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Resumen L
Biblisteon Central
Dado la necesidad imperiosa de incrementar las reservas recuperables en los
yacimientos petroliferos del Oriente Ecuatoriano y en particular del campo Sacha se
inicio el prbyecto de recuperaciéon mejorada en el mes de Noviembre de 1986 , pero
debido a un sin nimero de problemas encontrados en el desarrollo del proyecto se trata
de optimizar la inyeccién de agua en este campo; Razén por la cual éste trabajo tiende
a contribuir con la solucién de dicho problema. Para la realizacién de éste trabajo se
procedi6 a recopilar toda la informacion técnica disponible en Petroecuador , a
depurarla con la finalidad de utilizarla en la optimizacién del estudio en mencion. Se
utilizaron todos los calculos de disefio de un sistema de inyecciéon de agua obteniendo

resultados muy positivos que estan resumidos en el desarrollo del presente trabajo.

Cuando se agota la energia propia de los yacimientos petroliferos, se disminuye
consecuentemente la producciéon de los hidrocarburos hasta ser incosteable o poco
atractiva. Bajo esta circunstancia, es necesario inyectar al yacimiento un fluido tal
como agua, a fin de proporcionarle energia adicional al yacimiento aumentando la

produccion y la recuperacion final de hidrocarburo.

Como consecuencia de ésta inyeccion de agua se producen varios tipos de corrosién en
la planta de tratamiento, esto ocasiona muchos inconvenientes de caricter técnicos que
afectan no solo a los sistemas de la planta de tratamiento sino también a los pozos

inyectores, sumandose también un sin nimero de problemas presentes en el sistema.

El tratamiento ideal del agua de la planta de inyeccién, los volumenes adecuados a
inyectarse y los analisis de presiones serviran para dar recomendaciones que sin ser la
tltima palabra pueden servir para atacar los problemas de pérdidas de presién,
pérdidas de produccién y la corrosién que lamentablemente sufre el campo Sacha en

los actuales momentos.
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1.1.

CAPITULO #1

INTRODUCCION

GENERALIDADES

Cuando se agota la energia propia de los yacimientos petroliferos, se
disminuye consecutivamente la produccién de los hidrocarburos hasta ser
incosteable o poco atractiva. Bajo estas circunstancias, es necesario
inyectar al yacimiento un fluido tal como: agua, gas natural entre otros, a
fin de proporcionarle energia adicional al yacimiento aumentando la
produccion y la recuperacion final de hidrocarburos. A esta forma de
explotar los yacimientos, proporcionandoles energia después de agotarse la

propia, se le llama Recuperacién Secundaria.

El Instituto Americano del Petréleo, API, definid la recuperacion
secundaria como la actividad encaminada a la obtencidn de hidrocarburos a
través de dos 0 mas pozos, con la caracteristica de que se agrega energia a
la propia del yacimiento mediante la inyeccion de fluidos, que pueden ser

liquidos o gaseosos y poseer 0 no un alto nivel de temperatura.



1.2.

Uno de los procesos mejor conocidos y mas usados en la recuperacion secundaria de
petréleo, es la inyeccién de agua. Se utiliza para suministrar al yacimiento, la
energia requerida para barrer los hidrocarburos remanentes, aumentando la
saturacion de agua y disminuyendo la saturacion de aceite. El agua es el fluido mas
utilizado debido a su facil disponibilidad y al bajo costo de su tratamiento, aunque
no proporciona la maxima recuperacion de hidrocarburo. El tratamiento es
basicamente para evitar dafos, tanto a la formacion productora, como al sistema de

inyeccion.

OBJETIVOS.

En la planta de tratamiento e inyeccion de agua se producen varios tipos
de corrosion que estan ocasionando muchos inconveniente, los mismos que
tienen como resultado la disminucion de la vida util del sistema en si; Es el
objetivo de ésta tesis dar soluciones a estos problemas al igual que
recomendaciones sobre los volumenes de inyeccion tanto por pozos como
por arenas, el tratamiento a seguir para tener un agua Optima para la
inyeccidn, que no vaya a causar un taponamiento por precipitados entre el

agua de inyeccion y la de la formacion.

Analizar la posibilidad de incrementar los pozos inyectores, hacer mapas
de salinidades y de BSW que nos den una idea de las caracteristicas del

yacimiento.

Se presentard un estudio y evaluaciones realizadas al campo Sacha para
luego puntualizar una serie de recomendaciones y sugerencias practicas de
campo, con la finalidad de resolver parcialmente la declinacion de la
presion y produccion en la formacidén Napo , arenas U 'y T, las mismas que
podrian ser tomadas en cuenta por las autoridades correspondientes para
atacar los problemas antes mencionados que lamentablemente sufre éste

campo.



Esta tesis se realizo con la finalidad de aplicar conocimientos tedricos con
la de andlisis de datos , para poder dar una idea de lo que sucede en uno de
los campos méas importantes que tiene el Ecuador; Sin ser ésta la ultima
palabra en el tema sino mas bien la guia que permita dar una imagen de la
aplicacion de la recuperacion secundaria en el oriente y las alternativas que

se puedan dar posteriormente.

1.3 COMPLETACION ACTUAL DE LOS INYECTORES.

Cabe indicar que no se pudo encontrar la completacion del inyector # 2 , los
demas se encuentran en el Apéndice A. En la completacién del inyector # 4

no ésta la ultima modificacion que se hizo en 1994.

1.4 VOLUMENES ACTUALES DE INYECCION

El desarrollo de la inyeccién de agua en el campo Sacha se considera en dos

etapas:

1) La primera es a partir de 11 de Junio de 1.986 en el que se inicio el
proyecto de recuperacion secundaria en el campo Sacha que consistia en
inyectar agua dulce (de rio) a las formaciones productivas de la Napo
como son la arena U y la T a cargo en ese entonces por el consorcio
CEPE - TEXACO . La tasa permisible de produccion para eésta
formacion se incrementa de 18.000 a 23.900 bppd.

2) La segunda etapa es a partir de Noviembre 10 de 1.992 fecha en que se
comenzO a aplicar la inyeccion conjunta de agua de rio con agua de
formacion , ésto se lo planificé como una medida en la en la proteccion
de la flora y fauna del Oriente Ecuatoriano, siguiendo con una tendencia

a nivel mundial de la preservacion.



HISTORIADE INYECCION ACUMULADA

FECHA ARENA T ARENA U T+U
Agosto 31/89 10158451 15487509 25645960
Dicientore 31/89 11511592 17548571 29060163
Enero31/90 11883639 18107176 29990815
Julio 31/90 14013510 21317230 35330740
Dicientore 31/90 15800714 24036987 39837/01
Enero31/91 16172273 24595163 40767441
Julio 31/91 18200938 27771303 45972291
Dicientore 31/91 19653367 30536662 50190029
Enero31/92 19951066 31096763 51047829
Julio 31/92 21671585 34339170 26010755
Dicientore 31/92 23125568 37075075 60200643
Enero31/93 23423341 37632866 61056207
Julio 31/93 25195249 40613154 65308403
Dicientore 31/93 27006394 43339023 70345417
Enero 31/ 94 21331686 43873646 71205332
Julio 31/94 29422789 47072100 76494889
Dicientre 31/ %4 31114019 49721004 80835023
Enero31/95 31823474 21488252 83311726
Julio 31/95 33100568 53670214 86770782
Dicienbre 31/95 34377663 55852177 90229840

Este cuadro muestra el comportamiento de la inyeccién acumulada a partir de
Agosto 31 de 1.989 a Diciembre 31 de 1.995 tomando en cuenta los datos que se
encuentran en la tabla de “HISTORIA ACUMULADA DE INYECCION”.
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En el grafico se tom6 como primer dato a el mes de Agosto 30 de 1.989 y no la de
inicio de la inyeccion ( Junio de 1.986 ) por no disponerse de informacién en el
campo. Cabe anotar que en el grafico se indica con una linea roja la fecha
Diciembre de 1.992 momento en que estaba en pleno la inyeccion conjunta de

agua de formacidén con agua de rio (la Inyeccién conjunta inicio en Noviembre de
1.992).



CAPITULO # 2

REVISION DE LITERATURA

2.1 INTRODUCCION

El pais Ecuador esta limitado al norte por Colombia, al sury este por Peru .

También se encuentra dividido en 3 regiones de diferente geografia:

@ Costa oeste (tierras bajas).

@ Las altas montafias andinas que recorren completamente el pais por el

centro.
@ Las bajas regiones orientales (fig. 2.1 ). Esta area lateral, que es selva
cubierta, y lluviosa estd irrigada por bastantes afluentes del rio

Amazonas, es ésta la que contiene casi todas las reservas de petréleo del

Ecuador.



FIGURA 2.1
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El mapa 2.2 muestra la ubicacién del campo Sacha con relacion a otros

campos productores de gran importancia para el pais .

El campo petrolero de Sacha esta situado a 112 millas (180 Km.) al este de la

ciudad capital Quito. Fue descubierto en Febrero de 1.969 con la exitosa

completacion del pozo Sacha 1. Comenzéd a producir en Julio de 1.972 y

durante 1.980 excedia los 190 millones de barriles. La recuperaciéon original

estimada en reservas supera los 632 millones de barriles.
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El campo ésta en un anticlinal de muy bajo relieve mas o menos 17.5 millas
(28 Km.) de longitud y un promedio de 4 millas (6.5 Km.) de ancho. El cierre
vertical alcanza a 200 ft (60 m) y hay 41.000 acres (16.600 Ha) de cierre areal

en el tope de el reservorio principal.

La arenisca Cretécica en las profundidades perforadas entre los 9.300 y 10.100
ft (2.835y 3.080 mt) suministra un excelente reservorio, en las perforaciones
en Hollin la arenisca Cretécica es el reservorio principal . Habiendo producido

el 80% del petroleo a través de 1.980 y conteniendo alrededor del 68% de las

reservas originales.



2.2 PRODUCCION

El campo Sacha produce desde el afio de 1.973 ; en la actualidad produce de

tres niveles :

@ Basal Tena
@Napo: U y T
@ Hollin

Los datos de producciéon del campo Sacha a Diciembre de 1.995 son los

siguientes volumenes de hidrocarburos:

oIL AGUA GAS
(Bbl) (Bbl) (Bbl)
NAPO 159°814.745  14°192.370  40°309.153

Los volumenes de petroleo, agua, y gas producidos a Noviembre de 1.993

de la arena Napo fueron los siguientes:

OlIL AGUA GAS

(Bbl) (Bbl) (Bb)
NAPO 146°266.009  11°493.612 37°096.949
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El total de la produccidon de petréleo, agua y gas del campo en general

tomando en cuenta todas las arenas productoras hasta a Junio de 1.995 es

la siguiente:
OIL AGUA GAS
(Bbl) (Bbl) (Bbl)
TOTAL 510°870.045 270°654.615 51,268.949

A continuacidn se representa una tabla de historia de produccion de la

formacion Napo desde Enero de 1..985 a Diciembre de 1.995.

Los datos de produccidn estadn en bppd.

FORMACION NAPO
ENERO 85 19000
ENERO 86 21000
ENERO 87 24000
ENERO 88 25500
ENERO 89 27000
ENERO 90 24000
ENERO 91 28000
ENERO 92 29000
ENERO 93 26000
JULIO 93 24000
JUNIO 95 23780

DICIEMBRE 95 29000
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HISTORIA DE PRODUCCION
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2.3 GEOLOGIA

Un mapa estructural regional levantado en la base de la formacién Hollin
del cretacico inferior ( figura 2.3 ) muestra que en el Ecuador la cuenca es
asimétrica y plegada al sur. Una mayor zona de falla separa la cuenca de los
Andes. Entre éste fallamiento y el eje de la cuenca, una zona de estructura al

pie de montafia esta dominada por el Napo y la elevacién Cutucu.

La seccion sedimentaria presente en la parte baja de la cuenca puede ser
estudiada en el afloramiento de 25 a 45 millas ( 40 a 72 Km ) de ancho al

pie de montafa.
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La cuenca no. tiene un simple eje sinclinal, mas bien la presencia de
anticlinales de muy bajo relieve tiene deformado el 4drea sinclinal y forman
un descubierto de 30 millas ( 48 Km. ) de ancho, que separa suavemente el
buzamiento ( mas o menos 2 ° ) del costado este de la cuenca desde el muy

empinado costado oeste. Este descubierto se lo designa como la regién axial.

La mayorfa de campos petroleros se encuentran o se acercan a la region

axial de la parte Nor-central en un muy sutil corte arcado de la misma.

Una seccidn generalizada a través de lag montafias Andinas, la zona al pie de
montafia de la elevacién Napo, los gigantes campos de Sacha y Shushufindi y

continuando a la estabilizacion este, estan mostrada en la apendice B.

g MILES
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2.4 ESTATIGRAFIA GENERAL

Una seccion sedimentaria de 35.000 ft ( 10670 m. ) , extendiéndose desde el
Paleozoico al Holoceno, estd presente en la cuenca Oriental (Apéndice C).
Las viejisimas rocas expuestas en el afloramiento estan presentes en el cerro

Macuno en la parte norte de la montafia Cutucu del Oriente sur-oeste.

Las rocas Paleozoicas del cerro Macuno fueron divididas en dos
formaciones, Pumbuiza y Macuma por geologos trabajando para el grupo
Royal Dutch Shell a principios de 1.940 . Los gebdlogos de Shell

consideraron que la Punbuiza esta en el viejo Paleozoico.

Los geologos de Texaco tienen mapeado y muestreado en detalle éstos
afloramientos Paleozoicos estudios Paleontolégicos; Los estudios
Paleontolégicos y Palinolégicos han mostrado a el Pumbuiza del cerro
Macuma extendida desde Late Devénica hasta Early Mississipian. La
formacion esta compuesta principalmente de esquistos y pizarras gris
oscuras, parcialmente grafitados, con algunas intercalaciones de arenisca
cuarcitica gris amarillenta y calizas muy duras y dolomitas. La parte baja de
la seccion es comUnmente introducida por capas dioriticas, mientras los
altos o Early Mississipian, y parte de los Pumbuiza tienen intrusiones menos

0 poco igneas.

La secuencia discontinua es severamente fallada y plegada, la base de la
formacion no era encontrada, pero hay una inconformidad angular en el
contacto con la formacion Macuma. Un profundo pozo en la parte sur del
campo Shushufindi (Apéndice B) perforado a 2.700 ft. ( 823 m. del
sedimento Pre-Cretacico) y basado en la Paleontologia, el pozo tiene
pizarras del bajo Devenian y Diluirdn superior en la profundidad total. Estas

pizarras son los sedimentos mas viejos conocidos del Oriente Ecuatoriano.
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2.5 CAMPO SACHA.

2.5.1 GENERALIDADES

El campo Sacha localizado en el sector Nor-central del area
contratada por CEPE-TEXACO ( Figura 2.2) . Es un campo grande y
de estructura de muy bajo relieve que esta orientado en la regién axial
de la cuenca Oriental; La estructura fue descubierta por analogia y
prospeccion de sismica digital , y el primer pozo ( el Sacha # 1) fue
perforado por helicoptero de apoyo instalado en la zona a comienzos
de 1.969. Posteriormente el pozo fue oficialmente completado en la
zona de Hollin el 25 de Febrero de 1.969 con una producciéon de
1.328 Bbl/dia , de un crudo de 29,9 °API a través de un choque de Y4
de pulgada.

Ambas arenas la Napo T y U tenian petréleo pero no se las probaron
en éste pozo . Tres estructuras adicionales fueron exploradas siendo
posteriormente perforadas en el limite del campo y se determind que
el descubrimiento era bastante grande como para autorizar la

realizacion de una carretera para el area de desarrollo.

El desarrollo de las perforaciones se iniciaron en Marzo de 1.971 y
fue puesto el campo en produccién en Julio de 1.972. En Noviembre
de 1.981 el campo Sacha tiene ya una produccion aproximada de
60.000 Bbl/dia.
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El campo se desarrolldé inicialmente e unos 250 acres ( 100 Ha. ),

expandiéndose luego con las perforaciones de relleno a lo largo de la cresta en

unos 87 acres mas. El promedio de las perforaciones de los pozos estan sobre
9.900 ft. ( 3020 m. ). A Diciembre de 1.981 el campo habia producido
190°655.560 bbl de petréleo bajo sulfurado, con un rendimiento del

reservorio Hollin del 80 % de la produccion total.

El recobro de reservas primarias en el campo Sacha estd estimada en

632°430.000 bbl en todo el reservorio. La recuperaciéon secundaria por

inyeccion de agua debera incrementar ésta cantidad considerablemente.

2.5.1.1 CUADRO DE PROPIEDADES DE LAS ARENASUY T

PROPIEDADES U T
POROSIDAD ¢ 0.18 0.156
Swi 0.128 0.173
Sor 0.294 0.258
Boi 1.25 1.315
Bo 1.25 1.32
Bw 1.07 1.07
Ho (cp.) 1.8 1.6
Hw (cp.) 0.3 0.3
Ke (md.) 210 325
Mow (matematica) 1.15 0.7
Mow (laboratorio) 1.33 0.88
Pi (psi) 4028 4131
P promedio (psi) 1672 1719
Pb (psi.) 1265 1060
AREA (acres) 33700 23000
Area de drenaje 400 400
h (promedio) ft. 20.5 18
GOR 220 325
API 27 31.5
p de grano (gr./c.c.) 2.7 2.7
Gradiente hidrostatico (Ippc/pie) 0.37 0.37
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2.5.2 ESTATIGRAFIA LOCAL

La seccion estatigrafica del Cretacico penetrado por los pozos de

Sacha y los tipicos registros eléctricos se muestran en la Apéndice D.

La mas antigua formacién perforada en el campo Sacha es la
discordancia Chapiza por debajo de Hollin, perforaciones poco
profundas en ésta formacion mostré en 5 pozos que hay arcillocidades
de color entre rojo a verde, arenisca de grano fino. En dos de los
pozos se encontraron estratificaciones volcéanicas, que sugiere que los
pozos tocaron fondo en la Masahualli de la formacion Chipiza

superior.

2.5.2.1 FORMACION HOLLIN INFERIOR

Consiste en cuarzo granitico de arenisca conglomerada
separada de la arenisca principal de Hollin por una persistente
y delgada capa de esquistos. Hay también un cambio de las
salinidades del agua con salubridades o transporte de agua
salada en la arena basal al agua dulce en la arenisca principal

( menor a 500 ppm CI™).

2.5.2.2 FORMACION HOLLIN PRINCIPAL

Es clara, brillante y blanca, generalmente de grano fino a
grano mediano y ocasionalmente de grano gruesomedio duro a
friable, cuarzoso, poroso y permeable, bastante bien ordenado
y generalmente sub-angular y sub-redondeado, unas pocas
sefiales de cemento calcareo, pero generalmente la seccidén no

es calcarea.
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2.5.2.3 FORMACION HOLLIN SUPERIOR

Son discontinuas y tienen aguas salinas intersticiales, calcareas,
duros esquistos estdn mezclados en la estratificacion con la arenisca
y usualmente unos pocos estratos delgados de color marrén brilloso,
denso, calizas y limos calcareos estan presentes. Esas arenas son
generalmente muy finas a medio granuladas con algunas capas de
granos gruesos, soélidos, angulares a sub-angulares, y tiene una
clasificacion de pobre a regular. Casi no hay tanta porosidad vy
permeabilidad como en la arenisca Hollin principal. Los esquistos,
que comprenden casi el 50 % de la seccion, son eléctricamente
resistivas, muestra en mayor parte densidades generalmente mas

altas que las areniscas, y no son propensas a derrumbarse.

La arena Hollin esté separada de la Napo T por cerca de 100 pies (
30 m.) de una zona gris oscura a negra, firme, mayormente no
calcareas, arenas ligeramente propensas a la fision. Esta arena, a
deferencia de la hollin superior frecuentemente sufre derrumbes.
Algunas capas de calizas finas son usualmente desplegadas en la
parte mas alta de la arena ,casi en la base de la zona de arena Napo
T.

2524 LA ZONADE ARENAT
Contiene multiples capas de arenisca, con lo mas grueso y
productivo localizado en la parte baja de la zona. La parte baja o
principal de la arena T es usualmente gris a marron, pero en ciertos
lugares es verdusco debido a la presencia de glauconita. Es de grano
fino a mediano, firme y friable, bien ordenado, sub-angular y sub-

redondeado, no calcareo, y cuarzoso.
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La arena es mayoritariamente continental, y muestran restos de
plantas y localmente abunda el &mbar. La arena T superior es
ligeramente calcarea, glauconitica a muy glauconitica, y arcillosa.
Hay generalmente menos permeabilidad que la arena superior y es

lateralmente discontinua.

Inmediatamente después de la zona de arena T estd una caliza
Ilamada la caliza “B” con rangos de grosor que van entre 15 a 30 pies
(4,5a9m.). Es variable en color de gris claro a café y de gris oscuro

a negro y comunmente son arcillosos y glauconiticas.

Después de la caliza “B” estd otra, gris oscura a negra, firme,
fragmentada, generalmente esquistos no calcareos. Estos esquistos
comunmente tiende a derrumbarse pero no mucho como la arena
posterior de la formacion Hollin. Cerca de éstos esquistos esta la

segunda zona importante la arena Napo.

2.5.25 LA ZONA DE ARENA U

La arena de la zona U son mas continuas que la de la zona T en el
campo Sacha y la misma es una de las mas importantes zonas
productoras, aunque inferior a la de Hollin. La arena es usualmente
gris, grano muy fino a mediano, sub-redondeado y se muestra pobre a
medianamente ordenada. Las arenas superiores a la zona son

glauconiticas y a menudo arcillosas.
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Esquistos gris oscuro a negro, duro, fisibles, cerca de 15 ft. (4.5 m.).
de grosor separa la zona arena U de la prominente “Arcilla A”. La
arcilla “A” promedia los 55 ft. ( 17 m. ) de grosor en el campo Sacha
. Es usualmente gris clara a gris pero ocasionalmente gris oscuro a
negro. Es fosilero ( erizo de mar, anemonitas, etc. ), denso a

firmemente cristalino.

Sobre la caliza “A” en Sacha, y comprendiendo el resto de la
formacion Napo es alrededor de 550 ft. ( 170 m.) de color gris oscuro
a negra, ligeramente a calcérea, firme a dura, localmente esquistos
con poca inter-estratificacion de color ante (amarillo oscuro) a gris,

de blando a firme, calizas terrosas.

Sobre la formacion Napo, la arena base de la formacion Tena esta un
reservorio menor de Sacha. Esta irregularmente distribuida sobre el
area y con anchos de pocos pies alrededor de 30 ft. (9 m.). La arena
es de grano fino a grueso, firme, angular y sub-angular, y

comUnmente arcillosos.

2.6 ESTRUCTURA LOCAL

El Apéndice E muestra la estructura Sacha en el tope del principal
reservorio, la Formacién Hollin. EI mapa esta basado en sismica y
control de pozos y muestra al campo con 17,5 millas ( 28 Km. ) de largo
y alcanzando los 5,5 a 2,5 millas ( 9 a 4 Km. ) de ancho. Hay
aproximadamente 41.000 acres ( 16.600 Ha. ). Debajo un cierre de 200
ft. (60 m. ). De los 120 pozos perforados a 1.995, solo 5 pozos fueron
no productores. Dos en el norte, otro en el flanco este, otro en el sury
otro en el noreste, alli también se encuentra un pozo exploratorio el

Sacha 1 Oeste, perforado al oeste del campo Sacha.
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Perforaciones de desarrollo estan continuando en el campo Sacha aun en
éstos ultimos afios, por ejemplo en 1.994 se perforaron 10 pozos,
particularmente en el Centro-Norte y en el sector Sur-Oeste. El
afloramiento en el lado Oeste de Sacha aparentemente no es continua.
Esta puede ser reconocida en algunas lineas sismicas Este-Oeste pero en
otras aparece ese cierre controlado solo por anormalidades buzadas al
Oeste.

En la linea sismica mostrada en el Apéndice F la falla esta presente y es
interpretada como una falla normal de angulo agudo ( probablemente del
tipo relieve ). En ese corte, la base de el Cretasico y la formacion Hollin
presenta una muy pequefia dislocacion. Esta puede extenderse
superiormente a traves de la zona de arena U pero aparentemente no
intercepta el tope de la formacion Napo. Ningun pozo tiene encontrado
el fallamiento que evidentemente ocurrié durante el tiempo Albian a
posiblemente el tiempo Turanidn, quizds contemporaneamente con la
formacion inicial de la estructura Sacha. La seccion sismica también
muestra que corta la estructura justo sobre la arena productora U.
Relieve vertical menos uniforme estdn presentes en el tope de la

formacion Oligocena Orteguaza.

Un segundo mapa ischore fue construido para cubrir Tena, Tiyuyaco, y
formacion Orleguaza ( Fig. 11 ) éste mapa, también es un mapa isopaco,
tiene un intervalo de contorno de 25 ft. El relieve estructural en el final
de la depositacion Orteguaza ( Oligoceno ) fue casi la misma como es
ahora, y se asumié que el petrdleo tuvo que ser generado y atrapado por

ese tiempo.
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2.7 YACIMIENTOS PRODUCTORES DE SACHA

2.7.1 FORMACION HOLLIN CRITICADO

Como se indico anteriormente hay distintos cambios de

salinidades en la formacion Hollin en Sacha.

La arena de conglomerado mas baja y la mas alta arena
glauconitica tiene mas agua salada que las propias aguas frescas

de la arena principal Hollin.

En el campo las arenas bases son mojadas completamente y no

amerita futuras discusiones.

Cerca del 80 % del petroleo producido por Sacha viene de la
arenisca principal Hollin, que es el mé&s importante de los
reservorio. La porosidad de la arena promedia cerca de 16% y
aunque las permeabilidades  varian  verticalmente vy
horizontalmente de pozo a pozo, unos pocos nucleos
convencionales indican que hay usualmente por lo menos 690 md.
Un muy fuerte empuje de agua existe en el reservorio, varias
inspecciones en pozos mostraron que donde la arenisca principal
Hollin estad fluyendo, otros reservorios no hacen contribucion a la
produccion, ademas eso no tiene que ser una indicacidn que otras

arenas sean depositos petroliferos en la formacion Hollin.

La presion original cerca del fondo el pozo del reservorio fue
4.426 psi. Afines de 1.980 después de 7 % afios de produccion fue
de casi 4.200 psi. La gravedad de hollin fue 29,3 °API con ligero

contenido de sulfuro. El GOR es menos de 14.
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Hay una ligera inclinacion al Sur-Oeste de la interface petroleo-
agua como lo determina los analisis de registros. Las reservas
recuperables primarias en Hollin, que usan un factor de recobro
del 30 % estan estimadas en 431’1 millones de barriles, de los

cuales cerca del 90 % estan asignados a la arenisca principal.

La parte mas baja de la arena Hollin también produce petrdleo en
el campo Sacha, pero mucho menos que los reservorios
subyacentes. Cerca del 90 % de la seccion consiste en esquistos
resistivos. En el sitio la arena se vuelve muy glauconitica,
amenazadoras las resistividades considerables y posiblemente

leidas incorrectamente en los calculos de registros.

Dos cortes seccionales Apéndice J muestran la discontinuidades
naturales de la arena superior Hollin. EI Apéndice J, grafico 7
muestra un corte de la parte Sur de Este a Oeste del campo y el
Apéndice J, grafico 6 muestra un corte del Sur-oeste a Nor-este

por el flanco Este de la estructura.

El transporte de agua salada de la arena Hollin superior (
distinguida del agua dulce de la arena del reservorio principal de
la seccion) tiene porosidades que promedian el 12 %. Anélisis de
nacleos indican que ambas permeabilidades la horizontal y la
vertical dela arenisca superior son mucho méas bajas que la del

reservorio principal.
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2.7.2 ARENA NAPO T

La zona de la arena T de la formacion Napo tambien contienen
algunos cuerpos que son discontinuos lateralmente. La mayor
produccion viene de las arenas bajas que son aparentemente
continuos hasta el final del campo Sacha. Un contacto agua-
petroleo en la unidad tiene que ser encontrado en el flanco Este
del campo. La arena de petréleo neta tiene un espesor en la zona
que promedia los 18 ft. ( 5,5 m. ), la porosidad promedio esta
sobre el 14 % y la permeabilidad alrededor de 325 md, la
gravedad del petréleo es 31,5° , ademéas contiene insignificante
cantidad de sulfuro, y el GOR es aproximadamente de 325. La
arena productora T cubre cerca de 23.000 acres ( 9.310 Ha. ) y
las reservas recuperables primarias de la zona son estimada en
53.9 millones de barriles, usando un factor de recobro del 16 %.
Agua fluyendo de las arenas bajas incrementan considerablemente

el recobro.

2.7.3 ARENA NAPO U

El espesor promedio de la zona es 20,5 ft. ( 6 m. ) sobre el
campo. La porosidad son mayores a 17 % y la permeabilidad
promedia los 210 md. La gravedad del petrdleo es cerca de 27° y
el GOR esta alrededor de 220. La arena productora U cubre una
area de 33.700 acres ( 13.640 ha. ). Las reservas del recobro
primario de la zona U, usando un factor de recobro de 16 % es
aproximadamente de 135.1 millones de barriles. También aqui el

agua fluyente incrementa el recobro de petroleo.



24

2.7.4 ARENA BASAL TENA

La arena basal de la formacion Tena es irregularmente distribuida,
disconformemente sobre los esquistos de Napo en Sacha. Es
productiva en pocos pozos. La porosidad promedia cerca de 19 %,
basada en calculos de registros. La gravedad del petrdoleo es cerca
de 25 ° APl y las reservas recuperables primarias alcanzan a 12.4

millones de barriles, usando un factor de recobro de 20 % .

2.8 SUMARIO

El campo petrolero Sacha es de los mejores campos petroleros hallados
a la fecha en Oriente Ecuatoriano . Esta localizado en la region axial de

la Nor-central cuenca oriental.

Sacha es una estructura de muy bajo relieve que se formé durante el
tiempo cretacico, el petroleo estaba en el periodo Oligoceno. Hay
menores fallas en uno de los flancos de la estructura, pero el fallamiento

no es necesariamente para entrampar al petroleo.
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CAPITULO # 3

ANALISIS DE PRESIONES

3.1 INTRODUCCION.

El comportamiento de los pozos de inyeccion es de primordial
importancia en operaciones de recuperacion mejorada de yacimientos
petroliferos. En concordancia con ésto es muy importante que el
programa de pruebas de pozos a ser usados antes y durante la inyeccion

determine las condiciones del yacimiento a cada pozo de inyeccion.

Existen varias pruebas que se usan comdnmente en pozos de inyeccion

por las siguientes razones:
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@ Determinar la permeabilidad efectiva del yacimiento al fluido; ésta

informacidn se necesita para predicciones de inyectividad y produccidn.

