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RESUMEN

La depositacién de compuestos tales como el carbonato de
calcio, sulfato de calcio y sulfato de bario en los cana-
les de flujo de la formacién, tuberfas Yy equipo de produc
cién, tiene que ser controlada continuamente en la indus
tria del petrdéleo, debido a que cuando se forman traen co
mo consecuencia una disminucién de la tasa productiva de

un pozo.,.

Fn los campos petroliferos del Oriente Rcuatoriano, ocu-
rre la depositacidn de carbonatos, principalmente, como
resultado del alto porcentaje de agua que contiene el

fluido producido por los poOzoS.

La inyeccién de quimicos Inhibidores de las incrustacio-

nes, ha sido el tratamiento clave, para prédcticamente eli
minar la posihilidad de que se originen los depdsitos de
carbonatos, fendmeno que se venla presentando, casi des-

de el inicio de la vida productiva del campo.

Por esta razén es que se ha implementado un agresivo pro
grams de inyeccidén de quimicos inhibidores de las incrus
taciones, en la mayorfa de los pozos productorcs del Orien

te Ccuatoriano.



Para efectuar periédicamente los tratamientos que impiden
la depositacidén de incrustaciones, tanto en la formacién

como en la boca del pozo y equipo de produccién, se debe
realizar un control sobre las partes por millén (ppm) re-
siduales del inhibidor utilizado (visco 962) y sobre Ila
produccién del qufmico acumulado en intervalos de tiempo

relativamente cortos.

EIl presente trabajo tiene por objeto, fundamentalmente, a
nalizar los tipos de tratamientos anti-incrustantes em-
pleados en el campo Lago Agrio. Ademds se efectia una com
paracidn de las producciones de los pozos antes y después
de dichos tratamientos, con el fin de visualizar Si exis-
te o0 n6, ganancia de produccién por efecto de la inyec-

ci6én de qufmicos.
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IMTRODUCCION

Los compuestos tales como el carbonato de calcio, sulfato
de cslcio y sulfato de hario, son producidos junto con el
flufdo del pozo cuando el corte de agua es alto, vy pueden
cristalizarse 0O precipitarse como resultado de una caida

de presién y/o cambio de temperatura.

Estas #ncrustaciones en la mayoria d= los casos, reducen
la produccién de petrédleo debido al taponamiento de la
formacién, perforaciones v equipo de produccibn, llegan-
do en algunas ocasiones, a eliminar por completo el flu-
jo del pozo, acidos, sales, fosfatos y polimeros se han
sugerido como posiblcs soluciones para el tratamiento qui
mice. Muchas sales-trabajan como inhibidores de incrus-
taciones, pero algunas son corrosivas Y ademds prcsentan
la desventaja de que para efectuar con ellas un tratamien
to anti-incrustante, se requiere de gran cantidad de 1las

mismas. Por esta razén no sSon muy utilizadas.

El dcido hidroclorhidrico es efectivo, cuando las INCrus-

taciones son bdsicamente de naturaleza carbonatadas y adn
a pesar de su propiedad corrosiva, es muy utilizado para
eliminar la depositacién de las Incrustaciones carbonata-

das, como Son las que ocurren en el campo Lago Agrio.

La depositacién del material incrustante, trae como conse



cuencia, problemas costosos a la industria hidrocarburife
rn, no s6lo por el hecho de que se restringe, y en ocasio
nes totalmente la produccién, sino por que ademds origina

1a ineficacia y fallas de los equipos de produccibn, tan

to de subsuelo como de superficie.



CAPITULO |
HISTORIA DEL CAMPO OEJETO DE  ESPUDIO

La produccién de la mayoria de los pozos del campo Lago A
b Y

g:io, proveniente del vacimiento Hollin, fue seriamente a
fectada desde mediados del ano 1974 como consecuencia de
la depositacién de sales de carbonato de calcio en todo
el sistema de produccién, especialmente en la sarta de
completacién, cabezal del pozo v 1inea de flujo. Cichas

sales prcvienen del agua de formacidn que Se produce jun

to al petréleo,

Las depositacicnes, que pueden llegar a ser tan consolida
das como una roca, act@an como verdaderos estranguladores,
obstruyendo el paso del fluido, es decir restringiendo -
considerahlemente la tasa de produccién y en algunas o0ca

siones taponando completamente el flujo del pozo.

Tan pronto como fue detectado el problema, se tomo accién
para solucionarlo. La primera medida fue la de bombear dci
do hidroclorhfdrico al 15% mezclado con un solvente (Tolue
no), con el fin de disolver el carbonnto de calcio acumula

do.

Esta medida aunque lograba SUS propdsitos, O sea el de eli

minar las Incrustaciones carbonatadas, result6 ser solo

un paleativo, ya que en corto tiempo volvian a OCUrrir las
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depositaciones de los carhonatos, teniendo entonces que
repetir el tratamiento con una frecuencia cada Vez mayor.
Este hecho trajo como consecuencia el incremento de los
costos de produccién y mavores problemas operacionales.
Casi paralelamente al inicio del tratamiento con dcido,
se comenzd la inyeccitn de quimico inhibidor de incrusta-
ciones en la superficie, con el fin de proteger las lineas
de flujo y facilitar la prcduccién, lo cual fue consegui-
do. Sin embargo, la depositacién de los carbonatos den-

tro del pozo segufa ocurriendo.

En base a los resultados obtenidos con la inyeccién de qui
mices en superficie, y a pesar de ciertas reservas respec
to al resultado favorable de un tratamiento preventivo de
las incrsutaciocnes en las arenas petroliferas, especial-

mente en pozos con las caracteristicas del campo Lago A-
grio, donde la formacidn productora estd a una profundidad
promedio de 10.000 pies, con una presién de yacimientode
4200 Lpc y teniendo empuje hidrdulico natural, se procedi$
a diseflar y poner en prdctica un programa de inyeccién for
zada a la formacidn Hollin, del quimico inhibidor de in-

crustaciones Visco 962,

El primer pozo tratado fue el Lago Agrio 17, en Enero de
1974, con resultaclos halagadores, Fsto ocasion6 la apli-

cacidn del tratamiento a 4 pozos m&s en el ano 1976, lo-



grando en todos los casos cxitosos rcsultados, en especial
en el pozo Lago Agrio N2 6 donde se elimind por completo,
el problema de las depositaciones y se experiment8 un apre
ciable aumento en la tasa productiva. Los beneficios que
dieron estas pruebas, trajeron como consecuencia, la pues-
ta en marcha de un agresivo v perifdico programa de Inhibli
ciones utilizando el quimico Visco 962, 1o cual ha permiti.

do que en la actualiddd, el problcma ocasionado por las 1in

crustaciones esté practica y eficientemente controlado.
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CaprTuLo I
COMDICIONES OPERACIOMALES DEL  CAMPO

SISTEMA DE PRODUCCION DEL CAMPO: TUBERIA DE REVESTI-
MIENTO, TUBERIA DE PRODUCCION, CABEZAL, LINEAS DE FLUJO

"MANIFOLDS", SEPARADORES Y TANQUES DF ALMACENAMIEMTO

En el campo en el cual se ha efectuado el presente -
estudio, la produccidn de hidrocarburos luego de que
el pozo ha sido perforado y completado sigue la si-
guiente secuencia: 1inici&ndose desde la formacién,

llega a la boca del pozo, fluye por la sarta de pro-
duccidén alcanzando el cabezal 0 &rbol de navidad, de
donde a través de las lineas de superficie el flufdo
producido es llevado a los "manifolds™, vdlvulas de
uso miltiple, que se pueden manicbrar en una de las
3 siguientes direcciones: al separador de prueha, al
de produccién o para cerrar el flujo del pozo. De
los "manifolds” el fluido va al separador sea de prue
ba 0 de produccién, de donde se logra separar del pe
tré6leo la mayor cantidad de aqua y gas que fluye jun
to con &1. Después de efectuada esta primera separa
ci6n, el petr6leo pasa a los tanques de lavado y fi-
nalmente a los tanques de almaccnamiento, de donde

es bombeado al Oleoducto Transecuatoriano,



A continuacién vamos a describir hrevemente cada una de
las secciones del sistema de produccién por clonde pasa
el fluido producido de los pozos, analizando las princi-
pales funciones que cumplen cada una de ellas, En la fi-
gura 1 se presenta UN diagrama explicativo del sistema

de produccién utilizado en el campo Lago Agrio.
a. TUBERIA DE REVESTIMIENTO

Para evitar el desmoronamiento de las paredes del po
zo durante su vida productiva, es preciso dotarlo de
tuberfa de revestimiento (4), la misma que es coloca-
da en el pozo despugs de Ffinalizada la perforacién.

