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inferior del campo Parahuacu causado 
por las emulsiones petróleo-agua. La 
primera fase de la investigación 
seleccionó un surfactante para prevenir 
la formación y remover las emulsiones, 
se realizó ensayos en el laboratorio,  
aplicando las prácticas recomendadas 
de la norma API, con muestras de fluidos 
y roca de la arenisca T inferior; el uso de 
surfactante radicó en disminuir el daño a 
la formación dando como resultado de 
las pruebas que el surfactante no iónico 
del grupo éter es el indicado para mejorar 
la separación de fluidos del yacimiento 
en la producción de hidrocarburos. En la 
segunda fase de la investigación se 
analizó como el surfactante seleccionado 
no iónico del grupo éter es aplicado en la 
estimulación matricial no reactiva para 
verificar su viabilidad de uso, realizando 
cálculos de presiones de inyección 
menores a la presión de fractura de la 
formación, también cálculos del volumen 
del surfactante y tiempo de inyección 
mínimo de 4.74 min y máximo de 24 
horas; resultando como favorable y 
viable su utilización incrementando en 
0.06% la producción de fluidos del 
yacimiento. 

PALABRAS CLAVES: Estimulación matricial no reactiva, 
surfactante no iónico, campo 
Parahuacu. 

ABSTRACT:  
 

The proper use of fluids in the well during 
the drilling processes in the area of 
interest, completion and production can 
reduce the damage to the formation 
mainly caused by the incompatibility of 
the well fluids with those of the reservoir, 
causing blockage by emulsions, blocking 
by water, plugging by dispersed solids, 
increase in water flow, among others. 
The present investigation focused 
essentially on the reduction of damage to 
the formation in the lower T sandstone of 
the Parahuacu field caused by oil-water 
emulsions. The first phase of the 
investigation selected a surfactant to 
prevent formation and remove 
emulsions, laboratory tests were carried 
out, applying the best practices of the API 
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standard, with samples of fluids and rock 
from the lower T sandstone; The use of 
surfactant was to reduce the damage to 
the formation, resulting in tests that the 
non-ionic surfactant of the ether group is 
indicated to improve the separation of 
fluids from the reservoir in the production 
of hydrocarbons. In the second phase of 
the investigation it was analyzed how the 
selected non-ionic surfactant of the ether 
group is applied in the non-reactive 
matrix stimulation to verify its feasibility of 
use, making calculations of injection 
pressures lower than the formation 
fracture pressure, also surfactant volume 
calculations and minimum injection time 
of 4.74 min and maximum 24 hours; 
resulting in a favorable and viable use 
increasing 0.06% production of reservoir 
fluids. 
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RESUMEN 
 

El uso adecuado de fluidos en el pozo durante los procesos de perforación en 
la zona de interés, completación y producción pueden disminuir el daño a la 
formación, principalmente causado por la incompatibilidad de los fluidos del 
pozo con los del yacimiento, provocando bloqueo por emulsiones, bloqueo por 
agua, taponamiento por sólidos dispersos, aumento del caudal de agua, entre 
otros. La presente investigación se enfocó esencialmente en la disminución 
del daño a la formación en la arenisca T inferior del campo Parahuacu 
causado por las emulsiones. La primera fase de la investigación seleccionó 
un surfactante para prevenir la formación y remover las emulsiones, se realizó 
ensayos en el laboratorio,  aplicando las prácticas recomendadas de la norma 
API, con muestras de fluidos y roca de la arenisca; el surfactante se utilizó 
para disminuir el daño a la formación dando como resultado de las pruebas 
que el surfactante no iónico del grupo éter es el indicado para mejorar la 
separación de fluidos del yacimiento en la producción de hidrocarburos. En la 
segunda fase de la investigación se analizó como el surfactante seleccionado 
no iónico del grupo éter es aplicado en la estimulación matricial no reactiva 
para verificar su viabilidad de uso, realizando cálculos de presiones de 
inyección menores a la presión de fractura de la formación, también cálculos 
del volumen del surfactante y tiempo de inyección mínimo de 4.74 min y 
máximo de 24 horas; resultando como favorable y viable su utilización 
incrementando en 0.06% la producción de fluidos del yacimiento. 

 
 

 
 
 
 
 

 
 
 
 
 
 
 
 
Palabras Clave: Estimulación matricial no reactiva, tensoactivo no iónico, 
campo Parahuacu. 
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ABSTRACT 
 

The appropriate use of fluids in oil wells, during the drilling operations in 
formation of interest, completion and production could decreased the damage 
in formation of interest by the incompatibility of fluids from the well with the 
reservoir, these could cause blockage by emulsion, blockage by water, 
pugging by dispersed solids, level water increased, and more. This 
investigation is focused on the reduction of formation damage. The first phase 
selected a surfactant to prevent the formation and removal emulsions, testing 
was made in laboratory, applying recommended practices of API standard, 
with samples of fluids and sandstone rock. The use of surfactant was based 
on decreasing the formation damage, so, the no-ionic surfactant of ether group 
is the indicated to improve the separation of reservoir fluids in the production. 
In second phase was analyzed the no-ionic surfactant selected form ether 
group in the application in non-reactive matrix stimulation to check the viability 
of use, doing calculation of injection pressures lower than the fracture pressure 
of the formation, also calculation of surfactant volume and minimum injection 
time of 4.74 min and maximum time of 24 hours; resulting in favorable and 
viable use, increasing the production of reservoir fluids by 0,06% 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Keywords: Non-reactive matrix stimulation, non-ionic surfactant, Parahuacu 
field.
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1. INTRODUCCIÓN 
 
En la construcción de un pozo petrolero se tienen operaciones de perforación, 
cementación, completación, reacondicionamiento, limpieza y estimulación; en 
cada uno de estos procesos se necesitan de diferentes fluidos que según sus 
funciones puedan garantizar la estabilidad del pozo y de las diferentes rocas 
perforadas. (Islas Silva, 1991) 
 
Dentro del pozo es importante cuidar y preservar la formación de interés 
donde se encuentra el yacimiento productor de petróleo, en esta zona se hará 
uso de fluidos que conserven y no alteren las propiedades de las rocas y 
fluidos del yacimiento. (Jaimes, y otros, 2014) 
 
