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RESUMEN

TITULO: ANALISIS DE LOS TRATAMIENTOS DE REMOCION DE ESCAMAS
INORGANICAS REALIZADOS EN CAMPOS COLOMBIANOS!.

AUTORES: JOSE GABRIEL NASSAR DIAZ,
WILLIAM ALFONSO ISIDRO SALAZAR?.

PALABRAS CLAVES: Dafio a la Formacién,CaCO;, Escamas Inorganicas,
Estimulacién Matricial, Remocién, EDTA, Acido Clorhidrico.

CONTENIDO: La declinacion de producciéon de los yacimientos, es el principal
problema que enfrenta la industria petrolera actualmente. Una de las causas de
dicha declinacion es la precipitacion y posterior depositacion de minerales
presentes en el agua de produccion, generando incrustaciones que reducen la
permeabilidad de la formacion. Para remediar dicho dafio existen mudltiples
tratamientos, sin embargo, cada uno de estos registra problemas de acuerdo a las
condiciones que presentan los yacimientos. Debido a esto, es fundamental
estudiar cada uno de los factores que influyen en el éxito o fracaso de un
tratamiento, buscando no solo remediar el dafio de manera temporal sino a un
periodo de tiempo prolongado.

El objetivo de esta investigacion es realizar un analisis de algunos de los
tratamientos realizados en campos del Grupo Empresarial ECOPETROL, en
busca de factores de éxito o de fracaso de los mismos. Para esto fue necesario
crear un modelo de evaluacion, el cual involucre parametros de cada una de las
fases que abarcan dichos tratamientos.

Para la realizacion de este proyecto fue necesaria una base de datos extensa
brindada por el grupo empresarial ECOPETROL. En la cual se encontraba
informacion detallada de las diferentes intervenciones realizadas durante los
altimos afos.

! Trabajo de grado.
2 Facultad de Ingenierias Fisico-Quimicas. Escuela de Ingenieria de Petréleos. Director: M.Sc. Luis Felipe
Carrillo Moreno.
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ABSTRACT

TITLE: ANALYSIS OF REMOTION TREATMENTS OF INORGANIC SCALES
APPLIED IN COLOMBIAN FIELDS3.

AUTHORS: JOSE GABRIEL NASSAR DIAZ,
WILLIAM ALFONSO ISIDRO SALAZAR*.

KEYWORDS: Formation Damage, CaCO3 Scale, Matrix Stimulation, Removal,
EDTA, Hydrochloric Acid

CONTENT: Production decline of reservoirs is the main problem that face
petroleum industry currently. One of the causes is the precipitation and subsequent
mineral deposition which are present in the production water, they generate scale
that decrease reservoirs permeability. There are many treatments to solve that
issue; however, each one presents difficulties according to the reservoir conditions.
Therefore, it is essential to study every factor that affect the success or failure of a
treatment, looking not only for solve the skin temporarily but permanently.

The objective of this research is to do an analysis of some field treatments done in
ECOPETROL Group fields, looking for success or failure factors. To do that, it was
necessary create an evaluation model, which involves parameters of each phase
that cover such treatments.

For the realization of this project was required an extensive database, it was given
by ECOPETROL Group. In which it was possible to find detailed information on
different interventions done during the last years.

3 Thesis Degree.
“Physicochemical Engineering Faculty. Petroleum Engineering School. Director: Luis Felipe Carrillo Moreno
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INTRODUCCION

Actualmente la humanidad atraviesa una etapa de su historia en la cual es
completamente dependiente de la energia generada a partir de recursos naturales
no renovables como el petréleo, el carbdn o el gas natural. Esto se puede
observar facilmente en el hecho en que dia a dia aumenta la demanda de dichos
recursos debido al crecimiento de la poblacibn mundial. Y esta tendencia se
mantendra; la Agencia Internacional de Energia anticipa que la demanda global
crecera en 45% para el afio 2030. Este escenario no solo obliga a encontrar
nuevas reservas de recursos energeéticos, sino también a mejorar la eficiencia de
produccion de las ya existentes.

Uno de los factores que no permiten una eficiencia de produccién mayor en la
industria petrolera es el dafio a la formacién ocasionado por las escamas
minerales. Estas se generan cuando se altera el equilibrio termodindmico de las
aguas presentes en la formacion. Bajo estas condiciones el agua de formacién o
de inyeccion empieza a precipitar particulas sélidas que se adhiren a los poros de
la roca, obstaculizando el paso del fluido hacia el pozo, en la cara de la formacion.

Para la remocion de estas, existen una amplia gama de tratamientos que podrian
ayudar a mejorar la eficiencia de flujo y en consecuencia la produccién de
hidrocarburos. Sin embargo, los resultados de estos tratamientos no siempre son
los mejores, algunas veces debido a la eleccién de un tratamiento que no es el
adecuado o en algunas ocasiones a un mal procedimiento en el momento de
llevarlo a cabo. Esto conduce a dos escenarios; la pérdida de una cantidad
adicional de dinero en un segundo tratamiento que si pueda aumentar la
produccion o en su defecto seguir con la produccién actual del pozo.

Considerando lo anterior, y con base en la consigna de aprender de los errores y
aciertos del pasado, en este proyecto se lleva a cabo un analisis de algunos de los
tratamientos de remocion de escamas inorganicas aplicados en los campos del
Grupo Empresarial ECOPETROL para definir los principales factores que
incidieron en la falla o éxito de los mismos. Esto con la finalidad de brindar una
serie de parametros que contribuyan a mejorar el porcentaje de éxito de los
tratamientos de remocién de escamas y la eficiencia de los mismos.

18



1. GENERALIDADES DE DANO Y REMOCION DEL DANO A LA FORMACION

1.1 DANO A LA FORMACION

El dafio a la formacion es un problema operacional y econdémico que puede ocurrir
durante las diversas fases de la explotaciébn de petréleo y gas incluyendo
produccion, perforacion, fracturamiento hidraulico y operaciones de workover. La
evaluacion, control y remediacion del dafio a la formacion son algunos de los
temas mas importantes que deben resolverse para la explotacion eficiente de los
yacimientos de hidrocarburos.

El origen de tal dafio se relaciona con diversos procesos adversos, incluyendo
interacciones quimicas, fisicas, biologicas, y térmicas de formacion y de fluidos, y

con la deformacioén de la formacién bajo tension y cizallamiento de los fluidos®.

Uno de los indicadores de que podria existir dafio en la formacion en un pozo, es
la disminucién de su indice de productividad. El indice de productividad se define
como el volumen de fluido producido por unidad de caida de presion entre el

yacimiento y el pozo y es denotado por la letra J.

J=—2 Ecuacién 1.
PR_ow

Donde q es la tasa de produccion (STB), P es la presion de yacimiento (psi), P, s

es la presion de fondo fluyendo (psi) y J es el indice de productividad (STB/psi).

La tasa de produccion para estado pseudoestable viene dada por la ecuacion de

Darcy para flujo radial, como sigue:

_0.0070kh(PR—Pyw )

= Ecuacion 2.
1 Buln(:—e+5)
w

5 Civan, F. (2000). Reservoir Formation Damage. p. XV.
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Donde g es la tasa de produccion (STB), B es factor volumétrico de formacion
(RB/STB), u es viscosidad (cP), k es permeabilidad (mD), h es el espesor de la
formacion (ft), r, es el radio de drenaje del pozo (ft), r,, es el radio del pozo (ft), Pg
es la presion de yacimiento (psi), P, es la presion de fondo fluyendo (psi) y S es

el factor Skin que representa el dafio.

Como puede verse en la ecuacion 2, hay varios factores que influyen en la
productividad del pozo. Es de sumo interés descartar factores tales como la baja
presién del yacimiento, la baja permeabilidad natural, la alta viscosidad del fluido y
defectos mecanicos y de levantamiento, para distinguir si la causa es la restriccion
al flujo en la zona méas cercana a la cara del pozo. Van Everdingen y Hurst
mostraron que en muchos casos la permeabilidad de la formacién cercana al pozo
esta reducida o “dafiada”®, causando una caida de presion adicional (Figura 1). La
severidad de este dafio, se cuantifica por una cantidad adimensional, conocida
como el factor Skin (S) y la caida de presion asociada esta descrita por la
ecuacion de flujo radial en estado estable.

APgyin = 141.2 %S Ecuacioén 3.

Donde g es la tasa de produccién (STB/d), B es el factor volumétrico de formacion
(RB/STB), u es la viscosidad (cP), k es permeabilidad (mD), h es el espesor de la

formacion (ft) y S es el factor Skin que representa el dafio.

5Van Everdingen. A. F. (1953). The Skin effect and its influence on the productive capacity of the well.
20



Figura 1. Comportamiento de la presion en la zona dafiada

——
Pe
S
T
7 7
P
. I
P
/ - I
LT TT 1~~~ =~"~~=°- Presion de fondo sin dafio
A Pskin [ 7 :
Vo __ : __________ Fresion de fondo con dafo
1
M ra re
Zona dafiada Zona sin dafie,

Fuente: Modificado de Golan M. (1991). Well Performance, Prentice Hall, EngledwoodsCliffs,
Segunda Edicion. (27)

Si S>0, la zona cercana al pozo esta dafada, es decir, la permeabilidad en la zona

dafiada es menor que la permeabilidad de la formacién. En cambio si S<0, el pozo

esta estimulado ya sea por un fracturamiento hidraulico o por una acidificacion.

1.1.2 Precipitacion de solidos

La precipitacién de solidos de las salmuera y/o del crudo de la formacion pueden
causar un grave dafio a la formacion cuando estos tapan los espacios porosos,
afectando la permeabilidad. Dichos sélidos son inorganicos cuando provienen de

las salmueras u organicos cuando provienen del crudo.

Puede haber precipitacion de sdlidos inorganicos cuando existe incompatibilidad
entre los fluidos de completamiento (salmueras) y las aguas de formacion, y/o se
producen cambios en las condiciones de presion y temperatura de equilibrio. Los
soélidos inorganicos reciben el nombre de escama (scale), y se depositan cuando
se altera el equilibrio quimico y termodinamico, haciendo que las aguas 0 sus
mezclas alcancen el punto de saturacion de sus sales disueltas, en donde el
grado de sobresaturacion puede seguir incrementando, por causa de un cambio

continuo de los factores mencionados con anterioridad.
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Los problemas de deposicion de escamas durante el desarrollo de un pozo
(perforacion, completamiento y reparacién), y durante la inyeccién de fluidos se
deben principalmente a la mezcla de fluidos incompatibles, mientras que la
deposicion que ocurre durante la produccion del pozo se debe a cambios en la

presion y temperatura’.

1.1.2.1 Precipitacion inorganica

Cada vez que un pozo de gas o petroleo produce agua, o que se utiliza la
inyeccién de agua como método para mejorar la recuperacion, surge la posibilidad
de que se formen incrustaciones inorganicas. La mayor parte de las incrustaciones
se forman por precipitacion de minerales presentes en el agua de formacioén, o
bien como resultado de que el agua producida se sobresatura con componentes

minerales cuando dos aguas incompatibles se encuentran en fondo.

Las incrustaciones pueden desarrollarse en los poros de la formacion en las
cercanias del pozo, con lo cual la porosidad y permeabilidad se ven reducidas.
Asimismo, pueden llegar a bloquear el flujo normal cuando se obstruyen los
cafioneos o se forma una capa espesa sobre las paredes de la tuberia de

produccién.

1.2 ESCAMAS INORGANICAS

Las escamas inorgénicas, son incrustaciones que se forman por la precipitacion
de minerales, ya sea producto del agua de formacion asociado a cambios de
presién y temperatura, o por la mezcla de aguas incompatibles; acumulandose y
obstruyendo el flujo en la matriz cerca al pozo, blogueando cafioneos, tuberias,

equipos de completamiento de fondo, empaques de gravas y mallas.

En la figura 2 se esquematiza la restriccion por acumulacion de cristales a nivel de
poros en la matriz. Estos se ubican alrededor de los granos en los espacios

porosos, reduciendo el area de transporte de fluidos (agua/aceite), y haciendo

7 INTEVEP (1997). Dafio a la formacidn. Primera edicion. Venezuela, 1997. (27).
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tortuoso su camino hasta superficie. En las tuberias forman una capa espesa
sobre las paredes, que disminuye el diametro de la misma, impidiendo el paso del

caudal para el cual esta fue disefiada.

Figura 2. Esquematizacion de la restriccién por acumulacién de cristales a nivel de poros.

L[
—— P Fivjode agua — -

Fuente: Crabtree M. (1999). La lucha contra las incrus.tacioﬁes, Qilfield Review.
La figura 3, muestra una microscopia electronica de barrido de depdsitos de
CaC05; en pozos de petréleo; esta imagen de alta resolucibn muestra en 3D, como
los cristales de tamafio considerable se unen y forman aglomeraciones que

adquieren aspecto de una masa estable, que es la que finalmente se deposita®.

Figura 3. Escamas de CaC05 en pozo petrolero.

g

Fuente: Ostvald T. (2002) Prediction of Carbonate Scaling From Oil Field Waters. Norway.

