UNIVERSIDAD

NACIONAL

DE COLOMBIA

Evaluacion del dafio por precipitacion
y depositacion de escamas minerales
en la fase piloto de un proyecto
quimico ASP (Alcali-Surfactante-
Polimero) en un campo de petréleo
en Colombia

Guillermo Andrés Quintanilla Rubio

Universidad Nacional de Colombia
Facultad de Minas
Medellin, Colombia
2016



Evaluacion del daho por precipitacion
y depositacion de escamas minerales
en la fase piloto de un proyecto
quimico ASP (Alcali-Surfactante-
Polimero) en un campo de petrodleo
en Colombia

Guillermo Andrés Quintanilla Rubio

Tesis o trabajo de investigacion presentada(o) como requisito parcial para optar al titulo de:

Magister en Ingenieria de Petroéleos

Director (a):

MSc., Marco Antonio Ruiz Serna

Linea de Investigacion:

Dano de formacién de yacimientos de petroleo

Universidad Nacional de Colombia
Facultad de Minas
Medellin, Colombia
2016



A Dios, a mis padres, a mis hermanas y sobrinos, y a

mi futura esposa y companera de vida Angi.



Agradecimientos

A Dios, mis padres, mi familia, mi futura esposa y amigos, por acompanarme en cada ciclo de la vida
y apoyarme en las decisiones importantes, ademas de ser mi motivacion para seguir creciendo cada

dia como persona y profesional.

Al Equipo EOR Caracara y amigos: ingenieros Hernando Mayorga, Sergio Bonilla y Juan David

Morales, por sus valiosos aportes cada uno desde su disciplina y experiencia.
Al ingeniero Marco A. Ruiz Serna, profesor y director de la presente investigacion.
Por dltimo, agradecer a CEPSA LATAM, por darme la oportunidad de potencializar mis capacidades,

habilidades, valores corporativos y adquirir la experiencia necesaria para ser un profesional

competitivo y poder realizar grandes aportes a la industria Oil & Gas de Colombia y el mundo.



Resumen y Abstract IX

Resumen

El método quimico de ASP (Alcali-Surfactante-Polimero) ha sido ampliamente implementado
alrededor del mundo, el cual consiste en la inyeccion de un alcali, que reacciona con los acidos
organicos y carboxilicos presentes en el crudo formando un surfactante natural in-situ, que
simultaneamente, con el surfactante inyectado ayudan a reducir la tensién interfacial. Por ultimo,

un polimero ayuda a mejorar la razon de movilidad del crudo con respecto al agua.

La inyeccion del alcali puede inducir un dano de formaciéon por precipitacion y depositacion de
escamas inorganicas por efecto de la interaccién con el sistema roca-fluido del yacimiento. Este
fenomeno se genera principalmente por la presencia de minerales de calcita, dolomitas y sulfatos,
disueltos en el agua que precipitan fuera de la solucién en respuesta a cambios en las condiciones

de presion, temperatura y composicion del agua.

El diagnostico de este dano en el campo de estudio permitié estimar la probabilidad de tener
incrustaciones de calcita debido principalmente a la composicion fisicoquimica del agua del
yacimiento y los cambios en el ambiente generados por la inyeccién del alcali. Una metodologia
integrada entre un modelo quimico-termodinamico y un modelo de flujo permitio establecer las
concentraciones iniciales de equilibrio de las especies quimicas presentes y la cantidad estimada de
calcita que tiende a precipitar en los pozos asociados al piloto ASP. Aunque se considere un dafio
nada severo, la inyeccién de un inhibidor como un tratamiento quimico econémicamente viable,
permitira mejorar la productividad de los pozos afectados y operatividad de los equipos de

superficie para la inyeccion.

Palabras clave: dano de formacion, escamas inorganicas, alcali, incrustaciones, precipitacion,

depositacion.



X Evaluacién del dafio por precipitacion y depositacion de escamas minerales en la
fase piloto de un proyecto quimico ASP (Alcali-Surfactante-Polimero) en un campo
de petréleo en Colombia

Abstract

The chemical method of ASP (Alkali-Surfactant-Polymer) has been widely implemented around the
world, which involves the injection of an alkali, which reacts with the organic acids and carboxylic
present in crude generating a natural surfactant in-situ, simultaneously with the injected surfactant
help to reduce the interfacial tension. Finally, a polymer helps to improve the mobility ratio of oil

to water.

Alkali injection may induce formation damage by precipitation and deposition of inorganic scale due
to the interaction with the fluid-rock system at the reservoir. This phenomenon is generated by
the presence of minerals as calcite, dolomite and sulfates, dissolved in the water precipitate out of

solution in response to changing conditions of pressure, temperature and composition of the water.

The diagnosis of this damage in the field of study allowed us to estimate the probability of having
calcite scales mainly due to the physico-chemical composition of the reservoir water and changes
in the environment generated by injection of an alkali. An integrated methodology between a
thermodynamic chemical model and a flow model allowed to establish the initial equilibrium
concentrations of the chemical species present and the estimated amount of calcite tends to
precipitate in the wells associated with the ASP pilot. Although no severe damage is considered,
the injection of an inhibitor as an economically viable chemical treatment would improve the

productivity of involved wells and operation of surface equipment for the injection.

Keywords: formation damage, inorganic scales, alkali, precipitation, deposition.
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Introduccion

Existen tres fases principales en la vida productiva de un pozo petrolero. El recobro primario,
permite que el fluido ascienda desde el yacimiento hasta superficie de forma natural o mediante un
mecanismo de levantamiento artificial, uno de los mas comunes es la instalacion de una bomba
electrosumergible en fondo de pozo. El recobro secundario, una vez la presion es insuficiente y/o
volumenes de otros fluidos empiezan a ser producidos, se suelen aplicar los procesos de inyeccion
de agua (waterflooding) y reinyeccion de agua/gas, ayudando a soportar la presion del yacimiento y
por ende el flujo hacia los pozos productores. En estos dos primeros procesos, el factor de recobro
(FR) es del 25% a 35% del aceite original en sitio (OOIP). Por ultimo, el recobro terciario consiste
en la aplicacion de nuevas técnicas de recuperacion mejorada de petroleo (Enhanced Oil Recovery,
EOR), desplazando un crudo adicional al obtenido en el recobro secundario, mediante alteraciones
(2 nivel macroscopico) de las propiedades petrofisicas de la formacion generando un frente de

petroleo.

Los métodos de EOR se pueden clasificar en cuatro grupos principales: quimicos, térmicos, solvente
o gases miscibles, y otros (Figura 1-1). Los métodos quimicos han sido ampliamente aplicados en la
industria del petréleo desde 1970. Dentro de los métodos quimicos esta la inyeccion de un alcali
(A), surfactante (S) y polimero (P), y todas sus combinaciones posibles. A nivel mundial se pueden
destacar los proyectos ASP del campo de White Castle, que entre los anos 70 y 80 que permitid

incrementar el FR en un 22%; y el proyecto Tanner, ambos en USA, que incremento el 17% OOIP

[8].
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Figura I-1: Clasificacion del recobro de petroleo. Adaptado de Lake [1].

La aplicacion del método quimico ASP (Alcali-Surfactante-Polimero) consiste en la inyeccién de
estos tres quimicos, cada uno con una funcion especifica en el yacimiento. El alcali reacciona con
los compontes acidos presentes en el crudo generando un surfactante natural in-situ, que
simultdineamente con el surfactante inyectado ayudan a reducir la tensién interfacial que existe
entre las gotas de crudo adheridas a la superficie de la roca, disminuyendo la saturacion de aceite
residual de petroleo (Sor), lo que permite la generacion de un banco de aceite que mejora la
eficiencia de barrido, y por ende desplazando mas petroleo hacia los pozos productores.

Finalmente, el polimero ayuda a mejorar la relacion de movilidad del crudo con respecto al agua.

Durante la inyeccion del agente alcalino, aparte de reaccionar con los componentes acidos del
crudo, puede reaccionar con el fluido del yacimiento y los minerales presentes en la roca, que
frente a cambios significativos de presion, temperatura y composicion del agua puede generar
precipitacion y depositacion de escamas inorganicas. Este fenomeno se puede presentar tanto en
pozos inyectores como pozos productores, y las escamas se pueden depositar en la cara de la
formacion, en la tuberia y en los equipos de superficie, generando problemas de restriccion del

flujo de fluidos y pérdidas de productividad e inyectividad en los pozos.
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Los efectos de las incrustaciones pueden resultar dramaticos e inmediatos, por ejemplo durante un
proyecto de inyeccion ASP realizado en Alberta, Canada, en los campos de Warner y Crowsnest
en los afos 2006 y 2008, donde el Hidroxido de sodio fue usado como alcali, se presento una
extrema depositacion de escamas de Carbonato de calcio sobre los equipos de produccion en
fondo y en las facilidades de superficie. En este caso, ocho meses después de iniciar la inyeccion de
ASP, el tiempo de operacidon de las bombas electrosumergible disminuyd significativamente, en
algunos casos hasta menos de un mes, reduciendo la eficiencia de las mismas; al igual que una
disminucion importante en las areas efectivas de flujo en las lineas de produccion y facilidades de
tratamiento, provocando millones de doélares de pérdidas cada ano. En otro caso, en un pozo del
campo Miller en el Mar de Norte, la produccion descendié de 30,000 BPD a cero en un lapso de

24 horas [1 I].

Por casos de campo como los descritos anteriormente, el diagnostico del dano por presencia de
escamas inorganicas es muy importante para los ingenieros de petroleos. Esta investigacion tiene
como finalidad evaluar mediante la aplicacion de un esquema metodoldgico propio que incluye un
modelo quimico-termodindmico, y posteriormente la construccion de un modelo matematico de
flujo, evaluar la precipitacion y depositacion de escamas minerales en un campo de petréleo ubicado
en Colombia; y a partir de los resultados obtenidos proponer un tratamiento de inhibicion y/o
remocion del daho, técnica y econdomicamente viable, de tal forma que permita mejorar la
productividad de los pozos asociados a la inyeccion de la fase piloto ASP y la futura implementacion

del método quimico EOR en todo el campo.



|.Estado del Arte

El método quimico de ASP ha sido ampliamente implementado alrededor del mundo como un
método de recuperacion mejorada de petroleo (EOR), el cual consiste en la inyeccion de un alcali,
que reacciona con los acidos organicos y carboxilicos presentes en el crudo formando un
surfactante natural in-situ, que simultaineamente, con el surfactante inyectado ayudan a reducir la
tension interfacial, cambiando la humectabilidad de la roca. Por dltimo, un polimero ayuda a mejorar

la razon de movilidad del crudo con respecto al agua [2].

El uso de agentes alcalinos en la recuperacién mejorada de petroleo ha sido documentado por
diferentes décadas. Bhuyan et al. [3] sehala que las caracteristicas claves para controlar estos
procesos de inyeccion del alcali y, por tanto, formar las bases para la cuantificacion de los mismos
son: (1) la generacién de un surfactante natural in-situ, (2) las reacciones con el fluido del yacimiento
(precipitacion) y los minerales presentes en la roca (disolucién e intercambio de iones), que a su
vez estan asociados al consumo del alcali, y (3) los efectos de estos productos de reaccion y
ambiente de alto pH sobre el comportamiento de fases, tension interfacial (IFT), fendbmenos de

adsorcién y propiedades de transporte.

Al contacto del alcali con el agua del yacimiento constituye la particion de un componente
pseudoacido (HA) en la fase acuosa (HA,,) y oleica (HA,), y su subsecuente hidrolisis en la presencia

del alcali (OH™) para producir un surfactante anionico soluble (A-), ver Ecuacion (I.1).

Las reacciones del alcali con el agua de formacién o el medio rocoso reduce la actividad de los
cationes divalentes, tales como calcio (Ca?*) y magnesio (Mg?*). Luego del contacto del alcali con
estos iones de dureza, se pueden presentar precipitacion en forma de carbonatos, hidroxidos o

silicatos, esto en funcion del pH, la concentracién del ion, presencia de gases disueltos, flujos
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viscosos, flujos de régimen turbulento y cambios de presion, temperatura y composicion de mezclas
de aguas incompatibles. Las escamas inorganicas de Carbonato de calcio (calcita), Sulfato de calcio

(yeso) y Sulfato de bario (barita) son los mas comunes en la industria del petroéleo.

Para evaluar mejor las diferentes reacciones quimicas que ocurren en el yacimiento, Bhuyan et al.
[3] realizé una descripcion generalizada en un simulador de yacimiento composicional para un
proceso de inyeccién de alcali, combinando las reacciones quimicas asociadas a este proceso con
los esquemas de modelamiento de las propiedades de flujo y fisicas de un simulador de flujo
UTCHEM. El modelo de equilibrio esta conformado por especies quimicas del fluido (nj), especies
solidas (nk), cationes adsorbidos sobre la matriz (ni) y cationes disueltos (nm), es decir, se tiene un

balance de materia de N elementos (ver Ecuacion (1.2)).
Cﬁ = 27]21 hnjCj + Z;cuél gnka + Z?:ll fniCi + 7#1731 enmCm (|.2)

En caso de presencia de Carbonato de calcio, la constante de solubilidad es expresada de la forma.

(Ver Ecuacién (1.3)).
Kcsgcog > [Ca®*][C037] (1.3)

Este sistema de ecuaciones independientes no lineales, con la concentracion de cada especie

quimica, se puede resolver mediante iteracion Newton-Raphson con un cdlculo analitico Jacobiano.

Por otra parte, el modelo de flujo esta conformado por ecuaciones de conservacién de masa
(parciales y una global) que describe el flujo multifasico isotérmico de los N componentes (ver

Ecuacion (1.4)).
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Gomes et al. [4] realizé una evaluacion de la precipitacion y depositacion de escamas inorganicas en
yacimientos de arenas no consolidadas a través de simulacién numérica, para lo cual construyé un
modelo con la cinética de las reacciones que ocurren en la formacién de las escamas, mas alla del
modelo de equilibrio quimico-termodinamico. Para esto, usando un simulador semi-composicional
logré modelar la reaccion de depositacion de barita ocurrida en el yacimiento y el pozo, llevando
a cabo un modelamiento detallado cerca a la cara de la formacion usando refinamiento de malla
local (LGR, por sus siglas en inglés) para predecir el nivel de precipitacién de barita ocurrida en los
completamientos de control de arena (gravel-pack) y las pérdidas de produccion asociadas.
Adicionalmente, modelé un tratamiento de inhibicién y remocién de escamas minerales. Este
estudio de simulacion se llevé a cabo en un campo de aguas profundas ubicado en la Cuenca
Campos (Brasil), el cual produce bajo inyeccién de agua. El yacimiento es de arenisca con alta

permeabilidad y porosidad, y arenas inconsolidadas.

Por otra parte, la simulacion mecanistica de un modelo ASP considera las reacciones geoquimicas
que suceden en el yacimiento, tales como reacciones acuosas, intercambio idnico vy
precipitacion/disolucion a partir de las propiedades fisicas y mecanismos de transporte. Ademas, el
consumo del alcali, y la generacion del surfactante natural in-situ. Mohammdi et al. [5] de la
Universidad de Texas (Austin), llevo a cabo la simulacién de un proyecto quimico (cEOR) a escala
de campo, para un crudo viscoso con un alto niumero acido, en un yacimiento de arenisca, alta
porosidad y permeabilidad, alta salinidad y con presencia de un acuifero en fondo. Antes de realizar
la simulacion a escala de campo, Mohammdi et al. desarrollaron las reacciones acuosas, precipitacion,
disolucion e intercambio i6nico, basadas en la composicion del agua de formacién, mineralogia de

la roca, composicion del agua de inyeccion y el agente alcalino inyectado. Una serie de simulaciones
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de nucleos fueron desarrolladas primero usando las condiciones del yacimiento, como
permeabilidad, agua de formacién e inyeccion, crudo, y temperatura para construir un disefo
conceptual de inyeccion de quimicos. Los datos del comportamiento de la fase
surfactante/alcali/crudo fueron basados en pruebas de laboratorio para un crudo similar, por
ejemplo la viscosidad fue medida en funcion del esfuerzo de corte, salinidad, y concentracion del

polimero a temperatura del yacimiento.

Zhengdong et al. [6] del Instituto de Investigacion en Exploracion y Desarrollo del Petroleo, en
Beijing (China), llevaron a cabo un estudio de simulacién numérica en un proyecto ASP
considerando el efecto de la emulsion y formacion de escamas inorganicas sobre la recuperacion
mejorada de petréleo. Para este fin, fue establecido un modelo de prediccion de alteracion de la
permeabilidad y porosidad causado por las escamas inorganicas, y los mecanismos de flujo de la
emulsion a través de un medio poroso, incluyendo la captura de gotas, reologia y arrastre, siendo
descritos matematicamente. Con el fin de mejorar la solucion del modelo, fue propuesto un
esquema de solucion de diferencias IMPLICIT, mas estable y eficiente que los métodos tradicionales
como IMPES e IBiCRSTAB, el cual fue validado comparando los resultados con los obtenidos con

pruebas de nucleos en el laboratorio.

El método ASP fue simulado en un modelo geologico del campo DaQing en China. Los resultados
de la simulacion mostraron que la emulsificacion mas alla de mejorar la eficiencia de desplazamiento
en una zona de media-alta permeabilidad, ademas puede mejorar la eficiencia de barrido en un
medio de baja-media permeabilidad. Sin embargo, la alta viscosidad de la emulsion puede causar
pérdida de inyectividad y reducir la movilidad del crudo hacia los pozos productores. Por otra
parte, las escamas inorganicas también pueden disminuir la inyectividad y generar un dafo de

formacion mas grande en las zonas de baja permeabilidad.

El desarrollo de la presente investigacion permitié diagnosticar la severidad del dafio de formacion
por precipitacion/depositacion de escamas minerales mediante el uso de simulacion de yacimientos
acoplando el modelo quimico-termodindamico con el modelo de flujo, y de acuerdo con los
resultados obtenidos se plante6 una estrategia de inhibicion de este dafno que permitira aumentar

la productividad de los pozos asociados a una futura implementacién en campo del método ASP.
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2.Marco Teorico

La recuperacion de crudo de un yacimiento puede ser descrita por la Ecuacion (2.1).