El problema con mayor impacto en los pozos petroleros, debido al uso de 
fluidos en las diferentes etapas de perforación de un pozo, es el daño a la 
formación o cambio en las propiedades de las rocas y fluidos, lo que genera 
una disminución en la producción de petróleo. (Guo, y otros, 2014) 
 
El daño a la formación se presenta por bloqueo por agua, bloqueo de petróleo, 
bloqueo por emulsión, mojabilidad de la roca por petróleo, películas 
interfaciales, depósitos orgánicos, pérdidas de fluidos de perforación hacía la 
formación, entre otros. (Руфат, Джавид, Кязым, Эхтирам, & Фарида, 2017) 
 
El bloqueo por emulsiones es uno de los daños más comunes que afecta la 
cara de la formación productora, debido a la tendencia del petróleo y los 
fluidos del pozo en formar emulsiones. (Jaimes, y otros, 2014) 

 
1.1 EMULSIONES-SURFACTANTES 

 
Como se muestra en la figura 1, una emulsión es el proceso en el cual dos 
líquidos inmiscibles se encuentran unidos sin mezclarse debido a la tensión 
interfacial entre ellos; uno se encuentra como gotas formando la parte 
dispersa dentro del otro líquido llamado dispersante. Los diámetros de las 
gotas están dentro del rango de 0,1 a 2 µm. (Aranberri, Binks, Clint, & Fletcher 
, 2006) 

 
Figura 1. Emulsión agua en petróleo. 

 (Al-Ghamdi, Noik, Dalmazzone, & Kokal, 2007)  
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Las dispersiones suelen ser inestables, pero en ciertos casos por la presencia 
de agentes tensioactivos se convierten en estables ayudando a su separación. 
Existen 4 mecanismos de ruptura de emulsiones para volver inestables a una 
emulsión mostrados en la figura 2 (Aranberri, Binks, Clint, & Fletcher , 2006): 
 

1. Creaming / sedimentación, 
2. Floculación, 
3. Coalescencia, 
4. Engrosamiento de gotas (Ostwald ripening). 

 

 
Figura 2. Mecanismos para la inestabilidad de emulsiones 

(Aranberri, Binks, Clint, & Fletcher , 2006) 
 

Los agentes tensoactivos o surfactantes, provenientes de SURFace ACTive 
AgeNT (agente activo de superficie), son sustancias que actúan directamente 
en la reducción de la tensión interfacial que existe entre dos fluidos 
inmiscibles, logrando obtener fases estables y separadas. (Rosen & 
Kunjappu, 2012). Son compuestos de moléculas orgánicas con dos grupos 
químicos, uno a fin al agua llamado cabeza hidrófila y el otro a fin al petróleo 
llamado cadena hidrófoba. (Islas Silva, 1991) 
 
Los agentes tensoactivos se clasifican según su naturaleza iónica en la 
cabeza hidrófila: 
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 Aniónicos: poseen carga negativa, su acción recomendada para 
romper emulsiones de agua en petróleo, mas tiene un efecto negativo 
al ser emulsionante del petróleo en agua. 

 Catiónicos: poseen carga positiva, recomendado para romper 
emulsiones de petróleo en agua, pero tiene una acción negativa al ser 
emulsionante de agua en petróleo.  

 No iónicos: no tiene cargas polares, su uso más recomendado en la 
estimulación de pozos debido que sus moléculas no se ionizan, no 
recomendado en yacimientos de alta salinidad y altas temperaturas. 

 Anfóteros: con carga positiva y negativa, tienen estructura Zwitteriónica 
con pH intermedio, más utilizados como inhibidores de corrosión. 
(Rosen & Kunjappu, 2012) 

 
1.2 ESTIMULACIÓN DE POZOS 

 
Técnicas aplicadas en la cara de la formación productora para mejorar la 
conectividad con el pozo; con el fin de optimizar la producción en pozos 
productores, la inyección de agua, gas o vapor en pozos inyectores y mejorar 
los patrones de flujo (Economides & Nolte, 2000). Las técnicas se dividen en 
fracturamiento y estimulación matricial como lo indica la figura 3. 
  

 
Figura 3. Tipos de estimulación de pozos. 

(Economides & Nolte, 2000) 
Modificado por Jhonathan Vera 

 

 

Estimulación de 
pozos

Estimulación 
Matricial

E. Matricial 
Reactiva

E. Matricial No 
Reactiva

Fracturamiento
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1.2.1 ESTIMULACIÓN MATRICIAL 

 
La estimulación matricial son tratamientos aplicados para inyectar fluidos a la 
formación, por debajo de la presión de fractura, para mejorar los fenómenos 
de superficie tales como la tensión superficial, permeabilidad, mojabilidad, 
capilaridad, entre otros.  
 

1.2.2 ESTIMULACIÓN MATRICIAL NO REACTIVA 

 
La inyección de fluidos que no reaccionan químicamente con los materiales 
del yacimiento usualmente se utilizan soluciones acuosas u oleosas, 
alcoholes, solventes, principalmente los surfactantes. Se emplean para 
remover daños a la formación en especial los formados por emulsiones. 
 

1.3 SURFACTANTES EN LA ESTIMULACIÓN MATRICIAL NO 
REACTIVA 

 
Los surfactantes principalmente son usados para la remoción de emulsiones 
y separación de los fluidos producidos, adicionalmente presenta otros 
beneficios como: 
 

 Disminución de las fuerzas capilares en el medio poroso. 

 Cambio en la mojabilidad dependiendo el tipo de roca. 
 Disminución en la consistencia de películas rígidas interfaciales agua-

petróleo. (Islas Silva, 1991) 
 

La selección adecuada de surfactantes permite prevenir o remover 
determinados tipos de daños en la formación; esta selección se realiza 
aplicando la norma API RP 42.  
 

1.3.1 NORMA API RP 42 

 
Norma que contiene las prácticas recomendadas para las pruebas en 
laboratorio de agentes tensoactivos en la estimulación de pozos. 
 
En la norma se aplican pruebas para: 
 

 Determinar la tendencia de formar emulsiones. 
 Selección de surfactantes para prevenir la formación de emulsiones. 

 Selección de surfactantes para remover emulsiones. (API RP 42) 
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1.3.2 SELECCIÓN DE ESTIMULACIÓN MATRICIAL Y FLUIDO DE 
TRATAMIENTO. 