@ Chequear el dafio de la formacion; los pozos deben ser probados bajo
programas regulares en lo concerniente a dafio y taponamiento de la
formacion, inchamiento de arcillas, formacién de precipitados, etc. El
dafio de formacion causa una disminucion de la permeabilidad cerca al

pozo y causa una reduccion en la inyectividad de flujo.

@ Estimar presion promedio del yacimiento; ésta informacion puede ser
utilizada para monitorear el comportamiento de la inyeccion, o para

planificar futuros proyectos de recobro mejorado de petrdleo.

@ Medicidn de la presion de fractura; ésta informacion es necesaria antes y
durante la inyeccion para permitir las tareas méaximas posibles de

inyeccién sin fracturar la formacion.

@ Detectar y estimar longitud de fracturas; ésta informacion permitira

disefiar y monitorear apropiadamente las operaciones de inyeccion.

En general el principal objetivo de un programa de pruebas en pozos
inyectores son, detectar el dafio de formacion de manera que éste sea
minimizado, maximizar la diferencia de presidn entre los pozos de inyeccion

y produccidn, y asegurarse que la presion de fractura no sea excedida.

Los pozos de inyeccion son generalmente probados usando las pruebas de
“FALL OFF” o pruebas de inyectividad. Pruebas de inyectividad se usan no

muy a menudo pero son importantes en aplicaciones especiales.
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3.2 PRUEBAS “FALL OFF” EN YACIMIENTOS CON RAZON DE
MOVILIDAD UNITARIA.

Las pruebas mas cominmente usadas en pozos de inyeccion son las pruebas
“FALL OFF”. Esta es corrida cerrando el pozo de inyeccién y registrando la
respuesta de presion del pozo como una funcién de tiempo de cierre (Shut-in
time). Las pruebas FALL OFF son analogas a las pruebas de restauracion de
presién en un pozo de produccion. La teoria usada para analizar las pruebas
Fall Off contiene la suposicion que la tasa de inyeccion en el pozo q; se
mantiene constante a un tiempo antes de la corrida del Fall Off. ( Ver figura
3.1).

Cuando se inyecta fluidos se ha demostrado que bajo ciertas condiciones se
forman bancos de dichos fluidos, la presencia de éstos bancos debe ser

reconocida y tomada en cuenta para el andalisis de presiones.

Cuando la razén de la movilidad es considerada unitaria o cerca a la unidad,
el procedimiento es sencillo de seguir. Esto es debido a que el yacimiento se

comparte como si tuviera un solo fluido o movilidad constante.

Cuando los fluidos son inyectados dentro del yacimiento, es comdn que
estén presentes dos o mas bancos de fluidos. Si existen éstos bancos, deben
ser reconocidos y tomados en cuenta para el analisis de datos de presion.
Cuando la relacion de movilidad entre el fluido inyectado y el fluido del
yacimiento es aproximadamente unitaria, es correctamente extrapolado. Esto
es debido a que el yacimiento se comporta como si se tratara de un solo

fluido y de movilidad unitaria.
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tp (deltat=0)

Sin embargo, cuando varios bancos de fluidos difieren significativamente en
la movilidad, el analisis empieza a complicarse, y algunas veces se torna
imposible. La relacion de movilidad del sistema, deberd ser considerada

primero, antes del analisis.

Cuando la relacién de movilidad es efectivamente igual a la unidad, las
pruebas de presion fall-off son anadlogas a las pruebas de restauracion de
presién ( build-up) , corridas en pozos productores. La asuncion de relacién

de movilidad sera satisfecha con las siguientes condiciones:

@ Si el fluido inyectado y el fluido del yacimiento tienen aproximadamente

las mismas movilidades.

@ Si el fluido inyectado y el fluido in-situ tienen diferentes movilidades,
pero la inyeccion ha ocurrido durante suficiente tiempo y el radio
externo del banco de fluido inyectado se ha desplazado lo suficiente, de
modo que el fall-off test no investigara detras de ese banco. En otras
palabras, si la prueba es suficientemente corta para que el transciente de
presién se mantenga dentro del banco de fluido inyectado, la prueba no

afectara los datos de presion registrados.

3.2.1 RADIO DE BARRIDO.

El radio de drenaje del fluido desplazante, puede ser determinado por

balance de materiales, con la siguiente formula:
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1/2

Si se sabe que:

ASw =1 - Swi - Sor

Donde:

Wi = Agua inyectada acumulada, Bls.

v = Radio del banco de agua, pies.

h = Espesor de la formacion, pies.

Incremento de la saturacion del banco de agua (se puede

ASw
predecir de la teoria de avance frontal).

Swi Saturacion de agua irreductible ( fraccion).

Sor Saturacion de petréleo residual ( fraccién).
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3.2.2 PRESION PROMEDIA DEL YACIMIENTO.

3.2.3

La distribucidon de presion dentro de los sistemas productor-inyector,
puede ser muy compleja, pero la presion promedia del yacimiento,
puede considerarse constante en los alrededores del pozo inyector,
siempre y cuando se tengan pocos conocimientos en detalle de la

distribucidn de presion mencionada.

La presidén promedio, generalmente no es el objetivo principal de las
pruebas de presion en los pozos inyectores. Sin embargo, ésta
informacién puede ser util en el monitoreo y comprension del
comportamiento de la inyeccion de agua, o en el planeamiento de

algun proyecto posterior de Recuperacion Mejorada de petroleo.

PROCEDIMIENTO PARA LA CORRIDA DE UN FALL-OFF
TEST

Las empresas que se encargan de la corrida de las pruebas de presion,
utilizan herramientas ameradas y electronicas, para asi, cuando se
estén haciendo las interpretaciones, poder comparar los resultados. A
continuacién presentamos el seguimiento de la operacion de la corrida
de un fall-off, tal como se lo realiza en la locacidon del pozo a

registrar:

@ Se mata el pozo cerrando la valvula master, luego la valvula win y

se saca el sombrero del cabezal.

@ Armar en el cabezal del pozo matado el stuffing box, 3

lubricadores y BOP.
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Armar unidad wireline, con tubing gauge y martillo mecanico en

lineade 2 3% “

Bajar hasta aproximadamente los 9000’ para asegurarse si no hay

obstruccion en el tubing.

Armar los registradores de presion electronica y amerada,
asegurandose que los relojes de los registradores de presion estan

en correcto estado.

Hacer paradas de 10 minutos, cada 2000” y dejar elementos a la

cara de la arenisca a probar ( aproximadamente 9000 ).
Tomar prueba de inyectividad de 8 horas.
Cerrar el pozo durante 36 horas.

Abrir inyeccion y subir elementos, haciendo las mismas paradas

realizadas al bajar.

Desarmar herramientas y terminar trabajo.

3.3 DETERMINACION DEL DANO DE FORMACION.

Vale enfatizar que m es un namero positivo, y se lo calcula con la siguiente

formula:

S=1,151

— —

PWf (At:O) - P]_ hora K
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Donde:

Pwf = Presion registrada al cierre del pozo, psia.

Pin = Presidn a una hora del cierre del pozo, psia.

m = Pendiente de la curva del grafico de Horner, adim.
@ = Porosidad de la formacion, fraccion.

M = Viscosidad, cps.

Ct = Factor de compresibilidad de la formacién.

r. = Radio del pozo inyector, pies.

3.4 PERMEABILIDAD.

Usando la pendiente del grafico de Horner ploteado del fall-off, la

permeabilidad puede ser calculada con la siguiente férmula:

g = Caudal constante inyectado durante la prueba, BAPD.
B = Factor volumeétrico de formacion, STB/N.B.

m = Pendiente de la curva del grafico de Horner, adim.

h = Espesor de la formacidn, pies.

M = Viscosidad, cps.




3.5

34

Este valor de K representa la permeabilidad al agua, en la zona invadida
del yacimiento. El valor de la tasa de inyeccién debe ser utilizado en la

formula como numero negativo.

Los resultados de los Fall Off Test corridos en el campo Sacha de todos

los inyectores se encuentran en el Apéndice H.

ANALISIS DE LAS PRUEBAS DE RESTAURACION DE PRESION
(BUIL-UP) .

Las cartas a analizar son aquellas corridas con herramientas de presion
ameradas y electronicas. Las cartas de restauracion de presion son de los

pozos influenciados por la inyeccion de agua.

3.5.1 ANALISIS DE LAS CARTAS DE RESTAURACION DE
PRESION.

3.5.1.1 METODOS CONVENCIONALES.

Este método es desarrollado mediante las formulas
convencionales utilizadas en el campo. Para el calculo se
utiliza un sencillo programa de Lotus obteniéndose datos de
la formacion tales como la permeabilidad, presion del
yacimiento y el dafio de la formacidn. La determinacion de los
resultados con los métodos convencionales sirve para
relacionar y compararlos con las nuevas herramientas de

interpretacion.
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METODO DE CURVA TIPO Y DERIVADA.

Este metodo, introducido por Agarwal y colaboradores,
constituye la base para el analisis de las modernas técnicas de
pruebas de pozo. Es una manera de visualizar en forma
bastante aproximada, donde escoger el tramo del flujo radial
en la curva que se analiza y ubicar nuestra pendiente,
parametro decisivo de si existe o no dafio en el pozo, ya sea

en la curvas de Horner o MDH.

METODO DE HORNER.

El Método de Horner se puede aplicar para determinar la
presidn estatica, en pozos situados en yacimientos finitos e

infinitos.

Para determinar la presidn estatica en el grafico de Horner , el
programa plotea automaticamente los datos de Pys. vs. log
(t+dt)/dt y la pendiente trazada, segun el tramo del flujo
radial que muestra la curva tipo; se extrapola a un tiempo
infinito de cierre considerando el punto final cuando el

logaritmo del tiempo ( tp + dt/dt ) es cero.
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METODO DE MILLER, DYES Y HUTCHINSON.

El método de MDH analiza el incremento de presion que
aplica a sistemas finitos. Utiliza ecuaciones para calcular la
presion y tiempo ( adimensionales ), que definen Ilas
caracteristicas de incrementos de presién de un pozo cerrado
como funcion del tiempo. Estos autores sefialan que las
presiones de levantamiento Pws [Ipc] deberdn ser funcién

lineal del logaritmo del tiempo de cierre dt [horas].

Este método da una gran confiabilidad en el calculo de
permeabilidad promedia y permeabilidad efectiva de la

formacion.

3.5.2 CALIDAD DE LOS DATOS.

La calid

ad de los datos obtenidos del andlisis de las cartas de presion,

esta relacionado directamente con :

@ Lap

pozo.

recision del elemento de presion que se haya corrido en el

@ La experiencia del personal que tomo la lectura de los datos.

@ El disefio de la prueba.

@ EIl tiempo de cierre del pozo, de tal modo que sea suficiente para

que e

| yacimiento alcance el flujo radial ( 12 horas ).
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Las cartas de presion tomadas con elementos electronicos, es un
avance de la tecnologia ya que los resultados son muy confiables por
la sensibilidad y alta resolucidn de éstas herramientas. éstas ventajas

disminuyen el margen de error en la interpretacion.

El disefio de las pruebas de presion se basa en el tiempo minimo y

maximo que necesita cerrarse un pozo, con el objeto de :

@ Obtener datos confiables para el analisis de las cartas.

@ Disminuir la pérdida de produccion por el cierre del pozo.

3.5.3 ANALISIS DE BUILD-UP CORRIDOS EN EL CAMPO SACHA.

En ninguno de los casos analizados , es decir, de las pruebas de
restauracion de presion que se efectudé en los pozos productores
aledafios a los cinco pozos inyectores la presi6n se mantuvo

Tampoco hay manera de establecer si en las curvas de presion de
yacimiento vs. tiempo la pendiente disminuye, ésto se debe a los
pocos Build-up corridos en éstos pozos, existen algunos en los que
solo se les ha corrido hasta dos pruebas durante toda su vida

productiva.

En el Apéndice | estédn las tablas de los resultados de las pruebas de
restauracion de presion y en algunos se los ha graficado los datos de
presién de yacimiento. En los casos que se ha corrido la prueba

combinando arenas no se han trazado estas curvas.
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CAPITULO #4

ANALISIS DE INYECTIVIDADES

4.1 ANALISIS.

Previa a la inyeccion de agua, el analisis de la informacion obtenida de los
pozos de produccidn, condujo a la conclusién de que el reservorio no estaba
recibiendo un apoyo acuifero que asume un recobro maximo. por lo tanto, se
hizo un analisis matematico para establecer si el uso de la inyeccion de agua
mejoraria el recobro. Este andlisis fue conducido usando el modelo generado
por computador BOSS ( Black oil Similation System ). Se hicieron dos
analisis y los resultados junto con las recomendaciones del segundo fueron
presentados al Directorio Nacional de Hidrocarburos ( DNH ) en un reporte

escrito a Noviembre de 1.982 .
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Este reporte analiz6 cuatro escenarios y recomendo que la opcidon No. 4, en
donde 10 inyectores serian utilizados para inyectar un maximo de 65.000
BWPD, conduciria al retorno méas favorable, con un incremento en la
produccion cercano a los 28.900 BOPD. Esta recomendacién no fue
aceptada por la DNH en favor de la opcién No. 3 donde un maximo de

40.000 BWPD es inyectado para incrementar la produccion a 23.900 BOPD.

La subsecuente historia de inyeccion no confirmé lo predicho por el modelo
con el resultado de los productores pues, se esperaba declinar su
productividad. Por lo tanto, se requirieron productores adicionales para
reemplazar aquellos productores aceptables que tuvieron que convertirse en

pozos de inyeccién.

No ha sido corrido otro modelo de andlisis de reservorio hasta ahora para
reconciliar las diferencias entre lo predicho y los registros histéricos de

produccion.

4.2 FACTORES A CONSIDERAR EN LA INYECTIVIDAD.

@ Espesores.

@ Area barrida.

@ propiedades fisicas de la roca (p.e. permeabilidad, porosidad)

@ Propiedades fisicas de los fluidos (viscosidades, movilidades de los
fluidos en regiones barridas y no barridas).

@ Geometria delos pozos.

@ Arreglo de los pozos.
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Espaciamiento de los pozos.

Radio del pozo.

v

v

@ Fluido a inyectarse y su calidad.

@ Potencial a inyectarse (volumen y presidn de inyeccion).
@

Aceptacion de la roca al fluido inyectado.

Algunos factores no pueden ser cambiados, otros como el tipo de arreglo
puede ser seleccionado durante la etapa de disefio, de modo que se alcance

el comportamiento deseado.

OPTIMIZACION DE LA INYECCION DE AGUA DEL CAMPO
SACHA.

Para ayudar a la recuperacion de petréleo de yacimientos, se pueden utilizar
metodos que incrementen la eficiencia de desplazamiento, la eficiencia
volumétrica de desplazamiento o ambas . Estos métodos mejorados
incluyen la adicion de gas, productos quimicos, solventes o calor. La
eleccion para la puesta en marcha de alguna de éstas técnicas requiere del
trabajo e investigacion de un ingeniero quimico. Para efecto de dar una idea

del tema, describimos a breves rasgos, cada una de éstas técnicas:

@ La inyeccion de gas junto con agua reduce la movilidad del agua y
mejora la cobertura volumétrica. Una ventaja adicional es el aumento de

la eficiencia de desplazamiento de aceite debido al gas atrapado .

@ Cuando se inyecta bioxido de carbono, la resultante reduccién de la
viscosidad del aceite y la expansién del mismo, pueden producir un

incremento de aceite desplazado.
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La inyeccién de espuma incluye la inyeccién de aire, agua y un agente
quimico que estabiliza la espuma. Esencialmente, la espuma es un fluido
sumamente viscoso, con aspecto acuoso. Los beneficios resultantes en la
recuperacion de petréleo mediante su uso, son los mismos obtenidos con
una agua espesada. La inyeccion de espuma estd todavia en etapa de

desarrollo.

Otro medio para incrementar la viscosidad efectiva del agua es la
adicién de un polimero. Las soluciones de polimeros han demostrado
prometedores resultados tanto en pruebas de laboratorios como de

campo.

En uno de los primeros intentos de hacer el agua miscible con el
petroleo, reduciendo la tension interfacial agua-petrdleo, se agregaron
detergentes al agua de inyeccion. La pérdida por absorcion en las
superficies de la roca del yacimiento, limité severamente la utilidad de

los detergentes.

La alteraciéon de la mojabilidad incluye la inyecciéon de un producto
quimico destinado a alterar la mojabilidad de la roca, mojada
preferentemente por aceite o mojada preferentemente por agua. Las
pruebas de campo han demostrado que la alteracion de la mojabilidad
puede incrementar la eficiencia de desplazamiento y mover petréleo que

ha quedado atras después de la inyeccion de agua.

En un desarrollo reciente, las soluciones miscerales compuestas por
microemulsiones de petrdleo, agua, alcohol y surfactantes, se han
mostrado prometedoras como agentes miscibles para separar el aceite

del agua inyectado en un desplazamiento miscible.
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Se han realizado estudios en los cuales se inyect6 alcohol como cantidad
solvente entre el petrdleo y el agua , en un intento de producir un
desplazamiento miscible. El uso del alcohol isopropilico parece limitado
porque inicialmente es inmiscible con el aceite y con el agua congénita,
y por lo tanto el contenido de alcohol de la zona de mezcla se diluye por
debajo del nivel necesario para mantener la miscibilidad. El uso de
cantidades multiples de alcohol parece prometedor, pero los costos son

muy elevados.

@ EIl bidéxido de carbono es miscible con algunos aceites a presiones de
unos 1500 psi. y mayores. El agua que se inyecta posteriormente al
bioxido de carbono atrapa al CO; mejor que el petréleo, hasta que todo
el CO; inyectado ha quedado atrapado. La inyeccidn inicial de agua se
ha usado con la inyeccion de fluidos miscibles de hidrocarburos como
medio para mejorar la distribucion del solvente entre los estratos de
diferentes permeabilidades incrementando asi el barrido miscible.
Ademas la inyeccidn de gas-agua adelante del liquido miscible tiene la

ventaja de bajar la movilidad de éste banco de dos fluidos.

@ La inyeccidon de vapor combina las ventajas de la inyeccion de agua con
un mayor desplazamiento de petroleo, que se hace posible gracias a la

destilacion causada por el vapor.

@ En una mejora més reciente, una combinacion de combustion hacia
adelante y de inyeccion de agua, llamado proceso Cofeaw, produce una
combinacion uUnica de las ventajas que tiene cada proceso para la

recuperacion de petroleo.
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Desde el punto de vista econdmico, cada uno de éstos métodos mejorados de
inyeccién de agua son mas atractivos, si es que se los ve como sustitutos y/o
alternandolos con la inyeccidn convencional, que si se los considera para

recuperacién terciaria.

NOTA: Los voliumenes de agua que se inyectan por pozo son variados y dependen
de muchos factores, en el apéndice O se muestra la historia de inyeccion
de los pozos por zonas y por afios.
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CAPITULO 5

ANALISIS DE AGUAS

ANALISIS DEL AGUA

Las caracteristicas del agua en su fuente natural de origen, no siempre son
adecuadas para permitir su inyeccion directa al yacimiento. En general, el agua de
inyeccion debe someterse a un proceso de tratamiento para proporcionarle ciertas
caracteristicas, sin las cuales, su presencia en el seno de la matriz porosa, en los
pozos y en las instalaciones superficiales resultaria indeseables, por generar
problemas, que pudieran ser de una magnitud tal, que condujeran al

encarecimiento o fracaso del proyecto de inyeccion de agua.



45

Los parametros que deben tomarse en cuenta en el agua a inyectarse son:

PARAMETROS RANGOS REQUERIDOS
Potencial de Hidrogeno 6-7

Color \erdadero menor a 25 ppm.
Turbidez menor a2 NTU
Alcalinidad menor a 50 ppm.

Dureza menopr a40 ppm.
Oxigeno disuelto menor a 10ppb.
Residual de hierro Menor a2 ppm

Cloro residual 0.5-0.3 ppm

Solidos en suspension menor a1 ppm.

Indice de estabilidad de Langelier

Si<0.5 corrosivo

Si > 0.5 incrustante.

Contenido bacteriologico total

< a 100000 col./ml.

5.1 PARAMETROS DE CONTROL Y TRATAMIENTO DEL AGUA A

INYECTARSE.

El tratamiento del agua se efectia en instalaciones a las que se les

denomina plantas de tratamiento de agua, cuyos elementos componentes

varian de acuerdo con la calidad final que debe tener el agua a partir de

una calidad original. Las dimensiones de la planta dependera del

volumen que se va ha manejar.

La calidad del agua se determina por la cantidad de sélidos suspendidos,

el numero de bacterias presentes y su tendencia corrosiva o incrustante.

Para garantizar el la calidad el agua de inyeccion se debe realizar

controles y pruebas diariamente y en distintos puntos de la planta.
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Es importante que el agua de inyeccion no debe alterar a la formacidn ni
reaccionar con los componentes del agua congénita, para lograr asi
aumentar la saturacion de agua (Sw) y disminuir la saturacion de
petrdleo (So) en el yacimiento, que es el objetivo de este método de

recuperacion secundaria.

El tratamiento quimico del agua de inyeccion cumple basicamente la
funcion de eliminar sélidos, oxigeno disuelto y microorganismos , para
ello se aplica multiples procesos que son: el desbaste, desarenado,
clarificacion, filtracion, desaeracion, tratamiento bacterioldgico vy
tratamiento anti-corrosivo. Estos procesos nos permite que el agua este

entre los parametro minimo que debe tener para la inyeccion.

5.1.1 DESBASTE

Su objetivo es el de proteger la entrada de las bombas de
captacion de la obstruccion con troncos, ramas, animales, y
cualquier otro tipo de objetos voluminosos. Para esto se utilizan
mallas de diferentes enrejados, realizandose tres tipos de
desbaste:

Desbaste fino (3 a 10 mm)

Desbaste medio ( 10 a 25 mm )

Predesbaste (50 a 100 mm)
Ver Apéndice M, foto # 1.

5.1.2 DESARENADO
El agua en su transcurso arrastra arena, grava y otras particulas

de diferente naturaleza y tamafio , que tiende a formar

sedimentos, por ello es indispensable eliminarlos.
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El desarenado se fundamenta en la teoria de sedimentacion
mediante caida libre ( régimen laminar formulado por Stokes)
y la fuerza centrifuga ( regimen turbulento de Newton ), que
elimina los solidos suspendidos, mediante el wuso de
hidrociclones, también Ilamados separadores ciclénicos; hay
que tener en cuenta que esta es una separacion mecanica de los

solidos en suspension.

5.1.3 CLARIFICACION

Casi todas las aguas superficiales contiene materia en
suspension y son coloreadas. La materia suspendida esta
formada en gran parte por diminutas particulas que no se
sedimentan con rapidez. La luz que absorben las sustancias
organicas , los minerales disueltos y los disueltos originan el

color.

El uso de quimicos como los floculantes, permiten la
formacion de floculos gelatinosos que sirve para agrupar a los
solidos en suspensién, a las particulas coloidales y a la materia
prima organica contenida en el agua. Esto se debe a que los
sélidos en suspension tienen carga negativa, mientras que los
polielectrolitos utilizados son de carga positiva, permitiendo la
agrupacién de los fléculos de los so6lidos, para que luego sea
mas facil su extraccion por los filtros de la planta de

tratamiento de agua .

Los tanques de floculacién son los que se ven en al Apéndice
M , foto # 2.
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5.1.4 FILTRACION

Se define como el paso de una mezcla solido-liquido a traves
de un medio poroso ( filtro ) que retiene los sdlidos y deja

pasar los liquidos.

Para este efecto se usan tres filtros en paralelo, los filtros son
mitad de antracita y mitad de granate. La capa de antracita con
un espesor de 18 pulgadas posee una granumetria que varia de
0.8 a 0.9 mm. de didmetro con un coeficiente de uniformidad
de 1.7. La capa de granate, también con un espesor de 18
pulgadas posee una granumetria que varia de 0.3 a 0.36 mm.
con un coeficiente de uniformidad de 1.5.

El sistema es capas de remover el 97 % de todas las particulas
mayores de 2 micrones suspendidas ( coloides ) que han sido tratadas
con el polielectrolito y que se han aglomerado en particulas mas

grandes ,obteniéndose con esto un agua clarificada.

5.1.5 DESAERACION
Al proceso de eliminar los gases indeseables disueltos en el agua,
especialmente el oxigeno, se lo denomina desaeracion. Para ello se

utilizan:

& Metodo mecanico (torre desoxigenadora, en contracorriente con gas

natural).

& Remocién quimica (bisulfito de amonio) .
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METODO MECANICO

El volumen de la desaereacion es efectuado por los principios
de una torre de vacio de dos etapas. EI 50 % de la
transferencia de masa se realiza en la primera etapa con el
remanente en el eductor asistido en la segunda etapa. El nivel
de oxigeno es reducido de 10 ppm. a 0.1 ppm. o 100 ppb. La
reduccion hasta la especificacion de 10 ppb se efectta por

la inyeccidn de atrapadores de oxigeno.

Los requerimientos de tasa de agua para las distintas
etapas son 132 metros cubicos por hora para la primera
y 141 metros cubicos por hora para la segunda, con un
requerimiento total de 292 metros cubicos por hora

incluido un 7 % de exceso.

REMOCION QUIMICO

Bisulfito de amonio ( DC F - 104 ) , es usado como
atrapador de oxigeno y en una solucion al 60 %, es
decir que por cada 1 ppm. de oxigeno a atrapar, se
deberda agregar 10 ppm. de bisulfito de amonio
(atrapador), en total 23 ppm de DC F - 104 . Esto se lo

obtiene de la siguiente reaccién:

HSO; (+) + O, [ SO4(=) + H,0

(sulfito) (sulfato)
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El mejor modo de determinar la dosificacion es el
monitoreo del bisulfito residual a la salida del tanque y
que debe estar en el rango de 0.2 a 1 ppm. Se debe tener
presente su bajo PH (4,0-4,5) haciéndose necesario utilizar
recipientes resistentes a la corrosion.

La torre desoxigenadora se la ve en el Apéndice M, foto # 3.

5.1.6. TRATAMIENTO BACTERIOLOGICO

Las soluciones de hipoclorito de sodio ( agua de javel, lejia )
tiene un 10 - 15 % de cloro libre, las que se dosifican al sistema
mediante bombas especificas desde los depdsitos de NaCl O (
C - 27 en botellones ) hasta el punto de inyeccidn, después de

los separadores ciclénicos Lakos.

La dosificacion de hipoclorito debe ser tal que a la entrada de
los filtros Nalco se mantenga un residual de 1,5 ppm. , y a la
entrada de la torre de desoxigenadora fluctie entre 0.3 - 0.5
ppm. de cloro residual para de esta manera garantizar la
eliminacidn de bacterias y otros elementos nocivos.

A la salida del tanque, pasando un dia se batchea con Biocida
DC - 340 o DC - 360, alternadamente, para evitar que las

bacterias desarrollen inmunidad a estos biocidas.

En las bombas de captacién también se utiliza cloro debido a
que esta contienen elementos indeseables como bacterias
patdgenas y no patdgenas. Podemos nombrar algas, hongos, lana,
bacterias ( entre ellas tenemos las sulfato - reductoras,
ferrobacterianas y las formadoras de limo ) y una variedad de

otros organismos microscopicos.
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Las bacterias no solo contribuyen a la corrosion, sino también al
taponamiento de los poros de la formacion, reduciendo asi la

porosidad y permeabilidad de la formacidn.

Los tipos mas comunes encontrados en sistemas de inyeccidn de
agua son las bacterias aerdbicas ( éstas son las que requieren
oxigeno para su crecimiento) y anaerobicas ( crecen en ausencia
de O, ). Principalmente se producen sulfuros de hidrogeno y

ocasionan corrosién y taponamiento a la formacion.

El cloro e s el reactivo mas utilizado par ala desinfeccion del
agua ( hipoclorito de sodio NaClO ). Posee un poder oxidante
remanente muy elevador que favorece la destruccidén de ;la
materia organica. Su accion bactericida puede explicarse por la
destruccion de las enzimas, indispensables para la vida de los
agentes patégenos. El cloro disuelto en el agua reacciona como

solvente segun la siguiente reaccion:

Cl, + HLO s HCI + H,0

HCIO « CIO- + HY

La inyeccion de quimicos se la realiza en varios puntos. uno es
en las bombas de captacion (Ver Apéndice M, foto # 4) como

también en la planta de tratamiento (Ver Apéndice M, foto # 5).
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5.1.7 TRATAMIENTO ANTICORROSIVO

Se le da tratamiento al agua de inyeccién debido a que el agua
pura (exentas de substancias disueltas), es ligeramente corrosiva
al hierro. En el agua tratada que a de inyectarse, el hierro es
anddico al gas hidrogeno y al hidréxido ferroso, el cual eleva el
Ph del agua. El ataque prosigue hasta que la solubilidad del
hidroxido ferroso es excedida y se deposita en la superficie del

metal como una pelicula que mitigara la reaccion de corrosion.

A la salida del tanque se dosifica anticorrosivo ( DC - 675 ) ,
(ver Apéndice M, foto # 5) este quimico es soluble en agua y
forma un filme inhibidor de corrosiéon el cual va
preferentemente hacia las superficies metéalicas ( paredes
internas de la tuberia y completacion del pozo). Ademas es un
surfactante, que el lodo y el limo que puede interferir en la
accion inhibidora. Se dosifica entre 5 - 10 ppm. dependiendo

del residual del Fe*™ .

Los cromatos y fosfatos disueltos en el agua, inhiben o reducen
la corrosion. Otras sustancias como las sales, acidos, sulfuro de
hidrogeno, biéxido de carbono y el oxigeno pueden

incrementar la corrosividad del agua.

El oxigeno disuelto en el agua, es probablemente el mayor
problema ya que favorece la corrosion. El resultado de la
corrosion del hierro por agua con oxigeno disuelto, es una
mezcla de oxidos de hierro usualmente hidratados , llamado
herrumbre. Las diferentes etapas de la planta de inyeccion de

agua estan en el Apéndice G.
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5.2. PROCEDIMIENTOS DE LABORATORIO

5.2.1 ALCALINIDAD

5.2.1.1

5.2.1.2

INTRODUCCION :

Alcalinidad se refiere a la capacidad del agua para neutralizar
acidos. La presencia de carbonatos, bicarbonatos e hidroxidos es

la causa mas comun de la alcalinidad de las aguas naturales.

Los niveles y tipos de alcalinidad dependen directamente del
origen del agua. Las aguas naturales de superficie y de pozo
contienen generalmente menos alcalinidad que las aguas fecales
o residuales. Los niveles de alcalinidad indican la presencia de

un residuo industrial fuertemente alcalino.

PRINCIPIO DEL METODO :

La alcalinidad del agua estd constituida por hidroxidos (OH),
Carbonatos (CO3) y Bicarbonatos (HCO3). Este método se basa
en la titulacion con a&cido sulfdarico 0.02N usando dos
indicadores: fenolftaleina y anaranjado de metilo, este
substituible por el indicador mixto (verde bromocresol y rojo de

metilo).

