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RESUMEN 

 
Este trabajo fue desarrollado para aplicar nuevas tecnologías en el proceso de 

tratamiento de agua de formación para reducir los TPH (Hidrocarburos Totales) y poder 

reinyectar a los pozos reinyectores con el objetivo de protegerlos y cumplir con la ley 

ambiental indicada en el RAHOE. 

 

En el primer capítulo se plantea el tema y los objetivos que se pretende lograr con este 

trabajo, así mismo como la respectiva justificación. 

 

El segundo capítulo, se define lo que es el origen y la caracterización de las aguas de 

formación, los métodos de deshidratación de crudos aplicados en las facilidades de 

producción para separar el agua libre (agua de formación) y el agua emulsionada 

(BSW). 

 

El tercer capítulo, trabajo de campo consiste en la descripción del sitio donde se realiza 

esta investigación que es el campo Edén-Yuturi del bloque 15 de Petroamazonas y el 

proceso de deshidratación del crudo que se realiza en este campo, la recuperación de las 

aguas de formación y emulsionadas y su tratamiento para reinyección.  

 

El cuarto capítulo, analiza y describe en detalle las condiciones y características del 

agua de formación al ingreso del actual proceso de tratamiento y las características a la 

salida, se muestra toda la información sobre las aguas de formación y su inyección 

diaria, así como sus características físico-químicas. 
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Finalmente, en el quinto capítulo se describen las conclusiones y recomendaciones  

resultantes del presente trabajo obteniéndose como conclusión general relevante que el 

tratamiento aplicado en el campo Edén-Yuturi no cumple con las especificaciones 

técnicas y ambientales para reinyectar el agua de formación en pozos por tanto se tiene 

que introducir dos tanques clarificadores más al proceso y inyectar química clarificante 

en concentración de 1,2 ppm para cumplir con los parámetros físicos químicos dados en 

el Reglamento Ambiental de Operaciones Hidrocarburíferas del Ecuador (RAOHE) 

decreto 1215, tabla 4 anexo 2 publicado en el Registro Oficial No. 265 del 13 de 

Febrero de 2001 que es ley nacional, el cual indica que las aguas de formación para ser 

reinyectadas deben tener menos de 15 ppm de TPH y menos de 1500 ppm de sólidos 

disueltos. 
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SUMMARY 

 

This work was developed to implement new technologies in the process of treatment 

water of formation to reduce the TPH (total hydrocarbons) and reinjected into 

reinyectores wells with the aim to protect and comply with environmental law indicated 

in the RAHOE. 

 

The first chapter discusses the issue and the objectives to be achieved with this work, 

the same as the corresponding justification. 

 

The second chapter defines that is the origin and the characterization of formation 

waters the methods of crude dehydration applied in the production facilities to separate 

the free water (formation water) and the emulsified water (BSW). 

 

The third chapter, of fieldwork is the description of the site where this research takes 

place in the Eden-Yuturi field of the block 15 of Petroamazonas and crude oil 

dehydration process is performed in this field, the recovery of the formation waters and 

emulsified and treatment to reinjection. 

 

The fourth chapter discusses and describes in detail the conditions and characteristics of 

the formation water to the entry of the current treatment process and the output 

characteristics, is show all the information on the formation water and daily injection, 

and their characteristics physicochemical. 
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Finally, the fifth chapter the conclusions and recommendations obtained resulting from 

this work obtaining as relevant general conclusion that the treatment applied in the 

Eden-Yuturi field does not meet the technical specifications and environmental to re-

inject the formation water into wells for both have to introduce  two tanks clarifier more 

to the process and injecting clarifier chemical in concentration of 1,2 ppm to meet whit 

the parameter physicochemical given in the hydrocarbon operations environment 

regulation of Ecuador (RAHOE) decree 1215, annex 2 table 4 published in official 

gazette No. 265 of February 13 of the 2001 that is national law, which indicates that the 

formation waters to be reinjected must be less than 15 ppm of TPH and less than 1500 

ppm of dissolved solids. 
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CAPÍTULO I 

1. INTRODUCCIÓN 

 

En este capítulo introductorio se detallan los aspectos metodológicos que  han permitido 

el desarrollo del presente trabajo. 

 

El agua de formación proveniente de un pozo petrolero trae una gran cantidad de sólidos 

disueltos y en suspensión que darán lugar a las emulsiones directas o inversas, a 

depósitos de escala y corrosión dependiendo del yacimiento explotado, puede aportar 

crudos con poca cantidad de agua y salmuera y en otros casos puede existir calidades de 

agua de formación que contengan gran cantidad de partículas de crudo. 

 

La presencia de petróleo disperso o emulsificado en agua siempre presenta problemas 

cuando reinyectamos agua producida, puede causar bloques de emulsión en la 

formación que sirve como una excelente pega para ciertos sólidos, como sulfuro de 

hierro, calcio lo que incrementa la eficiencia de taponamiento en los pozos inyectores, 

dañando a los pozos. 

 

El agua de formación debe disponer de un tratamiento físico y/o químico que permita 

tener bajo control los parámetros de corrosión, escala y depósitos de colonias de 

bacterias para luego reinyectarla cumpliendo con los parámetros de calidad de agua 

dado en el Reglamento Ambiental de Operaciones Hidrocarburíferas del Ecuador 

(RAOHE) decreto 1215, en su artículo el mismo que debe cumplir con los parámetros 

del artículo 29 del literal (b).de la tabla 4 del anexo 2 del  RAOHE (Reglamento 
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Ambiental para las Operaciones Hidrocarburíferas en el Ecuador), publicado en el 

Registro Oficial No. 265 del 13 de Febrero de 2001 que son leyes nacionales. 

  

1.1 Justificación 

 

Como en este campo la calidad de agua de formación  no es satisfactoria para ser 

reinyectada, debido a su alto contenido de TPH (contenido de hidrocarburo Totales en 

agua) que en este caso está entre 45 y 50 ppm, la investigación a este tema tiene como 

objetivo el proceso de tratamiento de agua de formación para  obtener una calidad de 

agua que pueda ser reinyectada cumpliendo con los parámetros que determinan las 

normas ambientales indicadas en el RAOHE artículo 29, tabla 4, anexo 2 que indica que 

las aguas de formación para ser reinyectadas deben tener menos de 20 ppm de TPH 

 

1.2 Objetivos 

1.2.1 Objetivo general 

 

Optimizar el proceso de tratamiento de agua de formación antes de reinyectar a los 

pozos inyectores para que esta agua cumpla con los parámetros dados en el RAOHE 

decreto 1215, tabla 4 del anexo 2, el cual indica los límites máximos permisibles de 

contaminantes para que las aguas de formación sean reinyectadas. 
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1.2.2 Objetivos específicos 

 

 Diagnosticar la situación actual del sistema de tratamiento de agua de formación 

en el centro de facilidades de producción del campo Edén Yuturi 

 

 Proponer modificaciones físicas y químicas al actual sistema de tratamiento para 

que dé el resultado requerido. 

 

 Recomendar a la empresa se implemente las propuestas y se evalúe resultados 

del agua de formación. 

 

1.3 Hipótesis 

1.3.1 Hipótesis general 

 

Si no se tiene una correcta caracterización de las aguas de formación, no se puede dar 

un tratamiento adecuado y no se puede diseñar un proceso que conduzca a obtener las 

aguas de formación para reinyección en los parámetros que exige la ley ambiental. Al 

no cumplir con estos parámetros se está provocando daños a los pozos y contaminación 

al suelo, subsuelo y aguas subterráneas; por lo que es necesario realizar la 

caracterización de las aguas de formación y evaluar el actual proceso, para proponer 

aquel que dé el resultado requerido. 
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1.3.2 Hipótesis específicas 

 

 Si se conoce las normas ambientales RAOHE (Reglamento Ambiental para las 

Operaciones Hidrocarburíferas en el Ecuador) se debe aplicar en el campo Edén 

Yuturi para reducir la contaminación del medio ambiente. 

 

 Si se estableciera un proceso adecuado o alternativas de solución para el 

tratamiento de las aguas de formación ayudaría a reducir los TPH 

(Hidrocarburos Totales en el Agua) en el agua.  

 

 Si se reduce las partículas de crudo en agua ayudaría a tener una mejor calidad 

de agua de reinyección para los pozos inyectores y se evitaría la contaminación 

ambiental. 

 

1.4 Variables 

 

1.4.1 Variable dependiente 

 
Las propiedades físico-químicas del agua de formación son un factor importante para 

diseñar el tratamiento de las mismas.  

 

1.4.2 Variable independiente 

 

La reinyección del agua tratada a los pozos inyectores. 
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1.5 Metodología 

 

Para el presente trabajo se aplicarán varios métodos de estudio, los necesarios en cada 

etapa del mismo, entre ellos: 

 

1.5.1 Método Analítico 

 

Se ha utilizado el método analítico, ya que a través del mismo se pudo ordenar toda la 

información proveniente de datos proporcionados por manuales de operación e 

información proporcionada por la Operadora, los cuales nos han permitido adquirir 

conocimientos sobre el tema. 

 

1.5.2 Método inductivo 
 

 Se ha utilizado el método inductivo, para elegir la información más idónea en 

la elaboración de esta tesis y también para llegar a la conclusión, que los 

resultados que se obtengan del proceso del tratamiento del agua. 

 

1.5.3 Método de campo 
 

 Para esta investigación se realizó un trabajo en  al campo Edén-Yuturi, 

obteniendo información y datos del actual proceso del agua de formación.  
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1.5.4 Métodos empíricos 
 

 Observación del proceso de almacenamiento y reinyección del agua tratada. 

 Entrevistas al personal técnico operativo que maneja estos procesos para conocer 

antecedentes históricos y resultados actuales sobre el proceso de tratamiento. 

 Revisión Bibliográfica manuales técnicos del proceso del agua de formación. 

 Revisión estadística de los ppm obtenidos mensualmente. 



 

 

 

 

 

 

 

CAPÍTULO II 
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CAPÍTULO II 

 

2. MARCO TEÓRICO 

 

El petróleo crudo que se produce en un campo se encuentra en la mayoría de los casos 

mezclado con agua, en cantidades que varían en un rango muy amplio de acuerdo con 

varios factores, entre otros, la vida productiva del pozo, la tasa de producción y la 

procedencia del agua producida. Existen dos tipos de agua que están asociados con la 

producción del petróleo, definidas como agua libre y agua emulsionada. 

 

Agua libre, definida por el Instituto Americano de Petróleo (API), es la cantidad de agua 

de producción que se sedimentara y se separara del petróleo en 5 minutos. El resto de 

agua presente se considera emulsionada con el petróleo y requiere de un proceso de 

tratamiento para removerlo. 

 

Como el interés principal de esta investigación radica en la calidad de agua producida 

durante el proceso y a que tratamiento se somete dicha agua, nos referimos a la 

operación unitaria de clarificación, la misma que consiste en obtener una calidad de 

agua con la menor cantidad de residuos de crudo, para de esta forma facilitar la 

reinyección de esta agua en los pozos inyectores y así evitar los taponamientos que se 

producen en el interior de la formación. En la actualidad la empresa dispone de dos 

tanques de almacenamiento de agua que recibe el flujo del agua de los diferentes 

Vessels del proceso, esta agua contiene aproximadamente unos 49 ppm (TPH) de 
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residual de crudo en agua, que es enviada a los pozos inyectores mediante las bombas 

centrifugas (disposal). 

 

Este proyecto de mejoramiento de la calidad de agua de producción tiene como 

propósito reducir los TPH (Hidrocarburos Totales en Agua) de crudo en agua para 

poder ser reinyectado a los pozos inyectores de agua. 

 

2.1 Que es agua de formación 

 

En formaciones que se encuentran en el subsuelo, las rocas que existen naturalmente 

están impregnadas con fluidos como el agua de formación, petróleo, o gas (o alguna 

combinación de estos fluidos). 