8 Simancas, Villabona. (2012). Disefio y evaluacién de un fluido para la remocién de escamas de carbonato
de calcio a partir de una solucion de EDTA. Trabajo de grado, UIS.
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1.2.1 Escamas de carbonato de calcio (CaCO3).

Existen multiples tipos de escamas inorganicas presentes en las formaciones
productoras, las cuales presentan a su vez diferentes variables que inducen su
precipitacion, en la Tabla 1 son mostrados los tipos de escamas juntos con los

factores mas importantes a la hora de su precipitacion.

Tabla 1. Tipos de escamas inorganicas

Nombre quimico ] Formula ] Mineral
Depdsitos solubles en agua
Cloruro de Sodio \ NaCl \ Halita
Depdsitos solubles en acido
Carbonato de calcio CaCO4 Calcita
Carbonato de hierro FeCO4 Siderita
Sulfuro de hierro FeS Trolita
Oxido de hierro Fe,0; Hematita
Oxido de hierro Fe,0, Magnetita
Hidréxido de magnesio Mg(OH), Brucita
Depdsitos insolubles en acido
Sulfato de calcio CaSO, Anhidrita
Sulfato de calcio hidratado CaS0,. 2H,0 Yeso
Sulfato de bario BaSO, Barita
Sulfato de estroncio SrS0, Celestita
Sulfato de bario-estroncio BaSr(S0,), -

Fuente: M.Sc. Luis Felipe Carrillo M. Material curso dafio a la formacién. 2013

De esta se le da especial enfoque a las escamas de carbonato de calcio, las
cuales son las incrustaciones mas comunes en los campos petroleros. La
precipitacion de dicho tipo de escamas se caracteriza por la siguiente ecuacion de

equilibrio:
Ca** + 2HCO3™ 2 CaCOs(s) + COyyy + Hy0

1.3 ESTIMULACION MATRICIAL REACTIVA

La estimulacién matricial reactiva o acidificacion matricial, consiste en la inyeccion

a la formacion de soluciones quimicas a tasas y presiones inferiores a la presion
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de ruptura de la roca. Estas soluciones reaccionan quimicamente disolviendo
materiales extrafios a la formacion y parte de la propia roca. El objetivo principal
de esta técnica es remover el dafio ocasionado en las perforaciones y en la
vecindad del pozo y eliminar obstrucciones en el mismo. Adicionalmente, en
formaciones de alta productividad la acidificacion matricial no sélo se emplea para
remover el dafo, sino también para estimular la productividad natural del pozo.
Esto se logra disolviendo parte de los soélidos de la roca, con el consecuente

mejoramiento de la permeabilidad natural de la formacion en la vecindad del pozo.

Con este tipo de estimulacibn se tienen resultados satisfactorios y audn
sorprendentes, cuando la formacioén se encuentra dafiada. En el caso de que no
hubiese dafio, sélo pequefios incrementos en la productividad del pozo podran
esperarse. Asi como en el caso de la estimulacibn matricial no reactiva, los
surfactantes son los productos activos, en la estimulacién matricial reactiva los

acidos constituyen el elemento basico.

1.3.1 Acidos

Los acidos son sustancias que se ionizan en hidrégenos y un anién, cuando estan
en solucién en el agua. Los iones hidrogeno son los elementos activos que
reaccionan con minerales disolviéndolos. Por ejemplo, el gas cloruro de hidrégeno,
HCI, en agua se ioniza convirtiéndose en acido clorhidrico. Si este acido se pone
en contacto con otros minerales como los carbonatos, estos reaccionaran y se

formaran otros compuestos; cloruro de calcio, agua y biéxido de carbono.

Si los minerales son silicicos, el &cido fluorhidrico los disolvera. Los acidos
también son sustancias conocidas por su pH menor de 7. Entre mas completa y
rapida sea la disociacién del compuesto en agua, en iones hidrégeno y su anion,
mayor poder de disolucién tendra el acido y este serd un éacido fuerte. Por el

contrario si se tiene una parcial y lenta ionizacion, el acido sera débil.
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En la estimulacion reactiva de pozos se utilizan acidos que reaccionan con los
minerales que contienen las formaciones. Estas reacciones son procesos de
cambios quimicos entre los reactantes (acido y minerales), para dar productos de
reaccion. El conocimiento del como, cuando y dénde se llevan a cabo las
reacciones quimicas es imprescindible para la seleccion y el disefio de una
acidificacion matricial. Este conocimiento se basa en el estudio de la
estequiometria, el equilibrio y la velocidad de reaccion. El estudio de la
estequiometria, su equilibrio y la velocidad de reaccion, permite el conocimiento de
los mecanismos que proporcionan las acciones mutuas entre los &atomos,
moléculas y iones, asi como las rupturas y formacion de enlaces, que dan como
resultado la transformacion de determinados reactantes en nuevos productos. No
todos los éacidos que se conocen son susceptibles de ser utlizados en la
estimulacion de pozos. Un acido para este caso requiere principalmente que los
productos de reaccion sean compuestos solubles en agua y removibles de la
formacion; ademas de ser controlables sus efectos dafinos, ser seguros de

manejarse, encontrarse disponibles en grandes cantidades y tener bajo costo®.

Entre los acidos mas comunmente utilizados en la estimulacién de pozos estan los
inorganicos: acido clorhidrico y &cido fluorhidrico, y los organicos: acido acético y
férmico. Con excepciéon del acido fluorhidrico, los deméas se usan basicamente
para estimular formaciones calcareas. El fluorhidrico es el Unico que disuelve

minerales silicicos.

1.3.1.1 Acido clorhidrico (HCI)

Este acido es el mas utilizado en la estimulacién de pozos. El acido clorhidrico es
una solucion del gas cloruro de hidrogeno en agua. Este gas se disocia en agua
rapidamente y completamente hasta un limite del 43 % en peso a condiciones
estandar. La caracteristica de que el cloruro de hidrogeno se disocia en agua

% 1slas, C. Manual de estimulacién matricial de pozos petroleros. Colegio de Ingenieros Petroleros de México.
1991.
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rapidamente, le da la condicion de acido fuerte. Su amplio uso es debido a esta
propiedad ya que es el &cido que permite el mayor volumen de roca calcarea
disuelta, dando como resultado productos de reaccion solubles en agua. La
principal desventaja del acido clorhidrico es su alta corrosividad que puede
ocasionar dafio severo a las tuberias del pozo y al equipo de acero. Esta accion
agresiva del acido clorhidrico restringe su aplicabilidad a altas temperaturas, del
orden de 200°F.

El acido clorhidrico reacciona con rocas calcareas compuestas principalmente de
minerales como la calcita y la dolomita. La estequiometria de las reacciones entre

el &cido clorhidrico y estos minerales, son las siguientes:
Para caliza (mineral calcita):
2HCL + CaCO05 2 CaCl, + H,0 + CO,
Para dolomia (mineral dolomita):
4HCl + CaMg(C03), 2 CaCl, + MgCl, + 2H,0 + 2CO0,

Los cloruros de calcio y magnesio de estas reacciones se disuelven en el agua
original del acido y en el agua adicional que se forma de la reaccién. Estos
cloruros incrementan la viscosidad de la solucion del acido gastado. En general la

reaccion con caliza es mas rapida que con la dolomia.

Desde el punto de vista tedrico, con las ecuaciones anteriores se puede estimar la
cantidad de roca disuelta por el acido clorhidrico, dando como resultado que 73
kg/mol-kg de acido clorhidrico reaccionaran con 100 kg/mol-kg de carbonato de
cal-cio, produciendo 111 kg/mol-kg de cloruro de calcio, 44 kg/mol-kg de biéxido

de carbono y 18 kg/mol-kg de agua.

En unidades de campo 1000 gal de &cido clorhidrico al 15%, disolveran 1843 Ib de
carbonato de calcio (10.9 pie3), produciendo 2050 Ib de cloruro de calcio, 40 gal

de agua y 6620 pie3 de bioxido de carbono. En forma similar 1 000 gal de acido
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clorhidrico al 15% reaccionaran con 1700 Ib de dolomia (9.5 pie3) dando como
productos de reaccion 1040 Ib de cloruro de calcio, 895 Ib de cloruro de magnesio,
40 gal de agua y 6 620 pie3 de bidéxido de carbono. En el campo, el acido
clorhidrico se recibe a una concentracion del orden del 32 % en peso de cloruro de
hidrégeno. Este acido es mantenido en tanques de almacenamiento hasta que se
tenga la necesidad de utilizarse en un pozo. Para ello el acido concentrado se

diluye a la concentracion deseada para la estimulacion.

1.3.1.2 Acido fluorhidrico (HF)

Con el descubrimiento de que el arsénico inhibia la accion corrosiva del HCl en la
tuberia del pozo, se retomé la acidificacion de los yacimientos de calizas. Sin
embargo, los tratamientos para las areniscas requerian un enfoque diferente
debido a que el HCI no reacciona facilmente con los minerales que reducen la
permeabilidad de la arenisca. En este punto fue donde llego el acido fluorhidrico el

cual si reacciona con dichos minerales.

El acido fluorhidrico permite la disolucion de minerales silicicos como arcillas, los
feldespatos, el cuarzo, entre otros. Adicionalmente, el acido fluorhidrico reacciona
con los minerales calcareos y con los iones positivos de la salmuera de la
formacién; en estos casos, los productos de reaccién resultan en precipitados
insolubles, lo cual debera evitarse en todo lo posible. Por lo tanto, este acido sera
de uso exclusivo en formaciones silicicas, con contenido de material calcareo

menor al 20%?1°,

El acido fluorhidrico generalmente se utiliza en solucion con acido clorhidrico. En
donde el HF disuelve los depdsitos de minerales presentes en las areniscas que
obstruyen la produccién, mientras que el HCI controla aquellos precipitados

indeseados. Puede prepararse de la dilucibn de soluciones concentradas de

10 |slas, C. Manual de estimulacién matricial de pozos petroleros. Colegio de Ingenieros Petroleros de
México. 1991.
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fluoruro de hidrogeno y mas comunmente de la reaccion del bifluoruro de amonio

con el acido clorhidrico:
NH,FHF + HCl 2 2HF + NH,Cl

Un HCI al 15 % reaccionando con suficiente bifloruro de amonio para dar un 3 %
de HF, deja libre un 12 % de HCI; asimismo si se genera 6% de HF, se deja libre
un 9 % de HCI. En lo general se utilizan mezclas de HCI-HF a concentraciones de
HF no mayores del 3 %. En formaciones de alta temperatura, el acido fluorhidrico

puede utilizarse mezclado con acidos organicos.

La accion corrosiva de las mezclas de HF-HCI es comparable con las del HCI, por
lo que inhibidores de corrosion similares deben utilizarse. Las reacciones de la
mezcla HF-HCI con los compuestos aluminosilicatos, se realizan
independientemente del HCI; sin embargo, cuando se mezcla con el HCI, el HF se
disocia parcial y lentamente, actuando como acido débil, ademas de que el HCl en
la mezcla permite prevenir precipitaciones secundarias. Esto debido a que al no
reaccionar con los aluminosilicatos, no se gasta y por tanto mantiene la solucion
en un bajo pH. La reaccién quimica del &cido fluorhidrico con el cuarzo (silice

puro), se expresa en la forma siguiente:
Si0, + 4HF 2 SiF, + 2H,0

El fluoruro de silicio es un gas disuelto en el agua a presiones de pozo; en estas
condiciones la mayor parte de este compuesto reacciona con iones de flor para

formar aniones hexafluoruro de silicio:
SiF* + 2F 2 SiF*~

Al incrementar la concentracion de silice en el agua, parte de hexafluoruro de
silicio se transforma originando el acido fluosilicico, de acuerdo a la siguiente

reaccion:

SiFg®~ + 2H;0™ 2 H,SiFs + 2H,0
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Otra parte se hidroliza dando lugar al acido monosilicico:
SiFs*~ + 8H,0 2 Si(OH)4 + 4H3;0 + Fg~

Las reacciones del HF con otros silicatos, como las arcillas o los feldespatos,
revisten mayor complejidad, aun con simplificaciones en su formulacion.
Resumiendo se puede decir que 1000 galones de &cido fluorhidrico al 3 %,
disolveran alrededor de 200 Ib de silice, 140 Ib de bentonita o 500 Ib de otras

arcillas. La tabla presenta el poder de disolucion del HF en minerales silicicos.

Tabla 2. Poder de disolucién de HCI y HF en materiales silicicos.