Soi PV

NP = EDEAEV * (2')

Bo

Donde la eficiencia del recobro consiste en tres factores principales:

E es la eficiencia de desplazamiento, definida a nivel microscopico a escala de poro. Esta en funcién
de la saturacién de aceite residual (Sor) del area barrida.
E,, es la eficiencia de barrido vertical y E 4 es la eficiencia de barrido areal. La suma de estas dos se

conoce como eficiencia volumétrica (Ey), la cual se refiere a un desplazamiento macroscépico.

Una forma sencilla para medir el éxito de un proyecto EOR es el volumen incremental de
produccion de petroleo (Figura 2-1). Por ejemplo, el comportamiento tipico de declinacién de un
campo o pozo esta dado por la trayectoria desde el punto A hacia B, ahora suponiendo que un
proyecto EOR se inici6 en el punto B, la produccién incremental debe ser la diferencia volumétrica

entre los puntos B-D y B-C, es decir la region sombreada en la siguiente figura.
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Figura 2-1: Respuesta tipica del petréleo incremental en un proyecto EOR [7].

2.1 Antecedentes

El método EOR quimico consiste en la inyeccion de un alcali (A), surfactante (S) y polimero (P), y se
puede implementar en varias combinaciones dependiendo del factor de recobro incremental y las
caracteristicas del yacimiento, estas combinaciones pueden ser: ASP, SP, AP, P. La Figura 2-2 muestra
algunos de los principales proyectos ASP alrededor del mundo; y la Figura 2-3 muestra la linea de
tiempo con algunos de los principales proyectos quimicos ASP que se han desarrollado alrededor

del mundo desde el ano 1920.
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Figura 2-2: Proyectos quimicos (ASP y sus combinaciones) realizados alrededor del mundo [8].
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Figura 2-3: Linea de tiempo de proyectos quimicos ASP realizados alrededor del mundo [8].



12 Evaluacién del dafio por precipitacién y depositacion de escamas minerales en
la fase piloto de un proyecto quimico ASP (Alcali-Surfactante-Polimero) en un

campo de petroleo en Colombia

2.2 Inyeccion de polimero

La inyeccion de polimeros mejora la eficiencia volumétrica (Ey), que puede ser definida como la
eficiencia del proceso de inyeccion de agua para movilizar y recuperar el crudo desde los pozos
inyectores hacia los productores. El concepto clave es la relacion de movilidad (M), ver Ecuacion

2.2).

_ Krw/pw
" Kro/uo (2.2)

Donde p es la viscosidad del aceite y agua y Kr es la permeabilidad relativa al agua y aceite. La
inyeccion de polimero incrementa la viscosidad del agua y disminuye la permeabilidad relativa al
agua debido a la adsorcion del polimero sobre la superficie de la matriz. Para el campo de estudio
Caracara Sur la relacion de movilidad esta estimada en un rango entre 3 y 8, la cual se considera

adversa. La Figura 2-4 ilustra los efectos de una buena o mala movilidad:

Figura 2-4: Relacion de movilidad mala (M>1) y buena (M<I) [8].

La Ey esta a su vez relacionado con la eficiencia de barrido areal y vertical, como se ilustra en la
Figura 2-5, donde la eficiencia de barrido vertical (Ev) se encuentra en funcién de la movilidad (M),
corte de agua (WC) y variacion de permeabilidad (V), y la eficiencia areal (Ea) en funcion de la
movilidad y corte de agua. La razon de movilidad es mayor a medida que la eficiencia de barrido

vertical (Ev) y la variacion de permeabilidad disminuyen.
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Figura 2-5: Relacion de la eficiencia areal (izq.) y eficiencia vertical (der.) con la movilidad.

Adaptado de Wyatt [8].

Para un yacimiento de propiedades homogéneas humectado por agua, se espera que la inyeccion
de polimeros no produzca mas aceite que la inyeccion de agua (waterflooding) al momento de que
el corte de agua en la corriente de produccion sea del 100%. Sin embargo, el corte de agua al 100%
podria ser alcanzado en un tiempo mas temprano dependiendo de las movilidades de la fase
desplazante y desplazada. En un yacimiento heterogéneo, el agua de inyeccion tiende a moverse
por los caminos de menos resistencia (alta permeabilidad) dejando atras cantidades importantes de

crudo.

El control de movilidad por inyeccion de una solucion polimérica tiende a mejorar el barrido de
crudo por dos efectos, el primero es que al ser el frente de desplazamiento mas homogéneo, una
cantidad del petréleo dejado atras debido a las heterogeneidades del medio es desplazado hacia los
pozos productores. Segundo, la produccion es acelerada con menos produccion de agua, dado que
esta se mantiene detras del frente de desplazamiento debido a la mejora de la razon de movilidad
entre las fases. La Figura 2-6 compara las tasas de produccion de aceite y recobro de crudo de una
inyeccion de agua limitada, desarrollado en un modelo de corriente de tubo y variando la viscosidad

de crudo, y por consiguiente la relacion de movilidad.
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Figura 2-6: Relacion entre la tasa y recuperacion de crudo con la variacion de la movilidad [9].

Aunque el rendimiento de la inyeccion de polimeros puede ser estimado en modelos como
corrientes de flujo o modelos de simulacién, las pruebas de laboratorio son indispensables para
seleccionar el polimero mas 6ptimo a las condiciones del yacimiento, de tal forma que el polimero

a inyectar no tapone las gargantas de poro y no se degrade térmicamente.

El campo Caracara Sur es un buen candidato para la inyeccion de polimeros debido a las siguientes

razones:

=  Criterios de seleccion mas favorables.
» Mala relacion de movilidad del agua con respecto al aceite (M>1).

* La composicion quimica del agua de formacion (baja salinidad) es ideal.

2.3 Inyeccion del alcali

La inyeccion del alcali ayuda a mejorar la eficiencia de desplazamiento del crudo. Los agentes
alcalinos mas comunes en la industria del petroleo son el Hidréxido de sodio (NaOH), Metaborato
de sodio (NaBO0,), Carbonato de sodio (Na,(C053) y Ortosilicato de sodio (Na,Si0,), este Gltimo

ha dejado de ser usado debido al largo tratamiento que se requiere para inhibir las escamas [9].
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El alcali reacciona con los acidos carboxilicos presentes en el crudo generando un surfactante
natural in-situ, que al igual que el surfactante ayuda a disminuir la tension interfacial (IFT) entre el
crudo y el agua. La adicién del alcali incrementa el valor de pH y disminuye la adsorcion del
surfactante, de esta forma se reduce la concentracion requerida y por ende el costo asociado a

este tipo de proyectos quimicos ASP [9].

La disociacion del alcali incrementa el pH. Por ejemplo, el NaOH se disocia en Na+ y OH- (ver

Ecuacion (2.3)).

NaOH - Na* + OH™ 2.3)

El pH de la solucion puede variar con el contenido de sal segun la Figura 2-7, donde se representa
los valores de pH de soluciones alcalinas a diferentes concentraciones y una temperatura de 25°C.
Las lineas | y 2 corresponden a NaOH y Na,Si0O, respectivamente, son los mas efectivos al
incrementar el pH, pero son muy reactivos y tienden a formar escamas, la linea 8 corresponde al
Na,CO03, que es preferido, ya que permite incrementar el pH con un riesgo menor de taponar el

medio poroso.
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Figura 2-7: Valores de pH de soluciones alcalinas a diferentes concentraciones [9].



16 Evaluacién del dafio por precipitacién y depositacion de escamas minerales en
la fase piloto de un proyecto quimico ASP (Alcali-Surfactante-Polimero) en un

campo de petroleo en Colombia

La Tabla 2-1 muestra una comparacion de algunas propiedades entre diferentes tipos de alcalis. El

NaOH y Na,CO5 tienden a precipitar en presencia de iones divalentes como Cat?y Mg*2.

Tabla 2-1: Propiedades de diferentes alcalis [9].

AN, Hidroxido de Sodio | Carbonato de Sodio |Ortosilicato de Sodio | Metaborato de Sodio
(NaOH) (Na2Co03) (NaSiO4) (NaBO4)
Reducir IFT Si Si Si Si
Precipitacion Ca++ Si Si Si Si
Precipitacion Mg++ Mas facil que Ca++ Mas dificil que Ca++ Si Si
Emulsificante Bueno Si Bueno Si
Alteracion humectabilidad Si Si Si -
Reducién adsorcion surf. Si Si Si -

La inyeccion del alcali es un proceso complejo, donde no siempre la reduccion de la IFT es el
mecanismo clave. También depende de las propiedades del crudo y la roca, la emulsificacion y

cambio de humectabilidad juegan un rol importante en el recobro mejorado de petroleo.

2.4 Mecanismos de recobro en la aplicacion del alcali

En la inyeccion del dlcali, mas alla de la reduccion de IFT, puede mejorar la recuperacién de petroleo
a través de mecanismos como la emulsificacion y atrapamiento, y alteracion de la humectabilidad,

segun Johnson et al. [10].

2.4.1 Emulsificacion y atrapamiento

En la inyeccion del alcali, la emulsificacion es instantanea, y las emulsiones son muy estables. Este
mecanismo de recobro depende de la disminucion de la tension interfacial, permitiendo que la fase
de petroleo sea emulsionada en el agua en forma de finas gotas. Las cuales pueden ser atrapadas y
transportadas a través del medio poroso por el flujo del agua. Esto deberia resultar en una

reduccion de la saturacién de petroleo (So) [9].

2.4.2 Alteracion de la humectabilidad

La humectabilidad se puede alterar de aceite a agua, o viceversa. Si la humectabilidad es cambiada
por afinidad del aceite hacia el agua, la permeabilidad relativa al agua seria mas baja y se tendria una

mejor relacion de movilidad. En este caso, se requieren altas concentraciones del alcali a bajas
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salinidades. Si la humectabilidad es cambiada de agua a aceite, el aceite residual discontinuo se
convertiria en continuo. Para este caso, son requeridas altas salinidades en la fase de agua para

conducir el surfactante natural fuera del agua dentro del crudo y sobre la superficie de la roca [9].

2.5 Inyeccion de ASP o AP

La inyeccion ASP (Alcali-Surfactante-Polimero) o AP (Alcali-Polimero) mejora tanto la eficiencia
volumétrica (Ey) como la eficiencia de desplazamiento (Ep). La Ep esta definida como el crudo

atrapado en los poros (ver Ecuacion (2.4)).

Ep = 5015‘_50 2.4)

Soi es la saturacion de aceite inicial y Sor es la saturacion de aceite residual. La inyeccion de una

mezcla ASP, incrementa el nimero de capilaridad (N¢,), ver Ecuacion (2.5).

Ngy, =2 (2.5)

o
Donde “u” es la viscosidad, “v” es la velocidad, y “0” es la tensién interfacial. El incremento de la
velocidad esta limitado por los gradientes de presion que se pueden establecer en el yacimiento.
La inyeccion del alcali/surfactante permite disminuir la tension interfacial (IFT) entre el agua y el
aceite tipicamente en 3 o mas ordenes de magnitud, reduciendo las fuerzas capilares que atrapan

el crudo residual, y por consiguiente permite alcanzar una saturacion de aceite residual menor. La

Figura 2-8 representa los efectos de una buena y mala tensién interfacial.

Figura 2-8: Tension interfacial alta (izq.) y baja (der.) [8].
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El campo de estudio Caracara Sur es un buen candidato para la inyeccion de una formulacion ASP

o AP por las siguientes razones:

= Alta permeabilidad de la roca: buena inyectividad de una solucion viscosa (polimero) y reduccion

de la permeabilidad relativa al agua debido a la adsorcion (bajo contenido de arcillas).

= Una 6ptima formulacion para ASP o AP, desarrollada en el laboratorio y evaluada a las
condiciones Unicas de presion y temperatura del yacimiento del campo de estudio, permite mejorar
el recobro por eficiencia de barrido y reduccion de la saturacion residual del crudo. Estos factores

impactan en la seleccion de los quimicos.

La implementacion del método quimico ASP en el campo Caracara Sur presenta los siguientes
retos:

* Presencia de un acuifero activo.

= Relativa alta temperatura del yacimiento que podia degradar el polimero.

» El polimero podia reaccionar con algunos metales de la tuberia y generar corrosion.

= El dlcali/fluido de formacion podia generar la formacién de escamas inorganicas.

» La separacion del crudo del agua en las facilidades puede resultar mas dificil debido a la formacion

de emulsién e incremento de la viscosidad del fluido por el polimero.

De los cuales, la precipitacion y depositacién de escamas es de interés de investigacion, ya que esto

afectaria la operacion de inyeccién y produccion, asi como la economia del proyecto.

2.6 Dano de formacion

Se conoce como dano de formacién cualquier restriccién parcial o total alrededor del pozo que
distorsiona las lineas de flujo desde el yacimiento hacia el pozo [ I]. Para identificar el tipo y grado
de dafio en un pozo, se puede recurrir a informacion como datos de produccion e inyeccion,
pruebas de presion, andlisis de registros, PVT y analisis de fluidos y especial de nucleos, entre otras
fuentes de informacion, lo cual permitira mejorar las practicas de operacion con el fin de minimizar

estos factores de reduccion de la permeabilidad.
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El dano de formacion se refiere especificamente a la obstruccién que ocurre en la matriz de la roca
cerca a la cara del pozo. Matematicamente el daio de formacién es un valor adimensional que esta
representado por la letra S (skin). La identificacion e investigacion del dafo de formacion incluye:

= Tipos de danos.

* Locacion e identificacion del dano.

= Efectos del dano sobre la inyeccion y produccion.

2.6.1 Descripcion del dafio de formacion

El daio de formacién es categorizado por el mecanismo de origen: natural o inducido. Los dahos
naturales son el resultado de producir el fluido del yacimiento, y los danos inducidos son el

resultado de una operacion externa desarrollada en el pozo [I].

Los danos naturales incluyen:

= Migracion de finos.

* Hinchamiento de arcillas.

* Precipitacion de escamas.

* Depositacion de organicos como parafinas y asfaltenos.
= Depositacion mixtos: organico/inorganicos.

=  Emulsiones.

Los danos inducidos incluyen:

=  Taponamiento por particulas tales como sélidos o polimeros en los fluidos inyectados.
= Cambios de mojabilidad causados por la inyeccion de fluidos.

= Reacciones acidas.

* Precipitacion de hierro.

* Accion de las bacterias.

= Bloqueo por agua.

* [ncompatibilidad de fluidos.
A continuacion se presenta un resumen de los principales danos, tanto naturales como inducidos:

Migracién de finos. El dano de formacion puede ocurrir como resultado de la migracion de

particulas en el fluido producido. Las particulas pueden cruzar las gargantas de poro en la region
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cercana al pozo y reducir la productividad, en promedio dentro de 3 a 5 Ft de radio dentro del

yacimiento [11].

Emulsiones. Una emulsién es un liquido en dispersion liquida. Estan compuestas de una fase
externa (también llamada no dispersante o continua) y una fase interna (también llamada dispersa
o no discontinua). La fase interna consiste en gotas suspendidas en la fase externa [21]. La mayoria
de las emulsiones encontradas en campo son generadas por la presencia de una energia mecanica
que produce que una fase se disperse en otra y un agente quimico y factores externos que la
estabilizan. Si la emulsion es muy estable puede generarse una restriccion del flujo a través de las

gargantas de poro del yacimiento y por consiguiente generar un dano de formacién.

Taponamiento por particulas inyectadas. El dano por particulas presentes en fluidos
inyectados sucede generalmente en un darea cercana a la cara del pozo, taponamiento de las

gargantas de poro.

Los solidos suspendidos se encuentran en agua de inyeccion de pobre calidad (finos, productos de

corrosién, escamas Yy precipitados, bacterias, etc.)

Alteracion de la mojabilidad. El taponamiento de la formacién puede ser causado por liquido

(o gas) cambiando la permeabilidad relativa de la formacion.

Depositacion de organicos. Durante el proceso de produccion, los hidrocarburos presentan

alteraciones como segregacion y depositacion de particulas: parafinas y asfaltenos.

Parafinas. También llamados alcanos son una familia de hidrocarburos (moléculas constituidas por
atomos de carbono e hidrogeno) saturados que tienen una formula general C,Han+, ellas pueden
ser de estructura lineal o ramificada. Tipicamente, condiciones de presién y temperatura ambiente,
las parafinas puras con un nimero de atomos de carbono de cinco o menos se encuentran en
estado gaseoso; aquellas con un nimero de atomos de carbono entre 6 y |5 se encuentran en
estado liquido; y aquellas con un nimero de atomos de carbono mayor o igual a |16 se encuentran

en estado solido.
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El estado de las parafinas que forman parte de la mezcla de hidrocarburos en un yacimiento de
petroleo puede cambiar debido a cambios en las condiciones de presion y temperatura. La
disminucién de la temperatura es considerada la razén principal de la disminucion de la solubilidad
de las parafinas, mayoritariamente las de mayor peso molecular o mayor nimero de atomos de
carbono, en la corriente de hidrocarburos desde el yacimiento a los pozos productores. Estas
parafinas a menor solubilidad pueden formar particulas solidas que pueden precipitar y depositarse
a nivel del yacimiento en las zonas cercanas y/o en las tuberias en los pozos productores, o en las
instalaciones de superficie. La precipitacion esta condicionada a que los cristales sélidos sean
suficientemente grandes o que existan otras especies de hidrocarburos tales como resinas y/o
asfaltenos o particulas inorganicas tales como arcillas y/o arena o productos de corrosién que sirvan
como agentes de nucleacion. Si esas condiciones no estan dadas, existe la posibilidad de que las
particulas de parafinas solidas sean arrastradas por la corriente de hidrocarburos sin que exista

evidencia significativa de precipitacion.

Asfaltenos. Son cadenas de hidrocarburos parcialmente solubles en tolueno (o benceno) e
insoluble en un exceso de n-alcano (pentano o heptano). En el yacimiento los principales problemas
son la alteracion en la mojabilidad de la roca, bloqueo por emulsiones estables y reduccion de la

permeabilidad absoluta [1].