Con este objetivo, se bombea cemento para introducir-
lo en el espacio-comprendido entre la pared del hueco

vy la tuberfa de revestimiento.

Después de cementada la tuberfa de revestimiento, se
nrocede a disparar el pozo mediante el uso de un ca-
56n accionado eléctricamente desde superficie, con el
fin de facilitar un medio para que los fluidos de la

formacidn puedan alcanzar la boca del pozo,
b) TUBERIA DE PRODUCCION

Debido a que la tuberfa de revestimiento debe permane
cer en el pozo, en forma permanente, y SU reparacidn

o reemplazamiento en caso de dafio serfa muy costoso,



otra sarta de tuberfa es colocada en el pozo, a través
de la cual fluird el petrdleo producido. Esta sarta se
la conoce como tuberfa de produccidn (1) o de completa
cién, y se la utiliza como un medio para el flujo del

fluido, desde el fondo del pozo hasta la superficie.

Para flufr el pozo no se emplea la tuberfa de revesti-
miento debido z gque es generalmente de didmetro dema
siado grande para permitir que el pozo fluya en forma
eficiente, O en algunos casos para mantener flujo con-

tinuo.

Durante la vida productiva del pozo, la tuberfa de pra
duccidén O de completacién se utiliza para iInstaiar di-

ferentes mecanismos de levantamiento artificial.

La tuberfia de produccién O completacién Se encuentra
suspendida desde el cabezal del pozo (en superficie) y
generalmente llega hasta unos pocos pies por arriba del

fondo del pozo.
CABEZAL DEL POZO O ARBOL DF NAVIDAD

Una vez que ha sido corrido en el pozo la tuberfa de -
completacién, se coloca en la superficie el cabezal o
arbol de navidad (4), que es un conjunto de conexiones

y vdlvulas, cque tienen como objetivo primordial asegu



d)

rar que el flufdo del pozo se encuentre siempre bajo
control. Ademds, suministran el medio, para que sea
posible el flujo de los hidrocarburos hacia la esta

cién recolectora de fluidos.
LINEAS DE FLUJO

Estas lineas de flujo son tuberfas, que van instala
das en superficie, a partir del cabezal del pozo, con
el fin de facilitar el flujo de los hidrocarburos has

ta la estacidn recolectora de fluldos.

El didmetro de las lineas de flujo se determina en
funcidén de la presién y de la tasa de produccifén de

cada pPOZO.
"MANIFOLDS"

En la estacidn recolectora, donde llegan varias 1i-
neas de flujo de diferentes pozos, se encuentran los
"manifolds", los mismos que son vdlvulas de paso mdl

tiple. Existe un "manifold" para cada pozo.

Estas vdlvulas pueden colocarse en 3 posiciones dife
rentes, dependiendo de si el pozo se |0 conecta al
separador de prueba, al separador de produccién O Si

se quiere cerrar el flujo del pozo.
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f) SEPARADOPES

Las mezclas de petr6leo son a menudo complejas y difi-
ciles de separar de manera eficiente. Por esta razén,
se utilizan ios separadores (1), en los cuales se 1lo-

gra separar el petr8leo, agua y gas.

La forma m&s simple de un separador de petr6leo, agua
y gas es un tanque pequero, en el cual la fuerza de

gravedad es usada para separar estos 3 fluidos.

El agua por tener mayor densidad ocupa el fondo del

tanque, de donde se la elimina drendndole a la pisci-

na. EIl petrdleo al salir del separador pasa al tanque
de lavado, donde se efectfia una segunda separacién del
agua. El1 gas por ser mis liviano ocupa la parte supe-
rior del tanque y de allfi se lo conduce a los sistemas
de recoleccién de gas. Los modernos separadores, ade-
mds de la fuerza de gravedad hacen uso de otras fuer-
zas para obtener una mejor separacibén posible de petra

leo agua y gas
TANQUES DFE ALMACENAMIENTO

El petrdleo después de pasar por los separadores, pasa
al tanque de lavado (washtank), el cual tiene un col-
ch6n de agua. EIl petr6leo ingresa al tanque de lavado

por la parte inferior y por densiclad se localiza en la
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parte superior. Durante este trayecto, en que el petrg
lee sube hacia la superficie, el colchén de agua exis-
tente atrapa a las partfculas de aqua que han quedado

en el petrdleo.

Después de este lavado el petr6leo pasa por el tanque
de surgencia (surge tank), donde ocurrc una segunda se
paraci6n del agua, todavia remanente en el petréleo,
en base al mismo proceso aue tuvo lugar en el tanque
de lavado. De agqui el hidrocarburo sigue al tanque
de Oleoducto, de donde finalmente es bombeado al termi

rial de Balao.
POZ0OS FLUYENTES

En este tipo de pozos, es la energtia natural del yacimien
to la que impulsa el fluldo de la formacién hacia la su-
perficie. EI didmetro de la tuberia de produccidn tiene
un papel importante en el flujo del flufdo y por lo tan-
to incide en la tasa de produccién. Un didmetro muy gran
de puede permitir que mucho gas venga hacia arriba sin a-
nadir impulso al petrdleo, 0 sea se desperdiciard energia;
si el didmetro es muy pequefo, dard como resultado una ma
yor friccién entre el flufdo y la tuberfa de produccién.
Muchos pozos fluyentes (4) tienen altas presiones en la
superficie, y para controlar estas presioncs se deben to-

mar especiales precauciones.
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En muchos camxpos petrolfferos existe mds de un horizon-
te productor, teniendo cada uno de ellos presioncs Yy
propiedades del fluido diferentes, lo que ohliga a ex-
plotar por separado cada uno de dichos horizontes. Exis
ten sistemas y técnicas especiales de completacién, que
permiten efectuar la explotacién a través cde un mismo

pOZo.

Pero hay tambi&n condiciones particulares que obligan
a perforar un pozo en particular, para la explotacidn
de algunos de estos horizontes. En estos casos son
condiciones de orden econdmico las que deciden la me-

jor alternativa.

La produccidn ds petréleo en el mundo, por flujo natu-
ral, es mavor que la obtenida por métodos artificiales.
siendo también el método de produccién mas simple y me-

Nnos costoso.

No obstante, su eficacia disminuye, conformc la presidn
y la tasa de flujo decrecen. En este caso se impone el

empleo de otros métodos de produccién.

La Figura 2 muestra la completacién de un pozo que flu-

ye en forma natural.

LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL: BOMBAS ELFCTRICAS SUMERGIBLES

Cuando las presiones de los pozos han declinado tanto -
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que ya no fluyen mediante la utilizacién de la energifa
natural de la formacién, es necesario continuar la ope
racién de los mismos por medio de sistemas de extrac-

cién artificial como es el caso del mé&todo electrocen-

trifugo (3).

La bomba en este tipo de levantamiento, va colocada co
mo parte de la tuberia de produccidén y asentado por de

pajo del nivel que el fluido alcanza en el pozo.

El método consiste en levantar los flufdos de la for-
macién, desde el fondo del pozo hasta la superficie, me
diante la accibn de una bomha centrifuga de mdltiples

etapas, la cual a su vez es accionada por un motor e-

léctrico sumergible.
Este nétodo de levantamiento artificial consta de:

a. Equipo supcrficial

b. Equipo de subsuelo

El equipo superficial estd compuesto de:

1. Tablero de control

2. Transformador eléctrico
3. Carreto

4. Amortiguador

5. Cabezal 0 cabezote.
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El equipo de subsuelo consta de:

1. Motor eléctrico sumergible
2. Protector

3. Separador de gas

4. Bomba centrifuga

5. Cable eléctrico principal

6. £1 cable plano y extensién o0 enchufe

Entre las principales ventajas y desventajas que ofre-~
cen el empleo de las bombas eléctricas sumergihles te-

nemos las cue Se enumeran a continuacibn.

Ventajas

1. No hay limite de profundidad, ya que se pcseen bom-
bas de elevada capacidad.

2. Los voldmenes altos de bombeo de las unidades dispo
nibles ofrecen hajos costos de operacién.

3. El equipo suministra facilidades de intercambio, por

una de mayor 0 menor capacidad a un costo moderado.

Desventak s

1. Requiere forzozamente Facilidades de encrgia eléctri
ca (en zonas aisladas no se utilizan).
2. Con voltmenes bajos de bombeo, se tienen los costos

mdximos de mantenimiento y operacidn.
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equipo de subsuelo consta de:

Motor eléctrico sumergible
Protector

Separador de gas

Bomba centrffuga

Cable eléctrico principal

£l cable plano y extensidén 0 enchufe

Entre las principales ventajas y desventajas que ofre-

cen el empleo de las bombas eléctricas sumergihles te-

nemos las QquUe€ Se enumeran a continuacidn,

Ventaj as

1.

No hay 1limite de profundidad, va que sc¢ poseen bom-

bas de elevada capacidad.

2. Los voldmenes altos de bombeo de las unidades dispa
nibles ofrecen hajos costos de operacidn.

3. El equipo suministra facilidades de intercambio, por
una de mayor O menor capacidad a un costo moderado.

Desventajas

1. Requiere forzozamente FTacilidades de encrgia eléctri
ca (en zonas aisladas no se utilizan).

2. Con voltmenes bajos de bombeo, se tienen los costos

mdxXImos de mantenimiento v operacién.
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3. La instalacién y mantenimiento del equipo, requiere
de una técnica especializada y por lo tanto los cos
tos de operaci6én son elevados.

4. Puede origlnar o acentuar problemas de conificacidn
de agua. Ademas origina graves problemas de produc

cidn de arena.

En la Figura 3 se presenta la completacién de un pozo
que produce por levantamiento artificial, utilizando

bomba elé&ctrica sumergible.
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CapiTuLo 111
TECRIA DE [AS TNCPUSTACIQUES (2)

POP. QUE SE FORMAN LAS INCRUSTACIONES?

La solubilidad estd definida como la cantidad Ifmite
de soluto que puede ser disuelta en un soivente, bajo

un determinado conjunto de condiciones fisicas.

Los elementos quimicos de interés est&n presentes en
soluciones acuosas, como iones. Ciertas combinaciones
de estos iones son compucstos que tienen muy poca SO-
lubilidad en el agua. Adem&s el agua tiene ma capaci
dad limite para mantener estos compuestos en solucidn
y cuando dicha capacidad 0 sulubilidad es excedida,
los componentes de la solucién se precipitan como sd-

lidos.

En consecuencia, la precipitacién de materiales s61i-
dos que dan origen a la formacidén de incrustaciones,

puede ocurrir debido a las siguientes razones:
a. Por que el agua contiene iones, los cuales son capa
ces de formar compuestos de solubilidad limitada.

b. Si hay un cambio en las condiciones fisicas 0 en la
composicién del aqua, lo cual disminuye la solubili

dad por debajo de las concentraciones prescntes.

Los s6lidos precipitados pueden, ya sea mantenerse en
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suspensién en el agua, O formar una incrustacién cohe
rente sobre una superficie, tal como en la pared de
una tuberfa. EI| taponamiento de la formacién puede o-
currir por filtracién de las partfculas suspendidasen
el agua. 0, el iIncrustamiento sélido puede formarse en
la cara de la formacién. Ninguna de las 2 situaciones
son deseables. La dificultad de remocién puede variar

con el tipo de taponamiento que ha ocurrido.

Frecuentemente la formacién de las Incrustaciones res
tringe el paso del fluido a través de las lineas de
flujo y de inyeccidén, y en las sartas de tuberias. Tam
bién a menudo la corrosidén es mis severa cuando hay la
formacién de un depdsito de incrustacién. En resumen,
las incrustaciones formadas por el agua son responsa-
bles de muchos problemas en la produccién de pozos de
petréleo, Y Un control efectivo de las mismas. debeser
uno de los principales objetivos de cualquier operacidn

eficiente de inyeccidn de agua.
INCRUSTACIONES COMUNES

De las diferentes incrustaciones posibles Tormadas por
el agua, sélo pocas de ellas sSOn generalmente encontra
das en las aguas de los campos pectroliferos. Estas in-
crustaciones estdn listadas a continuacién en la tabla

N2 1 junto con las principalcs variables que afectan su
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solubilidad.
TABLA N2 1

INCRUSTAC IONES MAS COMUNES
NOMBRE FORMULA OUIMICA VARIABLES PRINCIPALES
Carbonato de Ca CO3 Presi6n parcial del CO, pH |
calcio (cal- temperatura, total de sales
cita) disueltas.
Sullfgto de Ca 504.2H,0 Temperatura, total. de sales
calcio veso . .
(mAs comtin) Ca SO, disueltas. Presién
Anhidrita
Sulfato de Ba =0, Temperatura, total de sales
bario. Sulfg disueltas
to de Estron Sr SO4 Isu )
cia.
Compuestos de
hierro.
Carbonato fe- Fe C()3 Corrosidn
rroso.
Sulfuro ferro Fe S Gases disueltos
so.
Hidr6xido fe- Fe (OH) , pH
rroso
Hidréxido fé- Fe (OH) 3
rrico.
Oxido férrico Fe203 ’)

«

e

1 2)
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Analicemos cada tipo de incrustaci6én y las variables

que inciden en la solubilidad de ellas

3.2.1. Carbonato de calcio

La incrustacidn de carbonato de calcio puede -
ser formada por la combinacidn del i6n calcio,
ya Sea con los iones carbonato o bicarbonatode

la siguiente manera:

Ca + CO Ca CO31 (1)

++

Ca + 2 (HCO,)=>CaCoO l+ COo.. + H,O0 (2)

3 3 2 2

caE
o

~

A. Efecto del CO2

La presencia del CO2 incrementa la solubili
dad del rarbonato de calcio (ca co3) en el
agua. Cuando el di6éxido de carbono se disuel
ve en el agua, forma el &cido carbénico, el
cual se ioniza de acuerdo a la siguiente se

rie de ecuaciones.

