiente
de actividad es igual a 1, la ecuacién (2.12) puede ser simplificada como se presenta en la ecuacion
(2.13).

Ke =a[M"Ja[X"] (2.13)
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Oddo-Thomson (1994) propusieron una correlacion general para el calculo del producto
de solubilidad para el carbonato de calcio, mediante un ajuste de minimos cuadrados no lineal.

Ko =a+bT+cT?+dP+eS, * +fS +gTS, °° (2.14)

Donde T es la temperatura en (°F), P es la presion en (psi) y Si es la fuerza ionica en
(mol/L). Las constantes a, b, c, d, e, f, g son Unicas para cada tipo de mineral, las cuales se reportan
en la Tabla 4 para los 6 tipos de salen minerales m&s comunes en la industria del petréleo.

Tabla 4. Constantes del producto de solubilidad para cada compuesto. Adaptado de Oddo-
Thomson (1994).

Compuesto A bx10° c¢x10® dx10° e f g x103
Yeso 3.47 1.8 2.5 -5.9 -1.13 0.37 -2
Hemidrato  4.04 -1.9 11.9 -6.9 -1.66 0.49 -0.66
Anhidrita 2.52 9.98 -0.97 -3.07 -1.09 0.5 -3.3
Celestita 6.11 2 6.4 -4.6 -1.89 0.67 -1.9
Barita 10.03 -4.8 11.4 -4.8 -2.62 0.89 -2
Calcita 7.94 -4.69 11.9 -6.6 -3.68 1.27 N/A

Cabe resaltar que el producto de solubilidad presentado para el carbonato de calcio
(CaCOs) es exclusivamente para un agua con un pH mayor a 9, donde predominan los iones CO3*
en lugar de los iones HCOz', el cual no tiene en cuenta la segunda constante de disociacion del
acido carbonico, ni el pH de la disolucién (Tomson & Oddo, 1991).

2.3.2. Indice de saturacion para el CaCOs

El grado de saturacién de una solucion se puede determinar a partir del indice de saturacion,
el cual permite predecir en qué estado se encuentra el medio (subsaturado, saturado o
sobresaturado). Dado que el carbonato de calcio (CaCOs) es una de las escamas inorganicas mas
comunes que se pueden presentar en la industria del hidrocarburo (Lewis et al., 2003), formandose
en pozos inyectores y en pozos productores causando una disminucién en el desempefio del pozo,
varios autores han propuesto modelos que permiten calcular el indice de saturacién del carbonato
de calcio con el propoésito de conocer el estado de saturacion de la solucién. Cada uno de estos
estan en funcion de uno o mas parametros que tratan de modelar el comportamiento termodinamico
de los iones que forman el carbonato de calcio (CaCOz)(Langelier, 1936; Oddo & Tomson, 1994b;
Puckorius & Brooke, 1991; Ryznar, 1944; Stiff & Davis, 1952)
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2.3.2.1. Indice de saturacion de Langelier

Langelier (1936) propuso un primer método para determinar el potencial de incrustacion
del CaCOs a partir del equilibrio quimico presente entre los iones calcio, bicarbonato e hidronios.

CaCO,+H" = Ca™ + HCO, (2.15)

El indice de Langelier (LS) se determina a partir de la diferencia del pH real del agua y del
pHs de saturacién que la misma debe tener para presentar la ecuacion quimica en equilibrio. Si el
pH del agua es mayor que pHs, significa que el agua es méas bésica de lo que puede ser en su
concentracion maxima, por lo que generara la precipitacion de CaCOs, en caso contrario, si el pH
del agua es menor al pHs; significa que el agua tiende a ser mas acida que el agua saturada, por lo
que no presentara precipitacion, pero si podria causar corrosion. El calculo del indice de saturacion
(SI) se lleva a cabo de acuerdo con la ecuacion (2.16).

Sl = pH — pHs (2.16)

De acuerdo con Patton (1986), para el calculo del pHs se debe tener en cuenta la
concentracion del ion Calcio, la concentracion de la alcalinidad, la concentracion de sélidos totales
disueltos (STD) en mg/L, y la temperatura del agua.

pH = A+B—log[ Ca™ |-log[ Alcalinidad Total ] (2.17)

En la ecuacion (2.17), empleada para determinar el pH del agua, las constantes A y B estan
relacionadas con la temperatura y los solidos disueltos en el agua. Para la determinacion de dichas
constantes se hace uso de la Tabla 5y Tabla 6 respectivamente.

Otra manera de determinar el indice de Langelier (LS) es por medio de la ecuacion (2.18),
a este indice se le denomina indice de Langelier simplificado de acuerdo con (Barrera Suaréz et
al., 2012).

pHs=(9.3+ A+B)-(C+D) (2.18)
_ (Log (STD)—l) (2.19)
10
B=—(13.12[ log(T +273.15) ||+ 34.55 (2.20)
C =(log(Dureza Calcica))-0.4 (2.21)
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Donde D = log[Alcalinidad], STD son los soélidos totales disueltos en (ppm), T es la
temperatura en (°C), Dureza calcica es la concentracion de CaCOs en (ppm) y Alcalinidad es la
concentracion de HCOs equivalente en CaCOs.

Tabla 5. Constante “A” para diferentes temperaturas. Modificado de Singley (1985).

Temperatura del
agua Constante

°F °C

32 0 2.60
39.2 4 2.50
46.4 8 2.40
53.6 12 2.30
60.8 16 2.20

68 20 2.10

77 25 2.00

86 30 1.90
104 40 1.70
122 50 1.55
140 60 1.40
158 70 1.25
176 80 1.15

Tabla 6. Constante “B” en funcion de los solidos totales disueltos. Modificado de Singley

(1985)
Solidos totales Constante
disueltos (mg/L)

0 9.70
100 9.77
200 9.83
400 9.86
800 9.89
1000 9.90

Cuando LS<0 el agua disuelve el CaCOs, es decir, no hay potencial para incrustaciones,
LS>0 Pueden formar incrustaciones de CaCOs, LS=0 Agua saturada con CaCOa. El rango de
trabajo de esta medida de saturacion esta entre una temperatura entre 0 — 90 (°C) y un STD de 0 —
800 (ppm).
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2.3.2.2. Indice de estabilidad de Ryznar

Dado que el método propuesto por Langelier (1936) no permite identificar la severidad del
potencial de incrustacién de las aguas, Ryznar (1944) propuso un método que soluciona la
problemaética planteada. El indice de Ryznar (RSI, ecuacion (2.22)) se desarrolld a partir del indice
de Langelier (LS, ecuacién (2.16)), modificando su estructura con el objetivo de obtener una serie
de resultados que permitiera determinar la gravedad de la situacion de incrustacion.

RSI = 2pHs - pH (2.22)

El pH de saturacién se determina a partir de la ecuacion (2.17). En el caso que el pH del
agua sea mayor a 9, el calculo de la alcalinidad se realiza con la ecuacion (2.23).

Alcalinidad equivalente = Alcalinidad Total = CO,* + HCO, (eg/L) (2.23)

Cuando RSI<5.5 se forman fuertes incrustaciones, para 5.5<RSI<6.2 se forman
incrustaciones, para 6.2<RSI<6.5 se forman incrustaciones faciles de disolver, para 6.8<RSI<8.5
se disuelven las incrustaciones., y para RSI>8.5 se presenta corrosion muy fuerte.

2.3.2.3. Indice de escala de Puckorius

Puckorius y Brooke (1991) proponen un nuevo método con el objetivo de mejorar los
resultados de las predicciones de formacién de incrustaciones de CaCOs, debido a que, el LS y el
RS no mostraban resultados adecuados de acuerdo con la realidad. El indice de escalamiento
practico (PSI) se determina de la misma manera que el RSI (ecuacion (2.23)), con la diferencia de
que, no se hace uso del pH real del agua, sino de un pH de equilibrio (pHeq) el cual esta en funcion
de la alcalinidad total del agua. En la ecuacion (2.24) se presenta la expresién matematica para el
calculo del PSI 'y en la ecuacion (2.25) se calcula el pH de equilibrio.

PSI=2(pH;) - pH (2.24)

eq
pH,, =1.465(log[Alk M])+4.54 (2.25)

Donde Alk M =[HCO, ]+ 2[CO,]+[OH"]. Cuando PSI<4.5 hay tendendia a la
incrustacion, 4.5<PSI<6.5 es el rango optimo libre de incrustacion.
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2.3.2.4. Indice de saturacién de Stiff & Davies

Los modelos propuestos por Langelier (1936), Ryznar (1944) y Puckorius (1991) son
aplicados para predecir el grado de saturacion de los iones disueltos en un agua de superficie,
donde la cantidad totales de solidos disueltos no son muy altas (no superan los 4000 ppm), por lo
tanto, no son viables para aguas de campos petroleros. Stiff y Davis (1952) propusieron un método
para determinar el indice de saturacion de aguas de produccion de un campo petrolero, con el
proposito de determinar incrustaciones de carbonato de calcio. Se utiliza para aguas que presentan
una concentracién de iones mayor a 10.000 ppm y es determinado a través de las ecuaciones (2.26)
y (2.27).

S&DSI = pH — pH (2.26)

sat
pH.,, = pCa+ pAlk +k (2.27)

sat

Donde k es una constante empirica en funcion de la salinidad, composicién y temperatura
del agua (funcion de la fuerza ionica). Las fuerzas idnicas presentes en la solucion se calculan
mediante la ecuacién (2.28).

u-iycz? (2.28)

i=1

Donde p es la fuerza idnica, Ci es la concentracion molar de la especie idnicay Z; es la
carga eléctrica del ion. La constante k se calcula con la ecuacion (2.29).

k =(0.0016T +0.5528) 1s° +(0.002T? —0.0142T —2.26995) 1/”.. (220

..+(~0.0004T? +0.00266T +2.907 ) 11+ (~0.0206* 2.598)

Cuando el S&DSI<0 el agua esta insaturada, por lo que no se presentard formacion de
CaCOg, cuando el S&DSI >0 el agua esta supersaturada, y se presentara formacion de CaCOs, y
cuando el S&DSI =0 el agua esta saturada con CaCOs.

2.3.2.5. Modelo de Oddo-Thomson

El modelo de Stiff y Davis (1952) no toma en cuenta la presion como un parametro
influyente en la solubilidad del CaCOs, por lo tanto, no es atil al momento de predecir la formacion
de incrustaciones de carbonato de calcio a condiciones de yacimiento. Oddo y Thomson (1994)
propusieron un modelo que permite predecir la formacion de escamas de CaCO3 a diferentes
presiones, a partir de un ajuste cuadratico no lineal de datos experimentales de varios campos que
reportaron problema de incrustaciones de este mineral. Este modelo ha sido muy utilizado en la



32

industria del petréleo debido a su practicidad y efectividad en los resultados del estudio de las
tendencias de las aguas de produccion, autores como Civan (2007), Moghadasi (2017) y Ramstad
et al. (2020), hacen mencidn de este modelo para el céalculo del indice de saturacion. La ecuacién

(2.30), es la forma general para el calculo del indice de saturacion.
IS = log ([Me][An])+pK(T,P,Si) (2:30)

Donde pKc[T, P, Si] es el logaritmo negativo del producto de solubilidad; mientras que,
[Me][An] representan respectivamente la concentracion en mol/L del anion y el cation de la sal.

Para el calculo del indice de saturacion del CaCOsy el pH de la solucién a cierta condicion
termodinamica, es necesario tener en cuenta el escenario de estudio y la presencia/ausencia de fase
gas. La importancia de la consideracion de la fase gas se debe a la cantidad de CO- que se puede
disolver en el agua y reaccionar con ella, dando como resultado la formacion de acido carbdnico
(H2CO3) (ecuacion (2.31)), el cual al disociarse en el agua da como producto la formacion del ion
bicarbonato (HCO3") e ion hidrégeno (H") (ecuacion (2.32)), siendo este Gltimo el componente que
modifica el pH de la solucidn. Si el pH es lo suficientemente alto (mayor a 9), el ion bicarbonato
(HCO3) se disociara en el ion carbonato (COs%) e ion hidrogeno (H*) (ecuacion (2.33)) (Patton,
1986).

CO, +H,0 <> H,CO, (2.31)
H,CO, <> H" + HCO; (2.32)
HCO, <> H* +COZ (2.33)

Luego, la precipitacion de CaCOs puede ser expresada de acuerdo con la ecuacion (2.34).

Ca(HCO; ), > H,0+CO, +CaCo, (2.34)
2

Por lo tanto, un aumento en la concentracion de CO; ocasionara una disminucién del pH
provocando un aumento en la solubilidad del CaCOs. En la Figura 6, se observa como varia el pH
de acuerdo con el incremento de la presién parcial del COa.

A continuacion se explica el procedimiento a realizar para determinar el indice de
saturacion y el pH de la solucién, haciendo uso del método de Oddo-Thomson (1994). EI modelo
se realiza tomando en cuenta la presencia de gas y la ausencia de gas en un sistema.
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Figura 6. Variacion del pH y solubilidad del CaCOs con el incremento de la presion

parcial del CO,. Tomado de Patton (1986).

El siguiente procedimiento se realiza para un sistema con presencia de gas.
1. Se calcula la fugacidad del CO, a través de la ecuacion (2.35).

[—7.66><10—3 +8x104T05_-2.11x10°5T j po.5
fy "% =exp ...+[—5.77 x10~4+3.72x10-5T 0-5—5.7><10*7T] P...|PL5

...+(4.4><10—6—2.96x10—7T0-5+5.1*1o—9T]

Donde la P es la presion (psi) y T es la temperatura (°F).

(2.35)

2. Se calcula la fraccion volumétrica del COz a condiciones de estudio empleando la ecuacion

(2.36).
p co, _ ytcoz
g 1. pfg°°2 (5BWPD +10BOPD) x10°°
MMscf (T +460)

(2.36)

Donde BWPD es la tasa de produccion de agua (bls/dia), BOPD es la tasa de produccion

co
de aceite (bls/dia), MMscf es la tasa de produccion de gas (108 scf), /; * es la fraccion molar de

Co.
g

COzen lafase de gas 'y f, " esel coeficiente de fugacidad del COx.
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3. Posteriormente a través de la ecuacion (2.37), se calcula el indice de saturacion

2+ )2
IS = |09{(Ca)(l_|cog)]+6.039+(1.4463x102T)—(9.44x107T2)...

Py, 21, (2.37)
.—(6.185x10°°P)~(1.8955i"° ) +(0.662Si ) +(3.654x107Si"* ) - (8107 TSi")
4. Finalmente se calcula el pH de la solucion empleando la ecuacién (2.38).
HCO,”
pH = Log ( joz) +8.6+(5.31x10°°T ) —(2.253x10°°T?)-(2.237x10°°P)...
Pf, Y, (2.38)

..—=(0.99x5, ) +(0658xS,)

Cuando no se tiene fase gas a las condiciones de estudio se debe escoger el escenario
apropiado entre los 2 siguientes. EIl primero es en el yacimiento, donde la presién de confinamiento
es mayor a la presion de burbuja, manteniendo todo el gas disuelto en la fase acuosa y en la fase
oleica. El segundo es en el separador, donde la fase gas fue removida (condiciones atmosféricas).

El siguiente procedimiento se realiza para condiciones de yacimiento.

1. Se calcula la concentracion de CO: en la fase acuosa empleando las ecuaciones (2.39) y (2.40).

co, _ 7289n,°%
a V,q +3.04V,

0% =(MMscf )(y,) (2.40)

C, (2.39)

C02 Co.
Donde Y, es la fraccion volumétrica de CO,, N, es la cantidad total de moles de CO;

producidos por dia, Vaq y VO son los volumenes de agua y aceite producidos por dia (Litros).

2. Se calcula el indice de saturacion mediante la ecuacion (2.41).

(ca™)(Hco, )2
co,
aq

..+(855x10°T?)—~(6.56x10 °P)—(3.425,°° ) + (1373

IS = log +3.63+(-0.698x10°T)...

(2.41)
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3. El pH de la solucion se determina empleando la ecuacion (2.42).

) (Hco,") 4 672
" LOQ[W +6.39—(L198x10°T ) +(7.94x10°°T7).. 242

-~—(353x10°P)—(1.067x,/S; )+ (0.599S; )

El siguiente procedimiento se realiza para condiciones de separador.

1. La concentracion de CO- en la fase acuosa puede ser determinada empleando la ecuacién

(2.43).

Log(C,,°*)=Log (P, ) —2.212—(6.51x10°T ) +(1.019x10°T?)...
.—(1.29x10°P)~(7.7x10°5,* ) - (5.9x10°°S; )

(2.43)

2. Luego, el indice de saturacion es obtenido desde la ecuacion (2.44).

o,
Cy

ca>)(Hco, )’
,Smg{( )( ;) ]+3.63+(8.68x103T)+(8.55><106T2)... (2.44)

..—(6.56x107°P)—(3.42Si"°)+(1.3735i)

3. Finalmente, el pH de la solucion se determina con la ecuacion (2.45).

02
Cy

HCO,”
pH = Log[( ’ )]+6.39—(1.198><10‘3T)+(7.94><10‘6T2)-.- (2.45)

+~(353x10°P)~(1.067./5; ) +(0599xS,)

Tomando en cuenta las ecuaciones anteriores, donde se calcula el pH de la solucién de
acuerdo con el escenario de estudio (fase de gas presente o ausente), el potencial del producto de
solubilidad del CaCOs (cuando el pH tiene un valor menor a 9) se calcula con la ecuacion (2.46).

pKsp = pH —2.76+(9.88x10°T ) +(0.61x107°T?)... (2.46)

..—(3.03x10°° P)—(2.348>< S; )+(0.77>< Si)
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Teniendo en cuenta que algunos de estos métodos son bastantes inexactos, ya que omiten
el efecto que tiene la presion en el sistema para el cambio de la solubilidad del CO». Por la sencillez
del método y veracidad en los resultados, en este estudio se adoptd por utilizar la metodologia
propuesta por Oddo-Thomson para predecir la precipitacion de CaCOs.

2.3.3. Cantidad precipitada

Dado que la ecuacion de solubilidad aplica para soluciones en equilibrio, es posible
determinar la cantidad de scale que se puede formar a partir de la diferencia de la concentracion
de cada uno de los iones con la concentracion que podria formar la precipitacion de la sal (Patton,
1986). Para la determinacion de la cantidad precipitada de CaCOs (P) se utiliza la ecuacion
cuadratica (2.49) y se tiene en cuenta los términos G y Z, los cuales son la suma y la resta de los
iones de bicarbonato y los iones de calcio, respectivamente; los cuales, se determinan mediante las
expresiones (2.47) y (2.48).

G =[Ca"]+[HCO, ] (2.47)
Z =[Ca’™]-[HCO, ] (2.48)
Donde [Ca**] es la concentracion de Calcio (mg/L), [HCOs] es la concentracion de

bicarbonato (mg/L). De esta manera, la expresion (2.49) permite determinar la posible
concentracion de carbonato de calcio que se puede precipitar.