 
Dependiendo el tipo de daño se puede emplear un tipo de estimulación 
matricial como se muestra en la tala 1. 
 

Tabla 1. Guía general para seleccionar la estimulación matricial y el fluido de tratamiento 
para la remoción del daño. 

 ESTIMULACIÓN MATRICIAL 
TIPO DE DAÑO NO REACTIVA REACTIVA 
Arcillas y finos Solo las formaciones con 

temperaturas > 300°F, con 
agentes quelantes y 
surfactantes dispersantes 
de finos. 

Puede ser recomendable 

Bloqueo por agua Fluidos acuosos con o sin 
alcoholes o solventes 
mutuos y surfactantes bajo 
tensores. 

Recomendable 

Bloqueo por emulsión Fluidos acuosos u oleosos, 
con o sin alcoholes o 
solventes mutuos y 
surfactantes 
desemulsificantes. 

No recomendable 

Mojabilidad por aceite Fluidos acuosos con 
surfactantes cambiadores 
de mojabilidad por agua 
(Pueden inyectarse 
previamente solventes 
mutuos) 

No recomendable 

Películas interfaciales Fluidos oleosos (solventes), 
con o sin alcoholes y 
solventes mutuos y 
surfactantes 
desemulsificantes. 

No recomendable 

Incrustaciones de sales No indicada Indicada 
Depósitos orgánicos Solventes aromáticos con 

surfactantes dispersantes y 
bajo tensores y con o sin 
solventes mutuos. 

No recomendable 

Pérdida de lodo Fluidos acuosos y oleosos 
con surfactantes 
dispersantes de finos. 

Puede ser recomendable 

(Islas Silva, 1991) 

 
1.4 NORMATIVA LEGAL PARA EL CASO DE DAÑO A LA 

FORMACIÓN 
 
Según el reglamento de Operaciones Hidrocarburíferas del Ecuador se 
especifica que para evitar daños a la formación en zonas productivas se deben 
utilizar las mejores prácticas de la industria hidrocarburífera; antes de 
desarrollar un trabajo de estimulación matricial se deber realizar un análisis 
en laboratorio utilizando muestras de núcleo del yacimiento para comprobar 
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que no se va a producir daño en el mismo y además un análisis de 
compatibilidad entre los fluidos del yacimiento con el fluido inyectado. 
(Ministerio de Hidrocarburos, 2018). 
 

1.5 INFORMACIÓN CAMPO PARAHUACU 
 
El campo Parahuacu se encuentra ubicado al norte del Oriente ecuatoriano 
en la Provincia de Sucumbíos como se muestra en la figura 4. Es una 
estructura anticlinal alargada de dirección N-S de 20 km de largo por 4.5 km 
de ancho, limitado al este por una falla inversa. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
 
 
 
 
 
 
 

Figura 4. Ubicación Campo Parahuacu. 
(Petroamazonas EP, 2017) 

 

El campo Parahuacu es un campo menor con 23 pozos perforados, en la tabla 
2 se muestran algunos datos generales. 
 

Tabla 2. Datos generales campo Parahuacu. 

Fecha de inicio de producción Diciembre 1 978 
Número de pozos perforados 23 
 Productores:   14 

Cerrados:          9 
Inyectores:        0 
Reinyectores:  0 

Producción (bpd) 3 159 
API promedio 31.75 
Reservorios productores Principal          Ui / Ti 

Secundarios    BT / Ts 

(Petroamazonas EP, 2017) 
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La arenisca T inferior se escogió por ser uno de los reservorios principales del 
campo. Está definida como cuarzosa de color café oscuro, de grano fino a 
medio, subangular a subredondeada regular, cemento ligeramente calcáreo, 
buena saturación de hidrocarburos, fluorescencia amarillo-blanquecina, corte 
rápido, sin residuo; tiene las siguientes propiedades las cuales se muestran 
en la tabla 3. (Baby, Rivadeneira, & Barragán, 2004) 
 

Tabla 3. Propiedades en arenisca T inferior. 

Entrampamiento Estratigráfico 
Porosidad promedio (%) 13.95 
Permeabilidad promedio (mD) 247 
Espesor promedio (pies) 32.74 
Profundidad promedio TVD (pies) 9 814 
Presión de reservorio (lpc) 2 057 
POES (MMbbl) 96.48 

Reservas 
1P (MMbbl):         12.799 
2P (MMbbl):         14.765 
3P (MMbbl):         16.632 

FR 16.55 
Propiedades de los fluidos a condiciones de reservorio 

API 32.7 
Factor Volumétrico Bo 1.301 
Relación de solubilidad Rs (PC/BN) 260 
Viscosidad (cp) 1.7 

(Petroamazonas EP, 2017) 
 

Actualmente el campo Parahuacu está produciendo de la arena T inferior en 
los pozos PRH-08, PRH-12, PRH-13, PRH-15, PRH-19 Y PRH-25 
 

1.6 OBJETIVO 
 

1.6.1 OBJETIVO GENERAL 
 
Seleccionar un surfactante que evite la formación de emulsiones y su 
viabilidad de aplicarlo en la estimulación matricial no reactiva de la arena T 
inferior del campo Parahuacu. 
 

1.6.2 OBJETIVOS ESPECÍFICOS 
 
 Realizar pruebas en el laboratorio para determinar la tendencia de los 

fluidos de la arenisca T inferior a formar emulsiones y usar surfactante 
para evitar su formación. 
 

 Realizar un análisis de la aplicación del surfactante seleccionado en la 
estimulación matricial no reactiva en la arenisca T inferior del campo 
Parahuacu. 



 

 
 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

METODOLOGÍA  
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2. METODOLOGÍA 
 
El presente trabajo se dividió en dos fases: la primera fase se fundamentó en 
una investigación experimental utilizando muestras de rocas y fluidos de la 
arenisca T inferior del campo Parahuacu, para la selección de un surfactante 
que evite la formación de emulsiones y la segunda fase se realizó una 
investigación cualitativa para demostrar la viabilidad de su uso en la 
estimulación matricial no reactiva. 
 