CO, + Hy0 " H,CO3 (3)
HpCO3 T== H' + HCO3 (4)
HCO,~ === H® + CO3 (5)

Solamente UN pequeno porcentaje de los io-

nes bicarbonatos se disocian para forma HT
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Y COé_ come se aprecia en la ecuacién (5).
Los iones bicarbonatos exceden ampliamente
el nGmero de iones carbonatos presentes, ba
jo condiciones normales. En consecuencia, se
piensa que la ecuacién (2) es la expresién -
m4s exacta para la precipitacién del carbo-

nato de calcio(7).

Como la concentracién del CO,; en solucidn se
incrementa, la reaccién cambia hacia la iz-
quierda, resultando una menor precipitacién
del carbonato de calcio (Ca CO5) . El agua
también llega a ser mds &cida (disminucién

del p¥) con la adicién de CO2 al agua.

La cantidad de COp que se disolverd en el
agua es proporcional a la presién parcial -
del Cco, en el gas, sobre el agua, que se cal

cula de la siguiente forma:

P resi6n parcial del COy = (Fraccién Molar de co, en

el gas) (Presion Total).

Por tanto, Si un sistema estd operando a 1200
Lpc y el gas asociado contiene el 10% molar
de CO, (1 peso molecular de Co, por 10 pesos
moleculares de gas), la presién parcial del

COy en el gas es:
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(0.1) (1200) = 120 lpc

Entonces, ya sea que la presién del sistema
o el porcentaje de co2 en el gas fuesen iIn-
crementados, la cantidad de co02 disuelto en

el agua también se Incrementarb.

Un conjunto de datos analizados para una a-
qua particular a la temperatura ambiente,

muestra un incremento triple en la solubi-
lidad del carbonato de calcio (CaCO3), cuan
do la presién parcial del C02 sobre al agua

se incrementa de 15 a 750 1lpc.

Lo inverso también es cierto, siendo esto
una de las mayores causas para la deposita-
cidén de las Incrustaciones de carhonato de
calcio (Ca CO3). En cualquier punto del sis
tema donde ocurre una cafda de presién, la
presién parcial del co, en la fase gaseosa
disminuye, entonces, el C02 sale de la solu
cién y el pH del agua aumenta. ESto  hace
que cambie la reaccidn (2) hacia la derecha
v pueda causar la precipitacién del carbona

to de calcio (Ca CO3).
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B. EFECTO DEL pﬂce )
La cantidad. de Co, presente en el agua, afec
ta el pu del agua y la soluhilidad del carho
nato de calcio. Sin emhargo, realmente no
es algo clue cause la acidez o alcalinidaddel
agua. A un pH mi&s bajo, es menos probablela
precipitacién del carhonato de calcio. Inver
samente con un pH alto, es méds probable que

la depositacién ocurra.

)
C. EFECTO DE LA TEMPERATURA(-

Al contrario del conportamiento de la mayoria
de los materiales, el carhonato de calcio lle
ga a ser menos soluble conforme Increments la
temperatura. 2 mayor calentamiento de agua,
es mds probable la formacién de iIncrustacio-

nes de carbonato de calcio.

Entonces, el agua que no produce incrustacio-
nes en superficie, las puedc originar en los
pozos de inyeccidn, si la temperatura de €on-

do es suficientemente alta.

El comportamiento general de la solubilidad -
del carbonato de calcio como una funcién dela

temperatura se lo puede apreciaren la fig. 5.
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(4
EFECTO DE LAS SALES DISUFLTAS

La solubilidad del carbonato de calcio incre
menta cuando el contenido de sales del agua,
aumenta. Por ejemplo, agreqando 200.000 mg/1
de cloruro de sodio (NaCl) al agua destilada
la solubilidad del carbonato de calcio (CaCOj3)

aumenta de 100 mg/1 a 250 mg/l.

Efectivamente, mientras mayor es el total de
s6lidos disueltos, (no contando iones de cal
cia o carbonato), mds grande es la solubili-
dad del carbonato de calcio (CaCO3) en el a-
gua y m&s baja es la tendencia al incrusta-

miento, hasta un valor mdximo cercano a 200.000

ng/1.

En resumen, la probabilidad de formar incrus

taciones de carbonato de calcio (CaCOj3).

Aumenta con la temperatura.

Aumenta conforme disminuye la presién parcial
del CO,y.

Aumenta con el incremento de pH.

Aumenta conforme disminuye el contenido total

de sales disueltas.
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sulfato de calcio

La precipitacién del sulfato de calcio del agua

resulta de la siguiente reaccién:

A.

++ _
Ca + 50, .——CaSOy4

Formas del sulfato de calcio

La mavorfa de los depdsitos de sulfato de cal
cia encontrados en los campos de petrdleo SON
de yeso, cque es la forma predominante a tempe
raturas de 100" F o0 menores. A una temperatu-

ra superior, la anhidrita (CasSO4) puede ser

7
hallada. (ver fig. 5). aﬁf .

Efecto de la temperatura K,;f 7

La solubilidad del yeso aumenta con la tempera
tura hasta cerca de 100" F, entonces disminuye
con posteriores incrementos, (ver fig. 5). Es-
to es bastante diferente al comportamiento so-
lubilidad-temperatura del carhonato de calcio
(Cacoy) . En primer lugar, el yeso es conside-
rablemente m4as soluble que el carbonato de cal
cia (caco3), en el rango normal de temperatura
de interés. En segundo término, el mdximo en
la curva del yeso nos dice que un aumento en

la temperatura podrfa, ya sSea incrementar odis
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minuir la solubilidad del yeso, dependiendo a
que parte de la curva de temperatura nos esta
mos refiriendo. Esto es completamente diferen
te del carbonato de calcio, donde un aumento
en la temperatura siempre disminuird la solu-

bilidad.

Se debe notar que sobre los 100° F, la anhi-
drita llega a ser menos soluble que el yeso,
por lo tanto podria razonablemente esperarse
que la anhidrita deba ser la forma preferente
de sulfato de calcio (Casog), en pozos muy pro
fundos, bien calientes, Actualmente, la tempe
ratura a la cual las iIncrustaciones cambhian la
forma de yeso a anhidrita, es también una fun
cidén de la presién y contenido de sales di-

sueltas.
Efecto de las sales disueltas

La presencia del cloruro de sodio (NaCl), d o
tras sales disueltas ademds de los 1ones cal-
cio o sulfato, aumentan la solubilidad del ye
so 0 anhidrita, lo mismo que para el caso del
carbonato de calcio, hasta una concentracién

de sal cercana a 150.000 mg/1. Posterior in-

cremento en el contenido de sal, disminuye la
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solubilidad del sulfato de calcio (CaSO4). Agre
gando 150.000 mg/1 de sal al agua destilada, se

triplicard la solubilidad del veso.

Ffecto de la presién

Conocemos que una caida de presidén puede causar

la depositacién del sulfato de calcio (Casog). La
razén por la cual el sulfato de calcio llegaa ser
menos soluble, conforme disminuye la presibn, es
bastante diferente que aquella para el carhonato
de calcio. TLa presencia 0 ausencia de C02 en solu

cién, tiene poco que hacer con el sulfato de calcio.

El efecto del incremento de presién en la soluhi
lidad del sulfato de calcio es fisico, ya que O-
rigina la.reduccién del tamaifo de las moléculas

de sulfato de calcio (11,6). Sin embargo, incre
mentos de presién bastante grandes son necesarios
para efectuar cambhios significativos en el tama-
fio molecular. Por ejemplo, la solubilidad de la
anhidrita en el aqua destilada es aproximadamen-
te 0.075% (por peso) a 100°C y a una atmésfera de
presién (14.7 lpc) aumentando la presién a 100 at
m6sferas (1470 1pc) la soluhilidad incrementa a

cerca de 0.09%(6) (por peso).