En presencia de fenolftaleina el cambio de color del indicador se
manifiesta cuando se ha neutralizado todo el hidroxido y solo la
mitad del carbonato. En tanto que el bicarbonato se titula con el
mismo acido usando como indicador anaranjado de metilo o

indicador mixto.
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5.2.1.3 PROCEDIMIENTO :

a.- Tomar 50 ml. de muestra.

b.- Adicionar 3 0o 4 gotas de solucidon indicadora de

fenolftaleina.

c.- Titular con Acido Sulfurico (H, SO4) 0.02N hasta obtener
un punto final incoloro. Anotar los milimetros gastados
(VF).

d.- Adicionar 3 0 4 gotas de solucion indicadora de anaranjado

de metilo ( Amarillo) o indicador mixto (azul).

e.- Titular con Acido Sulfarico (H, SO4) 0.02N hasta obtener un

punto final “ canela” o  “rojizo” , obteniéndose el (VT).

5.2.1.4 CALCULOS:

Alcalinidad F

ppm. de CaCO3 = VF. K.20

Alcalinidad M

ppm. de CaCO3 = VT. K.20
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VF = Volumen de H,SO, 0.02N .
K = Constante del H,SO, 0.02N.
VT = Volumen total usado de H,SO, 0.02N incluido VF.

Con los valores de alcalinidad obtenidos, podemos determinar
las relaciones de hidréxidos, carbonatos y bicarbonatos mediante
la siguiente tabla:

RESULTADOS HIDROXIDOS CARBONATOS BICARBONATOS

TITULACION ALCALINIDAD ALCALINIDAD ALCALINIDAD
COMO CaAO3 COMO CaAO3 COMO CaAO3

F=0 0
F<1/2M 2F
F=12 M
F>1/2 M

Calculo de la alcalinidad expresada como carbonato de sodio.

Las alcalinidades obtenidas de calculos anteriores se deben

multiplicar por 1.06.

5.2.1.5 REACTIVOS DE ALCALINIDAD

Acido Sulfarico 0.1N.- Tomar 27.74 ml. de &cido sulfdrico
concentrado (95 - 96%) y diluirlo con
agua destilada hasta tener 1000 ml.
NOTA.- Por precaucion adicione el acido sobre
el agua . Titular con Carbonato de Sodio
seco a 105° C por 12 horas usando como

indicador el Naranja de Metilo.
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Acido Sulfarico 0.02N.- Tomar 20 ml. de Acido Sulfurico 1N
titulado y diluir a 1000 ml. con agua
destilada. Estandarizar ésta solucion
contra Carbonato de Sodio seco a 105°
C por 12 horas usando como

indicador el Naranja de Metilo.

Solucién indicadora de fenolftaleina.-

a) Disolver 5 gr. de sal disodica de
fenolftaleina en agua destilada y

disolver a 1 litro.

b) Disolver 5 gr. de fenolftaleina en 500
ml. de alcohol etilico del 95 % 0 alcohol
isopropilico y adicionar 500 ml. de agua

destilada.

Solucion indicadora de naranja de metilo.- Disolver 500 mg.
de Metilo en agua
destilada y diluir a
1000 ml.

Solucion de indicador mixto.- Pasar 20 mg. de rojo de Metilo
y 100 mg. de wverde de
Bromocresol. Diluir en 100 ml.

de alcohol etilico 6 isopropilico.
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5.2.2 CONDUCTIVIDAD

5.2.2.1 Equipo utilizado.- Hach modelo16300.

5.2.2.2 Introduccion.- La conductividad es una medida
de la capacidad del agua para conducir corriente
eléctrica y esta directamente relacionada con la
concentracion de sustancias ionizadas en el agua. Se usa
corriente para determinar la pureza del agua

desmineralizada y los sélidos totales disueltos.

Debido a la conductancia tan alta que tiene por unidad
de peso los iones hidrogenos u oxidrilos , como en el
caso de las calderas se acostumbra casi siempre a
neutralizar las muestras antes de medir la C.E. con el
fin de evitar lecturas erroneas demasiado altas. Entonces
la determinacion de la conductividad se puede relacionar

con la concentracion de STD.

La muestra se neutraliza afiadiendo 3 gotas de solucién
indicadora de fenolftaleina a 50 ml. de muestra y titular
gota a gota con acido sulfurico 0.02N hasta que el color

rosa desaparezca.
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MEDIDOR HACH MODELO 16300

El método de medida usado en el siguiente procedimiento usa
medicion directa con el medidor de Conductividad Hach, en el
cual podemos medir la conductividad en un rango de 0-20.000
micromhos por centimetro, en escalas de 0-2; 0.20; 0-200; O-
2000; y de 0-20000. EI instrumento nos sirve también para
medir temperaturas de las soluciones en un rango de 0-100 °C.
Mediante dilucidon de la muestra, se pueden determinar niveles
mas altos de conductividad. Hay disponible una solucion de
Cloruro de Sodio estandar de Hach, 1000 mg/It. (1990

microohmios/cm.) para comprobar la exactitud del instrumento.

5.2.2.4 OPERACION :

5.2.2.4.1 Chequeo de la bateria.-

a) Presionar el boton de encendido a la posicion “ON”.

b) Presionar el botén de chequeo de bateria : la aguja
de medicion de conductividad, deflexionara al area
de chequeo de bateria, si el voltaje de la bateria es
adecuado. Si la “Deflexion de la aguja “ no llega al

area de chequeo, la bateria debe ser recargada.

5.2.2.4.2 Medida de conductividad

a) Conectar la probeta en el “PROBE INPUT *.

b) Presione el boton de encendido a “ON” y chequear

la bateria.
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c) Presionar el boton para rango alto ( 0-20000 ) y
sumergir la probeta en el vaso que contiene, para
estar seguros de que no queden atrapadas burbujas

de aire cerca del electrodo.

Permitir reposar al electrodo unos 10 segundos
antes de tomar la lectura. Si la aguja de medicion
tiene una caida del 10% mas abajo del rango,

prender el switch del rango més bajo.

Repetir esta operacion si es necesario hasta tener
el rango adecuado y leer la conductividad en
micromhos por centimetro. Si la conductividad de
la muestra es mas alta de 20000 microohmios por

centimetro la dilucion es necesaria.

d) Enjuagar la probeta con agua desmineralizada o

destilada.

5.2.2.4.3 Medidas de muestras diluidas:

Si la muestra posee una conductividad que excede el

maximo rango, entonces diluir la muestra y calcularla.

5.2.2.5 ECUACION BASADA EN 100 ML DE VOLUMEN FINAL :

100xcond.indicada - cond. agua dil. x 100 - vol.
muestra
Conductividad = -------=-==mmm oo

Volumen de la muestra
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En el ejemplo que sigue : 10 ml. de muestra es diluida a 100 ml,
con agua de 2000 micro-omhios por centimetro. La muestra es

diluida y establecida que tiene una conductividad de 5800

micro-omhios / cm.

APLICANDO FORMULA ANTERIOR :

Conductividad

100 x 5800 - 2000 x (100 - 10)

10

Conductividad 580.000 - 180.000 = 40.000 Microohmios

10

5.2.3 DETERMINACION DE DUREZAS

5.2.3.1

INTRODUCCION

Se define la dureza como la caracteristica del agua que
representa la concentracion total de calcio y magnesio
expresada como su equivalente en carbonato de calcio. Cuando
haya presente otros iones metalicos polivalentes en cantidades
significativas , también se determinan y se registran como

dureza.

La dureza del agua se definié  originalmente como su
capacidad para precipitar jabon , y se media de acuerdo con la
cantidad de una solucion valorada de jabdn que se necesitaba
para producir una espuma estable; sin embargo los iones calcio

y magnesio son las causas principales de la dureza de agua.
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PRINCIPIO DEL METODO :

Esta prueba esta basada en la determinacion del contenido total
de calcio y magnesio de una muestra por titulacion con un
agente organico secuestrante ( EDTA ) cuyo pH se ha
amortiguado ( Buffer ) formando un quelato complejo soluble (
complexometria ) en la presencia de un colorante organico (
Eriocromo Negro ) que sirve como indicador, sensitivo a los
iones calcio y magnesio. El punto final ocurre cuando el calcio y
el magnesio han sido secuestrados, y se produce un cambio de

color del rojo vino al azul.

Titulando una segunda alicuota de la muestra en presencia de
otro indicador ( Murexide ) y otro amortiguador de pH ( NaOH
) se determina por separado la Dureza Calcica . La diferencia
entre la Dureza Total y la dureza debida al Calcio representa la

dureza magnesica.

PROCEDIMIENTO :

5.2.3.3.1 DUREZA TOTAL

a) Tomar 50 ml. de muestra.
b) Adicionar 2-3 ml. de solucién Buffer.

c) Adicionar 0.2 - 0.3 grs. de indicador solido de
“Eriocromo negro T”

d) Titular con solucion de EDTA. (1 ml. = 1 mgr. de
CaCO03).

EDTA = etilendiaminotetraacético.
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Calculo
DT ppm. CaCO3 = V x 20

V = Volumen de EDTA usado.

5.2.3.3.2 DUREZA CALCICA
a) Tomar 50 ml. de muestra.
b) Adicionar 2 ml. de ( NaOH) Hidrdéxido de sodio 1N.

c) Adicionar 0.2 - 0.3 grs. de polvo indicador de

“Murexide”.

d) Titular con solucién de EDTA. (1 ml. = 1 mgr.
de CaCO3)

Célculos:

DCa ppm. CaCO3 = V x 20

V = Volumen de EDTA usado.

5.2.3.3.3 DUREZA MAGNESICA

Esta dureza se obtiene restando la dureza céalcica de la
dureza total.

Dmg ppm. CaCO3; = DT - Dca
5.2.3.4 REACTIVOS PARA DUREZA

Para determinar las durezas: total, calcica y magnésica; los

reactivos a usarse son los siguientes:
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Solucién estandar de EDTA 0.01M (NazH,C19H1,05N;H,0)

Pesar 3.723 gr. de polvo seco de acido etilen diamino tetraacético,
sal disodica di-hidratada; y disolver en agua para luego diluir a 1
litro. Esta solucién corresponde a 0.01M (1 ml =1 mg. de CaCOs).
Estandarizar contra wuna solucion de carbonato de calcio

estandarizada.

Solucion estandar de EDTA 0.02M (Na;H,C19H;,0gN,;H,0)
Pesar 7.44 gr. de polvo seco de acido etilen diamino tetraacético,
sal disddica di-hidratada; y aforar en un litro de agua, estandarizar
contra CaCO3 ( 1ml. = 2mg. de CaCOg3).

5.2.3.5 SOLUCION BUFFER PARA DUREZA TOTAL

5.2.3.5.1 METODO 1.-

Disolver 1,179 g. de EDTA; 780 mg. de sulfato de
magnesio heptahidratado ( MgSO4. 7H20 ) 6 644 mg.
de cloruro de magnesio hexahidratado ( MgCl2.6H20 ) en

50 ml. de agua destilada.

Adicionar ésta solucién a 16,9 g. de cloruro de amonio (
NH4Cl ) y 143 ml. de hidréxido de amonio concentrado (
NH40H ) y diluir a 250 ml. con agua destilada. Ajustarla
a una exacta equivalencia con adiciones de cantidades

apropiadas de EDTA o cloruro o sulfato de magnesio.

Guardar ésta solucién ; 1 6 2 ml. de ésta solucién
adicionados a la muestra producen un pH de 10.0 +/ -
0.1 .
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5.2.3.5.2 METODO 2 .-

PREPARACION BUFFER .-

Disolver 16.9 gr de NH4Cl en 143 ml de NH40H
concentrado, separadamente se pesan 0.25 gr de
MgCl2.6H20 0 MgS04.7H20 y se pasan,
cuantitativamente, a un matraz aforado de 100ml,
Illevandose al aforo con agua destilada. Se pipetean 50
ml de ésta solucidon en un vaso de precipitacion, se
agregan unas gotas de solucion NH4CI-NH40H  (
suficiente para lograr un pH de 10.0 +/- 0.1 ), se
titula con EDTA ( 0.02M ) como indicador se adiciona
0.3 gr de eriocromo negro T. A los 50 ml remanentes
del matraz aforado se agrega el volumen de EDTA que
se consumid en la titulacion anterior y ésta solucion se
adiciona a la mezcla de NH4Cl - NH40OH , que se

diluye a 250 ml con agua destilada.

NOTA : trabajar bajo la soborna ( el NH3 es irritante
a los ojos, piel, causa dafio a la cornea, irritante a los

bronquios y pulmones ).

INDICADOR DE ERIOCROMO NEGRO T.

Mezclar 0,5 g. de eriocromo negro T con 100 g. de
cloruro de sodio seco . Preparando una mezcla de polvo

Seco.
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SOLUCION ESTANDAR DE CARBONATO DE
CALCIO DE 1000 PPM

Pesar 1,000 gr. de carbonato de calcio, CaCO3 ( grado
primario ) dentro de un frasco erlenmeyer de 500 ml.
Adicionar &cido clorhidrico ( 1 + 1 ) hasta disolver

todo el carbonato de calcio.

Adicionar 200 ml. de agua destilada y hervir por varios
minutos para expulsar todo el anhidrido carbdnico (
C0O2).

Enfriar y adicionar varias gotas de rojo de metilo (
naranja de metilo ) , y ajustar con hidroxido de amonio
3N 6 H ClI ( 1+1 ) hasta cambio de color. Luego
transferir cuantitativamente a un frasco volumétrico de 1
litro y llenarlo hasta la marca de aforo con agua
destilada . Esta solucion standard es equivalente a 1.00

mg. de carbonato de calcio por 1.00 ml .

INDICADOR DE MUREXIDE ( PURPURATO DE
AMONIO) (D.Ca)

Pesar 200 mg. de murexide y mezclar con 100 g. de

cloruro de sodio sélido pulverizado.
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HIDROXIDO DE SODIO 1IN ( D.Ca)

Pesar 40 g. de hidroxido de sodio y diluir a 1 litro de
agua destilada. ( Estandarizar con acido clorhidrico y

con indicador de fenolftaleina ).

5.2.4 HIERRO

5.24.1

INTRODUCCION :

La presencia del hierro en el agua varia enormemente
dependiendo de la fuente de abastecimiento. El hierro de las
aguas continentales esta normalmente presente en forma de
sales ferrosas ( Fe ++ ) o soluble que es oxidado con facilidad
a hierro férrico ( Fe +++ ) insoluble cuando se expone al aire ,
produciendo depdsitos con un color de herrumbre

caracteristico.

La fuente principal de hierro en el agua de caldera es la
corrosion . Con frecuencia éste elemento ocasiona graves
problemas en los sistemas de generacion de vapor y en los
sistemas de caldera y precalentamiento . Estos O0xidos forman
recubrimientos adherentes y pueden causar fallas en las

tuberias y equipos.
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5.2.4.2 PRINCIPIO DEL METODO :

Para determinar el hierro total, el hierro férrico se convierte a

ferroso solubilizado con acido y se reduce con Clorhidrato de

Hidroxilamina para formar un complejo de color rojo naranja

con 1.10 Fenantrolina . La intensidad de color producida es

proporcional a la cantidad de hierro ferroso en el agua, que es

medida espectrofotometricamente. Con la lectura obtenida y

usando la curva de calibracion para hierro se determina su

contenido en ppm.

5.2.4.3 PROCEDIMIENTO :

%

3

Tomar 50 ml. de muestra en un frasco de erlenmeyer de 125

ml.
Adicionar 2 ml. de Hcl concentrado.
Adicionar 1 ml. de solucién de hidroxilamina.

Adicionar varias perlas de vidrio y evaporar hasta que
tengamos un volumen de 20 ml. de muestra .

Enfriar a T grado ambiente y transferir a un frasco
volumétrico de 100 ml.
Adicionar 10 ml . de acetato de amonio ( Buffer ) y 2 ml.
de solucion de Fenantrolina.
Diluir hasta la marca con H20 destilada.

Mezclar completamente y permitir reposar por 10
minutos para desarrollar color.
Pasar a una celda de Spectronic y realizar lectura con una
longitud de onda de 510 nm.
Esta lectura comparar en la curva de calibracion y

observar los ppm. resultantes.
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@ Correr un blanco con H2O destilada y encerrar el

aparato.

5.2.4.4 REACTIVOS :

5.24.4.1

5.2.4.4.2

5.2.4.4.3

SOLUCION DE HIDROXILAMINA .-

Disolver 10 g. de NH,OH.HCI ( Hidroclorato

de hidroxilamina ) en 100 ml. de agua destilada.

SOLUCION BUFFER DE __ACETATO DE
AMONIO

Disolver 250 g. de NH4C,H30, en 150 ml.

de agua destilada.

Adicionar 700 ml. de &cido acético ( Glacial )

concentrado.

SOLUCION DE _FENANTROLINA

Disolver 100 mg. 1.10 - Fenantrolina
Monohidratada , CIl;HgN,.H,O en 100 ml . de
agua destilada bajo agitacion , calentar hasta 80
grados C. , no hervir la solucién. Descartar la
solucion si es obscura . El calentamiento no es
necesario si 2 (dos ) gotas de HCI concentrado

son adicionadas al agua destilada.
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5.2.4.4.4 SOLUCION STOCK DE HIERRO (SULFATO
AMONIO FERROSO)

Adicionar 20 ml. de &cido sulfdrico concentrado a
50 ml. de agua destilada, pero lentamente; luego
disolver 1.40 gr. de sulfato ferroso de amonio,
Fe(NH4). (SO4), . 6 H,O . Adicionar gota a gota
permanganato de potasio (KMnQO,4) 0.1N hasta un
ligero color rojo. Finalmente diluir con agua libre

de hierro hasta 1000 ml. y mezclar.

5.2.4.4.5 SOLUCION ESTANDAR DE HIERRO

Preparar el dia en que van a ser utilizadas.

a) Pipetear 50.0 ml. de solucién stock dentro de un
frasco volumeétrico de 1000 ml. y diluir hasta la
marca con agua destilada libre de hierro. Un ml.
equivale a 10 micro-gramos de hierro. ( 1 ml. =
10.00 ug. de Fe).

b) Pipetear 5.0 ml de solucion stock dentro de un
frasco volumeétrico de 1000 ml. y diluir hasta la
marca con agua destilada, libre de hierro. (1 ml. =
1.00 ug. de Fe).
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POTENCIAL HIDROGENO

5.25.1

5.2.5.2

INTRODUCCION .-

El PH de una solucion es un medidor de la efectividad de la
concentracion de iones hidrégeno, o mas especificamente, la

actividad del ion hidrégeno.

El PH nos da una medida de la acidez o alcalinidad. Es el
logaritmo del inverso de la concentracion de los iones

hidrogeno y tiene valoresde 0 a 14 .

El valor 7 indica que el agua es neutra, valores menores que
7 indican acidez y valores sobre 7 alcalinidad.

El PH es una medida muy importante para el control de la
corrosion y formacion de incrustaciones. Un PH da origen a
corrosion y un PH alto puede causar precipitacion de CaCO3

como incrustacion.

PRINCIPIO DEL METODO :

La determinacién de PH se realiza con pHmetros, con

colorantes indicadores o con tiras indicadores universales.

Para obtener resultados exactos el valor del PH se determina
por el método electrométrico ( Potenciémetro ) usando
electrodos de vidrio sumergidos en la muestra. Este aparato

debe estar calibrado para dar lecturas en términos de PH.
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5.2.5.3 RECOMENDACIONES PREVIAS AL DETERMINAR PH

1.- Tener cuidado de que los electrodos se encuentran en

buenas condiciones. Por ejemplo :

El electrodo de vidrio no debe estar roto, el electrodo de

referencia debe tener suficiente solucién saturada de KCI

2.- Ajustar el PHmetro con soluciones reguladoras de PH - 7

y

PH - 10 al empezar el turno. Se ajusta primero con

solucion de PH - 7 y después se pone la solucién de PH -

10 y debe indicar aproximadamente éste valor.

Cuando el PHmetro no da resultado satisfactorio y hay

duda, se puede deber a:

o

v

Que una o las dos soluciones reguladoras estén

contaminadas.

Cables en mal estado. Cambielos por unos en buen

estado.
Cables mal conectados. Conéctelos correctamente.

Electrodos de referencia sucios o con la solucion

saturada contaminada.

Los terminales de los cables estan sucios o sulfatados.

Limpielos con tetracloruro de carbono.

Si al ajustar el PHmetro la respuesta es lenta, puede
deberse principalmente a que el electrodo de vidrio no

sirve . CaAmbielo.
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@ Si, después de haber hecho todo lo anterior el pH-
metro  sigue dando resultados dudosos envielo al

departamento de Instrumentos.

4.- Después de cada medicion lavar él o los electrodos con
agua destilada, mantenerlos sumergidos en agua y tapar el

equipo con el plastico respectivo.

5.2.5.4 TABLA PARA PREPARAR SOLUCIONES

BUFFER PARA CALIBRAR EL POTENCIOMETRO

50ml. de H,KPO, 0.1 M; X = ml NaOH 0.1 M diluido a 100ml. con H,0.

BUFFER VALUE B
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50 ml. de una mezcla 0.1M con respecto a ambos KCl y H3BO3
acido borico, X=ml. 0.1M de NaOH, diluido a 100 ml. con H,0

PH X BUFFER VALUE B
8 39 1 L
8,19 4,9 0,01
8,2 6 0,011
8,3 7,2 0,013
8,4 8,6 0,015
8,9 10,1 0,016
8,6 11,8 0,018
8,7 13,7 0,02
8,8 15,8 0,022
8,9 18,1 0,025
9 20,8 0,027
9,1 23,6 0,028
9,2 26,4 0,029
9,3 29,3 0,028
9,4 32,1 0,027
9,5 34,6 0,024
9,6 36,9 0,022
9,7 38,9 0,019
9,8 40,6 0,016
9,9 42,2 0,015
10.0+ 43,7 0,014
10,1 45 0,013
10,2 462 | L



74

5.2.5.5 PREPARACION DE SOLUCIONES BUFFER

5.25.5.1 REACTIVOS:

@ Bieftalato de Potasio.
@ Acido Clorhidrico.
@ Fosfato de Potasio.
@ Hidroxido de Sodio.

@ Bicarbonato de Sodio.

5.2.5.5.2 SOLUCION BUFFER PH-4

A.- Solucién de Bieftalato de Potasio 0.1 M.- Pesar

20.422 gr. de bieftalato de potasio previamente

secado y disolver con agua libre de COZ2, aforar a un

litro.

B.- Solucién &cido clorhidrico 0.1 N.- Diluir 100 ml.
de HCI 1IN a un litro.

Para un litro de solucion pH 4 mezclar: 500 ml. de

solucion A+1 ml. de B y aforar con agua destilada

hervida.

5.2.5.5.3 SOLUCION BUFFER PH-7

C.- Solucién de Fosfato de Potasio monobasico 0.1 M.-

Pesar 13.609 gr. de fosfato de potasio monobéasico
previamente secado y disolver con agua hervida

aforando a un litro.
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D.- Solucion de Hidroxido de Sodio 0.1 M.-

Pesar 4 gr. de NaOH, disolver con agua destilada
hervida, aforar a un litro.
Para un litro de solucion pH7 mezclar: 500ml de

solucién C+291 ml. de D y aforar con agua hervida.

5.2.5.5.4 SOLUCION BUFFER PH- 10

E.- Solucion 0.05 M de Bicarbonato de Sodio.-

Pesar 4.2 gr. de bicarbonato de sodio secado
previamente y disolver con agua hervida aforando a

un litro.

F.- Solucién 0.1 M de Hidro6xido de Sodio.-

Pesar 0.1M de hidréxido de sodio, disolver y aforar

a un litro con agua hervida.
Para un litro de solucién pH 10 mezclar: 500 ml . de

solucion E+107 ml. de F y aforar a un litro.

5.2.6 SOLIDOS EN SUSPENSION

DETERMINACION DE SOLIDOS EN SUSPENSION, SOLIDOS
DISUELTOS Y TOTALES.

“Sélidos suspendidos” es la mitad de la materia no disuelta ,
determinada gravimeétricamente. Concentraciones altas de sdlidos
suspendidos causan depositos en intercambiadores de calor, calderos,

lineas de agua, etc.
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5.2.6.1 METODO 1.-
Tome 100 ml. de muestra y filtre en goch puesto a peso
constante seque en la estufa durante una hora a 100-115 0-C.
enfrie en el secador y pese . La diferencia de pesos son los
miligramos por 100 ml . de solidos en suspensién, para

obtener las ppm se relaciona a un litro.

5.2.6.2 METODO 2.-

5.2.6.2.1 METODO MILLIPORE

Un filtro millipore de 45 micras de malla, puesto a

peso constante en la estufa a 90 Grados Centigrados.
durante 30 minutos filtre 100 ml. de muestra. Seque
el filtro nuevamente a 90 grados centigrados durante
30 minutos. La diferencia de pesos son los miligramos
por 100 ml. de sélidos en suspensién, para obtener las

ppm de relacionadas a un litro.

SOLIDOS DISUELTOS

Son los sdlidos contenidos en una muestra de agua
después de haberla filtrado, o sea después de haberle

eliminado los solidos en suspension.

5.2.6.2.2 PROCEDIMIENTO :

Se determina en forma directa por evaporacion del
agua y pesada del residuo salino. En capsula de
porcelana a peso constante evapore los 100 ml. de
muestra. La diferencia de pesos son los miligramos

por 100 ml. de solidos disueltos.
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Se los determina tambien por calculo a partir de la
conductividad eléctrica del agua medida por medio de

un puente de conductividad, y siguiendo el proceso se

le toma el PH.
Si PH < 85 S.T.D. = Cx 0.67
Si PH > 85 S.T.D. = Cx 0.75
STD = CE x 0.6666
STD = CE / 1.5
PH : Potencial de Hidrogeno del agua muestra.

S.T.D.: Sélidos totales disueltos en el agua muestra

(partes por milldn).

C : Conductividad del agua muestra.

El rango permisible de sdlidos disueltos es de 100

ppm.

5.2.6.2.3 SOLIDOS TOTALES

Es la suma de los sélidos en suspension mas los

sélidos disueltos.

ST = SS + STD
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5.2.6.3 METODO 3.-

METODO INDIRECTO PARRAS.-

Primero se realiza la determinacion de los sdlidos totales y
luego de solidos disueltos; la diferencia corresponde a los

solidos suspendidos.

Para la determinacion de ST se mide 25 ml de muestra en la
cipsula de evaporacion previamente tarada. Luego de la
evaporacién se pasa la capsula a una estufa a los 105 °C,
aproximadamente 1 hora. Pasar a desecador hasta peso

constante.

5.2.6.3.1 CALCULOS .-

ppm ST =__ mg deresiduo X 1000

ml de muestra

Para la determinacion de STD, la muestra se filtra y
este filtrado se evapora en la capsula tarada. El residuo
remanente de evaporacidon se seca en la estufa a los

105 °C se pasa a desecador a peso constante.

5.2.6.3.2 CALCULOS .-

ppm STD = mg de residuo X 1000

ml de muestra
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ppm SS = ppm ST -  ppm
STD

5.2.6.4 SOLIDOS SUSPENDIDOS

En la balanza electronica se toma el peso de la membrana a
utilizarse, que tiene un diametro de 47 mm. y un tamafio de
0.45 micrometros y luego se filtra la muestra. El equipo
utilizado para hacer la filtracion depende de la turbidez del
agua muestra, porque si los NTU son altos, no se puede filtrar
con altos volimenes (3.000 o 4.000 ml en el equipo con el
suministro de aire de los compresores de la planta) por que la
membrana se tapona, y solo es posible filtrar 300 ml. (en el
equipo manual). Luego la membrana se la coloca en la estufa,
que se encuentra a unos 30 - 40 grados centigrados durante 30
minutos. Finalmente en el desecador se dejan las membranas

15 minutos, para proceder a medir el peso de la membrana.

Para el calculo de los So6lido Suspendidos Totales, aplicamos la

siguiente férmula:

SS. = (P.E. - P.l.)/ V

SS : Solidos suspendidos en el agua muestra.
PF : Peso final de la membrana ( mg. ).
Pl : Peso inicial e la membrana antes del filtrado ( mg. ).

V  : Volumen de agua muestra filtrada.
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5.2.7 SULEATOS

5.2.7.1 INTRODUCCION

El ion sulfato es relativamente abundante en las aguas
naturales, sobre todo en las aguas duras. En el agua
industrial, el sulfato es importante sobre todo cuando los
procesos de evaporacion introducen problemas potenciales
de formacién de depositos y en donde el control de los
sélidos totales disueltos es un problema de gran
importancia. Con frecuencia, el sulfato es un constituyente
de los depdsitos que se forman en las calderas, y de las
incrustaciones de los intercambiadores de calor, por lo que
para controlarlos se requiere ablandar el agua y aplicar otro

tratamientos.

La determinacion de sulfatos es sumamente 0til para
regular las concentraciones permisibles en agua de calderas
y en torres de enfriamiento para reducir la alcalinidad y

controlar el PH.

En el agua potable la concentracion de sulfato merece
también un estudio minucioso. Las cantidades elevadas de
sulfato imparte un sabor ligeramente amargo al agua y tiene

efectos laxantes sobre todo en los nifos.
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5.2.7.2 Principio del método:

Es un método volumétrico en la cual el ion sulfato se precipita
como sulfato de bario en presencia del cloruro de bario, y se
forma una suspension. Para estabilizar la suspensién y minimizar
las interferencias se agrega glicerina y cloruro de sodio. La
intensidad del color es medida en el espectofotometro y su
lectura es llevada a la curva de calibracion para determinar el

contenido de sulfatos.

5.2.7.3 Procedimiento:

1.- Filtrar la muestra si es necesario.

2.-_ Tomar 25 ml. de muestra filtrada.

3.- Adicionar 10 ml. de solucién acida de cloruro de sodio.

4.- Adicionar 1 cucharadita de cloruro de bario.

5.- Adicionar 10 ml. de glicerina (1 +1).

6.- Aforar a 50 ml. con agua destilada, agitar.

7.- Realizar la lectura en el espectofotémetro, longitud de onda de 380

nm.

8.- Correr un blanco con agua destilada y reactivos, para encerar el

espectrofotometro.

9.- Comparar la lectura vs. concentracion de sulfatos.
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5.2.7.4 Reactivos:

Solucién de glicerina (1+1) : Mezclar un volumen de glicerina

con un volumen de agua.

Solucion acida de cloruro de sodio: Disolver 240 gr. de cloruro
de sodio (NaCl) en agua contenida 20 ml. de acido clorhidrico y

diluir a un litro con agua destilada. Filtrar.

Cristales de cloruro de bario ( BaCl,. 2H,0 ): Pasados a través

de malla 20-30 (puede ser grado analitico).