P 50000[@ _JZ7 1 4x 107 PH J (2.49)

Donde P es la concentracion precipitada de CaCOs (mg/L), pKsp es el potencial del
producto de solubilidad y pH es el potencial de hidrogeno.

2.3.4. Diagrama de riesgo operacional y tiempo de induccion

Los dos modelos anteriores (Oddo & Tomson, 1994; Stiff & Davis, 1952) solo toman en
cuenta el comportamiento termodindmico de las sales para predecir la tendencia de formacion de
escamas de CaCOz y de la posible cantidad de la sal que se puede llegar a precipitar para alcanzar
el equilibrio quimico considerando que la reaccion de la ecuacion (2.34) es espontanea. Dado que
una reaccion quimica necesita tiempo para llevarse a cabo, es necesario tener en cuenta la cinética
de formacion de cristales para poder determinar el tiempo que se necesita para que se precipite el
CaCOs que se encuentra disuelto en exceso (Abu-Khamsin & Ahmad, 2005). Mdltiples autores
han propuesto modelos que estudian la cinética del carbonato de calcio a temperaturas bajas
(menores a 80°C) (Andritsos et al., 1996; Nancollas & Reddy, 1971; Y. Zhang & Dawe, 1998),
no siendo muy utiles para pozos que presentan altas temperaturas. Ramstad et al. (2005),
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propusieron un modelo cinético el cual se puede aplicar a pozos que presentan temperaturas
méaximas de 130 °C.

De acuerdo con el grado de saturacion del carbonato de calcio y de cualquier mineral en el
agua, se puede presentar una variacion en el riesgo de precipitacion y depositacion de la sal
mineral, y esto se ve reflejado por la cinética de reaccidn, donde se incluye la nucleacion y
crecimiento del mineral (Ramstad et al., 2020). La cinética de crecimiento del CaCOs, puede ser
expresada como una ecuacion tipo Arrhenius (ecuacion (2.50)).

Ea

k, = Ae R (2:50)

Donde kg es la constante de velocidad, A es una constante conocida como factor pre-
exponencial, el cual da cuenta de la frecuencia con que se presentan las interacciones moleculares,
R la constante universal de los gases, Ea la energia de activacion que representa la energia minima
necesaria para que ocurra la interaccion entre las moléculas, y T es la temperatura del sistema.

Con base a la termodindmica y cinética del CaCOs, Ramstad et al. (2020) propusieron un
diagrama de riesgo operacional que permite identificar 3 zonas de riesgos de acuerdo a la
temperatura de operacion y la relacion de saturacion (SR, ecuacién (2.51)). Este diagrama fue
construido a partir de datos recopilados de investigaciones publicadas por diversos autores, en los
que se discuten el dafio que se genera por la precipitacion y depositacion del carbonato de calcio;
ademas, se reportan la presencia o ausencia del mineral a cierto indice de saturacion (ver Figura
7).

SR=10" (2.51)

Donde un valor de SR < 1.0 implica equilibrio o subsaturacion de la dilucion de la sal en
el agua; mientras que, SR > 1.0 representa un sistema supersaturado. El IS puede ser calculado
considerando el modelo de Oddo Thomson.

El diagrama de riesgo operacional presentado en la Figura 7, se divide en 3 areas; las cuales
representan, la zona de alto riesgo, la zona de medio riesgo y la zona de bajo riesgo, siendo
separadas por 2 curvas, de las cuales, la primera curva es la de bajo riesgo y la segunda de alto
riesgo. Para la construccion de estas 2 curvas, Ramstad et al. (2020), propusieron la ecuacion
(2.52).

—Ea[ 1 1
= [Tref _T]+l (2.52)
SR _—(SR . —1)e

re
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Donde SR es la relacion de supersaturacion, SRgef es la relacion de supersaturacion a una
temperatura de referencia, Ea es la energia de activacion, R es la constante universal de los gases,
Tret €S la temperatura de referenciay T es la temperatura del sistema. Los valores de referencia
son constantes para la construccion de la curva de bajo riesgo y la curva de alto riesgo. En la Tabla
7 presentan los valores de cada uno de los pardametros.

5.0

45
o Data de campo: Scale observado

x Scale pero incetidumbre en el SR local

4.0 o No Scale observado
35
Riesgo Miedo

3.0

25

SR CaCO; calculado

20

15

10

05

20 30 40 50 60 70 80 20 100 110 120 180 140 150 160 170

Temperatura de fluido (°C)

Figura 7. Diagrama de riesgo operacional. Tomado y traducido de Ramstad et al. (2020).

Tabla 7. Parametros que definen la curva de alto riesgo y bajo riesgo. Tomado de Ramstad

et al. (2020).
Parametro Bajo riesgo Alto riesgo
SR 1.25 1.6
T (°C) 110 110
E, (kJ/mol) 30 40

Para describir las tres zonas del diagrama de riesgo operacional se emplea el tiempo de
induccidn (ti) para el CaCOg; el cual hace referencia al tiempo necesario para precipitar todo el
CaCO:s a las condiciones termodindmicas del sistema. Dependiendo de la saturacion del mineral y
de la temperatura del sistema, el tiempo puede ser un valor exageradamente grande (sin
precipitacion) o un valor muy pequefio (precipitacion instantanea) (Ramstad et al., 2005).

De acuerdo con los resultados de las pruebas de laboratorio que realizaron Ramstad et al.
(2005), la temperatura tiene un gran impacto en el tiempo de induccién, donde se observa que, a
valores mayores de 100 °C, con una supersaturacion menor a 3.5, el tiempo de induccion es menor
a los 1000 minutos, tiempo que tiende a ser mucho mayor a temperaturas menores a los 100 °C
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(Andritsos et al., 1996; Nancollas & Reddy, 1971; Y. Zhang & Dawe, 1998). Adicionalmente, los
autores establecieron una relacion para poder determinar el tiempo de induccion del carbonato de
calcio en funcion de la supersaturacion a ciertas temperaturas en especifico, tal y como se presenta
en la ecuacion (2.53).

025 (ep _ 1\075 | _ B 1 (2.53)
In| tSR°* (SR-1) ]InK+(4—(InSR)2]

Donde K es un parametro cinético, B es un factor termodinamico, y SR es la relacién de
supersaturacién. Ramstad et al., (2005), propusieron valores para los parametros K y B, los cuales
fueron obtenidos a partir de una regresion lineal de datos experimentales y son reportados en la
Tabla 8.

Tabla 8. Pardmetro cinético y termodindmico para ciertas temperaturas en especifico.
Tomado de Ramstad et al. (2005).

Temperatura (°C) K*10° B
85 4.2 28.6
100 0.7 22.8
115 12.7 1.9
130 5.2 0

2.4. Modelo de dafio a la formacién ocasionado por CaCO3

Para el modelamiento del impacto que genera la formacién de las escamas minerales en el
yacimiento, no solo se necesita conocer el estado termodinadmico de las sales, sino también el
comportamiento que presentan para su depositacion. Varios autores han propuesto modelos que
permite entender el proceso de depositacion de las sales minerales en pozos donde se realiza
inyeccion de agua y se presenta incompatibilidades entre las aguas de formacién y de inyeccion
(Chang & Civan, 2007; Civan, 2004; Civan et al., 1989; A. S. Fadairo et al., 2008; Garcia, 2017,
Guanacas Arias & Ramirez Paez, 2014; Kalantari-Dahaghi, A. Moghadasi, J. Gholami, 2006;
Safari & Jamialahmadi, 2014)

La mayoria de los modelos que se han desarrollado estan basados a partir de pruebas
experimentales, las cuales permiten determinar parametros especificos de cada modelo para el
calculo de la variacion de la permeabilidad debido al dafio generado por la precipitacion y
depositacion del CaCOa. Por lo tanto, estos modelos estan sujetos a las condiciones de evaluacion
de las pruebas de laboratorio para determinar la afectacién de la porosidad y permeabilidad. Dada
la importancia de comprender como varia la porosidad debido a la formacién de solidos en el
medio poroso, la expresién que ha sido méas usada por los autores nombrados anteriormente es la
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propuesta por Civan et al. (1989), la cual permite determinar la variacion de la porosidad en
funcidn de la disminucién de la permeabilidad (ecuacion (2.54)).

1
s ||k | (2.54)
{¢o Ko

Donde ¢ es la porosidad instantanea, @, es la porosidad inicial, K; es la permeabilidad

instantanea y K, es la permeabilidad inicial.

2.4.1. Modelo de Civan

Civan (2004) propuso un primer modelo que permite predecir la declinacion de la
produccion debido a la depositacion de sélidos orgéanicos e inorganicos para flujo radial en zonas
aledafias a la cara de la formacion. EI modelo esta basado en la disminucion de la permeabilidad
debido al taponamiento de la garganta de los poros la cual presenta un decaimiento exponencial.
La expresion matematica que desarrollé para determinar la variacién de la permeabilidad debido
a la depositacion de sélidos en el medio poroso se presenta en la ecuacion (2.55).

—=e (2.55)

Donde @ es una constante empirica, £ es el volumen ocupado por el sélido depositado,
K es la permeabilidad de la zona dafiada y K, es la permeabilidad inicial. El volumen ocupado
por los solidos depositados se determina a traves de la ecuacion (2.56).

1
e==In| ————— (2.56)

1
a l_(abq%j

Donde q es el caudal del fluido, t es el tiempo, r es el radio de dafio, y b es un pardmetro
empirico. A partir de las ecuaciones (2.55) y (2.56), Civan (2004), desarrolld la ecuacion (2.57),
atil para la determinacion de la saturacion del scale.

1 alqz[dﬁ} BWII’IW.t t
S.=—In1+ S —
*a 4z°h* gk, (1-S,,) |r’ (2:57)
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dC N . . -
Donde a'=-a¢ (1— S.i ) [d_P} es la variacion de la concentracion del solido en funcion
T

de la presion, B, es el factor volumétrico del agua, 4, es la viscosidad del agua, h es el espesor

de la formacion, ¢, es la porosidad, K,es la permeabilidad, y S,; es la saturacion del agua.

2.4.2. Modelo de Fadairo

Fadairo et al. (2009), propusieron un modelo basado en la transferencia masica de
particulas a través del medio poroso con el proposito de determinar la disminucion de la
permeabilidad de acuerdo con la saturacion del sélido. La propuesta desarrollada por Fadairo et al.
(2009), se basa en el modelo de Civan (2004), el cual es modificado a través de la incorporacion
de un coeficiente de dafio (14) con el objetivo de tener en cuenta la velocidad de depositacion. En
la ecuacion (2.58) se observa la expresion matematica que desarrolld para el célculo de la
saturacion del scale.

| dC
— | B t
q |:CP:|T WﬂW //lk

s _ (2.58)
> 4r’r2hg, A5 Ko p(1-S,)

dC . . -
Donde Q es el caudal de agua, [E} es la variacion de la concentracion del solido en
T

funcion de la presion, B, es el factor volumétrico del agua, 4, es la viscosidad del agua, I's es el
radio de dafio, h es el espesor de la formacion, @, es la porosidad, K, es la permeabilidad, p es

la densidad el agua 'y S,; es la saturacion del agua.

Para determinar el grado de afectacion que presenta el volumen poroso en funcion de la
saturacion del scale, Fadairo et al. (2009), a través de la ecuacion (2.59) propusieron calcular la
disminucion de la porosidad instantanea.

%zl_mss (1-5,)] (2.59)

0
Donde @, es la porosidad instantanea a un determinado tiempo.

A partir del modelo propuesto por Civan et al. (1989), para el célculo de la permeabilidad
dafiada en funcion de la porosidad instantanea ecuacion (2.54), Fadairo et al. (2009), describieron
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através de las ecuaciones (2.60) y (2.61) la metodologia para el calculo de la permeabilidad dafiada
y del factor skin, respectivamente.

K, = Ko[1- 4,5 (1-S,,) ]’ (2.60)

5= {[1—1;,5 (1-s.)]° —1} InL 2.61)

Donde Ks es la permeabilidad de la zona dafiada (mD), S es el skin, rs es el radio de dafio
(ft), y rw es el radio del pozo (ft). Para la determinacion de la caida de presion, se hace uso de la
definicion de Paris de Ferrer (2009), la cual esta en funcion del skin de la zona alterada, y
remplazando el término skin por el que se tiene de la ecuacion (2.61), la expresion se formularia
mediante la ecuacién (2.62).

qWBWIUW - s
AP :W{[l-/gﬁsS (t-5,)] -1fin= (2.62)

2.4.3. Modelo de Guanacas y Ramirez

Guanacas y Ramirez (2014) en la investigacion que realizaron encontraron falencias en el
desarrollo matematico del modelo de Fadairo et al. (2009), por lo que propusieron una
modificacion de este Ultimo para mejorar la obtencion de los resultados. La expresién matematica
a la que llegaron se presenta en la ecuacion (2.63).

dC (3KeepCt)
qw2 |:j| Bw:uwe "
dP |,

Ar* 12K p (3K 4, C)

dep

(2.63)

¢s :¢o_

Donde @5 es la porosidad instantanea, @, es la porosidad inicial, J,, es el caudal de agua,

[d_c} es la variacion de la concentracion del sélido en funcién de la presion, B, es el factor
dP J;
volumétrico del agua, 4, es la viscosidad del agua, I es el radio de dafio, h es el espesor de la

formacion, K, es la permeabilidad, 0 es la densidad el agua, S,; es la saturacion del agua, Keep

es la rata constante de depositacion, C es la concentracion de lasal, y 1 es el tiempo.

De acuerdo con Fadairo et al. (2009), la permeabilidad de la zona dafiada esta en funcion
de la saturacion del scale, por lo que Guanacas y Ramirez (2014) determinan la saturacion del
scale a través de la ecuacion (2.64).
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) dC} (4K gCt)
— | B u e *
qW ‘:dp N WlLlW
4

47r2r32h2K0¢0p(1—Swi)§(3K C)

dep

S= (2.64)

Para el calculo de la permeabilidad dafiada y la caida de presion por la depositacion de la
sal mineral, se hace uso de la ecuacion (2.60) y de la ecuacion (2.62) propuesta por Fadairo (2009).

Cuando en el yacimiento hay mas de una sal mineral precipitada, Guanacas y Ramirez
(2014) propusieron para el célculo de la permeabilidad de dafio total, el skin total y la caida de
presion total las ecuaciones (2.65), (2.66) y (2.67) respectivamente.

KSTotaI = Ko _Z KSi (2.65)
=)
Sro = DS, (2.66)
i1
APy = ZAPSI (2.67)
i1

Donde n es el nimero de componentes sal mineral que se encuentran precipitados en el
agua de formacion.

2.4.4. Modelo de Garcia

Garcia (2017) a través de pruebas encontr6 una gran diferencia entre los datos
experimentales y los datos calculados empleando el modelo de Fadairo et al. (2009), por lo tanto,
a partir de los resultados propusieron la ecuacion (2.68), que representa de mejor manera la
depositacion de escamas de CaCOs. EI modelo propuesto permite determinar la variacion de la
permeabilidad en funcién de pardmetros petrofisicos e hidrodindmicos del fluido. La expresién
matematica se presenta en la ecuacion (2.68).

K_ (a_b(ﬂn (2.69)
K. ALy

Donde K es la permeabilidad de dafio (mD), K. es la permeabilidad inicial (mD), Q, es

el caudal de agua (cm?/s), t es el tiempo (segundos), A es el area transversal del nticleo (cm?), L
es lalongitud del nucleo (cm) y ¢ es la porosidad. El pardmetro a (ecuacion (2.69)) esta en funcion

de la permeabilidad absoluta, y el parametro b (ecuacién (2.70)) estd en funciéon de la
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concentracion de carbonato de calcio precipitado (ppm), caudal de inyeccion de agua (cm3/min) y
permeabilidad absoluta (mD).

a=1.03895-0.0383312K (2.69)
b=In [1.06096 —(0.00489251¥,,, K., ) —(0.0122807v* ) - (0.0108093K * )] (2.70)

Donde Kabs es la permeabilidad inicial (mD), ‘¥, ., es la cantidad de carbonato de calcio

precipitado (ppm), y v es el caudal de inyeccion de agua (cm®/min). Para la determinacion de la
cantidad de CaCO3 depositado, Garcia (2017), propuso la correlacion dada por la ecuacion (2.71).

Qpucos =12.348+(6.03732, ) +(1.52491v) + (0.91145K ,,.) (2.71)

Donde ,c0s €s la cantidad de carbonato de calcio depositado en el medio poroso.

2.4.5. Modelo de Jamialahmadi y Safari

Los modelos descritos anteriormente, se utilizan cuando se ha desarrollado pruebas
experimentales que permitan determinar los parametros de ajustes de cada ecuacion. De lo que se
ha encontrado en el estado del arte, Mohammad y Hossein (2014) fueron los primeros en proponer
un modelo analitico que tiene en cuenta factores hidrodindmicos para predecir la depositacion de
scales. Este Gltimo modelo permite determinar la variacion de la porosidad en funcion de la
velocidad de reaccion del mineral, y se expresa en la ecuacion (2.72).

. 1 ’ . .
m, =/ E(é}—ﬁ%} +kﬁ(csb—cs)+(csb—cs) (2.72)

r r

Donde M, (kng es la velocidad de transferencia de masa, S es el coeficiente de
m°s

transferencia de masa, K, es la velocidad de reaccion, (CSb -C.

S

) es la concentracion de la sal

precipitada (es el término termodinadmico del modelo). El coeficiente de transferencia de masa es
el término hidrodinamico del modelo, y se determina mediante la expresion (2.73).

_1.09u( (u)(dp) ) "
L0 D) e
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Donde u es la velocidad del fluido, ¢ es la porosidad del medio, dp es el diametro de la

particula donde se depositara la sal mineral, y D es el coeficiente de difusion. La velocidad de
reaccion, Ky, es el término cinético y se determina a partir de la ecuacion tipo Arrhenius (ecuacion
(2.74)) propuesta por Moghadasi (2017).

—98580

K, =9.8*10"e R (2.74)

Donde R es la constante universal de los gases, y T es la temperatura. La cantidad
depositada de acuerdo con la ecuacién (2.75), esta en funcién del area superficial de depositacion
(Area superficial de todos los granos pertenecientes en el volumen de control) y del tiempo
transcurrido.

ML
d p

p

(2.75)

Donde M, (kg) es cantidad precipitada, V, (m*) es el volumen de control y d, (m) es el

didmetro de particula.

Todos los modelos descritos, han sido desarrollados para la determinacién de la variacién
de la permeabilidad debido a la depositacion de escamas minerales en pozos inyectores de agua.
Por tal razon, estos modelos no son aplicables para la prediccion de la precipitacion y depositacion
de scale en pozos productores, debido a que la dinamica de ocurrencia de estos fenémenos difiere
con la naturaleza de los pozos productores en comparacion a lo que ocurre en pozos inyectores.