Escamas inorganicas. Las escamas son quimicos solubles en agua que precipitan fuera de la
solucién en respuesta a cambios en las condiciones de presién, temperatura o composicién, esta

ultima debido a las mezclas de agua incompatibles [I I].

2.6.2 Precipitacion y depositacion de escamas minerales

La inyeccion de un alcali en el yacimiento puede causar incompatibilidad de la solucion alcalina con
los iones divalentes presentes en el agua de formacion. La precipitacion y depositacion de escamas
puede ser influenciada por caidas de presion, temperatura, gases disueltos, flujos viscosos, flujos de
régimen turbulentos, sitios de nucleacion y tipos de metales, cualquier condicion que altere el

equilibrio de la solucion [22].

A continuacion se describen cada una de las escamas que se pueden presentar en la industria del

petroleo:
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Carbonato de calcio o calcita (CaC03): Usualmente estas incrustaciones se forman cuando
hay cambios de presion en aguas ricas en cation de calcio e iones de carbonato/bicarbonato. Este
tipo de incrustacion esta afectada por la liberacion de Didxido de carbono (€0,) o la inyeccion de
un agente alcalino en proyectos EOR, lo cual conlleva a incrementar los valores de pH y hace que
a altas concentraciones el calcio en la solucién sea inestable. Se expresa por medio de la siguiente

reaccion quimica (ver Ecuacion (2.6 y 2.7)).

Ca*?+ C03% = CaCO,4 (2.6)

Ca*? +2(HCO3) = CaCO5 + CO, + H,0 (2.7)

Segun Donald et al. [9] el Acido clorhidrico (HCI) puede disolver de forma inmediata todas las

escamas de carbonatos, siempre y cuando el acido pueda penetrar la locacion de la misma.

Sulfato de calcio o yeso (CaS0,): La precipitacion de Sulfato de calcio resulta de la siguiente

reaccion (ver Ecuacion (2.8)).

Ca*? + SO; = CasSo0, (2.8)

Por lo general estas incrustaciones son mas pequenas que las de CaC0O3, pero son mas duras y
densas. Estas escamas pueden ser removidas con componentes que convierten el sulfato en un
hidroxido o forma otro ion seguido por un acido, o por disolventes directos como el acido

etilenodiaminotetracético (EDTA) y otros tipos de agentes [9,10].

Sulfato de bario o barita (BaS0,): Casi cualquier combinacion de iones de bario y sulfato causa
4

precipitacion, la cual es dificil de remover, dado que no es soluble en acidos y solventes, a menos

que su estructura sea interrumpida con impurezas como escamas de carbonatos. Resulta de la

siguiente reaccion (ver Ecuacion (2.9)).

Ba*? + S0;% = BaSo0, 2.9)
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Estas escamas son mas dificiles de remover, pero su ocurrencia es mas predecible. Por lo general
se encuentran junto a los depésitos de Sulfato de bario, y ambos pueden ser disueltos con EDTA si
la temperatura es suficientemente alta y el tiempo de contacto suficiente. La mayoria de
removedores quimicos son poco reactivos, especialmente en depositos gruesos, pero la mezcla de

Sulfato de bario y otras escamas puede ser removida con métodos mecanicos o abrasivos.

Algunos sulfatos de bario son radioactivos, la cual resulta de una concentracion de uranio en la red

ionica de la escama [11,12].

Sulfato de estroncio o celestita (S750,4): La precipitacion de SrSO, resulta de la siguiente

reaccion (ver Ecuacion (2.10)).

Sr*2 + 50;% = SrSo, (2.10)

Carbonatos/Sulfatos de hierro o siderita (FeCO3 o FeS0,): estas escamas son
extremadamente dificiles de remover, son usualmente encontrados en pozos con alto contenido
de hierro, presente en el agua de forma natural o por corrosion, y una tendencia a precipitar de
CaCO0s;. Las escamas de FeS0, reaccionan acorde a su estructura, hay siete diferentes formas de
estas incrustaciones que pueden ser identificadas, y solo dos de estas pueden ser solubles en acido

clorhidrico (HCI).

De acuerdo con Donald et al. [11] el HCl con agentes EDTA disuelve estas escamas y previene la

precipitacion de subproductos, tales como el Hidroxido de hierro y sulfuros.

Cloruros de sodio o halita (NaCl): Los sedimentos de cloruro de sodio se forman a partir de
salmueras de alta salinidad que sufren descensos de temperatura pronunciados o incluso aumentos
si hay evaporacién de agua. Este tipo de incrustaciones pueden ser permeables, impermeables,

blandas, densas o una combinacién de estas.

No existe un método efectivo para prevenir la precipitacion de sal, ya que esta tiene un limite de
solubilidad en el acido, por tanto no es generalmente considerado. Por consiguiente, redisenar el
sistema mecanico para evitar pérdidas de temperatura y evaporacion del agua también es una

posibilidad [11,12].
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Escamas de Silice: estas escamas generalmente ocurren como depositos cristalinos finos de
calcedonia. Son asociados con el uso de alcalinos o en proyectos de inyeccion de vapor, y de la
disolucién de minerales de formacion siliceas por fluidos de alto pH, o condensados de vapor de
alta temperatura. Esta disolucion puede causar colapso en arenas poco consolidadas o que el silice
vuelva a precipitar a una distancia mayor del pozo, donde el alcalino, la temperatura, o ambos, se

hayan disminuido.

Estas escamas por lo general ocurren como depositos cristalinos finos de calcedonia o como 6palo

amorfo, y son de inmediato disueltos por acido fluorhidrico (HF) [I1,12].

Las estrategias de remocion y tratamiento de las incrustaciones estan relacionadas con la
mineralogia de las escamas y el tiempo de contacto es un importante factor en el disefo de los

mismos.

2.6.3 Origen de las escamas minerales

En las escamas minerales que se producen de campos petroleros, el agua es protagonista, dado que
el problema se presenta solo cuando existe produccion de agua. El agua es un buen solvente para
muchos materiales y puede transportar grandes cantidades de minerales. Las aguas naturales
disuelven distintos componentes cuando contactan fases minerales en su estado natural. El agua de
mar tiende a ser rica en iones, que son subproducto de la vida marina y evaporacion del agua. El
agua superficial y subterranea, por lo general, es mas diluida y su composicion quimica es diferente
con respecto al agua de zonas profundas asociadas a acumulaciones de gas y petréleo, la cual es
rica en iones a través de la alteracién de minerales sedimentarios, tales como Ca*?, Mg+2, Ba*?
y Sr*2. Sin embargo, en los fluidos de yacimientos el total de solidos disueltos (TDS) y la
composicion dependera de la diagénesis de los minerales y de otros tipos de alteraciones que se
producen a medida que los fluidos de formacion fluyen y mezclan en el transcurso del tiempo

geologico [12].

Las escamas minerales comienzan a formarse cuando se perturba el estado de equilibrio de

cualquier fluido natural de tal forma que se exceda el limite de solubilidad de uno o mas de sus
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componentes. La solubilidad de los minerales es dependiente de la temperatura, presion, pH y

composicion.

Efecto de la temperatura: Por lo general, un incremento en la temperatura provoca el aumento
de la solubilidad de un mineral en el agua, es decir mas iones se disuelven a temperaturas mas

elevadas.

Sin embargo, no todos los minerales tienen este comportamiento. Por ejemplo, los minerales de
calcita (CaC03) y celestita (SrS0,) son menos soluble a medida que la temperatura aumenta como
se muestra en la Figura 2-9. El agua de yacimiento disminuira su temperatura a medida que ascienda
hacia la superficie, es decir se vuelven mas solubles. La siguiente grafica muestra la solubilidad de

diferentes minerales en funcién de la temperatura.
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Figura 2-9: Solubilidad de escamas minerales vs temperatura [12].

La solubilidad de la barita (BaS0,) se duplica cuando la temperatura oscila entre 77 y 212°F, pero
luego disminuye en la misma proporcion al alcanzar una temperatura de 210°F. En forma similar, la
solubilidad del yeso (CaS0,) es mayor a temperaturas menores de 100°F, pero disminuye a medida

que aumenta la temperatura como se puede observar en la Figura 2-10.
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Figura 2-10: Solubilidad del yeso y barita vs temperatura [13].

Efecto de la presion. Generalmente, al descender la presion, la solubilidad tiende a disminuir, y
como regla general, la solubilidad de la mayoria de los minerales disminuye en un factor de dos por
cada 7000 psi de disminucion de presion [13]. Este comportamiento se debe a que cuando la

incrustacion esta disuelta en el agua, existe una disminucion en el volumen total.

La solubilidad de minerales de CaC03 y CaSO, en agua es mayor cuando la presion aumenta como
se ve en la Figura 2-11. En las caidas de presién a través de una restriccion, tales como valvulas u
orificios induce a turbulencia local, o caidas de presion cerca a la cara del pozo, puede generar

incrustaciones en el yacimiento y en la tuberia de produccion.
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Figura 2-11: Solubilidad de la calcita y yeso vs presion [13].
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Efecto del pH. El pH del fluido del yacimiento puede ser incrementado por alta concentraciéon de
CO, o la inyeccion de un agente alcalino en proyectos EOR, afectando la solubilidad del CaCO; y
por ende la probabilidad que se presenten incrustaciones de este mineral. Caso contrario ocurre

con el BaSO, donde el pH no tiene ningun efecto sobre la solubilidad de este mineral en el agua.

Efecto de las sales minerales. La presencia de sales disueltas en el agua como NaCl incrementa
la solubilidad de minerales como CaC0O3, CaS0, y BaSO, (Figura 2-12). Para el caso del yeso con
concentraciones de sales mayores a 150,000 mg/L disminuye la solubilidad del mismo.

Un efecto similar ocurre con el SrS0,, la solubilidad incrementa hasta una concentracion de
175,000 mg/L de NaCl, posterior a esta salinidad la solubilidad tiende a disminuir. En salmueras que

contienen calcio o magnesio, la solubilidad del SrSO, es mayor que en una salmuera de NaCl.
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Figura 2-12: Efecto de sales disueltas en yeso y barita [13].

De esta forma se puede resumir, que los factores que influyen en disminuir la solubilidad y por
consiguiente la probabilidad de formar incrustaciones por carbonatos son los siguientes:

= Alta temperatura del yacimiento.

=  Aumento de pH.

» Caidas de presion.

= Agua con menor sales disueltas.

2.6.4 Formacion de escamas minerales

De acuerdo con Crabtree et al. [12], entre los principales factores que llevan a la formacion de
escamas estan los cambios de temperatura y presion, la desgasificacion, alto pH, contacto con aguas

incompatibles, aunque algunas aguas de produccion saturadas no siempre produzcan escamas.
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El primer desarrollo dentro de un fluido saturado es la formacién de un grupo de atomos inestables,
un proceso llamado nucleacién homogénea (Figura 2-13). El grupo de atomos forman pequenos
cristales desencadenados por fluctuaciones locales en el equilibrio de la concentracion de iones en
las soluciones sobresaturadas. Estos cristales van creciendo por la adsorciéon de iones sobre las

imperfecciones de las superficies, aumentando el tamano de los mismos.

La energia necesaria para que el cristal crezca proviene de la reduccion de la energia libre superficial
del cristal, la cual disminuye rapidamente a medida que incrementa el radio después de que el radio
critico se ha excedido. Esto implica que los cristales grandes tiendan al continuo crecimiento de los
mismos y ademas que los cristales pequenos se puedan disolver. Asi, dado un alto grado de
supersaturacion, la formacion de cualquier cristal fomentara un incremento en la depositacion de

escamas. De esta forma los cristales, en efecto, son un catalizador para la formacion de escamas.

El crecimiento de estos cristales también tiende a iniciar sobre una superficie preexistente de limite
de fluidos, un proceso denominado nucleacion heterogénea. Los sitios de nucleacion heterogénea
incluyen defectos en la superficie tales como rugosidad o aspereza en la superficie de la tuberia o
perforaciones en “liners” de produccion, en juntas o uniones de tuberias. Un alto grado de
turbulencia también puede catalizar la depositacion de escamas. Asi, la acumulacion de escamas
puede ocurrir en la posicion de la presion de punto de burbuja en el sistema de flujo. Esto explica

porque la depositacién de escamas crece rapidamente en los equipos de completamiento en fondo.

A través del fendbmeno de nucleacion, los inhibidores de escamas han sido desarrollados para usar
quimicos especialmente disefados para detener la nucleacion y las etapas de crecimiento de

formacién de escamas, y reducir la tasa de formacion de las mismas a casi cero [12].
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Figura 2-13: Nucleacion homogénea (izquierda) y nucleacion heterogénea (derecha) [12].

Las incrustaciones depositadas en una forma rapida tienden a ser porosas, a poseer canales y su
remocion con acidos o removedores no es tan dificil; en cambio, los que se depositan lentamente

son frecuentemente duros, y su remocion puede ser mucho mas complicada.

2.6.5 Esquema metodolégico para el diagnéstico del dafio

En proyectos de inyeccién de quimicos (alcali, surfactante y polimero) como métodos EOR, se
generan una serie de reacciones quimicas al interactuar con el sistema roca-fluido del yacimiento.
Entre las interacciones que se producen, esta la reaccion quimica entre el alcali usado y el agua de
formacion, lo cual genera un ambiente de alto pH y cambios en la composicion fisicoquimica del
agua, que sumado a cambios en la temperatura y presion, disminuye la solubilidad de las especies
quimicas en el agua provocando la precipitacién y posterior depositacion de escamas inorganicas.
Estas se pueden presentar desde el yacimiento, en la cara de la formacion y a través de las lineas
de flujo desde fondo de pozo hasta las facilidades de superficie, disminuyendo la inyectividad y
productividad de los pozos y, en casos mas severos, generando pérdidas en la capacidad de las
facilidades de superficie, conllevando grandes pérdidas econémicas y representando un gran reto

para los nuevos ingenieros de petroleos.

Es por ello, que para diagnosticar el dano de formacion por precipitacion y depositacion de

incrustaciones minerales se propone replicar para un caso de campo similar el siguiente esquema
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metodologico capaz de evaluar, predecir la severidad e inhibir este tipo de dano. Para llevar a cabo
este esquema metodologico se propone en primer lugar construir un modelo quimico-
termodinamico basado en los indices de saturacion o solubilidad mas usados en la industria que

permita estimar la probabilidad del agua para formar escamas inorganicas y su tipo.

Una vez determinados estos indices, se propone integrarlos a un modelo quimico-termodinamico
de tal forma que permita estimar la tendencia de tener estas incrustaciones bajo una condicién de

presion y temperatura dada.

En segundo lugar, la construccion de un modelo matematico de flujo permitira predecir la cantidad
precipitada y depositada de escamas, y el comportamiento del fluido en el yacimiento con cambios
de presion, temperatura y composicion, estimando la severidad del dafo inducido bajo estas
condiciones de produccién. Poder simular las condiciones actuales del campo (caso base) y plantear
otros casos que representen unas condiciones mas severas como mayor caida de presion en la cara
de la formacién y mayor concentracién de las especies quimicas presentes en el yacimiento, al igual
que un ambiente de alto pH por la inyeccion del alcali, permitira comparar el comportamiento en
el tiempo de inyeccién de diferentes curvas como saturaciones, parametros de produccion e

inyeccion de los pozos, y concentraciones de las especies quimicas.

Seguidamente, el planteamiento de una estrategia de inhibicién y/o remocion de este dano permitira
evaluar su aplicabilidad para destapar los canales de flujo obstruidos por incrustaciones,
incrementando la inyectividad y productividad de los pozos asociados al piloto EOR, obteniendo
mejores resultados en la eficiencia de barrido del petréleo y por ende en el volumen incremental

de petroleo recuperado.

Por ultimo, se propone desarrollar un estudio financiero sobre la estrategia de inhibicion y/o
remocion del dano planteado, de tal forma que permita evaluar desde el punto de vista
costo/beneficio la aplicabilidad del tratamiento, ya sea en la fase piloto o la fase de implementacion
completa en campo de un proyecto quimico EOR. La Figura 2-14 muestra el diagrama de flujo del
esquema metodolodgico planteado para desarrollar objetivos especificos, con las consideraciones a

tener en cuenta, datos de entrada y salida, y toma de decisiones durante el proceso de evaluacion.
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Figura 2-14: Diagrama de flujo del esquema metodoldgico planteado para la evaluacion del dafo.

A continuacion se desarrolla paso a paso el esquema metodolégico planteado como parte de la
presente tesis de maestria. Para la construccion de ambos modelos, tanto quimico-termodinamico
como de flujo, se usaron los softwares composicionales EQBATCH y UTCHEM, los cuales se
complementa para formar una sola herramienta de evaluacion. Algunos de los resultados de la

simulacién son visualizados en el software TecPlot.
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3.Generalidades del Campo

El Bloque Caracara se encuentra ubicado en la Cuenca de los Llanos Orientales, Colombia; consta
de algunos campos menores, entre ellos el campo Caracara Sur (Figura 3-1), los cuales consisten
en yacimientos fluviodeltdicos divididos en compartimentos. Se caracteriza por el empuje de un

acuifero activo en fondo y una relacion de movilidad desfavorable.

Caribbean
Sea

Venezuela

Pacific
Ocean

Colombia

Cémpo c‘am(a}‘a
Sur %4

Ecuador

Figura 3-1: Ubicacion del campo Caracara Sur [14].

Los yacimientos principales son las arenas fluviodeltaicas de la Formacion Carbonera C7 de la edad
del Eoceno al Mioceno, los cuales contienen arenas intercaladas y lutitas, carbones delgados
ocasionales, e igualmente unidades de arenas canalizadas. Los sedimentos se derivan de la Meseta

de Guyana hacia el Este y se depositaron en entornos marginales maritimos, fluviales y deltdicos

[15].