Las muestras de rocas y fluidos de la arenisca T inferior se las obtuvieron del 
campo Parahuacu. La información de las propiedades de rocas y fluidos 
fueron proporcionados por el Banco de información petrolera (BIPE). Las 
muestras se almacenaron en envases inertes para preservarlas, evitando su 
contaminación. Las muestras de rocas fueron pulverizadas en el laboratorio 
de Separación y tratamiento de rocas y minerales de la Facultad de Ingeniería 
en Geología y Petróleos de la Escuela Politécnica Nacional para su uso en la 
investigación. 
 
Para ambas fases se realizaron revisiones bibliográficas en libros y 
publicaciones, también se analizó la norma API RP 42 que es el fundamento 
de la investigación. 
 
En cada fase se tuvieron diferentes etapas para la investigación los cuales se 
detallan a continuación: 

 
2.1 PRIMERA FASE: PRUEBAS EN LABORATORIO PARA LA 

SELECCIÓN DE SURFACTANTES QUE EVITEN LA 
FORMACIÓN DE EMULSIONES. 

 
 
Para esta fase de investigación se utilizaron surfactantes de tipo catiónico y 
no iónicos por sus características desmulsificantes, los procedimientos 
realizados los puede observar en el Anexo 1, esta fase se la realizó en tres 
etapas: 
 
2.1.1 PRIMERA ETAPA: PROCEDIMIENTO PARA DETERMINAR LA 

TENDENCIA A FORMAR EMULSIONES. 
 
Se aplicaron los procedimientos descritos en la norma API RP 42 para 
determinar si las muestras de rocas y fluidos obtenidos de la arenisca T inferior 
del campo Parahuacu tienden a formar emulsiones. 
 
Se realizaron 3 mediciones por muestras de rocas y fluidos de cada pozo 
siguiendo el procedimiento indicado en la norma API RP 42: 
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 Se mezcló 25 ml de agua de formación con 2,5 gr de arena pulverizada 
de la formación. 

 A la mezcla de agua de formación con los sólidos dispersos se añadió 75 
ml de petróleo y se agitó de 14 000 a 18 000 revoluciones durante 30 
segundos. 

 Se vació la mezcla en una probeta de 100 ml graduada. 

 Se observó a los 10 minutos si se separa el 90% del agua de formación. 
 Se observó a los 30 minutos si se separa el 100% del agua de formación. 

 
2.1.2 SEGUNDA ETAPA: PROCEDIMIENTO DE SELECCIÓN DE 

SURFACTANTES PARA PREVENIR LA FORMACIÓN DE 
EMULSIONES. 

 
Se aplicaron los procedimientos descritos en la norma API RP 42 para 
seleccionar un surfactante que prevenga la formación de emulsiones con las 
muestras de rocas y fluidos obtenidos de la arenisca T inferior del campo 
Parahuacu. 
 
Procedimiento norma API RP 42: 
 

 Se mezcló 25 ml de agua de formación con 2.5 gr de arena pulverizada 
de la formación. 

 A la mezcla de agua de formación con los sólidos dispersos se añadió 75 
ml de petróleo con surfactantes de 0.1 a 0.2% de su volumen y se agitó 
desde 14 000 a 18 000 revoluciones durante 30 segundos. 

 Se vació la mezcla en una probeta de 100 ml graduada. 
 Se observó si el agua de formación se separó a los pocos minutos. 

 Se realizó la prueba con diferentes surfactantes y porcentajes de los 
mismo determinando el más efectivo y a menor costo. 

 
2.1.3 TERCERA ETAPA: PROCEDIMIENTO DE SELECCIÓN DE 

SURFACTANTE PARA REMOVER UNA EMULSIÓN. 
 
Se aplicaron los procedimientos descritos en la norma API RP 42 para 
seleccionar un surfactante que remueva la formación de emulsiones con las 
muestras de rocas y fluidos obtenidos de la arenisca T inferior del campo 
Parahuacu. 
 
Procedimiento norma API RP 42: 
 
 Se mezcló 25 ml de agua de formación con 2,5 gr de arena pulverizada 

de la formación. 
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 A la mezcla de agua de formación con los sólidos dispersos se añadió 75 
ml de petróleo más surfactantes de 2 a 3% de su volumen y se agitó desde 
14 000 a 18 000 revoluciones durante 30 segundos. 

 Se vació la mezcla en una probeta de 100 ml graduada. 

 Se observó el porcentaje de agua liberada a la una y 24 horas de la 
prueba. 

 Se realizó la prueba con diferentes surfactantes y porcentajes de los 
mismo determinando el más efectivo y a menor costo. 

 

2.2 ANÁLISIS DEL SURFACTANTE SELECCIONADO EN LA 
VIABILIDAD DE UTILIZARLO EN LA ESTIMULACIÓN 
MATRICIAL NO REACTIVA. 

 
La segunda fase de la investigación se enfocó en el análisis de la estimulación 
matricial no reactiva con el surfactante seleccionado. 
 
Se realizó un análisis abarcando datos técnicos, estimaciones de volúmenes 
de fluidos e índice de productividad: 
 
2.2.1 EVALUACIÓN DE DAÑO 
 
Valor de daño a la formación se recopiló de la información del pozo de estudio, 
también se recopiló información de análisis nodal y de índice de productividad. 

 
2.2.2 SELECCIÓN DE LA SOLUCIÓN DE TRATAMIENTO. 
 
La selección del surfactante para minimizar la formación de emulsiones fue 
determinada en la primera fase de la investigación aplicando los 
procedimientos descritos en la Norma API RP 42, el procedimiento descrito 
en el Anexo 1 numeral 1.1.3 “Procedimiento de selección de surfactante para 
remover una emulsión”. 

 
2.2.3 ESTIMACIÓN DEL CAUDAL Y PRESIÓN DE INYECCIÓN. 
 
Mediante las ecuaciones 1, 2 y 3 se calcularon los valores de caudal y presión 
de inyectividad del fluido de tratamiento. 

 
Presión de fractura: 
 

   𝑃௙ = 𝐺௙𝐷                                                   [1] 

 

Donde: 
Pf: presión de fractura (psi) 
Gf: gradiente de fractura (psi/pie) 
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𝐷: profundidad del tope del intervalo perforado (pie) 
 

Presión de inyección máxima: 
 

               𝑃௦ 𝑚á𝑥 < 𝑃௙ − 0.433𝐷𝜌௙                                                 [2] 

Donde: 
𝑃𝑠 𝑚á𝑥: presión máxima de inyección (psi) 
𝑃𝑓: presión de formación. 
𝐷: profundidad del tope del intervalo perforado (pie) 
𝜌𝑓: densidad del fluido de tratamiento. 