Seria suficiente decir que el efecto de la calda
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de presi6n prohablemente no es de mayor impor
tancin en las operaciones de inyeccién de a-
qua. Puede ser un problema crftico en la pro
duccidn normal de un pozo. Las caidas de pre-
si6én alrededor de la boca del pozo, puede ori
ginar incrustaciones en la formacién, |0 mis-
mo que en la tuberfa de produccién. Hasta la
presente fecha, no hay un método satisfactorio
que incluya la presidn en los cdlculcs de pre
diccién del incrustamiento por suifato de cal

cia.

Sulfato de bario

Incrustaciones de sulfato de bario son las me
nos solubles de las discutidas hasta ahora.

La reaccidn quimica que ocurre es:

++ = —
Ba + SO Ba 50, |

En la tabla NQ 2 se compara la solubilidad de
los tres tipos de incrustaciones, ya menciona
das, en agua destilada a 77° F.

TABLA N2 2
SOLUBILIDAD COMPARATIVA
Incrustaciones Solubilidad (mg/1)

Yeso 2080.0
Carbonato de calcio 53.0
Sulfato de bario 2.3



28

La extrema insoluhilidad del sulfato de hario
(BasSO4), hace muy probable que el incrustamien
to ocurra si tanto iones de Battcomo SO4= es-
tdn presentes en el agua.

La mayor parte de las incrustaciones de sul
fato de bario tambi&n contienen algo de sulfa-
to de estroncio. Sin embargo, este andlisis es
tard limitado a la solubilidad del sulfato de

bario.
A. Efecto de la temperatura

La solubilidad del sulfato de bario incre-

menta con la temperatura. En agua desiltada
aumenta, de 2.3 mg/1 a 77 ° F, a 3.9 mg/1 a
203° F(7). El porcentaje de aumento es bien
substancial, pero el sulfato de bario toda
via es bastante insoluble adn a esta tempe-

ratura muy alta.

Debido a que la solubilidad aumenta con la
temperatura, usualmente el sulfato de bario
no presenta problemas de incrustamiento en
el fondo del hueco en pozos de inyeccibn, si
es no - iIncrustante a condiciones de superfi
tie. Los problemas m&s comunes son origina-

dos en los pozos de produccidn,
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Efecto de las sales disueltas

La solubilidad del sulfato de bario en agua
es incrementada por sales disueltas extra-
nas, como en el caso del carbonato de cal-
cio y sulfato de calcio. La adicién de -
100.000 mg/1 de cloruro de sodio al agua
destilada, incrementa la solubilidad del
sulfato de bario de 2,3 mg/1 a 30.0 mg/1,

a 77° F. Manteniendo una concentracidn de
100.000 mg/1 e incrementando la temperatu
ra a 203° F, la solubilidad del sulfatode

bario aumentard a cerca de 65 mg/1(7).

Como regla de aproximacidén, se puede asu
nir que la solubilidad del sulfato de ba-
rio serd el doble cuando la temperatura se
eleve de 77° F a 203° F, independiente de

la concentracién de sales disueltas.

3. 2.4. Compuestos de hierro

A.

Origen del hierro en el agua

Los iones de hierro presentes en el agua
pueden ser debidos a su presencia natural
en la misma o como resultado de la corro
si6n. DNormalmente el aqua de formacién con

tiene solamente unos pocos mg/1 de hierro
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natural, y valores tan altos como 100 mg/1

son raros. Altos contcnidos de hierro se
deben exclusivamente al resultado de la co
rrosién. Los componentes precipitados de
hierro son excelentes taponadores de la for
macién, as€ como Indicadores de los igual-

mente serios problemas de corrosibn.
Gases disueltos

La corrosibn generalmente es el resultado

del CO,, HyS ¢ oxigeno, disueltos en el

agua. La mayoria de las incrustaciones que
contienen hierro Son producto de corrosibn.
Sin embargo, los compuestos de hierro tam
bién pueden formarse POr una reaccién coN
el hierro natural de la formacibn, aun si

la corrosidn =s relativamente moderada.

1. Didxido de carbono.

El diéxido de carbono, reaccionard con
el hierro para formar incrustaciones de
carbonato de hierro. De cualquier modo
las incrustaciones formadas dependerdn
del pH del sistema y la formacidén delas
mismas es mucho m&s probable con un pi

superior a 7,
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Sulfuro de hidr&6geno

El sulfuro de hidr6geno formar& sulfuro
de hierro como un producto de la corro-
sién, el cual es completamente insoluble
y usualmente forma una delgada incrusta-
ci6én adherente. EIl sulfuro de hierro en
suspensidn es la causa de las "aguas ne-

gras" .

El diagrama del sulfuro de hierro figura
4, i1lustra la concentracién del iédn fe-

++

rroso (Fe "), el cual permanecerd en so-

lucidén a varios valores de pH y concen-
. . . +++
traciones de HyS. EIl i6n férrico (Fe )

pocas veces es encontrado para valoresde

pH superiores a 3.0.

50

10 \ \ \ \ p prﬂ .st;
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FIG. 4 Clagrama del suifuro de hierro aj )
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Oxigeno

El hidréxido ferroso Fe(OH)2 , el hidréxi-
do férrico TFe(OH), 'y el 6xido férrico -
(Fe,03) , son incrustaciones comunes resul-

tantes del contacto con el aire.

Por ejemplo, veamos la siguiente reaccidn:

2 et + 4-Hco; t 20,0 + 1/2 0,222Fe (OH) ;+4C0,

2

El i6n ferroso (Fe++) es oxidado por la pre

sencia del aire para dar i6n férrico (Fet+,
resultando hidréxido férrico. Este es practi

camente insoluble para un pH superior a 4.0.

Los compuestos de hierro también pueden re-
sultar de la accidén de ciertas bacterias, las
cuales viven en el agua, en la presencia de
aire. Fstas bacterias toman iones ferrosos

++

(Fe ), del agua y depositan hidrdxido f&-

rrico.

En resumen, la quimica de los compuestos de
hierro es mucho mis compleja que acuella de
los compuestos discutidos previamente. Esto
es debido, principalmente al hecho de que el
hierro generalmente existe en 2 estados de -

+4
oxidacién en el agua, ferroso (Fe ) y férri
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++
co (Fe ). FEstos dos iones forman cornpues
tos con los mismos aniones, los cuales po-
seen solubilidades muy diferentes. Es difi-

cil predecir cuantitativamente el comporta-

miento de los compuestos de hierro. Lo mds

importante es predecir su formacidn.

PREDICCION DE LA FORMACION DE INCRUSTACIONES

3.3.1.

C4lculo del valor de la solubilidad

Los c&lculos de solubilidad pueden ser usados
para predecir la formacién de ciertos tipos
de incrustaciones. LOS métodos de cdlculo re-
sumidos aqui no son los Gnicos disponibles.

Sin embargo, en la opinién de su autor (2) e-
llos representan las mejores técnicas disponi

bles al momento.

T.os valores obtenidos de estos procedimientos
de cédlculo deben ser tornados tan solo como -
guias. Ellos indican el grado de tendencia al
incrustamiento o la probabilidad de la forma-
cién de incrustaciones. Asunciones simplifica
das han sido hechas en la derivacibén de cada

ecuacibn.