Después de un estudio de factibilidad y pruebas de laboratorio con nucleos, se determiné que la
inyeccion de quimicos (ASP y sus combinaciones) podria ser el método mas efectivo para aumentar

el factor de recobro del campo. En el ano 2015 inici6 la inyeccion de la fase piloto EOR.
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3.1 Geologia

La cuenca de los Llanos Orientales tiene una extension aproximada de 190,000 Km? y corresponde
a una region topograficamente plana, con una ligera inclinacion hacia el Este. Limita al Sur por el
Arco de Guaviare o Saliente del Vaupés, al Oeste por la Cordillera Oriental, al Este por el Escudo
de Guayana y al Norte se prolonga mas alla del rio Arauca en Venezuela como se puede ver en la

Figura 3-2.
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Figura 3-2: Seccion estructural de la cuenca de los Llanos Orientales [15].

3.2 Geologia estructural

La formacion productora es Carbonera, localizada a una profundidad promedio de 4,500 a 5,500
Ft bajo el nivel del mar. Especificamente, los cuerpos arenosos se dividen en dos: areniscas medias

y superiores (cuerpos generalmente lenticulares, de poco espesor) e inferiores (cuerpos masivos).

La estructura geoldgica de los intervalos productores es un monoclinal de buzamiento en direccion
Noreste (NE), cuya continuidad se interrumpe por fallas normales de poco desplazamiento, entre

50 y 100 Ft del salto. Los planos de falla presentan principalmente rumbo SW-NE.

Las rocas almacén las constituyen las abundantes areniscas de edad Eoceno Superior y Oligoceno
de la formacion Carbonera, localizada en los altos estructurales con cierre contra las fallas normales

principales. Las rocas madre son las arcillas Cretacicas y Terciarias, maduras térmicamente hacia el
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centro de la cuenca. Estas mismas arcillas, diseminadas a lo largo de toda la columna, constituyen

también el sello, como se puede observar en la Figura 3-3.
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Figura 3-3: Columna estratigrafica de la Cuenca de los Llanos Orientales [15].

3.3 Caracteristicas del yacimiento

Entre las principales propiedades petrofisicas de un yacimiento estan la porosidad y permeabilidad.
La porosidad (&) es la capacidad que tiene una roca de almacenar un fluido y la permeabilidad (K)
es la capacidad de la roca para dejar fluir un fluido a través de todo su espacio poroso conectado.
La Figura 3-4 muestra la relacion que existe entre ambas propiedades y sus definiciones

matematicas.

Donde:

g= Yo — Volumen poroso
Vr —» Volumen total

Caudal Viscosidad

Porosidad

q u AL —» Diferencia en longitud
.f AP —» Diferencial de presién

Permeabilidad Area

Figura 3-4: Relacion entre la porosidad y permeabilidad. Fuente: autor.
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Para el caso del campo de estudio, el yacimiento tiene permeabilidad de nivel de Darcy y alta
porosidad. Las arenas son de poco espesor (<20 Ft neto). El principal mecanismo de empuje del

campo es un acuifero activo en fondo. La Tabla 3-1 resume las caracteristicas del yacimiento.

Tabla 3-1: Caracteristicas del yacimiento de estudio [15,16].

Parametro Unidad Valor
Espesor (Fo) <20
Porosidad (%) 25-30
Permeabilidad (mD) 380-5000
Profundidad (Ft TVD) 4870
Presion del yacimiento (psig) 1250
Temperatura del yacimiento (°F) 185
Mecanismo de Empuje Acuifero

3.4 Propiedades del fluido

Es un petroleo muerto con Rs entre 7 y 50 scf/stb, la gravedad APl entre 20 y 22, la viscosidad a
condiciones de yacimiento esta entre 10y 12 cP y un factor volumétrico (B,) alrededor de 0.9942

RBIs/STB. La Tabla 3-2 resume las propiedades del fluido.

Tabla 3-2: Propiedades del fluido de estudio [15,16].

Parametro Unidad Valor

Gradiente densidad del agua (psi/Ft TVD) 0.433

Presiéon fondo fluyendo Pwf (psig) 500
Presién saturacion Psat (psig) 300
Gravedad (°API) 20-22
Viscosidad crudo @ Tyac (cP) 7.675
Densidad crudo @ Pyac (g/cm?) 0.8720
Compresibilidad @ Pyac (psi-1 x10-6) 5.85
Relacion Gas-Oil (GOR) @Psat (scf/stb) 29.6

Factor volumétrico (Bo) @Pyac | (RBIs/STB) 1.043
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3.5 Caracteristicas del agua de formacion

La composicion y contenido de iones del agua de formacion es muy importante en el estudio de
incrustaciones minerales, ya que la tendencia de las escamas a precipitar y depositar esta relacionada
con el intercambio idnico entre el agente alcalino y el agua de formacion. La Tabla 3-3 muestra el
andlisis fisicoquimico del agua del yacimiento, tomada en cabeza de pozo del Prodl en el mes de

Abril de 2012, es decir tres anos antes de iniciada la inyeccion del alcali en Mayo de 2015.

Tabla 3-3: Composicion del agua de formacion tres anos antes de iniciado la inyeccion.

Cationes mg/L Aniones mg/L
Calcio Ca++ 2.2 Carbonato CO3= I
Magnesio Mg++ 0.60 Bicarbonato HCO3- 445
Bario Ba++ 0.09 Sulfato SO4= I
Estroncio Sr++ 0.01 Cloruro Cl- 32
Sodio Na+ 180 Hidroxido OH- I
Hierro Fe++ 0.01
Total 182.91 Total 480
Dureza mg/L |TDS mg/L 663
Calcio Cat++ - Conductividad mS/cm 590
Magnesio Mg++ - Salinidad Total mg/L 335
Total - pH @ 25°C 7.96

La Tabla 3-4 muestra un anilisis fisicoquimico realizado en el mismo pozo en el mes de Octubre
de 2015, es decir cinco meses después del inicio de la inyeccion del dlcali. Las muestran analizadas

fueron tomadas en cabeza de pozo de los pozos monitores asociados al piloto.

Con el fin de evaluar los cambios en la composicion del agua del yacimiento, se compararon los
analisis fisicoquimicos realizados antes y después del inicio de la inyeccion del alcali, observando un
claro incremento en la salinidad total en 820 ppm y de TDS en 1500 ppm, principalmente por un
aumento del sodio en alrededor de 400 ppm, y en los aniones carbonato y bicarbonato en el orden
de 70 y 1000 ppm, respectivamente. Ademas se ha determinado la concentraciéon de boro,
elemento que ha sido encontrado en los pozos monitores en concentraciones pequenas entre 2.2
y 2.5 mg/L. El incremento del boro y el sodio estan asociados directamente con la inyeccion del
alcali, dado que se ha usado el Metaborato de Sodio (NaB0,) en la formulacién ASP. El incremento

del CO3 y HCO3 puede obedecer a algin mecanismo de transporte o disolucion del minerales de
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la matriz generado por la inyeccion del dlcali o los otros quimicos de la formulacion ASP. El pH ha
tenido un incremento entre 0.4 y 0.6 puntos. Aun asi, con la salinidad y TDS actuales el agua del
yacimiento continua siendo de naturaleza fresca, compuesta 95% de NaHCO3 y 4% de NaCl, y el

resto son cationes divalentes (Tabla 3-5).

Tabla 3-4: Composicion del agua de formacion cinco meses después de la inyeccién [17].

Cationes mg/L Aniones mg/L
Calcio Ca++ | Carbonato CO3= 67
Magnesio Mg++ 2.90 Bicarbonato HCO3- 1410
Bario Ba++ 0.20 Sulfato SO4= 45
Estroncio Sr++ 0.42 Cloruro Cl- 6l
Sodio Na+ 610 Hidroxido OH- |
Hierro Fe++ 1.80
Boro Bo++ 2.5
Total 628.82 Total 1543.5
Dureza mg/L |TDS mg/L 2172
Calcio Ca++ 28 Conductividad mS/cm 2263
Magnesio Mg++ 12 Salinidad Total mg/L 155
Total 40 pH @ 25°C 8.53

La Grifica 3-1 muestra el cambio que ha tenido la concentracion de los cationes y aniones del agua,

antes (linea gris) y después (linea azul) de la inyeccion del Metaborato de Sodio.
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Grafica 3-1: Diferencias en la concentracion de cationes y aniones del agua de formacion.

Tabla 3-5: Principales diferencias en la composicion del agua de yacimiento antes y después de la

inyeccion.
Aumento Aumento
Cationes Aniones
mg/L mg/L
Calcio Ca++ 8.8 Carbonato CO3= 66
Magnesio Mg++ 2.3 Bicarbonato HCO3- 965
Bario Ba++ 0.11 Sulfato SO4= 35
Estroncio Sr++ 0.41 Cloruro Cl- 29
Sodio Na+ 430 Hidroxido OH- 0
Hierro Fe++ 1.8
Boro Bo++ 2.5
Total 446 Total 1063.5
Dureza mg/L | TDS 1509
Calcio Ca++ 28 Conductividad 1673
Magnesio Mg++ 12 Salinidad Total 820
Total 40 pH @ 25°C 0.57




4.Modelo Quimico-Termodinamico

El objetivo del modelo de equilibrio quimico-termodinamico es estimar la tendencia de
incrustaciones de escamas a partir de los minerales presentes en el agua del yacimiento, y conocer
posibles tipos de escamas que se pueden presentar bajo una condicion de presién y temperatura

dada.

Diferentes indices de incrustacion de escamas minerales han sido desarrollados para predecir la
precipitacion (o disolucion) de las incrustaciones. Estos indicadores son convenientes, muy faciles
de usar y proveen una estimacion razonable de la probabilidad del agua para formar escamas de
este tipo. Los indices mas usados son: Indice de Saturacién de Langelier (LSI), Indice de estabilidad
de Stiff & Davis (S&DSI), Indice de estabilidad de Ryznar (RI) e Indice de Larson-Skold. Otros indices
menos usados incluyen el Potencial Precipitacion Carbonato Calcio (CCPP), Indice de Puckorius e
Indice Oddo-Tomson. Para el caso de esta investigacion, los tres primeros indices fueron evaluados

y son explicados a continuacion.

Basado en las caracteristicas fisicoquimicas del agua de formacion del campo de estudio y los indices
de solubilidad utilizados para los diferentes tipos de escamas minerales, es poco probable tener
incrustaciones por sulfatos, como Sulfato de calcio (CaS0,), Sulfato de bario (BaS0,) y Sulfato de
estroncio (S750,). Aunque la solubilidad del CaS0O, a temperatura del yacimiento es mayor (23 a
26.5 meq/L) que las escamas de BaS0, y S50, (menor a |.8 meg/L) como se muestra en la Grifica
4-1. La concentracién de los iones de Ba*?, Sr*? y SO;? adn es muy baja como para generar

saturacion e inestabilidad de los mismos en el agua del yacimiento.
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Grafica 4-1: Comportamiento de las escamas minerales vs temperatura. Fuente: autor.

4.1 Indice de Saturacion de Langelier (LSI)

El LSI es usado para rangos bajos de solidos disueltos totales (TDS<10,000 ppm), permite predecir
si un agua en un rango de pH de 6.5 a 9.5 formara incrustaciones de CaC0O3 o sera corrosiva [|3].

El valor se puede determinar con la siguiente ecuacién empirica (ver Ecuacion (4.1)).
LSl = pH — pHsoe = pH — [(pCa + pAlk) + (Pk, — Pks)] 4.1

1
moles Ca/L

pCa = log (4.2)

1
moles HCOz+ C03/litro)

pAlk = p(HCO; + CO3) = log(

(4.3)

Donde pCa (ver Ecuacion (4.2)) y pAlk (ver Ecuacidon (4.3)) es el logaritmo negativo de la
concentracion molar del calcio y bicarbonato, respectivamente. La obtencion de los valores de Pk

son constantes empiricas (Anexo A).

Para el caso del agua de produccion del campo de estudio, el LS| esta en un rango entre 1.1 a 1.5,
es decir de acuerdo a la escala de interpretacién (Tabla 4-1), el agua presenta una tendencia a

formar escamas de CaCO5.
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Tabla 4-1: Interpretacion de valores LSI [13].

Valor LSI Interpretacion

Agua bajosaturada con respecto a CaCO3, con
LSI<O0 tendencia a remover escamas existente

protegiendo de corrosion las lineas y equipos.

LSI=0 Agua considerada neutra.

LSI> 0 Agua sobresaturada con respecto al CaCO3 y
tendencia a formar escamas.

4.2 Indice de Stiff & David (S&DSI)

Stiff y Davis ampliaron empiricamente el indice de saturacion de Langelier para aplicarlo a las
salmueras de los yacimientos petroliferos, en donde la salinidad afecta a la fuerza iénica e influye en
la solubilidad del CaCO53. Este método es el mas apropiado para fuentes de agua que contienen mas

de 10,000 ppm de TDS (ver Ecuacion (4.4)).

S&DSI = pH — pHgyt

pHgor = pCa + pAlk + K (4.4)
Donde los valores de pCa y pAlk son los mismos usados en el método de LSI. El valor de “K” es
una constante empirica en funcion de la salinidad, composicion y temperatura del agua (Anexo A).

La escala de interpretacion se presenta en la Tabla 4-2.

Tabla 4-2: Interpretacion de valores S&DSI [13].

Valor S&DSI Interpretacion
<0 Bajo saturado con CaCOj; (agua corrosiva)
0 Agua en punto de saturacién
>0 Supersaturada con CaCO;

El valor del indice de estabilidad para el agua de formacion es de 2.32 a temperatura de yacimiento
85°C (Grifica 4-2). Al igual que el valor del LS|, este indice es positivo, es decir que la formacion

de incrustaciones de CaCO3 es altamente probable. En la Grafica 4-2 se puede observar que la
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tendencia a formar incrustaciones de calcita es mayor a medida que aumenta la temperatura y por

ende disminuye la solubilidad.

Indice de Stiff & Davis

P
L

Indice de Estabilidad
.
[N, ]

(=]

0 10 20 30 4z 50 60 70 BO "TC a0 100
oy

Temperatura (*C)

Grafica 4-2: Indice de estabilidad Stiff & Davis vs temperatura. Fuente: autor.

4.3 Indice de Ryznar (RI)

Es un método alternativo al LSI, esta dado por la siguiente ecuacion empirica (ver Ecuacién (4.5)).

2.5Vu

Rl = 2 xpHgy, — pH = 2(pK, — pK;) —log (Ca) — Log (Alk) +9.3 + m] —pH

(4.5)

Donde pCa y pAlk son constantes empiricas medidas por Langelier. Ca es la concentracion del
ion calcio (ppm) y u es la fuerza idnica molar de la solucién. Esta directamente relacionado con el

LSI por la siguiente expresion (ver Ecuacién (4.6)).
RI = pH — 2 % LSI (4.6)

Los valores del Rl son siempre positivos, y pueden ser interpretados como se muestra en la Tabla

4-3:
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Tabla 4-3: Interpretacion de valores Rl [13].

Valor RI Interpretacion

RI<5.5 Alta tendencia a formar escamas

5.5 <RI < 6.2 |Formacién de escamas moderada

6.2 < Rl < 6.8 [Agua considerada neutra

6.8 < Rl < 8.5 |Agua agresiva y corrosiva

Rl > 8.5 Agua considerada muy agresiva y corrosiva

El valor determinado del Rl esta en el rango de 5.4 y 6.1. Es decir, al igual que los otros indices

estudiados, todos predicen la alta probabilidad de tener incrustaciones por carbonatos, esto se

puede deber principalmente por las siguientes razones:

La inyeccion del lcali ha generado un ambiente de alto pH, aumentado de 7.96 a 8.53 a 25°C,
y como consecuencia disminuye la solubilidad de la calcita en el agua de formacion. La
concentracién de Acido sulfhidrico (H,S) y Diéxido de carbono (C0O,) es muy pequefa en el
agua de formacion, casi nula; asi que se descarta una alteracion en el pH en el yacimiento por
presencia de gases acidos.

Los sélidos disueltos totales estan en el orden de 2200 mg/L y salinidad total en 1200 mg/L
después de la inyeccion del dlcali, es decir ain se considera un agua de formacion fresca, y por
ende menos soluble para la calcita u otros minerales.

La presién de fondo de pozo fluyendo (Pwf) es alrededor de 500 psi y la presion del yacimiento
(Pyac) es de 1250 psi, lo cual genera una caida de presion en la cara de la formacion de alrededor
de 700 psi. Adicionalmente, al ascender el fluido por el intake de la bomba en fondo puede
generar una caida de presién adicional de 400 psi, generando por consiguiente, que la calcita u
otros minerales sean mas inestables y menos solubles.

La temperatura del yacimiento se considera alta (85°C) y disminuye la solubilidad de la calcita.
Sin embargo, cerca de la cara de la formacion y mientras el fluido asciende desde el yacimiento
hasta superficie se puede generar una caida de temperatura de +/- 25°C (gradiente de
0.0044°C/Ft), lo cual va aumentando la solubilidad de la calcita u otros minerales mientras

desciende la temperatura.
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Una vez descartada la probabilidad de tener incrustaciones por sulfatos, en adelante esta
investigacion solo se enfocara en la presencia de mineral de calcita. Para ello, a partir de los analisis
fisicoquimicos recientes también se estimoé la cantidad maxima de precipitacion para este mineral

de la siguiente forma (ver Ecuacion (4.7, 4.8 y 4.9)).

CaC0; = 500 x MW CaCO; * (G — JXZ + 4(10%X —pH)) (4.7)
Donde:

G = Ca™ + HCOz (4.8)
X = Ca**— HCO3~ (4.9)

La concentracion estimada es de alrededor de 28 mg/L a temperatura de yacimiento, y muy cerca
a este valor durante la caida de temperatura mientras el fluido asciende hasta superficie (Grafica 4-
3), lo cual considerando una produccion promedio diaria en los pozos monitores del piloto EOR
de 1100 BFPD, se podria precipitar cerca de 4.7 Kg de calcita por dia, esto se considera una cantidad

minima si se analiza en términos de concentracion en el volumen de produccién del campo.

Concentracion de Calcita

30
- p—o—0

1 25
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Grafica 4-3: Concentracion de calcita vs temperatura. Fuente: autor.
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4.4 Construccion del modelo quimico-termodinamico en
Egbatch

La construccion del modelo quimico-termodinamico tiene como objetivo obtener las
concentraciones de equilibrio iniciales de las especies quimicas presentes, bajo una condicion de

presion, temperatura y composicion dada.