Dado lo anterior, es necesario el desarrollo de un modelo que permita determinar el
comportamiento de las propiedades petrofisicas del yacimiento (porosidad y permeabilidad) en
funcion de los parametros que mas influyen en la precipitacion y depositacion de escamas, siendo
estos el hidrodinamico, termodindmico y cinético. Por lo tanto, en este trabajo se plantea un
novedoso modelo que permite comprender el comportamiento de las escamas minerales en el
yacimiento, con el proposito de cuantificar y predecir de una mejor manera el dafio que se presenta
en la formacion por la depositacion de solidos inorganicos en el medio poroso. Adicionalmente,
el modelo desarrollado va de la mano con la teoria del riesgo de precipitacion propuesto por
Ramstad et al. (2020), el cual propone tres zonas de riesgo de formacion de CaCOs de acuerdo con
la relacion de saturacion (SR) que tiene el agua de produccion. Los riesgos que se presentan en
cada zona se deben al tiempo de formacion de CaCOs el cual, de acuerdo con su valor, puede
representar desde un bajo riesgo hasta un alto riesgo. Por lo tanto, en este modelo se busca predecir
la formacidn de CaCOs en el medio poroso al introducir los tiempos de formacion del mineral para
pozos productores.
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2.5. Tipos de mallas usadas en la simulacién de yacimientos

Para llevar a cabo una mejor implementacién de la metodologia planteada es necesario
tener en cuenta los diferentes tipos de mallas existentes para la simulacién de yacimientos,
considerando Unicamente los métodos tradicionales de distribucion de mallas siendo estos la de
nodos centrados y nodos distribuidos (Sepulveda Gaona & Escobar Macualo, 2005). En la Figura
8, Figura 9, Figura 10 y Figura 11 se observan los dos tipos de mallas descritas en la Tabla 9 y
Tabla 10.

Tabla 9. Tipos de mallas cartesianas. Adaptado de Sepulveda Gaona & Escobar Macualo
(2005).

) Distancia entre Volumen de celda Volumen de celda
Tipo de malla . )
nodos intermedia en las fronteras
Malla cartesiana de AX = L V. = AA AX
R = = AAX V. =A—

nodos distribuidos (M-1) { 2
Malla cartesiana de Ax— L V. = AAX V. = AAX

nodos centrados M f f

Donde ax es la distancia entre los nodos, L es la longitud total de todos los bloques, M es el
nimero de blogues, A es el area transversal de cada bloque y v, es el volumen de cada bloque.

Tabla 10. Tipos de mallas radiales. Adaptado de Sepulveda Gaona & Escobar Macualo

(2005).
Tipo de malla o Distancia nodo-nodo  Distancia nodo-frontera
Malla radial de _(r -t [ =al roo= (a=1)F
nodos distribuidos ¢~ /T, il 2 ng
Malla radial de (r /YN [ =al . (a1
nodos centrados =\, o "2 na

Donde T, es el radio externo del ultimo bloque, T,, es el radio del pozo, N es el nimero de

bloques, I; es el radio del bloque actual, T, es el radio del siguiente nodoy r.,,,, esel radio de la
siguiente frontera.

i= 1 2 M-1 M

: — L — |
Figura 8 Malla lineal de nodos distribuidos. Tomado de Sepulveda Gaona & Escobar
Macualo (2005).
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=1 2 M-1 M

—ax—]
| L — |
Figura 9 Malla lineal de bloques centrados. Tomado de Sepulveda Gaona & Escobar
Macualo (2005).
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Figura 10 Malla radial de nodos distribuidos. Tomado de Sepulveda Gaona & Escobar
Macualo (2005).
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Figura 11 Malla radial de bloques centrados Tomado de Sepulveda Gaona & Escobar
Macualo (2005).
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Capitulo 3: Metodologia

La Figura 12 presenta la estructura metodoldgica general que permite alcanzar los objetivos
planteados. El desarrollo de esta estructura hace posible desarrollar un trabajo ordenado y
estratégico, que conduce a conclusiones inequivocas referentes al diagnostico del dafio de
formacion por depositacion de escamas minerales en la formacion. Todos los resultados y analisis
que se presentaran mas adelante se obtuvieron a partir del procesamiento de informacién
recopilada de fuentes externas; sin embargo, de aqui en adelante y dado los fines exclusivamente
académicos de esta investigacion, seran agrupados como datos de origen de una denominacion
hipotética llamada campo USCO, que a su vez esta constituido por 4 pozos (USCO 1 a 4).

&

1. Recopilacion 3. Tratamiento 5. Andlisisde 6. Conclusionesy
de Informacion de Datos Resultados Recomendaciones

Figura 12. Metodologia general de trabajo.

A continuacion, se describe brevemente cada etapa de trabajo dentro de la ruta general
presentada en la Figura 12.

e Recopilacion informacion: Se seleccion6 la informacion mas importante y requerida para el
analisis del dafio a la formacion por incrustacion de sales minerales, entre las que se incluye:
analisis fisicoquimicos del agua, datos historicos de la produccion, datos de presiones de fondo,
presion promedio del yacimiento, datos de operaciones de workover, entre otros.

e Reuvision y analisis de informacion: Se llevé a cabo un control de calidad de la informacion
recopilada con el fin de garantizar que los datos seleccionados permitan una evaluacién precisa
del impacto de las sales en la vida productiva de los pozos del campo USCO. La informacion fue
representada a través de tablas y figuras que permiten un andlisis méas detallado de los datos
disponibles para los célculos preliminares, los cuales permitirdn comprender el comportamiento
que presentd cada pozo de acuerdo con los datos de produccién, como lo es el skin y caida de
presidn por dafio de formacion.

e Tratamiento de datos: Se planted un procedimiento para determinar el comportamiento que
presenta el CO2 de acuerdo con la variacion de la presion en el yacimiento, ademas se normalizé
la composicion fisicoquimica del agua de formacion con el proposito de estandarizar los resultados
para un mejor analisis.
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e Planteamiento de modelo matematico: Se desarroll0 un modelo matematico para
comprender el comportamiento que presentan los iones disueltos en el agua de formacién para un
pozo productor que presenta un flujo radial y tendencia a incrustar carbonato de calcio en el
yacimiento.

e Anélisis de resultados: A partir de la informacion disponible, el tratamiento de los datos
realizado y del modelo desarrollado, se estudio el comportamiento termodinamico y cinético del
carbonato de calcio en los pozos USCO 1, USCO 2, USCO 3y USCO 4, y el impacto que genera
la precipitacion del CaCOs en las propiedades petrofisicas de la roca y el dafio que se puede dar
en la formacion.

e Conclusiones y Recomendaciones: Algunos aspectos destacados fueron presentados al final
de este trabajo con el fin de mostrar la aplicabilidad de la metodologia desarrollada.

3.1. Recopilacion, Revisidn y Analisis de informacion

La informacion mas importante y requerida para el analisis del dafio a la formacion por
incrustacion de sales minerales incluye el andlisis fisicoquimico del agua, condiciones
termodinamicas del yacimiento, estado mecanico del pozo y datos histéricos de la produccion

3.1.1. Datos de yacimiento, fluidos y pozos

El yacimiento considerado tiene unas caracteristicas de homogeneidad tal, que permite
caracterizar los datos de yacimiento de todo el campo a través de la informacion de uno de los
cuatro pozos que constituyen el campo. Esto, aunque es una suposicién no generalizable para el
desarrollo préactico de este tipo de estudios, puede ser completado con la informacién detallada de
cada pozo de un campo real, sin afectar la metodologia de anélisis desarrollada. En esta
investigacion se considero6 que el pozo USCO 3 tiene algunas caracteristicas de yacimiento similar
a los pozos USCO 1, USCO 2 y USCO 4, como se observa en la Tabla 11. Con la diferencia de
que los datos de espesor de perforados y radios de cada uno de los pozos, fueron tomados
independientemente de los estados mecanicos, como se presenta en la Tabla 12.

Tabla 11. Informacion de yacimiento campo USCO.

Datos de yacimiento, del aceite y del agua
Temperatura (°F) P Promedio (Psi) K promedio (mD)  pw (g/cm3) P burbuja (Psi) Porosidad
234 4033 90 1.01 991.7 0.12
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Tabla 12. Espesor de perforados y radio de cada pozo.

USCO 1 USCO 2 USCO 3 USCO 14
rw (ft)  AhPerf. (ft)  rw (ft) Ah Perf. (ft) rw (ft)  AhPerf. (ft) rw (ft)  Ah Perf. (ft)
0.25 80 0.25 60 0.25 54 0.354 74

Uno de los factores importantes e influyentes en el agua de formacidn, es la concentracion
de CO> disuelta en la misma; sin embargo, estas mediciones normalmente son medidas en cabeza
de pozo, por lo que su capacidad de representar las condiciones de yacimiento puede ser muy
discutida. Altos valores de CO», reduce el valor de pH del agua; lo que conducen, a mejores
condiciones de disolucion de las sales de carbonatos (discutido en la seccion 2.3.2.5). Por lo
anterior, se seleccioné un valor bajo de concentracion de COa, de tal forma que este represente un
escenario critico y promotor de la formacion de precipitados de carbonatos. Dado lo anterior, se
fijé un valor de 35 mg/L a condiciones de separador (90 °F y 80 psi), como un escenario hipotético
que corresponda a condiciones propicias para la formacion de incrustaciones de CaCOs en el
yacimiento.

3.1.2. Datos fisicoquimicos del agua de produccion del campo USCO

A continuacion, se presenta la informacion disponible de los diferentes analisis
fisicoquimicos reportados para cada pozo del campo USCO. La Tabla 13, Tabla 14, y Tabla 15
presentan los analisis fisicoquimicos de las aguas de produccién de los pozos USCO 1, USCO 2y
USCO 4, respectivamente. De la informacién presentada no se tiene analisis fisicoquimicos del
agua de produccion del pozo USCO 3; adicionalmente, los datos disponibles de los diferentes
pozos presentan algunas inconsistencias relacionadas con la heterogeneidad en valores de los
parametros para un mismo pozo, lo que genera desconfianza en la calidad de la informacion, siendo
esto una caracteristica comun en los reportes historicos de caracterizacion de las aguas de
produccion de un campo petrolero. Por ejemplo, los datos fisicoquimicos de las aguas de los pozos
USCO 2y USCO 4 corresponden a muestreos y caracterizaciones de periodicidad casi similar; sin
embargo, los valores de concentracion para el ion HCOs present6 variaciones muy significativas
entre el primer y segundo periodo, a partir del cual se observo una tendencia mas estable en su
concentracion.

De manera especifica, para el pozo USCO 2; se reportd una concentracion del ion HCO3
de 366 ppm en la fecha 12 de julio de 2018, pero 20 dias posteriores otra muestra presentd un valor
de 2318 ppm para este mismo ion, una variacion superior al 533% (Ver Tabla 14). Para el pozo
USCO 4 se reportd 1720 ppm del ion HCO3™ el 12 de julio de 2018 y 20 dias después se reportd
2074 ppm para este mismo ion, es decir una variacion del 20.5% (Ver Tabla 15), lo cual son
variaciones anomalas en la concentracion de este ion. Por lo anterior, es necesario realizar un
tratamiento adecuado de los datos para el desarrollo de la metodologia planteada en el capitulo 4.
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Tabla 13. Anélisis fisicoquimico del agua de produccion del pozo USCO 1.

Pozo: USCO 1
Fe3* SO+ Ba?* HCOs crl Ca2*  Mg*  Sr?* Na* K*
(ppm)  (ppm) (ppm) (ppm)  (ppm)  (ppm) (ppm) (ppm) (ppm)  (ppm)
24-Mar-11  73.7 85 6.5 488 20669 3042 238 271 10100 327
30-Apr-10 200 744 8.0 427 23050 3985 246 373 9680 311

27-May-09 0.3 0 4.9 236 20400 4450 757 213 7020 140

Fecha

Tabla 14. Anélisis fisicoquimico del agua de produccion del pozo USCO 2.

Pozo: USCO 2
Fecha Fe** SO#& Ba* HCOs CI Ca* Mg*  Sr* Na* K*

(ppm)  (ppm) (ppm) (ppm)  (ppm)  (ppm) (ppm) (ppm) (ppm)  (ppm)
12-Jul-18 491 105 9 366 19550 3400 2065 7446 3910 6647
2-Aug-18 1.71 13 1 2318 18400 3920 2381 8584 4508 7663
12-Feb-19 - - - 951.6 18610 4448 2702 9741 5115 8695
13-Feb-19 - 13 45 963.8 18580 4440 2697 9723 5106 8680
10-Apr-19 - 168 11 866.2 18420 3644 2213 7980 4190 7124

Tabla 15. Anélisis fisicoquimico del agua de produccion del pozo USCO 4.

Pozo: USCO 4
Fecha Fe* SO Ba?* HCOsz Cl- Ca2*  Mg? Srz Na* . (opm)
(ppm) (ppm) (ppm) (ppm)  (ppm)  (ppm) (ppm)  (ppm)  (ppm)
12-jul-18  6.00 8 12 1720 20420 3200 1944 7008 3680 6256
2-ago-18  1.60 52 - 2074 20000 4040 2454 8847 4646 7898
30-ene-19  15.86 42 32 2732 20730 3920 2381 8584 4508 7663
12-feb-19 - - - 841 20820 4336 2634 9495 4986 8476
13-feb-19 - 5 70 829 20800 4328 2629 9478 4977 8461
15-jul-19 1440 32 0 512 21780 3456 2099 7568 3974 6756

Los datos del pozo USCO 1 (ver Tabla 13) comparados con los datos de la caracterizacion
fisicoquimica de los pozos USCO 2y 4, de la Tabla 14 y Tabla 15, respectivamente, se observa
una gran diferencia en cuanto a las concentraciones de los iones HCO3", Mg?*, Sr**, Na* y K*, lo
que puede representar inconsistencias de repetitividad y reproducibilidad respecto a los
procedimientos de muestreo y analisis llevados a cabo por distintos laboratorios y analistas, esto
debido a que los pozos del campo Arrayan comparten la misma fuente de agua de produccion. Lo
anterior, permite inferir que de acuerdo con la similitud en los tres ultimos anélisis de
caracterizacion fisicoquimica del agua de produccion los pozos USCO 2y 4, el agua de formacion
de todo el campo proviene de un acuifero comun, dada la similitud de resultados.



3.1.3. Datos de produccién

A continuacion, se presenta la informacion disponible de los histéricos de produccién para
el pozo USCO 1, USCO 2, USCO 3 y USCO 4, donde se tiene el caudal de aceite y agua, y la
presion de fondo de pozo diaria. El pozo USCO 1y USCO 4 presentaron intervenciones a lo largo
de todo el tiempo de produccidn, las cuales se dedujeron a partir del aumento de la produccion de
aceite para ciertas fechas en especifico. Dado que el estudio esta enfocado en la prediccion de la
precipitacion y depositacion de CaCOg, las intervenciones desarrolladas se consideraron como una
estimulacion acida, con el propdsito de disolver y remover el carbonato de calcio formado en el
yacimiento. Dado lo anterior, las intervenciones se representan por medio de las lineas rojas

graficadas en la Figura 13 y Figura 16.

3.1.3.1. Pozo USCO 1

Los datos de produccion del pozo USCO 1 se presentan en la Figura 13.
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Figura 13. Historico de produccion pozo USCO 1.
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3.1.3.1. Pozo USCO 2

Los datos de produccion del pozo USCO 2 se presentan en la Figura 14.
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Figura 14. Histérico de produccion pozo USCO 2.

3.1.3.2. Pozo USCO 3
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Los datos de produccién del pozo USCO 3 se presentan en la Figura 15.
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3.1.3.3. Pozo USCO 4

Los datos de produccion del pozo USCO 4 se presentan en la Figura 16.
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Figura 16. Histérico de produccion pozo USCO 4.

3.1.4. Célculo del skin por flujo bifasico

Para conocer el comportamiento que presentan los pozos a lo largo de su produccion se
hace necesario el célculo del skin. Para eso se hace uso de la ecuacion de estado seudoestable con
presion promedio de yacimiento planteada en la Tabla 2. Como se tiene una ecuacion para flujo
de aceite y otra para flujo de agua y cada una tiene la incognita de saturacion de agua y skin, la
solucion de estas dos incognitas se determina a partir del método numérico Newton Raphson, el
cual permite solucionar un sistema de dos ecuaciones no lineales con dos incdgnitas.

El calculo del skin se realiza con el propdsito de conocer si el pozo va presentando un
aumento o una disminucion del dafio a lo largo del tiempo. Para cuantificar el dafio ocasionado es
necesario la determinacion del gradiente de presion (ecuacion (3.1)), el cual permite calcular la
caida de presion que se da en el yacimiento debido al taponamiento del medio poroso por la
precipitacion y depositacion de sélidos.

AP

skin

=141.2(%js (3.1)
kh

A continuacion, se analizara el comportamiento de la caida de presion para los cuatro pozos
que son objeto de estudio.
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3.14.1. Pozo USCO 1

En la Figura 17 se observa el comportamiento de la caida de presion que presenta el pozo
USCO 1, el cual permite identificar tres periodos, los cuales estan delimitados por las
intervenciones realizadas. Estas intervenciones ocasionan una disminucion en la caida de presion;
sin embargo, no fueron eficaces debido a que la disminucién en la caida de presion fue muy poca,
es decir, el dafio ocasionado en todo el tiempo de produccion no fue removido completamente.
Para el periodo tres (3) se observa que el incremento en la caida de presion tiende a disminuir
(aumenta de manera leve), debido a que posiblemente se aplicé un inhibidor de escamas
organicas/inorgéanicas. Contrario al comportamiento que presenta la caida de presion, el skin tiende
a incrementar después de cada intervencion, lo cual se le puede atribuir al aumento del caudal de
agua y disminucion del caudal de aceite (ver Figura 13), por lo tanto, el incremento del dafio que
se esta observando se debe a la disminucion de la permeabilidad relativa del aceite y el aumento
de la permeabilidad relativa del agua. Dado lo anterior, el pozo presentd el mayor dafio por
precipitacion y deposicidn de sélidos en el primer periodo, debido a que, se presenta un incremento
del skin y de la caida de presion. Por lo tanto, los resultados a obtener del skin ocasionado por la
depositacion de inorganicos en el medio poroso, presentara un mayor incremento en el primer
periodo.
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Figura 17. Skin y delta de presion por dafio para el pozo USCO 1.
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3.1.4.2. Pozo USCO 2

De igual manera que en el pozo USCO 1, en la Figura 18 se observa el comportamiento de
la caida de presion del pozo USCO 2. A pesar de presentar un mayor tiempo de produccion que el
pozo USCO 1, este no presenta ninguna intervencion, por lo que se deduce que, la tasa de
incremento de dafio ocasionado por los scales organicos e inorganicos es menor, ya que para los
ualtimos dias de produccion este pozo presenta una caida de presion menor a la que tiene el pozo
USCO 1. La posible razén que explica la menor velocidad en el incremento de la caida de presion
se debe al bajo caudal de agua y aceite que este presenta en comparacion con el pozo USCO 1, es
decir, el pozo USCO 1 al presentar caudales de aceite por encima de los 1000 bpd y caudales de
agua promedio de 80 bpd, ocasiond6 una mayor precipitacion/depositacion de
organicos/inorganicos, provocando un incremento en la caida de presion en un tiempo temprano.
Ademas de los caudales de agua y aceite, otra razon que explica este fendmeno es la presion, dado
que el pozo USCO 1 opero a presiones de fondo mas bajas que el pozo USCO 2, por lo tanto, el
potencial de dafio por precipitacion de sélidos es mayor para el pozo USCO 1, ocasionando una
caida de presion mayor en un tiempo menor. Contrario a lo que sucede en el pozo USCO 1, en el
pozo USCO 2 se observa un incremento mutuo de la caida de presion y del skin en todo el intervalo
de produccion, por lo tanto, el dafio que presenta este pozo se debe exclusivamente a la
depositacion de solidos en el medio poroso.
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Figura 18. Pwf y delta de presion por dafio para el pozo USCO 2.