 

                                 𝑞௜  𝑚á𝑥 =  
ସ.ଽଵ଻௫ଵ షల  ௞೑௛೑(௉೑ି௉ೢ ೞ)

µ೑௅௡ ( 
ೝ೐
ೝೢ

)
                                          [3] 

 

 
Donde: 
𝑞𝑖 𝑚á𝑥: Caudal máximo de inyección (BPM) 
𝑘𝑓: permeabilidad de la formación (mD) 
ℎ𝑓: espesor de intervalo perforado (pies) 
𝑃𝑓: presión de formación. 
𝑃𝑤𝑠: presión de fondo estático (psi) 
𝜇𝑓: viscosidad del fluido de tratamiento (cp) 
𝑟𝑒: radio de drenaje del pozo (pies) 
𝑟𝑤: radio del pozo (pies) 

  
Volumen requerido: 

 
                                           𝑉௙ = 23.5 ∅ ℎ௙ (𝑟௫

ଶ − 𝑟௪
ଶ)                                                     [4] 

 
Donde: 
𝑉𝑓: volumen de fluido de estimulación (gal) 
∅: porosidad de la formación (fracción) 
ℎ𝑑: espesor de intervalo perforado (pies) 

  
2.2.4 ANÁLISIS DEL INCREMENTO DE PRODUCTIVIDAD. 
 
Se evalúo mediante la ecuación: 

 

                                     𝐽 𝐽௢
ൗ =  

௅௡ (௥௘
௥௪⁄ )

௅௡ (௥௘
௥௫⁄ )ା 

௞௙
௞௫ൗ  ௅௡ (௥௫

௥௪⁄ )
                                        [5] 
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Donde: 
re: radio de drenaje (pies) 
rw: radio del pozo (pies) 
rx: radio en la zona alterada 
𝑘𝑓: permeabilidad de la formación (mD) 
𝑘𝑥: permeabilidad en la zona dañada



 

 
 

 
 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

RESULTADOS Y DISCUSIÓN 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 



 

 
 

3 RESULTADOS Y DISCUSIÓN 
 

3.1 PRIMERA FASE: PRUEBAS EN LABORATORIO PARA LA 
SELECCIÓN DE SURFACTANTES QUE EVITEN LA 
FORMACIÓN DE EMULSIONES. 

 
3.1.1 PRIMERA ETAPA: PROCEDIMIENTO PARA DETERMINAR LA 

TENDENCIA A FORMAR EMULSIONES. 
 
Las propiedades de los fluidos utilizados en la prueba están detalladas en la 
tabla 4 junto con propiedades del yacimiento y del pozo de estudio. 
 

Tabla 4. Datos pozo PRH 12 

S: DAÑO   11.2 
Gf: Gradiente de fractura (psi/pie) 0,71 
D: Profundidad del yacimiento (pies) 9700 
ρf: Densidad de fluido de tratamiento (g/cc) 1.03 
kf: permeabilidad formación (mD) 70.7 
Φ porosidad de la formación (fracción) 0,16 
hf: Espesor intervalo perforado (pies) 38 
Pws: Presión de fondo estática (psi) 1400 
μf: Viscosidad del fluido (cp) 5.5 
re: radio de drenaje (pies) 1221,8 
rw: radio del pozo (pie) 0.29 

 
 
De acuerdo con los tiempos de espera indicados en la Norma API RP 42, 
como se muestra en la tabla 4, no hubo separación de los fluidos mezclados 
de la arenisca T inferior del campo Parahuacu, demostrando la tendencia a la 
formación de emulsiones. 
 

Tabla 5. Cuadro de resultados a la tendencia de formar emulsiones. 

 TIEMPO DE SEPARACIÓN  

 10 min  30 min  24 h 

Mezcla: 
25 ml Agua de formación 
2,5 gr Roca pulverizada 
75 ml Petróleo 

0% 0% 0% 

 
 



 

 
 

3.1.2 SEGUNDA ETAPA: PROCEDIMIENTO DE SELECCIÓN DE 
SURFACTANTES PARA PREVENIR LA FORMACIÓN DE 
EMULSIONES. 

 
Al incluir los surfactantes en la mezcla de roca y fluidos, se observa la acción 
de los surfactantes de tipo no iónico que separan el agua de formación del 
petróleo, esta tendencia se tiene con las pruebas realizadas en los pozos de 
estudio. 
 
Se muestran los resultados de las pruebas del pozo PRH-12 en la tabla 5. Se 
aplicó el surfactante según lo indicado en la norma (0.1% y 0.2% del volumen), 
además se realizaron las pruebas con un valor intermedio de 0.15% del 
volumen para comprobar la capacidad de los surfactantes para la separación 
de las emulsiones para la arenisca de estudio. 
 

Tabla 6. Resultados de pruebas para prevenir emulsiones del pozo PRH-12 

Surfactante 
Porcentaje de 

surfactante 
Hora inicial Hora final Tiempo 

Volumen 
separado (ml) 

Catiónico 1 

0,10% 9:58:43 15:00:00 5:01:17 0 
0,15% 10:06:01 15:00:00 4:53:59 0 
0,20% 10:10:16 15:00:00 4:49:44 0 

Catiónico 2 

0,10% 10:15:11 15:00:00 4:44:49 0 
0,15% 10:18:34 15:00:00 4:41:26 0 
0,20% 10:22:09 15:00:00 4:37:51 0 

No iónico 1 

0,10% 10:26:24 10:52:23 0:25:59 10 
0,15% 10:29:39 10:52:00 0:22:21 10 
0,20% 10:32:26 10:43:59 0:11:33 15 

No iónico 2 

0,10% 10:36:41 15:00:00 4:23:19 0 
0,15% 10:40:20 15:00:00 4:19:40 0 
0,20% 10:43:20 15:00:00 4:16:40 0 

No iónico 3 

0,10% 10:57:58 15:00:00 4:02:02 0 
0,15% 11:01:54 15:00:00 3:58:06 0 
0,20% 11:05:04 15:00:00 3:54:56 0 

No iónico 4 

0,10% 11:15:56 11:25:00 0:09:04 10 
0,15% 11:19:50 11:25:48 0:05:58 15 
0,20% 11:24:34 11:29:06 0:04:32 15 

 
Resultando el surfactante no iónico 4 del grupo éter el indicado para prevenir 
la formación de emulsiones la arenisca T inferior del Campo Parahuacu en los 
pozos evaluados. 
 