Volumen de roca disuelta/Volumen de acido

Concentracion ;
reaccionado

HF HCI Arcilla Cuarzo
2.1 12.9 0.017 0.007
3.0 12.0 0.024 0.010
4.2 10.8 0.033 0.014
6.0 9.0 0.047 0.020

Fuente: Modificado de Manual de estimulacion matricial de pozos petroleros. Islas. C. (1991)

Como se mencioné al inicio, la reaccién entre el &cido fluorhidrico y los carbonatos
o con la salmuera de la formacion, produce precipitados insolubles que se
guedaran en el medio poroso y actuaran obturando los espacios libres. Uno de
estos precipitados es el fluoruro de calcio que es un precipitado de cristales muy
finos y de baja solubilidad. Esta reaccién indeseable toma también lugar, aun sin
la presencia de carbonatos, con los iones de la sal-muera de la formacion (Ca +,

Na +, K+, Mg +, etcétera), en este caso se produce la siguiente reaccion:
Ca*t* 4+ 2F~ 2 CaF,

Este precipitado es de tipo amorfo gelatinoso. Para evitar el contacto del acido
fluorhidrico con material calcareo o salmuera de la formacion, se debe inyectar
previamente un volumen de HCI que disuelva los carbonatos y desplace la
salmuera de la zona en que entrara el HF para reaccionar con los minerales de

silice de la roca. Adicionalmente, los acidos fluosilicico y fluoaluminico, productos
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de reaccion del HF con los silicatos, reaccionan con iones positivos de la

salmuerall,

Los productos de reaccion por su baja solubilidad se precipitan tan pronto su
concentracion sea superior al limite de su solubilidad. La cantidad de precipitacion
debe siempre limitarse lo mas posible. Por ello con-viene en lo general no usar
concentraciones altas de HF y por el contrario se ha demostrado la conveniencia
de utilizar concentraciones de HF menores al 3% en peso. Mcleod, presentd una
guia para utilizar el HF, dependiendo de las caracteristicas y contenido de
minerales de la arenisca. En general el uso del &cido fluorhidrico conlleva a serios

inconvenientes, los cuales se pueden concretar en los siguientes:

a) Como se observa la reaccion del HF origina productos que en lo general son de
baja solubilidad y en algunos casos su precipitaciébn es inevitable. Dada esta
situacién siempre serd conveniente limitar la cantidad de precipitados y tratar de

gue estos queden lo mas alejados de la zona critica de flujo, la vecindad del pozo.

b) Dada la gran relacion area mojada por el acido a su volumen, especificamente
en las arcillas, se tiene un rapido gastado del acido y en consecuencia una corta

penetracion (alrededor de 30 cm), especialmente a altas temperaturas.

c¢) El HF disuelve gran parte de los minerales silicicos, principalmente aquellos que
funcionan como material cementante, dejando sueltos gran cantidad de finos, los
cuales son causa de una rapida declinacion de la productividad del pozo después

de la estimulacion.

d) ElI HF en general al disolver parte de la estructura sélida de la roca, la debilita,
creandose un problema critico si se utiliza un exceso de acido, pues se puede

propiciar el colapso de la formacion en la vecindad del pozo.

" slas, C. Manual de estimulacién matricial de pozos petroleros. Colegio de Ingenieros Petroleros de
México. 1991.
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1.3.1.3 Acido fluobérico

Este 4cido fue introducido por Thomas y Crowe. El proceso genera en forma
continua y en cualquier tiempo y lugar solo pequefias cantidades de &cido
fluorhidrico. De aqui el poder de disolucién es comparable con los sistemas
normales HF — HCI con la ventaja de no propiciar grandes cantidades de
precipitados. También las soluciones de &cido fluoborico se usan como un
prelavado antes de inyectar el sistema convencional evitando la desestabilizacion
de los finos. Ademas, es asimismo usado al final de la estimulacion convencional,
la cual al remover el dafio cercano a la pared del pozo, se facilita la penetracion de
la solucién del &cido fluobdérico. El acido fluobdrico es especialmente recomendado
para estimular areniscas que contienen minerales de potasio debido a que evita el
dafio por los precipitados de estos. El sistema consiste en preparar una mezcla de
acido borico (H3B03) y acido clorhidrico. La primera reaccion que se lleva a cabo

es la siguiente:
NH,HF + HCl 2 2HF + NH,CI

De esta reaccion se obtiene acido fluorhidrico, el cual reaccionara rapidamente

con el acido bérico de acuerdo a la siguiente ecuacion:
H3BO; + 3HF 2 HBF;0H + 2H,0
Simultdneamente se produce una reaccién lenta ex-presada en la forma siguiente:
HBF;0H + HF 2 HBF, + H,0

Esta reaccidén tiene un orden igual a la unidad, alcanzandose su equilibrio a
temperatura ambiente después de 40 minutos. Estas condiciones de equilibrio
significan que en cualquier tiempo y lugar exista unicamente entre 0.1 y 0.2 % en
peso de 4&cido fluorhidrico libre a temperatura ambiente y a 100°C,
respectivamente. La ventaja de este proceso es que proporciona una eficiente

estabilizacion de los finos y las arcillas a través de las reacciones llevadas a cabo
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y desensibiliza el hinchamiento de las arcillas, requiriendo periodos de tiempo
grandes para alcanzar la estabilizacion. Adicionalmente un tipo de fusion quimica

de los finos parece tomar lugar en las superficies de silice.

1.3.1.4 Acido acético

Este acido fue el primero de tipo organico empleado en la estimulacion de pozos.
Su caracteristica principal es que es un acido débil debido a que su ionizacion en
agua es parcial y ocurre lentamente. Esto propicia que reaccione lentamente con
los carbonatos y con el acero, por lo que es utilizado como &cido retardado y es
indicado en la remocion de incrustaciones calcareas y en la estimulacion de
calizas y dolomias, con alta temperatura. Es facil y seguro de inhibir, por lo que es
utilizado como fluido de limpieza o de terminacién antes del disparo, caso en
donde se tienen tiempos de exposicion prolongados con las tuberias. Una
adecuada proteccion puede tenerse hasta por 7 dias, a temperaturas de 175°F 0 3
dias a 250°F. Su baja reactividad lo hace imprescindible cuando se encuentran en
el pozo accesorios con partes de aluminio o de cromo. También es empleado
como agente secuestrante de fierro y como controlador de arcillas, dado que la
condicion de equilibrio de su reaccion a presion no permite que se llegue a gastar

totalmente, manteniéndose un pH entre 2y 3.

El 4cido acético se presenta como acido acuoso o como no acuoso (glacial). El
acido acético glacial es tanto soluble en agua como en aceite. Disuelto en fluido
oleoso se usa para remover bloqueos de agua, en formaciones altamente
sensitivas al agua y para alcanzar penetraciones profundas en la formacion antes
de gastarse. Este 4cido no reacciona hasta que esta en contacto con agua y se
produce su ionizacion. El acido acético se utiliza también mezclado con acido
clorhidrico o con fluorhidrico, en la estimulacion de pozos de alta temperatura. Se
emplea en lo general en soluciones al 10 % en peso y equivale por su poder de
disolucién a un HC1 al 6.1 %, costando aproximadamente el doble de un HCI al

15%. A presiones mayores de 500 psi, el acido quedara con una actividad del 40%
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y por tanto disolvera ain menor cantidad de roca. El acido acético (CH3COOH)

reacciona con las rocas calcareas de acuerdo con la siguiente estequiometria:
Para calcita:
2CH3;COO0H + CaC03 2 Ca(CH;C00), + H,0 + CO,
Para dolomita:
4CH3COOH + CaMg(C03), 2 Ca(CH;C00), + H,0 + CO,

La baja solubilidad de los productos de reaccién hace que el &cido acético no deba

emplearse a concentraciones mayores al 10 %.

1.3.1.5 Acido férmico

Este acido es también un acido organico usado en la estimulacion de pozos. Es
mas fuerte que el acido acético, aunque apreciablemente mas débil que el acido
clorhidrico; es un acido intermedio entre el HCI y el acético, tanto por cuanto a su
reaccion como por costo de disolucion de carbonatos. Este acido es menos facil
de inhibir que el acido acético y puede usarse bien inhibido hasta temperaturas de
350°F. Se utiliza también solo o en combinacién con el acido clorhidrico o el
fluorhidrico. Se emplea generalmente como acido retardado y en concentraciones
hasta del 10% en peso. Su empleo principal es en la acidificacion de rocas
calcareas en pozos de alta temperatura y a la concentracion del 10 % disuelve la
misma cantidad de caliza que lo que disolveria una solucién al 8% de acido

clorhidrico. Este acido esta disponible en forma liquida.
La reaccion del &cido férmico con la calcita es la siguiente:
2HCOOH + CaC0; 2 Ca(HC00), + H,0 + CO,

Hasta concentraciones del 10% los productos de reaccidén son solubles en agua,
sin embargo, a mayores concentraciones el formato de calcio es un precipitado
gelatinoso.
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1.3.2 Métodos que incluyen quelacion

La declinacién rapida de la productividad que venia por diferentes tratamientos de
HCIl dio un fuerte incentivo para desarrollar un nuevo procedimiento que
incrementara y sostuviera la produccion. La eliminacién de la re-precipitacion de
escamas fue considerada la clave para sostener la productividad incrementada.
Por lo tanto varios métodos de prevencion de re-precipitacion de escamas fueron
investigados. La técnica que se mostrd6 mas prometedora fue el uso de un agente

guelante para mantener disueltas las escamas en solucion.

1.3.2.1 EDTA (4cido etilendiaminotetraacético)

Figura 4. Estructura quimica del EDTA
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Fuente: C.M. Shaughnessy & W.E. Kline. EDTA Removes Formation Damage at Prudhoe Bay

El EDTA o acido etilendiaminotetraacético es una sustancia cuya principal
caracteristica es que adicionalmente de cumplir la funcion de acido (disolucion)
para retomar o mejorar la producciébn que se pierde mediante el dafio a la
formacion por escamas inorganicas, posee una segunda funcidbn como agente
guelante, el cual se combina con los iones metélicos polivalentes en solucion para
formar complejos coordinados ciclicos no iénicos, solubles en agua y virtualmente

no disociables denominados quelatos.
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Su estructura se compone por cuatro grupos carboxilos y dos grupos amino
(Figura 9); los cuales pueden actuar como donantes de pares electrones, o bases
de Lewis. La capacidad del EDTA para donar sus seis pares de electrones y asi
permitir la formacion de enlaces covalentes coordinados a cationes metalicos
hace al EDTA un ligando hexadentado. Sin embargo, en la practica EDTA suele
estar parcialmente ionizado, y, por tanto, formar menos de seis enlaces covalentes

coordinados con cationes metalicos.

El comportamiento quelante del EDTA requiere de una molécula de EDTA
completamente ionizada (EDTA*) para quelar cada ion del metal disuelto, como

se muestra a continuacion:
Ca** + EDTA™* 2 CaEDTA™?

A su vez la disolucién de escamas de carbonato de calcio son facilmente disueltas
por el acido produciendo moléculas de calcio, CO2 y agua como se muestra a

continuacion:
CaCO0; + 2H* 2 Ca™ + CO, + H,0

Siendo la disolucion y quelacion el objetivo final del tratamiento, la reaccion
deseada resultante sera la combinacién de las dos anteriores:

CaCO; + 2H* + EDTA™* 2 CaEDTA™% + CO, + H,0

Finalmente formulaciones basadas en EDTA han sido ampliamente usadas y
estudiadas para el control de la precipitacion de hierro y la remocioén de escamas,
llegando en muchos casos a resultados Optimos de produccion. Sin embargo,
poseen problemas operacionales en cuanto a su baja biodegrabilidad y su baja
solubilidad en acidos mas fuertes como el clorhidrico, el férmico o el acético

limitando asi su capacidad de disolucion como se muestra en la figura 10.
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Figura 5. Solubilidad agentes quelantes con acidos fuertes
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Fuente: LePage. J.N., De Wolf. C.A., An Environmentally Friendly Stimulation Fluid for High-
Temperature Applications

1.3.3 Aditivos

Aungue se realice una adecuada seleccion del fluido de tratamiento, la efectividad
puede verse comprometida si no se emplean los aditivos apropiados. Los aditivos
empleados para prevenir la corrosion, la precipitacion de incrustaciones, formacién
de emulsiones, estabilizar arcillas, permitiendo una distribucion uniforme de los
fluidos, una mejor limpieza y evitando la precipitacion de los productos de

reaccion.

1.3.3.1 Inhibidores de corrosion

Estos fluidos son los encargados de reducir la corrosion de las sartas de tuberia
de los pozos provocada por la accion de los acidos. Para ello, se absorben en la
superficie de tuberias para formar una pelicula protectora que reduzca la velocidad
de la reaccion entre los acidos y el acero, y asi el inhibidor de corrosion a emplear
con los acidos depende del metal de la tuberia, la temperatura del sistema y los

fluidos del tratamiento seleccionados.
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1.3.3.2 Surfactantes

Los surfactantes, o agente de superficie activa, son compuestos quimicos que
contienen grupos solubles tanto en agua como en aceite con la capacidad de
alterar sus propiedades interfaciales. Son empleados en las estimulaciones acidas
para reducir la tension interfacial, reducir fuerzas capilares, controlar la
mojabilidad, prevenir o romper emulsiones y bloqueos por agua, y dispersar o

suspender finos.

Cuando un surfactante es agregado a una mezcla de dos fases inmiscibles, se
adsorbe directamente en la interface, de manera que los grupos hidrofilicos se
orientaran a la fase acuosa y los grupos hidrofébicos hacia la fase de
hidrocarburo. Estas interacciones son mucho mas fuertes y reducen la tension

interfacial entre el agua y el hidrocarburo liquido.

De acuerdo a la naturaleza id6nica de sus grupos hidrofilicos, los surfactantes
pueden clasificarse como anidnicos, cationicos, no-idnicos y anfotéricos. . La
mayoria de los tratamientos matriciales contienen mezclas de surfactantes

aniénicos y no-ionicos.