 

En la mayoría de las formaciones petrolíferas las rocas y arenas están saturadas con 

agua y atrapadas por el crudo. Los hidrocarburos menos densos migran para tomar 

posiciones, desplazando un poco al agua de formación, dando lugar a un embalse de 

hidrocarburos. 

  

2.1.1 Características de aguas de formación 

 

El agua de formación no está constituida por una sola materia. Sus propiedades físico – 

químicas varían bastante según la posición geográfica del campo. La formación 

geológica con la cual esta agua ha estado en contacto por miles de años dando un tipo 

de producto de hidrocarburo especifico así como las propiedades del agua de formación 

y su volumen pueden variar  en los diferentes sitios de un mismo embalse. 
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2.1.2 Orígenes del agua de formación 

 

Cuando irrumpe el agua en el pozo es de fundamental importancia conocer su 

procedencia y mecanismo de producción para seleccionar, con posibilidades de éxito, el 

tratamiento más efectivo para controlarla. 

 

2.1.3 Tipos de agua, origen y características 

 

El agua se encuentra presente en todos los campos petroleros y es el fluido más 

abundante en el campo. Si bien es cierto que ningún operador quiere producir agua, hay 

aguas que son mejores que otras. 

 

 Agua connata. Es el agua que durante el proceso de formación o sedimentación 

se quedó entrampada en un acuífero, es decir es un procedimiento simultáneo, se 

caracteriza por ser salina. 

 Agua meteórica. Es el agua que se infiltra en el subsuelo producto de las 

precipitaciones o también es de carácter fluvial, se caracteriza porque su 

salinidad es menor que el agua connata. 

 Agua irreductible. Es la cantidad de agua que no se puede recuperar, se 

encuentra en los poros y/o fisuras de la roca, pero se toma en cuenta para el 

cálculo de reservas. 

 Con respecto a la producción de crudo, es fundamental distinguir entre el agua 

de barrido, el agua buena (aceptable) y el agua mala (o excesiva). 

 Agua de barrido. Proviene de un pozo inyector o de un acuífero activo que 

contribuye al barrido del petróleo del yacimiento. El manejo de este tipo de agua 
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es una parte fundamental del manejo del yacimiento y puede constituir un factor 

determinante en la productividad de los pozos y de las reservas finales. 

 Agua buena. Es el agua producida dentro del hueco a una tasa inferior al límite 

económico de la relación agua/petróleo (RAP). 

 Agua mala. El agua mala se puede definir como el agua producida dentro del 

hueco, que no contiene petróleo, o bien cuando la producción de petróleo no es 

suficiente para compensar el costo asociado con el manejo del agua, es decir, es 

agua producida por encima del límite económico de la RAP. 

 

2.1.4 Composición de las aguas de formación 

 

Las aguas que se producen con el petróleo que se encuentran conjuntamente con este en 

los yacimientos también llamadas aguas de formación contienen sales disueltos, como 

cloruro de sodio, el agua algunas veces es llamada piélago o agua salada. Sin embargo 

el agua de producción petrolera no tiene siempre una relación con el agua de mar, en las 

concentraciones de sólidos o en la distribución de iones presentes, ya que puede haberse 

formado por la depositación de sedimentos de distintos eventos tectónicos superficiales 

o por invasión y filtración de agua proveniente de formaciones vecinas, es decir haber 

provenido de diferentes fuentes. 

 

A más de sus componentes naturales, las aguas de formación producidas en la industria 

petrolera pueden también contener agua subterránea o agua de arena (generalmente 

llamada agua de formación “de la fuente”), inyectado para mantener las presiones en el 

embalse, así como diversos sólidos y bacterias. Las aguas de formación son más salinas 



11 

que las aguas subterráneas ya que estas pueden incluir aditivos químicos utilizados en 

perforación y producción. 

 

Al igual que las sustancias químicas de depósito de incrustaciones, las bacterias 

potencialmente perjudicables están en las aguas producidas y de inyección desde los 

comienzos de la industria. Sin embargo, las bacterias no fueron reconocidas   como 

problema potencial hasta la década de los 50. 

 

Entonces se reconocieron dos áreas de problemas significativos, y ambas podrían ser 

serias. Muchas aguas acarreaban lo que se clasifica como bacterias formadoras de lama. 

Bajo una amplia variedad de condiciones ambientales del agua, estas bacterias pueden 

multiplicarse rápidamente y constituir un grave problema de obstrucción en los pozos de 

inyección de agua. 

 

El agua es el principal producto residual de la industria de petróleo y gas durante la vida 

de todos los pozos productores. El agua que produce conjuntamente con el aceite es 

conocido como salmuera, agua salada, agua producida, etc. cada día deben manipularse 

miles de barriles de agua. 

 

El agua de producción contiene sales disueltas, sólidos en suspensión, metales pesados e 

hidrocarburos dispersos y disueltos en el agua producida. 
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2.2 Como es un pozo de petróleo 

 

Para comprender este trabajo de investigación es importante tener una comprensión 

básica de cómo se procede en la industria petrolera y cuáles son las herramientas. El 

petróleo se encuentra en el subsuelo contenido en rocas madres, la misma que consta de 

algunos kilómetros de superficie. 

 

Al hablar del reservorio, nos imaginamos una especie de tanque en el cual el petróleo se 

encuentra en el subsuelo contenido en rocas madres, las mismas que constan de algunos 

kilómetros de superficie. 

 

Los reservorios son general rocas porosas de tipo arcillosa o arena, no es un gran 

agujero vacío. Al realizar las tareas de prospección geológica (previas a cualquier 

decisión de perforación) lo que se intenta es buscar este tipo de formaciones que son 

aptas para la contención de los hidrocarburos. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



13 

Figura N° 1. Corte transversal de un pozo de petróleo 

 

 
Fuente: Manual “Kleber H. Quiroga S.” 

Elaborado por: Andrés Heras 
 

 
2.3 Mecanismos de producción en el yacimiento 

 

Todas las fuerzas físicas combinadas, que causan que el petróleo o gas se produzca en el 

pozo, se conocen como “mecanismos de energía”. 

 

Cuando un resorte de acero se comprime, adquiere cierta cantidad de energía igual a la 

fuerza aplicada para comprimirlo. Al remover esta fuerza el resorte se expande y puede 

usarse para hacer trabajo, como por ejemplo, al levantar un peso o hacer caminar un 

reloj. 

 

Exactamente del mismo modo, el petróleo, el gas y el agua en un yacimiento, contienen 

una energía igual a la presión del yacimiento. Si esta presión se libera, como en el caso 
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en que se abren las válvulas del cabezal del pozo en producción, estos fluidos del 

yacimiento tratan de salir en la única dirección posible que es a través del hueco del 

pozo. 

 

Similarmente como un reloj funciona usando la energía de su batería, la producción 

continua de petróleo y gas usa la energía del yacimiento. Esto causa que la presión del 

yacimiento disminuya, y con el tiempo se reduzca a cero. Entonces se dice que el pozo 

esta “muerto”, aunque pueda volver hacerse producir instalando bombas o equipos BN 

(bombeo neumático o gas lift) para proporcionar energía adicional que el yacimiento 

mismo no puede suplir. 

 

Para una reducción dada de la presión del yacimiento, el gas libre tiene la mayor 

capacidad de expansión (cerca del 5% de su volumen por una reducción de 100 lb/pg2 

de presión a 2000 lb/pg2), mientras que el petróleo y el agua tienen una capacidad 

mucho más baja (entre 0.002% y 0.005% de su volumen por 100 lb/pg2). En cuanto a la 

capa acuífera, esta baja capacidad puede equilibrarse si su volumen comparado con el 

volumen del yacimiento es demasiado grande. Es esta capacidad de expansión al reducir 

la presión que constituye el mecanismo de energía del yacimiento. 

 

Hay tres tipos principales de energía: 

 

2.3.1 Energía de la capa de gas 

 

A medida que el petróleo se produce y la presión del yacimiento disminuye, el gas libre 

en la capa de gas se expande y empuja el petróleo en el yacimiento hacia los pozos 
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productores. Este es un tipo de energía muy eficiente, y bajo buenas condiciones, puede 

extraerse más de la mitad de petróleo original del yacimiento. Esta cantidad se considera 

una producción muy alta pero debe estar presente una capa de gas muy grande, lo 

mismo que un menor volumen de petróleo en el yacimiento. 

 

Para conservar esta fuente de energía, debe tenerse cuidado de cerrar los pozos 

buzamiento arriba que empiece a producir el gas de la capa a medida que dicha capa se 

expande. 

 

Figura N° 2. Yacimiento con empuje de la capa de gas en su estado natural 

 

 
 

Fuente: MELO, Vinicio., “Sistemas de Producción en Campos Petroleros” 

Elaborado por: Andrés Heras 
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2.3.2 Energía del gas en solución  

 

Al reducir la presión del yacimiento se desprende burbujas del gas en solución en el 

petróleo del mismo modo que en una botella de agua carbonatada al quitarle la tapa. 

Estas burbujas de agua se expanden como el gas de la capa del gas libre, y empuja el 

petróleo hacia el pozo productor. Al mismo tiempo, las burbujas tienden a juntarse y a 

establecer una ruta para llegar al hueco del pozo, logrando así que se produzca gas libre, 

y reduciendo también el flujo del petróleo. Este proceso se llama aumento en la 

permeabilidad de gas y disminución en la permeabilidad del petróleo, y ocasiona que la 

razón de producción de gas/petróleo aumente rápidamente. Con esto se pierde la energía 

del yacimiento sin llegar a ejecutar trabajo útil y la presión del yacimiento declina más 

rápidamente para una cantidad dada de producción de petróleo que en el caso de la 

energía de la capa de gas. 

 

El rendimiento obtenido con la energía del gas en solución se afecta fácilmente con la 

gravedad del petróleo. Por lo tanto el rendimiento de producción puede establecerse 

entre el 5% del petróleo original para una gravedad de 10 0  API y un 25 % para una 

gravedad de 40 0  API. Por eso no se considera como un tipo de energía eficiente. 
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Figura N° 3. Yacimiento con empuje del gas en solución  

(Estado original) 

 
Fuente: MELO, Vinicio., “Sistemas de Producción en Campos Petroleros” 

Elaborado por: Andrés Heras 

 
 
2.3.3 Energía de la capa acuífera 
 

A medida que la presión del yacimiento se reduce, el agua en la capa acuífera se 

expande invadiendo el yacimiento, empujando el petróleo hacia los pozos productores. 

Aunque la cantidad de expansión por barril del agua en la capa acuífera es pequeña, 

algunas veces el volumen de esta capa es de varios cientos de veces el volumen del 

petróleo en el yacimiento. Si este es el caso, es una energía muy eficiente, y bajo las 

mejores condiciones, puede recuperarse hasta el 70 % del petróleo original del 

yacimiento. 

 

Cuando la capa acuífera se expande, los pozos de buzamiento abajo se “inundad” y 

deben reemplazarse con pozos adicionales buzamiento arriba. 
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En algunos yacimientos, cualquiera o todos estos tipos de energía pueden usarse al 

mismo tiempo, según el tipo de acumulación, gravedad del petróleo y cantidad de éste 

ya recuperada. Bajo las peores condiciones, cuando no hay una capa de gas o una capa 

acuífera para la energía y la gravedad del petróleo es menor de 15 0  API, se obtendrá 

solo una producción del 5%. Cuando las mejores condiciones de energía de la capa de 

gas y de la capa acuífera se combinan, o cuando la permeabilidad de la roca del 

yacimiento es tan alta que las burbujas de gas se desprenden del petróleo y se mueven 

hacia arriba y lejos de los pozos productores, más del 50% del petróleo ligero original 

puede recuperarse. 