 
 



 

 
 

3.1.3 TERCERA ETAPA: PROCEDIMIENTO DE SELECCIÓN DE 
SURFACTANTE PARA REMOVER UNA EMULSIÓN. 

 
Para remover emulsiones se inyectó a la mezcla de la prueba del 2 al 3% del 
volumen en surfactante; la separación de los fluidos del yacimiento se la 
obtuvo con los surfactantes de tipo no iónicos. 
 
En la tabla 6 se muestran los resultados del análisis entre los 6 surfactantes 
de estudios y su función como desemulsionante. 
 

Tabla 7. Resultados de pruebas para remover emulsiones del pozo PRH-12 

Surfactante 
Porcentaje 

de 
surfactante 

Hora inicio 

Volumen separado (ml) 
en tiempo de espera 

Número de 
fases de los 

líquidos 1 hora 24 horas 

Catiónico 1 
2.0% 14:21:00 0 0 1 
2.5% 14:32:00 0 0 1 
3.0% 14:38:00 0 0 1 

Catiónico 2 
2.0% 14:44:00 0 2 1 
2.5% 14:53:00 5 10 2 
3.0% 14:58:00 5 10 2 

No iónico 1 
2.0% 15:04:00 15 25 2 
2.5% 15:11:00 20 25 2 
3.0% 16:00:00 25 25 2 

No iónico 2 
2.0% 15:24:00 5 10 2 
2.5% 15:30:00 5 10 2 
3.0% 15:35:00 5 10 2 

No iónico 3 
2.0% 15:41:00 2 5 2 
2.5% 15:45:00 2 5 2 
3.0% 15:42:00 5 5 2 

No iónico 4 
2.0% 15:51:00 20 22 2 
2.5% 15:54:00 20 22 2 
3.0% 15:57:00 20 25 2 

 
El surfactante no iónico 4 del grupo éter es el indicado para remover las 
emulsiones formadas en la arenisca T inferior del campo Parahuacu. Se tiene 
esta tendencia para los demás pozos que producen de la arenisca T inferior. 

 
3.2 ANÁLISIS DEL SURFACTANTE SELECCIONADO EN LA 

VIABILIDAD DE UTILIZARLO EN LA ESTIMULACIÓN 
MATRICIAL NO REACTIVA. 

 
Se tomó como pozo de investigación el pozo PRH 12 y se realizó el análisis 
de aplicar el surfactante en la estimulación matricial no reactiva. 
 



 

 
 

3.2.1 EVALUACIÓN DE DAÑO 

 
La figura 5 de Índice de Productividad evalúa el rendimiento del pozo al 
presentar el comportamiento de las presiones versus el caudal. La figura 6 
muestra el análisis nodal calculado para el pozo PRH-12. 

 

 
Figura 5. IPR Pozo PRH-12 
(Petroamazonas EP, 2017) 

 
El pozo PRH 12 presenta una curva de IPR según las figuras 5 y 6. 

 
Figura 5.1 IPR Pozo PRH-12 
(Petroamazonas EP, 2017) 

 
Con las curvas IPR y con las pruebas realizadas en campo, se obtuvo que 
el pozo PRH-12 posee un daño a la formación de 11.2.  



 

 
 

3.2.2 SELECCIÓN DE LA SOLUCIÓN DE TRATAMIENTO. 

 
Realizadas las pruebas en laboratorio, se seleccionó al surfactante no iónico 
4 de grupo éter por separar la emulsión que existe entre los fluidos del 
yacimiento, además para prevenir la formación y remover las emulsiones 
según las prácticas de la norma API RP 42. 
 

3.2.3 ESTIMACIÓN DEL CAUDAL Y PRESIÓN DE INYECCIÓN. 

 
 La presión de fractura calculado de para la arenisca T inferior: 

𝑃௙ = 6887 𝑝𝑠𝑖 

 

 Para aplicar la estimulación matricial no reactiva se tiene que inyectar el 
fluido con una presión máxima: 

𝑃௦ 𝑚á𝑥 < 2561 𝑝𝑠𝑖 
 
 Bombear el fluido con un caudal máximo de inyección: 

𝑞௜ 𝑚á𝑥 =  1,58 𝐵𝑃𝑀 
 

 Volumen requerido para la inyección de fluido de tratamiento. 
𝑉௙ = 737,26 𝑔𝑎𝑙 

 
 Tiempo de inyección mínimo de inyección: 

𝑡𝑓 =  11,11 𝑚𝑖𝑛 
 
Tiempo máximo de inyección 24 horas. 

 Análisis del incremento de productividad,  
 

𝐽
𝐽௢

ൗ =  1.06 

Se tuvo un valor de 𝐽 𝐽௢
ൗ  mayor a uno, para el resultado obtenido de 1,06 indica 

un incremento en la producción significativo del 0,06% volumen. 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 



 

 
 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
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4. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
 

4.1 CONCLUSIONES 
 
 Se realizaron las pruebas en laboratorio y se comprueba la tendencia de 

los fluidos de la arenisca T inferior del campo Parahuacu en formar 
emulsiones. 
 

 Después de transcurridos 4min 32 segundos al 0,2% del volumen de 
surfactante, un surfactante no iónico del grupo éter puede prevenir la 
formación de emulsiones.  
 

 En el tiempo máximo de 24 horas de aplicación al 3% de volumen de 
surfactante en la arena T inferior, un surfactante no iónico del grupo éter 
puede remover las emulsiones. 
 

 Realizados los cálculos se determinó que el uso del surfactante no iónico 
del grupo eter en la estimulación matricial no reactiva previene y elimina 
la formación de emulsiones, pero su incremento en la producción de 
fluidos aumentaría en 0.06% de volumen, siendo un mecanismo de 
recuperación de crudo no tan favorable para este caso de estudio. 
 