Los surfactantes anionicos (Sulfatos, Sulfonatos, Fosfatos y Fosfonatos) son
usados como agentes no-emulsificantes, retardantes y limpiadores; y los
surfactantes no-i6nicos (Oxidos de Amina, Alcano-aminas condensadas y
Polimeros de Oxidos de etileno y propileno,) como agentes demulsificantes y

espumantes.

1.3.3.3 Solventes mutuales

Los solventes mutuales son agentes no-fénicos solubles en aceite, acido, agua
fresca y salmueras. Los mas eficientes son glicol-éteres que se obtienen como

productos de la reaccion de alcoholes con éxido de etileno.
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En tratamientos &acidos, donde se hace necesario el uso de inhibidores de
corrosion, los cuales en su mayoria mojan por aceite, es conveniente usar un

solvente mutual en el preflujo y en el mismo tratamiento.

1.3.3.4 Agentes de control de hierro

En los tratamientos matriciales se requiere un adecuado control de hierro para
evitar la posible reduccion de permeabilidad por precipitacion de compuestos de
hierro como el hidroxido de hierro, durante una estimulacion acida. Las fuentes de
hierro incluyen productos de la corrosion, restos de incrustaciones o minerales con

contenido de hierro.

Durante un tratamiento acido matricial, el hierro puede existir como los cationes
Fe**(iones ferrosos) o Fet** (iones férricos) y su precipitacion es basicamente
funciéon del pH de la solucién. Los iones de Fe™* comienzan a precipitarse
mientras el acido es consumido y se alcanza un pH de 2.2 aproximadamente. Sin
embargo, la precipitacion de los iones Fe**(ocurre sélo cuando el pH es superior
a 7.7, de manera que los problemas ocasionados por estos iones son poco

comunes teniendo en cuenta que normalmente se alcanza un maximo pH de 5.2.

Existen dos tipos de aditivos quimicos empleados en la estabilizacién de los iones
de hierro durante una estimulacién matricial 4cida: Agentes quelantes y agentes
reductores.

Los agentes quelantes se asocian con los iones Fet* y Fe*** para formar
compuestos solubles, dentro de los cuales se incluyen acido citrico, acido acético,
EDTA (Acido etilendiaminotetraacético) y NTA (Acido nitrilotriacético). Los agentes
reductores, como el acido Eritérbico, reducen los iones Fe™** a iones Fe** para

prevenir la precipitacion.
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1.3.3.5 Agentes de control de arcillas

El dafio de formacion por arcillas puede resultar debido a la migracién de las
particulas o al hinchamiento de las mismas al contacto con soluciones acuosas,

como se mencion6 anteriormente.

El objetivo de estos aditivos es realizar una neutralizacion de cargas que
disminuya la capacidad de intercambio i6nico de las arcillas, reduciendo su
susceptibilidad al hinchamiento. Salmueras de Cloruro de Potasio (KCI) o Cloruro
de Amonio (NH,CI) asi como también polimeros de amina cuaternaria son

utilizados tipicamente como métodos de control por su bajo costo y disponibilidad.

Las aminas policuaternarias son polimeros organicos que se adsorben
fuertemente en la superficie de las arcillas debido a la atraccién electrostética, lo
cual favorece la neutralizacion ionica. Otra caracteristica importante de estos
compuestos es que favorecen la preferencia de mojabilidad al aceite en la

superficie de las arcillas y por ende minimizan la adsorcién de agua.

1.3.3.6 Inhibidores de incrustaciones

El uso de inhibidores de incrustaciones ataca los sitios de nucleacion y la
adherencia de los cristales a diferentes superficies. La inhibicién puede realizarse
inyectando un tratamiento continuamente a los fluidos de inyeccién y produccién o
desplazarlo hacia la formacién en la etapa final de una estimulacion acida
matricial. Cuando el tratamiento se desplaza, el inhibidor es absorbido por la
formacion o se precipita como particulas muy dispersas y de baja solubilidad en

los espacios porosos.

1.3.3.7 Alcoholes

Algunos alcoholes tales como el metanol e isopropanol son empleados en algunos
acidos u otros fluidos acuosos para reducir la tension interfacial, incrementar la
presiébn de vapor y mejorar la limpieza, por lo cual son empleados para el

tratamiento de dafios de formacion por bloqueos de agua.
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Sin embargo, existen algunas desventajas relacionadas al uso de alcoholes en
sistemas de estimulacién acidos tales como alto costo, puntos de relampagueo

bajos, alta corrosividad e incompatibilidad con las reacciones acidas.
1.3.4 Etapas de la estimulacion

1.3.4.1 Pickling

El objetivo de este trabajo es limpiar con agua fresca la tuberia de produccion
desde superficie y adicionalmente transportar un fluido cuya funcion es limpiar los
intervalos cafioneados de interés seleccionados para el tratamiento de
estimulacién. Esta etapa del proceso de estimulacion se realiza con la intervencion

de una unidad de Coiled Tubing.

Un proceso de pickling normalmente se inicia cuando el BHA de la unidad se
encuentra aproximadamente 300 ft por encima de las perforaciones de interés,
bombeando los siguientes fluidos:

e Agua fresca

e Estabilizador de arcillas, cuya funcién es adsorberse fuertemente a la cara
de las arcillas ejerciendo un bloqueo sobre ellos.

e Acido Clorhidrico, cuya funcion es disolver obstrucciones en la tuberia y en
las perforaciones mediante la entrada parcial en la cara del pozo.

e Secuentrante de hierro, cuya funcion es prevenir la precipitacion de sales
de hierro y remover algunos otros desechos que estan adheridos a las
paredes de la tuberia.

e Agente gelificante, el cual previene la precipitacion de componentes férricos
perjudiciales, que pueden presentarse a medida que el acido reacciona y el
pH sube.
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1.3.4.2 Bombeo del 4cido del tratamiento principal

En esta parte del trabajo, se realiza el bombeo del acido escogido para el
tratamiento de la formacion, bien sea mediante la técnica de estimulacion selectiva
(es decir aislar la zona de interés o formacién, por medio de empaques), por
medio de la unidad de coiled tubing, utilizando la técnica llamada "Ball-out" en la
que por medio de esferas se aisla el intervalo de interés a estimular, o

simplemente por el proceso de bullheading.

En esta parte del trabajo, generalmente se bombea una mezcla de fluidos
compuesta por el acido mas aditivos como inhibidores de corrosion, surfactantes,

estabilizadores de arcilla y solventes mutuales.

A continuacion se describen las principales consideraciones que se deben tener

en cuenta en esta parte del trabajo:

* La mezcla debe hacerse en un lapso de tiempo lo mas cercano posible al
momento del bombeo, con el propdsito de mantener los aditivos (inhibidores de
corrosion, surfactante, etc.) en solucion; puesto que estos tienden a segregarse Si

la agitacion no es homogénea.

* Las unidades de campo para mezcla, se determinan en galones de producto por

cada 1000 galones de lechada o fluido a mezclar.

1.3.4.2.1 Procedimiento para la etapa de overflush

1. Para la inyeccion de acido se debe tener primero que todo un volumen ya
especificado anteriormente de agua que debe tener unas condiciones especiales
de calidad que indiquen su pureza y neutralidad, como un pH = 7, bajo contenido
de sdlidos en suspension, baja alcalinidad y concentraciones de cualquier lon
(calcio, carbonato,). En pocas palabras con las condiciones que cumple

normalmente el agua potable que se consume en las ciudades.
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2. Después de tener el agua con todas las especificaciones necesarias se procede
a mezclar con todos los aditivos que requiere el fluido de tratamiento (surfactantes,
inhibidores de corrosion, etc.). Esta mezcla de agua con aditivos es la que se

envia al campo, donde, antes de mezclar con el &cido se hace lo siguiente:

e Se debe tomar una muestra del acido para verificar analisis preliminares
tales como pH, titulacion, y evaluacion de condiciones anomalas
(segregaciones, Precipitaciones, etc.). Si el 4cido no cumple con ciertos
pardmetros de control de calidad debe ser devuelto la compafia
proveedora y pedir su inmediata restitucion «

e Pruebas de compatibilidad (mezcla con el crudo y el agua del pozo para
verificar precipitaciones, reacciones y emulsiones). Tipicamente los
problemas de compatibilidad con los fluidos residen en las concentraciones
especificadas para los aditivos y los mismos acidos, pues pueden no ser las
correctas, y causar inconvenientes en el tratamiento. °

e Cuando se transporta el acido al campo se hace en un tanque cisterna
llamado acid-transport, el cual en el momento antes del bombeo lo agita a
alta presiéon con aire o con la bomba de la operacion de bombeo al pozo,
succionando y depositando el acido en el mismo camidn. A esta operacion
se le llama “rolling”, lo cual se debe hacer dos o tres veces antes de

mezclar.

3. Se procede al mezclado del agua con aditivos y el acido. Es importante resaltar
gue la homogeneidad en la mezcla es totalmente necesaria, pues los inhibidores
de corrosion también tienen efectos en la formacion, y pueden cambiar su
humectabilidad y las tensiones interfaciales de los fluidos de yacimiento. Esto

puede provocar un cambio en la permeabilidad relativa y emulsiones.
4. Se hace la conexion de la bomba a cabeza de pozo, para iniciar la operacion.

5. Luego de bombeado el 4cido al pozo, se le da un tiempo de remojo, si asi es

especificado en la fase de disefo, para asegurar su efectividad.
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6. Después del tiempo de remojo, se proceder al retomo del &cido, pues éste
nunca debe permanecer en la formacion méas del estimado pues puede

reprecipitar los carbonatos o fragmentos siliceos de la misma formacion.

1.3.4.3 Levantamiento del pozo (nitrogen lifting)

Para poner a producir el pozo nuevamente después de tratamiento, se procede a

inyectar nitrégeno con la unidad de Coiled Tubing. (Ver Figura 6.)

Al iniciar la inyeccion de nitrégeno en el pozo, el extremo del coiled tubing se ubica
varios miles de pies por encima de la formacion productora y comienza a liberar el
N2, hasta el momento en el que el nivel del fluido est4d a una presion de fondo
superior a la presién hidrostatica, efecto por el cual los fluidos del yacimiento
comienzan a emerger a superficie En este parte del trabajo existe una persona
encargada en cabeza de pozo de tomar muestras de los fluidos que vienen de
yacimiento. Las mediciones basicas que hace esta persona son el pH hasta que
se estabilice a un valor de 6 y 7, momento en el cual se podré volver a conectar a

las facilidades de superficie.

Figura 6. Unidad de Coiled Tubing.
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Otros de los factores que se miden en el retorno del tratamiento son:

o WHT/WHP
e pH

e Cloruros

e Calcio

e Hierro

e Sulfatos

e lones con potencial de reprecipitacion
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2. PARAMETROS PARA LA EVALUACION DE TRATAMIENTOS DE

REMOCION DE ESCAMAS

Para realizar un andlisis integral de un tratamiento de remocion, se deben tener en
cuenta cada una de las fases que comprende dicho tratamiento; la fase de disefio
del tratamiento, la fase de intervencion del pozo y la fase del analisis de los
resultados del tratamiento. Los parametros de cada fase se definen a continuacion

en la Tabla 3.

Tabla 3. Pardmetros para la evaluacién de tratamientos de remocién de escamas.

Seleccion de fluido de tratamiento

Temperatura de la formacién

Diseiio del tratamiento
Compatibilidad de los fluidos con la formacién

Compatibilidad de los fluidos

Calidad del agua de mezcla

Ejecucion del tratamiento Formulacidon del tratamiento

Contratiempos intervencion

Incremento de productividad

Evaluacion de resultados

Cantidad de escama disuelta y analisis de retornos

2.1 Parametros de evaluacién en la fase de disefio del tratamiento

La seleccion de fluidos de tratamiento es el paso previo mas importante en el
disefio de una estimulacion matricial reactiva. El proceso de seleccién es
complejo, ya que depende de muchos factores como son: el tipo de dafio, las
caracteristicas de la formacion y sus fluidos, las condiciones del pozo, la
rentabilidad de la estimulacion, entre otros'?. El fluido seleccionado debera ser
capaz de remover eficientemente el dafio e incrementar la permeabilidad natural
de la formacion sin propiciar dafios adicionales. Independientemente de lograr la

seleccién de uno o varios fluidos apropiados, esta también debe basarse en la

12 slas, C. Manual de estimulacidn matricial de pozos petroleros. Colegio de Ingenieros Petroleros de
México. 1991.
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experiencia del area y en el analisis evaluatorio de los resultados que se hayan
obtenido, que necesariamente involucraran tanto los fluidos de la estimulacion

como las técnicas de aplicacion.

2.1.1 Seleccién del fluido de tratamiento

En el momento que se decide aplicar un tratamiento de acidificacion matricial a un
pozo, lo primero que se debe tener claro es el tipo de escama que esta causando
el dafio. Del conocimiento de esto depende la correcta eleccion del tipo de acido a
aplicar, puesto que unos acidos son mas propensos a reaccionar con un tipo de
escamas que otros. Por ejemplo, el HCI reacciona mejor que los demas acidos

con el carbonato de calcio, bajo ciertas condiciones de temperatura.