 

Figura N° 4. Yacimiento con empuje de agua (estado original) 

 

 
 

Fuente: MELO, Vinicio., “Sistemas de Producción en Campos Petroleros” 

Elaborado por: Andrés Heras 
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Un cuarto tipo de energía, conocido con el nombre de energía de “expansión de 

petróleo” está siempre presente, pero es de poca importancia cuando se usa cualquiera 

de los tres tipos principales de energía. La expansión del petróleo es predominante solo 

en yacimientos subsaturados. En este tipo de yacimiento, debido a que no hay suficiente 

gas en solución, la presión tiene que disminuir hasta la presión de burbuja para que las 

burbujas de gas se empiecen a formar en el petróleo. La capacidad de expansión del 

petróleo subsaturado no es más de dos o tres veces la capacidad de la capa acuífera, 

pero como el petróleo está presente en un volumen limitado, la presión del yacimiento 

disminuye rápidamente cuando se usa este tipo de energía. Tan pronto como la presión 

del yacimiento ha bajado suficientemente para permitir que haya burbujas de gas 

saliendo del petróleo, el mecanismo de energía de gas en solución se inicia y se reduce 

el efecto de expansión del petróleo. 

 
 
2.4 Métodos de levantamiento artificial 

 
 
2.4.1 Bombeo mecánico 

 

El bombeo mecánico, que emplea varios procedimientos según sea la perforación. El 

más antiguo, y que se aplica en pozos de hasta 2.400 a 2.500 m. de profundidad, es el de 

la bomba de profundidad: consiste en una bomba vertical colocada en la parte inferior 

de la tubería, accionada por varillas de bombeo de acero que corren dentro de la tubería 

movidas por un balancín ubicado en la superficie al cual se le transmite el movimiento 

de vaivén por medio de la biela y la manivela, las que se accionan a través de una caja 

reductora movida por un motor. La bomba consiste en un tubo de 2 a 7,32 m. de largo 
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con un diámetro interno de 1 ½ a 3 ¾ pulgadas, dentro del cual se mueve un pistón cuyo 

extremo superior está unido a las varillas de bombeo.  

 

Figura N° 5. El bombeo mecánico 

 

 
 

Fuente: http://www.monografias.com/trabajos11/pega/pega.shtml 

Elaborado por: Andrés Heras 
 

 

2.4.2 Gas lift 

 

Extracción con gas o Gas Lift. Consiste en inyectar gas a presión en la tubería para 

alivianar la columna de petróleo y hacerlo llegar a la superficie. La inyección de gas se 

hace en varios sitios de la tubería a través de válvulas reguladas que abren y cierran al 

gas automáticamente. Este procedimiento se suele comenzar a aplicar antes de que la 

producción natural cese completamente. 
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Figura N° 6. Gas Lift consiste en inyectar gas dentro del pozo en el espacio entre el 

casing y el tubing 

 

 
 

Fuente: http://www.monografias.com/trabajos11/pega/pega.shtml 

Elaborado por: Andrés Heras 
 

 

2.4.3 Bombeo hidráulico 

 

Bombeo con accionar hidráulico. Una variante también muy utilizada consiste en 

bombas accionadas en forma hidráulica por un líquido, generalmente petróleo, que se 

conoce como fluido matriz. Las bombas se bajan dentro de la tubería y se accionan 

desde una estación satélite. Este medio no tiene las limitaciones que tiene el medio 

mecánico para su utilización en pozos profundos o dirigidos. 
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Figura N° 7. Bombeo Hidráulico 

 

 
 

Fuente: http://www.monografias.com/trabajos11/pega/pega.shtml 

Elaborado por: Andrés Heras 
 

 

2.4.4 Plunger lift 

 

Pistón accionado a gas (plunger lift). Es un pistón viajero que es empujado por gas 

propio del pozo y trae a la superficie el petróleo que se acumula entre viaje y viaje del 

pistón. 
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Figura N° 8. Esquema de Plunger Lift 

 

 
 

Fuente: http://www.monografias.com/trabajos11/pega/pega.shtml 

Elaborado por: Andrés Heras 
 

 

2.4.5 Bombeo electrosumergible 

 

Bomba centrífuga y motor eléctrico sumergible. Es una bomba de varias paletas 

montadas axialmente en un eje vertical unido a un motor eléctrico. El conjunto se baja 

en el pozo con una tubería especial que lleva un cable adosado, para transmitir la 

energía eléctrica al motor. Permite bombear grandes volúmenes de fluidos. 
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Figura N° 9. Bombeo electrosumergible 

 
 

Fuente: www.monografias.com/trabajos63/levantamiento-artificial-bombeo/levantamiento-artificial-

bombeo_image001.gif 

Elaborado por: Andrés Heras 
 

 

2.4.6 Bombeo por cavidad progresiva 

 

Bomba de cavidad progresiva. El fluido del pozo es elevado por la acción de un 

elemento rotativo de geometría helicoidal (rotor) dentro de un alojamiento semielástico 

de igual geometría (estator) que permanece estático. El efecto resultante de la rotación 

del rotor es el desplazamiento hacia arriba de los fluidos que llenan las cavidades 

formadas entre rotor y estator. 
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2.5 Separación de agua y crudo  

 

El agua se separa del crudo en los separadores de superficie debido a la diferencia de 

gravedad específica y de viscosidad. 

  

Es importante resaltar que la caída de las gotas de agua está afectada por la turbulencia, 

la viscosidad, la gravedad específica o densidad relativa, el tamaño de las gotas, etc. 

  

La velocidad de caída de las gotas de agua se entiende mejor analizando la ley de 

Stokes: 

 

Ecuación Nº 1. Ley de Stokes 

 

*2* 000.1000/).(78.1 dGDSVT   

 

Fuente: Ing. Roque Rivadeneira, Curso REPSOL – YPF “Operación de Plantas de Deshidratación de 

Petróleo” 

Elaborado por: Andrés Heras 

 
 
En donde: 

Vt = Velocidad de caída de la gota de agua (Pie/s) 

 = Viscosidad dinámica  (cP) 

DS.G = Diferencia de gravedad específica  o densidad relativa entre el agua y el crudo 

 d = diámetro de la gota de agua (micrón) 

 

La velocidad se verá rápidamente afectada si se incrementa el tamaño de la gota. 
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Una diferencia de gravedad específica o de densidad relativa entre el agua y el crudo 

aumenta la velocidad de caída de agua, sin embargo vale aclarar que cuando se trata de 

crudos pesados esta diferencia es mínima. 

 

Cuando se tengan altas viscosidades, la caída libre del agua será dificultosa. 

 

2.6  Coalescencia 

 
La coalescencia es la aglomeración de las gotas de agua que están dispersas en el crudo. 

  

La coalescencia de las gotas de agua se ve afectada por la turbulencia. 

 

La turbulencia no permite que las gotas de agua continúen juntándose ya que la energía 

cinética provocada por ésta es muchas veces mayor que la energía de adhesión de las 

partículas de agua. Esta coalescencia se dificulta más aún si es que las gotas están muy 

dispersas en la fase de petróleo; por eso en los separadores indicados conviene mantener 

siempre un colchón de agua; de manera que el crudo pase a través de él lavándose. 

 

Adicionalmente vale destacar que un adecuado tiempo de residencia dará la oportunidad 

de una mejor separación del agua por la coalescencia ya indicada. 

 

La coalescencia de las partículas de agua puede ser mejorada utilizando algún medio 

que permita un mayor contacto entre las fases; tal como los que están instalados en los 

FWKO y separadores de producción. 
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Los deshidratadores electrostáticos promueven la coalescencia electrostática de las 

gotas de agua de una manera muy eficaz.  

 

Dependiendo de qué tipo de electricidad se utilice se tendrá la forma de coalescencia de 

las gotas de agua.  

 

Cuando se usa energía alterna las gotas de agua están girando sus polos, de manera que 

cuando están orientados con polos opuestos éstos se van juntando hasta lograr un 

diámetro que permita caer al fondo del recipiente. 

 

Cuando se usa corriente continua, las gotas de agua dependiendo de su orientación se 

van acumulando ya sea en el ánodo o en el cátodo hasta tener el peso suficiente que 

haga caer a la nueva gota de agua. 

 

La energía eléctrica también actúa en la interface de las gotas de agua-crudo 

debilitándola, de esta manera se mejora la caída de las gotas de agua. 
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Figura N°10. Coalescencia 

 
 

 
 

 

Fuente: Anchundia Hugo Daniel, Operador Planta Producción EPF, Curso Petroamazonas 
“Deshidratación de Crudo”, Marzo 2009. 

Elaborado por: Andrés Heras 
 

 
 
2.7 Emulsiones 

 

Una emulsión es una mezcla de dos líquidos inmiscibles, es decir, líquidos que no se 

mezclan en condiciones normales, y cuando lo hacen, uno de ellos se dispersa en el otro 

en forma de pequeñas gotas y es estabilizado por un agente emulsionante. 
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 agua 
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2.7.1 Emulsión normal 

 

El agua está dispersa en el petróleo. El agua es la fase dispersa o interna y el petróleo es 

la fase externa o continua. Este tipo de emulsión es denominada Emulsión regular .Estas 

emulsiones pueden tener un contenido de agua desde trazas hasta 90%. El tratamiento 

de este tipo de emulsiones se denomina Deshidratación. 

 

2.7.2 Emulsiona inversa 

 

El petróleo está disperso en el agua. El petróleo es la fase dispersa o interna. El agua es 

la fase continua o fase externa. Este tipo de emulsión es denominada Emulsión reversa. 

Son las emulsiones más frecuentes en el agua que ha sido separada del petróleo en el 

proceso de deshidratación. 

 

2.7.3 Emulsiones múltiples 

 

No es muy común encontrar simultáneamente ambas emulsiones. Son muy frecuentes 

en crudos de fosas (slop oil) y tanques de almacenamiento donde se han mezclado 

varios tipos de emulsiones por periodos de tiempo largos. 

 

2.8 Formación de una emulsión 

 

Generalmente la formación de emulsiones se debe a la influencia de efectos mecánicos 

en el sistema de producción, además de la presencia de sustancias químicas. Los efectos 

mecánicos están constituidos por el movimiento del crudo a través de las líneas de 
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producción, en las cuales debido a los accesorios involucrados se producen efectos de 

turbulencia y agitación.  

 

- Contacto de dos líquidos inmiscibles. 

- Efecto de turbulencia o agitación. 

- Existencia de agentes emulsionantes. 

 

Figura N°11. Condiciones para formar emulsiones 

 

 
 

Fuente: Ing. Félix Brandt, “Deshidratación de Crudos” 

Elaborado por: Andrés Heras 

 

2.8.1 Agentes emulsificantes 

 

 Asfalténos 

 Resinas 

 Ácidos Nafténicos 

 Sólidos finos (FeS, arena de formación, microcristales de incrustación) 

 Partículas parafínicas 
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Todas estas sustancias son encontradas en la interface entre el petróleo y las gotas de 

agua como una película alrededor de la gota; otros emulsificantes pueden ser productos 

químicos de perforación, estimulación o producción. Por ejemplo algunos inhibidores 

de corrosión deben probarse antes de ser aplicados por la tendencia de emulsificación. 

 

2.8.2 Energía de agitación 

 

La agitación acelera o desacelera la formación de emulsiones o la separación de las 

mismas mediante los siguientes mecanismos: 

 

 Choques contra pantallas deflectoras 

 Caídas de presión 

 Bombas 

 Curvaturas de líneas de flujo. 

 

Agitación normal del sistema de producción del pozo (Gas lift, bombas 

electrosumergibles, etc.) 

 
 
2.9 Deshidratación de crudos 

 
 
La deshidratación de crudos es el proceso mediante el cual se separa el agua de 

formación y el agua emulsionada presente en  el crudo, hasta los niveles de contenido de 

agua y sedimentos establecidos en las especificaciones para su comercialización y 

refinación, usualmente con valores menores al 1% de agua y sedimentos. 
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Se basa en el rompimiento de las emulsiones y posterior separación del agua del crudo. 

 

En el proceso existen dos fuerzas que se oponen entre sí como son: 

 

- La película del agente emulsificante tiende a evitar la unión de las gotas de 

aguas dispersas. 

- La tensión superficial del agua que permite la coalescencia de las gotas, las 

cuales se asientan por efecto de la gravedad. 