Para esto se empleara el software comercial EQBATCH, este programa considera diferentes tipos
de reacciones quimicas tales como base aceite, acuosas, precipitacion/disolucién e intercambio
ionico; y fue desarrollado para generar los datos de entrada requerida por UTCHEM para el modelo

de flujo, el cual sera realizado y explicado mas adelante en esta investigacion.

EQBATCH se basa en el esquema de trabajo establecido por Bhuyan et al. [3], quien asume dos
cosas principalmente: la primera un equilibrio quimico-termodinamico local, y segundo que la
precipitacion/disolucion e intercambio cationico tiene un efecto insignificante sobre la porosidad y
permeabilidad. El programa permite estimar el estado de equilibrio inicial del yacimiento basado en
la composicion del agua de formacion, el nimero acido del crudo y las saturaciones de aceite y
agua. Ademas incluye la determinacion de compatibilidad entre el agua de inyeccién y agua del
yacimiento, composicién de equilibrio y el pH resultante del agua de inyeccién después de adicionar

varios electrolitos, estas Ultimas aplicaciones no hacen parte del alcance de esta investigacion.

El modelo de equilibrio se basa en un balance de materia conformado por un nimero de elementos
(n) presentes en el agua del yacimiento, en donde la concentracion total esta dada por la suma de
las especies del fluido (j), especies solidas (k), cationes absorbidos sobre la matriz (i) y cationes
asociados al surfactante (m), los cuales para determinar el estado de equilibrio del sistema es

expresado en términos de ecuaciones independientes de la siguiente forma (ver Ecuacion (4.10)).

Crtl = Z;lil hnjCj + Z;cllél gnka + Z?:ll fniCi + ?nnzll enmCm (4-|0)

Donde C! es la concentracién total del componente n, C; es la concentracion de las especies del
fluido, Cy, es la concentracién de las especies sélidas, C; es la concentracion los cationes absorbidos

sobre la matriz, y por ultimo, C,, es la concentracion de los cationes asociados al surfactante, todos
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en unidades de moles por litro de agua. El coeficiente previo a cada concentracion es el coeficiente

estequiométrico.

De las especies quimicas del fluido, en el modelo quimico-termodinamico se puede seleccionar
arbitrariamente N especies independientes de tal forma que la concentracion de las especies de
fluido remanentes (] — N) puedan ser expresadas en términos de la concentracion de las especies

independientes a través de la siguiente relacion de equilibrio (ver Ecuacion (4.11)).

N .
C. =K1 > 1C'].W” parar = (N + 1) (4.11)
]:

Donde el superindice “w” denota el exponente de concentracion. Para cada especie sélida, existe

una constante de producto de solubilidad “K” (ver Ecuacion (4.12)).

N .
K.;P > zj_l CjWk’ para k=1 (4.12)

S s . . 7 . .7 . s .
Kkp esta definida solamente en términos de la concentracion (; de las especies quimicas
independientes. Por ejemplo, para el caso de la calcita la constante de producto de solubilidad esta

dada por (ver Ecuacion (4.13)).
Kiaco, = [€Ca**][CO57] 4.13)

Para los cationes absorbidos en la matriz (i), existen relaciones de equilibrio de intercambio

independiente (I — 1) de la siguiente forma (ver Ecuacion (4.14)).

N ! ,
Kg* = E _ 1C}.W’” E _ 1Cl.Wl‘”parap =1 (4.14)
j= 1=

Donde (; es la concentracion del fluido, y C; es la concentracion sobre la matriz, ambas en unidades
de mol por litro. Por otra parte, W,,; y Wy,; son los exponentes para las concentraciones C; y Cj,

respectivamente. Para cada uno de estos exponentes, es negativo si las especies estan al lado
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izquierdo de la ecuacion de equilibrio, y es positivo si las especies estan al lado derecho. Por ejemplo

para el siguiente caso (ver Ecuacion (4.15 y 4.16)).

Ca** +2Na* & Ca*t + 2Na* (4.15)

Donde se tiene:

3»"L€Ejjﬂj{j;—[Ca“]I[Na+f[[Na+]“[Cay}'

[Na+ T [Ca™ |

(4.16)

Esta es una condicion de electroneutralidad dada por (ver Ecuacién (4.17)).

Qv =Xi=1Z: C; (4.17)

Donde Q,, es la capacidad de intercambio catidnico en moles por litro de volumen poroso, C; es la

«:n
1

concentracion del catién “i” absorbido sobre la matriz y z; es la carga del cation adsorbido.

Similarmente, para los cationes “m” asociados con el surfactante, hay (M — 1) relaciones de

equilibrio de intercambio cationico de la siguiente forma (ver Ecuacion (4.18)).

N M
Kexm = Z ¢ Z Cri™ paraq =1 (4.18)

j=1 m=1
Donde una condicion de electroneutralidad para las miscelas de la forma (ver Ecuacion (4.19)).
Co-+ Cs- = 2%:1 Zm C;n (4.19)

Donde C4_ y Cs_ son las concentraciones del surfactante generado in-situ y el surfactante
inyectado, respectivamente. En este punto del modelo, se tiene un balance de masa N, relaciones
de equilibrio de las reacciones acuosas (| — N), las constantes de producto de solubilidad K, las

relaciones de equilibrio del intercambio catidnico sobre la matriz (I — 1) y su condicion de
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electroneutralidad, y por ultimo, las relaciones de equilibrio del intercambio catidnico del
surfactante (M — 1), y su respectiva condicion de electroneutralidad, dando como resultado un total
(| + K+ [+ M) de ecuaciones independientes no lineales, el cual el software resuelve mediante

iteracion Newton-Raphson con un cilculo analitico Jacobiano [9].

Para el caso de la investigacion, que solo contempla la inyeccion del alcali y no de otros quimicos,
por lo tanto no se tuvo en cuenta las reacciones de intercambio catidnico sobre la matriz y las
reacciones asociadas al surfactante, por lo que se asume estas reacciones de equilibrio como cero.
Con respecto a las otras ecuaciones que hacen parte del balance de materia, fueron definidos cinco
elementos (N=4), tres especies de fluido independientes (J=3) y una especie sélida (K=1). La Tabla
4-4 muestra las especies quimicas identificadas en la inyeccion del alcali y posterior formacion de la

calcita.

Tabla 4-4: Especies quimicas asociadas a la inyeccion del alcali. Fuente: autor-.

Elementos o Especies de fluido| Especies
No. [ pseodoelementos [ independientes solidas
(0) (K)
[\))
| Na Na+ CaCOs
2 Ca Ca++
3 HCO:s- HCOs-
4 Cl

La reaccion primaria que existe del alcali con el agua del yacimiento es reducir la actividad de los
cationes multivalentes presentes, por eso una vez definidas las especies quimicas se asigna su
respectiva ubicacion y cargas. Posteriormente, se definen las reacciones quimicas asignando las
constantes de equilibrio y productos de solubilidad, las cuales han sido tomadas del manual técnico
del software [I18]. Las constantes de equilibrio (keyword EQK) para las especies del fluido
expresadas en especies independientes, para los iones Na+, Ca++ y H+ son iguales a 1 y para el ion
HCO3 es igual a 2.138E10 a una temperatura de 25°C. Dado que el CI- es una especie que no

reacciona, la concentracion final sera igual a la inicial.

El producto de solubilidad de la especie solida (keyword SPK), es decir de la calcita, en términos de

la concentracion de las especies de fluido independientes esta definido por (ver Ecuacion (4.20)).
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Kihco, 2 [Ca?*][CO57] (4.20)
Para este caso, K(:?ZCO3 se asigno un valor adimensional de 8.70E-09.

Por ultimo, se ingresaron tanto las concentraciones iniciales de cada una de las especies de fluido
(CELAQI), como la concentracion inicial de las especies solidas (CSLD). Generalmente, las
concentraciones de entrada (EQIN) y salida (EQOUT) dan valores muy cercanos (Sheng J., 201 /). La
Tabla 4-5 resume las concentraciones iniciales ingresadas, las cuales fueron definidas de acuerdo a
los analisis fisicoquimico del agua, la concentracién del ion cloruro (C51) es 1.1643 eq/L de agua, y

la concentracion sera igual dado que este elemento no reacciona.

Tabla 4-5: Especies quimicas identificadas para el modelo quimico-termodinamico. Fuente: autor.

Keyword Valor Valor
Unidad Unidad

EQBATCH (EQIN) (EQOUT)
EQK (HCOs-) Adim. 2.138E+10 - 2.138E+10
SPK Adim. 8.70E-09 - 8.70E-09
C5l eq/L H,O 1.1643 eq/L H,O 1.1643
CELAQI (Na+) mol/L 13.4986 eq/L H,O 13.4986
CELAQI (Cat+) mol/L 0.1181 eq/L H,O 0.2362
CELAQI (HCO3-) mol/L 12.6188 eq/L H,O 12.6188
CSLDI (CaCOs) mol/L PV 7.3642 mol/L PV 7.3642
CAQI()) mol/L H,O 15.1937 - -
NIAQ (Na+) - - mol/L H,O 7.8295
NIAQ (Ca++) - - mol/L H,O 0.0549
NIAQ (HCO3-) - - mol/L H,O 7.2927
NIAQ (CO3--) - - mol/L H,O 0.0167

Para la calcita, la concentracion inicial (CSLDI) es 7.3642 mol/L de agua, determinado a partir de la
concentracion de los iones de Ca++, y tanto carbonatos como bicarbonatos. La concentracion
inicial de las especies independientes (CAQI) es 15.1937 mol/L de agua, lo cual es cercano a un pH

de 7 dado por la concentracion del ion H+.

La corrida en EQBATCH de las condiciones iniciales del agua del yacimiento permitié obtener una

estimacion de las concentraciones de equilibrio previas a la inyeccion del alcali para cada una de las
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especies quimicas presentes en el sistema fluido-fluido, bajo unas condiciones de presion,
temperatura, composicion del agua y ambiente de pH dados. Los resultados aqui obtenidos
permitiran simular de forma mas precisa el comportamiento del fluido en el yacimiento y predecir
la cantidad precipitada de calcita frente a los cambios de presion, temperatura y composicion del
agua que se han evidenciado posterior al inicio de la inyeccién, y ademas de evaluar la severidad del

dano bajo unas condiciones mas y menos severas que las actuales.
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5.Modelo de Simulacion

Este capitulo tiene como finalidad construir el modelo matematico de flujo y predecir la cantidad
precipitada y depositada de escamas, y el comportamiento del fluido en el yacimiento con cambios
de presion, temperatura y composicion, estimando la severidad del dafio inducido bajo estas

condiciones.

5.1 Seleccion del Software

Para la construccion del modelo de flujo se seleccioné el software UTCHEM (University of Texas

Chemical Compositional Simulador) por las siguientes razones:

I. Licencia de libre descarga con fines académicos.
2. La construccion del modelo quimico-termodinamico en UTBATCH puede ser usado como
dato de entrada para el modelo de flujo, optimizando el tiempo de evaluacion.

3. Visualizacion de los resultados en 2D y 3D en softwares como Tecplot y Surfer.

UTCHEM es un software tridimensional (3D), multicomponente, multifase, composicional,
temperatura variable y diferencias finitas. Permite modelar los procesos de inyeccién de quimicos
que supone un complejo comportamiento de fase, transformaciones quimicas y fisicas, y
propiedades de medios porosos heterogéneos, utiliza los conceptos avanzados en exactitud

numérica de alto orden, control de dispersion y procesamiento en paralelo y vector [18].

Algunas aplicaciones de UTCHEM son:
* |nyeccion de agua (waterflooding).

® Inyeccion de dlcali en un ambiente del alto pH.
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* |nyeccion de alcali, surfactante y polimero (ASP).
* Precipitacion de escamas minerales.

* Pruebas de trazadores.

= EOR microbiano.

* Inyeccion de surfactante/espuma y ASP/espuma.

5.2 Ubicacion del piloto

El area del piloto EOR esta conformado por un pozo inyector (Inj. 1) y tres pozos productores
(Prod. 1, 2 & 3), formando un patréon de inyeccion de cuatro puntos invertidos. La Figura 5-1

muestra la distancia que existe entre cada uno de ellos.

Prod.1

Prod.3

1460 Ft

Distancia
Desde Hacia
(fe)
Inj1 Prodl 840
Prod. 2 Inj1 Prod2 800
Inj1 Prod3 640

Figura 5-1: Patron de inyeccion del area del piloto EOR. Fuente: autor.

5.3 Construccion de la Malla

A partir de la distancia entre los pozos y el espesor del intervalo de interés del yacimiento, se
construy6 una malla regular de 10x15x6 con una distancia para cada bloque de 130 Ft en direccion

XyY,y5 Ft en direccién vertical Z. La Figura 5-2 representa la malla y sus coordenadas.
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Figura 5-2: Malla regular 10x15x6 construida para el modelo de simulacion. Fuente: autor.

Puesto que UTCHEM utiliza por medio “keywords” (o palabras claves) la especificacion de cada una
de las variables de entrada, en adelante a través de cada descripcion se especificaran las mismas de

forma que el lector, y el mismo investigador, puedan familiarizarse con el lenguaje del simulador-.

El periodo de inyeccion definido fue de 360 dias (TMAX), es decir el maximo tiempo de simulacion
es un ano equivalente a 0.5 volumen poroso (PV) inyectado del area del piloto, con una tasa
constante de 1300 BPD y una presion de inyeccion promedio en cabeza de pozo de 1000 psi. La
presion de referencia (PSTAND), equivalente a la presién del yacimiento, es de 1250 psi a una
profundidad de 4840 Ft. La Figura 5-3 representa la ubicacion de los pozos ya en la malla construida

para la simulacion.
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Figura 5-3: Ubicacion de los pozos del area piloto en la malla.

5.4 Distribucion de porosidad y permeabilidad

El yacimiento del campo CCS tiene buenas propiedades petrofisicas, presenta una alta porosidad
(PORCI) entre 25 y 30%, y una permeabilidad (PERMXC) que puede variar entre 380 y 5000 mD,
para efectos del modelamiento del flujo se realizo la distribucion de estas propiedades en PETREL,
esto a partir de los registros eléctricos disponibles y un “upscaling” de las propiedades de los

diferentes tipos de rocas como se puede evidenciar en la Figura 5-4.

Para estimar la permeabilidad horizontal (Kh) se utilizaron relaciones PORO-PERM por cada tipo de
roca existente, como se puede ver en la Figura 5-5, estas relaciones se definieron usando la
metodologia de Hydraulic Units, FZI (Amaefule, 1993), por efectos del flujo radial desde el pozo
inyector a los pozos productores, se asumio una permeabilidad vertical (Kv) igual a Kh, y un Kv/Kh

de 0.5.



56 Evaluacién del dafio por precipitacion y depositacion de escamas minerales en la
fase piloto de un proyecto quimico ASP (Alcali-Surfactante-Polimero) en un

campo de petréleo en Colombia

0.12 0.16 02 0.24 0.28 0.32

CC block L

Perm_core, [mD]
WlEIJ 1000 1K‘IIJ 1(1?30

10

m Poro-Perm ratios:
- GHE 8.5 (RT1) Red
GHE 7.5 (RT2) Yellow
GHE 6 (RT3) Green
GHE 4 (RT4) Orange
012 0.186 02 024 028 032 0.38 04

Poro_core, [ft3/ft3]

Figura 5-4: Relaciones de PORO-PERM por tipo de roca existente.
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Figura 5-5: Distribucion de porosidad y permeabilidad en el area del piloto EOR.

5.5 Curvas de permeabilidad relativa

Las curvas de permeabilidad relativa (k;.) muestran la movilidad con que un fluido va a ser producido
en funcion de la saturacion, dado que a nivel de yacimiento una misma arena comunica el pozo

inyector con los pozos monitores, solo se tendra en cuenta un set de curvas k, para un solo tipo
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de roca (Grafica 5-1). La siguiente grafica muestra la curva k,. para el sistema agua-aceite del campo
de estudio, la cual fue obtenida mediante la inundacidn con nucleos en el laboratorio. La saturacion
de agua inicial (S,,;) SIRWC es igual a 0.1%, la saturacion de aceite residual (S,;-) SZRWC es 0.55%,
la permeabilidad relativa al agua y aceite (k,, y ko, respectivamente) es 0.12% a S, (PIRWC) y
1% a S,,; (P2ZRWC), respectivamente.

Permeabilidad relativa aceite-agua

10 |
— krw
o3 \ ——kra
i3] \
o7 \ End-points
06 Sor 0.55
o5 \ Swvi 0.10
Krw(@Sor | 0.12
o4 \ Kro@Swi | 1.00
03 Nw 2
0.2 \ No 2.5
01 —
;—'—"'—‘-1
0.0 —e
0.0 01 0.2 03 04 05 0.6 07 08 08 10

Saturacion de agua (Sw)

Grafica 5-1: Curva de permeabilidad relativa agua-aceite [19].

Como parte de los datos de entrada del simulador, la curva k, fue modelada con la funcién de
imbibicion de Corey (IPERM), usando un exponente para el agua (N,,), Keyword E2ZWC, de | y para
el aceite (Ny) E2ZWC de 6.5.

5.6 Curva de presion capilar

La presion capilar (P;) es la resistencia que opone el crudo (fase mojante) a ser desplazada y la
presion ejercida por el agua (fase no mojante) en el proceso de migracién y acumulacion. Existen
diferentes métodos para medir la P en el laboratorio, para este caso fue empleado el método de
inyeccion de mercurio [19]. La Grafica 5-2 muestra la curva P para el sistema aceite-agua del

campo de estudio.
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Grafica 5-2: Presion capilar para el sistema aceite-agua [|9].

La profundidad del tope del yacimiento es 4840 Ft (D111). La presion inicial del yacimiento (PRESS1)
es 1250 psi, y es constante en todos los bloques (IPRESS), al igual que la saturacion de agua inicial

(ISWI) del yacimiento.