4.2 RECOMENDACIONES 
 

 Las muestras de roca deben conservar los fluidos originales del 
yacimiento y ser manipuladas según las prácticas recomendadas API, 
para evitar cualquier alteración en las pruebas en el laboratorio y obtener 
resultados confiables. 
 

 Durante las pruebas en laboratorio, al mezclar los fluidos a altas 
revoluciones se debe cuantificar la pérdida de volumen por la liberación 
del gas disuelto en el petróleo, el cual se libera también por el rompimiento 
de las emulsiones y uso del surfactante. 

 

 El tiempo máximo de uso de los surfactantes en la estimulación matricial 
no reactiva será de 24 horas según prácticas recomendadas en norma; 
verificar al final de este tiempo el volumen que admitió la formación de 
surfactante, realizar pruebas de producción y calcular el nuevo daño a la 
formación. 
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 Realizar el análisis económico de la investigación al aplicar la estimulación 
matricial no reactiva con los costos de los surfactantes para cuantificar el 
valor de la inversión. 

 

 Incluir otras disciplinas a la investigación como geoquímica y 
microbiología para ampliar el estudio de los fenómenos que ocurren al 
usar los surfactantes en la estimulación matricial no reactiva y como 
alteran al daño de formación.  
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ANEXOS 
 

ANEXO 1. PRUEBAS EN LABORATORIO. 
 
1.1  SELECCIÓN DE SURFACTANTES PARA EVITAR LA 

FORMACIÓN DE EMULSIONES 
 

1.1.1 PROCEDIMIENTO PARA DETERMINAR LA TENDENCIA A 
FORMAR EMULSIONES. 

 

 Se mezcla 25 ml de agua de formación con 2,5 gr de arena pulverizada 
con 75 ml de petróleo y se mezcla a 14000 a 18000 rpm mostrando una 
mezcla compacta que no se separa como se muestra en la figura 7. 

 

 
Figura 6. Emulsión entre fluidos con sólidos del yacimiento. 

 

1.1.2 PROCEDIMIENTO DE SELECCIÓN DE SURFACTANTES PARA 
PREVENIR LA FORMACIÓN DE EMULSIONES. 

 

 Se mezcla 25 ml de agua de formación con 2,5 gr de arena pulverizada 
como se muestra en la figura 8. 
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Figura 7. Mezcla de agua de formación con sólidos dispersos. 

 

 Se mezcló durante 30 segundos desde 14000 a 18000 revoluciones: 
petróleo y surfactantes al 0.1%, 0.15% y 0.2% con el agua con sólidos 
dispersos. 
 

 Se dejó reposar durante 10 min y se observa el porcentaje de agua 
separada como se muestra en la figura 9. 

    

   

   
Figura 8. Inyección de surfactante para prevenir emulsiones. 

 

1.1.3 PROCEDIMIENTO DE SELECCIÓN DE SURFACTANTE PARA 
REMOVER UNA EMULSIÓN. 

 

 Se mezcla 25 ml de agua de formación con 2,5 gr de arena pulverizada 
como se muestra en la figura 10. 
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Figura 9. Mezcla de agua de formación con sólidos dispersos etapa 2. 

 

 Se mezcló durante 30 segundos desde 14000 a 18000 revoluciones: 
petróleo y surfactantes al 2%, 2.5% y 3% con el agua con sólidos 
dispersos. 
 

 Se dejó reposar durante una hora y se observa el porcentaje de agua 
separada como se muestra en la figura 11. 

   

   

   
Figura 10. Inyección de surfactante para remover emulsiones después de 1 hora. 

 

 Se dejó reposar por 24 horas y se observa el porcentaje de agua 
separada como se muestra en la figura 12. 
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Figura 11. Inyección de surfactante para remover emulsiones después de 24 horas. 
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ANEXO 2. HOJAS DE SEGURIDAD Y TÉCNICAS DE 
SURFACTANTES. 
 

 
Figura 12. Hoja de seguridad y técnica surfactante catiónico #1. 
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Figura12.1 Hoja de seguridad y técnica surfactante catiónico #1. 
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Figura 13. Hoja de seguridad y técnica surfactante catiónico #2. 
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Figura 13.1 Hoja de seguridad y técnica surfactante catiónico #2. 
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Figura 13.2 Hoja de seguridad y técnica surfactante catiónico #2. 
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Figura 14. Hoja de seguridad y técnica surfactante no iónico #1. 
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Figura14.1 Hoja de seguridad y técnica surfactante no iónico #1. 
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Figura 15. Hoja de seguridad y técnica surfactante no iónico #2. 
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Figura 15.1 Hoja de seguridad y técnica surfactante no iónico #2. 
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Figura 15.2  Hoja de seguridad y técnica surfactante no iónico #2. 
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HOJA DE SEGURIDAD DE PRODUCTOS QUÍMICOS 
1. IDENTIFICACIÓN DEL PRODUCTO 

USO: SURFACTANTE NO IÓNICO 

 
Figura 16. Hoja de seguridad y técnica surfactante no iónico #3. 
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Figura 16.1 Hoja de seguridad y técnica surfactante no iónico #3. 
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Figura 17. Hoja de seguridad y técnica surfactante no iónico #4. 
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Figura 17.1 Hoja de seguridad y técnica surfactante no iónico #4. 
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Figura 17.2 Hoja de seguridad y técnica surfactante no iónico #4. 
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ANEXO 3. ANÁLISIS DEL SURFACTANTE 
SELECCIONADO EN LA VIABILIDAD DE UTILIZARLO 
EN LA ESTIMULACIÓN MATRICIAL NO REACTIVA. 
 