 

 

Figura N° 12. Esquema genérico del proceso de deshidratación de crudos 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Fuente:  

Elaborado por: Andrés Heras 
 
 

 
Fuente: Guillermo J. Morales A., “Separación de Fluidos” 

Elaborado por: Andrés Heras 
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2.9.1 Deshidratación estática 

 

Es el método más utilizado en la industria petrolera, se aplica para crudos livianos como 

para crudos medianos y pesados. Se fundamenta básicamente en lograr la deshidratación 

del crudo, mediante reposo en tanques de almacenamiento. 

 

Sin embargo este método de deshidratación es muy lento y separa únicamente el agua 

de formación mas no el agua emulsificada, además el tratamiento se hace por baches. 

 

 

Figura N° 13. Secuencia de deshidratación por asentamiento 

 

 
 

Fuente: Guillermo J. Morales A., “Separación de Fluidos’ 

Elaborado por: Andrés Heras 
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2.9.2 Deshidratación dinámica 

 

Es el proceso mediante el cual la deshidratación del crudo se realiza en forma continua 

las 24 horas del día. Dependiendo de las características de los crudos como corte de 

agua (porcentaje de agua de formación), contenido de gas, API, viscosidad, existen 

diversos procesos de deshidratación los cuales combinan diferente equipos como los 

siguientes: 

 

 Separadores bifásicos cuando el crudo tiene bajo contenido de agua de 

formación y contiene gas natural condensado o asociado. 

 Separadores trifásicos, llamados también FWKO (Free Water Knock Out) 

cuando el crudo contiene más del 50 % de agua de formación y además gas 

natural condensado o asociado. 

 Tanques de lavado (Wash Tank) 

 Deshidratadores electrostáticos que son equipos muy eficientes pero tratan 

fluidos con bajo contenido de agua de formación que previamente han sido 

tratados en los equipos antes descritos. Extraen el agua emulsionada 

combinando métodos físicos (coalescencia, separación gravimétrica, incremento 

de temperatura, adición de química demulsificante y energía eléctrica de 

corriente continua o alterna de alto voltaje, 20000 – 30000 voltios). 

 Desgasificadores 

 

Luego del proceso de deshidratación combinando los equipos antes descritos, el crudo 

debe tener un BS&W (contenido de agua y sedimento), no mayor al 1 % en volumen. 

Generalmente este valor está en 0.4 – 0.5 % quedando el agua de formación más el agua 
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emulsionada separada, para el tratamiento que permita su reinyección o disposición al 

ambiente luego de cumplir con las normas ambientales respectivas. 

 

 
Figura N° 14. Diagrama de flujo de un sistema de producción 

 
 

 
 
 

Fuente: Baker Hughes, Presentación “Tratamiento de emulsiones” 

Elaborado por: Andrés Heras 
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2.10 Equipos de separación de agua libre y emulsionada 

Breve descripción de los equipos de separación de agua libre y emulsionada 

 

2.10.1 Separador bifásico 

 

Es un diseño de separación de aceite-gas es importante conocer las condiciones del 

proceso, las cuales nos van a permitir poder separar la mezcla bifásica y proponer bases 

de diseño. 

 

Separador Bifásico (gas-líquido) 

 

Tiempo de retención.- Es el tiempo en donde el líquido y el gas alcanzan el equilibrio 

con la presión del separador, se le conoce también como el tiempo promedio que una 

molécula de líquido es retenida en el tanque asumiendo flujo tapón. Este tiempo de 

retención esta entre 30 segundos y 3 minutos. Cuando hay presencia de burbujeo este 

tiempo cuadriplica el requerido. 

 

Hay tres tipos de separadores bifásicos y son los horizontales, verticales y esféricos. 

 

2.10.1.1 Separador Horizontal.- El fluido entra al separador y choca con el deflector 

interno causando la separación, a esto se le llama separación inicial del líquido y vapor, 

la fuerza de gravedad causa que el líquido se vaya hacia el fondo y el gas vaya hacia el 

domo del recipiente. La recolección de líquido en el fondo provee un tiempo de 

retención del cual ayuda a que los gases y líquidos encuentren el equilibrio a una 

presión. 
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Figura N° 15. Separador Horizontal Bifásico 

 
 

 
 
 

Fuente: http://catarina.udlap.mx/u_dl_a/tales/documentos/leip/clemente_c_ma/CAPÍTULO6.pdf 
 

Elaborado por: Andrés Heras 
 

 

2.10.1.2 Separador Vertical Bifásico tiene la misma descripción que el separador 

horizontal, pero este se utiliza cuando en la producción de hidrocarburos líquidos hay 

una cantidad mayor de gas que de aceite. 

 

2.10.1.3 Separador Esférico Bifásico Estos operan de la misma manera, pero no se 

utilizan mucho, ya que su capacidad para líquido está limitada y su diseño y fabricación 

son muy difíciles para un campo de separación de aceite.  
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2.10.2 Separador trifásico 

 

Estos separadores son trifásicos y nos permiten separar GAS – CRUDO y  AGUA. En 

estos equipos se separa aproximadamente el 80% del agua que llega desde los diferentes 

Well pad. 

  

El fluido ingresa al separador y choca con una placa deflectora. Todo el líquido y gas 

trataran de separarse en esta sección. Si el agua y el crudo no están emulsionados, el 

agua caerá al fondo del recipiente y el crudo se depositará sobre el agua, el gas fluirá 

hacia la salida de gas en la parte superior. 

  

El gas suele arrastrar gotas de agua y crudo hacia su salida, para evitar que crudo y 

vapor condensado salgan junto al gas se instalan dentro de estos separadores  placas 

coalescentes y mallas de alambre, sin embargo a veces no se logra una total separación 

de las gotas de líquido por lo que es recomendable realizar la inyección de químico 

antiespumante. 

  

El agua es evacuada por la parte inferior del recipiente y el crudo es recogido en un 

canal que tiene su salida por la parte intermedia del separador. 
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Figura N° 16. Separador trifásico 

 

 
 

Fuente: Ing. Roque Rivadeneira, Curso REPSOL – YPF “Operación de Plantas de Deshidratación de 
Petróleo” 

Elaborado por: Andrés Heras 
 

 

2.10.3 Deshidratador electroestático 

 

Los deshidratadores  electrostáticos separan crudo y agua mediante el funcionamiento 

de un sistema de transformadores que elevan a un alto potencial, el cual se rectifica 

obteniendo corriente continua que alimenta a dos electrodos  de polaridad opuesta; y 

debido a la bipolaridad de las moléculas de agua, estas son atraídas a los polos opuestos 

ocasionando un choque entre sí, lo que permite formar moléculas de mayor peso y 

facilitar la precipitación, formando un nivel que es controlado por un LIC (controlador 

indicador de nivel).  
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Estos equipos usan la propiedad de que el agua es una molécula dipolar, para lograr que 

las pequeñas gotas de agua se asocien y formen gotas de mayor diámetro, con lo que 

precipitaran al fondo del recipiente.  

 

La salida de crudo de estos equipos debe tener un BSW  menor a 1% para cumplir con 

la regulación del SOTE, sin embargo cuando entre en servicio el OCP máximo deberá 

ser igual a 0.5 % de BSW. 

 

Figura N° 17. Deshidratador Electrostático 

 

 
 

Fuente: Ing. Roque Rivadeneira, Curso REPSOL – YPF “Operación de Plantas de Deshidratación de 
Petróleo” 

Elaborado por: Andrés Heras 
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CAPÍTULO III 

3. DESCRIPCIÓN DEL CAMPO EDEN YUTURI 

El campo Edén-Yuturi es operado por la empresa pública EP Petroamazonas.  

El estudio se lo realizará en el campo Edén-Yuturi del Bloque 15, el mismo que se 

encuentra ubicado en la región oriental ecuatoriana, al sur-este de la provincia de 

sucumbíos la mayor parte y al nor-este de la provincia de Napo. Sus coordenadas 

geográficas están comprendidas entre: 00  16’ - 00 3 2’ de latitud norte y 076 04’ - 076  

47’ de longitud oeste. 

 

El Bloque 15 inició sus operaciones de producción en 1993 con la perforación inicial de 

dos pozos exploratorios, a la fecha existen pozos productores de petróleo de las arenas 

de las formaciones Napo y Hollín. Cabe señalar que además existen en el Bloque pozos 

inyectores de agua en la formación Tiyuyacu. 

 

En 1970 la compañía Minas y Petróleos perforo el pozo Yuturi-X en el periclinal sur de 

la estructura, descubriendo petróleo de 12.8 a 18 grados API en las areniscas “U 

Superior”, “T” y “M-2”. 

 

El campo Edén-Yuturi entro en producción el 22 de octubre del 2002 con el pozo EY-

CX, luego se incorporan los pozos EY-CXX, todos de la isla C para el llenado de líneas 

de flujo, llenados de ductos y pruebas de la planta. 

 

El campo Edén-Yuturi se encuentra localizado a 75 Km. al sur-este del campo 

Shushufindi y a 30 Km. al Sur del campo Pañacocha. Las principales vías de acceso son 
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la vía Shushufindi-Limoncocha-Pompeya y el río Napo que es navegable durante todo 

el año. 

 

Figura N° 18. Ubicación del campo Edén-Yuturi y facilidades de producción del 

bloque 

 

Fuente: Petroamazonas “Edén-Yuturi” 

Elaborado por: Andrés Heras 

 

El campo Edén-Yuturi en la actualidad produce de la formación Napo, la misma que 

tiene un espesor aproximado de 13000 pies y está representada por una secuencia de 

lutitas, calizas y areniscas. Las areniscas de la formación Napo constituyen los 

principales reservorios hidrocarburíferos del campo Edén-Yuturi. 
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Dentro de la formación Napo cabe señalar que se encuentran los yacimientos M-1, M-2, 

U superior, U inferior y T los mismos que son productores. 

 

Figura N° 19. Ubicación de las islas producción y planta de procesamiento EPF. 

 
Fuente: Petroamazonas “Edén-Yuturi” 

Elaborado por: Andrés Heras 
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3.1 Proceso de tratamiento de crudos en las facilidades de superficie de este campo 

 

Descripción del proceso de tratamiento de crudos. 

 

3.1.1 Deshidratación y desgasificación del crudo 

 

En el EPF (Edén-Yuturi Production Facilities) se tiene una planta de procesamiento para 

tratar un fluido con las siguientes capacidades diarias: 90.000 BPD de crudo, 256.000 

BPD de agua de formación, 10.8 MMCFD de gas natural. El caudal total de fluido que 

viene de los diferentes pozos  es de 320.000 BPD. 

 

El fluido proveniente de los Well Pads: crudo, agua y gas, ingresa a las estaciones de 

tratamiento EPF (Edén-Yuturi Production Facilities) a través de los recibidores y 

posteriormente, mediante un manifold se direcciona hacia el tren A o tren B de 

separación.  

 

Continuando su recorrido ingresa a los separadores trifásicos V-120/130/140/150 

controlados por la  FV (válvula de flujo) de cada separador, con una apertura de un 35% 

en el V-120/130 y un 100% en el V-140/150,  de esta manera igualamos las cargas a los 

cuatro separadores. 

 

El fluido ingresa al SK-118 con un BSW del 70 %. 

La planta está distribuida en dos trenes de proceso que constan de lo siguiente: 
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TREN 1 

 Separadores trifásicos V-120 / V-140. 

 Oil flash vessel V-190. 

 Deshidratador electrostático V-300. 

 Intercambiador de calor crudo - crudo E-320. 

 Intercambiador de calor crudo agua E-340. 

 Bota desgasificadora V-401. 

 Tanques de almacenamiento y despacho T-400/ 202. 

 

 

 TREN 2 

 Separadores trifásicos V-130 / V-150. 

 Oil flash vessel V-195. 

 Deshidratador Electrostático V-310. 

 Intercambiador de calor crudo - crudo E-330. 

 Intercambiador de calor crudo agua E-350. 