Solucién estandar de sulfatos de 100 ppm. ( 1 ml. = 0.100 mg.
SO, ). Disolver 0.1479 de sulfato de sodio anhidro ( Na2SO,4. H,O

) en agua destilada y diluir a 1 litro.

Preparacion de la curva de calibracién: Preparar por dilucién
estandares de 2, 5, 10, 15, 20, 30, 40 y 50 ml. respectivamente de
la solucion estandar y diluir con agua destilada a 50 ml. en un

valéon volumétrico.

Trabajar con estos estandares siguiendo el método descrito para la

determinacion de sulfatos y graficar la curva.

Corra un blanco con agua destilada y reactivos.
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5.2.8 TURBIDEZ

5.2.8.1

Introduccion

La turbidez del agua se debe a la presencia de sélidos
suspendidos que estan disueltos en ellas . tales como arcillas,
limo, materia organica finamente dividida, plancton y otros
organos microscopicos, provocando un reduccion de su
transparencia. Por lo tanto, la medicion de la turbidez indica el
grado de opacidad o dispersion de la luz a causa de los solidos

suspendidos.

Se debe entender que la turbidez es un expresion de la propiedad
Optica de una muestra, que hace que los rayos luminosos se
dispersen y se absorban, en lugar de que se transmitan en linea

recta a través de ella.

5.2.8.2 Principio.-

La turbidez nefelométrica se basa en el paso de la luz a través
de una suspension que justamente haga desaparecer la imagen

de la flama de una bujia patron.

5.2.8.3 EQUIPO UTILIZADO.-

Turbidimetro HACH modelo 2100A .- EIl turbidimetro de
laboratorio es un Modelo 2100A, de amplia aceptacion, cumple
todos los requerimientos de funcionamiento descritos para

medir la turbidez en el agua.
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Sobre el banco de celdas.- Cuando se mide turbidez en los
rangos de O - 100 y de 0.1000 NTU, el banco de celdas se lo
deposita en el interior del compartimiento de celdas del

turbidimetro y sobre él la celda con la muestra.

Este banco de celdas no debe ser usado cuando se mida

turbidez bajas, cuyo valor estén en los rangos siguientes:

0-10NTU

Calibracion.- La calibracién del instrumento lo realizamos con
soluciones de “FORMAZIN”, un material que puede ser
preparado por sintesis, y que producird una repetibilidad del
1%. Cuando la mezcla es convenientemente preparada, esta
produce particulas uniformes en su numero, tamafo, y forma,
propiedad que da origen a una solucidon estandar ideal para la

turbidez.

La unidad que se usa es: “La Unidad Nefelometrica de
Turbidez” = NTU.

PREPARACION DE LA SOLUCION ESTANDAR DE
FORMAZIN

Con la formula siguiente preparamos un stock de formazin de
4000 NTU.

Disolver 5 gramos de sulfato de hidrazina grado reactivo (
N-H4. H,SO4 ) en 400 ml..
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2.- Disolver 50 gramos de Hexametilentetramina en 400 ml. de

agua destilada.

3.- Depositar las dos soluciones dentro de frasco volumétrico de
1000 ml. y diluir hasta el

aforo con agua destilada.

4.- Permitir que la solucion repose por 48 horas de 20 - 22 °C . (
68 - 72 ° F ). Durante este tiempo la suspension se

desarrollara.

La siguiente tabla, da las relaciones entre las diluciones y la
suspension stock para la preparacion de estandares de

calibracion.

Usar agua libre de turbidez para las correspondientes diluciones.

MI. DE SUSPENSION STOCK, QUE HAY QUE
NTU" S | DILUIR A 1000 ML. CON AGUA DESTILADA
LIBRE DE TURBIDEZ.

1000 250
500 125
100 25
50 12,5
10 2,5
) 1,25
1 0,25

La suspension stock de formazin es estable por 6 a 12 meses.

Las soluciones diluidas son estables por no mas de dos dias.
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5.2.8.5 Estadarizacién:

Previa determinacién de la turbidez de la muestra es necesario
una estandarizacién del turbidimetro, para lo cual usamos las
soluciones estandares diluidas de Formazin, equivalentes a
turbidez conocidas. Esta estandarizacién lo hacemos, acatando

las consideraciones anotadas en el Banco de celdas.

5.2.8.6 Almacenamiento.-

Es preferible que la turbiedad se determine el mismo dia del
muestreo, pero si es inevitable almacenarla por mayor tiempo ,
las muestras se pueden conservar en la obscuridad hasta 24
horas. Para almacenamientos mas prolongados, la muestra se
preserva por la adicién de 1 gr. de cloruro mercurico por litro.
En cualquier caso la muestra se debe agitar vigorosamente

antes de su examen.

5.2.9 CONTENIDO DE OXIGENO DISUELTO

Este andlisis se lo realiza en la linea de salida de la torre desoxigenadora
( partes por millon de oxigeno disuelto) y en la linea de la salida del

tanque (partes por billén de oxigeno disuelto). En estos puntos:

@ Se introduce la ampolla CHEMET dentro del toma muestra.
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@ Se presiona la punta de la ampolla ( sumergida en el agua ) hasta
lograr que se rompa, de este modo, el contenido de la ampolla se

mezcla con el agua a analizar.

@ Agitar la ampolla, cuidando que dentro de esta no ingrese aire
comparar con la flauta standard de colores, determinando asi en

contenido de oxigeno disuelto.

A la salida de la torre se inyecta un atrapador de oxigeno ( bisulfito de
amonio ) en una dosificaciéon de 4 GPD. A la salida de la torre de
desoxigenacion deberan haber unos 100 - 200 ppm de O, . A la salida
del tanque de almacenamiento debe haber de 10 - 20 ppb. de O, . A la

salida del tanque se inyecta inhibidor de corrosion a una rata de 4 GPD.

5.2.10 CONTROL DE BACTERIAS

El control del contenido de bacterias se lo hace con hipoclorito de
sodio ( que es altamente corrosivo ) y con inyeccion de biocidas ( 10
GPD ) que tienen un alto costo. Se batchean 15 galones

alternadamente y pasando un dia.

Se utilizan dos biocidas, para que las bacterias en el atagque no

desarrollen inmunidad a alguno de ellos, DC- 340 y DC - 360.
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5.2.11 SISTEMA DE CONTEO DE BACTERIAS AEROBICAS
TOTALES

Las bacterias aerobicas, son aquellas que se desarrollan en presencia
de oxigeno. Para realizar el cultivo, se utilizan 6 celdas selladas con
liquido propicio para el crecimiento de las bacterias; estas celdas se
las mantienen refrigeradas. Este control se le realiza al agua muestra
que sale del tanque a las bombas de alta presion. El procedimiento a

seqguir se lo describe a continuacion:

@ Se numeran las celdas desde la # 1 hasta la # 6.

@ Con una jeringuilla, se toma 1 ml. de agua muestra, y se la inyecta

a la celda # 1, agitando la celda.

@ De la primera celda agitada, se toma 1 ml. y se lo inyecta a la

segunda celda.

@ Y asi sucesivamente hasta que a la celda # 6 se le inyecta 1 ml. de

la celda # 5, se agita, y se saca 1 ml, para luego botarla.

@ Durante 7 dias, (periodo de incubacion de las bacterias aerobicas ).
se guardan las celdas en un lugar que tenga la misma temperatura
de lugar desde donde se tomo la muestra ( salida del tanque de

almacenamiento del agua de inyeccion).
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@ Después del periodo de incubacidn, se procede a contar el numero
de celdas que han cambiado de color ( viraje de color rojo a color
amarillo ) se determina el numero de colonias por centimetro

cubico de agua , de acuerdo a la siguiente tabla:

Si la celda # 1 esta amarilla 0-10 col. bact./ c.c. agua.
Si la celda # 1 esta amarilla 10 - 100 col. bact./ c.c. agua.
Si lacelda # 1 estd amarilla 100 - 1.000 col. bact./ c.c. agua.

Si la celda # 1 esta amarilla 1.000 - 10.000 col. bact./ c.c. agua.

Si la celda # 1 esta amarilla 10.000 - 100.000  col. bact./ c.c. agua

O 0O 0o o o d

Si la celda # 1 esta amarilla 100.000 - 1°000.000 col. bact./ c.c. agua

5.2.12 SISTEMA DE CONTEO DE BACTERIAS ANAEROBIOS
(BACTERIAS SULFATO- REDUCTORAS).

Las bacterias Sulfatos- Reductoras, se desarrollan en ausencia de
oxigeno; para realizar el conteo se utilizan tubos SANI-CHECK SRB;
éstos son tubos de cultura media, que estan especificamente
formulados para remover el crecimiento de las bacterias sulfato-
reductoras, y que mantienen un bajo potencial de oxido-reduccion. El

procedimiento es el que sigue:

@ Abrir el tubo de SANI-CHECK sacandole el sello protector, para

poder remover la tapa.

@ Con una pinza, coger el aplicador e insertarlo en el agua muestra

durante 5 segundos.

@ Sacar el exceso de agua del aplicador.
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@ Introducir el aplicador en el tubo de agar, teniendo cuidado de

centrarlo.

@ Afadir 3 gotas de aceite mineral, que evita el contacto del agar con

oxigeno.

@ Afadir una tableta de CO, , que se encarga de remover el oxigeno
que esta en el tubo de agar.

@ Durante 5 dias dejar encubando las bacterias anaerdbicas, en un
ambiente similar al lugar de donde se tomo la muestra ( salida del
tanque de almacenamiento del agua de inyeccidn).

@ Cada dia se revisa el cultivo, hasta que cambie a negro el tubo de
agar, entonces:

Si al primer dia cambiaanegro O 10° o mas s.r. / ml. de agua.

Si al segundo dia cambia anegro O 10° o mé&s s.r. / ml. de agua.

Si al tercer dia cambia a negro O 10 o mas s.r. / ml. de agua.

Si al cuarto dia cambia a negro O 10° o mass.r./ ml. de agua.

Si al quinto dia cambia a negro 0 10% o mass.r./ ml. de agua.

La interpretacion es la siguiente:

@ Si hay 10° o mas s.r. / ml. agua O alto contenido de bacterias.

@ Si hay 10* - 10° méss.r. / ml. agua O moderado contenido de
bacterias.

@ Sihay 10° - 100 méass.r./ml.agua O bajo contenido de bacterias.

@ Si hay 10% - 10' 0 més s.r. / ml. aguall insignificante contenido de bacterias.
5.2.13 DETERMINACION DEL COLOR
La medida se la hace en el espectrofotbmetro. Para medir el color

verdadero, el agua muestra debe ser filtrada, si se desea el valor de

color aparente, se toma la medida tal como se toma la muestra.
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Para filtrar la muestra se toma 3.000 ml. de agua muestra del rio
Blanco en Sacha en una membrana de 0,45 micrones. Lo primero que
se hace es elegir en el especctrofotometro el método # 120 ( una
longitud de onda = 455 nandmetros ), para luego encender el equipo

con 25 ml. de agua destilada.

Finalmente, en la celda de 25 ml. se deposita el agua muestra y se toma

la medida de color. En el reporte se pone:

COLOR APARENTE / COLOR VERDADERO

El color estandard es 1 mg. / It. de PtCo ( PLATINUM AS
CHLOROPLATINE ION).

5.2.14 CONTENIDO DE HIERRO

Diariamente el operador de la plata de inyeccion de agua, toma 1 galon
de agua de cada uno de los pozos inyectores, para que entre otros
parametros, se monitoree el contenido de hierro. La determinacidn se
la hace con el espectofotometro utilizando como reactivo una bolsa de

Ferro Ver.

A la salida de las bombas de alta presion se debe tener un residual de

hierro maximo de 0,1 ppm.
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Todos los dias se monitorea el contenido de hierro a la salida de la
torre, a la salida del tanque de almacenamiento, a la salida de las

bombas y en los pozos inyectores.

El contenido de hierro de los pozos inyectores aumenta con la distancia
que tengan respecto a la planta de inyeccion. ( El inyector mas lejanos
tendra mayor residual de hierro) . El inhibidor de corrosion utilizado es

el DC - 150.

5.3 CONTROL DE LA PLANTA POR MONITOREO SECCIONAL

El control adecuado de la planta de inyeccion de agua se lo presenta en el
apéndice L, donde se puede apreciar los distintos pardmetros por etapas,
esto no ayuda para poder ver donde esta ocurriendo los problemas y de esta

manera poder tomar las medidas pertinentes con mayor precision.
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CAPITULO #6

ACTUALIZACION DE MAPAS

INTRODUCCION

Las caracteristicas de las rocas y de los fluidos que la ocupan en los
yacimientos estan constantemente cambiando con el tiempo y se debe a
factores como: dafios que se producen en la formacién, cambios de
salinidades, cambio en el BSW, variaciones en las presiones del yacimiento
, etc. esto sucede tanto en la arena U como en la T y es el resultado sobre

todo de la inyeccion de agua que se esta efectuando en el campo Sacha.

En el Apéndice J se encuentra los mapas de :
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@ Salinidades.

@ Solidos béasicos y agua (BSW).

@ Iso-baricos.

@ Corte estructural de Norte-Sur.

@ Corte estructural de Este-Oeste.

La interpretaciones que se den, van a estar relacionadas con estos mapas de
ahi su importancia de tenerlos continuamente actualizados, con estas
interpretaciones se sacaran las conclusiones y recomendaciones que es el

objetivo de este trabajo, optimizar la inyeccion de agua en el campo Sacha.

6.1 MAPAS DE SALINIDADES.

Los mapas de salinidades nos indican que el agua que invaden los
yacimientos muchas de ellas no pertenecen a la arena en produccion, sino,
que vienen de arenas vecinas a través de las fracturas o mala cementacion
que presentan algunos pozos, esto es luego comprobado con los datos de

salinidades que presentan regionalmente cada arena .

Las aguas de la inyeccion que se realiza en el campo Sacha al ingresar al
yacimiento en produccion, se mezclan con las de la arena productiva y se

produce una salinidad diferente a la normal.
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También hay que considerar que en otros casos, el elevado corte de agua es
producto de la sobrexplotacion de las arenas, donde el agua por su mayor
movilidad desplaza al crudo penetrando ella al pozo por consiguiente
bajando la produccidon de petroleo, en este caso el agua si pertenece a la
arena en produccién . Este caso es el que sucede con algunos pozos de la

arena “Hollin” .

En este trabajo se tomaran muestras de cada pozo tomando en cuenta la
arena productora. Se efectuara el analisis de salinidad correspondiente a
cada muestra examinando los resultados para no tener datos indeseados que

pudieran alterar los resultados del mapa.

Se tabulara los datos con relacion a la salinidad de los pozos y a la arena a
la que pertenecen para que con la geologia se proceda a realizarse el mapa
de salinidad (Ver Apéndice J, mapa 1) que luego sera estudiado y sacado las

conclusiones respectivas.

MAPAS DE “BSW™ .

El objetivo principal para realizar este trabajo es investigar los posibles
avances que han tenido los flujos de agua que invaden las arenas
productivas, sobre todo de las dos principales donde se efectla la inyeccién

(laarenaUyT).

Para realizar este trabajo, fue necesario viajar al campo, proceder a tomar
muestras de crudo de cada pozo en produccion tomando en cuenta su arena,
luego en los laboratorios, realizar los analisis respectivos, en cuanto a la

cantidad de BSW presente en la muestra.
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Luego de obtener los resultados definitivos, se procedié a revisarlos para ver
si eran datos concordantes, para después tabularlos por pozos como en el de
salinidades . Luego de obtener los resultados definitivos, se procedio por
medio de Geologia a elaborar mapas de BSW de cada una de las arenas en
produccion (Ver Apéndice J, mapa 2 y 3), asi como se lo iso con los mapas
de salinidades, posterior a esto se realizaran las interpretaciones respectivas

y se sacaran las conclusiones necesarias.

6.3 MAPAS ISOBARICOS

En base a la solicitudes enviadas al campo y con la finalidad de contar con
la informacidon para el estudio de simulacion del campo Sacha, se ha
obtenido informacién de presiones que han permitido la realizacién de
mapas isobaricos ( Ver Apéndice J, mapa 4 y 5) y cuyos valores promedios

son los siguientes:

CAMPO| YACIMIENTO | DATUM | P.INICIAL | P. YACIMIENTO| AP
ANO1972 | ANO1.994 psig.
Basal Tena 7800' 3587 1443 2144
U 8530' 4028 1672 2356
SACHA T 8765' 4131 1719 2412
Hollin Superior | 8975' 4246 2322 1924

Hollin Inferior | 8975 4246 4202 44

Las tasas de produccion autorizadas para el campo Sacha son:

@ Basal Tena 2.500 BPPD.

® Napo (UyT) 23.900 BPPD.

& Hollin (Hs + Hi) 66.400 BPPD.
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Es obvia la disminucidn de produccion, asi como notoria la declinacion de
las presiones en los yacimientos excepto en Hollin inferior por su empuje
hidraulica, asi como también existe un incremento del corte de agua en esta
misma zona, por lo que se ha revisado la informacion pertenecientes a
estudios anteriores, y se ha considerado la actualizacion de mapas isépacos,
isobaricos, mapas de salinidades, mapas de BSW y cortes estructurales para

cada yacimiento.

6.4 CORTES ESTRUCTURALES.

En este campo, se han elaborado dos cortes estructurales, en los cuales se ha
incluido informacion de zonas , espesores aproximados, profundidades y las

distancias entre pozo y pozo.

Los cortes nos indican que la parte mas alta de la estructura se encuentra en
la parte central, observandose una pequefia pendiente hacia el Este . La

distancia promedio entre cada pozo esta en los 900 metros .

El primer corte se produce de Norte a Sur y pasa por 10s pozos:

64 - 55-49 -24-33-23y60. (Ver Apéndice J, mapa 6 ).

El segundo corte se produce de Este a Oeste y pasa por los pozos;

46 - 27 - 28 - 55 - 5(inyector) y 59. (Ver Apéndice J, mapa 7).

En el Apéndice K se tiene los valores de Salinidad, corte de agua, corrosién,

escala, etc., de cada pozo por areana productora.



98

CAPITULO #7

ANALISIS FINANCIERO DEL PROYECTO

7.1 INTRODUCCION.

Es importante para un proyecto saber los costos que van a tener las distintas
etapas y el porcentaje del gasto total. Debido a que no se pudo encontrar
informacién de costos del proyecto de inyeccién de agua en Sacha se a de

analizar el desglose de la inversién de un proyecto similar al de este campo.

También se considero importante para esta tesis el hacer mencidén al costo
del proyecto de reinyeccion de agua en el campo Sacha. Es de notar que esta

parte fue realizada con valores reales.
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7.2 CONVERSION DE POZO PRODUCTOR A INYECTOR.

Cuando en un pozo se presenta ciertos problemas como altos cortes de agua
( incontrolable ) o por que en alguna operacion cotidiana se queda un
pescado es posible que este pozo se convierta en inyector, claro esta después

de realizar un estudio previo.

Los costos de conversién de un pozo varian de acuerdo a varios factores que

se ponen a continuacion.

@ Dias de trabajo del taladro de reacondicionamiento, ( a Enero de

1.996 el costo es de $ 2.500,00 por dia ).

@ Tratamiento quimico que se requiera en el pozo, como el programa de
acidificacion a la formaciéon a inyectar, para disminuir el dafio de

formacion y aumentar la admision de agua al yacimiento.

@ Cambio parcial o total del tubing , por pitting o corrosion generalizada.

@ Cementaciones forzadas (squeeze) en la tuberia de revestimiento
(casing), por existir canalizaciones al tope y/o base de la formacion a
inyectarse. Anteriormente a los pozos se los cementaba en una sola
etapa, de modo que buena parte del espacio anular entre el casing y la

formacion esta sin cemento.

@ Detectar huecos en el casing, al existir fugas de presion y/o fluidos

durante las pruebas de inyectividad o al correr registros de cementacion.
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7.3 EVALUACION ECONOMICA.

7.3.1 INTRODUCCION.

Esta parte habla de la evaluacion economica de un proyecto de
inyecciéon de agua como un todo, pero analisis similares son
necesarios en todas las etapas del disefio de inyeccion de agua. Los
principios son los mismos, sin tener en cuenta el tipo y alcance de
los complicados problemas especificos. Este capitulo trata solo el
calculo econdmico sin considerar ningun tipo de impuesto sobre los

elementos del proyecto.

Cada compafiia tendra una diferente forma de hacer el calculo del
proyecto con sus valores de gastos en cada etapa del proyecto, pero en
general para un campo semejante al de Sacha es como el que se indica

a continuacion.

7.3.2 SISTEMA DE ESTIMACION DE COSTOS.

Los dos primordiales tipos de costos que tienen que ser incluidos en

el analisis econdmicos de la inyeccion de agua son:

@ Capital de inversion.

@ Gasto de operacion.

Estos costos son tratados diferentemente en la evaluacion y tienen que

ser mantenidas por separados.
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7.3.2.1 CAPITAL DE INVERSION.

El mayor costo asociado con la iniciacion de un proyecto de
inyeccion de agua son justamente el capital de inversion.
Estos costos caen generalmente dentro de la categoria de
severos, tanto como tanto como tangibles o intangibles son
los costos de perforacion, workover para la conversion de un
pozo productor a inyector, facilidades de inyeccion y
consolidacion o recuperacion de las facilidades de

produccion.

En tesis anteriores se cubrieron los temas de disefio de las
facilidades de inyeccion de agua , que tenia un costo
estimado y que deberd ser tomado necesariamente en la
evaluacidn. El tiempo de la inversion también necesitara ser
estimado desarrollando una tabulacion del “cash flow” o

movimiento del fluido de dinero para la evaluacion.

El cash flow o fluido de dinero puede ser definido como la
diferencia entre el ingreso recibido y el dinero desembolsado
sobre un periodo de tiempo dado, todo cambio de dinero

debera ser incluido.

Una lista tipica de lo que puede ser requerido en una

inyeccidn de agua se muestra a continuacion.
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DESEMBOLSOS TIPICOS EN LA INYECCION
DE AGUA

INICIO

@ Pozos : Equipos y Taladro.

@ Superficie: Equipamientos y toma de agua.

RECOLECCION Y TRATAMI ENTOI

@ Tratamiento: Desnatadora, filtros, desoxigenadora
y quimicos.

@ Lineas, manifolds, controles y bombas.

||NYECCIC)NI @ Booster, bombas
de  inyeccion y

@ Controles, instrumentacion, sistemas eléctricos y

motores primarios.

sistema de combustible.
@ Turbinas de succion y descarga.

@ Bases, edificios, tanques y equipos de seguridad.
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DISTRIBUCION )
@ Lineas,

manifolds, controles e instrumentacion.

|POZOS INYECTORESI
@ Taladros vy

equipos.
@ Conversidn de pozos existentes y sus equipos.

@ Perfiles de control del trabajo.

|POZOS PRODUCTORESI @ Taladro y
equipos.

@ Workover.
@ Perfiles de control de trabajo.

@ Afadir o reparar equipos de levantamiento artificial
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|FACILIDADES DE PRODUCCIONI

@ Consolidacion y mejoras del sistema de procesos,
incluyen lineas recolectoras, tratamiento del liquido

y gas y los equipos de prueba.
@ Sistemas automaticos de control.

Los costos deberdn ser determinados con razonable
precision. Algunas fuentes de estimados recientes incluyen
cantidades de los equipos y de instalaciones, fabricaciones y
sus representantes, agentes compradores, firmas

constructoras, ingenieros y personal de operacion.

Mas los fabricantes y vendedores estan dispuestos a facilitar
en el inicio personal de ingenieros calificados que estimen
pertinente para estos equipos. Estos valores no se detallan en
la cotizacion y tenderdn a ser mas altos que los de la cuadro
7.1 . Sin embargo, la precision deberd usualmente ser
adecuada para los propositos de la evaluaciéon econémica.
Para tales propositos es recomendable no pedir las
cotizaciones de detalles del equipo, sino, del equipo como
tal.
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Costos laborales son usualmente mejor obtenidos de las
compafiias productoras locales o de los supervisores de
construccion. Para mejores proyectos, las compafias
constructoras pueden ser contactadas para pedir informacién,
pero tal estimado debera ser usado cautelosamente por que
entre una y otra compafia suelen haber variaciones

considerables.

Otros costos que deberdn ser incluidos son impuestos de
ventas y de transporte de los equipos como también un
recargo de partes de equipamientos a ser comprados; Los
vendedores pueden comdnmente suplir estas informaciones o
también los departamentos de compafiias compradoras de
estos productos pueden ser capaces de ayudarnos. Es
también sugiere que la ingenieria debe incluir algunos

fondos de contingencias o de imprevistos.

Para mejorar las unidades ya existentes como tuberias,
bombas, engranajes, sistemas de tratamiento, y tanques un

factor de 5 a 7 % es generalmente el adecuado a emplear.

Un valor por eventualidades del 15 al 25 % del costo de los
restantes gastos después de restar las mejoras de las partes

serd recomendable.
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CUADRO 7.1

COSTOS ESTIMADOS DE LA INYECCION DE

AGUA
|REACONDICIONAMIENTO 2 POZOSI

Workovers de los 2 pozos. 32.000
Tuberia nueva. 11.500
Bombas electro sumergibles. 60.000

Varios 15.000

118.500

Imprevistos 15.500

Subtotal 134.000

IFACILIDADES DE INYECCIONI

Bombas inyectoras, motores,
controles, tuberias, accesorios,

y equipos eléctricos en el edificio 160.000
central.
Tanque de reposo de agua. 13.500
Tanque de produccidn de agua. 17.500
Preparacién de la locacion. 10.000
Sistema de poder eléctrico. 14.000
Tuberias. 12.000
Transporte. 2.500
Varios. 10.000
239.000
Imprevistos 35.500

Subtotal 275.000
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ISISTEMAS DE DISTRIBUCION DE INYECCIONI

Tuberia instalada de acero

recubierta de pléastico. 65.000
Costo de colocacién y labor. 27.500
Transporte. 3.000
Demanda por dafios a propiedades. 7.000
Varios. 13.000
115.000
Imprevistos 17.000
Subtotal 132.500

CONVERSION DE 6 POZOS INYECTORES A

PRODUCTORES

Costo del workover de los pozos. 139.500
Tuberia nueva. 243.000
Cabezales de pozos. 22.500
Varios. 26.250
431.250

Imprevistos 147.750

Subtotal 579.000
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|REVISION DEL SISTEMA DE PRODUCCIONI

Reforzar sistema con nuevas lineas. 54.700
Mejoras en el sistema de agua. 47.000
Nuevos edificios y locacion. 25.000
Demandas por dafios. 4.200
Transporte. 3.000
Varios. 12.500
146.400

Imprevistos 63.600

Subtotal 210.000

GRAN TOTAL: 1’330.500

Los ingenieros deberdn basar la cantidad de los factores de
contingencias en la precision y completacion de los disefios y costos
estimados. Un ejemplo de un costo estimado para el campo Sacha a

la fecha es el que se muestra en la cuadro 7.2.

En este caso los fondos de contingencias incluyen una rebaja por
riesgos de imprevisto en el trabajo del pozo y facilidades de
produccion, por que las condiciones de algunos pozos y tanques no
son conocidos por el estimador. EI monto total de contingencia que
se uso fue del 25 % de lo estimado. Futuras inversiones podran ser
calculadas similarmente, con la inflacién incluida y algunas tasas
estimativas. Las compafiias tienen pronosticos de los valores de

inflacion para consulta de los ingenieros.
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CUADRO 7. 2

COSTOS ESTIMADOS DE LA INYECCION DE
AGUA ACTUALIZADOS A 1996

IREACONDICIONAMIENTO 2 POZOSI

Workovers de los 2 pozos. 91.300
Tuberia nueva. 32.800
Bombas electro sumergibles. 171.100
Varios 42.700
337.900

Imprevistos 44.200

Subtotal 382.100

|FACILIDADES DE INYECCIONI

Bombas inyectoras, motores,
controles, tuberias, accesorios,
y equipos eléctricos en el edificio 456.500

central.



Tanque de reposo de agua.
Tanque de produccidn de agua.
Preparacidn de la locacion.
Sistema de poder eléctrico.
Tuberias.

Transporte.

Varios.

Imprevistos

Subtotal

38.500
49.900
28.500
39.900
34.200
7.100
28.500

683.100
101.200

784.300
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SISTEMAS DE DISTRIBUCION DE INYECCION

Tuberia instalada de acero
recubierta de pléastico.
Costo de colocacion y labor.

Transporte.

Demanda por dafios a propiedades.

Varios.

Imprevistos

Subtotal

185.400
78.400
8.500
19.900
37.000

329.200
48.500

377.700
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CONVERSION DE 6 POZOS INYECTORES A

PRODUCTORES

Costo del workover de los pozos. 398.000
Tuberia nueva. 693.300
Cabezales de pozos. 64.100
Varios. 74.800
1°230.200

Imprevistos 421.500

Subtotal 1,651.700

|REVISION DEL SISTEMA DE PRODUCCIONI

Reforzar sistema con nuevas lineas. 156.000
Mejoras en el sistema de agua. 134.000
Nuevos edificios y locacion. 71.300
Demandas por dafios. 11.900
Transporte. 8.500
Varios. 35.600
417.300

Imprevistos 181.400

Subtotal 598.700

GRAN TOTAL: 3’794.500
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7.3.2.2 COSTOS DE OPERACION

Los ingenieros tienen que incluir los costos de operacion de

la inyeccién de agua en la evaluacién econdémica.

El factor importante es el incremento del costo de la
inyeccion de agua comparado con la cantidad de produccion
primaria, Los costos de operacion de la planta antes de la
inyeccion de agua pueden ser promediados dando un
razonable estimado de los costos del barril de fluido
producidos durante la fase primera. Estos costos,
multiplicados por la restante produccién primaria, puede ser
restada del estimativo de los gastos de operacion de la
inyeccion de agua teniéndose asi el incremento en los

valores.

Los tres mayores costos de la inyeccidn de agua son:

1) Costos de obtencion y tratamiento de agua.
2) Estimacion de las bobas y gastos en el sistema.
3) Costos de las operaciones de produccion.

Cuando se estiman estos costos es mejor hacerlo con
comparacion de valores de inyeccion de agua
preferentemente en la misma zona o de similares

condiciones de algunos yacimientos cercanos.
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Datos obtenidos en esta manera deberan ser discutidos con
la compafiia operadora y el personal de ingenieros de
produccion para determinar que modificaciones son
necesarias. Este personal puede también ser las mejores
fuentes para la estimacion del costo de operacion si no

existe inyeccién de agua en las zonas cercanas.

Costos por unidad son frecuentemente los mas usados para
el estimado. Generalmente, pardmetros tales como el costo
del barril de agua producido, agua tratada, agua inyectada, y
fluido producido pueden ser aplicados a la prediccion del
volumen de agua inyectada estimandose los costos de

operacion para la inyeccion de agua.

Como es de notarse estos gastos estimados deberan

incrementarse por la inflacion en afios futuros.