57

3.1.4.3. Pozo USCO 3

En la Figura 19 se observa el comportamiento que presenta la caida de presion para el pozo
USCO 3. A diferencia del pozo USCO 1 y USCO 2, este pozo presenta un comportamiento
diferente, el cual para los primeros dias de produccion se observa una disminucion en la caida de
presion, a lo que se le puede atribuir a un destaponamiento del medio poroso debido al alto caudal
de aceite con el que estuvo produciendo. El taponamiento previo a la produccion del pozo se les
atribuye a los fluidos de perforacion y completamiento, los cuales ocasionaron un dafio a la
formacion. El alto caudal de aceite debid generar un esfuerzo de cizalla sobre los sélidos
depositados, desprendiéndolos de la superficie y acarredndolos fuera del yacimiento, explicando
la disminucion de la caida de presion. Posterior a la disminucion de la caida de presion se observa
un incremento de esta misma, la cual llega al mismo valor con el que empez6 operando, lo cual se
debe a la depositacion de escamas organicas/inorganicas en el medio poroso conforme la presion
de fondo empieza a disminuir. De igual manera que el pozo USCO 2, el pozo USCO 3 ademas de
presentar un incremento en la caida de presion, también se da un incremento del skin, lo cual
permite inferir que el dafio que se genero se debio a taponamiento del medio poroso y no al cambio
de permeabilidades, como ocurri6 con el pozo USCO 1, y se puede confirmar mediante la Figura
15, donde se observa un bajo caudal de agua comparado con el alto caudal de aceite con el que
estuvo produciendo.
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Figura 19. Pwf y delta de presion por dafio para el pozo USCO 3.
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3.1.4.4. Pozo USCO 4

En la Figura 20 se presenta el comportamiento de la caida de presion para el pozo USCO
4. De igual forma que el pozo USCO 1, se observa que después del tratamiento 1 que se le realizo
al pozo USCO 4, la caida de presidon presenta una disminucion drastica por unos dias como
resultado de la intervencion, sin embargo, tiende a incrementar con una velocidad mucho mayor
con la que venia incrementando antes del tratamiento, a lo que se le atribuye a un mal
procedimiento de la intervencion, lo que conllevo a una mala eficacia de la remocion de los sélidos
depositados en el medio poroso. Posterior al abrupto aumento de la caida de presion, esta se sigue
incrementando de manera leve a lo que se le atribuye a una pequefia cantidad de solidos
organicos/inorganicos depositados debido a la disminucion de la presién. A pesar del leve
incremento de la presion, el skin si presenta un aumento significativo después del tratamiento, de
igual forma como ocurre en el pozo USCO 1, a lo que se le puede atribuir ese comportamiento al
cambio de permeabilidades debido al incremento de la produccién de agua y disminucion de la
produccidn de aceite (ver Figura 16).
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Figura 20. Pwf y delta de presion por dafio para el pozo USCO 4.

De acuerdo con el analisis anterior, el pozo que presenta el mayor dafio debido a la invasion
de los fluidos de perforacion y completamiento antes de la produccion es el pozo USCO 4, con
una caida de presion de 1556 psi. Por lo tanto, es el mas susceptible a presentar precipitacion y
depositacion de solidos en el medio poroso, debido a que, para tener la misma produccion de aceite
que los demas pozos, debe operar a presiones menores. El pozo que presenta la mayor caida de
presion debido a la depositacion de solidos organicos/inorganicos en el medio poroso es el pozo
USCO 1, el cual presentd una caida de presién maxima de 2800 psi. Esto se le puede atribuir a la
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baja presion con el que estuvo operando, provocando una mayor desestabilizacion termodindmica
de los iones presentes en el agua y de los compuestos organicos disueltos en el aceite, causando
una mayor cantidad de sélidos precipitados y depositados en el medio poroso. Ademas de la
depositacion de solidos, el cambio de permeabilidades debido al aumento del caudal de agua y
disminucion del caudal de aceite también impact6é de manera negativa el potencial del pozo USCO
1y USCO 4, incrementandose el skin conforme la produccion de aceite se iba disminuyendo.

3.2. Planteamiento modelo matematico

Para modelar el comportamiento de la precipitacion del CaCOz en el yacimiento, es
necesario tener en cuenta 3 parametros que influyen en el proceso de precipitacion y depositacion,
siendo estos el parametro termodinamico, el parametro cinético y el parametro hidrodinamico.

El parametro termodinamico hace referencia al comportamiento que presentan los iones a
ciertas condiciones en especifico, y permite determinar el estado de saturacion de una solucion. Si
la solucidn se encuentra en un estado de sobresaturacion, es posible determinar la cantidad maxima
que se puede formar de CaCOa. El célculo del indice de saturacion se realiza mediante el modelo
propuesto por Oddo y Thomson (1994), el cual se explica con detalle en la seccién 2.3.2.5 y se
presentan los resultados para cada uno de los pozos estudiados en la seccion 4.1.1.1.

El parametro cinético hace referencia a la velocidad de reaccion quimica que ocurre para
que se precipite toda la sal que se encuentra sobresaturada. Recordando que la velocidad de
reaccion del CaCOs esta en funcion del grado de saturacion de la solucion (seccion 2.3.4), es
necesario determinar primero el parametro termodindmico para calcular el tiempo que se necesita
para que se precipite todo el CaCOs. El modelo utilizado en este trabajo es el propuesto por
Ramstad et al. (2005), el cual se aplica para pozos que presentan una temperatura superior a los
100 °C. En la seccidn 2.3.4 se explica a detalle la definicion del tiempo que se necesita para que
se precipite todo el CaCOs, y se determina mediante la ecuacion (2.53).

El parametro hidrodinamico hace referencia a la velocidad que presenta el fluido en el
medio poroso. Se expresa por medio del tiempo hidrodinamico (ti), el cual se define como el
tiempo que se demora el fluido en pasar por cada nodo de la malla, por lo tanto, esta en funcion
del caudal de agua y el area transversal del bloque. Su definicion matematica, a diferencia del
parametro termodinamico y cinético, no esta definido, debido a que, depende del tipo de malla 'y
del tipo de flujo considerado.

Dado que el parametro hidrodinamico esta en funcion del tipo de malla, y la definicion
presentada es diferente a la que propone Safari & Jamialahmadi (2014) en la seccion 2.4.5, en la
seccion 3.2.1 se presenta el procedimiento desarrollado para definir matematicamente el tiempo
hidrodinamico del fluido (tni).
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3.2.1. Parametro hidrodinamico
3.2.1.1. Tipo de malla usada

El tipo de malla usada para llevar a cabo la simulacion fue una malla radial de nodos
distribuidos (Tabla 10), con el proposito de calcular la presion, velocidad del fluido en el medio
poroso y concentracion de CaCOz precipitado a diferentes radios de drene, y poder estimar la
cantidad depositada en cada una de las celdas que describen el intervalo espacial de simulacion.
La ecuacion (3.2) se utiliza para la determinacion de la presion de cada uno de los nodos de la
malla construida.

) Quityi | IN(1,/1)-0.75+5; | (3.2)
(Rut ), = Pron - 0.00708K,, h

Donde (ow )i es lapresion de cada nodo en psi, P, es la presion promedio del yacimiento

en psi, Q, es el caudal de agua en bpd, 1, es la viscosidad del agua en cada nodo en cp, I, es el

radio de drene en ft, I; es el radio de cada nodo en ft, S; es el dafio que hay en cada nodo, K, es
la permeabilidad efectiva del aguaen mD y h es la altura de la capa interés en ft.

3.2.1.2. Velocidad del fluido y tiempo en cada nodo

Dado que la malla a trabajar es de tipo radial, la velocidad del fluido sera diferente en cada
uno de los nodos, debido a que, el area transversal promedio que presenta cada bloque sera cada
vez menor conforme el radio de cada nodo se hace menor. Por lo que se hace necesario el calculo
de la velocidad que presenta el fluido en cada uno de los blogues para poder entender como es el
comportamiento hidrodinamico del agua en el yacimiento. Para el calculo de la velocidad del
fluido, se debe tener en cuenta el caudal de produccién de agua y el area transversal promedio de
cada blogue. El primer pardmetro se obtiene de los datos de produccion reportado por los
ingenieros de campo, y el segundo se determina a partir de los radios de las fronteras de cada
bloque (obtenidos a partir de la construccién de la malla radial de nodos distribuidos). La expresion
(3.3) describe matematicamente lo explicado anteriormente.

) =0 /(9(A)) &

Donde (Vf )i es la velocidad del fluido en cada nodo en ft, Q, es el caudal de agua en ft3/s,

. es el area transversal promedio de cada nodo en ft?, y ¢ es la porosidad del yacimiento.
1
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Para una malla de tipo radial con nodos distribuidos, los nodos pertenecientes a los limites
del yacimiento (radio del pozo y radio externo del yacimiento) solo presentan un limite que
comparten con el nodo posterior (para el radio de pozo) o con el nodo previo (para el radio externo
del pozo) (ver Figura 10), por lo que, el area transversal promedio para el nodo perteneciente al
radio del pozo se determina mediante la expresion (3.4) y para el nodo perteneciente al radio
externo del yacimiento se determina mediante la expresion (3.5).

(AT)| - h(l‘ "'r|+1/2) (3.4)
(AF)| :ﬂh(re-l_ri—llz) (3.5)

Donde h es laalturaen ft, 1, es el radio del pozoen ft, I, es el radio del nodo posterior

al nodo del radio del pozo en ft, r, es el radio externo del yacimiento, y r_;,, es el radio del nodo

previo al nodo del radio externo del yacimiento. La determinacion del area transversal promedio
para cada uno de los nodos ubicados en el centro de la malla se realiza mediante la expresion (3.6).

(Ar)| :”h(ri—llz"'rm/z) (3.6)

Remplazando la ecuacién (3.4), (3.5) y (3.6) en la ecuacion (3.3), se obtiene la ecuacion
(3.7) las cual permite determinar la velocidad del fluido para el nodo correspondiente al radio del
pozo, la ecuacion (3.8) para determinar la velocidad del fluido para los nodos ubicados en el centro
de la malla, y la ecuacion (3.9) para calcular la velocidad del fluido para el nodo correspondiente
al radio de drene méaximo.

(Vf )i = QW/”h¢(rw + ri+1/2) (3.7)
(Vf )i = vi/”h¢(re + ri—llz) (3.8)
(Vf )i = QW/”M( fiys * ri+1/2) (3.9)

Para el calculo del tni, se hace uso de las expresiones matematicas (3.10), (3.11) y (3.12).

thi=(n, 1)/ (V/), (3.10)
thi=(r.—r,)/(V ) (3.112)
th' ( vzl 1/2)/( ) (3.12)
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Sustituyendo las ecuaciones (3.7), (3.8) y (3.9) en las ecuaciones (3.10), (3.11) y (3.12), se
obtiene la ecuacion (3.13) la cual permite determinar el tiempo que se demora el fluido en pasar
por el nodo correspondiente al radio del pozo, la ecuacion (3.14) corresponde a los nodos ubicados
en el centro de la malla, y la ecuacion (3.15) corresponde al nodo del radio de drene maximo.

th;=zhg (1., -1,”)/Q, (3.13)
thi:”h¢(re2_ri—1/22)/Qw (3.14)
thy=7hg(r.0," - 1" ) /Q, (319)

3.2.2. Comportamiento del parametro hidrodinamico y parametro cinético

Como se discutié en la seccion 3.2.1, el pardmetro hidrodindmico hace referencia a tni, el
cual se define como el tiempo que se demora el fluido en pasar de un nodo a otro; por lo tanto, este
dependeré exclusivamente de las caracteristicas de la malla, del caudal de agua de produccion y
del espesor de la formacion. Dado el interés de conocer el comportamiento hidrodindmico del
fluido en el medio intersticial para el modelamiento de la cantidad precipitada y depositada de
CaCOz en el yacimiento, se debe realizar un perfil donde se visualice la variacion que presenta el
tni, en funcion del radio de drene.

De igual manera que el parametro hidrodinamico, también se definio el ts, de CaCQOsg, el
cual hace referencia al tiempo que se necesita para que se precipite toda la sal. Para comprender el
comportamiento que este presenta de acuerdo con la variacion de la SR de CaCOs en el agua de
produccidn, es necesario estudiar este parametro en dos escenarios que presenten diferentes SR,
siendo el primero un escenario de bajo riesgo el cual consiste en una SR = 1.03, y un escenario de
alto riesgo el cual consiste en una SR = 1.6.

Bajo Riesgo (SR=1.03) - thi - tfi Alto Riesgo (SR=1.6) « thi « tfi
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Figura 21. Comportamiento del: A. Tiempo hidrodinamico (th;). B. tiempo de formacion
de CaCOs (tfi).
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En la Figura 21-A se observa el comportamiento que presentan t y ti de CaCOz en un
escenario de bajo riesgo, en un perfil de radio de drene. De los dos parametros graficados, solo el
tni varia de acuerdo con el radio de drene, esto se debe a que, al ser una malla radial la velocidad
del fluido se va incrementando conforme el radio se va disminuyendo, causando una disminucién
en el tni. A diferencia del tyi, el valor de ti de CaCOs no depende del radio de drene, debido a que,
este se calcula a partir del SR maximo que presenta el agua en un dia, es decir, a la presion que se
tiene en la cara de la formacién. Dado que el escenario trabajado presenta un valor de la SR de
1.03, el t; de CaCOs tendré valores muy altos, esto se debe a que, al haber una SR cerca al valor
de equilibrio (SR = 1), la cinética de formacidn de cristales de CaCOs serd muy lento; por lo tanto,
para un escenario con una SR similar a 1.03 se podria considerar como un escenario libre de
precipitacion y depositacion de este mineral.

En la Figura 21-B se aprecia el comportamiento que presentan el tni y el ti de CaCO3 para
un escenario de alto riesgo en un perfil de radio de drene. Con respecto al valor del thi no se observa
ninguna variacion, debido a que, no depende del grado de saturacién de CaCOs en el agua; por lo
tanto, presenta el mismo comportamiento al del escenario de bajo riesgo. A diferencia del thi, el ts
de CaCOs si presenta una gran disminucion en su valor, esto se debe a que, al aumentar la SR a
valores cercanos a la zona de alto riesgo, definido por Ramstad et al. (2020), la velocidad de
reaccion se incrementa, ocasionando una disminucion en el tiempo de formacion de cristales de
CaCOsa.

3.2.3. Factor de precipitacion

Para comprender el proceso de precipitacion del CaCOs en el medio poroso, es necesario
tener en cuenta el tni (pardmetro hidrodindmico) y el tiempo de formacién del CaCOs (tii -
parametro cinético), debido a que, estos dos influyen fuertemente en la cantidad de la sal que se
puede precipitar y depositar en la formacion. Dado lo anterior, se hizo necesario definir un factor
de precipitacion (FP), el cual se expresa mateméaticamente por la ecuacién (3.16) y es equivalente
a la relacion entre el tiempo hidrodinamico (explicado en la seccién 3.2.1.2) y el tiempo de
formacion (ti) para que se dé la precipitacion total del CaCOs (definido en la seccion 2.3.4 y
calculado en la seccion 4.1.5).

_ Tiempo hidrodinamico
t.
fi

FP

(3.16)

Remplazando las ecuaciones (3.13), (3.14), (3.15) y (2.53) en la ecuacion (3.16) se obtienen
las ecuaciones (3.17), (3.18) y (3.19) , las cuales permite determinar el factor de precipitacion del
CaCOg para cada nodo perteneciente a la malla construida.
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(FP ), = zhgSR** (SR~1)"" (1. —rwz)/ (Qwe'“k* (s )) (317)
(FP) _ 7Zh¢SR025(SR 1)075 uzz)/(QWemk+ (B/4)in SRz)j (3.18)
(FP); =7hgSR** (SR - 1)075( i+1/2 _ri1/22)/(Qwelnk+(8/4)ln(SRz)) (3.19)

De igual manera como se estudié el comportamiento del parametro hidrodinamico y
cinético mediante el desarrollo de un perfil de radio de drene y el planteamiento de dos escenarios
con diferentes valores de la SR, se estudiara para los dos mismos escenarios el comportamiento
que presenta el FP;, con el proposito de comprender de una mejor manera como es la dindmica de
precipitacion en el medio poroso.

La Figura 22 corresponde a los resultados obtenidos al realizar el analisis en el escenario
de alto riesgo, donde se observa el comportamiento que presenta el ti de CaCOs, el thi y el FPi. En
comparacion a los resultados obtenidos al escenario de bajo riesgo, en este escenario el ti es mucho
menor; por lo tanto, el valor del FP; presentara valores comprendidos entre cero y uno. El FP; que
presenta un valor menor a 1 significa que no se precipitara la cantidad maxima de CaCOs. El
punto que se origina a partir del corte que se da entre la curva del thi y del tr del CaCO3 representa
el radio minimo del nodo (radio de riesgo) que presenta un FPi > 1, es decir, a radios mayores a
este se precipitara la cantidad méxima posible de CaCOz de acuerdo con las condiciones de presion
y temperatura. Es importante resaltar que el FPi presenta valores comprendidos entre 0 y 1, por
lo tanto, si FPi >1 el valor asignado en las ecuaciones (3.17), (3.18) y (3.19) tendré un valor de 1.
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Figura 22. Factor de precipitacion en un escenario de alto riesgo.