 Bota desgasificadora V-406 

 Tanques de almacenamiento y despacho T-405/ 203. 
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Figura N° 20. Facilidades de producción en el EPF (Eden-Yuturi) 

 

 

Fuente: Petroamazonas “Edén-Yuturi” 

Elaborado por: Andrés Heras 

 

El recibidor también es una trampa de recepción  del PIG (marrano) que es enviado, ya 

sea del Pad G o F. 

 

El tiempo de llegada del PIG (marrano) del Pad F es 26 horas aproximadamente, y el 

tiempo de llegada del PIG (marrano) del Pad G es de 12 horas aproximadamente. Con la 

finalidad de realizar una limpieza a la línea del oleoducto de 18 pulgadas. 

 

 



47 

3.1.1.1 Inyección de químicos 

 

Los químicos que son inyectados a la entrada de los separadores trifásicos V 

120/130/140/150 son: 

 

Demulsificante, Antiespumante, Antiescala y Biocida estos productos son inyectados en 

el manifold de ingreso del fluido mediante bombas de desplazamiento positivo y 

capilares. 

 

Estos productos son distribuidos por la empresa Dichen y Champions. 

 

 

3.1.1.1.1 Demulsificante: “De acción rápida” El producto EMULSOTRON X-8215 es 

una mezcla de sales de ácidos orgánicos sulfónicos, polímeros, metanol e hidrocarburos 

aromáticos, diseñado para una perfecta e instantánea definición de las dos fases por 

cambio en la tensión superficial de la fase continua. 

 

3.1.1.1.2 Antiespumante: El producto DEFOAMER AF-172 es usado como un 

antiespumante en sistemas de producción de crudo, principalmente en separadores 

crudo / agua y columnas desgasificadoras, donde la formación de espuma representa un 

problema. 

 

3.1.1.1.3 Antiescala: El producto DC SCAL 210 es soluble en agua y está diseñado 

para evitar la formación de incrustaciones de carbonato de calcio, sulfato de calcio y 

sulfato de bario. 
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3.2 Separadores trifásicos 

 

Un separador trifásico es un recipiente que gracias a sus componentes, elementos 

internos, tiempo de residencia y con la ayuda del químico, realiza la separación de los 

componentes del fluido (agua, petróleo y gas). 

 

Son “Separadores Trifásicos” (V-120, 140, 130, 150). Con la capacidad 45.000 BPD de 

crudo, 64.000 BPD de agua  y 2.7 millones de pies cúbicos de gas natural cada uno. 

El fluido que ingresa a los separadores tiene una mezcla de crudo, agua y gas, estos a su 

vez se separan por densidad gravitacional el agua por ser más pesada va abajo, seguido 

por el crudo y el gas por ser volátil se ubica en la parte superior.     

 

El gas liberado en este equipo es utilizado como combustible para los generadores de 

energía eléctrica (Generadores Waukesha), y el gas remanente es quemado en la tea. 

 

La capacidad de proceso en el Fuel Gas Sistem es de 2.7 MMSCFD. La producción de 

gas esta por los 7.5 MMSCFD, el gas que sale de los separadores ingresa  hacia el Fuel 

Gas Sistem, para luego de ser tratado el gas blanket es enviado hacia los diferentes 

puntos de utilización de la planta. 
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Figura N° 21. Proceso de gas 

 

Fuente: Petroamazonas  

Elaborado por: Andrés Heras 

 

Tenemos unas FV (válvula de flujo) que controlan el ingreso de fluido a los separadores 

V-120 /130 con una apertura de 30%, y a los separadores V-140 / 150 con una apertura 

del 100%, la finalidad es repartir en partes iguales el fluido que ingresa a los 

separadores. 

 

El crudo ingresa a los separadores con un porcentaje de 70% de BSW, al salir de estos 

equipos hacía los oil flash vessel lo hace con un promedio entre  5 y 6% de BSW 

aproximadamente. 

 

El agua que se separa en los separadores trifásicos sale directamente a los tanques de 

almacenamiento de agua T-204/205. El nivel de agua en los separadores es controlada 

por un transmisor de nivel y una LV (válvula de nivel)-121/131/141/151 que controla la 

interface de acuerdo al set que se le coloque y verificando físicamente en las tomas en el 

campo, este nivel de interface nos ayuda para la separación optima de crudo/ agua. 
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Internamente el separador posee 10 tubos bortex o flautines, vafles, tres mallas 

coalescentes encargadas de transformar el flujo turbulento en flujo laminar, un lado 

Weir, por ultimo una cámara atrapa vapores, la misma que se encarga de atrapar los 

vapores,  livianos,  o partículas de crudo que pueden ir con el gas. 

 

El gas liberado en este equipo es utilizado como combustible para los generadores de 

energía eléctrica (Generadores Waukesha), y el gas remanente es quemado en la tea. 

 

Figura N° 22. Partes del separador trifásico 

 

 

 

 

 

 

   

 

 

Fuente: Petroamazonas Edén-Yuturi 

Elaborado por: Andrés Heras 
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PROTECCIONES EN LOS  SEPARADORES TRIFÁSICOS 

PSL (pressure switch low)   70 psi  

PSH (pressure switch higt) 125 psi 

PSV (pressure security valve) 200 psi. 

 

CARACTERÍSTICAS DE LOS SEPARADORES TRIFÁSICOS 

9 pies diámetro externo  x   45 pies  S/S (longitud costura-costura) 

200 psi @ 250 ºF 

100 psi @ 180 ºF 

TEST PRESS. 330 psi 

WEIGTH. 61,114 Lbs. 

45000 BOPD /64000 BWPD /2.7 MMSCFD GAS 

 

3.3 Los oil flahs vessel (separadores de producción) 

Estos equipos trabajan con el mismo principio que los FWKO. Estos separadores se 

ubican después de los intercambiadores de calor y su función es continuar separando el 

agua y el gas de la fase del petróleo, pero con ayuda de la temperatura ganada en los 

intercambiadores, es decir,  en ellos se produce una  separación termoquímica. 

  

La diferencia entre los FWKO y separadores de producción es que estos tienen dos 

compartimentos que están separados por una compuerta. El crudo se almacena en el 

segundo compartimiento pasando por rebosamiento sobre la compuerta. El agua se 

almacena en el primer compartimiento. La carga líquida que sale de este equipo con 
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dirección al deshidratador electrostático aproximadamente sale con un BSW de 4%. (2 

A 3 % VOLUMEN) 

 

Igual que los FWKO estos separadores tienen placas y mallas coalescentes para capturar 

la mayor cantidad de líquidos que es arrastrada por la fase gaseosa. 

 

El volumen de cada uno de estos separadores es 887 BBL (V-190, 195)   en la 

actualidad tienen un funcionamiento de un separador Trifásico de agua, crudo y gas; el 

agua de este separador es direccionado hacía el V-510 y el crudo continua a los 

deshidratadores electrostáticos mediante las bombas Booster  (25714 BPD, 60 HP y 480 

V cada bomba). Protecciones de las bombas dispone de un PSL seteado a 4 psi a la 

succión y un  PSH a la descarga seteado a 92 psi. 

 

Figura N° 23. Diagrama del Oil Flahs Vessel 

 

Fuente: Ing. Roque Rivadeneira, Curso REPSOL – YPF “Operación de Plantas de Deshidratación de 
Petróleo” 

Elaborado por: Andrés Heras 
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CARACTERÍSTICAS OIL FLASH VESSEL 

12 pies (3658 mm) O.D x 48 pies (14630 mm) S/S (longitud de costura-costura) 

100 psi @ 250 ºF 

MDMT 32 ºF @ 100 psi 

NOM. CAP. 877 BBLS – 140 m³ 

TEST PRESSURE 150 psi @ 250 ºF 

WEIGHT 100000 LBS 

 

PROTECCIONES DEL VESSEL 

PSH (pressure switch higt)    25 psi 

PSV (pressure security valve) 100 psi 

 

3.4 Aprovechamiento del calor 

 

El crudo pasa por los intercambiadores de calor  crudo-crudo (E-320/340) para luego 

pasar a los intercambiadores de calor crudo-agua (E-330/350) la finalidad es de ganar 

temperatura para ayudar a la separación del agua emulsificada en el crudo mediante los 

deshidratadores electrostáticos y cumplir con los estándares del BSW del crudo para su 

transporte por oleoducto. 

 

El agua que sale de los Oil flash vessel sale por una válvula LV- 191/196, es dirigida al 

V-510 para luego ir al proceso de tratamiento previo a su reinyección. 
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3.5 Deshidratadores  electrostáticos 

 

Todo el proceso de la planta para el tratamiento de deshidratación del crudo se utiliza el 

sistema combinado que es: Químico – Térmico – Eléctrico. 

 

Son separadores bifásicos del tipo hidrostático. Con una capacidad de diseño de 45000 

BOPD. 

 

El deshidratador electroestático trabaja totalmente inundado, las placas coalescentes una 

vez energizadas forman un campo electromagnético con esto al pasar el crudo por este 

campo el agua se pega a las placas, este fenómeno se llama coalescencia, donde las 

partículas de agua forman moléculas más grandes y por peso gravitacional caen al fondo 

del Vessel 

 

Componentes externos/internos. Dispone de un transformador de voltaje que sube de 

480V a 22KV de corriente alterna, interiormente consta de 246 placas en la parte 

superior, dispuestas transversalmente a lo largo del vessel, también de un sistema de 

inyección de agua dulce el mismo que esta fuera de servicio debido a que la salinidad 

del agua es inferior al parámetro máximo de inyección. 

 

Existe unas exigencias básicas; Por lo general las refinería no aceptan petróleos, con un 

valor superior de BSW al 1.0% y al contenido de sal. Por cada mil barriles de crudo no 

puede ser mayor de 15 PTB (libras de sal por mil barriles de crudo) 
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Figura N° 24. Deshidratador Electrostático  

 

Fuente: Petroamazonas campo Edén-Yuturi 

Elaborado por: Andrés Heras 

 

3.6 Intercambiadores de calor crudo/crudo 

 

El crudo continúa hacia los intercambiadores de calor crudo-crudo para intercambiar 

calor con el crudo frío que ingresa de los oil flash vessel para así evitar que se pierda los 

livianos del crudo (gasolinas) pasa por la LV-306/316 (válvula de flujo) para dirigirse 

hacia las botas V-401/406. 
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3.7 Intercambiadores de calor crudo/agua 

 

En los deshidratares electrostáticos la separación crudo/agua emulsionada se realiza a 

temperatura promedio de 220 °F por lo que se aprovecha la energía calórica que 

representa esta temperatura para precalentar el crudo que ingresa a los deshidratadores. 

 

3.8 Bota de gas V 401/406 

 

En estos equipos el gas que se encontraba disuelto en el crudo que sale de los 

deshidratadores es liberado por un proceso de expansión brusca. Las botas internamente 

tienen unas placas colocadas alternadamente que facilitan la separación del gas. 

 

El crudo que ingresa a las Botas sigue su camino hacia los tanques (T 400-202  -  T 405-

203) y el gas ingresa al sistema de Recuperación de gases y condensados. 
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Figura N° 25. Partes importantes ubicadas en el interior de la Bota de Gas 

 

 

Fuente: Ing. Roque Rivadeneira, Curso REPSOL – YPF “Operación de Plantas de Deshidratación de 
Petróleo” 

Elaborado por: Andrés Heras 

 

3.9 Tanques de almacenamiento 

 

Almacenan el crudo tratado, el mismo que está en condiciones adecuadas para su 

entrega, esto es, con un BSW menor al 1% y un grado API alrededor de 20. 

 

 Disponen de un sistema de calentamiento con aceite térmico.  

 Dispone de un agitador. 



58 

 Tienen una capacidad de almacenamiento de 11000 BBL en el EPF (Edén-

Yuturi Producciones y Facilidades). 

 Para el bombeo del crudo a otras estaciones se dispone, de bombas Booster y 

bombas shipping, las cuales tienen por objetivo el de incrementar el caudal  y la 

presión.  