Se debe enfatizar, que si la formacién de in-
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crustaciones es sefialada por los cédlculos, sirve
como un aviso. Si se observa una posible fuente
de aqua, se deben evitar aquellas que muestren u
na tendencia al incrustamiento, o hacer la plani
ficacién de un tratamiento futuro. Similarmente
se deberla evitar aquas mezcladas, las cuales -
podrlan resultar en un andlisis complejo, que
exhiba tendencia al incrustamiento bajo condicio

nes del sistema.

Un cidlculo de la tendencia al iIncrustamiento en
un sistema dado, debe enfocar la atencién en el
hecho de que la formacién de Incrustaciones es
probable, y se deberfa comenzar chequeando elsis
tema tan-pronto como sea posible, por indicios -
de formacién de Incrustaciones. Los cdlculos de
solubilidad son herramientas extremadamente va-
liosas, pero mds que todo su valor absoluto esta
rd muy influenciado por la experiencia y criterio

de la persona que los maneje.

Importancia del andlisis de las aguas de campo

Es extremadamente critico que los valores de los
diferentes pardmetros usados en los cidlculos de
la solubilidad, sean medidos Inmediatamente des-
pués de que sea tomada la muestra de agua. Este

punto no debe ser reemplazado. CAlculos v&lidos



35

de solubilidad no pueden ser hechos del andli-
sis de agua en el laboratorio, debido al tiem-
po transcurrido entre el muestreo y el an&lisis.
Esto es verdad, va que algunos de los pardme-
tros criticos cambian rdpidamente después del
muestreo. ldealmente, el anidlisis del aqua de-
be ser efectuado a presisn y temperatura del
sistema. Esto no es posible, pero disponemos de
la mejor solucidn inmediata: tapar la muestray
analizarla lo mds rédpido que se pueda. El cal-
culo de la tendencia al incrustamiento es uno
de los primeros valores, de un andlisis del a-

gua de campo.

Alqunos de los pardmetros que empiezan a  cam

biar Tnmediatamente después del muestreo son:

1. Temperatura

La temperatura es critica en la formacién de
todas las incrustaciones y debe ser medida

inmediatamente.

2. pH
En el instante en que la presién es reducida,
algunos "gases dcidos™ disueltos (H,S Yy CO2)
empezardn a escapar del agua y el pH comenza
r& a aumentar. Un valor exacto del pH es e-

sencial para predecir la solubilidad de las
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difcrentes incrustaciones,
lones bicarlonato y carbonato

La disipaci6én del CO, disuelto tendrd un e-
fecto directo en las concentraciones del car
bonato y bicarhonato. Por lo tanto la concen
tracién de estos iones debe ser determinada

inmediatamente.

Otras observaciones

Puesto que nosotros estamos tratando con in-
crustaciones o sélidos en suspensién, es re-
cornendable que sean efectuadas otras determi

naciones en el campo. Ellas son:

a) hierro

Los compuestos insolubles de hierro se pueden
formar a medida que el aire, gradualmente
se disuelve en la muestra o por el aumen-
to del pH debido a la pérdida del C02 o
H»S. Después de varios dfas de haber sido
tomada una muestra, se puede ohservar la
presencia de compuestos de hierro precipi-
tados, los cuales no estaban presentes ba-
jo las condiciones del sistema. Ademds se

debe notar la apariencia de la muestra.
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b) Turbidez y s6lidos en suspensidn

En las muestras que han sido tomadas ha
ce algtGn tiempo, la turbidez y/o el con
tenido de s6lidos suspendidos del agua
es también muy probable que cambie. Es-
tos pardmetros son usados a menudo, CO-
mo una rnedida del potencial de tapona-
miento por sélidos. Las mediciones de~
Sen ser realizadas en el campo sobre u-
na muestra fresca.

c) Otros iones y propiedades

Las concentraciones de los iones Cat+t,

++

s0,7, Mg Y cl~ son también necesarias

para el cdlculo del incrustamiento.

C8lculos de la solubilidad del carbonato de

calcio

El indice de saturacién de Lanqgelier fud desa
rrollado para predecir la formacién de la in-
crustacién de carbonato de calcio de aguas -
frescas. Este estudio fué continuado por Stiff
vy Davis(10) para aplicarlo a las salmueras de
los campos de petrSleo, Es una ecuacifn empi-

rica, que tiene la siguiente forma:

SI = pH - pHs
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pH del sistema real

pHs= pH al cual el sistema deherfa estar satu

rado con caxhonato dc calcio.

pHs = K + pCa * pAlk

de donde

SI = pE - K - pCa - pAlK

donde :

ST =

pH =

Indice de Incrustamiento. 3i es negativo,
el agua estd bajo saturada con carbonato
de calcio y la formacién de incrustacio-
nes es poco probable. Si el Sl es positi
vo, es probable que el incrustamiento se

forme.

pH real del agua

Una constante, que es funcién de la sali
nidad, composicidn y temperatura del a-
gua. Valores de K son obtenidos de una
correlacién grdfica entre el esfuerzo is
nice y la temperatura del agua, encontxdn

dose estos valores de X en la fig. 9.

El esfuerzo iénico es:

2 2 2 2
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En donde:
C = La concentracidn del idn en moles/1000

gramos de agua.

Z = Valencia del i6n

pCa = log 1
++ . .
moles Cca’ "/litro

pAlK = log 1
ecuivalente total de la alcalinidad/lit.

Donde la alcalinidad total = CO3_ + HCO;.

Entonces, para poder realizar los cdlculos
de la solubilidad del carbonato de calcio
seqgln este método, debemos tener los siguien

tes datos:

Concentraciones, pH y temperatura de los 10

+ ++ ++ - = - =
nesNa ,Ca ,Mg ,cl, co HCO SO, -

Valores de K como una funcién del esfuerzo
i6nico y una carta para la determinacidn del
pCa Y pAlKk, estdn presentados en la fig. 6y

7.

El resultado de los cdlculos puede ser resu-

mido como Sigue:

1. si el s1 es negativo, el agua no estd sa-

turada con carbonato de calcio (CaCo,) Yy
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las incrustaciones probablemente no se

formen.

2. si el s1 es positivo, el agua estd super
saturada con carbonato de calcio (Caco3)
y la formacién de incrustaciones se lle-

vard a cabo.

3,81 €1 ST es cero, el agua estd en el pun

to de saturacién,

3.3.4. Ccidlculos de la solubilidad del sulfato de cal

cio (yeso).

El método de Skillman (8), McDonald y StiffF,
es uno de los mds recientes para predecir la
solubilidad del yeso en las salmueras de 1los
campos de petrdleo. Se ha encontrado que los
valores calculados se correlacionan bien con

la experiencia de campo.

El método de Skillman y colaboradores, esta
basado en las medidas de la solubilidad termo
dindmica Yy tiene como teoria bdsica la siguien

te ecuacidn;

S = 1000 {'x2+ K = x }
donde :

s = Solubilidad calculada del yeso, enMeqg/litro)
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K = Constante, que es funcién de la composicién
del agua y de la temperatura. Es llamada la
constante producto de solubilidad. Los valo
res de K son obtenidos de una correlacidn =
grdfica con el esfuerzo i6nico, como en el
caso del cdlculo del SI para el carbonato -
de calcio. Los valores de K como una funcién
del esfuerzo i6nico para el sulfato de cal-

cio estdn presentadas en la fig. 8.

X = Exceso en la concentracidén del i6n comin,
expresado en moles/litro. Esto essimplemen
te la diferencia entre la concentracidén del
calcio y la concentracidén del sulfato.

Los datos requeridos para esta determinacibn,

son los mismos gque para el cdlculo del SI para

el carbonato de calcio.