En la Figura 21-A se observa una gran diferencia entre los valores del ti del CaCO3 y del
tni, siendo el primero un valor muy grande; por lo tanto, el FP; para un escenario de bajo riesgo
tendra valores muy pequerfios los cuales se pueden considerar igual a cero. Esto implica que, no
se va a presentar precipitacion de CaCOs en las zonas cercanas al pozo a estas condiciones,
confirmando lo declarado por Ramstad et al. (2020), que afirmaron que no se presenta riesgo de
precipitacion a valores de la SR menor a 1.25. En la Tabla 16 se observan los tiempos de formacion
de CaCOs para diferentes SR con un valor menor a 1.25, con el propoésito de aseverar lo comentado
anteriormente.

Tabla 16. Tiempo de formacion del CaCO3 para diferentes SR

SR Tiempo de formacion de CaCOs (horas)

1.021 4.294*10
1.053 420679
1.111 184.86
1.176 33.19
1.25 15.84

El FP; presenta un comportamiento decreciente conforme el radio de drene se hace cada
vez mas pequefio a partir del radio de riesgo, eso se debe a que, la velocidad del fluido se va
incrementando debido a la disminucion del area transversal de flujo; por lo tanto, el th disminuye
a valores menores a los del ti del CaCOs. Este comportamiento representa el gradiente de
precipitacion que se da en un pozo productor, donde se tendra la menor cantidad de la sal
precipitada en la cara de la formacién y una cantidad maxima precipitada en radios cercanos al
radio de riesgo.

3.2.4. Tiempo de depositacion del CaCOs3

Para comprender como es el comportamiento de la depositacion de los cristales de CaCO3
precipitados, se hace uso del modelo propuesto por Safari & Jamialahmadi (2014), el cual toma
en cuenta los parametros hidrodindmicos, cinéticos y termodinamicos del fluido y de las sales. El
proceso consiste en determinar el tiempo que se necesita para que se deposite todo el CaCOs que
se ha precipitado a unas condiciones especificas de presion y temperatura, haciendo uso de la
ecuacion (3.20).

mpdp

O bl R (3.20)
" 6(1-gy VM,
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Donde t,, es el tiempo de depositacion en segundos, M es la cantidad precipitada en kg,
dp es el diametro del grano en m, @, es la porosidad del yacimiento, V, es el volumen total de

rocaen m?, M es la velocidad de precipitacion en kg/m?s.

Es importante conocer el tiempo de nodo y el tiempo de depositacion con el objetivo de
comprender la dindmica de depositacion que se da en los alrededores del pozo. Se desarrollaron
dos escenarios de estudio claves para su comprension. EI primer escenario corresponde al de bajo
riesgo el cual presenta una concentracion del mineral precipitado de 2.48 mg/l y el segundo
escenario corresponde al de alto riesgo una concentracion del mineral precipitado de 508 mg/I.

La Figura 23-A corresponde a los resultados del andlisis del primer escenario propuesto,
donde se visualiza el comportamiento que presenta el tgep de CaCOs y el thi. En este escenario el
taep tiene un valor mucho menor que el de tni; por lo tanto, se depositard todo el CaCOsz que se
encuentre precipitado en el agua a condiciones de yacimiento. Ademas, se observa que el tqep tiende
a incrementarse conforme el radio de drene va aumentando, debido a que, la velocidad del fluido
tiende a disminuir, por lo tanto, a mayores velocidades el tqep Serd menor.
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Figura 23. Tiempo de depositacion para un escenario de alta concentracion de CaCO:s.

En la Figura 23-B se reportan los resultados correspondientes al escenario que presenta una
concentracion de CaCOz precipitado de 508 mg/l. El tqep que se obtienen en este escenario sigue
siendo mucho menor al tni; por lo tanto, se depositara todo el CaCO3 que se encuentre precipitado
en el sistema. A diferencia del escenario de bajo riesgo, en el escenario de alto riesgo el tqep €S
menor, lo cual se debe a la concentracion de CaCOs precipitado. Esto se debe a que, al existir una
mayor concentracion de la sal, el proceso de depositacion se acelerara de acuerdo con el parametro
cinético de la sal; sin embargo, no afecta los resultados finales, los cuales demuestran que, sin
importar el grado de concentracion de la sal, siempre se depositara toda la cantidad precipitada en
cada uno de los nodos que representan la distribucion espacial de la zona cercana al pozo.
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Para la aplicacion del modelo de depositacion del CaCOs en la metodologia desarrollada y
en el software realizado, se tomara en cuenta la depositacion total de la sal precipitada en cada
nodo a las condiciones que se presenten, debido a que, tanto para el escenario de alta concentracion
como el de baja concentracion, los tiempos de depositacion para cada uno de los nodos siempre
seran menores al tiempo hidrodindmico.

3.2.5. Cantidad depositada de CaCO3

De acuerdo con la definicion del factor de precipitacion (FP) desarrollado en la seccion
3.2.3 y del tiempo de depositacion explicado en la seccion 3.2.4, la cantidad de carbonato de calcio
que se depositara en cada uno de los nodos se determina mediante la ecuacion (3.21). Cabe resaltar
que el valor del factor de precipitacion (FP) esta en un rango comprendido entre cero y uno. Si el
FP presenta valores mas alto a uno, se le designara un valor de uno por defecto.

PCaCO3 depi :(Pi—l_ P‘)FP (3.22)

Donde P_, es la cantidad de carbonato de calcio precipitado en el nodo anterioren kgy P,

es la cantidad de carbonato de calcio precipitado en el nodo actual en kg. Remplazando las
ecuaciones (3.17), (3.18) y (3.19) en la ecuacion (3.21), se obtienen las ecuaciones (3.22), (3.23)
y (3.24), las cuales permiten determinar la cantidad de carbonato de calcio para cada nodo
estudiado.

Praco depi = (Pu=P)AgSRE (SR=1)"" (1. —rwz)/ (Qwe'”k“B/“)'”(SRz)) (3.22)
PCaCOSdepi:”h¢(Pi P)SRY (SR 1)075(82 ri1/22)/(QwelnkJr(B/tl)ln(SRz)j (3.23)

PCaC03dep| wh (R, ~P.) SR (SR~ 1)075( fiar2 _ri-1/22)/(Qwelnk+(8/4)ln(SRz)) (3.24)

3.3. Tratamiento de datos

El efecto que ejerce el contenido de CO> en el agua de formacion para generar o0 no la
precipitacion del CaCOz esta plenamente establecido y discutido en la seccion 2.3.2.5; por lo
tanto, considerando que la concentracion de CO> en superficie es de 35 mg/L, fue necesario
establecer el comportamiento de la solubilidad de este gas desde condiciones de yacimiento hasta
condiciones de superficie. Para ello fueron realizadas simulaciones de la solubilidad del CO. en el
agua de formacion a diferentes condiciones de presion y temperatura mediante el uso de la
herramienta WinProp de CMG (Computer Modeling Group, Version 2019). Los resultados de la
simulacion son presentados en la Tabla 17.
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Los resultados reportados en la Tabla 17, demuestran que la concentracion de CO2 soluble
en el agua depende de las condiciones de yacimiento; por lo tanto, las mediciones obtenidas de
muestras tomadas en superficie requieren ser normalizadas a las condiciones de yacimiento a fin
de que sea informacién Gtil para predecir la precipitacion de CaCO:s.

Tabla 17. Concentraciones de CO simulados a diferentes presiones.

mol CO2/mol HO mol COy/L H,0

Presion (psi) <106 <10 ppm
80 2.8 1.6 6.8
580 29.3 16.2 71.4
1080 44.8 24.8 109.2
2080 52.0 28.8 126.7
3080 58.5 32.4 142.6
4080 65.4 36.2 159.4

La Tabla 18 contiene los ajustes finales obtenidos a 2 condiciones especificas: dato
experimental de condicién critica (cabeza de pozo) y prediccion objetivo (yacimiento). El dato
experimental disponible se simuld a una presion de 80 psi y una temperatura de 90 °F. Como se
observa, el ajuste fue muy satisfactorio frente a los 35 mg/L de CO> considerados como escenario
critico en la seccion 3.1.1. De esta manera, se puede inferir que las simulaciones permitieron
determinar unas condiciones de solubilidad de CO> apropiadas para la metodologia de trabajo
desarrollada. Sin embargo, la mayor recomendacién es contar con los datos reales a condiciones
de fondo de pozo, para lograr evaluar con mayor precision el fenomeno fisico de
precipitacién/depositacion de sales en el yacimiento.

Tabla 18. Concentracion de CO- en la fase acuosa a condiciones de superficie y de

yacimiento.
Localizacion .. s, Concentracion de
Condiciones termodinamicas
de muestra CO: (ppm)
Presion: 80 psi
Cab 35.1
abeza pozo Temperatura: 90°F
) Presion: 4 i
Reservorio resion: 4080 psi 159.47

Temperatura: 230 °F

Con el propésito de determinar la solubilidad del CO; a las diferentes condiciones de
presion, se graficaron los datos de la Tabla 17 y se realiz6 una regresion de tipo lineal con un muy
buen ajuste establecido por el valor de R? = 0.9996 como se observa en la Figura 24. La ecuacion
(3.25) fue obtenida para el calculo de la solubilidad del CO2 para diferentes presiones.
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CO, =3.783061*107"P +2.080052*10°° (3.25)

Donde co, es la concentracion de CO? disuelto en el agua (mol/L) y P es la presion del

sistema (psi).
0.0038

y = 3.783061E-07x + 2.080052E-03
0.0036 - R?=0.9996
0.0034
0.0032
0.003 _

0.0028 -

0.0026 -

Solubilidad COz (mol/L)

0.0024 +

0.0022 - f f T f — | —
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Figura 24. Solubilidad del CO- vs presion.

La consideracién de un acuifero comun en el yacimiento esta de acuerdo con el analisis de
los datos de la caracterizacion fisicoquimica del agua de produccién de los tres pozos (USCO 1 a
3); por lo tanto, para esta investigacion se empleara un analisis fisicoquimico caracteristico para el
yacimiento del campo USCO. Dado que este debe estar acorde a los reportes/evidencias
disponibles del comportamiento de cada uno de los pozos objeto de interés, en la Tabla 19, se
presenta la composicion fisicoquimica del agua de formacion para el campo USCO.

Tabla 19. Andlisis fisicoquimico generalizado para el campo USCO.

Campo USCO
Fe¥* SO Ba*  HCOs CI Ca* Mg?* Sr2* Na* K*
(ppm)  (ppm) (ppm)  (ppm)  (ppm)  (ppm)  (ppm)  (ppm)  (ppm)  (ppm)
6.29 43 28 1477 19642 4030 2448 8827 4635 7879
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Capitulo 4: Resultados y Analisis

En esta seccion, se presentan los resultados obtenidos durante el desarrollo de la
metodologia para la evaluacion del dafio a la formacion generado por la depositacion de escamas
inorganicas en los pozos del campo USCO. Con el propdsito de presentar estratégicamente los
hallazgos encontrados, se definieron 2 fases de trabajo, presentadas en la Figura 25.

indice de saturacion y cantidad Diagrama de riesgo
é precipitada operacional
' Y
o o

A £
- = () o

Modelamiento Perfil de presion ideal y

termodinamico CaCO: considerando dafio por Tiempo de induccion del CaCO3
perforacion y completamiento

ﬁ Afectacion de la porosidad TePn sk
P & () —~
_— O
> - L 4 L b _ </
Dafio a la formacidn
por sales minerales Py

Cantidad depositada Afectacion de la
permeabilidad

Figura 25. Metodologia planteada para la evaluacion del dafio a la formacién por
incrustaciones inorganicas.

4.1. Primera fase: Modelamiento termodinamico y cinético del CaCOs3

Con base en el marco teérico y la informacion del yacimiento presentada en el capitulo 3,
la primera fase consiste en el modelamiento termodindmico del CaCOz empleando el modelo de
Oddo-Thomson para los pozos USCO 1 a 4, a condiciones de yacimiento, ademas se realizara una
primera aproximacion de la cantidad precipitada del mineral de acuerdo con los parametros usados
en esta fase (presion y caudal de agua).

4.1.1. Célculo del indice de saturacién y cantidad precipitada de CaCO3

A partir del indice de saturacién se determin0 la presion onset del carbonato de calcio a
una temperatura de 234 °F, presentando un valor de 2375 psi. Dicho parametro hace referencia a
la presion donde se empieza a presentar un IS positivo, es decir, a presiones menores a esta ocurrira
la precipitacion del mineral.

41.1.1. PozoUSCO1

Se calcul6 el indice de saturacion haciendo uso de la ecuacion (2.41) y la cantidad
precipitada de CaCOsz haciendo uso de la ecuaciéon (2.49), teniendo en cuenta la solubilidad de CO-
empleando la ecuacion (3.25). Los resultados de la estimacion del indice de saturacion y la
cantidad precipitada para el CaCOs durante el tiempo de operacion del pozo USCO 1, son
presentados en la Figura 26.
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Figura 26. A. indice de saturacion y B. Cantidad precipitada acumulada de CaCOs del pozo
USCO 1.

En la Figura 26-A se observa que el pozo USCO 1 empez6 la produccion con un indice de
saturacion negativo, es decir; en dicho periodo la presion del sistema fue mayor que la presion
onset; por lo tanto, no se precipitd CaCOz en el periodo comprendido entre los primeros 70 dias
de produccién. A partir del dia 71, el indice de saturacién empezd a ser positivo, causando asi que,
el agua de formacion presente una tendencia incrustante para este mineral. Ademas, se puede
observar la relacion inversa que existe entre el indice de saturacion y la presion, el cual presenta
un incremento conforme la presién en fondo de pozo tiende a disminuir, es decir, al operar con
presiones mas bajas se presentard un indice de saturacién mayor, provocando un incremento en el
riesgo de dafio por precipitacion y depositacion de CaCOs.

En la Figura 26-B se observa el incremento de la cantidad precipitada de CaCOzen funcion
del tiempo de produccion, donde se presentd para el Gltimo dia de produccion (dia 663) una
cantidad acumulada de CaCOs precipitado de 5097 kg. Es importante aclarar que la cantidad
acumulada precipitada corresponde a la maxima cantidad que se pudo presentar en un pozo en
todo el tiempo de produccion, es decir, es el escenario critico donde no se considera la cinética de
la formacién del mineral; por lo tanto, la velocidad de reaccidn se considerara tan rapida que la
precipitacion sera instantanea; sin embargo, la realidad es que la precipitacion y depositacion
dependen de factores tanto cinéticos como hidrodindmicos a las condiciones de yacimiento, como
se menciono anteriormente.

4.1.1.2. Pozo USCO 2

Al realizar el calculo del indice de saturacion para el CaCO3, se obtuvo que el agua de
produccién del pozo USCO 2 tuvo tendencia incrustante a partir de los 300 dias de produccion, tal
como se observa en la Figura 27-A. A partir del dia 301 el indice de saturacion empez6 a ser
positivo, con un incremento sostenido, lo cual se explica por la disminucion en la presidn de fondo
(Pws), es decir, un aumento del gradiente de presion. A medida que la concentracion de CO; en el
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agua de formacion disminuye, la capacidad para disolver el CaCOzes menor, dado que el agua se
vuelve cada vez mas basica (> pH) (Patton, 1986).
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Figura 27. A. Indice de saturacion y B. Cantidad precipitada acumulada de CaCOs3 del pozo
USCO 2.

Siguiendo el mismo procedimiento realizado para el pozo USCO 1, se calculé la cantidad
total de CaCO3z que pudo llegar a precipitarse. Al dia 2432, se obtuvo una cantidad precipitada
acumulada aproximada de 453 kg. A partir del dia 1903, la velocidad en el incremento de la
precipitacién de CaCOs se hizo mayor debido al aumento del caudal de agua producido (8 bls) (ver
Figura 27-B.).

4.1.1.3. Pozo USCO 3

A diferencia de los analisis expuestos en los pozos USCO 1y USCO 2, al realizar el calculo
del IS del CaCOs para el pozo USCO 3 se obtuvo que el agua de formacion se encontrd en
condicion subsaturada, debido a que, las presiones con la que opero este pozo fueron superiores a
la presidn onset, por consiguiente, no hay tendencia a generar incrustaciones de este mineral. El
comportamiento del indice de saturacion se observa en la Figura 28.

Dado que el indice de saturacion para todo el tiempo de produccion es negativo, es decir,
la solucion se encuentra subsaturada, no hay riesgo de precipitacion de CaCOg; por lo que este
pozo no se tomara en cuenta para los analisis posteriores que se realizaran sobre el dafio de
formacion.

4.1.1.4. Pozo USCO 4

Al realizar el célculo del indice de saturacion para el CaCOs, se obtuvo que el agua de
formacion tuvo tendencia incrustante a partir del dia 24, debido a las bajas presiones con las que
empez6 operando (Figura 29-A). Considerando la intervencion realizada, se observa un cambio
significativo en el indice de saturacion (1S), ya que, a partir del tratamiento las presiones tendieron
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a incrementarse por encima del punto donde se empieza a precipitar el CaCQOs3, ocasionando que
el indice de saturacion tuviera valores negativos; sin embargo, el comportamiento de este
parametro durd solo 20 dias, retomando a partir del dia 21 (posterior al tratamiento) un incremento
en el valor del indice de saturacion siendo estos valores mayores a cero (0).
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Figura 29. A. indice de saturacion y B. Cantidad precipitada acumulada de CaCOs3 del pozo
USCO 4.

Para el dia 1395 (tiempo total disponible de produccion), se obtuvo una cantidad de CaCOs
precipitado acumulada de 723 kg aproximadamente (Ver Figura 29-B), siendo una baja cantidad
para todo el tiempo de produccién, debido a que, a pesar de haber un incremento del caudal de
agua (13 bpd promedio) después del tratamiento, la presion que presentd el pozo USCO 4 entre
los dias 697 y 1395 fue mayor a los 1600 psi, una presion cercana a la presion onset (2375 psi).
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4.1.2. Observaciones generales para todos los pozos del campo USCO

Las incrustaciones de CaCOs se presentan cuando el agua esta sobresaturada a cierta
presion y temperatura, y el potencial de dafio se debe principalmente a las caracteristicas
fisicoquimicas del agua en combinacion con la magnitud del caudal de agua y del radio onset del
CaCO:s (radio de drene el cual presenta una presion donde empieza ocurrir la sobresaturacion del
mineral - explicado en la seccion 4.2.1). Las caracteristicas fisicoquimicas hacen referencia al
grado de saturacion que presenta la sal cuando se encuentra en desequilibrio termodinamico, el
cual, conforme es mayor la saturacion del mineral (SR), menor sera el tiempo que se necesita para
que se precipite el CaCOz causando un incremento en el dafio de formacion (explicado en la
seccion 2.3.4). El caudal de agua junto con el radio onset determinan el potencial del dafio, debido
a que, se deben tomar en cuenta el factor hidrodindmico del fluido y el factor cinético, donde,
dependiendo de cual domine, asi mismo el dafio de formacion sera nulo, leve o grave. Es decir, si
el pozo presenta un radio onset pequefio (menor a 1 ft) y un alto caudal de agua (mayor a 100 bpd),
el factor hidrodindmico del fluido predominara sobre el factor cinético, causando un dafio nulo o
leve en la formacion, pero, si el pozo presenta un radio onset grande (mayor a 5 ft) y un alto caudal
de agua (mayor a 500 bpd segin Ramstad et al. (2020), el dafio que se presentara en la formacion
sera grave, afectando seriamente las propiedades petrofisicas como lo son la porosidad y la
permeabilidad.