 Los sistemas de bombeo disponen de una tubería de recirculación hacia los 

tanques, la misma que evita la sobre presión en la línea y el control del caudal. 

 

 

Figura N° 26. Esquema del proceso de bombeo de crudo 

 

 

Fuente: Petroamazonas campo Edén-Yuturi 

Elaborado por: Andrés Heras 
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3.10 Tratamiento e inyección del agua 

 

El agua de formación sale de cada uno de los Separadores y deshidratadores hacia los 

tanques de agua 204 / 205, con una capacidad de almacenamiento de 45000 BBL  c/u. 

 

Actualmente la plataforma de inyección de agua de formación cuenta con diez pozos 

inyectores, que bombean diariamente un promedio de 290.000 BWPD.  

 

Figura N° 27. Esquema del proceso de inyección del agua de formación 

 

 

Fuente: Petroamazonas campo Edén-Yuturi 

Elaborado por: Andrés Heras 
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3.11 Tanques de agua para reinyección 

 

Es el último lugar donde se puede disminuir el residual de aceite en agua, por la 

diferencia de densidades entre el aceite y el agua, que es favorecida por el tiempo de 

residencia, se forma una capa de crudo en la superficie de agua. El retiro de esta capa de 

crudo se la llama desnatado. 

 

Almacenar un nivel suficiente para dar a las bombas Booster de agua el NPSH 

requerido para su operación dentro de sus curvas de diseño. 

 

Los tanques de agua disponen de un juego de válvulas manuales a la entrada de los 

mismos, los que permite realizar las siguientes operaciones: 

 

1. El skim tank puede recibir y despachar agua 

2. Tienen una capacidad de almacenamiento de 45000 BBL en el EPF (Edén-

Yuturi Producciones y Facilidades)  

3. Para el bombeo del agua hacia los pozos de inyección se dispone de bombas 

Booster y bombas Disposal, las cuales tienen por objetivo el de incrementan el 

caudal  y la presión.  

4. Cada etapa de bombeo posee una tubería de recirculación, la misma que evita la 

sobre presión en la línea y el control del caudal. 
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Figura N° 28. Esquema del proceso de inyección de agua 

 

Fuente: Petroamazonas campo Edén-Yuturi 

Elaborado por: Andrés Hera 

 

El agua de formación es este proceso y estas facilidades de superficie recibe como único 

tratamiento el descrito anteriormente ósea un desnatado en dos skim tank con un tiempo 

de residencia promedio de 8,2 horas. Esto no permite la separación del crudo (TPH) 

emulsionado en el agua y el cumplimiento de las condiciones físico químicas para su 

reinyección por lo que a  más de la contaminación ambiental se provoca el daño de la 

formación yacimiento, por tanto el objetivo del presente trabajo es proponer el 

tratamiento adecuado que permita reinyectar el agua sin impactos ambientales y sin 

daños a la formación. 
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CAPÍTULO IV 

4. PROCESO PARA EL TRATAMIENTO DEL AGUA DE FORMACIÓN 

En este capítulo se propondrá el proceso adecuado para el tratamiento del agua de 

formación antes de su reinyección en los pozos. 

 

Para ello es necesario conocer la caracterización físico química de esta agua de 

formación para  lo cual se obtiene datos de análisis diarios de laboratorio de 

Petroamazonas, los mismos que están en la tabla siguiente. 

 

Tabla N° 1. Análisis físicos químicos de aguas de formación campo Eden-Yuturi 

Fuente: Petroamazonas Edén-Yuturi 

Elaborado por: Andrés Heras 

ANÁLISIS FÍSICO QUÍMICO DE AGUAS DE FORMACIÓN 

CAMPO EDEN-YUTURI (Bloque 15) PETROAMAZONAS 

PARÁMETROS  UNIDAD 
6-Aprl-

11 
20-Aprl-

11  08-may-11 22-may-11 
SODIO (Na) (mg/l) 4.912,90 4.678,00 4.721,90 4678 
MAGNESIO (Mg) (mg/l) 52,8 36 64,8 180 
CALCIO (Ca) (mg/l) 280 224 304 332 
STRONSIUM (Sr) (mg/l)        
BARIO (Ba) (mg/l) 3 1 1 5 
HIERRO (Fe) (mg/l) 1,1 2,25 1,05 1,1 
CLORUROS (Cl) (mg/l) 7.300 6.750 7.050 7150 
SULFATOS (SO4) (mg/l) 260 155 200 188 

BICARBONATOS (HCO3) 
(mg/l 

HCO3) 1.257 1.476 1.354 1073,6 
ACIDO CARBOXÍLICOS  (mg/l HAc) 10 0 43 97 
SÓLIDOS DISUELTOS 
(Calculado) (mg/l) 14.076 13.322 13.740 6140 
DENSIDAD (STP) (g/ml) 1,009 1 1,009 1 
CO2 DISUELTO EN AGUA (gm/l) 292 178 336 7 
H2S (En agua) (mg/l) 0,002 0 0 470 
SUP. pH (medido) STP (pH) 6,63 7 6,71 0,012 
ACEITE EN AGUA  (ppm) 42 42 41 41 
OXIGENO DISUELTO (ppb) 90 90 90 80 
RESIDUAL DE I. ESCALA (ppm) 15 15 12 13 
BWPD (bls) 272.070 272070 288996 295676 
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Estos resultados tienen que ser comparados con la normativa ambiental para descargas 

de agua dada en el reglamento 1215 RAOHE artículo 29, tabla 4, anexo 2 que indica 

que las aguas de formación para ser reinyectadas deben tener menos de 20 ppm de TPH. 

 

A continuación se indica la tabla respectiva de este reglamento. 

 

Tabla N° 2. Límites permisibles para el monitoreo ambiental permanente y 
descargas líquidas en la exploración, producción, industrialización, transporte, 
almacenamiento y comercialización de hidrocarburos y sus derivados, inclusive 

lavado y mantenimiento de tanques y vehículos. 
 

 

Fuente: Reglamento Ambiental para las Operaciones Hidrocarburíferas en el Ecuador, Decreto No. 1215 

Elaborado por: Andrés Heras 

 

Los flujos de reinyección de agua se dan en la siguiente tabla. 
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Tabla N° 3. Reinyección del agua a los pozos del campo Edén-Yuturi. 

 

    FECHA             
01 Abril 2011 a 
31 Abril 2011 EDYB-001 EDYB-002 EDYB-003 EDYB-004 EDYB-005 EDYB-006 EDYB-007 EDYB-008 EDYB-009 EDYB-010
Total de agua 
reinyectada 896,162 298,352 519,187 71,018 1,489,942 1,517,083 1,760,284 1,120,869 881,809 82,248
Promedio 29,872 9,945 17,306 2,367 49,665 50,569 58,676 37,362 29,394 2,742

 FECHA                
01 Mayo 2011 a 
20 Mayo 2011 EDYB-001 EDYB-002 EDYB-003 EDYB-004 EDYB-005 EDYB-006 EDYB-007 EDYB-008 EDYB-009 EDYB-010
Total de agua 
reinyectada 686,18 145,043 371,594 48,919 1,009,210 988,166 1,233,677 727,206 621,791 42,951

Promedio 34,309 7,252 18,58 2,446 50,461 49,408 61,684 36,36 31,09 2,148

Reinyección del agua a los pozos del campo Eden-Yuturi

 

Fuente: Petroamazonas Edén-Yuturi 

Elaborado por: Andrés Heras 

 

En anexos se adjunta la tabla de petroamazonas con la cuantificación de agua de 

inyección diaria total de los pozos del campo Edén-Yuturi 

 

El agua de formación (agua libre) más el agua emulsionada una vez separadas del crudo 

y en volumen total indicado es 293738 BWPD actualmente es llevada a dos tanques de 

almacenamiento de 45000 barriles cada uno donde permanece por 8,2 horas y luego se 

reinyecta. 

 

4.1 Propuesta de tratamiento de aguas de formación 

 

El agua de formación tiene como principales componentes: 
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 Agua  

 Crudo suspendido 

 Crudo disuelto 

 Sólidos suspendidos (escala, productos de corrosión, arena, etc.) 

 Sólidos disueltos  

 Gases disueltos (CO2, H2O, O2) 

 Material bacteriológico 

 Material adicionado (tratamientos químicos, fluidos de descarte, ácidos, etc.) 

 

Adicionalmente puede contener material radioactivo. El agua de formación es altamente 

contaminante ya que tiene un alto contenido de sales, metales pesados y fracciones de 

crudo en emulsión o dilución. 

 

La legislación ambiental ecuatoriana y la técnica obligan a tratar el agua de formación 

antes de su reinyección ya que de no hacerlo se provocaría impactos ambientales y 

daños a la formación. Previo a la reinyección del agua el contenido de crudo 

emulsionado en esta representado por lo TPH (hidrocarburos totales disueltos) deben 

disminuirse a menos de 15 ppm ya que provocaran daños a las formaciones geológicas, 

especialmente el taponamiento de los pozos inyectores lo que obliga a tratamientos con 

ácidos para limpieza de los mismo (coiled tubing) esto incrementa los costos de 

producción. 
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4.2 Descripción del sistema 

 

La Tabla 4 enumera los diversos métodos empleados en los sistemas de tratamiento de 

agua de producción y los tipos de equipos que emplean cada método.  

 

La tabla 4 muestra una típica configuración de los sistemas de tratamiento de aguas de 

producción.  El agua de producción siempre tiene alguna forma de tratamiento primario 

antes de su eliminación. 

 

Esto podría ser un tanque skim, skim vessel, CPI, o el separador de flujo cruzado. Todos 

estos dispositivos emplean técnicas de separación por gravedad. Dependiendo de la 

gravedad del problema que trata, secundario la utilización de tratamiento de un CPI, 

separador de flujo transversal, o una unidad de flotación que puede ser requerida. 

 

Hidrociclones líquido-líquido son de uso frecuente, ya sea en una sola etapa o con una 

downstream skim vessel o unidad de flotación. 
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Tabla N° 4. Equipos de tratamiento de aguas de producción 
 

 

Fuente: KEN Arnold, Surface Production Operations 

Elaborado por: Andrés Heras 

Dada las característica físico-químicas del agua de formación del campo Eden- Yuturi 

presentadas en la tabla 1 y en las que se verifica un alto contenido de sólidos totales 

disueltos en un promedio de 10000 mg/l siendo el límite máximo permisible dado en la 

tabla 2 del RAOHE, 1700 mg/l y un alto contenido de TPH (Hidrocarburos Totales= 

Hidrocarburos disueltos + Hidrocarburos emulsionados) en un valor promedio de 42 

ppm (ver tabla 1) siendo el límite máximo permisible < 20 ppm dado en la misma tabla 

2 del RAOHE, en concordancia con el departamento técnico del campo se propone el 

siguiente tratamiento:  
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1.- Incrementar el tiempo de residencia del crudo en los tanques de desnatado (Skim 

Tank) para lo cual se introducirán dos tanques más que trabajaran en serie con los ya 

existentes. Esto permitirá incrementar el tiempo de residencia al doble de la actual ósea 

16,5 horas  

2.- Adicionar tratamiento químico con inyección de un polímero clarificador que será 

inyectado en el primer tanque con el objeto de secuestrar sólidos disueltos y TPH. 

 

4.3 Cálculos y dimensionamiento de los tanques  

 

Tener un procedimiento seguro y confiable para realizar la recuperación de crudo de los 

tanques de agua de formación. 

Los tanques de agua de producción están provistos de sistemas de recuperación de 

aceite a los 18 pies mediante un mecanismo móvil hacia una tubería de 4” dirigida hacia 

el sumidero T-970 y de un sistema de recuperación emergente a los 35 pies fijo 

mediante 3 líneas de 4” dispuestas a 129 grados una de la otra alrededor del tanque de 

descargan el fluido al mismo sumidero. 