2.1.2 Temperatura de la formacion

La temperatura afectara notablemente la eficiencia de los inhibidores de corrosion
y la velocidad de reaccion de los &acidos. A temperaturas mayores a 200°F*3,
generalmente se preferiran acidos organicos o mezclas de &cidos orgéanicos e
inorganicos. Asimismo, los fluidos deberan disefiarse para disminuir la velocidad

de reaccion y asi lograr tener mayor penetracion del acido vivo en la formacion.

2.1.3 Compatibilidad de los fluidos con la formacion

El éxito de una estimulacidbn matricial reactiva, depende de una respuesta
favorable de la formacién al fluido de tratamiento. Esto implica que el fluido
ademas de remover el dafio, debe presentar compatibilidad con la roca de la

formacion y sus fluidos.

La sensibilidad de una formacion a un fluido, debe considerar los efectos que
puedan ocurrir cuando el fluido se pone en contacto con la roca. Por ejemplo, se
puede presentar cambio de mojabilidad, colapso por des-consolidacion de la

matriz, liberacién de hierro, precipitados secundarios, entre otros. De esta manera

13 Al-Harthy. S., Bustos. O., Fuller. M. Opciones para la estimulacién de pozos a alta temperatura. En: Oil
Field Review. Schlumberger. 2009.
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una formacién sera sensitiva si la reaccion entre minerales de la roca y un fluido
dado induce a un dafio en la formacion. Dicha sensibilidad depende de la

reactividad de los minerales que componen la formacion con el &cido considerado.

2.1.4 Compatibilidad de los fluidos

En general, en yacimientos de aceite, los hidrocarburos y el agua de la formacion
deben ser compatibles con los fluidos de estimulacion y con los productos que
resulten después de la reaccion del tratamiento con las escamas. Esto se puede
estimar mediante pruebas de compatibilidad de fluidos utilizados en cada una de
las etapas del tratamiento, como de los fluidos que se generen de las reacciones

en fondo.

Para analizar la compatibilidad de los fluidos de tratamiento con los fluidos
presentes en la formacion se hace necesario contar con un analisis de laboratorio.
Esta prueba se realiza durante la preparacién del tratamiento, momento en el cual
se observa si todos los aditivos empleados en este, son solubles entre si, o si por
el contrario tienden a formar insolubilidades ya sea por formacion de precipitados

0 por turbidez.

2.2 PARAMETROS DE EVALUACION EN LA FASE DE INTERVENCION DEL
POZO

Méas alld de disefiar correctamente el tratamiento para cada pozo, es de vital
importancia que este se lleve a cabo de la mejor manera posible, puesto que de
esto depende gran parte de su éxito. Factores como la calidad del agua de
mezcla, el seguimiento de la formulacion disefiada previamente y cualquier
contratiempo que pueda ocasionar que el tratamiento no tenga los resultados

esperados, seran parte de la evaluacion en la fase de ejecucion del tratamiento.
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2.2.1 Calidad del agua de mezcla del tratamiento

Antes de realizar la preparacion de un tratamiento de remocion, se debe verificar
la calidad del agua de mezcla. Cuando se inyectan fluidos de remocion de
escamas a la formacion, se hace con el objetivo de disminuir el dafio que no la
deja producir a su maximo potencial. Por lo tanto, siendo el agua uno de los fluidos
gue se encuentran en mayor proporcion en la mezcla, no se debe utilizar un agua
que en vez de ayudar al objetivo del tratamiento termine creando un dafio
adicional en la formacion, debido a su contenido de materiales perjudiciales.
Algunas de las caracteristicas importantes a analizar son el pH, el contenido de

hierro y la dureza total.

2.2.2 Formulacion del tratamiento

Si bien la formulacién se da en la etapa de seleccion y disefio del tratamiento, esta
se ejecuta durante la intervencion del pozo. De nada sirve un disefio correcto de

este, si luego no se sigue con la formulacién estipulada.

También se deben tener en cuenta algunos aditivos indispensables que se deben
utilizar con determinado tipo de tratamiento como inhibidores de corrosion,

surfactantes, entre otros.

2.2.3 Contratiempos en la intervencion

Las intervenciones de pozos son una de las actividades mas complejas de la
industria petrolera, debido a que gran parte de las operaciones no se pueden ver
por ser en fondo de pozo. Tal es el caso de una acidificaciéon matricial, donde el
namero de imprevistos que potencialmente pueden poner en riesgo los resultados
de la intervencion es grande. En este orden de ideas, se hace necesario analizar
cualquier evento que pueda afectar los resultados de la estimulacién, tales como
tanques contaminados, baja recuperacion del acido de estimulacion en los

retornos, quimicos en mal estado, etc.
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2.3 PARAMETROS DE EVALUACION EN LA FASE DE ANALISIS DE
RESULTADOS DEL TRATAMIENTO

Si bien se pueden cumplir todos los pardmetros para asegurar el éxito de un
tratamiento, no es sino hasta después de ejecutado que se pueden observar los
resultados de este. La cantidad de escama disuelta y analisis de retornos de pozo,
dardn una idea sobre la efectividad de disolucibn de escama, pero sera el
aumento en la productividad del pozo el parametro que dictard sentencia sobre la
efectividad del tratamiento.

2.3.1 Cantidad de escama disuelta y andlisis de retornos

Cuando se aplica como tal un tratamiento acido a una formacion productora lo que
se espera es que este reaccione disolviendo las escamas que se encuentran
taponando los poros de la formacién y por ende reduciendo la permeabilidad y la
productividad de esta. Estimando la cantidad de escama disuelta se puede tener
una idea sobre el éxito o fracaso del tratamiento. Esto se puede hacer realizando
estimaciones a partir del equilibrio de la reaccion (teéricamente) o analizando las

caracteristicas del agua de retornos.

2.3.2 Incremento de productividad

El objetivo principal de llevar a cabo una estimulacién a un pozo es reducir su
dafio para incrementar su productividad. Dependiendo de la cantidad y calidad de
los datos que se tengan, se pueden hacer andlisis ya sean mas 0 menos
completos de los efectos de un tratamiento de remocion en la produccion de un
determinado pozo. Este es el pardmetro que al final dird si el tratamiento fue

exitoso y rentable o no lo fue.
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3. DESARROLLO DEL MODELO DE ANALISIS DE TRATAMIENTOS DE

REMOCION DE ESCAMAS INORGANICAS

En el capitulo 2 se definieron los parametros claves para evaluar un tratamiento de
remocion de escamas en tres etapas. En este capitulo se desarrolla el modelo
definiendo los criterios o rangos de aplicacion para los tratamientos en cada uno
de los pardmetros. Todo el analisis parte de la definicion del tipo de escama que
estd causando el dafio a la formacion, con el cual se selecciona el agente
disolvente méas adecuado. A partir de esto se evalla el disolvente elegido en
conjunto con las caracteristicas del pozo, la formacion y la operacion. A
continuacion se describen los rangos y consideraciones que se deben tener en

cuenta en la evaluacién de cada parametro del tratamiento.

3.1 CRITERIOS DE EVALUACION EN LA FASE DE DISENO DEL

TRATAMIENTO

3.1.1 Seleccién del fluido de tratamiento

El primer y principal parametro para el disefio de un tratamiento de remocién de
escamas inorganicas, es la eleccion del agente que removera el dafio. El principal
factor para dicha eleccién es el tipo de escama que se quiere atacar. En la Tabla 3

se recomiendan una serie de tratamientos para cada tipo de escama inorganica.

Tabla 4. Tratamientos recomendados para cada tipo de escama.

Tipo de Escama Tratamiento recomendado

Acido acético/formico (10-15%)
CaCOs3 EDTA
HCI (5-15%)
CaSO0s4 EDTA
BaSO4 EDTA
SrS0Oa4 EDTA
FeCOs HCI con agentes secuestrantes, reductor de pH y surfactantes
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FeS HCI con agentes secuestrantes, reductor de pH y surfactantes
Fe203 HCI + EDTA
NaCl Agua o HCl del 1 al 3% y surfactantes
Mg(OH)2 HCl y surfactantes
Ca(OH)2 HCl y surfactantes

Silice HCI-HF y surfactantes
Fuente: Modificado de Manual de Estimulacion, Production enhancement with acid estimulation.

A partir de esta tabla se debe elegir el tratamiento mas acorde con el tipo de dafio
que presente el pozo. Con este y las condiciones del pozo se debe proseguir al

analisis de los siguientes parametros.

3.1.2 Temperatura de la formacion

Como se menciona antes, los acidos organicos son mas faciles de inhibir a
temperaturas mayores a 200°F en comparacion con el HCI*. Adicionalmente a
una mayor temperatura dichos &cidos tienen menor eficiencia de disolucion. La
Tabla 5 nos da informacion sobre los rangos de temperatura en que se debe

utilizar cada tratamiento.

Tabla 5. Comportamiento de los tratamientos con la temperatura.

Tratamiento
Temperatura

Acidos orgéanicos
Menos efectivo para Puede
remover escamas de

Acido méas econémico

<200°F para remover escamas . remover
.| carbonato de calcio que
de carbonato de calcio. ol HCl escama
El tratamiento se - . - efectivament
Acido més econdémico
vuelve muy costoso e hasta altas

para remover escamas
de carbonato de calcio a | temperatura
altas temperaturas. S

>200°F debido a la dificultad de
inhibir el poder
corrosivo del acido?.

Fuente: Los autores, Opciones para la estimulacién de pozos a alta temperatura

14 Metcalf A. F., Parker. C. P., Boles. J.L.. Acetic acid demonstrates greater carbonate dissolution than
typically expected. En: Petroleum Society of Canada. 2004-035.2005.

15 Al-Harthy. S., Bustos. O., Fuller. M. (2009). Opciones para la estimulacién de pozos a alta temperatura. Oil
Field Review. Schlumberger.

52



3.1.3 Compatibilidad de los fluidos con la formacion

Para evaluar la compatibilidad de los fluidos con la formacion se llevan a cabo dos
pruebas; la prueba de detergencia y la prueba de mojabilidad que se describen a

continuacion.

3.1.3.1 Prueba de detergencia

Con la prueba de detergencia se determina la capacidad de limpieza del
surfactante disuelto. Se toman 10 mL de arena de la formacién, se ponen en
contacto con 50 mL del tratamiento a evaluar y se agita hasta homogenizar la
mezcla. Luego se adicionan 50 mL del crudo del pozo, se agitan suavemente
hasta alcanzar una mezcla homogénea y se colocan a la temperatura de prueba
respectiva. Después se observa el grado de limpieza de la arena a medida que
transcurre un tiempo méximo de una hora. Si el surfactante tiene una buena

detergencia, la arena debe quedar limpia de crudo?®.

3.1.3.2 Prueba de mojabilidad

La prueba visual de mojabilidad se realiza para determinar la tendencia que tiene
un tratamiento a mojar la roca del yacimiento por agua o por aceite. Lo ideal es

gue la formacién productora presente mojabilidad al agua.

Se toma una muestra del tratamiento preparado de 50 mL en las concentraciones
recomendadas segun la formulacién oficial. Se agregan 5 mL de arena de la
formacién limpia y se agitan vigorosamente. Se deja en remojo la arena durante
30 minutos y se decanta la solucion, conservando la arena impregnada. Se toman
tres muestras de 100 mL, en una se coloca varsol, en otra salmuera y en la tercera

un manto de varsol sobre una fase acuosa (100 mL)*’.

Se vierten muestras de la arena tratada en cada una de las muestras y se observa

su comportamiento. La dispersion de la arena en una determinada fase es

16 Informe Técnico de QA/QC ECOPETROL a fluidos de estimulacién.
17 Informe Técnico de QA/QC ECOPETROL a fluidos de estimulacién.
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indicativo de que la arena estd mojada preferencialmente por dicha fase, de lo

contrario la arena se aglutina al contacto con la fase analizada.

3.1.4 Compatibilidad de los fluidos

Para la evaluacion de la prueba de compatibilidad por lo general se realizan
mezclas entre el crudo caracteristico de la formacion y el tratamiento de interés en
proporciones 25/75, 50/50 y 75/25'8. Se agita la mezcla alrededor de 1 minuto y
cuando esta se homogeniza se lleva a temperatura de formacion y se observa
durante 2 horas, haciendo seguimiento a la separacion de las fases. Se espera

una separacion de las fases mayor al 80% (Figura 6).

Figura 7. Prueba de compatibilidad.

La formacioén de precipitados, productos gelatinosos o la aparicion de una tercera
fase son indicativos de la pérdida de solubilidad del tratamiento. Si al término de
las 2 horas se evidencian algunos de estos fendmenos de sebe reevaluar la

formulacién del tratamiento.

18 Informe Técnico de QA/QC ECOPETROL a fluidos de estimulacién.
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3.2 CRITERIOS DE EVALUACION EN LA FASE DE INTERVENCION DEL POZO

3.2.1 Calidad del agua de mezcla del tratamiento

Para corroborar que se cumpla con la calidad del agua de mezcla se debe realizar
una prueba insitu de acuerdo con las normas API RP 13B-1%° y API RP 452, Los
principales parametros a medir son pH, conductividad, turbidez, hierro total,
dureza total y contenido de bicarbonatos. Adicionalmente se debe verificar la

ausencia de sdlidos suspendidos.