El ingeniero tiene que asegurarse de la adicion de costos de
operacion mas la de emulsiones agua-petréleo y de las
operaciones debido al H,S que deberan ser incluidas en el
estimativo del costo de operacion. Si se tienen datos de
inyeccidon de agua de otros campos cercanos y estos son
comparables debera hacerse dichas comparaciones. Si un
presupuesto esta siendo desarrollado desde el inicio, factores
como el incremento del corte de agua, gas, incremento de la
corrosion , incremento de la escala, estimulacién de pozos,
y el aumento de los workover seran muy importantes de

considerar.
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Como regla general, el ingeniero debera guardarse contra
posibles infravaloraciones, sin sobre dimensional el

presupuesto en demasia.

Cuando los costos de operacion de la inyeccion de agua
tienen que ser estimados, el incremento del costo es
calculado por la sustraccion del costo de la produccion
primaria continua de un afio a otro. Teniendo estimada la
inversion y el incremento del gasto de la inyeccion de agua y
conociendo la produccién de la inyeccion y las predicciones
del ingreso, los ingenieros estan ya preparados para hacer

una evaluacién economica completa.

En el campo Sacha no se lo pudo realizar pues los costos de
operacion de cada afio desde el inicio a la fecha no han sido
tabulados, asi como no se pudo encontrar valores exactos del

proyecto.

Los costos que aparecen en la cuadro 7.1 son valores estimados de
un proyecto de similares condiciones al de Sacha y fue realizado en
1.985; En la cuadro 7.2 se muestra los valores del mismo proyecto
llevados a valor presente para tener una idea de lo que podria costar
en la actualidad este proyecto, cave notar que aqui no se incluyen

impuestos de ningun tipo.
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7.4 ANALISIS ECONOMICO DE LA REINYECCION DE AGUA

7.4.1 GENERALIDADES
7.4.1.1 INTRODUCCION

De acuerdo al oficio No 941731 DNH-204-94 de Noviembre 04 de
1.994, se solicita al Presidente de Petroecuador, se prepare
informacion sobre los proyecto de tratamiento y reinyeccion de agua
de formacion producidas en los diferentes campos del distrito, en
base al oficio 1052 SON del 31 de Octubre de 1.994 del
Prosecretario del Congreso Nacional, al cual se adjunta copia
certificada del oficio 099 CEPMA-CN-DN-94 del 27 de Octubre de
1.994 y que fue suscrito por el Diputado Eduardo Villaquiran.

7.4.1.2 OBJETIVO DEL PROYECTO DE REINYECCION
La produccién de petroleo de los diferentes campos del distrito
viene asociada con agua de formacion que es separada en las
estaciones de produccion, la misma que es enviada a los cuerpos
adyacentes de agua dulce, esteros, etc; creando un impacto
ambiental sobre la biodiversidad de las especies existentes,
afectando principalmente las labores de pesca y la calidad del agua
dulce, que en algunos sitios los colonos y aborigenes usan para

servicio domestico.

7.4.1.3 JUSTIFICACION
El agua de formacion producida debe disponer de un sistema de
tratamiento y reinyeccion para cumplir con los parametros y limites
permisibles establecidos en el reglamento ambiental para
actividades hidrocarburiferas No 621 en vigencia y expedido por el

Ministerio de Energia y Minas.
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El conjunto de proyectos de reinyeccion de agua de
formacion, son exclusivamente de control de |la
contaminacion ambiental y conforme a los objetivos y a la
justificacién de los mismos, estas inversiones no producen
ninguna rentabilidad econdmica en valores monetarios, sin
embargo Petroproduccion no ha escatimado esfuerzos para
poner en marcha un agresivo plan de inversiones a fin de
solucionar a mediano plazo los problemas que se derivan de

la explotacidn petrolera.

7.4.1.4 CARACTERISTICAS DEL AGUA DE FORMACION
El agua de formacion producida tiene tendencia corrosiva e
incrustante, la salinidad varia desde 1.000ppm CI° en
Bermejo hasta 90.000ppm CI° en el campo Guanta ; la
concentracion de sal en las aguas de formacion, determina
en mayor o menor grado el indice de corrosién en

instalaciones, tuberias y tanques.

7.4.1.5 SELECCION DE TUBERIAS Y EQUIPOS.
Para solucionar los problemas de corrosion que ocasionaria
el agua de formacion en el transporte, se ha seleccionado
tuberia PVC de 6” y 8” de didmetro y presiones de 140 a
180 psi. Los equipos y materiales para reinyectar el agua son

de aleaciones especiales para evitar su prematuro deterioro.

7.4.1.6 ORIGEN DE LOS PROBLEMAS POR EL AGUA
La produccion de petroleo en los campos operados por Texaco
desde 1.972, viene asociada con agua de formacion, cuyo volumen
se ha incrementado paulatinamente hasta 126.946 barriles diarios
en Agosto de 1.994. (Ver cuadro 7.3).
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La compafia Texaco, durante el tiempo de operacion de los
campos no ha realizado ningln proyecto para tratamiento y o
inyeccion de agua de formacion y dar soluciones oportunas a

los problemas de la contaminacion del medio ambiente.

CUADRO 7. 3

PRODUCCION DE AGUA DE FORMACION EN
CAMPOS EX-TEXACO (AGOSTO DE 1.994)

CAMPO AGUA
Aguarico 2.900
Anaconda 113
Atacapi 1.664
Auca central 4.277
Auca sur 7.359
Aucasurly? 1.540
Auca este 260
Cononaco 16.353
Culebra 334
Dureno 300
Guanta 1.510
Lago Agrio central 1.415
Lago Agrio norte 3.000
Limoncocha 1.280
Palanda 1.052
Pindo 2.144
Parahuaco 4
Puma 1.100
Sacha norte 1 12.500
Sacha norte 2 1.700
Sacha central 10.000
Sacha sur 6.500
Shushufindi norte 12.400
Shushufindi central 13.472
Shushufindi sur 12.516
Shushufindi sur-oeste 7.610
Rumiyacu 0
Yuca 3.100
Yuca sur 27
Yulebra 516

Subtotal 126.946
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PRODUCCION DE AGUA DE FORMACION EN

CAMPO EX-CEPE. (AGOSTO DE 1.994)

CAMPO

Bermejo norte
Bermejo sur

Carabobo
Conga
Charapa
Cuyabeno
Frontera
Pacay
Pacayacu
Pacuna
Payamino
Pichincha
Paraiso
Secoya
Shuara
Singue
Sansahuari
Shushuqui
Tapi
Tiguino
Tetete

V. H. Ruales

Subtotal 2

AGUA

1.691
1.577
285
196
0
4.100
74

0
113
1.100

3.031
2.700
5.700
5.580

2.430
2.446
1.900
2.000
4.673
1.436

41.032
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Total de Petroproduccién = Subtotal + Subtotal 2

Total = 126.946 + 41.032

Total de Petroproduccion = 167.978

7.4.1.7 AGUA DE FORMACION EN LOS CAMPOS.

La produccion de agua de formacion en los campos operados
por Ex-Cepe en Agosto de 1.994 es 41.032 barriles diarios (
Ver cuadro 7.3 ) .

Para solucionar los problemas ocasionados por el agua de
formacion, Petroproduccidon en la mayoria de los campos
tiene en operacion piscinas de hormigén “API“ | para tratar

el agua de formacion y retirar el crudo remanente.

7.4.1.8 EJECUCION ECONOMICA.

En el presente trabajo se indica en forma general los montos
aprobados, gastos ejecutados y los valores comprometidos

de cada uno de los proyectos.

7.4.1.9 RESULTADOS AL EJECUTAR LOS PROYECTOS.

A la presente fecha se reinyectan aproximadamente 39.000
barriles diarios de agua de formacion, en Sacha 12.000 b/d.,
y en Shushufindi Sur 16.000 b/d ., que representan el 23%

del volumen total.
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Con la ejecucion de los proyectos que se detallan a
continuaciéon permitiran en 1995 reinyectar 105.000 b/d de
agua de formacion, que representan el 63% del volumen
total del agua producida, el 37% de volumen restante.
Petroproduccién en un futuro mediato, reinyectara o tratara
el agua hasta alcanzar los parametros permitidos

establecidos en la regulacion ministerial.

7.4.2 COSTOS DEL PROYECTO DE REINYECION EN SACHA.

7.4.2.1 Sacha Central .

a) Produccidn de agua: 10.000 b/d

b) Descripcidn:

@ Se trata el agua de formacidon en piscinas de
hormigon construidas en la estacion Central de

Sacha.

@ Se transporta el agua a través de tuberia PVC de alta
presion, desde la estacion Central hasta la captacion
en el rio y luego a la planta de recuperacion

secundaria.

@ Se reinyecta el agua en el sistema de recuperacion

secundaria.
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c) Avance fisico: 100 %.

d) Fecha estimada de terminacidn:

El proyecto termino en Mayo de 1994.

e) Monto aprobado: 436.750 dolares.

f) Gasto ejecutado: 395.027 dolares.

g) Comprometido: 41.713 dolares.

7.4.2.2 Sacha Norte 1.

a) Produccidn de agua: 13.000 b/d

b) Descripcidn:
@ El agua de formacion se trata en piscinas de hormigoén
construidas en la estacién Norte 1 de Sacha.
@ Se transporta el agua a través de tuberia PVC de alta
presidn, desde la estacion Central hasta la piscina de

recuperacion secundaria.

@ Se reinyecta el agua en el sistema de recuperacion

secundaria.

c) Avance fisico: 100 %.
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d) Fecha estimada de terminacidn:

El proyecto termino en Diciembre de 1993.

e) Monto aprobado: 331.750 ddlares.

f) Gasto ejecutado: 318.199 dolares.

g) Comprometido: 13.551 dolares.

7.4.2.3 Sacha Norte 2.
a) Produccidn de agua:  2.000 b/d

b) Descripcidn:

@ Se trata el agua de formacidon en piscinas de

hormigon construidas en la estacion Sacha Norte 2.

@ Se transporta el agua a través de tuberia PVC de alta
presidn, desde las piscinas de la estacién hasta el

pozo Sacha 65.

@ Se reinyecta el agua en la formaciéon Tiyuyaco en el

pozo Sacha 65.
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c) Avance fisico: 40 %.

d) Fecha estimada de terminacidn:

Diciembre de 1996.

e) Monto aprobado:

Proyecto diferido para 1996.

7.4.2.4 Sacha Sur.

a) Produccidn de agua: 7.000 b/d

b) Descripcidn:
@ Se trata el agua de formacidon en piscinas de

hormigon construidas en la estacion Sacha sur..

@ Se transporta el agua a través de tuberia PVC de alta
presidn, desde las piscinas de la estacién hasta la
capitacion en el rio y luego a la planta de

recuperacion secundaria.

@ Se reinyecta el agua en el sistema de recuperacion

secundaria.

c) Avance fisico: 75 %.
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@ Se tiene adquirida la tuberia PVC 8” de diametro y los

accesorios de alta presion.

@ EI control para la tuberia PVC, EI tramite de

adjudicacion.

@ Las unidades de transferencia se encuentra n las

bodega de Lago Agrio.

d) Fecha estimada de terminacidn:

El proyecto termino en Febrero 1995.

e) Monto aprobado: 120.000 doélares.

f) Gasto ejecutado: 103.478 ddlares.

g) Comprometido: 16.522 ddlares.
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CAPITULO # 8

CORROSION

8.1 INTRODUCCION

Para poder realizar un programa adecuado contra la corrosion en la planta de
inyeccion es necesario entender que causa la corrosion y que cambios se

producen durante el proceso.

Si se es posible diagnosticar la causa de la corrosién adecuadamente
encontraremos el camino para poder resolver el problema en forma eficiente.
La corrosion en la planta de tratamiento de agua de inyeccidon del campo
Sacha representa uno de los problemas mas importantes que se ha generado
durante los ultimos afios y en especial a partir del 10 de Noviembre de
1.992, fecha en la que se comienza el proyecto de reinyeccion de agua de

formacion mediante la planta de recuperacidn secundaria.
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Dos son las causas principales de corrosion que se da en la planta de
inyeccion:
a) Los iones cloruros ( Cl" ) presentes en altas proporciones en el agua

procedente de la formacidn de la arena “ U ”.

b) EI oxigeno disuelto en el agua que se condensa sobre las tuberias que es

frecuentemente detenida por la materia orgéanica.

8.2 OBJETIVO

8.3

El objetivo de este capitulo es encontrar en forma clara, cuales son las
causas y las formas de actuar de las mismas que han provocado un aumento
de la corrosion a niveles criticos en la planta de tratamiento de agua de
inyeccion del campo SACHA, una vez identificado plenamente el problema,
encontrar el método mas idoneo para realizar el monitoreo, que una vez
implementado el sistema de control de proceso corrosivo, nos permitira
tener limites tolerables de corrosion en el area, y la consecuente proteccidn

de equipos que tienen un costo elevado.

TIPOS DE CORROSION.

Los tipos de corrosion encontrados frecuentemente en la industria petrolera

incluyen:

@ Electrdlisis.
@ Celdas galvanicas.
@ Celdas de concentracion.

@ Corrosidn por bacterias.
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8.3.1 ELECTROLISIS.

Este término generalmente se reserva para designar a la corrosion
causada por corrientes eléctricas provenientes de una fuente de
energia. Ademas, varios grupos estan investigando la posibilidad de
que exista corrosi6n causada por corrientes alternas, pero
generalmente esta corrosion se debe Unicamente a corrientes directas.

No se presenta en la planta de agua éste tipo de corrosion.

8.3.2 CORROSION GALVANICA.

Una forma especial de la reaccion general de corrosion que se ve en la
planta de inyeccion de SACHA es la reaccién galvénica. Esta forma
relativamente comudn de corrosion resulta cuando dos metales
distintos se conectan y se exponen a un ambiente acuoso; un metal se
vuelve catodico y el otro anodico, estableciéndose una celda

galvanica.

Por ejemplo, cuando el acero y el cobre se conectan en agua, el acero
se convierte en anodo. Se dice que es anodo con respecto al cobre,
que es el catodo. La pérdida de metal ocurre en el &nodo, de manera
que el acero se corroe. Los mismos principios sobre relacion de areas
de superficies catodo-anodo que se aplican a la reaccion general de

corrosion se aplican a la celda galvanica:

1. Cétodo mas grande ------- velocidad de corrosién mas alta.

2. Céatodo mas pequefio ------ velocidad de corrosion mas baja.

3. Anodo mas grande ------ pérdida de metal por corrosion general.
4. Anodo pequefio  ------- ataque tipo picadura.
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La velocidad de corrosion del par galvanico depende de los metales
que se conecten. En la tabla 8.1 se lista una serie de metales comunes
y aleaciones que con frecuencia se encuentran en los sistemas de
agua. Es bastante parecida a la serie electromotriz de los elementos.
La conexion de dos de éstos metales en un ambiente acuoso como la
planta de inyeccion corroe al mas anodino. Para metales que estén
muy cercanos a ésta serie, la velocidad de corrosién es menor que
para aquellos que estan muy separados. En un par galvanico,

entonces, la velocidad de corrosion depende de :

a) Los metales que se conectan.

b) La relacion del area de la superficie anddica a la catddica.

Los elementos que estan en el agua a ser transportados , de igual
forma son importantes ya que también originan éste tipo de

corrosion.

La planta fue construida en su totalidad de un mismo material
justamente para evitar que se produjeran éste tipo de corrosion que es
bien sabido deterioran rapidamente el sistema, pero debido al
desgaste que se produjo al comenzar la mezcla de agua de formacion
se tuvo que cambiar ciertas tuberias, valvulas y accesorios que
cedieron a la accién destructora de ésta agua. El problema se origina
debido a que al remplazar las nuevas tuberias, valvula y accesorios no
se tomaron encuentra los materiales originales sino que se procedio a
colocar los que se disponian en bodega lo que a corto plazo dio
inicio a la corrosion galvanica que se suma a los otros tipos de

corrosion presentes en la planta.
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8.3.2.1 Factores que influyen en la corrosion galvanica.
1.) Diferencia de potencial en los metales.
2.) Efecto del area relativa catodo - anodo.
3.) Efecto del medio ambiente.
4.) Efecto de la velocidad relativa.
5.) Resistencia eléctrica del electrolito.

6.) Efecto de la distancia.

8.3.2.2 Precauciones:
1.) Usar metales que estén proximos en la serie.
2.) Evitar efecto desfavorable del area.
3.) Aislar los dos metales.
4.) Uso de recubrimiento.

5.) Evitar pequefios &nodos con grandes cétodos.

8.3.3 CORROSION POR CELDA DE CONCENTRACION

De la misma manera que los metales diferentes mencionados
anteriormente generan una corriente galvanica con una concentracion
dada de agua, puede también establecerse una corriente galvanica
cuando el mismo metal se expone a diferentes concentraciones
(fuerzas idnicas) de soluciones acuosas. El ataque que ocurre en el
anodo como resultado de éste mecanismo, llamado corrosion por
celda de concentracidn, se efectia en la soluciéon mas concentrada.
Las celdas de concentracién son la causa normal de las molesta

muescas locales o de la perdida de metal por el tipo picadura.
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La corrosidn por celda de concentracion es el caso tipico de la planta
de tratamiento e inyeccion de SACHA en la zona donde se unen el
agua de formacion con la de rio , ésta es la razon principal del
acortamiento de la vida atil de los equipos de ésta planta , que aunque
se fabrico para dar servicio durante 25 afios ya se aprecian los efectos
dafiinos de la agresiva corrosién que sufre. En general éste tipo de
corrosion se presenta en cualquier lugar donde los depdsitos, el
disefio pobre de los equipos, o ambos, permiten la concentracién
localizada de una sustancia especifica como Na Cl o O, que sea

notoriamente distinta a la encontrada en el ambiente acuoso.

8.3.4 CORROSION BACTERIANA
Esta corrosidn es causada por la actividad de ciertas bacterias en el area de la
tuberia. Existen algunos requerimientos ambientales para que se produzca la
proliferacion de éstas bacterias. Estas son anaerobicas, lo cual significa que no
pueden sobrevivir en presencia de oxigeno. Ellas deben tener una fuente de
alimento organico ( blogue de madera, basura, papel, o gas pueden ser
suficiente). Ellas deben tener agua y sulfatos en el suelo. Ellas son por lo tanto
mas activas en temporadas lluviosas. Este tipo de corrosion fue identificada y
descubierta inicialmente en areas pantanosas, pero las experiencias han
demostrado que no se requieren las condiciones de las &reas pantanosas para

que se produzca éste tipo de corrosion.

Este tipo de corrosion no se presenta en la planta de tratamiento de agua de

inyeccion puesto que se tiene un buen control de las bacterias.
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8.4 FORMAS DE CORROSION

Uniforme

Galvanica
Erosion
Macroscopica ¢ Pitting

Selectiva
CORROSION < Crevice
Localizada < Corrientes Parasitas

Intergranular

Por Esfuerzo
Microscopica < Transgranular
Ataque por Hidrogeno
— Fatiga

8.4.1 Corrosion uniforme o generalizada.- Es la pérdida de metal
proporcional a toda el area expuesta que es facil de detectar, el

monitoreo se lo puede hacer mediante inspecciones periddicas.

Este tipo de corrosion se observa en las paredes de los tanques de

floculacion en especial del de agua de formacion.

8.4.2 Corrosion localizada.- Este tipo de corrosion es la que mas nos
interesa pues ésta involucra casi todos los procesos corrosivos y

pueden ser : Macroscopica o Microscépica.

8.4.2.1 Macroscopica.- Es la que se puede apreciar a simple vista 'y
se subdividen en corrosion galvanica, erosion, pitting,
exfoliacion y ataque selectivo, crevice o socavado y

corrientes parasitas.
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8.4.2.1.1 Galvéanica.- Se produce cuando se utiliza dos

metales diferentes en la construccion o montaje,
entre éstos dos metales existe una diferencia de
potencial eléctrico que al final por la produccidn
de una corriente, el metal menos noble se ira
desintegrando, para evitar éste tipo de corrosién,
se debera utilizar en lo posible materiales que

estén proximos en la serie atdmica.

Debido a que no se tenia en bodega repuestos de
la planta del mismo material se colocaron de los
que estaban a la mano ésto a contribuido a que el

proceso de corrosion se incremente aun mas.

8.4.2.1.2 Erosion.- Es la que se produce por condiciones de

8.4.2.1.3

alta velocidad de fluidos en el proceso,
especialmente en codos, impulsores de bombas,
agitadores, etc., ésta tiene la apariencia de huecos
u hondas con direccionalidad, para disminuir éste
tipo de corrosion se debera utilizar materiales de
alta aleacion o mejor resistencia, mejorar el disefio

de ingenieria o aplicar revestimientos.

Crevice (Socavado).-Se producen en juntas |,
remaches, por la acumulacién de la humedad,
suciedad, productos de la corrosidn, rasgufios en la

pintura protectora, etc..
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8.4.2.1.4 Pitting.- Es una forma de corrosion localizada y ocurre

8.4.2.1.5

cuando un metal es protegido por una pelicula que es
parcialmente resistente, o también por el contacto
directo con aguas corrosivas, éste tipo de corrosion es
muy peligrosa por ser la mas destructiva, pues los
Pittings son dificiles de detectar y cuantificar,
producen fallas repentinas ademas que el proceso de
desarrollo es auto catalitico, pues dentro de los Pittings
se producen condiciones que estimulan la actividad de

formacion de nuevos Pittings.

Las fallas por Pitting se presentan en medios que
contienen cloro o cloruros y la mayoria de éstas
aguas estan presentes en los fluidos de
produccion de los pozos de agua e formacion.
Para prevenir éste tipo de corrosion se
recomienda mantener el PH alto, tratar las aguas
con  hidréxidos, cromatos o  silicatos,
incrementar la velocidad de flujo y el uso de

recubrimientos.

Exfoliacion.- Es un tipo de corrosiéon Sub-
Superficial que se ha propagado bajo la
superficie del metal, produciendo destruccion de
capas completas de material, dando el aspecto de
escamas o ampollas, ésta se produce en procesos

con alta temperatura y presencia de oxigeno.
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8.4.2.1.6  Ataque Selectivo.- Es la eliminacion de un
elemento de la aleacién, ejemplo: la
desincificacion en una aleacién de cobre y zinc,
éste tipo de corrosidn es peligrosa, pues el metal
que queda ha perdido totalmente las propiedades
mecanicas de la aleacion para éste tipo de
corrosion es el uso de aleaciones estables y no

susceptibles a la descomposicion.

8.4.2.2 Corrosion Microscopica.- En éste caso la cantidad de metal perdido
o disuelto es minimo y el dafio que causa puede ser alto, no es
visible al ojo humano y requiere de procedimientos especiales para
detectarlo, como rayos X, ultrasonido, liquidos penetrantes, etc., los

MAas comunes son:

8.4.2.2.1 Ataque intergranular.- En éste caso la corrosion ocurre
en el limite del grano, producido en el
empaquetamiento molecular durante la fundicion de la
aleacion, debido a que ciertos granos de la aleacion no
encajaron correctamente y éstos son los puntos mas
susceptibles de ataque.
El ataque inicialmente ocurre en la superficie del metal
y continda hacia dentro como una celda de corrosion
local. ElI metal se vuelve susceptible al ataque
intergranular debido a un tratamiento térmico que
puede ocasionarse en los trabajos de soldadura, éste
fendmeno puede corregirse mediante otro tratamiento

térmico adecuado.
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8.4.2.2.2 Corrosion por Hidrogeno.- En un proceso corrosivo se

produce la formacion de atomos de hidrogeno, el
mismo que se difunde dentro de los microporos o
regiones donde existen imperfecciones en la aleacion
produciendo deformaciones, ya que se obtienen

burbujas de gas de hidrégeno.

8.4.2.2.3 Corrosion por Estrés.- Es una fractura causada

8.4.2.2.4

por la presencia simultanea de traccion en un
medio corrosivo en este se producen finas
rajaduras que se van incrementando en el
interior del metal, ésto se debera a esfuerzos
residuales por soldadura, malos tratamientos

térmicos y esfuerzos de tensién.

Corrosion por fatiga.- Es el resultado de
esfuerzos y vibraciones continuas y ciclicas
producidas en un proceso industrial, si ésto
ocurre en un medio corrosivo, se disminuye a la
mitad el esfuerzo que normalmente requeriria

para fallar el metal en aire seco.

El inicio de la falla se produce en un Pit,
hendidura o disminucion de espesor, éste tipo de
corrosion se puede prevenir incrementando la
resistencia a la tension mediante el cambio de
metalurgia y buscando nuevas alternativas de

disefo.
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8.4.2.2.5 Corrosion Microbiologia.- Es el resultado de la
actividad de organismos microvivientes, en el
proceso metabdlico los organismos consumen y
generan otros, que influyen en el proceso
corrosivo, ademds las condiciones de
temperatura en el proceso ayudan a la
proliferacion de baraterias, las soluciones para
ésta situacién es el uso de bactericidas o

aireacion del agua.

8.5 CONTROL DE CORROSION

La corrosion es la forma que la naturaleza tiene para regresar los metales
procesados, como acero, cobre, zinc, etc. a su estado original, como compuestos
quimicos o minerales . Por ejemplo, en su estado nativo el hierro es un compuesto
oxidado (esto es, Fe, Oz, FeO, Fez O,4) , pero cuando se ha convertido en hierro y

acero pierde el oxigeno y se vuelve hierro elemental (Fe°).

En presencia de agua y oxigeno, la naturaleza ataca incansablemente al
acero convirtiendo al hierro elemental (Fe®) en un 6xido, por lo comuin

alguna combinacion del Fe,O3 y Fe30y .

Aunque la corrosion es un proceso complicado, puede ser comprendido mas
facilmente como una reaccién electroquimica que incluye tres pasos, como

se muestra a continuacion.

1.- La pérdida ocurre en aquella parte del metal llamado area anddica
(dnodo). En éste caso el hierro (Fe®) se pierde al entrar a la solucion

acuosa y se oxida al i6n Fe*? .

2.- Como resultado de la formacién del Fe*? | se liberan dos electrones que

fluyen a través del acero al area catodica (catodo).
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3.- EIl oxigeno (O,) en la solucidn acuosa se desplaza al catodo y completa
el circuito eléctrico empleando los electrones que fluyen al catodo para
formar iones oxidrilos (OH") en la superficie del metal. Quimicamente ,

las reacciones son las siguientes:

Reaccién anddica : Fe® - Fe' +2¢ (1)

Reaccidn catodica : %0, +H, O +2¢° - 2 (OH) (2)

Cuando el oxigeno estd ausente, el i6n hidrégeno (H") participa en la
reaccion en el catodo en lugar de el oxigeno, y completa el circuito como

sigue:

2H" + 2¢° ~ Hy 1t (3)

Cada superficie del metal esta cubierto por innumerables y pequefios &nodos
y catodos. Por lo comdn, éstos sitios se desarrollan a partir de : (1)
irregularidades superficiales producidas por el formado, el extruido y otras
operaciones del trabajo del metal; (2) esfuerzos provenientes de las
soldaduras, el formado y otros tipos de trabajo, o (3) diferencias en la
composicién de la superficie metélica. En el caso del acero ésto puede ser
causado por microestructuras diferentes; o por impurezas que pueden
haberse formado cuando el metal fue fundido o a causa de las impurezas
prensadas en la superficie durante las operaciones de laminado, acabado o

conformado.
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Los métodos de control de corrosion son:
@ Seleccidn de materiales.

@ Recubrimiento.

@ Aislamiento.

@ Proteccion Catodica.

@ Inhibidores.

8.5.1 SELECCION DE MATERIALES

La seleccién de materiales generalmente se refiere a la seleccion de
materiales lo méas cercano posible en la serie electromotriz para evitar
diferencias de potencial significativas, tal como acero y cobre en

contacto metélico.

Ocasionalmente un material se selecciona por su resistencia a un
ambiente particular. El cobre es un veneno para las bacterias

responsables de la corrosion, pero debe tomarse en cuenta siempre el

equipo en conjunto y no en casos particulares, pues no por solucionar
un problema se va a crear otro, éste fuera el caso si existiese gran
cantidad de material anddico en contacto con grandes dareas de

material catodico.

Esto no ha sido tomado en cuenta en la planta de tratamiento de agua
de inyeccion pues se coloca reemplazos de cualquier material sin
analizar primero los elementos que los constituyen y si van o0 no a
ocasionar un diferencial de potencial que producira corrosién como la

que ya se estd dando en la planta.
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8.5.2 RECUBRIMIENTO

Son usados para evitar el contacto entre la tuberia y la tierra o entre
la tuberia y el fluido interno. Actualmente estdn disponibles muchos
materiales buenos para el recubrimiento . La seleccion de un
revestimiento en particular depende de la aplicacion especifica en la
que se va a usar, de la experiencia y a veces de la aceptabilidad del
grupo de trabajo. Una aplicacién satisfactoria del recubrimiento es

muy importante en el éxito final del recubrimiento.

Este meétodo podria representar una solucion parcial para ciertas
partes de la planta y ayudaria a prolongar el tiempo de vida de la
misma . Los recubrimientos se los podria poner en los tanque,
tuberias, accesorios, etc. donde las presiones no sean altas al igual

que las velocidades de desplazamiento del fluido.

8.5.3 JUNTAS AISLADORAS Y AISLAMIENTOS

Se utilizan para romper los circuitos eléctricos. Estos pueden usarse
para separar metales diferentes y para separar las lineas de otras
estructuras. Muchos accesorios de aislamiento, acoples y empaques
estan disponibles para separar metales o para romper la continuidad
eléctrica. En los sitios en los que existia pequefios espacios entre las
estructuras, un material aislante insertado en aquel espacio mantendra

las estructuras sin hacer contacto.
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PROTECCION CATODICA

Consiste en la aplicacion de una corriente eléctrica de tal forma que
la corriente siempre esté fluyendo hacia la tuberia. En éste caso, la
tuberia sera siempre el polo negativo o catodo del circuito. Esto se
Ileva acabo mediante el uso de anodos de sacrificio o mediante el uso

de una corriente impresa.

En el primer caso, un metal anddico en la serie electromotriz respecto
a la estructura que se va a proteger se entierra y se conecta a la
tuberia para formar una bateria o celda galvanica de corrosion, en la
que el anodo se corroe para proteger al catodo (tuberia) . En el Gltimo
caso, la corriente proveniente de una fuente de energia directa,
generador, rectificador, etc. , se aplica a traves de un lecho de &nodos
enterrados. Estos anodos pueden ser metal dafiado o una aleacion

metélica que sirva para el efecto.