La solubilidad del yeso calculada (meq/litro),
es comparada con las concentraciones reales de
los iones C§+ y SO% presentes en el agua (ex-
presada en meq/litro). Si S €S menor que la -
mds pequefia de las 2 concentraciones (CéFFoSOZL

entonces es probable la formacién de la incrusta-

cién de yeso.
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Si S es mds grande que una de las concentra-

) ) ++ =
ciones de los iones Ca 0 sO,, el agua no es
t4 saturada con yeso y es poco probable que

el incrustamiento ocurra.

Se debe recordar que para hacer estas compara

. ) ++
ciones, todas las concentraciones de S, Ca

Y SO, deben estar expresadas en miliequiva-

lentes/litro (meq/litro) .

3.3.5. Cdlculo de la solubilidad del sulfato de hario

Es posible estimar la solubilidad del sulfato
de bario para aguas que contienen predominan-
temente iones cloroy sodio y ruy pocos iones, magne
SI0 O calcic(7) - Debido a aque la solubilidad del
sulfato de bario es limitada, la presencia de
los iones Ba++ Yy SO4= en algunas aguas, indi-
ca una fuerte posibilidad de formacién de in-
crustaciones y deben realizar pruebas de com-

patibilidad en aguas especlficas de interés.

3.3.6. Uso de un computador para la predicci6n de

Las incrustaciones

Los cédlculos de soluhilidad pueden ser muy te
diosos. Si se tiene que hacer un gran n@Gmrero
de predicciones, a menudo es deseable elaborar

un programa de computadora para poder realizar
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los cdlculos de los m&todos de prediccidn, que

son bastantes simples.

MEZCLAS DE AGUA Y COPIPATIBILIDAD

Una de las principales causas para la formacién de in

crustaciones y taponamiento en los pozos de inyeccidn,

es la mezcla de dos o mds aquas, que son incompatibles.

Las aguas, en forma individual, pueden ser bastante es

tables a todas las condiciones del sistema y no presen

tar problemas de incrustamiento. Sin embargo, una vez

mezcladas, las reacciones entre los iones disueltos en

las aguas individuales pueden formar productos insolu-
i

bles. Cuando ests ocurre, se dice cue las aguas son in

compatibles.

Por ejemplo, podrfa ser un error mezclar una agua

++
(Ba ),

que
contiene una gran cantidad de iones bario con

una agua conteniendo gran nGmero de ione:: sulfatos(SOZ)
La formacidén del sulfato de bario seria cas! seaqura.
Dos aquas pueden ser descritas cualitativamente de la

siquiente manera:

COMPONENTF. AGUA "A" AGUA "B"
catt presente ausente
HCO3" ausente vresente
$0,= ausente presente
Batt presente ausente
rett o reftt auscnte presente
H)S presente ausente
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Dependiendo de las cantidades de cada componente pre
sente, el pH, temperatura v la relacién en la cual las
2 aquas estdn mezcladas, se ruede esperar que algunos
0 todos de los siquientes prccipitados ocurran: carbo
nsto de calcio, sulfato de calcio, sulfato de bario

0 sulfuros de hierro. La situacién se complica si mds

de dos aguas estdn mezcladas.

La mezcla en superficie de dos 0 mds aquas incompati-

hles para ser inyectacas a la formacién, obviamente es
indeseable. La otra &rea donde pueden aparecer proble-
mas de incornpatihilidad es cuando el agua de inyeccidn
no es compatible con el agua natural de formacién, en
la zona donde dicha inveccién estd ocurriendo. Sor-

prendentemente, muy pocos problemas de taponamiento de
bido a la incompatihilidad ocurren en los pozos de in-
yeccién, poOr que solamente hay una pequera &rea de con

tacto entre las aquas de inveccién y de formacién, ocu

rriendo un minimo mezclado. LOS problemas severos o0CU
rren desoués del rompimiento del frente de inyeccién en
los poOzos productores, ya que aqui existe una gran O-
portunidad de cque ocurra lamezcla. Como el porcentaje

de aqua inyectada en el aqua producida aumenta, la for

macifén de incrustacidn en la fase de produccidén puede

llegar a ser muy severa.
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La comptatibilidad de las mezclas de aqua es indicada

va Sea por los cdlculos dc solubilidad o por pruebas

experimentales. Las determinaciones experimentales nor

malmente son mas confiables si son obtenidas muestras

de las aquas a ser mezcladas,

3.4.1.

Célculos de solubilidad

Los cdlculos de la solubilidad permiten lo si-

guiente:

1, Ohtener anidlisis de las muestras a ser mez-
cladas.

2, Calcular un andlisis compuesto para las a-
quas, a diferentes relaciones de mezclado.

3. calcular la tendencia al incrustamiento de
las mezclas de aqua, como previamente fue -

descrito.

Ensavos de compatihilidad

Para realizar, se toman muestras frescas de las
aguas a ser mezcladas, filtradas para eliminar
algunos s6lidos susncndidos v entonces son mez
cladas en diversas relaciones. Las diferentes
mezclas de las muestras SONn colocadas aparte V

observadas para ver si ocurre alquna precipita

cibn,
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MANERAS DE PREVENIPR LA FOPMACION DI LAS INCRPUSTACIO-

MES.

A continuacibén vamos a describir alaunas de las con-
sideraciones que se deben tener presente, con el fin

de eliminar la formacifén de las incrustaciones.

3.5.1. Evitando la mezcla de aquas incompvatibles

De lo que se ha discutido anteriormente, €s ob
via la inportancia de no tener problemas decom
patibilidad. Siempre dehemos ser extremadamente
cuidadosos cuando estemos considerando aguas mez

cladas,

3.5.2. Rlteracitn de la composicién del aqua

Dentro de este pardmetro tenemos los siguientes

factores:

1. Dilucidén del agua

Es precisamente lo contrario del problema pre
cedente. Una aqua de inveccidn que normalmen
te podria formar incrustaciones puede ser d.i
luida con otra agua, de tal manera que la mez
cia resultante sea estable a las condiciones

del sistema.
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2. Control. del pB
Disminuyendo el pH incrementard la solubili
dad de los compuestos de hierro v de las in
crustaciones de carbonato. Sin embargo, CS-
to también tendera a hacer el adqua mds cO-
rrosiva, v puede crear problemas de corro-
sién. 1 pH tiene poco o ninglin efecto SO-
bre la soluhilidad de las incrustaciones de

sulfato.

Este no es un método de control de las in-
crustaciones usado ampliamente. Usualmente
es prdctico, solamente si es necesario un
pequeno camhio en el pH, para urevenir la
precipitacién de compuestos insolubles. Tam
kién Sse necesita un buen control del pH, pe-
ro esto a menudo es dificil en operaciones

normales de campos de petrdleo.

Eliminacién de los compuestcs formadores de las

incrustaciones.

Fn este factor tenemos que considerar |0 siguien
te:

a. FEliminacidn de los gases disueltos

Los gases disueltos tales coro el Hps, CO, Vv

05 puedcn ser removidos del acua poOr medios -
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aquimicos v/o mecdnicos. Fsto puede eliminar la
formacidn de compuestos en solubles de hicrro

(sulfuros v 6xidos).

Como Sse establecif previamente, simplemente re
moviendo el CO, del aqua aumentard la severidad
de la depositacidn de la incrustacién. Sin em-
bargo, el pH puede ser suficientemente disminuf
do para convertir todos itos carbonatos v bhicar-
bonatos a COj;. Entonces la remocidn del COj pre
vendrd la formacién de las incrustaciones de car

bona tos.

La presencia de uno o mds de estos 3 gases di-
sueltos en el aqua, es una de las mayores causas

de la corrosibn.