Para este item se toman los rangos utilizados por ECOPETROL para asegurar la

calidad del agua de mezcla (Tabla 6).

Tabla 6. Exigencias del agua para tratamientos de remocién de escamas ECOPETROL.

pH/°C Cond. Turbidez Hierro Alcalinidad Dtlgrttzzla Cloruros

<2 <2000
6-8/Tamb ms/em <5 NTU | <1 ppm | <300 ppm opm <250 ppm

Fuente: Informe Técnico de QA/QC ECOPETROL a fluidos de estimulacién.
Este item tendra aprobacion (OK) Unicamente si el agua cumple con cada uno de
los rangos especificados en la anterior tabla. Asi mismo, otro de los factores que
entra en juego para los agentes quelantes es el pH, del cual depende la

solubilidad de los mismos, como se muestra a continuacion.

3.2.1.1 Agentes quelantes

Para los tratamientos con EDTA el pH del agua de mezcla juega un papel

fundamental, es por esto que es conveniente hacer un analisis adicional (Tabla 7).

19 Standard Practice for Field Testing Water-Based Drilling Fluids. American Petroleum Institute, 1997.
20 Recommended Practice for Analysis of Oilfield Waters. American Petroleum Institute, 1998.
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Tabla 7. Comportamiento de disolucion y solubilidad del EDTA a diferentes pHs.

pH

Capacidad de disolucion
de calcita

Solubilidad de los agentes
guelantes

EDTA EDTA
Alcanza una solubilidad maxima
<7 Mantiene una capacidad de aproximadamente 15% en
de disolucién 1:1 (1 mol de peso
EDTA,; disuelve un mol de | Alcanza una solubilidad maxima
>7 CaCo03) de aproximadamente 35% en
peso
Su solubilidad también se ve afectada cuando se desean
NOTA | utilizar mezclados con acidos mas fuertes como HCI, formico
0 acético (2% en peso)

Fuente: : LePage. J.N., De Wolf. C.A., An Environmentally Friendly Stimulation Fluid for High-
Temperature Applications

3.2.2 Formulacion del tratamiento

En este item se revisa si efectivamente se cumple con la formulacion aprobada

para el trabajo de estimulacién. Toda la También se hace revision de que las

formulaciones contengan aditivos claves para la utilizacién de determinado tipo de

acido, como por ejemplo los anticorrosivos para el acido clorhidrico.

3.2.3 Contratiempos en la intervencién

Para este item solo se toman en cuenta eventos o contratiempos que

potencialmente puedan tener efectos en los resultados del tratamiento. Se hace

una revision cuidadosa al historial de eventos de la intervencién de cada pozo, y

se define si hay o no algun evento que pueda tener dichos efectos. En caso de

gue se evidencie algin contratiempo se pondra una anotacion con la observacién

del evento que podria haber tenido efectos en los resultados.

56



3.3 PARAMETROS DE EVALUACION EN LA FASE DE ANALISIS DE

RESULTADOS DEL TRATAMIENTO

3.3.1 Cantidad de escama disuelta y analisis de retornos

La estimacion de la cantidad de escama disuelta se hace dependiendo de la
cantidad y calidad de informacion disponible. En caso de que se cuente con un
andlisis de retornos que permita hacer calculos de esta para los diferentes tipos de
escama, se aplicaran herramientas de calculo para este fin. En caso contrario se

utilizaran métodos tedricos que involucren concentracion, temperatura, entre otros.

3.3.1.1 Calculo de la cantidad de escama disuelta para tratamientos con
informacion de analisis de retornos

Para los tratamientos de remocion que contengan un analisis detallado de los
fluidos de retorno (backflow) se podra hacer una estimacion de la escama disuelta.
Esta estimacion se hara calculando el area bajo la curva de las diferentes
concentraciones de iones presentes en las agua de retorno, como calcio, hierro y
magnesio. Después de estimar el total de iones presentes y asumiendo que todos
se presentan producto de la disolucién de una escama, se calcula la cantidad de
esta que fue removida, aplicando estequiometria. Por ejemplo, cada 40 Kg de
Calcio encontrados en las aguas de retorno corresponden a 100 Kg de CaCOs
disueltos, debido a que el peso molecular del CaCOs es 100 gr/mol de los cuales

40 gr/mol corresponden al elemento Calcio.

3.3.2 Incremento de productividad

Teniendo en cuenta que el objetivo principal de una estimulacion de pozo es el
aumento de la produccion, este sera el parametro que mejor hablara sobre el éxito
o fracaso de dicho tratamiento. Calcular el incremento de la productividad se podra
hacer de varias formas dependiendo de la cantidad de informacién disponible.

Mientras que para datos puntuales (pre y post estimulacion) se podra hallar un
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porcentaje de aumento de la produccion, para un pozo que cuente con mayor
cantidad de datos se podré graficar una curva en la cual se evidencie con mayor

detalle los efectos que pueda tener el tratamiento con el tiempo.

3.4 SUPOSICIONES

Debido a la falta de informacion en algunos reportes se hace necesario hacer

suposiciones y estimaciones en este proyecto.

3.4.1 Tipo de dafio de la formacién

Para los tratamientos de los cuales se tenia suficiente informacién para el calculo
de su tendencia incrustante, se utilizo el método basada en el indice de estabilidad
de H. Stiff & L. Davids y posteriormente fueron comparados con los indices de
estabilidad calculados mediante el software ScaleChem en un investigacion

realizada anteriormente?! .

3.4.1.1 Método para pronosticar la tendencia incrustante de carbonato de
calcio

Dada la frecuencia de casos de formacion de escamas en los campos petroliferos,
en especial de carbonato de calcio, es necesario determinar la posibilidad de su
ocurrencia bajo condiciones de operacion. Para esto pueden emplearse calculos
de solubilidad o indices de incrustacién y deben tomarse como una referencia
puesto que las ecuaciones involucradas presentan simplificaciones que no pueden

reproducir los complejos fenémenos de solubilidad que ocurren en la realidad.

En general existen dos categorias de indices de saturacién; aquellos que
especifican la cantidad de calcio que puede precipitarse en un agua
sobresaturada, y los que solo determinan la tendencia de una agua a formar

escamas.

21 Caballero. F, Rodriguez. J.. Prediccidn de la tendencia incrustante por escamas inorganicas ocasionadas
por aguas de produccion en los campos petroleros de Equion y Hocol. 2015.
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El método de H. Stiff & L. Davis es un método de la segunda categoria, que
permite predecir si hay o no tendencia a formacion de depdsitos de carbonato de

calcio en aguas que se producen asociadas al crudo.

3.4.1.1.1 Método de H. Stiff & L. Davis

Es una extension del método de Langelier. La diferencia radica en el indice de
saturacion o estabilidad (IS), el cual ha sido extendido empiricamente para

aplicarse a aguas asociadas al crudo de los campos petroliferos.

La ecuacion fue desarrollada en funcién del indice de estabilidad i6nica y toma en
cuenta las altas concentraciones de sales disueltas presentes en el agua de
formacion, las cuales alteran la fuerza iénica e influyen en la solubilidad del
CaCos.

IS = pH — pHs
pHs = K + pCa + pAlk

p[Ca**] = —log[Ca*t] (%) * 2.5x107°
pAlk = —log[Alk]

Donde:
IS: indice de Estabilidad
pH: pH medido de la muestra de agua (pH a condiciones del sistema).
K: Constante basada en la salinidad, temperatura y composicion del agua.
pCa: logaritmo de la concentracion de calcio
pAlk: logaritmo de la alcalinidad total
Los resultados del indice de H. Stiff & L. Davis pueden interpretarse como se

muestran en la Tabla 8:
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Tabla 8. Interpretacion del indice de H. Stiff & L. Davis

Caso | Resultado

Si IS es negativo | El agua esta sub-saturada de CaCO3, la formacion
(1S<0) de incrustaciones no es posible

Si IS es positivo | El agua esta sobresaturada de CaCO3. Esto indica
(1IS>0) la formacion de escamas.

Si IS es 0 (IS=0) El agua esta en equilibrio

3.4.2 Temperatura de formacién

Debido a la falta de conocimiento de algunas temperaturas de las formaciones

expuestas al tratamiento, se ve la necesidad de hacer estimaciones de esta con

respecto a datos conocidos (la profundidad de formacion). Para este caso se

estima con un gradiente comunmente utilizado en la industria;

T (°F) = 0.010 * Profundidad (ft) + 78 Ecuacion 4.

Para los pozos evaluados se puede observar que las temperaturas estimadas con

este gradiente corresponden a las temperaturas habituales de las formaciones en

los campos petroleros estudiados.
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4. EVALUACION DE ALGUNOS TRATAMIENTOS DE REMOCION DE
ESCAMAS INORGANICAS APLICADOS A CAMPOS DEL GRUPO

EMPRESARIAL ECOPETROL

4.1 INFORMACION DISPONIBLE Y SELECCION DE CANDIDATOS

En total se cuenta con informacion de 46 tratamientos, aplicados en 18 campos
del Grupo Empresarial ECOPETROL, en los cuales se utilizaron como fluido de
estimulacion; Acido Clorhidrico, EDTA y Acido Férmico Acético. En la Figura 8 se

muestra la reparticion de estos.

Figura 8. Porcentaje de uso de cada fluido de tratamiento.

Reparticion de tratamientos segun tipo
de fluido utilizado

39%

Tratamiento Pozos
EDTA 19
Férmico - Acético 25
HCL 5

EDTA MW Formico - Acético m HCL

Después de recibir informacion de los tratamientos aplicados en campos del
Grupo Empresarial ECOPETROL, entre el aiio 2010 y el afio 2014, se procede a
realizar el filtro de la misma. El factor mas importante a la hora de elegir los
mejores candidatos para la evaluacion fue que el reporte del tratamiento contaran

con un andlisis detallado de los iones presentes en las aguas de backflow,
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reduciéndose asi la lista a solo 7 tratamientos de 3 campos, como se presenta en
la Tabla 9.

Tabla 9. Informacion disponible de tratamientos.

Tratamientos

Ano

Descripcion

A 1 2011 Tratamiento EDTA, Pickling

A 1 2012 Tratamiento EDTA, Pickling

B 2 2012 Tratamiento HCI, Inhibicion

C 4 2012 Tratamiento Acido Férmico-Acético
A 1 2013 Tratamiento EDTA, Pickling, Inhbicién
A 1 2014 Tratamiento EDTA, Pickling, Inhbiciéon
A 3 2014 Tratamiento EDTA, Pickling, Inhbicién

Después de seleccionar los tratamientos que contaran con un analisis completo de

backflow, el factor mas importante para elegir los candidatos a evaluar fue que

contaran con un historial de datos de produccion tanto antes como después del

tratamiento, pues esta es la manera de saber si el tratamiento fue éxitos, y

cuantificar su pérdida o ganancia. Los pozos elegidos se encuentran en color

rosado en la Tabla #

Tabla 10. Seleccién de candidatos para el analisis de tratamientos de remocion.

Tratamiento Informacion disponible

Analisis de Historial de produccion .
Campo | Pozo | Afo Pruebas de agua de Pre- Post- Analisis de
compatibilidad .. i ) Backflow
formacion | tratamiento tratamiento
A 1 |2011 X X X X X
A 1 |2012 X X X X X
B 2 | 2012 X X X X X
C 4 |2012 X X
A 1 |2013 X X X X X
A 1 |2014 X X X X
A 3 |2014 X X X
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Cabe decir, que tres de los tratamientos seleccionados pertenecen a un mismo
pozo (Al), que fue tratado varias veces en los ultimos afios. Aunque no cumpla
con el anterior factor para su completa evaluacion, el Pozo C4 se analizara en
algunos parametros con motivo de tener informacion de tratamientos con otro tipo
de fluido diferente a HCI y EDTA. En lo que queda de este libro se llamaran los
pozos por el nombre de su campo, seguido del nimero de pozo, por ejemplo;
Pozo Al.

4.2 ANALISIS EN LA SELECCION DEL FLUIDO DE TRATAMIENTO

Si bien no se cuenta con informacion concreta sobre el tipo de escama presente
en cada pozo, existen herramientas para calcular el indice de estabilidad del agua
de formacion de cada uno. Para este proyecto se estimé la tendencia incrustante
del agua con el Método de H. Stiff & L. Davis para cada uno de los pozos. Los
resultados del calculo, y la comparacién con una estimacion realizada por el

software ScaleChem para estos mismos pozos?? se muestra en la Tabla 11.

Tabla 11. Resultados indices de estabilidad. S&D y ScaleChem

CaCOs . FeCO3 BaSOa
Stiff & Davids Schale Chem ‘ Schale Chem Schale Chem
Al 7,1 34,9 1,94 0,71
B2 6,6 11,91 - -

Los resultados evidencian una clara tendencia de los pozos Al y B2 a presentar
incrustaciones de carbonato de calcio, debido a que los indices de estabilidad
calculados por S&D y ScaleChem a pesar de su diferencia en magnitud, se
encuentran por encima de 0, lo cual indica que el agua de produccién se
encuentra en estado de sobre-saturacion. A su vez segun el software el pozo Al

registra una pequefia tendencia a formar incrustacion de FeCOs y BaSOa.