INHIBIDOR

Puede ser impractica la proteccion completa a la corrosion de metales
y aleaciones en sistemas de distribucién de agua, el objetivo es
controlar la corrosion dentro de niveles tolerables mediante un buen
disefio, seleccion de los elementos y materiales apropiados de
construccion y tratamiento efectivo del agua. Los niveles de corrosion
pueden expresarse como perdidas de metal en mils/ afio (mpa) ; un
mil es igual a 0.001 plg (0.0025 cm) . 1 mpa = 0.025 mm / afio. Un
metodo rapido para medir el grado de corrosion es el que se describe

en el Apéndice N, gréafico #1.
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Como ya se observd, deben completarse todos los elementos de un
circuito de corrosion para que la corrosion se efectie. Esto incluye,
entre otras cosas, una reaccién anddica y otra catddica. En
consecuencia, cualquier producto quimico aplicado al agua que
detenga la reaccidén anddica detendrd la corrosion; como corolario,
cualquier material que se afiada para reducir la velocidad de reaccién

catédica también reducira la corrosion.

Un programa eficaz para controlar la corrosién depende, por lo
comun, de inhibidores especificos para detener la reaccién anddica,
frenar la reaccion catddica, o ambos. De los inhibidores anodicos, el
cromato, es mas ampliamente usado, es un inhibidor muy fuerte.
Mientras que muchos inhibidores de corrosion comunes forman una

capa de barrera sobre la superficie del metal.

En Sacha se usa como inhibidor de corrosién el K-707 de Quimipac
que es a base de cromato. Se lo inyecta en la linea de agua que viene
de las bombas captadoras , en la linea que estd en la planta misma ,
especificamente después de los tanques de floculacion ,osea después

de que se mezclan las aguas de rio con la de formacian.

8.6 LA SERIE ELECTROMOTRIZ

Los materiales electromotrices juegan un papel muy importante en la
velocidad de corrosion, para la cual tiene una marcada influencia sobre el
voltaje de la celda de corrosion. Los diferentes metales han sido clasificados
por los electroquimicos en orden a su tendencia para entrar en solucién, por
ejemplo para formar iones. Esta es la bien conocida celda electromotriz, o

también celda electroquimica.
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En la tabla 8.1 “Serie electroquimica de los metales”, los voltajes dados son
voltajes obtenidos en una celda preparada bajo condiciones especificas en la
cual el metal en andlisis funciona como uno de los electrodos y el del hidro
es el otro. Al valor de el electrodo de hidrégeno arbitrariamente se le a
asignado el valor de cero. Para obtener el voltaje desarrollado cuando dos
metales diferentes se usan como electrodos, se resta el potencial del
electrodo con menor potencial respecto al del hidrogeno, del potencial del
electrodo con mayor potencial respecto al del hidrégeno, si los signos son
semejantes, o0 en caso contrario, se suman los potenciales si los signos son

opuestos.

Los metales de la parte superior de la tabla entran en solucion mas
facilmente, es decir que la tendencia de los metales a corroerse decrece

hacia abajo de la tabla.

Cuando dos metales diferentes sirven como electrodos en una celda voltaica,
el metal mas arriba en la serie sera anodico y se corroera, el otro metal sera

catodico y generalmente no se dafia.



SERIE ELECTROQUIMICA DE ALEACIONES

Magnesio

Aleaciones de magnesio

!
Zinc

!
Aluminio 2S

!
Cadmio

!
Aluminio 17ST

l

Acero
Hierro
Hierro fundido

l

Cromo-Hierro

l

Niquel resistente
!
18-8 Cr-Ni-Fe(activo)

!
Hastelloy C

l

Plomo-Estafo
Plomo

Estafio

l

l

Niquel (activo)

l

Inconel (activo)

!
Hastelloy A

Hastelloy B
!

Brasses
Cobre

Bronces

Aleacion Cobre-Niquel

Titanio
Monel

l

Suelda de Plata

!
Niquel (pasivo)

Inconel (pasivo)

l

Cromo-Hierro (pasivo)
18-8 Cr-Ni-Fe (pasivo)
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18-8-3 Cr-Ni-Mo-Fe (pasivo)

l

Plata

l

Grafito
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SERIE ELECTROQUIMICA DE LOS METALES.

ELEMENTO ION DE REFERENCIA POTENCIAL EN VOLTIOS
Litio Li+ -2.,96
Rubidio Rb + -2.93
Potaco K + -2,92
Estroncio Sr ++ -2,92
Bario Ba ++ -2.,9
Calcio Ca++ -2.,87
Sodio Na ++ -2,71
Magnesio Mg ++ -2.,4
Aluminio Al +++ -1,7
Berilio Be ++ -1,69
Manganeso Mn ++ -1,1
Zinc Zn ++ -0,76
Cromo Il Cr++ -0,71
Cromo I Cr+++ -0,5
Hierro Il Fe ++ -0,44
Cadmio Cd ++ -0,4
Indio In +++ -0,34
Talio Tl + -0,33
Cobalto Co ++ -0,28
Niquel Ni ++ -0,3
Estafo Sn ++ -0,13
Plomo Pb ++ -0,12
Hierro Il Fe +++ -0,04
Hidrogeno H+ 0
Antimonio Sh +++ 0,1
Bismuto Bi +++ 0,23
Arsenico As +++ 0,3
Cobre Il Cu++ 0,34
Cobre | Cu + 0,47
lodo | + 0,53
Teluro Te ++++ 0,56
Plata Ag + 0,8
Mercurio Hg ++ 0,8
Paladio Pd ++ 0,82
Platino Pt ++++ 0,86
Bromo Br + 1,06
Oro Il AU +++ 1,36
Oro | Au + 1,68
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8.7 VELOCIDAD DE CORROSION

Como se observO antes, son necesarios tres pasos basicos para que la
corrosion se efectle. Si se evita la ocurrencia de cualquiera de ellos, se
detiene la corrosion. EI mas lento de los tres pasos determina la velocidad
del proceso global de corrosion. La reaccion catodica (paso 3) es el mas
lento de los tres pasos que intervienen en la corrosion del acero, de modo
que ésta reaccion determina la velocidad. Esta reaccion es lenta a causa de
la dificultad que tiene el oxigeno de difundirse a través del agua. En
consecuencia un factor que incrementa la corrosion es la elevacion de la
temperatura del agua, que reduce su viscosidad y acelera la difusién del
oxigeno, como la planta de tratamiento de SACHA tiene dos tipos de agua la
de rio que esta casi a temperatura ambiente con ligeras variaciones del dia a
la noche y por lo tanto no ayuda a la velocidad de corrosion pero no asi el
otra agua, que es de la formacion y que estd a una temperatura elevada ( 160

°F) lo que si contribuye al incremento de la velocidad de corrosién.

8.8 FACTORES QUE INFLUYEN EN EL PROCESO DE CORROSION.

8.8.1 La naturaleza de los metales.- Los metales comerciales no son
homogéneos, pues contienen inclusiones, precipitados y tal vez
diferentes fases. Cuando eéste se sumerge en un electrolito, se
evidencian diferencias de potencial entre las fases vy
consecuentemente la formacién de celdas de corrosion en la

superficie metalica.
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8.8.2 La composicion del metal.- Como se indicd anteriormente, metales

8.8.3

8.8.4

diferentes tienen diferente tendencia a corroerse, el acero es el metal
predominante usado en la planta de inyeccion, entonces nuestro
estudio seréd orientado hacia éste mal y las formas como se produce.
En la planta existen aceros; El acero al carbon es el més usado y
predominante sobre todo en las lineas y tanques. sin embargo
algunos aceros contienen cromo y niquel, ademas algunas aleaciones

sin hierro son usados en algunos elementos como bombas y valvulas.

La composicion del agua.- Como se indic6 anteriormente, la
corrosion del agua aumenta conforme la conductividad aumenta. El
agua destilada es poco conductiva y por lo tanto poco corrosiva, en
cambio el agua salada es completamente conductiva y por tanto es

corrosiva.

Ph del agua.- La corrosividad del agua usualmente se incrementa
conforme el pH disminuye, a mayores valores de pH se pueden
formar escalas protectoras en la superficie metéalica y prevenir o

disminuir el proceso corrosivo.

8.8.5 Temperatura del agua.- A mayor temperatura en el agua, se tendra

mayor corrosividad debido a que se aceleran todas las reacciones
involucradas. En un sistema abierto a la atmdsfera, la corrosividad
puede primeramente aumentar al subir la temperatura y entonces con
un nuevo incremento de temperatura la corrosividad puede disminuir
debido a que los gases disueltos salen de la solucion ; Este es el
caso de los tanques de floculacién tanto para el agua de formacion

como el de agua de capitacion del rio.
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Si el sistema es cerrado, la corrosividad continuara subiendo con la
temperatura debido a que los gases no evacuan la solucion; Esto
sucede a lo largo de las lineas que van desde las piscinas hasta la

planta de tratamiento y desde ésta hasta los pozos inyectores.

Cuando el agua contiene bicarbonatos, el incremento de la
temperatura puede promover la formacion de escala. Sin embargo,
aquello puede orientar a la descomposiciéon de los bicarbonatos y la

produccion adicional de CO;.

Presion del sistema.- La presion también tiene efecto sobre las
reacciones quimicas, en el caso del agua, lo mas importante es el
efecto en la solubilidad de los gases disueltos. Al aumentar la
presién, mayor cantidad de gas se disuelve y por tanto la

corrosividad se incrementa.

Velocidad del agua.- Las velocidades bajas del agua, generalmente
dan corrosion generalizada baja y preferentemente pitting. Los
indices de corrosion en aguas gque contienen pequefias cantidades o
no contiene solidos en suspendidos generalmente se incrementan con

la velocidad.

Altas velocidades y\o la presencia de solidos suspendidos o burbujas
de gas pueden conducir a una corrosion erosion. Cualquier film
protector es constantemente removido, dejando la superficie

metalica libre la cual facilmente se corroe.
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En la planta se observa corrosion del tipo de pitting. Este es una
forma de corrosion causada por una celda de accién local que
produce cavidades inicialmente superficiales. Estas cavidades

pueden estar o no llenas de producto de corrosion.

También es comun encontrar los productos de la corrosién formando
capas sobre las cavidades y se las denomina tubérculos. Este tipo de
corrosion ocurre cuando un metal es protegido por una pelicula que
es parcialmente resistente. La importancia practica del pitting
depende del espesor del metal y la velocidad de penetracion, la
misma que decrece con el tiempo si el numero de pittings

incrementa.

Los cloruros y el hidrégeno estimula la disolucién del metal
acelerando el proceso con el tiempo. Para evitar éste tipo de

corrosion se recomienda:

1.) Incremento de la velocidad de flujo.
2.) Mantenimiento de superficies limpias y homogéneas.

3.) Uso de recubrimientos.

8.9 MONITOREO DE LA CORROSION.

8.9.1 Objetivo.- Determinar la forma mas adecuada da atacar la corrosion
orientandola a que el proceso se de a una velocidad conocida y con
resultados predecibles. Esto se logra mediante el anéalisis de los datos

obtenidos por pruebas de campo o laboratorio.

El monitoreo de corrosién se programa y se lleva a cabo por las

siguientes razones:
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@ Para entender los conceptos basicos (mecanismos de corrosion.).
@ Para comprobar la resistencia de un metal o aleacion.

@ Como herramienta de control de calidad para determinar la vida de

servicio de un equipo o parte del mismo.

Las pruebas de corrosion pueden ser divididas en tres grupos:

@ Pruebas de servicio simulado.- En la que se debe intentar
obtener las condiciones semejantes a las de su uso, ésto se podra

realizar en un laboratorio, o en una planta piloto.

@ Pruebas aceleradas.- Pruebas en las cuales el medio puede 0 no

tener relaciones, con el servicio intentado.

@ Pruebas de servicio en los sistemas actuales.- O en ambientes

naturales.

Metodos tales como, pérdidas de peso en cupones, probetas de
resistencia eléctrica, quimicos y electroquimicos, inspeccion
aguas abajo, se lleva a efecto con el propdsito de obtener datos

confiables sobre la corrosividad del sistema.

Con el conocimiento del historial del sistema, la interpretacion de

éstos datos puede ser de gran ayuda para determinar:

@ Evaluacidn equitativa de las pérdidas del metal.

@ Espesor de pared.
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@ Cambios estructurales (pit, fracturas, etc).

@ Suministra un indice aproximado de los niveles de corrosion.
Esto es fundamental porque nos provee una idea clara de la
eficiencia del programa de control de corrosion.
Consecuentemente se puede ir tomando las acciones
correctivas (cambio de dosis de inhibidor, cambio de

inhibidor, revision de la inspeccidn técnica, etc).

@ Minimiza la inspeccién a través del tiempo y optimiza los

trabajos de restauracion.

@ Determina las anomalias de inyeccion utilizando

herramientas de inspeccion .

Ver Apéndice N, grafico # 2 ,3 y 4.

8.10 METODOS DE MONITOREO.

8.10.1

CUPONES DE CORROSION

EvalGa una corrosion uniforme y corrosion por erosiéon. Los
cupones son piezas simples de metal el cual es el mismo del
sistema que va a ser evaluado tanto de corrosividad,
caracteristicas del material y eficiencia del inhibidor. Estos son
pesados antes de ingresar al sistema y luego de ser removidos
para determinar la pérdida del metal por tanto el nivel de

corrosion.
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No existe tamafio estandar ni uniforme de los cupones de
corrosion, generalmente deben ser, lo mas grandes posibles,
limitando su tamafio a la capacidad de la balanza analitica, los

cupones deben tener una gran area y una masa minima.

Los cupones tienen que ser instalados en puntos estratégicos y
aislados eléctricamente de la estructura, de tal forma que no se
produzca turbulencia en la corriente de flujo, se usa en sistemas

donde la corrosidon muestra cambios sin razén.

Para la evaluacion se los debe dejar en el sistema (porta-cupones)
, minimo 30 dias, para determinar la pérdida del metal del cupén,

para ello se utiliza la féormula:

531 W,
Y/ [=A T ——

D.AT.

W, = Pérdida de peso del cupdn, en miligramos.

D = Densidad del material del cupén ( 7,86 gr/icm?®).

A = Area expuesta del cupén (5,18 pulg?) en el de 2” .
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8.10.1.1 Interpretacion de los cupones.

De 0 -1 MPY corrosion baja.
Del-5MPY corrosion moderada.

Mayor de 5 MPY corrosion severa.

8.10.2 PROBETAS DE RESISTENCIA ELECTRICA

Este tipo de monitoreo es utilizado en sistemas de gas y no
requiere de un medio eléctrico, no puede determinarse el Pitting,
éste sistema compara la resistencia de un elemento que ésta
expuesto al medio corrosivo, con la resistencia de un elemento
similar, que mantiene protegido del medio, el valor de la
resistencia medida, sera funcidon Unica del espesor del metal

expuesto.

La ventaja de monitoreo de éste sistema es que no es necesario
para el sistema para tomar datos, los mismos que pueden ser

registrados en forma continua.

8.10.3 PROBETAS GALVANICAS.

Cuando dos metales son inmersos en un electrolito y son
conectados eléctricamente con éste, existird un flujo de corriente
entre los metales debido a su potencial eléctrico diferente, ésta
corriente se incrementara conforme la velocidad de corrosion
incremente, teniéndose una simple forma de determinar la

velocidad de corrosion en el sitio.
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8.10.4 PROBETAS DE HIDROGENO.

Consiste en un tubo equipado con una valvula de presion, los
atomos de hidrogeno que se generan en las relaciones de
corrosion penetran en el tubo y se combinan dando moléculas, por
lo que la presion dentro del tubo se incrementard, lo cual nos da
una idea del nivel de corrosion, la lectura del mandmetro no se lo
considera como una unidad de presiéon sino un término de

velocidad de corrosion.

8.10.5 MEDICION DE ESPESORES.

Para determinar los espesores en los equipos del distrito
Amazonico, se utiliza el ultrasonido, que consiste en la emisidn
de ondas mecanicas con frecuencias mayores de 20.000 ciclos por
segundo ( 20 KHZ Kilohertz ).

En la industria comercial del ultrasonido se usan frecuencias entre
0,2 KHZ a 25 MHZ (Megahertz ), en pruebas de contacto muy
pocas veces se veran frecuencias mayores a 10 MHZ, las ondas se
reflejan en la parte posterior del metal a prueba o en una falla

cuando la encuentran y la recibe el transductor.

El transductor es dispositivo que transforma cualquier tipo de
energia en otra, en el caso del ultrasonido convierte la energia

eléctrica en mecénica o viceversa.
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Para la evaluacion, se toman medidas en ciertos puntos de
referencias, el cambio del espesor dividido para el periodo de
tiempo entre las medidas o registros determinaran la velocidad de

corrosion.

8.10.6 LA HOJA BETA.

Es la ultima tecnologia que se conoce en control de la corrosion y
gano el premio a la excelencia en Canada en 1.992. Consiste en
acoplar o pegar con epéxica, hojas metalicas delgadas a las que se
someten a alto vacio. Una vez acoplada la placa, el monitoreo de

la corrosion interna es absolutamente rapido y preciso.

El sistema consiste en que el hidrégeno atdmico que se genera en
el proceso de corrosion interno viaja a traves de la tuberia o
recipiente y es almacenado en el vacio de la hoja metélica, la
presion interna de vacio del elemento de monitoreo disminuye

paulatinamente segun se forma el hidrégeno.

Esta tecnologia puede ser utilizada para cualquier tipo de

industria o procesos que tengan problemas de corrosion.

8.10.7 ANALISIS DE AGUA.

Un método alterno de determinar la corrosion y evaluar la
eficiencia del control es determinar la cantidad de hierro disuelto
que contienen los fluidos producidos, por lo que es importante
mantener un registro de los andlisis fisicos - quimicos del agua de

inyeccion a cada pozo inyector.
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En sistemas donde se producen grandes cantidades de fluidos, el
conteo de hierro se transforma a libras de hierro por dia ( LBS /
dia).

BAPD x PPM (Fe) x 159

W, (Lbs Fe/dia) = --------===m-mmmmmmmmoeeee
454.000

MPY = 34.190

BAPD= Barriles de agua por dia.

PPM = Partes por millon.

MPY = Milésimas de pulgadas por afo.

D = Diametro interno de la tuberia en pulgadas.

L = Longitud del tubo en pies.
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Ademas se debe determinar:

@ Sdlidos ionicos disueltos.

@ Sdlidos suspendidos.

@ Gases disueltos.

@ Sustancias causadas por bacterias.

8.11 CONSIDERACIONES IMPORTANTES

Se tomaron textualmente ciertas partes de reporte que se consideraron de

importancia para éste capitulo y son las siguientes.

8.11.1 Reporte # 1.

A partir del dia 08 de Septiembre de 1994 se ha tenido que
suspender hasta la fecha , la capitacion de agua de formacion de la

estacidn Sacha Central por las siguientes razones.

1.- EI residual de aceite del agua que sale de la piscina es elevado,
promedio de 200 PPM. A pesar que se instalo una bomba a la
salida de la piscina para poder inyectar el quimico apropiado que
facilite la separacidn del aceite del agua, los resultados no fueron
positivos, dificultando el tratamiento de ésta en la planta,

saturandose continuamente los filtros.
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2.- Los solidos parafinicos que provienen del drenaje del tanque de
oleoducto, al ingresar a la planta de tratamiento ocasionaban
grandes caidas de presion en los filtros, ésto nos obligaba a realizar
continuamente retrolavados manuales, lo que a su vez producia
perdidas de las arenas filtrantes y como resultado final el agua al
ingreso del tanque de almacenamiento daba altos valores de
turbidez y de solidos y su flujos se disminuia considerablemente.
Por ésta razon se presentaba problemas de falta de nivel en el

tanque de almacenamiento.

NOTA: Para solucionar el problema y poder captar el agua de formacion de la
Central es necesario efectuar un tratamiento adecuado del agua de
drenaje del tanque de oleoducto, y modificar el disefio de las piscinas

de separacidn crudo-agua.

8.11.2 Reporte # 2.

Durante el mes de Octubre de 1.995 la planta de tratamiento del

sistema de inyeccion de agua, presenta las siguientes novedades:

1.- Consumo de quimicos

El consumo de diferentes quimicos fue:

- DC-27 (Hipoclorito de sodio) 57,32 GPD

- DC-563 (Polielectrolito) 2,5 GPD

- DC-F-104 (Atrapador de Oxigeno) 3,03 GPD

- DC-F-103 (Catalizador) 0,14 GPD
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- DC-655 (Biocida) 2,90 GPD

- DC-683 (Biocida) 3,09 GPD

Tratamiento quimico

Los resultados alcanzados para las diferentes variables de

operacidn de detallan a continuacion:

% Remocion de solidos 96,72
% Remocién de turbidez 91,87

% Remocion de oxigeno 91,07

Hay que destacar que el contenido de solidos suspendidos
totales promedio en los pozos inyectores, ha disminuido en un
13 % con respecto al mes de septiembre; ésto se logr6 con la
optimizacidn del consumo de Polielectrolito DC-573, tanto en
la planta de tratamiento como en el punto de inyeccion a la
salida de la piscina de agua de formacion en la Estacion Sacha
Norte 1.

Los resultados del monitoreo de corrosion en los inyectores 02
y 04 son de 0,42 y 0,7 respectivamente, los mismos que son

considerados como de baja corrosidn.



CONCLUSIONES

1) Los mapas de BSW. (Ver Apéndice J, mapas 2 y 3) para las arenas T y U nos
indican que el avance de agua es todavia moderado pero se hace sentir. En la
arena 1 el maximo es de 30 % de BSW. en la U es 20 %, a pesar de &ue por
éstas arenas se inyecta agua, el caso de los pozos SA-36 y SA-51 son los mas
notorios en incremento del BSW, por encontrarse cercano a los pozos

inyectores.

2) La arena U es un buen reservorio de petréleo especialmente donde se eleva la
estructura, existen pozos donde aun todavia no han sido probadas, teniendo
espesores con mas de 60 pies como el Sacha 97, éste pozo ésta cerca del pozo
inyector # 6, otros pozos presentan espesores similares, especialmente los
ubicados en la parte central del campo. Hacia los bordes la arena pierde
intereses hidrocarburiferos, porque se adelgazan y se vuelven sucias, con
intercalaciones de lutitas , como en el caso de los pozos SA-22y SA-30y
todos aquellos que se encuentran cercano a los flancos, donde solo se tiene

como promedio de 5 pies de espesor.



3) La arena T es otro reservorio con petréleo presente en algunos pozos con CAP
en el cuerpo principal, por lo que pierde espesores saturados; actualmente hay
8 pozos que producen de ésta arena, 11 producen en conjunto con la arena U.
Existen varios pozos donde queda por probarla. El cuerpo secundario es muy
arcilloso y pierde interés hidrocarburifero, pero existen pequefias capas de 5 a

10 pies que se encuentran saturadas de petroéleo.

4) Del analisis fisico quimico se desprende lo siguiente:

Los pozos con agua de tendencia incrustante son aquellos donde el carbonato
de calcio ( CO3 Ca ) es elevado y si las condiciones del pozo asi lo amerita
como presion, temperatura, flujo, precipitard el carbonato y formara escala

impidiendo la salida del petr6leo a la superficie y por lo consiguiente bajando

la produccion.

>

Los pozos Sacha 40, 62, 106, 107, 01, 18, 27, 28, 30, 72, 89, 92, 97,y 116
presenian ésta tendencia por tener un elevado porcentaje de CO; Ca disuelto

en las aguas. (Ver Apéndice K, tabla 5).

5) Los pozos con tendencia corrosiva son aquellos cuyas aguas presentan elevadas
~ concentraciones de CO;, y hierro en soluciéon, dependiendo del grado de
concentracién unas aguas son mas agresivas que otras;, Tenemos los casos de
los pozos Sacha 26, 49, 32, 58, 125, 02, 110, 123, 128 y 137 que presentan
concentraciones de COz y que se manifiesia con la presencia de corrosion no

agresiva pero si significativa.

6) El pozo Sacha-58 tiene tendencia corrosiva aportando 2,57 ppm. de hierro y
44% de CO; lo cual da un deterioror mediano de 1.066 MPY. ( milésima de
pulgada de corrosién por afio ). (Ver Apéndice K, tabla 6 y 7).



7) En el mapa de BSW nos indica que el avance de agua es medianamente
teniendo dos pozos con indice de entrada de agua del orden del 30 % de BSW,
que son el SA-51 y el SA-36, pero cabe indicar que éstos estan cercanos a los
pozos inyectores (Ver Apéndice L) y es precisamente por ¢sta arena por donde

se inyecta ¢l agua.

El pozo SA -36 esta cercano al inyector SA -76 WIW. mientras que el SA-51
esta cerca del inyector SA-15 WIW. (Ver Apéndice L).

8) El mapa de salinidad nos indica que los pozos cercanos a los inyectores de
agua presentan salinidades muy bajas que no corresponde a la salinidad

regional de la arena T ( en el orden de 10.000 a 15.000 ppm ).

Tenemos el caso de los pozos SA-51 con 2.900 ppm. , SA-03 con 6.900 ppm. ,
SA-36 con 3.200 ppm. Estas salinidades bajas, nos muestran que las aguas de
Jos pozos inyectores alcanzan a los pozos cercanos como lengua, y se mezclan
con el agua de la arena T originando éstas salinidades muy bajas, que no

corresponde a las salinidades regionales. (Ver Apéndice K, tabla 1)

Otra causa podria ser filtraciones que se pueden dar de otras arenas hacia las
productoras que darian el mismo efecto, pero debido a no tener indicadores
radiactivos o quimicos que nos den una vision de que sucede ésto en la arena

no podemos enfatizar en esto.

~ 9) En el campo existen 19 pozos que producen de la arena U el valor maximo de
BSW en ésta arena estd localizada en el pozo SA-34 con 20%, los demas
pozos presentan valores inferiores, ésto quiere decir que los empujes de agua
son lentos, e incluso algunos pozos cercanos a los inyectores presentan valores

de BSW bajos.



En cuanto al mapa de salinidad de ésta arena, la mayor concentracién de ppm
de CI" ( ion cloro ) esta situada en el pozo SA-81 con una concentracion de
14.300 ppm. El agua de éste pozo tiene un tendencia incrustante y una dureza
total de carbonato de calcio de 2.300 ppm y bajas concentraciones de hierro y

sulfatos en soluciodn.

Las demas salinidades de los otros pozos tiene concentraciones inferiores, lo
que no concuerda con la realidad de las salinidades de la arena U porque en

términos regionales ésta arena tiene agua con cloruro que estin sobre los

20.000 ppm.

Los pozos inyectores hacen que las aguas inyectadas alcancen a los pozos
cercanos y se mezclen con las aguas de la arena U. Esto ha permitido que las
salinidades hayan bajado tal es el caso de los pozos SA-92, 93, 18, y SA-10

que presentan salinidades menores a 10.000.

Es notorio de que el avance del agua es lento en esta arena por lo que valores

de BSW son bajos y no inciden mucho en la produccién de agua.

10) Es obvia la disminucién de la produccion, asi como notoria la declinaciéon de
las presiones en las arenas U y T pero cabe indicar que hay muchos pozos que
producen en conjunto lo cual impide realizar un estudio por separado, sin
embargo de ello v a la poca informacion que se tiene de la misma. sc puede
establecer que lenia una deelinacion de 130 psi por aiio.

De ésto se concluye, que de no haberse implementado la recuperacion
secundaria en Noviembre de 1.986, para 1.992 la presion de yacimiento
estaria por debajo del punto de burbujeo. Reduciendo de ésta manera el

factor de recobro final de la formacion.



11) De los analisis de Build-up corridos en los pozos productores aledafios a los

12)

13)

pozos inyectores, se ha podido observar que en ninguno de los casos
estudiados las presiones se mantienen, mas bien en todos los pozos
disminuyeron y como se vio en la conclusién 10 solo se ha podido reducir la

razdon de declinacion de la presion.

Cada sistema inyector-productor tiene diferentes saturaciones de agua
intersticial, saturacién de petroéleo residual, espesores netos, porosidad y
areas de drenaje que son parametros que inciden en los volimenes de

petroleo desplazante Vd. y en el tiempo de rompimiento de cada sistema.

»

La corrosion en la planta de tratamiento de agua de inyeccion es muy
agresiva, encontrando todo tipo de corrosién en todas las etapas,
preferentemente en lineas y tanques; Los codos son los mas afectados, es por

ésto que se han cambiado tuberias y codos varias veces.

La mezcla del agua de rio con la de formacién ocasiond que la planta
construida y adecuas desde un principio solo para agua de rfo y con una vida
util de 25 aftos de los cuales lleva 10. De seguir la corrosion como ésta se
espera que la planta no dure mas de 3 a 4 afios mas, de no mediarse con

medidas correctivas a tiempo la planta se paralizara.



1)

RECOMENDACIONES >

Para poder restaurar las presiones y efectuar un barrido més uniforme del
petroleo en el yacimiento se necesitar4 volumenes mayores de inyeccién y
consecuentemente incrementar el namero de pozos inyectores en el campo.
Inicialmente se recomienda completar la inyeccion periférica y luego con un
estudio de simmlacién numérica que proporcionara multiples alternativas,
analizar las alternativas de algun tipo de arreglo de inyeccion que demuestre
la mayor opcion para obtener el maximo recobro secundario de peiroleo y que

basicamente cimpla con Jos siguicutes requisitos.

@ Proveer la capacidad de produccion deseada.

@ Proveer la suficiente capacidad de inyeccion para soportar la inyeccioén

deseada.
® Que maximice el recobro de petréleo con una minima produccion de agua.

@ Que se use los pozos existentes para optimizar la economia del proyecto.



2) Se debe monitorear periodicamente las propiedades de los fluidos delos pozos

productores que estén aledafios a los inyectores como el BSW. , la salinidad y
presioﬁes, para poder tener la informacion adecuada que posteriormente
servira para que con un simulador matematico se tenga una idea mas clara de
lo que pasa en el yacimiento debido a la inyeccion de agua, cosa que no se

puede en la actualidad:

3) El analisis de presiones es uno de los estudios mds importanles en la ingenieria

4)

de vacimientos, ya que permite conocer el comportamiento real del mismo, de
manera que se puedan adoptar decisiones inmediatas o a futuro con el objeio
de anmentar o mantener las presiones, la capacidad neta de produccion, el

factor de recobro, etc.

Por ésto se debe tomar registros de build-up en los productores por lo menos
una vez al afio para poder tabularlos y graficarlos (Ver Apéndice I); Con éstos
datos se podria pronosticar el comportamiento a futuro de la presion de
yacimiento. Si no existe informacién suficiente del yacimiento, es imposible

fener una vision clara de su comportamiento.

Se hubiese preferido lener desde. el principio los trazadores quimicos o los
radioactivos para el monitoreo continuo de los pozos productores aledafios a
los inyectores, para saber asi cuando se produce el rompimiento del frente de
avance del agua inyectada. Por lo que se recomienda monitorear
periédicamente las salinidades de los pozos que estén al frente de los

inyectores.



5) Es recomendible inyectar trazadores radioactivos en el agua del nuevo proyecto

de reinyeccion de agua para poder a futuro saber si esa reinyeccion de agua no
se filtra a otras arenas o si no llega en algin momento a aflorar a la superficie,

lo cual seria contraproducente puesto que es lo que se quiere evitar.