De acuerdo con los resultados del analisis especial de nicleos (SCAL) realizado en el pozo inyector
1 Bell [19], para determinar la humectabilidad de la roca se combinaron los métodos pseudo Amott
(estatico) y USBM (dinamico), en base a muestras envejecidas analizadas (permeabilidad restaurada).
Los resultados para el tipo de roca del piloto (RT3) indican una fuerte humectabilidad al aceite

(IOW) como se observa en la Grafica 5-3.
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Resultados de humectabilidad normalizados
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Grafica 5-3: Humectabilidad relativa normalizada del pozo Inj. 1 [19].

5.7 Propiedades del fluido

Se consideraron dos fases presentes: agua y petroleo. Para la caracterizacion del fluido del

yacimiento se cuenta con un analisis PVYT (Presién-Volumen-Temperatura) del pozo inyector [16].

Dentro de los parametros de entrada del simulador se encuentra la densidad y viscosidad del aceite

(VIS2), que son 0.8720 g/lcm® y 7.675 cP, respectivamente, esto referenciado a temperatura y

presion del yacimiento; las medidas fueron realizadas desde 5000 psig hasta presion atmosférica a

temperatura del yacimiento (Gréfica 5-4).

La compresibilidad del agua (COMPCI) y aceite (COMPC2) son 4.7E-07 psi~! y 5.8E-06 psi~! a

presion del yacimiento, respectivamente. El gradiente de densidad del agua y crudo (DEN/I y DEN2)

son 0.433 psi/ft y 0.401 psi/ft, respectivamente. Adicionalmente, se considerd el gradiente de

densidad para el componente del dlcali (DEN7) en 0.346 psi/

ft.
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Grafica 5-4: Densidad y viscosidad del crudo para el pozo Inj. 1 [16].

Siguiendo con los datos de entrada de UTCHEM no se consideré la presencia de un crudo acido,
dado que no se simulara la inyeccion del surfactante, razon por la cual las reacciones geoquimicas

(IREACT=2) seran solo por la presencia del dlcali y su reaccion quimica con el agua de formacion.

De acuerdo con los anilisis fisicoquimicos realizados al agua de produccion de los pozos monitores
del piloto EOR, se tiene una constante de salinidad inicial (C50) de 0.02790 meq/mL de agua y una
concentracion inicial del cation divalente (C60) de 0.00140 meq/mL de agua. La Tabla 5-1 muestra

la obtencién de estos valores.

Tabla 5-1: Concentracion inicial de aniones (C50) y cationes divalentes (C60) [17].

Cationes meq/L Aniones meq/L
Calcio Ca++ 0.632 Carbonato CO3= 1.81
Magnesio Mg++ 0.263 Bicarbonato HCO3- 24.25
Bario Ba++ 0.003 Sulfato SO4= 0.19
Estroncio Sr++ 0.023 Cloruro Cl- .64
Hierro Fe++ 0.040 - - -
Boro Bo++ 0.438 - - -
Total 1.4000 Total 27.90
C60 meq/mL 0.00140 C50 meq/mL 0.02790
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5.8 Casos de simulacion

Una vez ingresados todos los parametros al simulador, con el fin de tener un caso de simulacion
con el cual poder comparar otros escenarios de la inyeccion del alcali, se definié un caso base con
las condiciones normales de operacién y del yacimiento, es decir una temperatura en fondo de
I85°F (85°C), una presion de fondo de pozo fluyendo (PWF) promedio de los tres pozos monitores
de 600 psi y la composicion del agua previa a la inyeccion del dlcali, con un pH neutro de 7. Los

parametros de entrada para el caso base se presentan en la Tabla 5-2.

Tabla 5-2: Parametros de entrada del caso base de simulacion. Fuente: autor.

Caso base
Parametro Unidad [Keyword| Valor
Tiempo dias TMAX 360
Temperatura °F TSTAND| 185
Pwf (Ps cte) psia PWF 600
TDS mol/L CELAQI | 26.35
Composicion |CaCOs3 mol/L PV [CSLDI 7.36
pH mol/L H,O |CAQI 7

Posteriormente, se plantearon los casos de simulacion de la inyeccion del dlcali con el fin de poder
comparar la severidad del daio por incrustaciones frente a cambios de presion, temperatura y
composicion del agua de formacién. Para lo cual se contemplé un caso alto, medio y bajo, como se

muestra en la Tabla 5-3.
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Tabla 5-3: Casos de simulacion planteados para la inyeccion del dlcali. Fuente: autor.

Inyeccion de alcali
Parametro Unidad | Keyword Caso
Bajo Medio Alto
Tiempo dias TMAX 360 360 360
Temperatura °F TSTAND| 165 180 195
Pwf (Ps cte) psia PWF 1000 500 250
TDS mol/L CELAQI| 39.35 5251 79.24
Composiddn |CaCO;  [mol/LPV [CSLDI 10 24.5 50
pH mol/L H:O | CAQI 7.5 8 8.5
Bajo Medio Alto
Keyword EQBATCH | Unidad Valor (EQIN) | | Keyword EQBATCH| Unidad |Valor (EQIN) | ([Keyword EQBATCH | Unidad (Valor (EQIN)
C50 meg/mL 0.006%3 C50 megq/mL 0.027%0 C50 meg/mL 0.04185
C60 meg/mL 0.000175 C60 meg/mL 0.00140 C60 meg/mL 0.00210
C51 eq/'L H:O l.1643 C5l egL H,O 1.1643 C5l1 eq/'L H:O l.1643
CELAQI (Na+) eq/ll H:O 20.2479 CELAQI (MNa+) eq/L H:O 27.0407 CELAQI (Na+) eq/ll H:O 40.5611
CELAQI (Cat++) eq/L H:O 0.1771 CELAQI (Ca++) eq/L H:O 0.3160 CELAQI (Cat++) eq/L H:O 0.9481
CELAQI (COs—) eq/l H:O 18.9282 CELAQI (COs-) eq/L H:O 25.15%9 CELAQI (COs-) eq/l H:O 37.73%8
CSLDI (CaCO3) mol/L PV 10.0 CSLDI ({CaCO3) mol/L PV 24.4983 CSLDI (CaCO3) mol/L PV 50
CAQI mol/L H:0 25 CAQI]) mol/L H:O 51.3060 CAQI mol/L H:0 70

El caso medio representa las condiciones actuales del campo, tanto de operacién como las
caracteristicas del agua. Dado que la mayor caida de presion se genera en la cara de la formacion
del pozo, se propuso ir cambiando la PWF para aumentar el efecto de “drawdrown”, definido como
la diferencia entre la presion del yacimiento (Pyac) y la PWF. Adicionalmente, se fue variando la
temperatura del yacimiento y la composicion del agua de formacion a partir de los anilisis
fisicoquimicos realizados posterior al inicio de la inyeccién, aumentando el valor de pH y la

concentracion de la calcita.

5.9 Resultados de simulacion

Una vez corridos los diferentes casos de simulacion: caso base para simular la inyeccion de agua
solamente, y los casos bajo, medio (condiciones actuales) y alto para simular la inyeccion con alcali,
la comparaciéon de los resultados permiten estimar la severidad del dafio de formacion por
incrustaciones de calcita, a continuacion se analiza el comportamiento de algunas variables del

campo en general, de los pozos productores e inyector que permiten evaluar este dano.
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5.9.1 Saturacion de aceite y agua

Para los casos simulados, la variacion en las saturaciones tanto de aceite como de agua es minimo.
La saturacion de aceite promedio a través de las capas verticales es 0.6% y la saturacion de agua es
0.4%, sin embargo en la Grafica 5-5 se puede observar que desde el primer momento de la
inyeccion, los pozos productores reflejan una disminucion gradual en la saturacion de aceite (linea
verde) y un incremento en la saturacion de agua (linea azul), esto concuerda con la curva Kr y los
end-points usados como datos de entrada del simulador, donde la saturacion de agua inicial (Swi)
fue de 0.1% y la saturacion de aceite residual (Sor) fue de 0.55%, es decir que durante el periodo

de inyeccion se generd un frente de barrido de petréleo aumentando la saturacion de agua en el

volumen poroso del yacimiento.
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Grafica 5-5: Saturacién de aceite y agua simulada. Fuente: autor.

La Figura 5-6 con vista en 2D desde el tope, permite observar la distribucion de la saturacion de
agua (Sw) y saturacion de aceite (So) entre los pozos del area del piloto, en dos tiempos: a 180 dias
y 360 dias posteriores al inicio de la inyeccion. Se puede observar que la Sw hacia los pozos Prod2
y Prod3 es mayor que la Sw en el drea circundante al pozo Prodl. Esto es congruentemente con los
resultados de la So, donde el drea de drenaje de los pozos Prod2 y Prod3 es menor que el area del
pozo Prodl, lo que indica la posible existencia de canales de flujo preferenciales del frente de aceite
hacia el pozo Prodl, lo cual concuerda con los cambios en la distribucion de la saturacion, donde

con el paso del tiempo se observa una disminucion en la Sw en cercanias del pozo Prodl.
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Seglin los resultados de la simulacion, el tiempo de irrupcion del alcali en los pozos monitores es
muy corto, alrededor de dos semanas, esto puede obedecer a la alta permeabilidad del yacimiento
del orden de 5000 mD y la existencia de canales preferenciales de flujo. El volumen poroso del

yacimiento a la presién de referencia de 1250 psi es de 2.8 MMBbils.
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Figura 5-6: Saturacion de agua y aceite en el area del piloto a un tiempo de 180 y 360 dias
posterior al inicio de la inyeccion.

5.9.2 Parametros de produccion e inyeccion

Otra forma de estimar la severidad del dafo de formacion, es mediante el comportamiento de la
tasa de produccion de los pozos monitores, la Grafica 5-6 se puede observar como en el caso base,
es decir bajo las condiciones previas a la inyeccién del alcali y la presencia de incrustaciones, la
tendencia de la produccion del campo es incremental y después del ano de inyeccion se alcanzan

casi 35 bopd incrementales.

Lo contrario ocurre en los otros casos simulados con inyeccion de alcali, en donde se evidencia

una clara disminucion en la produccion de los pozos, y una mayor caida en la etapa temprana de la
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inyeccion, debido posiblemente a la precipitacion, y posterior depositacion, de calcita cerca a la
cara de la formacion provocada por una mayor caida de presion en esta zona, generando bloqueo

en los canales de flujo y pérdida de permeabilidad.

También se puede interpretar que la caida subita en la produccion es proporcional a la
concentracion de las especies quimicas presentes, por ejemplo para el caso de simulacion alto la
caida es de casi 4 bopd, mientras que en el caso bajo la caida fue de menos de | bopd. Aunque
estos volimenes sean pequefios, debemos considerar que el gradiente de concentracién de la
calcita también lo es, por consiguiente la precipitacion de este mineral en la cara de la formacion

es muy pequena.
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Grifica 5-6: Comportamiento de la produccion de los casos simulados. Fuente: autor.

Por otra parte, el comportamiento del pozo inyector es muy estable, para todos los casos se asumio
una inyeccion contintia de 1300 BWPD con una presién promedio maxima en cabeza de pozo de
1000 psi, con un factor de seguridad del 15% por debajo de la presion de fractura del yacimiento.
Durante el ano del piloto el volumen acumulado inyectado fue de 468,000 barriles, equivalente al
16% PV segun los resultados en la simulacion. La Grafica 5-7 muestra el comportamiento del pozo

inyector.
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Grafica 5-7: Comportamiento de la inyeccion del pozo piloto. Fuente: autor.

5.9.3 Concentracion de la especie sélida

En cuanto al comportamiento en la concentracion de la especie solida, en este caso la calcita, la
Grafica 5-8 y Grafica 5-9 muestran el cambio en la concentracion de la calcita frente a los cambios
de presion de fondo de pozo fluyendo (Pwf) para cada uno de los pozos productores, en los
diferentes casos simulados se puede observar en los tres pozos monitores un incremento en la
concentracion del solido a medida que avanza el tiempo de la inyeccion y se generan caidas de
presion mas fuertes cerca a la cara de la formacion, principalmente en los pozos productores.
Aunque en el pozo inyector también se pueden generar caidas de presion en la cara de la formacion
generando una pérdida en la inyectividad, sin embargo en este caso el pozo inyector mantiene una

tasa constante.

Para el pozo Prodl, en el caso base no hay presencia de calcita, por eso como vimos inicialmente
antes de iniciar la inyeccion del alcali el canal de flujo preferencial era hacia esta area del piloto,
pero posterior a la inyeccion se observa un incremento en la concentracién del sélido hasta |.7E-
14 mol/L PV para el caso de simulacion alto, lo que genera un bloqueo en estos canales de flujo.
Un comportamiento similar ocurre en el pozo Prod3, aunque en el caso base existe una
concentracion maxima de calcita de |.64E-13 mol/L PV, se observa un incremento en los casos

posteriores a la inyeccion del lcali. En este pozo se presenta la concentracién mas alta de la especie
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solida, en el caso bajo es de 1.24E-12 mol/L PV, lo cual representa una restriccion al flujo hacia esta
zona del piloto antes y después de la inyeccion. Por dltimo, en el pozo Prod2 en el caso base la
concentracion del sélido se presentd en esta zona, pero posterior a la inyeccion del dlcali ayudo a
disminuir la concentracién del solido posiblemente por el incremento en la temperatura del

yacimiento aumentando la solubilidad de la calcita.
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Grafica 5-8: Comportamiento de la concentracién de calcita frente a los cambios de presion en
los pozos Prodl y Prod2. Fuente: autor.
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Grafica 5-9: Comportamiento de la concentracion de calcita frente a los cambios de presion en
el pozo Prod3. Fuente: autor.

La Tabla 5-4 muestra los valores de concentracion de las especies quimicas presentes en los
resultados de simulacion, del caso base que representa las condiciones de inyeccion de agua previa
al uso del alcali, y el caso medio que constituye las condiciones actuales del campo de estudio. Para
la especie solida, calcita, aunque las concentraciones son pequenas, se puede diferenciar claramente
un incremento en los tres pozos, una mayor cantidad precipitada cerca a los pozos Prod2 y Prod3,
y una cantidad menor en el area del pozo Prodl, esto coincide con los canales preferenciales de

flujo y los perfiles de saturaciones antes explicados.

Tabla 5-4: Concentracion de las especies quimicas para el caso base (previo a la inyeccion) y
caso medio (posterior a la inyeccion). Fuente: autor.

Concentracién especies quimicas

Caso Condiciones|Pozo
Simulacién| Yacimiento Prod HCO;- CaCO;

mol/L H20 [mg/L [mol/L H,O| mg/L |mol/L H,O| mg/L |mol/L PV| mg/L
185°C [ 13.496 | 310 3.93E-11|1.57E-06 12614 | 770 | 1.99E-20|1.99E-15
Baseline pH: 7 2 10.609 | 244 5.28E-112.12E-06 9.893 | 604 | 1.52E-13|1.52E-08
Pwf: 600 psi | 3 11.497 | 264 4.69E-11] 1.88E-06 10.730 | 655 | 6.15E-14|6.16E-09
180°C | 25.850 | 594 2.07E-11|8.30E-07 23.896 | 1,458 | 4.94E-15|4.94E-10
Medio pH: 8 2 25.476 | 586 2.11E-11|8.46E-07 23.549 | 1,437 | 7.92E-15|7.93E-10
Pwf: 500 psi | 3 17.239 | 396 3.47E-11|1.39E-06 15898 | 970 | 3.90E-13|3.90E-08
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5.9.4 Concentracion de las especies del fluido

Por ultimo, se analizé el comportamiento del gradiente de concentracion de cada una de las
especies quimicas del fluido presentes en la simulacion: sodio, calcio y bicarbonatos, permitiendo
analizar estos cambios durante el tiempo de la inyeccion. Las Graficas 5-10, 5-11 y 5-12 muestran
en escala de colores grises y negro los cambios en la concentracion de cada una de las especies

independientes presentes en el fluido en los pozos Prod1, Prod2 y Prod3.

En el pozo Prodl se evidencia una disminucién en los iones Na+, HCOs- y Ca++ con respecto al caso
base, en donde la inyeccion del agua no genera ninglin cambio significativo, es decir no se genera
ninguna restriccion del flujo hacia este pozo y cambios en el gradiente de velocidad. La disminucion
se presenta dos meses después de iniciada la inyeccion al 0.03% del volumen poroso inyectado,
esto puede obedecer a la posible precipitacion de calcita, incrementando la saturacién de la especie
quimica en la mezcla de aguas (inyeccién y formacién), y pérdida de solubilidad con los cambios de
presion provocados cerca a la cara de la formacién, tanto del pozo inyector como pozos

productores.

Ademas recordemos que en procesos de inyeccion de quimicos no solo se genera un flujo de masa,
mecanismo de transporte conocido como dispersion, sino también se presenta un flujo de energia,
que aunque no esté directamente asociado con la temperatura, si se refiere a la entalpia, la cual
puede provocar inestabilidad en las cargas i6nicas al mezclarse dos tipos de agua, favoreciendo la

agrupacion de nucleos de iones y posterior aparicion de cristales o incrustaciones minerales.
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Grafica 5-10: Concentracion de las especies de fluido en el pozo Prodl. Fuente: autor.

Al igual que el pozo Prodl, las especies del fluido Na+, Ca++ y HCOs en el pozo Prod2 tiene un
comportamiento similar, se observa una disminucion casi al mismo tiempo posterior al inicio de la
inyeccion. Sin embargo en el caso base no es estable, sino presenta un incremento gradual del ion
calcio con un maximo de 7.84E-11 mol/L H,O, lo cual puede obedecer a un cambio en el gradiente
de concentracion de la calcita y posible restriccion de los canales de flujo hacia esta zona antes y

después de la inyeccion del alcali.
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Grafica 5-11: Concentracion de las especies de fluido en el pozo Prod2. Fuente: autor.