 

Características de los tanques: 

Dimensiones: 87’10” x 48’0” 

Capacidad: 45000 Bls 

Temp. Máx. Operación: 200°F 

Material: A-36 

Alarmas: LIT-2044 (Process) H-Alarm=30’, HH-Alarm=36’ 

     LIT-2043 (Safety) H-Alarm=35’, HH-Alarm=38’ 
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Figura N° 29. Diseño del tanque de almacenamiento de agua para tratamiento, en 

el campo Edén-Yuturi 

El detalle de este diagrama se encuentra en el anexo 1 

 

 

 

Fuente: Petroamazonas campo Edén-Yuturi 

Elaborado por: Andrés Heras 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente: KEN Arnold, Surface Production Operations 

Elaborado por: Andrés Heras 
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4.4 Cálculo de la dosis de clarificador en la prueba de botellas (laboratorio) 

 

Con el objetivo de disminuir el contenido de sólidos disueltos en suspensión y TPH se 

ha seleccionado un producto químico clarificador, este en base a la experiencia en otros 

campos y los resultados obtenidos en ellos. El producto químico seleccionado se 

denomina CLEARTRON ZB 105 proveído por la empresa CHAMPIONS 

TECNOLOGIES y el cual se adicionara a muestras de agua de formación a tratar, en 

diferentes concentraciones, en la denominada “prueba de botellas” 

 

Clarificante: El CLEARTRON ZB 105 es un polímero acuoso líquido policatiónico. El 

CLEARTRON ZB 105 está formulado para usarlo como un clarificador / demulsificante 

reverso para ser empleado en unidades de flotación por aire disuelto, para resolver y 

clarificar las emulsiones de crudo en agua que resultan después de la demulsificación de 

crudo de áreas petroleras. También puede ser usado para mejorar el comportamiento de 

los filtros, la flotación y los tanques de reposo para clarificación de agua o desechos 

para otras corrientes de efluentes de la industria petrolera. 

 

Para realizar el cálculo de la dosis que utilizaremos en las pruebas de botellas en 

laboratorio, partiremos de la siguiente ecuación: 
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Ecuación Nº 2. Cálculo de la dosis 

 

[1 solución al 1% --- equivale a --- 10,000 ppm] 

 

Fuente: BALAREZO Nelson, Proceso de clarificación de agua. Tesis de grado 

Elaborado por: Andrés Heras 

 

Se prepara una solución madre del 1 % que equivale a 10,000 ppm, de aquí realizamos 

las respectivas diluciones hasta llegar a una solución patrón de 10 ppm, de esta dilución 

tomamos los volúmenes respectivos en las botellas de prueba de 180 ml, para obtener la 

dosis que amerita este trabajo de investigación, como desde una concentración baja (0,2; 

0,3 ppm etc.), hasta las pruebas que se realizaron con dosis altas (2, 3 y 6 ppm). 

Los cálculos se inician con la siguiente ecuación. 

 

Ecuación Nº 3. 

 

[V1 * C1 = V2 * C2] 

 

Fuente: BALAREZO Nelson, Proceso de clarificación de agua. Tesis de grado 

Elaborado por: Andrés Heras 

Donde: 

V1 = Volumen 1 condiciones iniciales 

V2 = Volumen 2 condiciones finales 

C1 = Concentración 1 condiciones iniciales 

C2 = Concentración 2 condiciones finales 
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V1 = 
ppm

ppmml
100

2.0*100 = 0.2 ml 

 

Este cálculo se realizará para todas las concentraciones. Los volúmenes obtenidos 

colocamos en la botella de prueba y luego aforamos con agua de formación en estudio 

hasta 100 ml. 

 

Como resultado de la prueba de botellas se determina que la concentración de químico 

clarificador ideal es de 1,2 ppm con esta concentración realizamos los cálculos de la 

cantidad de químico a dosificar diariamente. 

 

4.5 Cálculo de la cantidad de químico (clarificador) requerido para el tratamiento 

diario 

Ecuación para tratamiento químico: 

 

Ecuación Nº 4. Tratamiento químico 

 

C
VPQ *  

 

Fuente: BALAREZO Nelson, Proceso de clarificación de agua. Tesis de grado  

Elaborado por: Andrés Heras 

 

Donde: 

Q= Cantidad de químico 

P= ppm de químico 
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V= Constante que usualmente es 10^6 o 23,810 cuando se trata de barriles. 

Nota: las unidades de V=Q 

Para nuestro trabajo de investigación tenemos los siguientes datos 

Q= cantidad de químico 

P= 1,2 ppm 

V= 289,000 BPD 

C= 23,810 cuando se trata de barriles. 

 

Fórmula con la que trabaja la empresa CHAMPION TECNOLOGIE, que es aplicada en 

laboratorio. 

 

810,23
00,289*2.1Q    dia

galQ 5.14  

 

Lo que significa  que necesitamos inyectar  14,5 GPD del clarificador seleccionado en 

laboratorio, para que nos pueda dar una agua de buena calidad y de esta manera ser 

inyectada sin ningún problema y facilite la inyección de agua de formación al pozo 

receptor. 
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4.6 Cálculo del balance de masa 

 
Tabla N° 5. Datos para el balance de masa 

 
FLUIDO DENSIDAD (g/cm 3 ) 

Agua 1.009 * 

Oil 0.9315 

 

Fuente: Análisis físicos químicos del agua de formación, Petroamazonas 

Elaborado por: Andrés Heras 

 

*Dato tomado del análisis físico químico del agua de formación del campo Eden-Yuturi 

presentado en la tabla N°1 

 

Comenzamos el balance de masa con una base de 289,000 BPD 

d
gal

bbls
gls

d
bbls 000,138'12*289000 1

42   

 

Balance de masa para una mezcla de fluido Q1  a la entrada y Q 2 a la salida del sistema. 

 

 

Cálculo de la cantidad de agua y aceite en la mezcla Q1 : 

Para los 45 ppm con que ingresa al sistema: 

En 10 6 gal mezcla ------------ 45 gal oil 

En 12’138,000 gal mezcla ------------ X= 
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X= 546.21 gal oil      

Total de agua en la mezcla será: 

12’138,000 gal mezcla – 546,21 gal oil = 12’137,453.79 gal agua 

 

Para los 15 ppm con que saldrá del sistema luego del tratamiento, la cantidad de 

petróleo (TPH) será: 

En 10 6 gal mezcla --------------- 15 gal oil 

En 12’138,000 gal mezcla ----------- X= 

X= 182,07 gal oil 

Total de agua en la mezcla será: 

12’138,000 gal mezcla – 182,07 = 12’137,817.93 gal agua 

Si tenemos una base de 289000 Barriles (12’138,000 galones) con que se proyecta el 

fluido a la entrada el sistema. 

Realizamos los cálculos en porcentaje: 

Para Q1 :  

12’138,000 gal mezcla -------------- 100% 

546.21 gal oil ---------------- X= 

X= 0.0045% oil 

100 – 0.0045= 99.995 % agua 

Para Q 2 : 

12’138,000 gal mezcla -------------- 100% 

182.07 gal oil ---------------- X= 

X= 0.0015% oil 

100 – 0,006= 99,998 % agua 
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Agua 99.995         Agua 99.998 

Oil 0.0045%        Oil 0.0015% 

 

 

Cálculo de la masa de agua que hay en el fluido Q1 : 

Q 1 agua = 1,009 g/cm 3 * 12’137,453.79 gal * 3,785 cm 3  / 1 gal 

Q 1 agua = 4.63 x 1010 g agua  

Q 1 agua = 4.63 x 10 7  Kg agua  

Masa de oil: 

Q 1 oil = 0,9315 g/cm 3 * 546,21 gal * 3,785 cm 3  / 1 gal 

Q 1 oil = 1’923,752.44 g oil  

Q 1 oil = 1,923.75 kg oil  

 

De la misma manera realizamos el cálculo de la masa en el fluido Q 2 : 

Q 2 agua = 1,009 g/cm 3 * 12’137,817.93 gal * 3,785 cm 3  / 1 gal 

Q 2 agua = 4.63 x 1010 g agua  

Q 2 agua = 4.63 x 10 7 Kg agua  

Masa de oil: 

Q 2 oil = 0,9315 g/cm 3 * 182,07 gal * 3,785 cm 3  / 1 gal 

Q 2 oil = 641,250.81 g oil  

Q 2 oil = 641.25 kg oil  
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A continuación se presenta un cálculo realizado en Excel el cual permite interpolar la 

cantidad de químico clarificador para un rango de agua de formación a tratar entre 

250000 y 290000 BLS/día 

 

Tabla N° 6. Cantidad del clarificador recomendado para adicionar en los  tanques 

de tratamiento de agua de formación el campo Eden-Yuturi 

 

Cantidad del clarificador recomendado para adicionar en los  tanques de tratamiento de 
agua de formación el campo Edén-Yuturi 

  Clarificador 

Flujo diario (BLS) Concentración (ppm) 
Volumen de químico clarificador 

(gal./día) 

290000 1,2 14,6 

280000 1,2 14,1 

270000 1,2 13,6 

260000 1,2 13,1 

250000 1,2 12,6 
 

Fuente: HERAS Andrés. 

Elaborado por: Andrés Heras 
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Figura Nº 30 Cálculo de la ecuación de ajuste mediante Excel 

  

y = 5E-05x + 2E-12
R² = 1

12,0

12,5

13,0

13,5

14,0

14,5

15,0

240000 260000 280000 300000

Consumo del clarificador para el 
campo Edén-Yuturi

Consumo del
clarificador para el
campo Eden-Yuturi

Lineal (Consumo del
clarificador para el
campo Eden-Yuturi)

 

Ecuación Nº 5. Interpolación de adición de químico clarificante para diferentes 

caudales de agua de formación 

 

125 102105   xY  

 

Fuente: HERAS Andrés. 

Elaborado por: Andrés Heras 

 

Dónde: 

X= flujo de agua de formación a tratar (BLS/día) 

Y= galones de químico clarificador adicionar. 
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CAPÍTULO V 

 

5. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

 

5.1 Conclusiones 

 

1. Refiriéndose al contenido de aceite residual en el agua de formación para la 

reinyección TPH, es un parámetro que aún no ha sido controlado totalmente, dado 

que está siendo afectado por las pruebas operacionales que efectúan y también por el 

incremento del volumen de agua dado por el aumento del corte de agua del campo, 

factor que incide en los tiempos de residencia de los equipos, aspecto que obliga a 

buscar alternativas de tratamiento, una de las cuales es la inyección del clarificante. 

 

2. El contenido de hidrocarburos (TPH) en las aguas de reinyección con el actual 

proceso es de un promedio de 45 ppm. La recomendación técnica y la ley ambiental 

expresada en el RAHOE (Reglamento Ambiental para las Operaciones 

Hidrocarburíferas en el Ecuador)  decreto 1215, tabla 4 del anexo 2, indica que el 

contenido de TPH permitido para reinyectar el agua es menor que 15 ppm. De 

experiencias en otros campos no solamente de nuestro oriente sino de la región 

(Venezuela), el agua para reinyección contiene 1 ppm de TPH, esto porque un alto 

contenido de hidrocarburo en el agua tapona la formación, las arenas, disminuye la 

porosidad y obliga a realizar reacondicionamientos de pozos (Coiled Tubing) con 

mayor frecuencia, esto eleva los costos de operación.  
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3. De la prueba de jarras realizada en campo a muestras de aguas de formación a tratar 

se determina que la concentración de química clarificante CLEARTRON ZB 105 

para el tratamiento de sólidos disueltos y TPH es de 1,2 ppm que para el flujo 

promedio de 289000 Bls/día equivale a 14,5 gls/día. 

 

4. Se determina que para realizar un tratamiento completo a las aguas de formación 

antes de su reinyección y que cumplan con los parámetros técnicos y ambientales, se 

debe adicionar al proceso actual, dos tanques clarificadores cuyas características se 

indican en este trabajo y al ingreso del agua al proceso inyectar la química 

clarificante indicada. Esto permitirá aumentar el tiempo de residencia del agua a 

tratar y manejar mayores volúmenes de agua, ya que por ser campo maduros el corte 

de agua se incrementa y el BSW se incrementan permanentemente. 
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5.2 Recomendaciones 

 

1. Los análisis físicos químicos que realiza el laboratorio del campo Edén-Yuturi 

deberían contemplar los parámetros físicos químicos dados en la tabla 4 del anexo 

2, del Reglamento Ambiental para las Operaciones Hidrocarburíferas en el 

Ecuador. 