6) Realizar estudios oriecntados a recomendar la implementacion de otras técnicas

7)

8)

para combinarla con la inyeccion de agua actual. Entre éstas cifaremos:

adicion de gas, productos quimicos, solventes, calor, entre otros.

Perforar pozos de relleno en zonas que se espere contenpgan altas
concentraciones de hidrocarburos, para compensar la pérdida de produccién
natural por la depletaciéon normal del campo. Los detalles de la ubicacion,

completacion, costos y otros estan fuera del alcance de este estudio.

Chequear el dafio de formacion;, Los pozos deben ser chequeados en forma
regular del dafio de formacion debido al taponamiento de la misma,
inchamientos de arcillas, produccion de precipitados, eic. El dafio de
formacion reduce la permeabilidad en las cercanias del pozo y causa la

correspondiente reduccion en las inyectividades.

9) Correr los Fall Off Test mas seguidos para estimar las presiones promedios del

yacimiento, aunque éste parametro no es el objetivo principal de éste tipo de
pruebas;. ya que la distribucion de presiones entre los pozos inyectores y
productores es complejo en éstos sistemas. Sin embargo se podria realizar

aproximaciones, suponiendo en su desarrollo presiones de contorno constante.



16) De acuerdo al estudio de simulacién numérica del afio 82, el volumen de
inyeccion fue 30.000 BAPD, luego se recomendaba incrementar la inyeccién
en 35.000 BAPD. para el afio 88 sin embargo, éste incremento no se realizé.
Para 1.992 se suponia que la inyeccion de agua seria 40.000 BAPD, ésta
recomendacion tampoco fue realizada; pof lo que se recomienda que en forma
URGENTE se incremente las tasas de inyeccién de acuerdo a las condiciones
operacionales, como de la inyectividad de cada pozo inyector, los valores de

permeabilidad y el dafio de formacion principalmente.

Se recomienda éste incremento también porque los volumenes totales de
inyeccion son muy bajos comparados con los de la produccién, teéricamente
se deberia sustituir los volumenes producidos, a pesar que en ciertos casos y
cuando las caracteristicas del yacimiento lo permite se puede inyectar
volumenes menores formandose el banco de petroleo necesario para

restablecer las presiones y producciones programadas.

i

11) Los controles de corrosion deberian perfeccionarse para evitar falsas ideas de
lo que pasa cu la planta como ocurrié en el 94; que se crefa que no existia
corrosion agresiva en la planta (conclusién que se saco de los cupones )
cuando en realidad si lo habia y se dio a manifestar en una paralizacion y
limpieza de la planta donde se observo dafios en tuberia y desgaste general

de la planta.

12) Implementar la reinyecciéon de agua en el campo Sacha para la formacion
Tiyuyaco para suprimir en la totalidad el agua de formacion en la planta de
recuperacion secundaria lo que disminuira la corrosion y aumentaria en algo

los afios de vida de la planta que ya se encuentra disminuida en un 44%.
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Apéndice A, figura #2
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Apéndice A, figura #3
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Apéndice A, figura #5
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Apéndice H, Fall off # 1A

SACHA WIW #1, ARENA U
Curva tipo y deriv.(09-93)

[§8)
W

(98]

W

R

I~
J

—_—

log dp/t*dp'

1
I

>

I~
J

0O
U

-2.0000 -1.8000 -1.6000 -1.4000 -1.2000 -1.0000 -0.8000 -0.6000 -0.4000 -0.2000 0.0000

—=—press.drop —— press.deriv.

log dt, hrs.

SACHA WIW #1, ARENA U
MDH (09-93)

4000
TUUU

~—_ 3500 -

00

YUUU™

2500 -
2000 -
1500 -
1000 -
500 -

a)
\%

Smaan =—=="""73-1.5000 -1.0000 -0.5000 0.0000 0.5000 1.0000
— Tendencia log dt, hrs.

Pws, Ipc

y =-140.75x + 3013.9




Apéndice H, Fall off# 1B

SACHA WIW #1, ARENA U
HORNER (9-93)

y = 140.75x + 2416.7

4100
3900
3700 —
8 3500 /
g 3300 ~
03100
2900
2700
2500
4.000 4.500 5.000 5.500 6.000 6.500 7.000
log (tp+dt)/dt, hrs.
—Pws
— Tendencia
y = 140.75x + 2416.7
6100
3008 Y = 140,75X + 2416,7
1930
15 P lhr = 2557.45
0.180 P* = 2416.7
0.128
1.250
1.072 m= 140.7524049
0.3 Kw = 47.80208142
0.0000084 S =7.0020
3777 APS = -855.8362102
0.6 rd = 206.2554805
3.5 EF = 0.370754937




Apéndice H, Fall off # 2A

SACHA WIW #1, ARENA T
Curva tipo y deriv.(11-95)

f:-’vvv
58' A ‘—S 2:5999
] ‘,//( 2.0000
g’ 15000
Ko}
S — 0000
r._ [ . 0;‘5‘09‘ —.
L ' \
-2,0000 -1,5000 -1,0000 -05000 0,0000
log dt, hrs.
——press.drop —a—press.deriv.
SACHA WIW #1, ARENA T
MDH (11-95)
4000
3500 -
8 2500 -
; 2000 -
§ 1500 -
1000 A
500
2 5 1 0

-F

-2,0000 -1,5000 -1,0000 -0,5000 0,0000 0,5000
log dt, hrs.

A y = -212,16x + 2867 2
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Apéndice H, Fall off # 2B

SACHAWIW #1, ARENA T
HORNER (11-95)

4100

3900

3700

8 3500 |-

g 3300
3100

2900

2700

2500

4000 4500 5000 5500 6,000 6500 7,000

log (tp+dt)/dt, hrs.

——Pws ——Lineal (Serie2)

y = 225,89x + 2497 9

Pfrac = 6100
Pws = 2076
Qi = 1362
h=70
¢ = 0,156
Swi=0,173
o = 1315
Pw = 1,072
u=103
Ct = 0,0000084
Pwi = 3736
ASw = 0,6
=35

Y =225,89X + 2498

P 1thr= 2723,89
P* = 2498

m= 2258912657
Kw = 4,504184898
S = 32070
APs = -646,7524606
rd = 68,0086497
EF= 0477582827




Apéndice H, Fall off #3A

SACHA WIW #2, ARENA U
Curva tipo y deriv.(01-96)

log dp/t*dp'

-2.0000 -1.5000 -1.0000 -0.5000 0.0000 0.5000 1.0000 1.5000 2.0000
log dt, hrs.

——press.drop —— press.deriv.

SACHA WIW #2, ARENA U
MDH (01-96)

Pws, Ipc

-5.0000 0.0000 5.0000 10.0000 15.0000 20.0000 25.0000 30.0000 35.0000 40.0000

log dt, hrs.

—— Pws — Lineal (Serie2)

y =-330.15x + 3368.7




Apéndice H, Fall off #3B

SACHA WIW #2, ARENA U
HORNER (01-96)

4500

4000
3500 j””’??fb
, 3000

£ 2500
§ 2000
1500
1000
500

0
0.000 5.000 10.000 15.000 20.000 25.000 30.000 35.000 40.000

log (tp+dt)/dt, hrs.

—— Pws ===Lineal ie2
ws === meg (Serie )3'_1|

Pfrac = 6100

Pws = 2604 Y = 130,36X + 3039
Qi = 1772
h =25 P lhr = 3169.36
O= o0.18 P* = 3039
Swi = 0.128
Bo=1.25
Bw=1.072 m= 130.3644944
L=o0.3 Kw = 28.43157808
Ct = 0.0000084 S =3.8032
Pwf = 3907 APS = -430.546304
ASW = 0.6 rd = 159.0679106

rw = 3.5 EF = 0.503978912
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Apéndice H, Fall off # 4A

SACHA WIW #3, ARENA U
Curva tipo y deriv.(11-85)

|

log dpit*dp’

log dt, hrs.

——press.drop —a—press . deriv.

YA A~

-2,5000 -2,0000 -1,5000 -1,0000 -0,5000 0,0000

SACHA WIW #3, ARENA U
MDH (11-95)

Pws, Ipc

-2,5000 -2,0000 -1,5000 -1,0000

log dt, hrs.

-0,5000  0,0000

~8-Pws

——Tendencia

=-105,87x + 2810,8




Apéndice H, Fall off # 4B

SACHA WIW #3, ARENA U
HORNER (11-95)

4100 b e B R
3700
8 3500

¢ 3300
& 3100 -

s
2900 || e ——

2700
2500

4000 4500 5000 5500 6000 6500 7,000
log (tp+dt)/dt, hrs.

—8—Pws y=95216x + 24138
——Tendencia
Pfrac = 6100
Pws = 2841 Y =05,216X + 2413,8
Qi = 3680
h= 14 P thr= 2509,016
¢ = 0,180 P*= 24138
Swi= 0,128
Bo = 1,250
Pw = 1,072 m = 8521596826
n=03 Kw = 144,3580012
Ct= 0,0000084 S = 2,0387
Pwl = 2969 APs = -168,5700024
ASw =08 rd = 3584308497
W =35 EF = 0,696379517




Apéndice H, Fall off # 5SA

SACHA WIW #3, ARENA T
Curva tipo y deriv.(11-95)

2.5000 —-—
a 2.0000
o
S 15000\ / .
S M — A
(@]
o 1.0000
‘/K( 0:5000
0.0000
-2.0000 -1.5000 -1.0000 -0.5000 0.0000 0.5000 1.0000  1.5000  2.0000
log dt, hrs.
—=—press.drop —— press.deriv.
SACHA WIW #3 ARENA T
MDH (11-95)

Pws, Ipc

-2.5000 -2.0000 -1.5000 -1.0000 -0.5000 0.0000
log dt, hrs.

——Pws _

— Tendencia y = -19.791x + 3708.5




Apéndice H, Fall off # 5B

3770
3750
3730
> 3710
3690
3670
3650

Pws, Ipc

4.000

y =6.6439x + 3702

SACHA WIW #3, ARENA T
HORNER (11-95)

—

-

Pws

Tendencia

4.500 5.000 5.500 6.000 6.500 7.000

log (tp+dt)/dt, hrs.

y = 6.6439x + 3702

Pfrac = 6100
Pws = 3616

Qi = 2454
h =17
= 0.156
Swi = 0.173
Bo=1.315
Bw=1.072
L=0.3
Ct = 0.0000084
Pwf = 3782
ASw=10.6
rYw = 3.5

Y = 6,644X +3702

P lhr = 3708.644
P* 3702

m=6.643860755

Kw = 1136.165759
S =8.0839

APS = -46.63940542
rd = 1080.132156
EF = 0.417007432




Apéndice H, Fall off # 6A

SACHA WIW #4, ARENA U
Curva tipo y deriv.(11-95)

‘:w 4

log dpit*dp'

-2,5000 -2,0000

-1,5000 -1,0000 -0,5000 0,0000
log dt, hrs.

——press.drop —a—press.deriv.

SACHA WIW #4, ARENA U

MDH (11-85)

Pws, Ipc

-2,5000 -2,0000

——Pws _
——Tendencia

-1,5000 -1,0000 -0,5000 0,0000
log dt, hrs.

y =-83,524x + 2991 4




Apéndice H, Fall off # 6B

SACHA WIW #4 ARENA U
HORNER (11-95)

3400 7_
3300

4,000 4500 5000 5500 6,000 6500 7,000
log (tp+dty/dt, hrs.

A S ; e
| _—Tendencia | y = 89,624x + 26051
Plrac = 6100
Pws = 2637 Y =89,624X + 2605, 1
Qi = 4091
h=36 P thr= 2694,724
d = 0,180 P* = 26051
Swi= 0,128
Bo = 1250
Bw = 1,072 m = 89,62367019
p=03 Kw = 68,19834538
Ct = 0,0000084 S = 4,9603
Pwf = 3326 APs = -386,0545569
ASw =06 rd = 248,359329
W =35 EF = 0,464482514




Apéndice H, Fall off # 7A

SACHA WIW #4, ARENA T
Curva tipo y deriv.(11-95)

35000
Lo000
5 g
a e 0000
'D +)
Q 5600
el
d.5000
-2,0000 -1,5000 -1,0000 -0,5000 0,0000
log dt, hrs.

——press.drop —a—press.deriv.

SACHA WIW #4 ARENA T
MDH (11-95)

Pws, Ipc

-2,5000 -2,0000 -1,5000 -1,0000 -0,5000  0,0000
log dt, hrs,

~m—Pws
——Tendencia y =-206,43x + 3115 4




Apéndice H, Fall off # 7B

SACHAWIW #4, ARENA T
HORNER (11-95)

3700
3600
& 3500 —_—
g 3400
3300 e
3200
3100
4,000 4500 5000 5500 6,000 6,500 7,000
' log (tp+dt)/dt, hrs.
y=112,06x + 2753
—8-Pws ——Tendencia
Pfrac = 6100
Pws = 3122 Y =112,06X +2753
Qi = 3660 |
h=28 P thr = 2865,06
b= 0156 P* = 2753
Swi= 0,173
Bo=1315
Pw = 1,072 m = 112,0651044
M=03 Kw = 60,99974095
Ct = 0,0000084 S= 06784
Pwi = 3239 APs = -66,01104285
ASw = 08 rd = 2502764824
' =235 EF = 0,864174809




Apéndice H, Fall off # 8A

SACHA WIW #5, ARENA U
Curva tipo y deriv.(11-85)

_Q. 1 = 2’5"""9
P \\ oo |
E ¥y
© Ly
()}
Ke) 1,000

-2,5000  -2,0000 -1,5000 -1,0000 -0,5000  0,0000

log dt, hrs.
—-—press.drop —a—press.deriv.
SACHA WIW #5, ARENA U
MDH (11-95)
2000

Pws, Ipc

WU

I8

1

L

2600

F S\~ A~ A~

-2,5000 -2,0000 -1,5000 -1,0000 -0,5000 0,0000

log dt, hrs.

-8—Pws

~—=Tendencia

y=-117,97x + 26206




Apéndice H, Fall off # 8B

3300

SACHA WIW #5, ARENA U

HORNER (11-95)

3200
3100 -
3000 ,/
£ 5900 :_:f..--/ I
2 2800
“ 2700
2600
2500
2400
4000 4500 5000 5500 6,000 6,500 7,000
log (tp+dtydt, hrs.
~—=—Pws y = 113,95x + 2140 4
—=Tendencla
Plrac = 6100
Pws = 2637 Y =113,95X + 2140,4
Qi = 3897
h=35 P 1hr= 2254,35
¢ = 0,180 P* = 21404
Swi= 0,128
Bo = 1,250
Bw = 1,072 m = 80,57122061
n=03 Kw = 72,26349317
Ct = 0,0000084 S=76190
Pwi = 3010 APs = -533,0817235
ASw =06 rd = 2535955155
W =35 EF = 0,386980539




Apéndice H, Fall off # 9A

SACHA WIW #5 ARENA T
Curva tipo y deriv.(11-95)

a—-—"’——‘-_
';8- W & B
5 ead o Ll
(8
o Lxiv ey

-2,5000 -2,0000 -1,5000 -1,0000 -0,5000 0,0000
log dt, hrs.

——press.drop —a—press.deriv.

SACHA WIW #5 ARENA T
MDH (11-95)

Pws, Ipc

-2,5000 -2,0000 -1,5000 -1,0000 -0,5000 0,0000
log dt, hrs.

—a—Pws _
—Tendencia

y =-114,16x + 3546 6




Apéndice H, Fall off # 9B

SACHA WIW #5, ARENA T
HORNER (11-95)

4000 4500 5000 5500 6,000 6500 7,000
log (tp+dt)/dt, hrs. :

y =66,987x + 3297 4

—8—Pws ———Teandencia

Pirac = 6100
Pws = 3573 Y =66,987X +3297 4
Qi = 4437
h=28 P thr = 3364,387
d = 0,15 P* = 3297 4
Swi= 0,173
o =1315
Pw = 1,072 m = 66,9874759
p=03 Kw = 123,7013288
Ct = 0,0000084 S=1,1509
Pwf = 3636 APs = -66,94891264
ASw = 08 rd = 356,4045416
W =35 EF = 0,802277281




Apéndice I, tabla # 1

BUILD-UP CORRIDO A POZO #3

FECHA P. YAC. | ARENA Ko S Qo BSW INT.PERF.
(LPPC) (md) (bppd) (%) (pies)
DIC 86 3524 T 33 -1.69 516 0.4 9630-9638
DIC 87 3330 T 30 0.07 516 2 9630-9638
AGT 88 1954 T 26.5 -4.73 389 49.9 9600-9611
SET 88 1847 T 30.3 1.36 389 49.9 9600-9611
MAR 90 3544 T 27.1 0 207 7.2
MAR 93 2123 T 22 2.6 363 0.1 9730-9737
9740-9746
9750-9756
Dic-86 3388 U 26.04 0.84 442 0 9504-9525
Dic-94 1881 U 121 0.4 930 14 9504-9525
COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO #3
ARENA T
o
=
Z y =-29.508x" +362.79x" - 1301.4x" + 803.21x> + 1978.9x + 1710
S 5000
T _ 4000
< g 3000 P
Z 2 2000 " ~
2 ~ 1000
z
=) 0
7 O O = E oo [ o~
2 2% 2% oF: K <% <3
&~ FECHA DEL BUILD-UP
COMPORTAMIENTO DE LA PRESION DEL POZO #3
ARENA U
4000
wn
BE 2500 o ———
Z 2 2000 T ——
% g 1500
E % 1000
@)
< 500
- 0
Dic-86 Dic-94
FECHA DEL BUILD-UP
y =-1507x + 4895




Apéndice I, tabla #2

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 6

FECHA P. YAC. ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Mar-87 1732 U 61.2 -4.08 284 57.7
Abr-88 1353 U 65.1 3.83 399 6.3
Set-88 1312 18] 71.77 11.43 390 6.5
Abr-89 1278 U 9.89 0.13 237 31.3
Feb-91 1305 U 23.8 0 483 0.8
Jul-93 1185 18] 147 6.9 465 1
Mar-95 1141 18] 334 5.15 1029 0.7
Enr-89 | 1413 | T | 352 | 5177 | 364 | 2.7
COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO # 6
ARENA U
o 2000
= 1800
= 1600
% 1400 S~
~ 1200 —
5 % 1000
2% 800
z 600
% 400
E 208
Mar-87 Abr-88 Set-88 Abr-89 Feb-91 Jul-93 Mar-95

FECHA DEL BUILD-UP

y=0.1917x> + 0.4773x" - 52.095x + 432.08x* - 1313.5x + 2663.4




Apéndice I, tabla # 3

BUILUP CORRIDO A POZO # 10

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) ()
Set-86 2472 T 6.85 -1.17 110 8.3
Dic-86 1618 T 18.5 5.46 1315 4.1
Abr-88 1777 T 80.94 2.62 599 39.5
Set-90 1740 T 62.6 23.88 659 44
Abr-91 1679 T 19.7 10.15 441 31
Set-86 2262 u | 8.93 131 3.7
Enr-87 1371 S -1.01 368 2.1
Abr-88 1222 S 173.32 378 0.3
Dic-89 2052 S 9.89 275 62.9
Feb-92 1798 S 0.98 122 0
Oct-93 2022 S 0 284 0.4
Feb-94 1656 Uu | ... 0.36 207 1.9

COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO # 10

FECHA DEL BUILD-UP
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COMPORTAMIENTO DE LA PRESION DEL POZO #10
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BUIL-UP CORRIDO A POZO # 17

Apéndice I, tabla #4

FECHA P. YAC. ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Agt-88 1495 U 111.7 1.82 595 2.5
Agt-90 1414 U 98.7 1.97 415 1.97
Abr-92 1409 U 72.3 0 631 0.8
Feb-95 1273 U 57 -3.03 616 1.6
COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO #17
ARENA T
o 1550
=
Z 1500
E 1450 \\
O — 1400
=
: % 1350 \\
2 = 1300 \
E 1250
A 1200
~
A 1150
8 S o) &
2 2 2 3

FECHA DEL BUILD-UP

y =-34.5%> + 245x” - 574.5x + 1859




BUILD-UP CORRIDO A POZO # 20

Apéndice I, tbala # 5

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
May-89 1514 T | .. 10.98 1201 9
Abr-92 1648 T 74 15.98 567 7
May-89 | 1354 | U | 2772 | 8.86 699 | 9

PRESION DE
YACIMIENTO (PSIA)

COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO # 20

1700
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1650

1600

1550

—

1500
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May-89
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Apéndice I, tabla #

6

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 33

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Nov-86 1817 T 190.52 3.28 1179 6
Agt-88 2541 T | . 3.41 1080 17.5
Enr-90 2782 T 284.41 7.96 1331 2.6
Enr-93 1913 T 148 9.06 576 51
Sep-86 1449 U 165 27.22 666 3.1
Nov-86 2541 u_ 1 . 11.36 819 24.2
Oct-88 1070 8] 168.7 2.66 768 24.5
Feb-93 1747 S I 30.65 806 30
Jul-93 1610 U 97 7.08 169 442.1

PRESION DE
YACIMIENTO (PSIA)
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Apéndice I, tabla #7

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 34

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Abr-87 1593 U 330.09 61.08 476 42
Jun-90 1657 U 205 18.15 1130 0.6
Enr-95 1494 U 156 9.89 393 55.5
Jul-9o | 2044 | T | 5955 | 025 | 1369 | 0.6
COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO #34
ARENA U
e 1700
V4
B 1650 - —
E 1600 / \
O =
<
2 7 1500 ~
Q
= 1450
&
& 1400

Abr-87

Jun-90

FECHA DEL BUILD-UP

y =-113.5x% + 404.5x + 1302

Enr-95




Apéndice I, tabla #8

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 36

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Enr-87 2109 T 23.25 10.63 893 7
Nov-88 2700 T 58.3 -1.88 893 7
Oct-93 2043 T 178 13.08 218 77.2

Oct-93 | 1860 | U | 321 | 2907 | 241 | 78.8

COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO #36

ARENA T
3000

2500 7!'

2000

1500
1000
500

PRESION DE
YACIMIENTO (PSIA)

Enr-87 Nov-88 Oct-93
FECHA DEL BUILD-UP

y = -624x" + 2463x + 270




Apéndice I, tabla #9

BUILUP CORRIDO A POZO # 37

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Oct-91 1575 U 175 1.08 655 25
Enr-95 1238 U 22 48.4 44 0
| Enr-9s | 1386 | T | 116 | 1.81 | 696 | 1

PRESION DE YACIMIENTO
(PSIA)

COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO #37
ARENA U

1800
1600
1400
1200
1000
800
600
400
200

Oct-91 Enr-95
FECHA DEL BUILD-UP

y=-337x+ 1912




Apéndice I, tabla #10

BUILUP CORRIDO A POZO # 42
FECHA P. YAC. ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) ()
Dic-88 1644 T 45.16 -2.03 1143 0.3
Mar-90 2727 T 2.7 0.24 274 3.5
May-90 2903 T 25.4 -0.22 274 3.5
Dic-88 1445 U 7.83 963 0.2
Jun-90 1392 u_ | 36.68 381 8.4
Jul-90 1366 u_ | 16.77 381 8.4
Feb-93 1330 8] 379 5.84 590 1
Jun-95 1188 U 591 16.19 747 0.4

COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO # 42
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COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO # 42
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Apéndice I, tabla #11

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 50

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Jun-88 2307 T 44.68 966 10.5
Enr-89 2307 T 259.77 48.37 966 12.3
Agt-95 2535 T 14 6.21 298 0.7
Jun-88 2248 U 480.16 0.84 1352 7.33
Agt-95 2579 U 648 1.94 1445 1.4

PRESION DE YACIMIENTO
(PSIA)

2600

COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO # 50
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Apéndice I, tabla #12

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 51

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Jun-90 2090 T | 3.94 1809 3.1
Set-93 1402 T 68 0.95 838 11
| Jun90 | 1455 | U 119 | 1509 | 697 11.5

PRESION DE YACIMIENTO
(PSIA)

COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO # 51
ARENA T
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1000

500
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FECHA DEL BUILD-UP

y =-688x + 2778




Apéndice I, tabla #13

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 59

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Dic-88 2523 T 50.24 15.34 739 19
Sep-95 2596 T 100 19.99 1049 0.7
Dic-88 2824 U 123.9 10.71 2008 6
Sep-95 2594 U 53 -0.4 986 0.7

PRESION DE YACIMIENTO
(PSIA)
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Apéndice I, tabla #14

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 68

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Sep-86 1505 T 210.52 1.8 873 0.2
Sep-86 1409 U 27.22 -0.36 472 1
Agt-95 1586 U 188 25.11 738 1.6

PRESION DE YACIMIENTO
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BUIL-UP CORRIDO A POZO # 74

Apéndice I, tabla #15

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Jun-92 1577 U 0 121 2.4
Jun-93 1055 8] 28 11.6 259 4
Oct-93 1342 8] 28 2.96 267 0.4
Oct-95 1307 U 13 0.73 190 8.7
Jun-93 1043 T 101 12.85 259 4
May-95 1408 T 20 -0.3 121 20.4
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Apéndice I, tabal #16

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 80

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Enr-89 3428 T 18.8 -0.81 236 1.6
Sep-90 1435 T 16.91 371 1.8
Nov-91 1294 T 453 474 1
Jul-93 1356 T 67 0 415 1

COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO # 80
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Apéndice I, tabla #17

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 81

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)

Abr-86 1327 U 523,77 17,28 773 13

Sep-93 1354 U 426,1 3,17 729 2,3

COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO # 81
| ARENAT
355
z 1350 e
o D 1345 _j—-"",—
a & 1340
z © e .
& 5 1335 —
B 1330 1
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BUILD-UP CORRIDO A POZO # 84

Apéndice I, tabla #18

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)

Abr-86 3260 U 149 31.64 1037 1

Agt-95 1319 U 521 13.01 882 1.1

COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO # 84
ARENA T

3500

3000 L

2500 \\
1500

1000

500

PRESION DE YACIMIENTO (PSIA)

Abr-86 Agt-95

FECHA DEL BUILD-UP

y =-1941x + 5201




Apéndice I, tabla #19

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 86

FECHA P. YAC. ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
May-89 1526 U 166.34 4.3 849 0.8
Sep-91 1769 U 0 203 31
Agt-92 1216 U 18 0 237 46
Agt-92 1231 U 18 0 332 24.4
COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO # 86
ARENA U
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4 f
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877




Apéndice I, tabla #20

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 87

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Enr-93 1405 T 43.77 319 5
Jul-93 1315 T 137 15.3 415 0
Enr-93 1444 U 6 767 6
Jun-93 1235 8] 116 3.4 789 1
Enr-94 1244 U 237 13.18 583 0.9

COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO # 87
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Apéndice I, tabla #21

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 88

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)

Enr-93 1443 T 790 71.37 1057 1

Jun-95 1409 T 234 0 729 1

PRESION DE YACIMIENTO (PSIA)
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Apéndice I, tabla #22

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 89

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
May-88 3681 T 16.69 1.68 221 22.72
Enr-89 3026 T 67.74 -2.4 816 15.6
Enr-89 3011 T 67.74 1.77 816 15.6
May-88 3068 U 229.49 30.01 825 0
Mar-92 2367 U 285 21.28 425 48.3

COMPORTAMIENTO DE LA PRESION EN EL POZO # 89
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Apéndice I, tabla #23

BUILD-UP CORRIDO A POZO #91

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Mar-87 1640 T 58.68 1.14 417 16.9
Oct-91 1229 T 36 1.11 558 1.1
Jun-93 1233 T 36 0 558 1
Dic-95 1353 T 113 0 1640 0.4

g

Agt-87 | 1534 | 120.63 | 6.13 | 417 | 19.3
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Apéndice I, tabla #24

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 93

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Nov-86 2201 ] 137.06 49.11 1307 1
Jul-90 1294 U 175.25 8.05 667 0.45
| Nov-86 | 1891 | T | 4316 | 1071 | 504 | 30
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BUILD-UP CORRIDO A POZO # 104

Apéndice I, tabla #25

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Abr-86 1270 u |1 .. 14 1069 1
Oct-90 1434 u 1 .. 10.54 584 0.3
Abr-92 1497 U 92 2.99 602 4.3
Oct-90 | 1486 T | 33 | 3794 | 302 | 4.7
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BUILD-UP CORRIDO A POZO # 118

Apéndice I, tabla #26

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW
(LPPC) (md) (bppd) (%)
Nov-91 1368 u_ 1 18.42 713 0.8
Feb-94 1130 9] 156 38.4 228 25.2
Jun-95 1228 U 250 11.37 753 0.1
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Apéndice I, tabla #27

BUILD-UP CORRIDO A POZO # 125

FECHA | P.YAC. | ARENA Ko S Qo BSW

(LPPC) (md) (bppd) (%)
Abr-92 3167 T | .. 0.77 50 86
Agt-93 3084 T 24 0 706 16
Abr-92 | 2227 | U 171 | 2085 | 371 | 3.4
Agt-92 | 3517 | U+T | | 49.6 | 310 24
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Apéndice J, figura #3
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Apéndice J, figura #5

PRESION PROMEDIO 1719 PSIG

_F

2000
]
]
]
'
\
. \! /
79 ‘%00
_¢l
(]
'
’
’
’
4
-
OCCIVENTAL
ESCALA 1:100.000
GRAF. 6

| PETROPRODUCCION

CAMPO SACHA
ARENA"T"

MAPA ISOBARICO ANO 1993
DATUM - 8765'




SOUTHWEST

Apéndice J, figura #6
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Apéndice J, figura #7
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Apéndice K, tabla # 1

1. - SALINIDADES POR ZONAS
LOCALIZACION ARENAS PROMEDIO CLORURO DE SODIO
PPM Cl- PPM CL Na
Hs + Hi 1300 2145
Sacha Norte 2 T 37300 61545
Hi 1400 2310
T 4900 8085
U 7400 12210
Sacha Norte 1 Hs 5366 8854
Hs + Hi 1900 3135
U+T 8400 13860
Hs+U 3150 5197
Hs + Hi 7408 12223
Sacha Central Hs 14050 23116
U+T 9800 16170
BT 2200 3630
Hs + Hi 4516 7453
Hs 7437 12272
Sacha Sur T 20000 33000
U 14300 23595
Hi 966.6 1595




Apéndice K, tabla # 2

POZOS CON PRESENCIA DE PARAFINA

2.
POZO | PARAFINA %
SA-03 0.5
SA-07 0.5
SA-10 0.2
SA-12 0.5
SA-20 03
SA-23 03
SA-31 0.2
SA-34 0.5
SA-36 0.2
SA-50 0.5
SA-33 0.5
SA-63 0.5
SA-74 0.3
SA-85 04
SA-102 0.2
SA-106 0.7
SA-114 0.5
SA-119 0.5
SA-126
SA-133 0.5
POZO | PARAFINA %
SA-32 1
SA-58 0.5
SA-117 0.2
SA-125 0.2