Cabe resaltar, que la porosidad afecta de manera indirecta en la depositacion del mineral,
debido a que, al disminuir el espacio poroso la velocidad del fluido se incrementara (se discute en
la seccion 3.2.1.2), por lo que, no se tiene en cuenta una variable petrofisica de manera directa que
determine el potencial de incrustacion del CaCOz en el yacimiento. Por consiguiente, son cuatro
los factores que influyen en la formacion de CaCO3: el estado de saturacion de los iones, la tasa
de produccién de agua, la presion (de yacimiento o de fondo de pozo), y la temperatura. La Figura
30 presenta un esquema con las caracteristicas que debe tener cada parametro para favorecer la
formacion de incrustaciones de carbonato.

Sobre-saturacion Alto Baja Cambios de Radio onset
;. —
[POVHETE GE COCL ) | m— iones aw + presion Temperatura + del CaCO,
|

l—r—l J | J
| [
Analisis Fisicoguimico Histérico de produccion y Comportamiento
del agua presiones del pozo termodinamico

Figura 30. Variables que afectan las incrustaciones inorganicas.

En la Tabla 20 se observa el resumen de la cantidad de CaCOs precipitada para los 4 pozos
evaluados, de los cuales el pozo USCO 1 fue el que presentd el mayor riesgo de formacion de este
mineral, debido a la mayor cantidad precipitada de CaCOs en el menor tiempo de produccion
presentado. Lo anterior se debe al alto caudal de agua producido y las bajas presiones de fondo
manejadas.
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Tabla 20. Cantidad de CaCOs precipitada para los cuatro pozos.

Pozo Cantidad de CaCOs Tiempo total de operacion,
precipitada (Kg) (dias)
USCo 1 5087 663
USCO 2 453 2432
USCO 3 0 573
USCO 4 723 1395

En la Figura 31 se exhibe una comparacion de la cantidad precipitada acumulada de CaCOs3
de los pozos USCO 1, USCO 2 y USCO 4, para los primeros 296 dias de vida productiva. Se
escogio este intervalo porque en este lapso de operacidén ninguno de los tres pozos habia sido
intervenido. Se observa que el pozo USCO 1 tuvo una mayor cantidad precipitada acumulada,
asociado principalmente a un mayor caudal de agua de producciéon acumulado. Por esta misma
razén, se observa como los pozos USCO 2 y USCO 4 presentaron una cantidad precipitada
acumulada supremamente baja para este tiempo de produccién (0.2 kg y 0.27 kg respectivamente),
lo que se debe, ademas de la baja produccion de agua, a la alta presién en fondo de pozo con la
que estuvieron produciendo estos dos ultimos.
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Figura 31. Cantidad precipitada acumulada y caudal de agua acumulado pozos USCO 1, 2y 4.

Finalmente, para observar la incidencia que tienen las principales variables operacionales
sobre el fendmeno de precipitacion de sales minerales en todos los pozos evaluados, la Tabla 21
contiene el caudal de agua promedio, la presion de fondo, el indice de saturacion y la cantidad
acumulada de CaCOg para los primeros 296 dias de produccion. Varias observaciones pueden ser
destacadas, por ejemplo, el pozo USCO 4 a pesar de haber tenido un caudal de agua promedio
menor al pozo USCO 2, tuvo un IS de CaCOs mas alto que el del USCO 2, debido a que la presion
de fondo fue mas baja; por lo tanto, la cantidad precipitada acumulada de CaCO3 fue mayor para
el pozo USCO 4.
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En la Tabla 21, se observa que, el pozo USCO 1 tuvo una mayor cantidad precipitada
acumulada; lo cual, estd asociado principalmente a su operacidn bajo un escenario critico definido
por el mayor caudal de agua y menor valor de Pwf de produccion. Asimismo, no fue necesario
tener en cuenta el factor temperatura en los analisis, debido a que influye en situaciones donde hay
cambios considerables (este caso por ser un anlisis a condiciones de yacimiento es razonable
asumir temperatura constante). Cabe resaltar que, el pardmetro hidrodinamico del fluido
(velocidad del agua) y cinético del mineral, se consideran posteriormente, debido a que, se deben
definir otras variables para su estudio.

Tabla 21. Comportamiento de las variables que més afectan la precipitacion de sales, para
los primeros 75 dias de produccion, de los pozos USCO 1, 2y 4.

Poz0 Tie,mpo Qw prom  Pwf r_nin IS max Cantidad acumulada
(dias) (bls) (psi) CaCOs (Kg)
USCO 1 296 85.47 1304 0.1337 1025
USCO 2 296 3.73 2262 0.0135 0.2
USCO 4 296 3.26 2160 0.0261 0.27

La Figura 32 expone el comportamiento que present6 la concentracion de CO; en la fase
acuosa en funcion de la variacién de la presion de fondo del pozo USCO 1. La relacion que existe
entre la solubilidad y la presion es directa, por lo tanto, al disminuir la presion de fondo, disminuira
la solubilidad del gas. Dado que la solubilidad del CaCO3 esta en funcién de la cantidad de CO>
disuelto, al disminuir la concentracién del gas la solubilidad del mineral disminuira, provocando
un incremento en el indice de saturacion.

0.0040 4000
« CO2
. 3500 ° Pwf
0.0035 .
= '
=} . .
2 m . . 3000
~ 00030 . T e T . . —
. .“ o . . n
S R Sandb RS A . 2
o . . 1B H 2500
. X - L
5 < % . . %‘J‘ Ry Net— 2
© . 3 . o
® 0.0025 . N . .
o *% ..
= . . 2000
O g|*
= N .
] . AR
¢ 0.0020 s b Na .
d&.f?"‘ ‘ 1500
0.0015 1000
0 100 200 300 400 500 600
Tiempo (dia)

Figura 32. Solubilidad del CO2 pozo USCO 1.
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4.1.3. Perfil de presion ideal y considerando dafio por perforacion y completamiento

Al momento de ser perforado el pozo generalmente ocurre un dafio en la formacién debido
a la intrusion de fluidos de perforacién y completamiento, ocasionando una caida de presion
adicional en la zona alterada aledafia al pozo, debido a cambios en las propiedades petrofisicas de
la formacion. El calculo del perfil de presion omitiendo el skin tiene como objetivo analizar el
impacto que presenta el dafio ocasionado por perforacion y completamiento en la
precipitacién/depositacion del CaCOg, ya que, si la presion en fondo de pozo sin el skin es mayor
que la presién onset del CaCOs, significa que el dafio por inorgénicos se induce por el dafio de
perforacion y completamiento, debido a que este ocasiona una caida de presion adicional, haciendo
que la presion en fondo de pozo sea menor a la presion onset. Para la construccion del perfil de
presion considerando el skin, se asumio6 un valor de 7 ft para el radio de dafio para todos los pozos
a estudiar (USCO 1, USCO 2 y USCO 4). Dicho valor se seleccion6 de manera aleatoria con fines
académicos considerando que el fluido de perforacion y completamiento invadieron la formacion
con un radio de maximo de 7 ft. A continuacion, se analizara el perfil de presion para la fecha
donde se empieza a precipitar el CaCOs de todos los pozos (USCO 1, USCO 2 y USCO 4),
considerando que estos no tienen dafio inicial y considerando que si presentan el dafio inicial (skin
calculado por la ecuacion de Darcy), tal y como se presenta en la Figura 33.

4.1.3.1. Pozo USCO 1

El pozo USCO 1 empezé a operar con presiones por debajo de la presion onset (2375 psi)
a partir del dia 71, donde presento una presion en la cara de la formacion de 2346 psi considerando
el dafio ocasionado por la invasion de los fluidos de perforacién y completamiento (ver Figura 33-
B). Si se omite el dafio ocasionado por los fluidos de perforacién y completamiento, la presion
ideal en la cara de la formacion hubiera sido de 4026 psi (ver Figura 33-A), presentando un valor
muy superior a la presion onset del CaCOs, por lo que, la caida de presiéon de 1680 psi ocasionada
por la invasion de los fluidos de perforacion y completamiento fueron los causantes del inicio de
la precipitacion de esta sal para el dia 71.
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Figura 33. Perfil de presion ideal (A) y perfil de presion real (B) del pozo USCO 1.
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4.1.3.2. Pozo USCO 2

De igual forma se lleva a cabo la metodologia para el pozo USCO 2, el cual tuvo una mayor
caida de presion a partir del radio de dafio (7 pies), como se observa en la Figura 34-A y en la
Figura 34-B, causando una caida de presion adicional en la cara de la formacion de 1643 psi, donde
se tuvo una presion de fondo ideal de 3989 psi y una presion real de fondo de 2346 psi, por lo que
la posible precipitacion de CaCOs se pudo empezar a generar a partir de los 137 dias, debido a
que, se tuvo una presion por debajo de la presién onset (2375 psi), generando un posible dafio
ocasionado por la precipitacion y depositacion de CaCOsen la zona afectada por la invasién de los
fluidos de perforacion y completamiento.
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Figura 34. Perfil de presion ideal (A) y perfil de presion real (B) del pozo USCO 2.

4.1.3.1. Pozo USCO 3

Para este caso el pozo USCO 3, tuvo una presiéon de fondo de pozo de 3479 psi sin
considerar dafio por fluidos de perforacién y completamiento como se observa en la Figura 35-A,
mientras que, si se considera el dafio presentado en la formacién a partir de los 7 pies, la presién
en la cara de la formacién hubiera sido de 2799 psi (ver Figura 35-B), es decir, a pesar de haberse
presentado una caida de presion de 680 psi debido a la invasion de los fluidos de perforacion y
completamiento, el pozo empezd operando con una presion por encima de la presion onset del
CaCOg3 (2375 psi).

4.1.3.1. Pozo USCO 4

En el caso de este pozo, a diferencia del pozo USCO 2, las presiones con la que se operaron
fueron més bajas para los primeros dias, donde se empez0 a tener presiones de fondo por debajo
al onset (2375 psi) a partir del dia 36 con un valor de la presion en la cara de la formacion de 2373
psi teniendo en cuenta el dafio ocasionado por la invasion de los fluidos de perforacion y
completamiento, generando una caida de presion de 1210 psi (ver Figura 36-B). La presion ideal
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en la cara de la formacion sin dafio por los fluidos de perforacion y completamiento para el dia 36
fue de 3939 psi (ver Figura 36-A), siendo una presion con un valor de 1375 psi por encima de la
presion onset, es decir, si no se hubiera presentado el dafio comentado anteriormente, este pozo no
hubiera presentado para el dia 36 un inicio de la precipitacion y depositacion de CaCO:s.
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Figura 35. Perfil de presion ideal (A) y perfil de presion real (B) del pozo USCO 3.
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Figura 36. Perfil de presion ideal (A) y perfil de presion real (B) del pozo USCO 4.

4.1.4. Diagrama de riesgo operacional

En la seccion 4.1.1.1, 4112, 4113 y 4.1.1.4 se realiz6 Unicamente el estudio
termodinamico del CaCOs, por lo tanto, no se considero la cinética de reaccion para la
precipitacion. Dada la importancia de tener en cuenta la cinética en un proceso de precipitacion y
la necesidad de establecer unos criterios que aseguren la ausencia o disminucion de riesgo de
precipitacion de CaCOsz durante el proceso de produccidn, se propone la Figura 37, la cual, toma
en cuenta la definicion del riesgo de precipitacidn por la cinética de reaccion Ramstad et al. (2005)
y estima la cantidad mé&xima de CaCOs que se puede precipitar (a partir de resultados del estudio
termodinamico). El diagrama tiene en cuenta el concepto de tiempo de induccion, es decir, la



80

velocidad de precipitacion del CaCOs depende del grado de saturacion de los iones y las
condiciones especificas de presion y temperatura. Es decir, si el tiempo es menor a ti, la cantidad
de CaCOz a precipitar sera una fraccion de la cantidad méaxima posible; en caso contrario, si el
tiempo de induccion es lo suficientemente bajo, se podria llegar a precipitar la cantidad maxima
disponible de CaCOs.

En la Figura 37 se presenta las condiciones operacionales bajo las cuales puede clasificarse
la precipitacion de sales en los pozos del campo USCO, dividiendo el &rea de precipitacion en 3
zonas de riesgo (bajo, medio, alto). El area de riesgo bajo se encuentra delimitada por la curva de
bajo riesgo (linea verde) y la presion onset del CaCOs equivalente a una presion de 2375 psi. Este
es el punto donde se empieza a sobresaturar la solucion acuosa, indicando un desequilibrio
termodinamico. Desde el punto de vista termodinamico, la maxima cantidad de CaCOs es baja, lo
cual, combinado con t;i de dicho mineral hacen de esta zona un area de bajo riesgo
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Figura 37. Diagrama de riesgo operacional campo USCO

El area comprendida entre la linea de bajo riesgo (linea verde) y la linea de alto riesgo
(linea roja) define la region de riesgo medio, lo cual indica que a presiones de fondo por debajo de
1590 psi y por arriba de 779 psi, se presentara precipitacion/depositacion de CaCOs. Desde el
punto de vista de la termodinamica, la cantidad a precipitar de CaCO3 serd mayor a la que se puede
formar en la zona de riesgo bajo; mientras que, desde el punto de vista cinético, el tiempo de
induccidn serda menor al que se presenta en la zona de bajo riesgo, pero su valor sigue siendo alto.
De acuerdo con los criterios anteriores, a las condiciones que se operen en esta zona, no representan
un alto riesgo de dafio de formacion. A presiones de fondo menores de 779 psi se encuentra la
region de alto riesgo, la cual indica que el t; del CaCOs va a ser lo suficientemente bajo en
comparacion con el tq presentado en la zona de riesgo medio; causando que la reaccion de
formacion de CaCOs sea més répida. Por lo tanto, operar con presiones de fondo por debajo de
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779 psi, implica la probabilidad mas alta de dafio a la formacidn por precipitacion/depositacion de
CaCOs, que, en combinacion a un alto o bajo caudal de agua, puede generar dafios severos en el
yacimiento.

4.1.5. Tiempo de induccién del CaCOs (tr)

Los tres escenarios de riesgo delimitados en el diagrama operacional del campo USCO
(Figura 37) estan en funcion del tiempo de induccion del CaCOs (definido en la seccién 2.3.4). El
comportamiento del tsi en funcion de la Pwf es presentado en la Figura 38, donde se observa que
en la zona de bajo riesgo el ti para presiones mayores a la presion onset tiende a incrementar hasta
infinito, por lo que se espera que la solucion se encuentre en condiciones de equilibrio. La linea de
bajo riesgo presenta un ts de 15.84 horas. Cabe resaltar que el incremento del tiempo de induccion
en esta area es de tipo logaritmico, es decir, conforme la presion de fondo se iguala a la presion
onset (2375) su valor tendera a ser infinito, por lo tanto, el riesgo de precipitacién en el yacimiento
disminuye de manera logaritmica. En la zona de riesgo medio la variacion de tsi con la presién no
es tan significativa como lo es en el escenario bajo. El intervalo de presion que delimita esta area
con la zona de riesgo alto y bajo corresponde a un tiempo de induccién minimo de 5.17 horas y
méaximo de 15.84 horas. Por ultimo, la zona de alto riesgo presenta un tiempo de induccién bajo,
es decir, a partir del punto que delimita la zona de alto riesgo y medio riesgo el ti sera menor a
5.17 horas, lo suficiente para precipitar cantidades considerables de CaCOs.
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Figura 38. Tiempo de induccién del CaCO3 vs presion.

A continuacion, se discutira la evolucion del riesgo operativo de precipitacion de escamas
minerales para los pozos USCO 1, USCO 2 y USCO 4 donde se evidencia el avance del riesgo por
parte de la precipitacion del CaCOz conforme la presion tiende a disminuir.
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4.1.5.1. Evolucion del riesgo para el pozo USCO 1

En la Figura 39 se evidencia la evolucidn de la criticidad de precipitacion de CaCOs para
el pozo USCO 1 conforme la saturacion del mineral en el agua se fue incrementando, debido a la
diminucion paulatina de la presion de fondo, observandose que pasa de una zona de riesgo bajo de
precipitacion a la zona de riesgo medio, donde para el dia 247 la presion de fondo tuvo un valor
de 1327 psi, siendo mucho menor a la presion onset del CaCO3z en el campo USCO (2375 psi).

5.0 -

e Dia 87
45 + Dia 207

2. Medio riesgo 1. Alto riesgo » Dia 247

40 |
35 -

3.0

SR CaCO03

25 +
20 —

15

1.0 T —+ w L —t— w "
20 40 60 80 100 120

Temperatura (°C)

Figura 39. Diagrama de riesgo operacional pozo USCO 1.

4.1.5.2. Evolucion del riesgo para el pozo USCO 2

En la Figura 40 se evidencia la evolucién de la criticidad de precipitacion de CaCO3 para
el pozo USCO 2, donde se observa que para el dia 2195 alcanz6 la zona de riesgo medio, momento
en que la presion de fondo presentd un valor de 1274 psi.

4.1.5.3. Evolucion del riesgo para el pozo USCO 4

En la Figura 41 se presenta la evolucion de la criticidad de precipitacion de CaCOs para el
pozo USCO 4, observandose que para el dia 991 empezd a operar en el limite de la zona de riesgo
bajo-medio con una presion de fondo de 1503 psi, valor muy cercano al que presenta la linea de
bajo riesgo.
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Figura 41. Diagrama de riesgo operacional pozo USCO 4.

Es importante recordar que el andlisis realizado para determinar el avance del riesgo
operacional para los 3 pozos estudiado (USCO 1, USCO 2 y USCO 4), esta en funcion Gnicamente
de la presion de fondo de pozo, ya que, es la unica propiedad que ocasiona el desequilibrio
termodinamico de la solucién (la temperatura se asume constante en todo el yacimiento) y genera
un potencial de precipitacion de acuerdo al grado de saturacion de la sal, como se explicé en la
seccion 2.3.4.



84

4.2. Segunda fase: Dafio a la formacion por depositacion de CaCO3

De acuerdo con los resultados obtenidos en la primera fase y las variables definidas en la
seccion 3.2, es posible determinar de manera més realista la cantidad que se pudo depositar de
CaCOs en la formacion, considerando el comportamiento termodinamico de la sal (seccion 4.1.2),
comportamiento hidrodindmico del fluido (seccion 3.2.1.2), comportamiento cinético del mineral
(seccion 4.1.5), y la zona afectada de la formacion (seccion 4.1.3).