22 Caballero. F, Rodriguez. J.. Prediccidn de la tendencia incrustante por escamas inorganicas ocasionadas
por aguas de produccion en los campos petroleros de Equion y Hocol. 2015.
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Finalmente, debido a falta de informacion en cuanto a las concentraciones de
minerales del pozo A3, no fue posible predecir su tendencia incrustante.

4.3 ANALISIS DE LA TEMPERATURA DE FORMACION

La temperatura de formacion fue calculada con la Ecuacion 4, mostrada en el
capitulo 3 de este libro. A continuacion se realiza el célculo de la temperatura de

formacion para el Pozo Al.
T formacion Pozo A1 (°F) = (0.01 x 13100) + 78 = 209°F

En la Tabla 12 se muestra la temperatura calculada con base en la profundidad

para cada uno de los pozos a analizar.

Tabla 12. Temperaturas calculadas para los pozos analizados.

Profundidad | Temperatura

Tratamientos

(ft) calculada (°F)
Al 13100
B2 14625 225 HCl
ca 10500 183 Acido férmico acético

Se puede observar que los tres tratamientos fueron realizados a temperaturas
relativamente altas. Cruzando esta informacion, con la contenida en la Tabla 5 del
capitulo 3, se evidencia que el tratamiento del Pozo B2 se realizd a una
temperatura superior a la recomendada para este tipo fluido (HCI). Esto se podria
ver reflejado en el efecto de corrosion en las tuberias del pozo. Los otros dos
pozos cumplieron con las temperaturas recomendadas para cada fluido de

tratamiento.
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4.4 ANALISIS DE LA COMPATIBILIDAD DE LOS FLUIDOS DE TRATAMIENTO
CON LA FORMACION Y CON LOS FLUIDOS DEL POZO

Las pruebas de compatibilidad de los fluidos de tratamiento, tanto con la
formacién, como con los fluidos de pozo deben ser realizadas durante la mezcla
del mismo. Los resultados de estas pruebas, que se describen en el capitulo 3,

para los pozos seleccionados se pueden observar en la Tabla 13.

Tabla 13. Resultados de pruebas de compatibilidad pozos analizados

Tratamiento Pruebas de compatibilidad

5 Fuido de Fluido Otros L .
Campo | Pozo | Afio . . Mojabilidad | Detergencia
tratamiento | desplazante | fluidos
A 1 2011 OK OK OK
A 1 | 2012 OK OK OK
B 2 2012 OK OK OK
C 4 | 2012 OK OK OK OK OK
A 1 2013 OK OK OK

Se puede observar que las pruebas entre fluidos arrojaron un 100% de
compatibilidad para todos los pozos, por lo cual no se requiri6 tomar ninguna
accion correctiva. Las pruebas de compatibilidad fluido formacion solo se

realizaron para el pozo C4, con resultados positivos.

4.5 ANALISIS DE LOS TRATAMIENTOS EN LA FASE DE INTERVENCION DEL
POZO

Durante la intervencion de los pozos, se observd que se cumplieron las
formulaciones estipuladas en los well planning para los tratamientos. Para la
mayoria de los pozos analizados no se reportan datos de las caracteristicas del
agua utilizada en la mezcla, por lo cual es imposible hacer un analisis de este

parametro.
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En cuanto a eventos potencialmente dafiinos de los resultados del tratamiento solo
se present6 uno para el Pozo C4; en el cual se detuvo el levantamiento del pozo
con N, cuando lo retornos aun rondaban un pH inferior a 4. Es recomendable
realizar retornos en los trabajos de estimulacion hasta alcanzar retornos con pH
neutro para evitar posibles dafios a la formaciébn o a las unidades de pozo

(bombas, tuberias, entre otros).

4.6 ANALISIS DEL RADIO DE INVASION DEL TRATAMIENTO

Para realizar el célculo de la el radio de invasién del tratamiento de remocién se

deben hacer las siguientes suposiciones:

e El flujo dentro de la tuberia y la formacion es tipo pistén; es decir el bache
de tratamiento avanza uniformemente sin mezclarse ni con el preflujo ni con
el fluido de desplazamiento (Figura 9).

¢ El fluido de desplazamiento no penetra en la formacion.

e Elvalor de porosidad es constante para todas las formaciones invadidas.

e El radio invadido es el mismo para todas las formaciones; es decir, la tasa

de invasion Bbl/ft formacién es igual para todas las capas.

El valor del volumen poroso se calcula con base en la formula del volumen de un

disco, e incluyendo el efecto de la porosidad, con la Ecuacién 5.
— 2 . sz
Vporoso =T * (Rpenetrado - Rpozo) * Q) *h , Ecuacion 5
Donde h es el espesor de las formaciones tratadas y @ es la porosidad en fraccion.

Teniendo en cuenta que el volumen poroso ocupado debe ser igual al volumen de

tratamiento inyectado se puede obtener el Ry,¢netraq0 CON la Ecuacion 6.
R = |Dporoso _ p : Ecuacién 6
penetrado — Tx@xh pozo 1
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El radio invadido efectivo se puede calcular encontrar restando el radio del pozo al

radio del penetrado con la Ecuacion 7.

Rinvadgidzo = R penetrado

— Rypoz0 ; ECUacion 7

A continuacion se procede a calcular el radio invadido para el Pozo Al en el

tratamiento realizado en el afio 2011, en el cual se utilizaron 120 barriles (673.8

pies cubicos) de tratamiento EDTA. Las formaciones del pozo cuentan con una

porosidad promedio de 12%, un espesor de las formaciones tratadas de 154 pies,

y un radio de pozo de 7 pulgadas (0.583 pies). Utilizando la Ecuacion 6, tenemos:

Rpenetrado =

673.8

T

x(0.12 * 154

Figura 9. Esquema de inyeccion de tratamiento

Rpozo

—=>

Rpenetrado

— 0.583 = 2.82 pies

Preflujo

Tratamiento

Fluido de
desplazamiento

Tratamiento

Preflujo

Utilizando la Ecuacién 7 obtenemos el radio invadido;

N—
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Rinvadido = 2.82 — 0.583 = 2.24 pies

En la Tabla 14 se presentan los valores de radio invadido calculados para los

tratamientos de remocioén seleccionados.

Tabla 14. Radio invadido por el tratamiento de remocién

Tipo de Volumen
fll:;ido tratamiento (bbl) Radio invadido (pies)
B2 2011 HCl 180 1,76
Al 2011 EDTA 120 2,24
Al 2012 EDTA 90 1,37
Al 2013 EDTA 68 1,04
Al 2014 EDTA 40 0,53
A3 2014 EDTA 38 2,11

4.7 ANALISIS DE LOS NIVELES DE CALCIO EN LOS RETORNOS Y
ESTIMACION DEL CARBONATO DE CALCIO DISUELTO

Uno de los aspectos mas importantes a analizar de las aguas de retorno es su
contenido de calcio, pues los niveles de este daran pista sobre la ocurrencia de la
disolucién en fondo, y la magnitud de esta. En la Figura 10 se puede observar los
niveles de calcio en los retornos de los cuatro tratamientos seleccionados. A
primera vista se puede observar que los tratamientos que tuvieron los mayores
niveles de calcio en los retornos fueron los aplicados en el Pozo B2 y el tercer

tratamiento del Pozo Al (aplicado en el afio 2013).
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Figura 10. Niveles de calcio en los retornos de los tratamientos
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Para la estimacion de la escama disuelta se hacen las siguientes suposiciones;

e El tratamiento sale en su totalidad (junto con la escama disuelta) cuando en
superficie se obtenga el mismo volumen de fluido inyectado en formacién
(total del tren de fluidos).

e Durante este tiempo, los calcios mostrados por las aguas de retorno, se
asume que son completamente causando por la disolucion de carbonato de
calcio.

e Se asume que los niveles de calcio para cada barril recuperado
corresponden a la ultima medicion.

e Por cada 40 libras de calcio en los retornos han disuelto 100 libras de

carbonato de calcio.

En la Tabla 15 se muestran los resultados de escama disuelta para los pozos

seleccionados.

Tabla 15. Resultados de CaCO3 disuelto

Tipo de CaCoOs disuelto CaCos3 CaCoOs disuelto
fluido TTO principal (Ib) disuelto/pie Pickling (Ib)
B2 2011 HCl 221 0,6 Sin pickling
Al 2011 EDTA 57 0,4 190,5
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Al 2012 EDTA 306 1,5 No hay datos
Al 2013 EDTA 376 1,8 782,5
Al 2014 EDTA 217 1,0 346,4
A3 2014 EDTA 284 4,7 No hay datos

De los resultados se puede observar que todos los tratamientos disolvieron entre

200 y 400 libras de carbonato de calcio, con excepcion del tratamiento del Pozo

Al de 2011, el cudl disolvié 57 libras; mucho menor que lo disuelto por el resto de

tratamientos.

Figura 11. CaCOg3 disuelto por cada tratamiento
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También se puede observar que en los tratamientos en los cuales se aplico un

pickling antes del tratamiento principal, los resultados de escama disuelta del

pickling siempre fueron ampliamente superiores que los del tratamiento lo cual

podria inferir eventos de depositacion de carbonato de calcio en la tuberia. (Figura

12).
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Figura 12. Comparacion CaCOs3 disuelto por Pickling y tratamiento principal

Comparacion CaCO3 disuelto por Pickling y
tratamiento principal

W CaCO3
disuelto TTO
principal (Ib)

m CaCo3

disuelto
Pickling (Ib)

Carbonato de Calcio disuelto {Ib)

A1l(2011)
A1(2013)

A1l(2014)

Si se mira la escama disuelta por pie, el tratamiento del pozo A3 fue el que mas
escama disolvio, con un 4.7, seguido por el tercer tratamiento del pozo Al.

4.8 ANALISIS

4.9 ANALISIS DE LOS NIVELES DE HIERRO EN LOS RETORNOS

Los niveles de hierro en las aguas de retorno pueden deberse a varias razones,
entre ellas; la disolucién de compuestos de hierro presentes en la formacién y la
corrosion provocada por el tratamiento en la tuberia. En la Figura 13 podemos
observar la comparacién de los niveles de hierro en las aguas de retorno de
tratamientos HCI, pickling y tratamientos EDTA. Los altos niveles de hierro
presentes en las aguas de retorno de los tratamiento base HCI (incluyendo
pickling) y los bajos niveles de los mismos en las aguas de los tratamientos base
EDTA infieren que el hierro en realidad no es proveniente de la formacién, sino es
causado por la corrosion de la tuberia, debido a la alta agresividad de este acido
(HCI) con la misma, y la alta temperatura a la que se trabajo en fondo (mayor a
200°F) para estos tratamientos.

71



Figura 13. Comparacion hierro disuelto por EDTA y por pickling.

Comparacion hierro disuelto por EDTA y por pickling

150

8

50

Hierro disuelto (Ib)
|

A1(2014)

m Fedisuelto por EDTA  mFedisuelto por HCI

R ————2_’ y
AL2012) 1 o0 —

Estos resultados concuerdan con el analisis realizado a la tendencia incrustante

del agua de estos pozos, en el cual se mostraba la baja tendencia de los mismos a

formar precipitados de carbonato de hierro.

4.9 ANALISIS DE LOS NIVELES DE BARIO EN LOS RETORNOS

Para el andlisis de los niveles de Bario en los retornos de los tratamientos solo se

tienen en cuenta los resultados de los tratamientos EDTA, puesto que los

tratamientos base HCI no tienen la capacidad de disolver sulfatos (BaS0,). La

Figura 14 muestra la cantidad de Bario calculada en los retornos de los

tratamientos base EDTA.
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Figura 14. Cantidad de Bario en los retornos de los tratamientos.
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Se puede observar una baja cantidad de bario presente en las aguas de retorno.
El maximo contenido se encuentra en las aguas de retorno del tercer tratamiento
del pozo Al (2013) con apenas 2.93 libras de bario. Estos resultados concuerdan
con los analisis de indices de precipitacion realizados anteriormente, donde se
evidencia que las aguas de los pozos estudiados no presentan tendencia a

precipitar sulfato de bario.

4.10 ANALISIS DE LA PRODUCCION INCREMENTAL

El andlisis de produccién incremental se hara para dos apartados; con la
produccién neta (solo aceite), que definira los resultados econdémicos del
tratamiento, y con la produccién total (aceite mas agua) que definira los resultados
técnicos del mismo. Este analisis se hard para cada tratamiento en particular,
estimando la linea de declinacién del pozo con el historial de produccién de seis
meses antes del tratamiento, cuando sea posible. También se estimard una
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reduccion del factor de dafio, y un comportamiento IPR del pozo antes y después
del tratamiento con el método de Vogel®.

La produccion incremental de los tratamientos en los cuales se realizd inhibicion
se estimaran con el area bajo la curva de la linea de declinacion que traia el pozo,
ubicada en el aumento instantdaneo de produccion después de la operacién; esto
debido a que los tratamientos de remocién aumentan produccion, mientras los de

inhibiciéon, suavizan la declinacion.