 

2. Se deben adicionar al proceso los dos tanques clarificadores de agua formación para 

incrementar el tiempo de residencia y disminuir el contenido de sólidos y TPH.  

 

3. Dada que las características de estas aguas cambian permanentemente, la cantidad 

de química clarificadora tiene que ser revisada mediante la realización de prueba de 

jarras en el campo, ya que la concentración del químico varía de acuerdo a las 

características físico químicas del agua a tratar y de los químicos que se adicionan 

al fluido desde el fondo del pozo (Biocida, Demulsificante, Antiescala, 

Anticorrosivo). 
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GLOSARIO 

 

Agua de formación: El agua de formación no está constituida por una sola materia, sus 

propiedades físico-químicas varían bastante según la posición geográfica del campo. 

 

Agua Libre: Esta agua se incorpora al crudo a causa de la agitación a la que está 

sometido durante el proceso para sacarlo del subsuelo. La mezcla es muy inestable y se 

mantendrá mientras exista turbulencia. 

 

Agua Emulsionada: A diferencia del agua libre, es la que permanece mezclada con el 

crudo sin separarse cuando se deja reposo. 

 

Aglomeración: Proceso de unir partículas más pequeñas para formar una masa más 

grande. 

 

Buzamiento: Es el sentido u orientación de la inclinación de los estratos en un relieve 

de plegamiento formado en rocas sedimentarias, que son las que se disponen en forma 

de capas o estratos. 

 

BPFD: Barriles de fluido por día. 

BPPD: Barriles de petróleo por día. 

BWPD: Barriles de agua por día. 

BSW: Contenido de sedimentos y agua en el crudo. 
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Capa acuífera: Capa acuífera o estrato acuífero, terreno impregnado de aguas 

subterráneas y situado encima de una capa impermeable y generalmente cóncava. 

 

Ca: Calcio. El calcio es un elemento químico, de símbolo Ca y de número atómico 20. 

 

Coalescencia: Propiedad o capacidad de ciertas sustancias y cosas para unirse o 

fundirse con otras en una sola. 

 

Corriente continúa: Es el flujo continuo de electricidad a través de un conductor entre 

dos puntos de distinto potencial. 

 

Clarificante: Ayuda a separar la emulsión inversa, es decir separa el crudo del agua. 

 

Emulsión: Una Emulsión es una mezcla de dos líquidos inmiscibles, uno de los cuales 

está disperso como microgotas en el otro. 

 

Emulsión normal: Esta constituida por minúsculas gotas de agua dispersas o 

suspendidas dentro del petróleo crudo (emulsión agua en petróleo). 

 

Emulsión inversa: Es la suspensión de finas gotas de petróleo en agua salada (emulsión 

petróleo en agua). 

 

Emulsificante: Agente que genera una emulsión, mezcla entre sustancias que no se 

incorporan sin este elemento. 
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Electrodos: Conductor eléctrico a través del cual puede entrar o salir una corriente 

eléctrica en un medio, ya sea una disolución electrolítica, un sólido, un gas o el vacío. 

 

Molécula: Conjunto de átomos iguales o diferentes, unidos  por enlaces químicos, que  

constituyen la mínima porción de una sustancia que puede separarse sin alterar sus 

propiedades 

 

Mg: Magnesio. El magnesio es el elemento químico de símbolo Mg y número atómico 

12. Su masa atómica es de 24,305 u. 

 

Petróleo: Mezcla de hidrocarburos compuesta de combinaciones de átomos de carbono 

e hidrógeno y que se encuentra en los espacios porosos de la roca. El petróleo crudo 

puede contener otros elementos de origen no metálico como azufre, oxígeno y 

nitrógeno, así como trazas de metales como constituyentes menores. Los compuestos 

que forman el petróleo pueden estar en estado gaseoso, líquido o sólido, dependiendo de 

su naturaleza y de las condiciones de presión y temperatura existentes. 

 

Permeabilidad: La permeabilidad es la capacidad de un material para que un fluido lo 

atraviese sin alterar su estructura interna. 

 

Presión: Magnitud física que expresa la fuerza ejercida por un cuerpo sobre la unidad 

de superficie. 
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Precipitación: caída de agua sólida o líquida por la condensación del vapor sobre la 

superficie terrestre 

 

ppm: Partículas por millón. Es una forma de determinar la concentración de una 

sustancia en otra. 

 

Reservorio (Yacimiento): Acumulación de petróleo y/o gas en roca porosa tal como 

arenisca. Un yacimiento petrolero contiene tres fluidos (petróleo, gas y agua) que se 

separan en secciones distintas debido a sus gravedades. 

 

Salinidad: En la medida de cloruros contenida  en el agua de formación. 

 

Temperatura: Magnitud física que expresa el grado o nivel de calor de los cuerpos o 

del ambiente.  

 

TPH: Hidrocarburos Totales 

 

Tanque de almacenamiento: Para los efectos de esta norma, es cualquier sistema 

instalado sobre el terreno o subterráneo, destinado al almacenamiento de hidrocarburos 

o derivados de petróleo, sean estos lubricantes, grasas, aceites hidráulicos o 

combustibles. 

 

Viscosidad: Resistencia de un fluido al moverse. 
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Anexo N° 1. Diseño del tanque de almacenamiento de agua para tratamiento, en el 
Campo Edén-Yuturi 
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Anexo N° 2. Reporte de inyección de agua por campo – abril 
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Anexo N° 3. Reporte de inyección de agua por campo – mayo 
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Anexo N° 4. Hoja MSDS (Ficha de datos de seguridad (Cleartron® ZB-105) 
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Anexo N° 5. Análisis físico químico de aguas de formación. abril – mayo 
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ANÁLISIS FÍSICO QUÍMICOS DE AGUAS DE FORMACIÓN 
EDEN YUTURI 

PAD B 
Inyector  

PARÁMETROS UNITS 6-Apr-11 
SODIO (Na) (mg/l) 4.912,9 
MAGNESIO (Mg) (mg/l) 52,8 
CALCIO (Ca) (mg/l) 280,0 
STRONSIUM (Sr) (mg/l)   
BARIO (Ba) (mg/l) 3,0 
HIERRO (Fe) (mg/l) 1,1 
CLORUROS (Cl) (mg/l) 7.300 
SULFATO (SO4) (mg/l) 260 
BICARBONATOS (HCO3) (mg/l HCO3) 1.257 
ACIDO CARBOXÍLICOS (mg/l HAc) 10 
SÓLIDOS DISUELTOS (Calculado)  (mg/l) 14.076 
Densidad (STP) (g/ml) 1,009 
CO2 DISUELTO EN AGUA (g/ml) 292 
H2S (EN AGUA) mg/L 0,002  
SUP. pH (MEDIDO) STP (pH) 6,63 
ACEITE EN AGUA (ppm) 42 
OXIGENO DISUELTO (ppb) 90 
RESIDUAL DE I. ESCALA (ppm) 15 
BWPD (bls) 272.070 
CONDICIONES DE OPERACIÓN   
Temperatura Bomba Booster (°F) (°F) 190 
Temperatura de Cabeza.(°F) (°F) 184 
Presión Bomba Booster(psi) (psia) 64 
Presión de Cabeza (psi) (psia) 2.600 
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ANÁLISIS FÍSICO QUÍMICOS DE AGUAS DE FORMACIÓN 
EDEN YUTURI 

PAD B 
Inyector  

PARÁMETROS UNITS 20-Apr-11 
SODIO (Na) (mg/l) 4.678,0 
MAGNESIO (Mg) (mg/l) 36,0 
CALCIO (Ca) (mg/l) 224,0 
STRONSIUM (Sr) (mg/l)   
BARIO (Ba) (mg/l) 1,0 
HIERRO (Fe) (mg/l) 2,25 
CLORUROS (Cl) (mg/l) 6.750 
SULFATO (SO4) (mg/l) 155 
BICARBONATOS (HCO3) (mg/l HCO3) 1.476 
ACIDO CARBOXÍLICOS (mg/l HAc) 0 
SÓLIDOS DISUELTOS (Calculado)  (mg/l) 13.322 
Densidad (STP) (g/ml) 1,000 
CO2 DISUELTO EN AGUA (g/ml) 178 
H2S (EN AGUA) mg/L 0,0 
SUP. pH (MEDIDO) STP (pH) 7,000  
ACEITE EN AGUA (ppm) 42 
OXIGENO DISUELTO (ppb) 90 
RESIDUAL DE I. ESCALA (ppm) 15 
BWPD (bls) 272070 
CONDICIONES DE OPERACIÓN   
Temperatura Bomba Booster (°F) (°F) 182 
Temperatura de Cabeza.(°F) (°F) 180 
Presión Bomba Booster(psi) (psia) 52 
Presión de Cabeza (psi) (psia) 2424 
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ANÁLISIS FÍSICO QUÍMICOS DE AGUAS DE FORMACIÓN 
EDEN YUTURI 

PAD B 
Inyector  

PARÁMETROS UNITS 8-May-11 
SODIO (Na) (mg/l) 4.721,9 
MAGNESIO (Mg) (mg/l) 64,8 
CALCIO (Ca) (mg/l) 304,0 
STRONSIUM (Sr) (mg/l)   
BARIO (Ba) (mg/l) 1,0 
HIERRO (Fe) (mg/l) 1,05 
CLORUROS (Cl) (mg/l) 7.050 
SULFATO (SO4) (mg/l) 200 
BICARBONATOS (HCO3) (mg/l HCO3) 1.354 
ACIDO CARBOXÍLICOS (mg/l HAc) 43 
SÓLIDOS DISUELTOS (Calculado)  (mg/l) 13.740 
Densidad (STP) (g/ml) 1,009 
CO2 DISUELTO EN AGUA (g/ml) 336 
H2S (EN AGUA) mg/L 0,0 
SUP. pH (MEDIDO) STP (pH) 6,710  
ACEITE EN AGUA (ppm) 41 
OXIGENO DISUELTO (ppb) 90 
RESIDUAL DE I. ESCALA (ppm) 12 
BWPD (bls) 288996 
CONDICIONES DE OPERACIÓN   
Temperatura Bomba Booster (°F) (°F) 184 
Temperatura de Cabeza.(°F) (°F) 188 
Presión Bomba Booster(psi) (psia) 50 
Presión de Cabeza (psi) (psia) 2600 
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ANÁLISIS FÍSICO QUÍMICOS DE AGUAS DE FORMACIÓN 
EDEN YUTURI 

PAD B 
Inyector  

PARÁMETROS UNITS 22-May-11 

Na+ (mg/l)* 4678 

Mg2+ (mg/l) 180,0 

Ca2+ (mg/l) 332 

Ba2+ (mg/l) 5 
Hierro total (mg/l) 1,1 

Cl- (mg/l) 7150 

SO42- (mg/l) 188 
Bicarbonatos (mg/l HCO3) 1073,6 
Ácidos Carboxylicos (mg/l ) 97 
TDS (Calculado) (mg/l)* 6140 
TDS (Medido) (mg/l)  - 
pH medido  --- 7 
CO2 en agua (mg/l) 470 
H2S agua (mg/l) 0,012 
Aceite en agua (ppm) 41 
Oxígeno disuelto (ppb) 80 
Residual de inhibidor de escala (ppm) 13 
BAPD (BAPD) 295676 
Temperatura bomba Booster (°F) 182 
Temperatura de cabeza (°F) 180 
Presión bomba Booster (psia) 52 

Presión de cabeza (psia) 2424 
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Anexo N° 6. Pantallas HMI del tren 2 
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Anexo N° 7. Pantallas hmi del proceso de agua de formación 
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