El pozo Prod3 la disminucion de las especies del fluido es mas pronunciadas y suceden casi de
inmediato al inicio de la inyeccion. Al analizar la concentracion del ion Ca++ en los casos base,
medio y alto se tiene una concentracion alta para este catién, por cierto la mas alta de los tres
pozos, lo cual se puede explicar con la restriccion de los canales de flujo hacia este pozo antes y

después del inicio de la inyeccion del alcali.
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Grafica 5-12: Concentracion de las especies de fluido en el pozo Prod3. Fuente: autor.
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La Figura 5-7 muestra en 2D desde el tope los gradientes de concentraciones de las especies
quimicas del fluido en dos tiempos, a los 180 dias y 360 dias posterior al inicio de la inyeccion,
donde se puede observar en el caso base donde solo se inyecta agua, una clara preferencia del
fluido hacia el pozo Prodl y una restriccion al flujo hacia los pozos Prod2 y Prod3 que coincide con
la alta concentracion del catidon Ca++ y los cambios en la concentracion de la especie solida.
Posterior al inicio del dlcali, se observa una reduccion en la preferencia del flujo hacia el pozo Prodl
y una mejora hacia el pozo Prod2, el pozo Prod3 se mantiene sin cambios visibles, lo cual muestra

una distribucion mas uniforme del frente de barrido.

Estos resultados son congruentes con el analisis previo de las saturaciones de aceite y agua, y el

comportamiento de produccion de los pozos en los diferentes casos simulados.
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Figura 5-7: Concentracion de las especies quimicas del fluido en el area piloto a un tiempo de
180 y 360 dias posterior al inicio de la inyeccion.
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6.Estrategia de inhibicion y/o remocion de
escamas

Las técnicas utilizadas para inhibir o remover las incrustaciones deben cumplir ciertas condiciones:
ser rapidas, no danar el pozo, las tuberias ni el ambiente de formacion, y ser efectivas en la

prevencion de nuevas precipitaciones en el futuro [10].

Para poder decidir cual es la mejor estrategia o técnica de remocién, es necesario conocer:
* Tipo y cantidad de incrustaciones.
=  Composicion fisica, resistencia y su textura.

=  Pureza de las incrustaciones.

Las técnicas de limpieza para inhibir el dafho pueden ser mecanicas o quimicas, a continuacion se

explican las diferencias entre ellas.

6.1.1 Técnicas quimicas

Consiste en disolver las incrustaciones con productos quimicos, por lo general, es el primer sistema
que se utiliza y el mas econémico. La mayoria de los quimicos bloquea el desarrollo de las particulas
minerales atacando el crecimiento de los nucleos de las incrustaciones (ver Seccién 2.6.4). Otros

quimicos quelatizan o paralizan los reactivos que se encuentran en forma soluble.

Segun Crabtree et al. [12], la relacion entre el area de la superficie y el volumen, o su equivalente, la
relacion entre el area de superficie y la masa, constituyen un parametro importante en la velocidad
y eficiencia del proceso de eliminacion. Por eso los depositos minerales que se encuentran en las
tuberias de produccion presentan una superficie pequena en relacion con el total de la masa

depositada, haciendo que la reactividad de los quimicos sea lenta y poco practico.
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Los agentes quimicos mas empleados hoy en dia son dcido clorhidrico (HCl) y el acido
ethylenediamenetetraacetic (EDTA). EIl EDTA es un agente quelatizante que se utiliza para bloquear
los iones indeseables en la solucién, una molécula de EDTA comparte los electrones de los atomos
de oxigeno y nitrégeno con los iones de bario, formando un compuesto de quelado de bario y

EDTA (Figura 6-1).

Compuesto de la
solucitn Eajgl‘.r o

Compuasto de superficie

Figura 6-1: Compuesto de quelato de EDTA [12].

Si bien los tratamientos con EDTA son mas costosos y mas lentos comparados con el acido
clorhidrico, funcionan mejor en incrustaciones que requieren un remedio quimico como las

escamas distintas a los carbonatos.

6.1.2 Técnicas mecanicas

Las soluciones mecanicas ofrecen una amplia variedad de herramientas y técnicas aplicables a las

tuberias de pozos y la formacion.

Para incrustaciones en perforaciones y capas delgadas dentro de la tuberia, por lo general, se utiliza
las cuerdas de disparo o detonacién, consiste en el uso de explosivos para hacer vibrar la tuberia

y desprender las incrustaciones mas quebradizas.

Para las incrustaciones gruesas se suele usar técnicas con mechas de impacto y tecnologia de
fresado, las cuales han sido desarrolladas para funcionar con tuberias flexibles dentro de las tuberias

de produccion y usando distintas mechas cinceladoras y varias configuraciones de fresado. La
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variacion de la velocidad de fresado depende de que la combinacion del motor y la fresadora sea la

adecuada para el tipo de incrustaciones que se desea eliminar.

Entre otras herramientas, se encuentran los métodos mecanicos con chorro de fluidos, las cuales
cuentan con varios orificios de expulsion, se puede usar con productos quimicos para atacar las
escamas solubles, en aquellos lugares de dificil acceso y pérdida de los agentes reactivos. Inclusive,
otras de las técnicas son las lechadas abrasivas, al agregar una pequena concentracion de solidos

(1-5% en peso) al chorro de agua, se mejora en gran medida su capacidad de atravesar las escamas.

6.1.3 Seleccion de la estrategia

En el campo de estudio se ha evidenciado la presencia fisica de incrustaciones inorganicas, por
ejemplo en la bomba de descarga del tanque de mezcla del dlcali, las escamas son de textura porosa,
alta resistencia y de color marron. Las cuales se depositan sobre las etapas de la bomba

restringiendo el flujo y aumentando la presién de descarga.

Sin embargo, en los pozos monitores del piloto no se ha evidenciado la presencia de este tipo de
incrustaciones, que haya generado alguna pérdida de productividad de los pozos o depositos dentro
de la tuberia que hayan presurizado las lineas de flujo. Por estas razones, y ademas de las bajas
concentraciones de calcita obtenidas en la simulacion, inclusive en el caso alto con 50 ppm de
concentracion, la estrategia planteada hace especial énfasis en la inhibicion de las escamas, mas no

en la remocion de las mismas.

En la Tabla 6-1 se propone como primera opcion el uso de un inhibidor de incrustaciones aplicado
directamente en el pozo inyector del piloto, la segunda opcién contempla el uso de un agente acido
o agente quelatizante, y como Ultima alternativa, el uso de un método mecanico como herramientas
de chorro para remover un dafo mas severo. Sin embargo, la segunda y tercera opcion seria mas
efectiva si su aplicacidn se realiza en los pozos productores, ya que por ejemplo, se puede reducir
el riesgo de que los quimicos inyectados se pierdan en el yacimiento y la remocion no sea efectiva.
La siguiente tabla resume las opciones propuestas, cada una con sus ventajas y desventajas, y seguido
a esto se describen algunas consideraciones a tener en cuenta en caso de una eventual futura

aplicacion de alguno de los métodos en campo [12].
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Tabla 6-1: Estrategias de inhibicion y/o remocion de escamas en el campo de estudio. Fuente:

autor.
.. . Inhibicién y/o remocién . )
Opcién Estrategia Ventajas Desventajas
CaCoO;
. L . - Alta permeabilidad del yacimiento
Uso de un inhibidor de - Accion rapida y eficiente. i .
| i i canalizando el tratamiento.
incrustaciones - Menor costo.
Quimica - Faciles de disolver. - Alta permeabilidad del yacimiento
- Favorable relacion entre el area de canalizando el tratamiento quimico.
a Uso de HCl y/o un agente [superficie y la masa. - Formacién de nuevos depdsitos minerales
quetalizante - Altamente solubles en HCI. por la rapida reaccion del acido.
- Més eficiente en remover escamas de |- Alteracion de humectabilidad de la roca.
alta resistencia. - Mayor costo.
- Riesgo de erosionar la tuberia.
. - Mas eficiente en remover escamas de |- Mas eficiente en remover escamas blandas,
Herramientas de chorro X . . i i
alta resistencia como calcita y barita no en calcita.
, - Mayor costo.
Mecénica Y - -
- La presencia de residuos de escamas de
Herramientas de chorro con |- Altamente eficiente con diferentes tipos |lugar a nuevas formaciones.
arena abrasiva de escamas. - Dificultad de los tratamientos quimicos al
bloquear la nucleacién.

La reaccién rapida del acido genera soluciones de acido agotado de subproductos de las
incrustaciones, constituyendo agentes iniciadores para la formacion de nuevos depositos

minerales. Este fenédmeno se conoce como ciclo de reprecipitacion de escamas.

El hecho de forzar inhibidores a base de agua en zonas de petroleo puede provocar un cambio
en la mojabilidad de la formacién, haciendo los tiempos de recuperacién de produccion mas

largos.

La alta permeabilidad del yacimiento puede desviar los fluidos del tratamiento y obstaculizar la
capacidad de los disolventes para penetrar en los intervalos danados. Sin embargo, existen
técnicas quimicas recientes que utilizan surfactantes viscoelasticos para mejorar la colocacion
del disolvente. Los surfactantes viscoelasticos forman substancias de alta viscosidad cuando se
mezclan con ciertos compuestos de salmuera, pero se rompen completamente en presencia de
petroleo y de has de hidrocarburo. De esta forma, estos surfactantes pueden canalizar los

disolventes hacia las zonas productivas saturadas de petroleo.
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= Si se utiliza las herramientas de chorro con arena abrasivas puede erosionar el acero como lo
hace con las incrustaciones. Un chorro abrasivo capaz de cortar las escamas sin danar la tuberia

debe aprovechar la diferencia de dureza entre las escamas y el acero adyacente.

= Las técnicas de inhibicion pueden variar desde métodos basicos de dilucion, a los mas avanzados
que actuan antes de que se inicie el proceso. Existen una gran variedad de inhibidores de

incrustaciones para distintas aplicaciones.

La mayoria de los inhibidores son compuestos de fosfato: polifosfatos inorganicos, ésteres de
fosfato organico, fosfonatos organicos, aminofosfatos organicos y polimeros organicos. Estos
quimicos minimizan la incrustacion de minerales, mediante una combinacion de dispersién de

cristales y estabilizacion de los residuos.

Los inhibidores de fosfato y acidos fosfinocarboxilico ayudan a prevenir la formacion de calcita,
estos fosfonatos atrapan los iones de calcio y los mantiene solubles, estos a su vez son liberados
cuando los inhibidores se colocan en formaciones de carbonatos y la precipitacion constituye el
mecanismo dominante de retencion a largo plazo. Aparte de los iones de calcio, y también el
magnesio (dureza), los aniones de carbonatos y bicarbonatos también pueden ser atrapados de
forma soluble, esto por ello que este tipo de inhibidores son tan eficientes en inhibir las

incrustaciones de calcita.

En los yacimientos que por naturaleza no contienen suficiente calcio soluble para precipitar el
inhibidor, a menudo se bombea una salmuera con cloruro de calcio para inducir la precipitacion y

extender la vida Gtil del tratamiento.

6.1.4 Disefio de la estrategia

Dado la baja concentracion de calcita que se encuentra presente en el yacimiento por precipitacion,
del orden de 30 mg/L, y si se compara que existen campos que pueden tener hasta 3000 y 4000
ppm de calcita. De acuerdo con S. A. Bonilla (comunicacién personal, 6 de Septiembre de 2016),
ingeniero quimico del Proyecto EOR Caracara Sur, para concentracion tan bajas, por lo general, se

suele inyectar entre 20 y 30 ppm de inhibidor de incrustaciones.
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Considerando una tasa de inyeccion de 1300 BPD en el area del piloto EOR vy el patrén de inyeccion
(un pozo inyector y tres productores), el disefo de la estrategia se centra en el pozo inyector,
adicionando entre 20 y 25 ppm de inhibidor de incrustaciones, esta concentracion es suficiente
para no alterar, significativamente, tanto el pH de la formulacién quimica inyectada como la
eficiencia de la formulacion ASP, y a su vez permitiria inhibir el dafio de formacion por calcita desde
la misma cara del pozo inyector hasta los pozos productores, a medida que el frente de

desplazamiento viaje a través del yacimiento.

El célculo de la concentracion de inhibidor a usar esta dado por la Ecuacion (6.1 y 6.2). Esta tasa de

inyeccion se considera baja si se tiene en cuenta el volumen poroso del area del piloto (2.8 MMBbls).

tasa iny*Ccacos

Conc.= 23810 (6.1)

Conc. = 320bpd=20ppm _ 4 4 94 (6.2)

23,810 dia
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7.Analisis Economico

Como parte de la estrategia de inhibicion del dafio por incrustaciones, este capitulo tiene como
finalidad realizar el estudio financiero de la aplicacion del tratamiento quimico en el campo de
estudio, asociado a los resultados obtenidos en la simulacion en los casos base y medio, que

representan las condiciones antes y después de la inyeccion del alcali en un tiempo de un ano.

El andlisis econémico se basa en el uso de algunos indicadores de rentabilidad, que se explicaran

brevemente a continuacién [20].

= Valor presente neto (VPN): es la suma de los flujos de efectivo individuales menos el precio

de compra (ver Ecuacion (7.1)).

__ Flujodecaja enun periodo 7
- (1+% interés)N0~ de periodos ( . )

VPN

» Tasa interna de oportunidad (TIO): determina el costo de oportunidad del dinero del
inversionista y la rentabilidad que se espera del proyecto. También es conocida como tasa de

descuento.

» Tasa interna de retorno (TIR): permite determinar la rentabilidad esperada de un proyecto,
esta tasa iguala el VPN a cero y debe ser comparada con la TIR. Si la TIR es mayor que la TIO,
el proyecto se puede aceptar pues estima un rendimiento mayor al minimo requerido. Por el
contrario, si la TIR es menor que la TIO, el proyecto se debe rechazar pues estima un

rendimiento menor al minimo requerido.

* Relaciéon Costo-Beneficio (B/C): es la relacion de ingresos y egresos que se generen en la

ejecucioén del proyecto. Mide el grado de desarrollo y bienestar que un proyecto puede generar.
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Si el resultado es mayor que uno, significa que los ingresos netos son superiores a los egresos

netos, de ser menor que uno los egresos superaran a los ingresos.

= Retorno de la inversion: compara el beneficio o la utilidad obtenida en relacién a la inversion
realizada, permitiendo analizar el rendimiento que la empresa tiene desde el punto de vista

financiero (ver Ecuacion (7.2)).

ROI (%) _ (utilidad—inversion) + 100 (7.2)

inversion

A partir de los casos de simulacién: base y medio, los cuales consideran las condiciones del campo
antes y después de la inyeccion del alcali, para el estudio financiero se tuvo en cuenta la diferencia
en la tasa de produccion de petréleo entre ambos casos de simulacion, de tal manera que la utilidad
en la aplicacion del tratamiento puede estar asociada a dos razones principales: mayor produccion
de petroéleo debido a la ausencia de precipitacion de calcita, o la generacion de un surfactante
natural in-situ o alteracién en la humectabilidad de la roca producto de la inyeccion del alcali. El
volumen de produccion de petroleo acumulado asociado al proyecto es 867 barriles en un tiempo

de aplicacion del tratamiento de un ano.

Aparte de la produccién de petréleo acumulado, se tuvo en cuenta las siguientes consideraciones

para el analisis econémico:

* Un precio de referencia de $50 USD/barril dada la coyuntura actual en los precios
internacionales del petroleo.

» La aplicacion del inhibidor solamente en el pozo inyector durante los 12 meses de duracion del
piloto EOR a una tasa de .10 gal/dia (20 ppm).

= Un porcentaje de participacion en el contrato de asociacion del 70% para la compania operadora
del campo y el restante 30% para el socio.

* Los costos de capital (CAPEX) y operacion (OPEX) incluyen el costo del inhibidor, preparacion
y aplicacion del mismo en el pozo inyector. Se asume que son costos fijos.

»  Una aplicacion de regalias del 8% dado el volumen acumulado de petréleo producido del campo.



Capitulo 7 81

* La aplicacion de una deduccion del 33% en impuesto sobre la renta, de acuerdo al Articulo 240
“Tarifa para sociedades nacionales y extranjeras” del Congreso de Colombia, donde se
especifica que la tarifa Unica sobre la renta gravable de las sociedades anénimas, las sociedades

limitadas y de los demas entes asimilados a unas y otras, es del 33%.

La Tabla 7-1 muestra el flujo de caja neto que se llevo a cabo para el estudio econémico:

Tabla 7-1: Flujo de caja neto de la estrategia de inhibicion del dafo. Fuente: autor.

Flujo de caja neto
Tiempo de aplicacion
Item \ Fecha - - = - - —

Enero | Febrero | Marzo Abril Mayo Junio Julio | Agosto | Septiembre | Octubre |Noviembre | Diciembre
Produccidn Petroleo (BPM) 16 36 50 60 67 74 79 86 86 93 105 116
Regalias (8%) (1) 3) ) (5) (5) (6) (6) ) @) @) (8) (9)
Producci6én Neta (BPM) 15 33 46 55 62 68 72 79 79 85 97 106
Participacién CEPSA (70% después de regalias) 10 23 32 38 43 47 51 56 56 60 68 75
Ingresos
Produccién Neta (BPM) 10 23 32 38 43 47 51 56 56 60 68 75
Precio del Barril (US/Bbl) 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50
Total Ingresos Netos (US) 524.86 1,156 1597 ALl 2,167 2,370 2,528 2,779 Z I 2,985 3,378 3,726
CAPEX (Gastos de capital) $USD
Costos Fijos 769 769 769 769 769 769 769 769 769 769 769 769
Inhibidor incrustaciones ($ US/gal 23.3 769 769 769 769 769 769 769 769 769 769 769 769
OPEX (Costos operacionales) $USD
Costos Fijos 800 800 800 800 800 800 800 800 800 800 800 800
Preparaci6n del inhibidor ($ US/mes) 500 500 500 500 500 500 500 500 500 500 500 500 500
Inyeccién del inhibidor ($ US/mes) 300 300 300 300 300 300 300 300 300 300 300 300 300
Costos Variables 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Pozo cerrado 0
Lifting Cost (US/Bbl) 5.99
Lifting Cost de la Produccién Neta(US) 0
Total Opex/Capex ($ US) - Participacién CEPSA 1,098 1,098 1,098 1,098 1,098 1,098 1,098 1,098 1,098 1,098 1,098 1,098
Utilidad ($ US) -573| 58 499 821 1,069 1,272 1,429 1,681 1,681 1,887 2,280 2,627
Deducciones
Impuesto (33% como impuesto de renta) 189 | 19 | 165 | 271 | 353 | 420 | 472 | 555 | 555 | 623 | 752 | 867
Total Deducciones ($ US| -189 19 165 271 353 420 472 555 555 623 752 867

En la Grafica 7-1 se representa el flujo de caja neto del tratamiento quimico, donde desde el segundo

mes de aplicacion se obtiene una rentabilidad y flujo de cada positivo, debido posiblemente como
se explicé anteriormente a dos factores: el primero, la generacién de un surfactante natural in-situ
o cambio de la humectabilidad de la roca producto de la inyeccién del dlcali; y segundo, la inhibicion
de la calcita al disminuir la concentracion precipitada. Sin embargo, también se puede observar que
este efecto seria mas inmediato en la cara de la formacién del pozo inyector, y posteriormente en
los pozos productores a medida que el inhibidor viaje a través del yacimiento y tenga mayor area

de contacto.