Datos de pozos PRH-12: 

Tabla 8.  Datos pozo PRH 12 

S: DAÑO   11.2 
Gf: Gradiente de fractura (lpc/pie) 0,71 
D: Profundidad del yacimiento (pies) 9 700 
ρf: Densidad de fluido de tratamiento (g/cc) 1.03 
kf: permeabilidad formación (mD) 70.7 
Φ porosidad de la formación (fracción) 0,16 
hf: Espesor intervalo perforado (pies) 38 
Pws: Presión de fondo estática (lpc) 1 400 
μf: Viscosidad del fluido (cp) 5.5 
re: radio de drenaje (pies) 1 221,8 
rw: radio del pozo (pie) 0.29 

 
Cálculos 
1. Cálculo de presión de fractura 

𝑃௙ = 𝐺௙𝐷 

𝑃௙ = 0.71 𝑥 9 700 

𝑃௙ = 6 887 𝑙𝑝𝑐 

 
 

2. Cálculo de presión de inyección máxima en la superficie 
𝑃𝑠 𝑚á𝑥 < 𝑃𝑓 − 0.433𝐷 𝜌௙ 

𝑃𝑠 𝑚á𝑥 < 6887 − 0.433 𝑥 9700 𝑥 1,03 
𝑃𝑠 𝑚á𝑥 < 2560 𝑙𝑝𝑐 

 
3. Cálculo de caudal de inyección máximo  

𝑞𝑖 𝑚á𝑥 =  
4.917𝑥10ି଺ 𝑘௙  ℎௗ  (𝑃௙ − 𝑃௪௦)

µ௙  𝑥 𝐿𝑛 ( 
𝑟𝑒
𝑟𝑤

)
 

 

𝑞𝑖 𝑚á𝑥 =  
4.917𝑥10ି଺ 𝑥 (70.7) 𝑥 (38) 𝑥 (6 887 − 1 400)

5.5 𝑥 𝐿𝑛 ( 
1221.8

0,29
)

 

 
𝑞𝑖 𝑚á𝑥 =  1.58 𝐵𝑃𝑀 

 
4. Cálculo de volumen de fluido de estimulación. 

𝑉௙ = 23.5 ∅ ℎ௙ 𝑥 (𝑟௫
ଶ −  𝑟௪

ଶ) 
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𝑉௙ = 23.5 𝑥 (0.16) 𝑥 (38)  𝑥 (2.29 ଶ − 0,29ଶ) 

𝑉௙ = 737.26  𝑔𝑎𝑙 

 
5. Cálculo de tiempo de inyección. 

𝑡௙ =  
0.023805 𝑥 𝑉𝑓

𝑞𝑖 𝑚á𝑥
 

𝑡௙ =  
0.023805 𝑥 (737.26)

1.58
 

𝑡௙ =  11,1 𝑚𝑖𝑛 

 
 

6. Cálculo del incremento de productividad esperado al remover el daño. 

𝐽
𝐽௢

ൗ =  
𝐿𝑛 (𝑟𝑒

𝑟𝑤⁄ )

𝐿𝑛 (𝑟𝑒
𝑟𝑥⁄ ) +  

𝑘𝑓
𝑘𝑥

ൗ  𝐿𝑛 (𝑟𝑥
𝑟𝑤⁄ )

 

𝐽
𝐽௢

ൗ =  
𝐿𝑛 ൫1221.8

0.29ൗ ൯

𝐿𝑛 ൫1221.8
2.29ൗ ൯ +  70.7

90ൗ  𝐿𝑛 ൫2.29
0.29ൗ ൯

 

𝐽
𝐽௢

ൗ =  1.06  

 
 
Si: 
𝐽

𝐽௢
ൗ < 1; estimulación matricial no reactiva no se debe aplicar, disminuyendo la 

producción. 
 
𝐽

𝐽௢
ൗ = 1; estimulación matricial no reactiva no indica incremento en la producción. 

 
𝐽

𝐽௢
ൗ > 1; estimulación matricial no reactiva se debe aplicar, mejorando la producción. 
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Figura 18. Diagrama mecánico pozo PRH-12 

 (Petroamazonas, 2010) 
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ANEXO 4. DATOS DE PRODUCCIÓN DE POZOS 
CAMPO PARAHUACU PRODUCIENDO ARENA T 
INFERIOR. 
 
 
PARAHUACU 08 

Tabla 9. Datos pozo PRH 08 

METODO PPH 

PRESIONES 

PLNTA 3 800 

INYEC VOLT 3 720 

PC. 50 

PM. 26 

PS. 23 

     PRODUCCION 
REAL 

BFPD 123,46 

BPPD 111,92 

BAPD 11,536 

BSW 9,3 

API 31,2 

ARENA TI 

TIPO DE BOMBA JET 9H 

GAS 245 

GOR 2 189 

SALINIDAD (ppm) 2 650 

 
PARAHUACU 12 

Tabla 10. Datos pozo PRH 12 

METODO PPS 

PRESIONES 

PLNTA BES 

INYEC VOLT 1 272 

PC. 100 

PM. 25 

PS. 22 

     PRODUCCION 
REAL 

BFPD 593 

BPPD 583 

BAPD 9,486 

BSW 1,60 

API 33,20 

ARENA TI 

TIPO DE BOMBA TD-1 000 

GAS 558 

GOR 974 

SALINIDAD (ppm) 10 950 
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PARAHUACU 13 

Tabla 11. Datos pozo PRH 13 

METODO PPH 

PRESIONES 

PLNTA 3 800 

INYEC VOLT 3 650 

PC. 62 

PM. 26 

PS. 25 

     PRODUCCION 
REAL 

BFPD 158,02 

BPPD 139,75 

BAPD 18,264 

BSW 11,6 

API 31,9 

ARENA TI 

TIPO DE BOMBA JET 10I 

GAS 194 

GOR 1 388 

SALINIDAD (ppm) 12 500 

 
 
PARAHUACU 15 

Tabla 12. Datos pozo PRH 15 

METODO PPH 

PRESIONES 

PLNTA 3 800 

INYEC VOLT 3 700 

PC. 50 

PM. 25 

PS. 23 

     PRODUCCION 
REAL 

BFPD 255,04 

BPPD 185,32 

BAPD 69,721 

BSW 27,3 

API 31,2 

ARENA TI 

TIPO DE BOMBA JET 10-I 

GAS 200 

GOR 1 079 

SALINIDAD (ppm) 12 000 
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PARAHUACU 25 

Tabla 13. Datos pozo PRH 25 

METODO PPS 

PRESIONES 

PLNTA BES 

INYEC VOLT 2 180 

PC. 50 

PM. CTK 

PS. CTK 

     PRODUCCION 
REAL 

BFPD 261 

BPPD 230 

BAPD 31,320 

BSW 12 

API 29,2 

ARENA TI 

TIPO DE BOMBA H675 

GAS   

GOR   

SALINIDAD (ppm) 17 000 

 