4.2.1. Célculo de la cantidad depositada de CaCOs3

Teniendo definido la variable termodindmica y el FP;j es posible desarrollar un perfil de
concentracion y perfil de depositacion del CaCOs a los alrededores del pozo, con el proposito de
comprender el grado de afectacion que este ocasiona en las propiedades petrofisicas y el dafio que
genera esta depositacion sobre la formacion. Recordando que todo el CaCOsz que se encuentra
precipitado se va a depositar, se calcula la concentracion precipitada de la sal en cada uno de los
nodos mediante la ecuacion (2.49), la cual tiene en cuenta los tres parametros influyentes en el
potencial de depositacion de las sales en el fluido. Ademas de calcular la concentracion de CaCOs
precipitado y cantidad de CaCOz depositado, es posible determinar el radio onset, el cual hace
referencia al radio del nodo que presenta una presién igual a la presion onset, por lo tanto, a radios
menores a este se presentara una mayor concentracion de CaCOs precipitado, debido a que, la
presion disminuye conforme el radio de drene se hace cada vez menor. Es importante resaltar, que
el modelo propuesto para determinar la cantidad depositada de CaCO3 esta basado en los datos de
produccion del pozo interés, es decir, se presentara multiples escenarios donde exista una ausencia
de la precipitacion del CaCO3z 0 una precipitacion baja o alta del mismo mineral, dependiendo de
la presion de operacion y caudal de agua de produccion.

4.2.1.1. PozoUSCO1

En la Figura 42 se observa el comportamiento de la distribucion de la concentracion de
CaCOs para el pozo USCO 1, en donde se visualiza como con el pasar de los dias la concentracion
es cada vez mayor y se presenta en un radio de invasion cada vez mas grande, llegando al punto
de tener un radio de afectacion de 0.84 pies aproximadamente para el dia 376. Esta distancia de
afectacion se debe a la disminucién de la presion en la cara de la formacion, causando que las
presiones en cada uno de los nodos presenten una presion mas baja a la presion onset del CaCOs.
Sin embargo, para los dias 518 y 663 graficados en la Figura 42 se observa una disminucion en la
concentracion de CaCOs precipitado junto con el radio onset, y se debe al aumento de la presion
de fondo, la cual se incrementd con un valor promedio de 125 psi a partir del dia 478 (ver Figura
13), el cual es posterior a la intervencion 2 realizada en este pozo.

Teniendo en cuenta la distribucidon de concentracion para el pozo USCO 1, se procede a
calcular la cantidad de CaCOs que se pudo llegar a depositar y posteriormente haber causado dafio
por taponamiento de las gargantas de los poros. La Figura 43 presenta el comportamiento de
depositacion de CaCOs para diferentes radios de drene el cual describe una forma similar a la de
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un domo, donde se tiene un punto maximo de depositacion en la cima del domo y un punto minimo
de depositacion en la cara de la formacion. El resultado obtenido se debe al impacto que tiene la
cinética de precipitacion de la sal y la velocidad del fluido mediante la definicion del FP;.
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Figura 42. Perfil de concentracion de CaCOs3 para el pozo USCO 1.

Observando el perfil de depositacion del CaCOs desde el radio onset (Figura 43), la
cantidad depositada (Pcacos)i, para un tiempo en especifico, tiende a incrementar conforme el radio
de drene tiende a disminuir, lo cual se debe al aumento de la concentracion de la sal precipitada,
causando un incremento en la velocidad de precipitacion. EI fendmeno se mantiene hasta el valor
méaximo del domo con un radio de drene comprendido entre 0.6085 ft y 0.7153 ft, donde el
parametro cinético (ti) predomina sobre el parametro hidrodinamico (tni), y a partir de ese punto
él valor de Pcacosi tiende a disminuir, debido a que, la velocidad del fluido es lo suficientemente
alta como para evitar que se precipite una cantidad mayor de la sal. EI punto méximo del domo no
es estatico, es decir, estd en funcion de parametros que afectan la termodinamica y cinética de la
sal; por lo tanto, si un pozo opera a presiones mayores 0 menores a las consideradas en esta
investigacion, el punto maximo del domo tendra un desplazamiento hacia la izquierda o derecha,
dependiendo de cual de los dos parametros predomina (ts 0 thi).

Ademas del desarrollo del perfil de depositacion en funcion del radio de drene, este modelo
permite estudiar la evolucion del proceso de depositacion de CaOs a través del tiempo. El valor de
Pcacosi €n el medio poroso incrementa a medida que pasa el tiempo, y se va agudizando en el area
cercana al valor maximo del domo, el cual presenta una velocidad de depositacion mayor a la que
se presenta en la cara de la formacion; por lo tanto, el domo permite predecir la zona en que se
presenta una mayor afectacion en las propiedades fisicas de la roca (ver Figura 43).
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Figura 43. Perfil de depositacion de CaCOs para el pozo USCO 1.

4.2.1.2. Pozo USCO 2

El comportamiento del perfil de concentracion de CaCOs del pozo USCO 2 (ver Figura 44)
es similar a la que presenta el pozo USCO 1, el cual para las primeras fechas se observa un
incremento en la concentracion de CaCOg, producto de la disminucién de la presion de fondo,
causando también un aumento en el radio onset del CaCOz; mientras que, para las Gltimos dias de
produccion, la concentracién de este mineral precipitado fue menor comparandolo con la fecha
anterior, esto se debe a que para las ultimas fechas las presiones de fondo de pozo aumentaron con
respecto a las que venia operando en este pozo (Figura 14).
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Figura 44. Perfil de concentracion de CaCOs3 para el pozo USCO 2.



87

Teniendo en cuenta la distribucidn de concentracion para el pozo USCO 2, se procede a
calcular la cantidad que se pudo llegar a depositar y posteriormente haber causado dafio en la
formacion. Como se puede observar en la Figura 45 para las primeras fechas de produccion la
cantidad depositada fue cero a pesar de que la concentracion de CaCOs para los mismos dias fue
mayor a cero, esto se debe a que, para estos dias, el pozo trabajé con presiones que causaban una
desestabilizacion de la solubilidad del mineral con un SR<1.25, causando que el t; fuera lo
suficientemente alto como para considerar una precipitacion de CaCOz igual a cero (0) (ver Figura
38). Adicional a esto, se puede observar que hay una diferencia bastante grande en cuanto a la
cantidad depositada entre las dos ultimas fechas graficadas, y se debe a que, para los ultimos dias
de produccion la presion con la que se operd fue lo suficientemente baja como para acelerar el
proceso de precipitacion y depositacion de CaCOs (ver Figura 14).
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Figura 45. Perfil de depositacién de CaCOs para el pozo USCO 2.

4.2.1.3. Pozo USCO 4

En la Figura 46 se observa el comportamiento de la distribucion de la concentracion de
CaCO3 para el pozo USCO 4. Este pozo presentd un comportamiento diferente del perfil de
concentracion de CaCOz comparado con el pozo USCO 2,y se debe a que, a partir del dia 533 la
presion de fondo de pozo disminuy6 desde 2235 psi hasta los 1600 psi y tuvo una tendencia a ser
constante a partir del dia 800, siendo esta la causa del porque existe una gran diferencia entre el
perfil de concentracion de CaCOs para el dia 282 y el perfil de concentracion de CaCOz para el dia
821. En el dia 1000 se tuvo la mayor concentracion de CaCOs precipitado, y se debe a que, para
este dia la presién de fondo de pozo fue la mas baja, con un valor de 1554 psi, mientras que, para
dias previos y posteriores, la concentracion de CaCOs tuvo una tendencia a ser similar, y se debe
a que la presion de fondo de pozo se mantuvo constante a partir del dia 800 de produccion (ver
Figura 16).
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Figura 46. Perfil de concentracion de CaCOs3 para el pozo USCO 4.

De igual forma que el pozo USCO 2, para los primeros dias de produccion del pozo USCO
4 no se presento depositacion de CaCOg, debido a que, el SR que se tuvo a esas condiciones causo
un tiempo de induccién lo suficientemente alto como para no precipitar este mineral. A pesar de
que el caudal de agua que presentd el pozo USCO 4 es mayor a la del pozo USCO 2
(aproximadamente 8 barriles mas), la cantidad depositada de CaCOs3 fue similar a la cantidad
depositada en el pozo USCO 2, y se debe a que, el pozo USCO 4 opero por mas tiempo a presiones
un poco mayores (1628 psi) a la del pozo USCO 2, causando que el SR fuera mayor y presentara
un factor de precipitacion menor (ver Figura 47).
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Figura 47. Perfil de depositacion de CaCOs para el pozo USCO 4.
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4.2.1.4. Calculo de dafio por depositacion CaCOs

Una vez se conoce cual es la cantidad que se puede estar depositando para cada uno de los
pozos, es importante entrar a evaluar cual es el impacto que causa dicha cantidad en las
propiedades petrofisicas de la roca como la porosidad y la permeabilidad, con el objetivo de
evaluar el dafo, skin, causado por la precipitacion/depositacion de CaCOs para los pozos que
presentan problema de desestabilizacion de esta sal.

4.2.1.4.1. PozoUSCO 1

La Figura 48-A representa el comportamiento del perfil de relacion de porosidad en funcion
del radio de drene debido a la depositacion de CaCOs en el medio poroso, el cual presenta un
comportamiento concordante con el perfil de depositacion de CaCOs (Figura 47), es decir, no
presenta una disminucion continua de la porosidad conforme se acerca a la cara de la formacion
como era de esperarse.

Este comportamiento se le atribuye a la relacion entre el pardmetro cinético de la sal y el
parametro hidrodinamico del fluido (velocidad); en el cual, a partir del radio 0.5612 ft, el pardmetro
hidrodindmico predominé sobre el parametro cinético, por lo que, a radios menores a este, la
precipitacion y depositacion de esta sal fue cada vez menor, provocando una leve disminucion en
el taponamiento de los poros presentados en estos nodos. La disminucién de la porosidad se
empez0 a dar a partir del radio onset con una velocidad relativamente constante hasta el punto
méaximo del domo que se presenta en la Figura 43. A partir del punto maximo del domo la
porosidad de los nodos ubicados en radios de drenes menor a este, presentaron una afectacion
menor, debido a que, la cantidad depositada del mineral disminuy6 por los parametros cinéticos
de la sal e hidrodinamico del fluido. Dado que la velocidad de depositacién fue mayor en la punta
del domo, la evolucion de la afectacion de la porosidad se hizo mas evidente en este punto, donde
para el dia 663 se tuvo una porosidad menor a la que se tuvo en la cara de la formacién con una
diferencia del 0.04%. Dado que la cantidad depositada fue muy baja (méxima cantidad depositada
0.72 kg), es de esperarse que no se presente un gran impacto en la disminucion de la porosidad en
el radio afectado, donde se tuvo una maxima disminucion de la porosidad para el dltimo dia (663)
de 0.994 para un radio de 0.561 ft, es decir, la porosidad disminuy6 en un 0.6%.

Posteriormente, se evaluo el impacto de la cantidad depositada sobre la permeabilidad de
la roca, dicho comportamiento se evidencia en la Figura 48-B, en donde la reduccion de la
permeabilidad comparandola con la permeabilidad original con la que se contaba se observa una
reduccién del 1.6%, valor muy bajo para este tiempo de produccién.
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Figura 48. A. Relacion de porosidad instantanea y, B. Relacion de permeabilidad instantanea
para el pozo USCO 1.

De acuerdo con los resultados obtenidos de la variacion de la porosidad y la permeabilidad
por la depositacion de CaCOs en el medio poroso, se identificd que los resultados que arrojaron
reflejaron una leve afectacion en ellas, y eso se debe a la poca cantidad de la sal que se depositd
en todo el tiempo de produccidn evaluado. Por Gltimo, se evalud el dafio que presento la formacion
debido a las reducciones de sus propiedades.

En la Figura 49 se aprecia el comportamiento del dafio a través del tiempo en donde se ve
cémo las dos intervenciones llevadas a cabo tuvieron un impacto positivo en este; sin embargo, no
removieron el dafio en su totalidad, donde se establecié un valor aproximado de remocion del 20%
para las 2 intervenciones, ocasionando asi, para la primera remocion una disminucion del skin con
un valor de 0.011, mientras que para la segunda remocién se obtuvo una disminucién de 0.031. El
valor de 20% se escogio a partir de comentarios realizados por ingenieros de produccion que tienen
experiencia en procesos de estimulacion inorganica, quienes han comentado que los ingenieros de
campo cuando no se realizan pruebas postproduccidn tienen como regla basica asumir un 20% de
remocion de sélidos, dado que, la mayoria de los casos que se realizan este tipo de intervencion,
aproximadamente ese porcentaje es el que se logra remover del yacimiento.

En la Figura 17 se observa que el comportamiento del skin después de la segunda
intervencion presentd un incremento muy leve en los dias posteriores, es decir, se mantuvo
practicamente constante, por lo tanto, en dicha intervencion se realizo la aplicacion de un inhibidor
de inorganicos. Dado que el incremento del skin calculado por flujo biféasico tiende a ser
practicamente nulo después de la segunda intervencion, se consider6 para este estudio un
porcentaje de inhibicion del 90%, es decir, solo se precipito el 10% de todo el potencial de
precipitacion con el propésito de asemejar el comportamiento del skin obtenido mediante el
modelo matematico propuesto y el del obtenido mediante el céalculo de flujo bifasico.
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Figura 49. Skin para el pozo USCO 1.

4.2.1.4.1. Pozo USCO 2

Continuando con la metodologia planteada para el pozo USCO 1, se evallo el impacto que
generd la cantidad depositada de CaCOs en la porosidad (Figura 50) para el pozo USCO 2, donde
se puede observar que debido a la baja depositacion de la sal, la reduccion maxima de este
parametro fue de solo el 2% en un radio de 0.477 ft. Cabe resaltar que, debido a que en este pozo
se tuvo una depositacion mayor de CaCOg, era de esperarse que la porosidad se viera més afectada
que en el pozo USCO 1. De igual forma, el impacto que se tuvo en cuanto a la permeabilidad con
respecto a la permeabilidad inicial del yacimiento fue bastante baja, con una disminucién maxima
del 6% para un radio de 0.477 ft (ver Figura 50).
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Figura 50. A. Relacion de porosidad instantanea y, B. Relacion de permeabilidad instantanea
para el pozo USCO 2.
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Dado que la cantidad depositada de CaCOsz fue poca, el dafio generado (skin) por
incrustaciones inorganicas fue bajo, como se puede observar en la Figura 51, la cual exhibe la
evolucion de este parametro para todo el tiempo de produccion del pozo USCO 2. Para el dia 2074
se observa un incremento considerable en el skin (0.08), el cual se debe al aumento del radio onset,
producto de la disminucion de la presion de operacion para esa fecha, recordando que, el skin se
calcula en funcidn del radio de afectacion (onset del CaCOs).
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Figura 51. Skin para el pozo USCO 2.

4.2.1.4.2. Pozo USCO 4

El pozo USCO 4 a pesar de presentar una cantidad de depositacion similar a la del pozo
USCO 2, presentd una menor disminucion en la porosidad, y se ve reflejado en la Figura 52-A.
Este fendmeno se debe a que, al presentar un radio de pozo mayor (0.354 ft) y un espesor de
formacién mayor (14 ft mayor al espesor del pozo USCO 2), el volumen de las celdas
pertenecientes a la zona afectada fuera mayor, causando asi, que la disminucién del espacio poroso
no se viera tan afectado como ocurri6 en el pozo USCO 2. La reduccion méxima de este parametro
tuvo un valor de 0.14% para un radio de 0.477 ft. De la misma manera, el impacto presentado para
la permeabilidad fue bajo, con una reduccion maxima del 0.4% para un radio de afectacion de
0.477 ft, como se observa en la Figura 52-B.

De acuerdo con los resultados obtenidos referentes a la afectacion de las propiedades
petrofisicas de la formacion por la depositacion del CaCOs en el medio poroso, es de esperarse un
bajo valor del Skin en el pozo USCO 4, menores a los que se presentaron en el pozo USCO 1y 2.
cdémo se puede ver en la Figura 53, la cual presenta la evolucion de este parametro para todo el
tiempo de produccion del pozo USCO 4. Adicional a esto, se observa que, para los dias posteriores
a la intervencidn se incremento la velocidad de aumento del Skin, debido a que, dias posteriores a
la intervencion, el pozo estuvo operando a presiones cercanas a los 1500 psi (ver Figura 16),
ocasionando un incremento de la concentracion precipitada de CaCO:s.
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Figura 52. A. Relacion de porosidad instantanea y, B. Relacion de permeabilidad instantanea
para el pozo USCO 4.
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Figura 53. Skin para el pozo USCO 4.
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4.2.2. Observaciones generales del dafio presentado para todos los pozos del campo
USCO

La cantidad depositada de CaCO3 considerando los 3 parametros definidos en la seccion
3.2.3 es muy diferente a la que se calcula teniendo en cuenta Unicamente el parametro
termodinamico (seccion 4.1.1), debido a que, la cinética de formacion de la sal afecta fuertemente
en el proceso de precipitacion del mineral por medio del uso del factor de precipitacion. Lo anterior
se debe a que, el valor del radio de dafio por la invasion de fluidos de perforacién y completamiento
(7 ft) es tan bajo que ocasiona un radio onset maximo menor a 1 ft, causando que, a estos radios
las velocidades del fluido sean lo suficientemente altas como para ocasionar una precipitacion
mucho menor a la precipitacion maxima que se puede presentar de acuerdo con los resultados del
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estudio del comportamiento termodinamico de la sal. De acuerdo con lo anterior, la Figura 54
resume los parametros que se deben tener en cuenta para el calculo de la depositacion de CaCO:s.

Depositacion Comportamiento Comportamiento Cinética de Intervenciones
P B termodindamico + hidrodinamico + . + realizadas (remocidn
de CaCO; . la reaccién L
- del CaCO, del fluido y/o inhibicién)

Figura 54 Parametros que afectan la depositacion del CaCOsen el yacimiento.

La diferencia en los resultados para los 3 pozos evaluados entre los 2 estudios desarrollados
se puede observar en la Tabla 22, la cual resume la cantidad de CaCOs precipitado/depositado para
los pozos USCO 1, USCO 2 y USCO 4.

Tabla 22. Cantidad de CaCOs precipitada y depositada para los pozos USCO 1, 2 y 4.