Al realizar el analisis financiero sélo se tuvo en cuenta los costos fijos mensuales, y ninglin costo
variable, ya que en los meses de aplicacion del tratamiento los costos del inhibidor, preparacion e
inyeccion se asume que no varian con el tiempo, y no se tienen costos asociados a pérdidas de
produccion de petroéleo por intervencion de pozos. Los costos totales durante un afo de aplicacion

son $ 13,179 USD y los ingresos netos son de $ 27,908 USD.
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Grafica 7-1: Flujo de caja de la estrategia de inhibicion del dano. Fuente: autor.

La Tabla 7-2 muestra el valor obtenido en los principales indicadores de rentabilidad explicados al

principio del capitulo.

Tabla 7-2: Resultados de indicadores de rentabilidad. Fuente: autor.

Indicadores de Rentabilidad

Nombre indicador Abreviatura Valor
Tasa Interna de Retorno TIR 82.24%
TIO (Anual) 1%
Tasa Interna de Oportunidad
T10 (mensual) 0.92%
Valor Presente Neto (US) VPN $ 9,099
Relacion Costo Beneficio B/C 2.12
Retorno de la Inversion ROI 112%

El resultado de todos los indicadores de rentabilidad son positivos, lo que indica la viabilidad de la
aplicacion del tratamiento propuesto. El valor presente neto (VPN) es de aproximadamente $10,000

USD. Es decir, que el desarrollo de la estrategia de inhibicion tendra utilidades y su aplicacion es
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viable econémicamente. Aunque se usé un TIO alta del |1% efectivo anual debido al riesgo que
existe el tratar de atacar una concentracion baja de calcita (28-30 ppm) y el riesgo de que el
inhibidor se pierda en el yacimiento y no tenga un efecto positivo en el area del yacimiento cercano
a los pozos productores. Motivo por el cual la estrategia propuesta (ver Capitulo 6) también
contempla la opcién de aplicar un agente acido o quetalizante, o el uso de una técnica mecanica
como herramientas de chorro, para la remocién e inhibicion del dafo. Para la aplicacion de alguno
de estos otros métodos se debe realizar un nuevo estudio financiero que contemple la inyeccion
del tratamiento en los pozos productores una vez se tenga evidencia de depositos inorganicos en

las lineas de flujo.

La comparacién entre tasas interna de retorno (TIR) e interna de oportunidad (T/O), donde TIR dio
mayor que la TIO, lo que indica que el rendimiento es mejor al minimo requerido. El retorno de la
inversion (ROI) es del 112% y la relacién costo-beneficio (B/C) es de 2.12, lo que hace atractivo la

inversion en el tratamiento.

Seglin O. A. Benavides (comunicacion personal, 24 de Septiembre de 2016), en términos econémicos,
el riesgo de un proyecto se puede medir como la probabilidad de que una incertidumbre ocurra,
es decir que para la presente investigacion la incertidumbre esta asociada a la precipitacion de las
escamas minerales, mas que al fenémeno de depositacién debido a la baja concentracion en que se

encuentra presente la calcita.

Debido a lo anterior, la Tabla 7-3 muestra la relacion que existe entre los indicadores de
rentabilidad frente al aumento en la concentracion de calcita que se necesitaria inhibir, la cual es

proporcional a la tasa diaria de inyeccion del inhibidor y por ende a los costos fijos del proyecto.

Tabla 7-3: Analisis de sensibilidad entre concentracion de calcita vs indicadores de rentabilidad.
Fuente: autor.

Indicadores/CaCO; (ppm) 30 50 70
TIR 4791% 15.87% -3.49%
TIO (Anual) 1% 11% 11%
TI1O (mensual) 0.92% 0.92% 0.92%
VPN $ 7,041 % 3053|% (997)
B/C 1.71 1.23 0.96
ROI 71% 23% -4%
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Para inhibir 30, 50 y 70 ppm de calcita se necesitaria inyectar 1.6, 2.7 y 3.8 gal/dia respectivamente.
Este analisis de sensibilidad permite ver que para una concentracion de calcita mayor a 70 ppm,
manteniendo los mismos costos fijos en la aplicacion del tratamiento, el uso del inhibidor deja de
ser rentable y economicamente viable, debido posiblemente al bajo volumen acumulado en la
produccion de petroleo (485 barriles) que se obtendria en los pozos cuando se tiene una baja
cantidad de calcita precipitada, es decir entre mas efectivo y homogénea sea la aplicacion del
inhibidor alcanzando un mayor area de precipitacién de calcita, mayor sera el flujo de los fluidos
del yacimiento hacia los pozos productores. Para el caso en que la concentracién de calcita sea
todavia mayor, y sea evidente una depositacion, se recomienda que al aumentar la tasa de inyeccién

del inhibidor se acuerde con la compaiia de servicios unos costos de aplicacion mas bajos.

El diagnostico del dafo de formacion ha permitido estimar la alta probabilidad de tener
incrustaciones de calcita debido a la composicion fisicoquimica del agua del yacimiento y los cambios
que se presentan en el sistema roca-fluido y fluido-fluido frente a la inyeccion de un agente alcalino
como método de recuperacion mejorada de petréleo EOR. La aplicacion de una metodologia
integrada entre un modelo quimico-termodinamico y un modelo de flujo permitié establecer las
concentraciones iniciales de equilibrio de las especies quimicas presentes y la cantidad estimada de
calcita que tiende a precipitar (28-30 ppm), especialmente en la cara de la formacién, tanto del pozo
inyector como de los pozos productores asociados al piloto ASP. Por consiguiente, aunque se
considere un dano nada severo, la inyeccion a baja tasa de un inhibidor de incrustaciones, como
tratamiento quimico econémicamente viable, permitira mejorar la productividad de los pozos
afectados, operatividad de los equipos de superficie para la inyeccion, impedir el taponamiento de
la tuberia de produccién e inyeccion de los pozos, e inhibir el dano en la cara de la formacién sin

alterar las propiedades petrofisicas del yacimiento.
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8.Conclusiones y recomendaciones

8.1 Conclusiones

I. A partir del esquema metodolégico propuesto que incluyd la simulacion acoplada entre el
modelo quimico-termodinamico y el modelo de flujo en el yacimiento, permitié diagnosticar el
dano de formacion por precipitacion y depositacion de escamas minerales, estimando las
concentraciones iniciales de equilibrio de las especies quimicas presentes y su comportamiento
frente a cambios en la presion, temperatura y composicion del agua del yacimiento.

2. Lainyeccion del Metaborato de Sodio como alcali en la formulacion ASP ha generado cambios
en la composicion del agua del yacimiento, principalmente un incremento en la salinidad y los
solidos disueltos totales, asociado a los cationes de sodio y boro, y un incremento en el valor
de pH entre 0.4 y 0.6 puntos. Adicionalmente, se ha observado un incremento en los aniones
de carbonatos y bicarbonatos, en el orden de 70 y 1000 ppm respectivamente, que puede estar
relacionado con algiin mecanismo de transporte de difusion o disolucion de minerales de la
matriz de la roca generada por la inyeccién del alcali o los otros quimicos de la formulacion.

3. El analisis de los indices de solubilidad como parte de la construccion del modelo quimico-
termodinamico, permitié establecer la alta probabilidad de tener incrustaciones de calcita y
descartar la presencia de escamas tipo sulfatos u otros bajo las condiciones de presién y
temperatura del yacimiento.

4. A partir de los anilisis fisicoquimicos recientes del agua de formacion se estimé una cantidad
maxima de precipitacion por mineral de calcita del orden de 28-30 mg/L a condiciones actuales
del yacimiento, la cual es muy baja si se considera el volumen del area del piloto. Debido a la
baja concentracion presente de calcita no se estima que haya depositacion de este mineral.

5. Los principales factores que influyen en la disminucidon de la solubilidad de la calcita, y por
consiguiente en la precipitacion de la misma son la alta temperatura del yacimiento, aumento en
el valor de pH, caidas de presion en la cara de la formacion y menor contenido de sales disueltas

en el agua.
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6. Entre los casos de simulacion planteados, se tiene el caso base para representar las condiciones

de inyeccion de agua solamente, y los casos bajo, medio y alto, para simular la inyeccion de agua
con alcali. La comparacion de los diferentes casos frente a cambios de presion, temperatura,
saturaciones y composicion fisicoquimica del agua del yacimiento, permitié predecir que el dano
por precipitacion de calcita es poco o nada severo, y sin tener alguna depositacién inorganica.
La simulacion del caso base muestra un flujo preferencial de la inyeccion hacia el pozo Prod1, y
una mayor concentracion de las especies del fluido y especie sélida cerca al area de los pozos
Prod2 y Prod3.

Los resultados de simulacion de los casos bajo, medio y alto muestran un bloqueo en los canales
preferenciales de flujo hacia el pozo Prodl con respecto a las condiciones del caso base, debido
posiblemente a la presencia de calcita. Aunque las concentraciones de las especies quimicas
presentes son pequenas, existe una pérdida en la producciéon de petréleo de casi 35 bopd
asociados al fenomeno de precipitacion, aun considerandose un dano poco severo.

La consulta en la literatura acerca de la aplicacion de los métodos mas comunes y la aplicacion
de nuevas tecnologias en la inhibicion y/o remocién del dafio por incrustaciones, permitié
proponer un plan estratégico con tres opciones mas preciso para el campo de estudio y en caso
de una futura implementacion del método ASP permitira atacar de forma mas efectiva los
depositos inorganicos.

La adicion en cabeza del pozo inyector entre 20 y 25 ppm de inhibidor de incrustaciones no
solo ayudara a mejorar la inyectividad y productividad de los pozos involucrados en el piloto,
sino ademas ayudara a mejorar la operatividad de los equipos de superficie para la inyeccion,
impedir el taponamiento de la tuberia de produccion e inyeccion de los pozos, y prevenir el
dano en la cara de la formacién sin alterar las propiedades petrofisicas del yacimiento y alterar
la eficiencia de la formulacion ASP dada su baja concentracién de aplicacion.

El resultado del estudio financiera muestra unos indicadores de rentabilidad positivos, es decir
que la aplicacion del tratamiento quimico de inhibicion del dafo es viable y rentable. El valor
presente neto (VPN) es de casi $10,000 USD.

La comparacion entre tasas interna de retorno (TIR) y la tasa interna de oportunidad (TIO),
donde TIR dio mayor que la TIO, indica que el rendimiento es mayor al minimo requerido en
82.24%. El retorno de la inversion (ROI) es del 112% y la relacion costo-beneficio (B/C) es de
2.12, lo cual significa que los ingresos netos provenientes de la aplicacion del tratamiento

quimico seran superiores a los egresos netos.
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8.2 Recomendaciones

I. A partir de un esquema metodologico integral como el propuesto que incluya la construccién
de los modelos de simulacion, tanto quimico-termodinamico como el modelo de flujo en el
yacimiento, ademas de la propuesta de una estrategia de inhibicidon y/o remocion del dano, y
respectivo analisis econdmico, es posible replicar esta metodologia en otros campos de estudio
analogos y asi tener un diagnéstico completo del dano de formacion por precipitacion y
depositacion de escamas minerales, y por consiguiente mejorar la productividad e inyectividad
de los pozos asociados a un proyecto quimico como método de EOR.

2. Sin embargo, la simulacién de las reacciones geoquimicas que suceden en el sistema roca-fluido
y fluido-fluido en la inyeccion de los quimicos en este tipo de proyectos EOR, debe ser de
forma integrada, incluyendo todos los tipos de reacciones quimicas posibles (disolucion,
acuosas, oleicas, etc), de tal forma que la prediccion y estimacion en la concentracion de las
especies quimicas presentes y el comportamiento de los fluidos en el yacimiento sea mas
preciso y cercano a la realidad, permitiendo asi proponer estrategias de inhibicion y/o remocion
del dano mas efectivas.

3. En caso de una expansion del método ASP en el campo de estudio, y presentar un dafio de
formacion mas severo por precipitacion y depositacion de calcita, se recomienda para el diseio
del tratamiento de remocién e inhibicion llevar a cabo una prueba de permanencia de dureza
que permita seleccionar los quimicos mas efectivos para las condiciones actuales del yacimiento.
Ademas, se recomienda realizar una prueba de compatibilidad fluido-fluido y roca-fluido donde
se evalué el efecto que tendria el tratamiento quimico sobre la tension interfacial y alteracion
de la humectabilidad del yacimiento.

4. El uso de nuevas tecnologias que combinen técnicas mecanicas como herramientas de impacto
y chorros, integradas con el disefio de tratamientos quimicos, permite mejorar la efectividad
de inhibicion y/o remocion del dano por depésitos inorganicos, ya que abarca lugares de dificil
acceso en el yacimiento y tiene mayor superficie de contacto con las incrustaciones. El costo
directo de remover las incrustaciones de un pozo puede alcanzar los $ 250,000 USD, por eso
la importancia del disefio del tratamiento.

5. En caso de un cambio en el agente alcalino inyectado por Carbonato de Calcio u otro, se deben
realizar pruebas de compatibilidad de fluidos y evaluar los cambios en la composicion del agua
del yacimiento, especialmente si se presenta un incremento en los iones de dureza que pueda
generar un dafo severo por depodsitos inorganicos frente a cambios de presion, temperatura,

salinidad y pH en el sistema roca-fluido del yacimiento.
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Anexo: Valores de Pk a 25 °C para

varias fuerzas ionicas y la diferencia de

(Pk’2 - PKk’s) para varias temperaturas.

Sdlidos . s 4

Fuerza | Disuelto 8. (pKZ - PK,)

Keice 7}%’,‘,’)’ K, | pK, | (pK; = pK.) | 0%c | 10°c|20°c|30°c|40°c|50c|60°c| 70°c|20c|s0°c
0.0000 10.26 | 8.32 194 245 | 223 | 202 | 186 | 168 | 152 | 138 | 1.23 | 106 | 095
00005] 20 | 10.28 | 823 203 254 | 232 | 211 | 165 | 1.77 | 1.61 | 145 | 132 | 1.17 | 104
00010] 40| 10.26 | 8.9 207 256 | 2.36 | 215 | 109 | 1.81 | 1.65 | 149 | 1.36 | 1.21 | 108
00020| 80 | 1025 | 8.14 241 262 | 240 | 219 | 203 | 185 | 1.69 | 153 | 1.40 | 125 | 112
00030 | 120 | 10.25 ] 8.10 215 266 | 244 | 223 | 207 | 189 | 1.73 | 157 | 144 | 129 | 116
00040 160 | 10.24 | 807 217 268 | 246 | 225 | 209 | 1.91 | 1.75 | 1.50 | 146 | 131 | 118
00050 | 200 | 10.24 ] 8.04 220 271 | 249 | 228 | 212 | 194 | 1.76 | 162 | 149 | 134 | 121
00060 | 240 | 1024 | 801 223 274 | 252 | 231 | 215 ] 1.97 | 1.81 | 165 1152 | 137 | 124
00070 280 | 1023 | 798 | 5 225 276 | 254 | 233 | 217 | 1.99 | 1.83 | 167 | 154 | 1.9 | 126
00080 320 | 10.23] 7.9 227 278 | 256 | 235 | 219 | 201 | 1.65 | 1.69 | 156 | 1.41 | 128
00090 | 360 | 10.22 | 7.04 228 279 | 257 | 236 | 220 | 202 | 186 | 1.70 | 1.57 | 1.42 | 129
00100] 400 | 10.22 | 792 230 281 | 259 | 238 | 222 | 204 | 1.88 | 1.72 | 150 | 144 | 131
00110 | 440 | 10.22 | 7.90 232 283 | 261 | 240 | 224 | 206 | 1.90 | 1.74 | 161 | 146 | 133
00120| 480 | 10.21 | 7.68 233 284 | 262 | 2.41 [ 225 | 207 | 1.1 | 1.75 | 162 | 147 | 134
00130 520 | 10.21 | 7.86 235 266 | 264 | 243 | 227 | 209 | 1.93 | 1.77 | 164 | 149 | 138
00140] 560 | 10.20 | 785 236 287 | 265 | 244 | 298 | 210 | 1.94 | 1.78 | 165 | 150 | 137
00150 | 600 | 10.20 | 7.63 237 286 | 266 | 245 | 229 | 291 | 1.95 | 1.79 | 166 | 151 | 138
00160 | 640 | 1020 | 781 239 200 | 268 | 247 | 231 | 213 | 1.97 | 181 | 168 | 153 | 140
00170 680 | 10.19 | 7.80 240 291 | 260 | 248 | 232 | 214 | 1.8 | 162 | 169 | 154 | 141
00180 | 720 | 1049 | 7.78 241 292 | 270 | 249 | 233 | 2.15 | 1.99 | 1.83 | .70 | 155 | 142
00190 | 760 | 10.48 | 7.77 241 292 | 270 | 249 | 233 | 215 | 1.99 | 1.83 | 1.70 | 155 | 142
00200] 800 | 10.18 | 7.76 242 203 | 271 | 250 | 234 | 216 | 200 | 184 | 1.71 | 156 | 143
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