SACHA NORTE 1

SACHA NORTE 2

POZO PARAFINA %
SA-06 0.8
SA-08 0.2
SA-11 0.5
SA-14 0.5
SA-22 05
SA-24 0.7
SA-33 0.2
SA-35 0.2
SA-39 0.2
SA-51 0.2
SA-59 04
SA-70 05
SA-77 0.3
SA-96 03
SA-103 0.2
SA-107 0.2
SA-115 0.5
SA-120 0.2
SA-127
POZO PARAFINA %
SA-38 0.6
SA-93 0.5
SA-121 0.8

S.PROFUNDO 0.4




Apéndice K, tabla # 3

SACHA CENTRAL
POZO PARAFINA % POZO PARAFINA %
SA-13 0.4 SA-17 0.2
SA-18 0.2 SA-19
SA-25 0.4 SA-26 0.3
SA-27 0.6 SA-28 0.3
SA-30 0.8 SA-37 0.4
SA-40 0.3 SA-49 0.3
SA-55 0.2 SA-T2 0.2
SA-78 0.2 SA-80 04
SA-82 0.2 SA-83 0.3
SA-87 0.2 SA-88 0.3
SA-89 0.3 SA-91 0.2
SA-92 0.2 SA-97 0.2
SA-98 SA-99 0.3
SA-101 0.2 SA-104 0.2
SA-116 0.2 SA-118 0.2
SA-134 0.2

SACHA SUR

POZO PARAFINA% POZO PARAFINA%
SA-02 0.5 SA-29 0.2
SA-41 0.2 SA-42 0.5
SA-43 04 SA-44 0.8
SA-46 0.8 SA-47 0.2
SA-52 0.8 SA-56 0.4
SA-62 0.5 SA-68 0.3
SA-75 0.2 SA-81 0.2
SA-84 04 SA-110 0.2
SA-111 0.1 SA-123 0.3
SA-124 0.2 SA-128 0.3
SA-132 0.2 SA-137 0.4




Apéndice K, tabla # 4

POZOS CON BAJO CORTE DE AGUA

3.-
POZO BSW %
SA-03 0.5
SA-41 0.2
SA-43 0.4
SA-46 0.8
SA-52 0.8
SA-62 0.5
SA-75 0.2
SA-84 0.4
SA-111 0.1
SA-124 0.2
SA-132 0.2
POZO BSW %
SA-32 1
SA-58 2.6
SA-117
SA-125 0.6

SACHA NORTE 1

SACHA NORTE 2

POZO BSW %
SA-29 0.2
SA-42 0.5
SA-44 0.8
SA-47 0.2
SA-56 0.4
SA-68 0.3
SA-81 0.2
SA-110 0.2
SA-123 0.3

SA-128 0.3

SA-137 0.4
POZO BSW %
SA-38 0.2
SA-93 0.6

SA-121




POZO BSW %
SA-09 0.8
SA-17 0.4
SA-27 38
SA-37 1.2
SA-55 05
SA-80 0.6
SA-87 1.6
SA-91 05
SA-98 0.7
SA-101 4
SA-118 03
POZO BSW %
SA-29 3.4
SA-42 0.6
SA-46 7
SA-62 3
SA-75 0.6

SA-111 1.4

SA-132 05

Apéndice K, tabla # 5

SACHA CENTRAL

SACHA SUR

POZO BSW %
SA-13 0.5
SA-25 1
SA-30 1.6
SA-49 9
SA-78 0.4
SA-83 0.5
SA-88 0.5
SA-92 4
SA-99 0.4
SA-104 0.5
SA-134 0.4
POZO BSW %
SA-41 0.8
SA-43 0.5
SA-56 0.6
SA-68 0.5
SA-84 0.5
SA-124 0.5




Apéndice K, tabla # 6

4.- POZOS CON ALTOS CORTES DE AGUA
SACHA NORTE 1
POZO BSW % POZO BSW %
SA-11 40 SA-20 14
SA-22 14 SA-23 21
SA-24 15.5 SA-33 13
SA-34 20 SA-35 18
SA-36 29 SA-51 41
SA-63 71 SA-107 16
SA-114 40 SA-115 14
SA-119 43 SA-126 12
SA-133 67
SACHA NORTE 2
POZO BSW % POZO BSW %
SA-32 48 SA-58 64.4
SA PROF. 60
SACHA CENTRAL
POZO BSW % POZO BSW %
SA-01 18 SA-18 12
SA-19 47 SA-26 18.5
SA-28 20 SA-40 14
SA-72 24 SA-82 22
SA-89 14 SA-116 23
SACHA SUR
POZO BSW % POZO BSW %
SA-02 16 SA-44 12
SA-47 40 SA-52 62
SA-81 14 SA-110 47
SA-123 75 SA-128 68
SA-137 36




Apéndice K, tabla # 7

5. POZOS CON TENDENCIA INCRUSTANTE
SACHA NORTE 2

POZO INDICES | LOCALIZACION | INDICES LOCALIZACION
SA-03 0.772 CABEZA 0.785 FONDO
SA-10 0.286 CABEZA 0.753 FONDO
SA-11 0.209 CABEZA 0.553 FONDO
SA-14 0.713 CABEZA 1.705 FONDO
SA-20 0.715 CABEZA 1.115 FONDO
SA-22 0.867 CABEZA 0.79 FONDO
SA-23 0.919 CABEZA 0.798 FONDO
SA-24 1.842 CABEZA 0.632 FONDO
SA-33 0.414 CABEZA 0.417 FONDO
SA-34 0.923 CABEZA 1.22 FONDO
SA-35 0.39 CABEZA 0.426 FONDO
SA-36 0.785 CABEZA 0.98 FONDO
SA-39 0.949 CABEZA 0.96 FONDO
SA-50 0.973 CABEZA 1.037 FONDO
SA-51 0.666 CABEZA 1.024 FONDO
SA-63 1.067 CABEZA | e |
SA-103 1.623 CABEZA 1.702 FONDO
SA-106 1.104 CABEZA 1.064 FONDO
SA-107 1.573 CABEZA 1.914 FONDO
SA-114 2.516 CABEZA 3.114 FONDO
SA-115 1.109 CABEZA 0.681 FONDO
SA-119 1.027 CABEZA 0.995 FONDO
SA-126 1.302 CABEZA 1.592 FONDO
SA-127 1.294 CABEZA 0.793 FONDO
SA-132 1.243 CABEZA 0.375 FONDO
SA-125 1.55 CABEZA 1.553 FONDO




Apéndice K, tabla # 8

SACHA CENTRAL
POZO INDICES LOCALIZACION INDICES LOCALIZACION
SA-01 0.331 CABEZA 0.296 FONDO
SA-18 0.851 CABEZA 1.554 FONDO
SA-19 0.287 CABEZA | ... |
SA-27 0.441 CABEZA 1.208 FONDO
SA-28 0.347 CABEZA 0.454 FONDO
SA-30 | ... ) 0.281 FONDO
SA-40 0.58 CABEZA 0.924 FONDO
SA-72 1.235 CABEZA 1.535 FONDO
SA-82 | o ) 0.138 FONDO
SA-89 0.038 CABEZA 0.537 FONDO
SA-92 1.625 CABEZA 1.189 FONDO
SA-97 0.251 CABEZA 1.194 FONDO
SA-116 0.129 CABEZA 0.542 FONDO
SACHA SUR

POZO INDICES LOCALIZACION INDICES LOCALIZACION
SA-03 1.3 CABEZA 1.52 FONDO
SA-44 0.433 CABEZA 0.448 FONDO
SA-46 0.065 CABEZA 0.375 FONDO
SA-47 0.393 CABEZA 0411 FONDO
SA-52 | o ) 0.0204 FONDO
SA-62 0.065 CABEZA 0.726 FONDO
SA-81 0.375 CABEZA 0.625 FONDO

SA-123 | ... | 0.24 FONDO




Apéndice K, tabla # 9

6.- POZOS CON TENDENCIA CORROSIVA
SACHA NORTE 1
POZO | INDICES | LOCALIZACION | INDICES | LOCALIZACION | PPM Fe MPY CORROSION
SA-03 ) ... | .. | ) 0.7 0.035 BAJA
SA-10} ... | o} e 0.42 0.0122 BAJA
SA-11 )} o o e} e ) 0.02 0.121 BAJA
SA-14 )y ... | ... |} ... 1 ... 1.2 0.0478 BAJA
SA-20y ... | e} e ) 0.4 0.145 BAJA
SA-22 1 ... | o ) e 0.25 0.421 BAJA
SA-23 1 ... | o ) o 1.4 0.353 BAJA
SA-24) ... | ... | ... 1 .. 0.62 0.0662 BAJA
SA-33 1 ... | o ) e 0.25 0.016 BAJA
SA-34) ... | ... | o 0.33 0.0771 BAJA
SA-35 ) ... o o e 0.55 0.244 BAJA
SA-36 ... | e} e ) 0.47 0.1632 BAJA
SA-39}y ..o o e} e ) 0.33 0.0298 BAJA
SA-50 o o e} e ) 0.66 0.496 BAJA
SA-51 ) o o e} e ) 0.28 0.013 BAJA
SA-63 1 ... | ... (-0.347) FONDO 0.33 0.028 BAJA
SA-103} ... |} o e 0.85 0.0368 BAJA
SA-106) ... |} .. o a1 0.2 0.0194 BAJA
SA-107) ... )} e e 0.4 0.0567 BAJA
SA-114} ... |} o 1 e 1 0.25 0.1129 BAJA
SA-115) ... } oo e 1 1.05 0.157 BAJA
SA-119) ... } . o o 1 0.45 0.159 BAJA
SA-126) ... |} .. o a1 1 0.0661 BAJA
SA-127) ... )} o e 1 2.1 0.267 BAJA
SA-133} ... |} o 1 e 0.64 0.162 BAJA




Apéndice K, tabla # 10

SACHA NORTE 2

POZO INDICES LOCALIZACION INDICES LOCALIZACION PPM Fe MPY CORROSION
sA-32 | 221 CABEZA 2.56 FONDO 0.04 |0.0043| BAJA
SA-58 | -0226 | CABEZA | -0.0952 FONDO 2.57 | 1.0668 | MODERADA
sa-s| ... | o | | - 48 48 BAJA
S.PROF| -0.449 | CABEZA -3.09 FONDO 0.045 | 0.045 BAJA
SACHA CENTRAL
POZO INDICES LOCALIZACION INDICES LOCALIZACION PPM Fe MPY CORROSION
sa-ol | . | . | o | o 0.17 | 0.0187] BAJA
SA-18 | e | s 021 |o0.0142| BAIA
Sa-lo | . | -0.0161 FONDO 0.055 | 0.0182] BAJA
SA-26 | -0.671 | CABEZA -0.384 FONDO 03 | 0.048 BAJA
sa27 | .| | 03 00031 BAIA
sa8 | o | . | o | 0.16 |0.0231| BAIA
SA-30 | -00138| caBEzZA | ... | .. 017 |o0.0028] BAJA
SA40 | e | . | o | 0.15 [0.0208| BAIA
SA-49 | -0833 | CABEZA -0.548 FONDO 039 |003584| BAIA
saA2 | o | o | o | o 04 | 0083 BAJA
sa-82 | 0238 | caBEzA | ... | ... 02 |o.0474] BAIA
sa | o | . | o | 04 | 0.105 BAJA
sa-2 | o | s 1.15 |0.0651| BAJA
SA97 | v | e e | 09 | 0.104 BAJA
SA-116 [ v | e | | 07 | 0.192 BAJA
SACHA SUR
POZO INDICES LOCALIZACION INDICES LOCALIZACION PPM Fe MPY CORROSION
SA-02 | -0.162 | CABEZA -0.139 FONDO 054 |0.0215] BAJIA
sa2 | o | i | o I 03 [o00103] BAJA
sa<da4 | o | s o 032 |0.0059| BAJA
SA-46 | v | e e | 0.57 |0.0153| BAJA
SA47 | v | s 0.12 |0.0285] BAJA
SA-52 | 0448 | CABEZA | ... | . 036 | 0.034 BAJA
sae2 | e | . | o | 94 | 0.0064| BAJA
sast | ... | .. | | . 05 | 0.085 BAJA
SA-110 | -0.19 CABEZA -0.075 FONDO 012 | 0.075 BAJA
SA-123 | -0422 | CABEZA | ... | .- 033 | 0.097 BAJA
SA-128 | -0.816 | CABEZA 1,67 FONDO 0.16 | 0.13 BAJA
SA-137 | -0338 | CABEZA -0.316 FONDO 042 | 0.761 BAJA




Apéndice K, tabla #

11

7 .- PORCENTAJE DE CO2 POR POZO
SACHA NORTE 1
POZO| ARENA CcO2 POZO ARENA CO2
SA-03 T 2 SA-06 U 2
SA-07 Hs 4 SA-08 BT 2
SA-10 U 2 SA-11 Hs 16
SA-12 Hs 2 SA-14 Hs + Hi 4
SA-20 U+T 4 SA-22 Hi 2
SA-23 | Hs+Hi 2 SA-24 Hs 2
SA-31 Hs 4 SA-33 U 2
SA-34 U 4 SA-35 Hs + Hi 4
SA-36 U+T 1 SA-39 Hs + Hi 3
SA-50 U+T 2 SA-51 T 3
SA-53 Hi 2 SA-59 U+T 6
SA-63 H 53 SA-70 Hs 2
SA-74 U+T 2 SA-77 U 1
SA-85 BT 32 SA-96 BT 4
SA-102 U+T 2 SA-103 U 1
SA-106 Hs 2 SA-107 Hi 2
SA-114 Hs 2 SA-115 Hi 2
SA-119 Hi 2 SA-120 Hs 2
SA-126 U 1 SA-127 Hi 2
SA-133 Hi 12
SACHA NORTE 2

POZO | ARENA CcO2 POZO ARENA CO2
SA-32 | Hs+Hi 72 SA-38 T 2
SA-58 | Hs+Hi 44 SA-93 U+T 1
SA-117 U 1 SA-121 U 1
SA-121 T 1 SA. PROF. Hi 36




Apéndice K, tabla # 12

SACHA CENTRAL

POZO ARENA Cco2 POZO ARENA Cco2

SA-1 Hs+U 18 SA-09 H 46
SA-13 Hs + Hi 42 SA-17 H 12
SA-18 Hs + Hi 14 SA-19 Hs + Hi 16
SA-25 Hs SA-26 Hs 26
SA-27 Hs 4 SA-28 U+T 12
SA-30 Hs + Hi 22 SA-37 U+T 4
SA-40 Hs 24 SA-49 Hs + Hi 18
SA-55 Hs + Hi 22 SA-72 Hs + Hi 30
SA-78 U+T 26 SA-80 T 22
SA-82 Hs 62 SA-83 Hs 16
SA-87 U 20 SA-88 T 16
SA-89 Hs + Hi 4 SA-91 T 12
SA-92 U 10 SA-97 BT 4
SA-89 U 16 SA-99 Hs + Hi 60
SA-101 Hs 10 SA-104 U 10
SA-116 Hs SA-118 U 6
SA-134 U

SACHA SUR

POZO ARENA Cco2 POZO ARENA Cco2
SA-02 Hs + Hi 40 SA-29 T 10
SA-41 BT 16 SA-42 U 10
SA-43 U 12 SA-44 Hs + Hi 32
SA-46 Hs 16 SA-47 Hs 10
SA-52 Hs + Hi 34 SA-56 U 2
SA-61 Hs 24 SA-62 Hs 36
SA-68 U+T 10 SA-75 U+T 12
SA-81 U 10 SA-84 U+T 16
SA-100 H 22 SA-109 Hs 20
SA-110 Hs 14 SA-111 Hs 12
SA-123 Hi 32 SA-124 Hs 18
SA-128 Hi 24 SA-132 U 10
SA-137 Hi 32




Apéndice K, tabla # 13

8 -DENSIDADES SEGUN LAS SALINIDADES Y ZONAS

SACHA NORTE 2

ZONA CL- (PPM DENSIDAD
Hs + Hi 1300 1.002 grm/cm3 a 26 Co
T 37300 1.036 grm/cm3 a 26 Co
Hi 1400 1.003 grm/cm3 a 26 Co

SACHA NORTE 1

ZONA CL- (PPM DENSIDAD
T 4900 | 1.006 grm/cm3 a 26 Co
U 7400 1.010 grm/cm3 a 26 Co
Hs 7000 1.008 grm/cm3 a 26 Co
Hi 5366 1.007 grm/cm3 a 26 Co
Hs + Hi 1900 1.004 grm/cm3 a 26 Co
U+T 8400 1.012 grm/cm3 a 26 Co

SACHA CENTRAL

ZONA CL- (PPM) DENSIDAD
Hs+U 3150 1.004 grm/cm3 a 26 Co
Hs + Hi 7408 1.011 grm/cm3 a 26 Co
Hs 14010 1.016 grm/cm3 a 26 Co
U+T 9800 1.012 grm/cm3 a 26 Co
BT 2200 1.0035 grm/cm3 a 26 Co

SACHA SUR

ZONA CL- (PPM) DENSIDAD
[ Hs+Hi | 4516 |1.006 grm/cm3 a 26 Co)
Hs 7437 1.008 grm/cm3 a 26 Co
T 20000 1.023 grm/cm3 a 26 Co
U 14300 1.016 grm/cm3 a 26 Co
Hi 966 1.002 grm/cm3 a 26 Co




Apéndice L, tabla #1

TURBIDEZ VS. ANOS

N
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[~ —=— Turbidez
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= === Tendencia
T T TR
O I A I A VI VI IV A PP PP P P P
ANO
y = -1E-08x° + 2E-06x" - 0.0001x" + 0.0033x’ - 0.0267x> - 0.0847x + 5.1448
CONTROL DE LA TURBIDEZ POR ETAPA
ENERO-96
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Apéndice L, tabla #2

CLORURO
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Apéndice L, tabla #4

OXIGENO

250
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CONTROL DE OXIGENO POR ANO
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CONTROL DE SOLIDOS SUSPENDIDOS POR ETAPA
DICIEMBRE-91

SST

RIO EP EF SF STR STK 1 2 3 4 5 6
ETAPA

CONTROL DE SOLIDOS SUSPENDIDOS POR ETAPA
DICIEMBRE-9%4

SST

CONTROL DE SOLIDOS SUSPENDIDOS POR ETAPA
ENERO-96

RIO EP EF SF STR STK 1 2 3 4 5 6
ETAPA
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Example:

Given the following data, find the
values of both the Langelier and
the Ryznar Indexes:

pH = 6.9

Temp. = 70°F

TDS = 72 ppm

Calcium hardness as
CaCO3 = 34 ppm

Methyl orange alkalinity as
CaCOj3; = 47 ppm

Solution:

I.  Reading at the bottom of the
left-hand side, find TDS = 72
and note the intersection of
this reading with the curved
70°F line. '

2. Carry this intersection
horizontally to pivot line 2.

3. Counnect that point with Ca
hardness = 34 on the right-
hand scale.

4. Note the intersection with
pipot line 3.

5. Connect that point with
alkalinity = 47 on the left-
hand scale.

6. Note the intersection on pivot
line 4. Connectl this inter-
section to pH = 69.

7. The Langelier Index = -1.8
and the Ryzner Index = 10.5.
This water would be said to

be very corrosive.

Nomograph for Determi
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Apéndice N, grafico #2
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Apéndice N, grifico #3

Pipe Wall  Battery Pack  Pressure Vessel Odometer Wheel
Leakage-Flux Detector /
, y
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_ﬁ [ ﬁ p

m IlHHHHIlHHH
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-
\(Spn'ngs Magnetic Tape Recorder/
Rubber Cups

Figure 4.50 Simplified Schematic of MFL Pipeline Inspection Pig (489



Apéndice N, grafico #4

Pole

Electromagnet
Field
Around Field Around Pole
Hoie Inside Defect

Casing
Section

P

S =2
——————Magnetic F":eld——j Field Around

Qutside Defect

* Note disruption in the field caused by the pitting (Publication No. 9541, Report 01/87, 2.5M, Dresser Industries)

Figure 4.46 Downhole Electromagnetic Inspection Tool (463




Apéndice O

ARENA T ARENA U

MES-ANO 1 3 4 5 1 2 3 4 5 6

Junio 91 40536 74665 49108 115510 57462 53631 86680 116539 73405 136649
Septiembre 91 40264 74006 45637 116276 58660 52770 87373 116783 72502 136954
Diciembre 91 42573 73412 47705 119933 62845 53569 90067 120407 74358 140724
Marzo 92 40448 73270 48309 113697 58660 52018 87026 116657 72883 135514
Junio 92 40500 72524 48892 215983 58133 51212 86487 115454 71734 135469
Septiembre 92 39635 71372 43081 115327 56653 57472 86656 115432 72159 136382
Diciembre 92 40259 74559 51318 | 125409 58342 54584 89726 119385 74608 140862
Marzo 93 41550 75058 53370 120188 59524 53144 89758 118774 73784 140891
Junio 93 40545 72673 119627 117281 58980 52046 87143 117094 72793 137800
Septiembre 93 40198 72483 119480 117205 57960 52069 87545 117272 72930 137612
Diciembre 93 38918 60308 122290 120644 55684 49048 70181 120584 74737 141541
Marzo 94 41148 74890 115272 100182 59018 51693 90812 119464 74656 140894
Junio 94 40203 71710 113677 114980 56920 51331 87410 115101 71564 134238
Septiembre 94 40388 71403 108985 115223 56608 51267 85763 114395 71899 133717
Diciembre 94 41088 75526 95668 121588 59926 53204 93191 117673 79371 138591




Apéndice P, tabla # 1

SALINIDADES Y BSW DEL POZO # 3

FECHA ARENA | RESISTIVIDAD BSW
FORMACION
Jun-89 T 5750 154
Nov-89 T 5575 20.7
Enr-90 T 6060 4.6
Jun-90 T 5757 317
Enr-91 T 6850 28.4
Nov-91 T 5454 28
Feb-92 T 6000 18.9
Feb-94 T 7212 39.1
Jun-94 T 7273 27.1
Dic-94 T 8080 21.7
COMPORTAMIENTO DE SALINIDAD Y BSW POZO #3
9000
8000
———
e =
e | ~
S 5000
2 4000
&~ 3000
2000
1000
0
(=] (=) (= (=3 — — o <t <+ <
g 5 g E g 3 5 5 5 a
= Z m = m Z I = = A
FECHA DE LA MUESTRA
y=0.3467x" - 13.279x" + 196.89x* - 1412.5%° +5030.7x - 8025.9x +9992.3
45 COMPORTAMIENTO DEL BSW POZO #3
40
35 VAR
30 //'\ / O\
25 —f— N
2 % A N/
s F—N—"7
5
0
% % & & 3 3 8 3 =3 =
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Apéndice P, tabla # 2A

SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 10, ARENA T+U

FECHA |ARENA| RESISTIV.[ BSW
PPM CL-

May-85 | U+T 4727 75.6
Feb88 | U+ T 6666 56.6
Mar-88 | U+T 6370 69
May-88 | U+T 5450 48
Oct-88 | U+T 5375 66.8
Oct-90 | U+T 3388 24.8
Mar91 | U+T 5757 68.5
Abr91 | U+T 3394 92.5
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SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 10, ARENA T

Apéndice P,

tabla # 2B

FECHA ARENA RESISTIV. BSW
PPM CL-
Dic-89 T 4606 34.9
Abr-90 T 4900 49
Jul-90 T 3939 39.7
Agt-90 T 5393 73.5
Abr-91 T 4242 31.4
Jul-91 T 3939 64.9
May-92 T 4393 20.3
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Apéndice P, tabla # 3

SALINIDADES Y BSW DEL POZO # 17

FECHA ARENA | RESISTIVIDAD BSW
FORMACION
Feb-88 U 5152 7
Dic-89 U 6666 11
Agt-90 U 5577 7.4
May-91 U 5758 2.1
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Apéndice P, tabla # 4A

SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 20, ARENA U+T

FECHA | ARENA RESISTIV. BSW
PPM CL-
Mar-85 U+T 14700 7.9
Jun-86 U+T 10484 8
Oct-87 U+T 12300 9
Sep-88 U+T 10303 9.3
Nov-89 U+T 10424 13
Dic-89 U+T 11651 12.8
Feb-90 U+T 12181 12.6
Abr-90 U+T 11600 15.1
Jun-90 U+T 12727 16.7
Jul-91 U+T 12498 15.4
Enr-92 U+T 11515 9.2
May-92 U+T 10909 18.8
Jun-92 U+T 12121 13.7
Enr-94 U+T 12810 12.6
Dic-94 U+T 13676 23.1
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Apéndice P, tabla # 4B

SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 20, ARENA T

FECHA ARENA | RESISTIV. BSW
PPM CL-

May-85 T 7879 6

Enr-92 T 13300 11.1

Feb-92 T 13636 12.9

Mar-92 T 13333 17.2
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Apéndice P, tabla # 5

SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 28

FECHA| ARENA |RESISTIV.] BSW
PPM CL-
Dic-89 U+T 4545 1.8
Sep-90 U+T 3030 17.4
Nov-90] U+T 4121 5.5
Feb-92 U+T 9696 3.7
Dic-90 U+T 8184 20.7
Feb-93 U+T 12121 36
Abr-93 U+T 18181 31.7
Oct-93 U+T 12121 48.9
Enr-94 U+T 11800 45
Abr-94 U+T 11513 28.4
Jun-94 U+T 11212 68.3
May-94] U+T 11400 43.3
Sep-94 U+T 10303 56.7
Dic-94 U+T 11480 58.3
Feb-95 U+T 11212 58.9
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Apéndice P, tabla # 6A

SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 33, ARENA T

FECHA | ARENA RESISTIV. BSW
PPM CL-
Enr-90 T 11515 16
Abr-90 T 10700 22.2
Jun-90 T 9394 21.5
Nov-92 T 6969 69.9
Oct-93 T 6838 65
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SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 33, ARENA U

Apéndice P, tabla # 6B

FECHA ARENA RESISTIV. BSW
PPM CL-
Enr-90 U 10909 16
Jun-94 U 8485 28.2
Sep-94 U 6666 30
Oct-94 U 6667 37.1
Dic-94 U 7010 30.3
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Apéndice P, tabla # 7A

SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 34, ARENA T

FECHA |ARENA RESISTIV. BSW
PPM CL-
Agt-90 T 6606 0.5
Oct-90 T 7455 21
Enr-91 T 6800 33.7
Feb-92 T 5454 46.6
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Apéndice P, tabla # 7B

SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 34, ARENA U

FECHA ARENA | RESISTIV. BSW
PPM CL-
Nov-86 U 3394 61.5
Oct-88 U 6061 7.3
Dic89 U 10787 4
Mar-93 U 6061 35.2
Agt-93 U 6221 36.1
Abr-94 U 5758 38.8
May-94 U 4410 39
Jul-94 U 4363 38.5
Dic-94 U 5463 38.5
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Apéndice P, tabla # 8A

SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 36, ARENA U+T

FECHA | ARENA RESISTIV. BSW
PPM CL-
Mar-85 U+T 7333 34
Feb-88 U+T 14545 1
Jun-89 U+T 11800 15
Nov-89 U+T 10303 26
Feb-90 U+T 9909 343
Abr-90 U+T 10200 40.9
Jun-90 U+T 6060 34.8
Sep-90 U+T 7515 56.7
Mar-91 U+T 4303 42.5
Feb-92 U+T 3939 54.6
May-92 U+T 4121 54.5
Sep-92 U+T 3221 54.3
Mar-93 U+T 3030 60.1
May-94 U+T 3300 69.4
May-94 U+T 2728 67.2
Jun-94 U+T 2545 65.2
Nov-94 U+T 2818 72.4
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SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 36, ARENA T

Apéndice P, tabla # 8B

FECHA ARENA | RESISTIV. BSW
PPM CL-
Sep-90 T 11515 37.8
Jun-91 T 9090 61.6
May-93 T 3330 75.6
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Apéndice P, tabla # 9

SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 50

FECHA] ARENA |RESISTIV.] BSW
PPM CL-
Abr-88 U+T 5454 9.6
Agt-88 U+T 8485 6
Nov-89 U+T 6960 6.2
Dic-89 U+T 10545 15.1
Mar-90 U+T 8498 7.3
Enr-91 U+T 9200 12.2
Feb-92 U+T 9697 6.9
Jun-92 U+T 8788 7.9
Jun-94 U+T 11500 28
Jun-94 U+T 10800 27.3
Dic-94 U+T 9988 28
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Apéndice P, tabla # 10

SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 51

FECHA |ARENA| RESISTIV. BSW
PPM CL-
May-90 T 23333 6
Jul-91 T 22424 9.3
Feb-92 T 31515 7.4
Jun-94 T 12800 5.9
Oct-94 T 4303 5.7
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Apéndice P, tabla # 11

SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 59

FECHA | ARENA | RESISTIV. BSW
PPM CL-

Abr-85 U+T 7879 15
Nov-85 U+T 10000 16.9
Sep-86 U+T 8667 9.4
Sep-87 U+T 8600 10.8
Sep-88 U+T 8484 13
Nov-89 U+T 5454 12.9
Dic-89 U+T 9090 11.1
Jul-90 U+T 6667 2.1
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Apéndice P, tabla #12

SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 77

FECHA| ARENA

RESISTIV.] BSW
PPM CL-
Jun-89 U 6400 1
Sep-89 U 7030 1.2
Dic-89 U 8484 1
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Apéndice P, tabla #13

SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 86

FECHA] ARENA |[RESISTIV|] BSW
PPM CL-
Jul-88 U 6424 1
Sep-89 U 7273 1
Enr-90 U 16666 6
Mar-90 U 16363 8
May-91 U 16152 6
Enr-92 U 15152 25
Jun-92 U 21212 7
Feb-93 U 16364 52.4
Mar-93 U 16970 47.8
Oct-93 U 14545 68
May-94 U 12728 64
Jul-94 U 15152 97
Jul-94 U 15150 100
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Apéndice P, tabla #14

SALINIDAD Y BSW DEL POZO # 89

FECHA| ARENA [RESISTIV.] BSW
PPM CL-

Jul-89 | U+T 8100 13
Agt-89 ] U+T 6303 26
Sep-89 ] U+T 5333 23
Oct-891 U+T 5100 20
Dic-89 | U+T 4920 19
Mar-90] U+T 5455 15
Jun-90 | U+ T 5454 24
Sep-90] U+T 8189 38
May-91] U+T 4848 42

FECHA | ARENA | RESISTIV. | BSW
PPM CL-

Feb-92 U 5454 28
Oct-92 U 3515 40.8
Agt-93 U 3620 62.1
May-94 U 4243 70
Jun-94 U 4848 58
Agt-94 U 4588 70.1
Sep-94 U 4545 69
Dic-94 U 4690 614
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