Pozo Cantidad de CaCOs Cantidad de CaCOs Tiempo total de
precipitada (Kg) depositada (Kg) operacion, (dias)
UsCo 1 5097 5.91 663
USCO 2 453 16.42 2432
USCO 4 723 12.85 1395

El pozo USCO 1 a pesar de haber presentado la mayor cantidad de CaCOs precipitado en
el modelo termodinamico, al considerar Unicamente el caudal de agua y la presion de operacion,
en la metodologia planteada, es el pozo que present6 la menor cantidad depositada, lo cual se debe
a las altas velocidad que presentd el fluido (alto caudal de agua) y al pequefio radio onset que se
tuvo, ocasionado que la mayoria de la sal se lograra precipitar y depositar en la tuberia o en las
facilidades de superficie, siempre y cuando las condiciones termodinamicas en esos escenarios
mantuvieran el desequilibrio ocasionado en el yacimiento.

El pozo USCO 2 a pesar de haber presentado la cantidad méas baja en el modelo
termodinamico, debido al bajo caudal de agua manejado y la altas presiones de fondo, en la
metodologia planteada es el que presentd la mayor cantidad depositada, con un valor de 16.42 kg,
el cual, junto con el pozo USCO 4, el parametro hidrodindmico del fluido tuvo un gran impacto en
la precipitacion y depositacion del mineral, debido a que, los caudales de agua que se manejaron
en estos dos pozos fueron mucho menores a los del pozo USCO 1, por lo que, la velocidad del
fluido fue mucho menor, ocasionado que el tiempo hidrodinamico se incrementara y por
consiguiente el valor del factor de precipitacion aumentara, generando asi, una mayor cantidad
precipitada en cada uno de los nodos, dando como resultado un mayor dafio en la formacion por
la depositacion de esta sal, disminuyendo la porosidad y permeabilidad. Cabe resaltar que este
fendmeno se dio, debido a que el radio onset fue lo suficientemente pequefio como para ocasionar
un tiempo hidrodinamico bajo generando un factor de precipitacion pequefio, siendo esta la razon
del porqué el caudal de agua fue muy influyente en la depositacion del CaCO3 para estos 3 pozos
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estudiados, sin embrago, para campos donde la presion de yacimiento fuera mucho menor a la que
presento el campo USCO vy el radio onset fuera mayor, el parametro hidrodinamico no tendria
influencia en la depositacion del CaCOs, debido a que, el tiempo hidrodinamico seria mayor al
tiempo que se necesita para que se precipite todo el mineral y por consiguiente la metodologia
planteada presentaria resultados similares a la del modelo termodinamico con respecto a la
cantidad depositada y precipitada respectivamente.

Ademas de presentarse resultados diferentes en la cantidad depositada total de CaCOsg,
también se puede presentar una diferencia en el comportamiento de la depositacion del CaCOsy
el comportamiento de la precipitacion del CaCOs. Esa diferencia se debe a que, en la metodologia
planteada se tiene en cuenta el porcentaje de remocion de la sal presente en el yacimiento cuando
se realiza una intervencién, y ademas se puede considerar un porcentaje de inhibiciéon de
precipitacion para tratamientos donde se aplique un inhibidor de inorganicos, causando una
disminucion en la velocidad de precipitacion y depositacion del CaCOs. En la Figura 55 se presenta
la comparacion entre el comportamiento de la cantidad precipitada acumulada (modelo
termodinamico) y el comportamiento de la cantidad depositada acumulada (metodologia
planteada) para el pozo USCO 1, donde se observa que, el modelo planteado presenté un
comportamiento diferente al termodindmico, debido a que, tanto como para la intervencion 1y la
intervencion 2, se estimd una remocion del mineral depositado del 20% y para la intervencion se
estimd un porcentaje inhibido del 99.9%, siendo esa la raz6n del porqué la velocidad de
precipitacion y depositacién es muchisimo menor a la velocidad de precipitacion presentada en el
modelo termodinamico.
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Figura 55 Comparacion entre la cantidad precipitada de CaCOsy la cantidad depositada
de CaCOgpara el pozo USCO 1.
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4.3. Analisis de sensibilidad del Modelo

Con el proposito de evaluar la robustez del modelo para escenarios donde se presenten
condiciones diferentes a las trabajadas en esta investigacion, se realizé un analisis de sensibilidad
donde se vario la presion de produccion y la concentracion de los iones disueltos en el agua, siendo
estos los que afectan directamente en el proceso de precipitacion y depositacion del CaCOs en el
yacimiento. No se considera la variacion de la temperatura, dado que se esta considerando un
yacimiento con un comportamiento isotérmico. Las variables cuantificables que permiten estudiar
este fendbmeno son la cantidad depositada total de CaCOs, el skin y el radio onset.

4.3.1. Variacion de la presion

El primer analisis de sensibilidad consiste en disminuir la presion de operacion
continuamente, con el propdsito de comprender el comportamiento que presenta el CaCOs en el
medio poroso. Se desarrollaron 4 escenarios de estudio, siendo del primero al cuarto la operacion
del yacimiento a presiones 10, 20, 30 y 40% menor a la presion de fondo del yacimiento en el caso
base (datos de produccion del pozo).

En la Figura 56-A y Figura 56-B se observan el comportamiento que describe la cantidad
total depositada de CaCOs y skin de la formacién, respectivamente, segun los escenarios
estudiados. Los dos parametros evaluados exhiben un incremento con una tendencia de tipo
exponencial conforme la presién de fondo disminuye, los cuales tienen un buen grado de ajuste,
presentandose para el primero un R? de 0.9971 y para el segundo un R? de 0.9923; por lo tanto, el
dafio a la formacion por depositacion de CaCOs sera mas grave a presiones cada vez més bajas,
debido al incremento exponencial que este presenta.
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Figura 56. Comportamiento de: A. Cantidad depositada total de CaCO3 variando la presion. B.
Skin variando la presion.
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En la Figura 57 se observa el comportamiento que presenta la porosidad de la roca para
cada uno de los escenarios evaluados, donde se visualiza una disminucion de esta y un incremento
del radio onset conforme la presion de fondo disminuye. A diferencia de los resultados obtenidos
en la Figura 48-A, la variacion del perfil de porosidad en la zona alrededor del pozo presenta un
comportamiento similar a una funcion escalonada. Este comportamiento se debe al incremento
continuo que se da en el radio onset, el cual, al ser un radio cada vez mas grande, el volumen del
nodo sera cada vez mayor ocasionando un taponamiento menor del medio poroso de la celda; por
lo tanto, los nodos que se ubican cerca al radio onset presentan una disminucion de la porosidad
menor a la de los nodos que se encuentras mas cerca a la cara de la formacion, lo que explica la
caida abrupta de la porosidad que se da en el primer escaldn. Cabe resaltar que, a pesar de
presentarse el cambio abrupto en la porosidad entre un nodo y otro (escalon), el comportamiento
que presenta la disminucion de la porosidad debido a los parametros cinéticos e hidrodinamicos
sigue siendo el mismo al ejercicio desarrollado anteriormente, es decir, se presenta un punto del
perfil construido donde se tiene la minima porosidad alcanzada, y a partir de este, tiende a
incrementarse de manera leve. Por lo anterior, se puede deducir que, sin importar la presion con la
que trabaje, la incidencia que presenta el parametro cinético e hidrodinamico siguen siendo
fundamentales para el estudio del dafio de formacion por depositacion de CaCOs.
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4.3.2. Variacion de la concentracion

El segundo analisis de sensibilidad consiste en aumentar continuamente la concentracion
de los iones disueltos en el agua de formacién, con el propdsito de comprender el comportamiento
que presenta el CaCOs en el medio poroso. Se desarrollaron 4 escenarios de estudio, siendo del
primero al cuarto escenarios en los que las concentraciones de los iones en el agua de formacion
son 5, 10, 15 y 20% mayores a sus concentraciones en el agua del caso base. Las variables
cuantificables que permiten estudiar este fendmeno son la cantidad depositada total de CaCOs3, el
skiny el radio de riesgo.

En la Figura 58-A y Figura 58-B se observa el comportamiento que tiene la cantidad total
depositada de CaCOs y skin de la formacion, respectivamente, para cada escenario estudiado. A
diferencia de los resultados obtenidos en la Figura 56-A y Figura 56-B, se observa un incremento
con una tendencia de tipo exponencial para la cantidad total depositada de CaCOs3 y un incremento
con una tendencia de tipo potencial para el skin conforme la concentracién de los iones incrementa.
El ajuste que presentan ambos resultados para estos parametros es bueno, los cuales para el primero
se tiene un R? de 0.9972 y para el segundo un R? de 0.9937.
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Figura 58. Comportamiento de: A. la cantidad depositada total de CaCO3 variando la
concentracion, B. skin variando la concentracion.

De acuerdo con los resultados obtenidos en la Figura 56 y Figura 58 , la variable que mayor
incide en la desestabilizacion termodinamica del CaCOs es la concentracion de los iones disueltos
en el agua. Lo anterior se debe a que, la velocidad del incremento de la cantidad depositada de
CaCOs es mayor cuando se da un aumento en la concentracion de los iones que una disminucion
de la presion, y se ve reflejado en la pendiente obtenida de la Figura 56-A y Figura 58-A, siendo
la del cambio de la concentracion de los iones la mayor con un valor de 1.37 y la de la variacién
de la presién con un valor de 0.413.
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En la Figura 59 se observa el comportamiento que presenta la porosidad de la roca para
cada escenario evaluado, donde se visualiza una disminucion de esta y un incremento del radio
onset conforme la concentracion de los iones disueltos en el agua incrementa. La cantidad
depositada en este estudio para todos los escenarios evaluados es mucho mayor a la que se obtuvo
en el caso anterior para todos los escenarios evaluados (disminucidn de la presion), presentdndose
la diferencia mas alta en los escenarios més criticos (+20% de concentracién y -40% de presion),
donde, para el estudio anterior se obtuvo una cantidad total de 47.16 kg de CaCO3 depositado,
mientras que, para este estudio se obtuvo una cantidad de CaCOs depositada de 1460.97 kg,
presentandose una diferencia de 3097%. Lo anterior explica la mayor reduccién en la porosidad
de la formacion y un aumento significativo en el radio onset del CaCOs (radio méximo de 5.85 ft)
en este estudio.
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Figura 59. Perfil de porosidad en diferentes escenarios de concentracion de caso base. A. +5%.
B. +10%. C. +15. D. 20%.

El aumento del radio de drene a valores mucho mayores a los obtenidos en el caso anterior
(radio maximo 1.16 ft) y la gran diferencia que hay en la depositacion de CaCOs, ocasionan una
variacion en el comportamiento del perfil de porosidad, el cual, a pesar de presentar un
comportamiento similar al que se tiene en el escenario donde se disminuye la presion, el ancho del
escalén que se presenta en el perfil desarrollado, tiende a disminuir a una velocidad mayor,
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obteniéndose para el escenario mas critico (20% mas de la concentracion de los iones del caso
base) la ausencia de este fendmeno (Figura 59-D), presentando un comportamiento similar a la
obtenido en la Figura 48.

Al incrementarse la concentracion de los iones, el FP; serd mayor que en el caso base hasta
un valor maximo de 1; por lo tanto, el aumento de la concentracion de los iones disueltos en el
agua ocasiona una disminucion del radio de riesgo (explicado en la seccion 4.1.2), ocasionando
que, en el nodo que tenga un radio igual o mayor al radio de riesgo y que presente problemas de
inestabilidad de CaCOs, se presente una mayor cantidad de precipitacion y depositacion de esta
sal. Dado que se presenta una mayor cantidad de CaCOz depositado en los nodos ubicados después
del radio de riesgo, la cantidad depositada en los nodos ubicados antes del radio de riesgo sera
menor, ocasionando una menor disminucién en la porosidad, explicando la intensificacion que se
presenta en el incremento que se da en el perfil de porosidad.

4.3.3. Variacion de la concentracion y de la presion

El tercer analisis de sensibilidad consiste en aumentar continuamente la concentracion de
los iones disueltos en el agua de formacién y disminuir la presion de fondo, con el propdésito de
comprender el impacto que presenta la variacion de estos dos parametros. En la Tabla 23 Se
muestra los escenarios planteados para el estudio. Las variables cuantificables que permiten
estudiar este fendmeno son la cantidad depositada total de CaCOs, el skin y el radio de riesgo.

Tabla 23. Escenarios de estudio incrementado la concentracién de los iones y
disminuyendo la presion de operacion.

Escenario Increment.o de la Disminucion de la presion
concentracion (%) (%)
Caso base 0 0
L 5 10
2 10 20
3 15 30
4 20 40

En la Figura 60-A y Figura 60-B se observa el comportamiento que tiene la cantidad total
depositada de CaCOs y skin de la formacion, respectivamente, para cada escenario estudiado. Los
resultados obtenidos exhiben un incremento con una tendencia exponencial para la depositacion
de CaCOs y una tendencia potencial para el skin de formacion, de la misma manera como se
presento en la Figura 58. El ajuste que presentan ambos resultados es bueno, teniéndose para el
primero un R? de 0.9920 y para el segundo un R? de 0.9957. La similitud en los comportamientos
de estos parametros se debe a la mayor influencia que presenta la concentracién de los iones en el
agua de formacion sobre la depositacion del CaCOs.
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Figura 60. Comportamiento de: A. Cantidad depositada total de CaCO3 variando la
concentracion y la presion.

El comportamiento que presenta el perfil de precipitacion para cada uno de los escenarios
evaluados variando la concentracion de los iones y la presion de fondo, se visualiza en la Figura
61, la cual exhibe un comportamiento similar al que se presenta en la sensibilidad realizada
unicamente modificando la concentracion (Figura 58). Lo anterior se debe a que, la concentracion
al ser la variable mas influyente en el proceso de depositacion de CaCOs, la variacion de la
porosidad tendra un comportamiento similar al que se da en la Figura 58. Dado que en estos
escenarios se modifican las dos variables que mas influyen en el proceso de depositacion, la
afectacion de la porosidad sera mayor, obteniéndose para el escenario 5 una disminucién de la
porosidad del 5% en un radio de 4.2 ft. Cabe resaltar que, al acrecentar el potencial de precipitacion
de CaCOz al presentarse bajas presiones y altas concentraciones de los iones, el fendmeno descrito
en la seccion 4.3.2 se intensifica, debido a que, el radio de riesgo presentara valores mucho
menores a los que se tienen en un escenario donde solo se varia la concentracion de los iones.
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Figura 61. Perfil de porosidad en diferentes escenarios de concentracion/presion de caso base
respectivamente. A. Escenario 1. B. Escenario 2. C. Escenario 4. D. Escenario 4.

La Figura 62 presenta el impacto que genera el aumento de la concentracion de los iones,
la disminucién de la presion y el aumento de la concentracion de los iones junto con la disminucién
de la presion, para el escenario critico de cada estudio de sensibilidad realizado en el proceso de
depositacion de CaCOs en el medio poroso. La concentracion de los iones presenta un gran impacto
en la depositacion del CaCO3z (32.96%) en comparacion a la variacion de la presion, el cual solo
influye en un 0.74% en el proceso de depositacion; sin embargo, al combinar estos dos parametros,
el proceso de depositacion de CaCOsz se hace maés critico, incrementando el impacto de
depositacion a un 66.3%.

Concentracion de iones, 32.96%

Concentracion de iones y presion,
66.30%

Presion, 0.74%

Figura 62. Porcentaje de cantidad depositada de CaCO3 para el escenario critico en cada
uno de los analisis de sensibilidad desarrollado.
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Conclusiones

Se implement6 una metodologia sistematica basada en los datos de produccion (caudales,
presion y temperatura) y caracterizacion fisicoquimica de las aguas de produccion; la cual,
representa una herramienta predictiva fiable y de diagndstico para la toma de decisiones
relacionadas con la prevencion del dafio de formacion por la depositacion de escamas
minerales de CaCOsa.

El proceso de precipitacion y depositacion del CaCOz ha sido investigado por mucho
tiempo, donde se han desarrollado multiples modelos que permiten predecir el grado de
afectacion a las propiedades petrofisicas de la roca, sin embargo, l1os modelos que se han
planteado no son aplicables para pozos productores, debido a que, consideran Gnicamente
la termodindmica y cinética de la sal, y no tiene en cuenta la hidrodinamica del fluido, el
cual es importante para el modelamiento de la precipitacién y depositacién del mineral en
el medio poroso.

El modelo matemético propuesto considera los 3 pardmetros fundamentales para la
prediccion de la precipitacion y depositacién del CaCOs en el medio poroso, siendo estos
el termodinamico, cinético e hidrodinamico. El fator termodindmico permite comprender
el potencial de incrustacion que se presenta a ciertas condiciones especificas, permitiendo
realizar un analisis rapido y generalizado de la situacion. El factor hidrodindmico y el
cinético de la sal impactan fuertemente en la precipitacion de CaCOg, reflejandose en el
comportamiento del factor de precipitacion. La velocidad del fluido afecta de manera
inversa la precipitacion del mineral, es decir, el factor de precipitacion disminuira al
aumentar la velocidad del fluido. Mientras que la velocidad de reaccién de la sal impacta
de manera proporcional la precipitacion de CaCOs, es decir, al aumentar la velocidad de
reaccién de la sal provocara un aumento en el factor de precipitacion.

El modelo desarrollado predice la evolucién del proceso de depositacion de CaCOz a través
del tiempo desde la cara del pozo hasta el radio de drene de la formacion. La cantidad
depositada de la sal en el medio poroso se va incrementando a medida que pasa el tiempo,
y se va agudizando en el area cercana al maximo del domo, el cual presenta una velocidad
de depositacion mayor a la que se presenta en la cara de la formacion; por lo tanto, es de
esperarse que en la zona de mayor depositacion se presente una mayor afectacion en las
propiedades fisicas de la roca. Ademas, el comportamiento del perfil de depositacion varia
en funcion de la presion de operacion y concentracion de los iones, siendo este ultimo el
que tiene mayor influencia en el proceso de precipitacion del mineral.
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Recomendaciones

Para generar una metodologia de trabajo con un alto grado de confiabilidad en sus
predicciones, se recomienda que los datos experimentales provenientes de la
caracterizacion del agua de formacion sean obtenidos de muestras adquiridas siguiendo los
protocolos de muestreo y preservacion de muestras establecidos por los estandares y en lo
posible correspondan a muestras de agua tomadas en fondo de pozo. En el caso del estudio
del dafio a la formacion por depositacion de sales minerales, el analisis fisicoquimico del
agua de formacion representa la fuente principal para todos los célculos y metodologias
realizadas, por consiguiente, es necesario garantizar que los protocolos para la toma de
muestras cumplan con un minimo de requerimientos. De esta manera, se garantiza
confiabilidad al momento de utilizar esta informacion.

Se debe proponer pruebas de laboratorio que permitan confirmar y mejorar las definiciones
planteadas en este trabajo realizado, con el fin de dar bases experimentales que fortalezcan
aun mas la metodologia desarrollada.

Se debe de realizar estudios en campos donde la presion de yacimiento sea lo
suficientemente baja, donde la presion onset de la sal se presente a un radio de drene mayor
al radio de dafio ocasionado por la invasion de fluidos de perforacion y completamiento.
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