4.10.1 Analisis de produccion del tratamiento al Pozo B2 (2012)

Como se puede observar en la Figura 15 el Pozo B2 tenia una declinacién
sostenida de alrededor de 31 BOPD/dia y una produccion de alrededor de 700
BOPD. Por lo que se decidio realizar un tratamiento de remocion para aumentar la
tasa de produccién, y uno de inhibicién para disminuir la alta tasa de declinacion
del pozo. El tratamiento del Pozo B2 fue realizado en el mes de Enero de 2012,
utilizando Acido Clorhidrico. Como se puede observar en la figura, la respuesta del
pozo al tratamiento fue instantanea, registrando aumentos de caudal de aceite de
200 BOPD. Si bien en los préximos meses la produccion empezd a disminuir, no lo
hizo con tanta fuerza como antes del tratamiento, por lo que se nota la accién del

inhibidor evitando que se formen escamas tan rapido en el medio poroso.

2 Economides. M. J.. Petroleum Production Systems. Prentice Hall PTR. Capitulo 3 (53). 1994.
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Figura 15. Historial de produccion Pozo B2
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Realizando calculos de produccion incremental entre las curvas con la misma
declinacién se tiene que se produjeron 34,980 barriles adicionales de petrdleo en
110 dias, lo que significa 318 BOPD adicionales en promedio. Estos resultados
evidencian el éxito del tratamiento de remocion aplicado a este pozo en el cual
segun las estimaciones realizadas anteriormente se disolvieron 221 libras de
carbonato de calcio, resultados 0.6 libras de carbonato disuelto por cada pies de

formacién estimulada.

4.10.2 Analisis de produccion del primer tratamiento al pozo Al (2011)

Como se puede observar en la Figura 16 el pozo, que venia de un cierre de varios
meses, presenté un pico de produccion al ser abierto. Calculando una declinacion
para el corto tiempo que el pozo estuvo en produccién se tiene que la produccion
disminuia en promedio 17 barriles cada dia. El primer tratamiento del Pozo Al fue
realizado en el mes de Marzo de 2011, utilizando EDTA, HCI en el pickling y un
tratamiento de inhibicion subsecuente. Como se puede observar en la figura, la
respuesta del pozo al tratamiento de remocién no fue buena y solo registré un pico
por encima de la tendencia los primeros dias después del mismo. Contrario a esto,

la respuesta del tratamiento de inhibicidbn se puede ver en la grafica; la tasa de
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declinacion del pozo cambié radicalmente y a esto se debe la produccion

incremental por encima de la tendencia del pozo.

Figura 16. Historial de produccion pozo Al (2011)
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Debido a que toda la produccién incremental se registré gracias a la disminucion
de la tasa de declinacion y no al aumento de la produccién del pozo, el
incremental debido al tratamiento de remocion es cero barriles. Estos resultados
evidencian el fracaso del tratamiento de remocién aplicado a este pozo
concordando con los resultados de escama disuelta, en los cuales segun las
estimaciones realizadas se disolvieron apenas 57 libras de carbonato de calcio,

resultados 0.4 libras de carbonato disuelto por cada pie de formacién estimulada.

4.10.3 Analisis de produccion del segundo tratamiento al pozo Al (2012)

Como se puede observar en la Figura 17 el Pozo Al para principios de 2012
registraba una pequefia declinacién de alrededor de 1.8 BOPD/dia y una baja
produccion de alrededor de 550 BOPD. Por lo que se decidid realizar un
tratamiento de remocion para aumentar la tasa de produccion. El segundo

tratamiento del Pozo Al fue realizado en el mes de Marzo de 2012, utilizando
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como fluido base EDTA. Como se puede observar en la figura, la respuesta del
pozo al tratamiento fue instantanea, registrando aumentos de caudal de aceite de
alrededor de 500 BOPD. Si bien la tasa de declinacion del pozo no era alta, el
tratamiento de inhibicibn mantuvo la produccion estable casi registrandose

declinacion nula, lo que evidencia el éxito de este.

Figura 17. Historial de produccion pozo Al (2012)
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Realizando calculos de produccion incremental entre las curvas con la misma
declinacién se tiene que se produjeron 104,584 barriles adicionales de petréleo en
174 dias, lo que significa 601 BOPD adicionales en promedio. Estos resultados
evidencian el éxito del tratamiento de remocion aplicado a este pozo en el cual
segun las estimaciones realizadas anteriormente se disolvieron 306 libras de
carbonato de calcio, resultados 1.04 libras de carbonato disuelto por cada pie de

formacién estimulada.
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4.10.4 Analisis de produccion del tercer tratamiento al pozo Al (2013)

Como se puede observar en la Figura XXX el Pozo Al para mediados de 2013
registraba una pequefia declinacion de alrededor de 0.5 BOPD/dia y una
produccion de alrededor de 800 BOPD. Por lo que se decidié realizar un
tratamiento de remocion para aumentar la tasa de produccion. El tercer
tratamiento del Pozo Al fue realizado en el mes de Octubre de 2013, utilizando
como fluido base EDTA, seguido por un tratamiento de inhibicibn. Como se puede
observar en la figura, después de realizado el tratamiento el pozo registré un pico
alto de produccion de alrededor de 1300 BOPD, después del cual la produccién
bajo considerablemente para finalmente volver a incrementar. Si bien la tasa de
producciéon tuvo un pequefio bache tiempo después del tratamiento, dicha
produccion nunca fue menor a la tendencia que llevaba el pozo y aunque la tasa

de declinacién del pozo era baja, el inhibidor logré disminuirla mas.

Figura 18. Historial de produccién pozo Al (2013)
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Realizando calculos de produccion incremental entre las curvas con la misma
declinacion se tiene que se produjeron 143,090 barriles adicionales de petréleo en
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359 dias, lo que significa 399 BOPD adicionales en promedio. Estos resultados
evidencian el éxito del tratamiento de remocion aplicado a este pozo lo que
concuerda con las estimaciones de escama disuelta realizadas anteriormente que
dictan que se disolvieron 221 libras de carbonato de calcio, resultados 1.5 libras

de carbonato disuelto por cada pie de formacion estimulada.

4.10.5 Analisis de IPR y reduccion del dafio

Se realiz6 un analisis de IPR y reduccion del dafio para cada uno de los cuatro
tratamientos analizados. En la Figura 19 se puede apreciar la curva IPR realizada
por el Método de Vogel para el Pozo B2, el cual pas6 de tener un indice de

productividad antes del tratamiento de 0.59 Bbl/psi a tener uno de 0.78 Bbl/psi.

Figura 19. IPR pre y post tratamiento pozo B2
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Este aumento del indice de productividad (J) se dio principalmente por la
reduccion de Factor Skin (S) a causa de la disolucion de escamas en el pozo.
Estimando valores de Factor Skin para los pozos evaluados tenemos la Tabla 16.
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Cabe recordar que estos factores se calcularon con caudales brutos (aceite mas

agua).

Tabla 16. Factores de dafio estimados pre y post tratamiento

Tratamiento ‘ S antes ‘ S después Reduccién daiio
B2 14,65 11,78 20%
Al (2011) 7,20 7,43 -3%
Al (2012) 6,32 5,87 7%
Al (2013) 6,10 5,70 6%

La mayor reduccién de Factor Skin debido a una estimulacion se presentd en el
pozo B2, el cual también es el que sigue presentando mayor dafio. Estos factores
de dafio no necesariamente son proporcionales al aumento de produccion neta,
puesto que se calculan a partir de produccion total (aceite mas agua). La
comparacion de curvas IPR para el resto de pozos evaluados se pueden observar

en el Anexo A, By C.

4.11 RESULTADOS

A continuacion se relacionan varios factores importantes en un proceso de
estimulacién entre si, para buscar por factores de éxito o fracaso en los

tratamientos analizados.

4.11.1 Escama disuelta y aumento de produccién total

En la Figura 20 se muestra la relacion entre la cantidad de escama disuelta y la
produccion total incremental (aceite mas agua). Como era de esperarse, entre
mas escama fue removida, la permeabilidad de la cara de la formacion crecié y se

aumentoé proporcionalmente la produccion.
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Figura 20. Comparacion CaCOs3 disuelto con caudal total incremental
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4.11.2 Escama disuelta y aumento de produccién de aceite

En la Figura 21 se muestra la relacion entre la escama de carbonato de calcio
disuelta y la produccion neta incremental (solo aceite). Si bien se aprecia que a
medida que hay mas escama disuelta, tiende a haber mayor produccion
incremental de aceite, esta relacién no es totalmente proporcional debido a que
depende de otros factores como corte de agua. Es decir, es posible que una gran
disolucién de carbonato de calcio, efectivamente haya mejorado las condiciones
de flujo de la cara de la formacién, pero que esta mejoria sea aprovechada
mayoritariamente por el flujo de agua por sobre el de aceite.
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Figura 21. Comparacion CaCO3 disuelto con caudal neto incremental
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4.11.3 Escama disuelta por pie y cantidad de tratamiento inyectados por pie

En la Figura 22 se puede observar la relacion entre la escama de carbonato
calcio disuelto por pie contra la cantidad de tratamiento inyectado por pie

formacion. Contrario a lo que se pudiera suponer, el comportamiento de

de
de

la

disolucién de carbonato de calcio con respecto a la cantidad de tratamiento por pie

fue inversamente proporcional. Esto sobre todo marcado en los tratamientos

aplicados en el Pozo Al, donde se ve claramente un aumento del carbonato

calcio disuelto por pie con la disminucién de los barriles de tratamiento por pie
formacion.
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Figura 22. Comparacion de CaCO3 disuelto por pie con cantidad de tratamiento inyectado por pie
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4.11.4 Escama disuelta por pie y penetracion del tratamiento

En la Figura 23 se muestra la relacion entre el carbonato de calcio disuelto por pie
de formacién en comparacion con la penetracién estimada del tratamiento en la
formacién. Similarmente a los barriles inyectados por pie, la penetracion de la

formacion se aprecia inversamente proporcional a la escama disuelta.
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Figura 23. Comparacion CaCO3 disuelto por pie con la penetracion del tratamiento
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5. CONCLUSIONES

e Los tratamientos de remocion de escamas mas utilizados en los campos del
Grupo Empresarial ECOPETROL son los acidos organicos y el tratamiento
base EDTA, debido a su versatilidad y su amplio rango de condiciones de
aplicacion.

e Con base en la literatura existente alrededor del tema se establecié un
modelo para evaluar los tratamientos de remocion de escamas.

e La alta tendencia del agua de los pozos analizados a la formacion de
escamas de carbonato de calcio, concuerda con el tipo de escama
evidenciado en las aguas de retorno de los tratamientos.

e La gran mayoria del hierro presente en las aguas de retorno de los
tratamientos es debido a la corrosion de la tuberia y las unidades de la
intervencién. Esto se evidencia en el hecho de que estos altos niveles se
presenten en las aguas de retorno de los tratamientos cuya base es acido
clorhidrico, por el casi nulo contenido de estos en las aguas de retorno de
los tratamientos base EDTA.

e La utilizacion de tratamientos cuya base es acido clorhidrico en
aplicaciones a temperaturas mayores de 200°F intensifican las facultades
corrosivas de los mismos.

e El andlisis de los niveles de bario en las aguas de retorno de los
tratamientos base EDTA no evidencia una alta presencia de sulfato de bario
en la formacion, lo que concuerda con los resultados arrojados por
ScaleChem para los indices de estabilidad del mismo en las aguas de los
pozos estudiados.

e Los resultados del analisis de indices de estabilidad tanto desarrollados con
Stiff & Davis como con ScaleChem concuerdan con el tipo de escama

evidenciado en las aguas de retorno.
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Al comparar la escama de carbonato de calcio disuelta con tratamientos de
acido clorhidrico y tratamientos base EDTA se evidencia un mayor poder
de disolucién del acido clorhidrico.

La cantidad de producciéon tanto bruta como neta incremental, fue mayor
para los tratamientos con mayor cantidad de escama disuelta, como era de
esperarse.

Los altos niveles de calcio en los retornos de las operaciones de pickling

podrian evidenciar precipitacion de carbonato de calcio en la tuberia.
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6. RECOMENDACIONES

Utilizar los tratamientos base acido clorhidrico a temperaturas por debajo de
los 200°F debido al evidente aumento de poder corrosivo en aplicaciones a
temperaturas mayores.

Realizar analisis de los iones en los retornos de tratamientos con acidos
organicos (férmico y acético), para poder comparar los resultados con los
tratamientos base 4cido clorhidrico y base EDTA.

Durante las operaciones de backflow, tomar muestras en intervalos mas
cortos de tiempo, para poder hacer una mejor caracterizacion de los fluidos
de retorno.

Realizar las pruebas de mojabilidad y detergencia antes de llevar a cabo la

estimulacion de un pozo.
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ANEXOS

Anexo A: ipr PRE 'Y POST TRATAMIENTO POZO A1l (2011)

IPR prey post primer tratamiento Pozo A1l (2011)
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Anexo B: IPR PRE Y POST TRATAMIENTO POZO Al (2012)
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