Procesos de ablandamiento del aqua

Procesos tales como el intercambio idnico, ablan-
damiento de la precipitacién o destilacién, ra-
ras veces son usados para prcvenir la deposita-
cidén de incrustaciones de las aquas de inyeccién.
Estos proccsos remueven los iones formadores de

++ ++ =

» Mg, SO,

v 7co. v pueden ser usados solos O en combina
oy 7 a

las incrustaciones tales como: Ca

cidén. Entonces el aqua es abhlandada, por la e-

liminaci6n de estos ioncs.
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El problema con el uso de estos proccsos en las
salmueras de los campos de petréleo, es el cos-
to de ellos, va que se dehen eliminar relativa-
mente grandes cantidades involucradas. Casi siem
pre es mds barato usar otros métodos de control

de incrustaciones,

De los procesos enumerados, el intercambio iéni
co es probablemente el mds generalmente aplicado
en las operaciones relacionadas CON los campos
de petrbleo. TLas unidades del intercambio iéni-
co han sido usadas ampliamente para ahlandar las
aguas frescas, que van a ser usadas en alimentar
los calderos de generacién de vapor, empleados

en operaciones de recohro térmico.

3.5,3, nuimicos para control de las incrustaciones

Los inhihidores de incrustaciones son qufmicos,
los cuales previenen la formacidén de las mismas,
cuando son agregados a una agua normalmente in-
crustante. Fsto se cumple, mantenicndo en solu
ci6én los cationes formadores de incrustaciones -
(calcio, hierro, bario) , vor medio de varios me-

car.ismos .

Existen disponihles difercntes tipos de auimicos
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controladores a incrustaciones. Solamente se

discutirdn A continuacién aquellos que general

mente sSon usados en los campos de petréleo,

A.

Polifosfatos inorgénicos

Estos materiales son s6lidos inorgénicos no

cristalinos y estdn disponibles como polifos

fatos simples o como polifosfatos controlado

res de la solubilidad.

Estudiemos sus principales caracteristicas:

1.

Tipos de polifosfatos

Los polifosfatos simples se disuelven en
el agua muy rapicdamente, en tanto cque los
polifosfatos controladores de la solubili
dad se disuelven nucho m&s lentamente. LOS
dos tipos de polifosfatos tienen diferen
tes composiciones, pero usan el mismo me-
canismo de accién. La seleccifn entre uno
de los dos, se basa principalmente en el

método de tratamiento y en el costo rela-
tivo. Los polifosfatos controladores de
la soluhilidad son mucho m&s costosos que

los polifosfatos regulares.

2 ,Mecanismo

E1l mecanismo de inhibicidn €S ei "efecto
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de entrada” . Cuando las incrustaciones de
CaCO3 (0] CaSO4 comienzan a formarse, Cris-
tales muy peauenos se precipitan del aqua.
en ese momento, los iones fosfatos cubren
los pequenos cristales, antes de cue ten-
gan oportunidad para desarrollarse, evitan
do de esta manera un crecimiento posterior.
Esta accién de cubrimiento €S conocida como
adsorcién de los fosfatos en los nucleos de
las incrustaciones, cuando ellas est&n jus
to, en el. comienzo de un crecimiento consi
derablemente grande., Fsto hace posikle im
pedir la formacidén de una gran cantidad de
material incrustante, mediante el uso de

una peauenia cantidad de polifosfatos.

Reversién

Uno de los problemas con los polikosfatos
es que ellos pueden cambiar su forma con

el tiempo Yy no act@an ampliamente como in
hibidores de las incrustaciones. Fste cam
bio en la forma es llamado reversidn y ac
tualmente es la hidr&lisis del polifosfa-

to o ortofosfato. lLos ortofosfatos recaccio
nan con calcio para formar Tfosfato de cal-
cio insoluble v causar dc esta manera pro-

blemas de taponamniento,
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La tasa de reversibn es diferente para di
ferentes composiciones de polifosfatos.
Las dos propiedades del agua que afectan
la reversién son: el pH y la temperatura.
Ceneralmente la tasa de reversifbn €S in-

crementada por :

a) Disminucidén del pH (mds Acido)

b) Calentamiento del agua

Se dehe senalar que los polifosfatos pueden
precipitar y causar problemas Sin reversién,
Si SU concentracién en el agua llega a ser

demasiado alta.
Concentraciones recueridas

Los polifosfatos dehen estar presentes en
el aqua en todo momento, a fin de efectuar
su trabajo. LOs métodos de tratamiento usa
dos con inhibidores de corrosidén, no pue-
den ser usados con inhihidores de incrusta

ciones.

Los polifosfatos son mAs efectivos para pre
venir las incrustacioncs de carhonato de
calcio, Yy gereralmente menos efectivos con

las de sulfato de bario, requiriéndose por
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lo tanto, concentraciones mds altas para
cumplir su trabajo. Muy altas concentra-
ciones pueden ser de alguna ayuda con el

sulfato de hario.

A continuacién damos algunas guias de con

centracidn:

CaCh5: 2-5 mg/litro de polifosfatos,
CasS0g: 10-20 mg/litro de polifosfatos.
BaS0O,4: 50 mg/litro 0 mids de polifos-

fatos.

Métodos de avlicacidn

Los polifosfatos sencillos pueden ser di
sueltos en el agua e inyectados en elsis

tema con una bomba de cuimicos.

Los polifosfatos controladores de solubi
lidad son siempre colocados en el siste-
ma en forma s6lida, Una de las caracterfs
ticas convenientes de los polifosfatos -
controladores de solubilidad es que pue-
den ser seleccionados para disolver a una
tasa tal, que alimentara la concentraci6n
deseada de fosfato en el sistema por un lar

go periodo de tiempo,
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Factores que afectan la tasa de solucidén

de los polifosfatos controladores dc so-

lubilidad

Son las siguientes:

Tamarioc de la particula
Las particulas méds pequebas, disolve-
rdn mids ripido los polifosfatos (debi

do al incremento del &rea superficial),
Temperatura

La tasa de solucibén de un polifosfato
controlador de la solubkilidad aumenta
rd& 35% por cada 10° ¥ de incremento -

en temperatura del acua {9).
lon Cloruro

Un incremento del ién cloruro de 2000
mg/litro puede aumentar la tasa de so-

lucitn en un 65%.

Dureza

La solubilidad disminuve conforme la
dureza (concentraciones de los iones

b ++ ]
Ca y Mg ) del agua Incrcmenta.



55

e, Composicifbn
La tasa de solucibn puede ser controla
da nmezclando diferentes composiciones

de polifosfatos.

A menudo €S necesario experimentar con
diferentes materiales y tamanos de par
ticulas, para locrar ls tasa de solu-

cién deseada., Las tasas de solucidn pue
ser ser controladas, midiendo las con-
centraciones de los fosfatos en el a-
qua corn~una funcién de tiempo. Similac
mente, las tasas de reversi6én pueden -
ser medidas controlando las concentra-
ciones del ortofosfato, Fstas té&cnicas

de andlisis son completamente simples

Nuimicos organicos para control de las in-

crustaciones

Los quimicos organicos cue controlan las
incrustaciones no tienen problemas de revecr
sién, como los polifosfatos inorgénicos. Son
buenos para prevenir las incrustaciones de
carbonatos y han sido mucho mds efectivos
que los polifosfatos inorgénicos en la pre

vencidn de las incrustaciones de sulfato de
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calcio (Ca S04) y sulfato de bhario UkSO4L

Hav en el mercado muchas variedades de qui
micas org8nicos para el control de las in-
crustaciones, Algunas de las mds comunes -

son (6):

Esteres de Fosfatos Orgédnicos.

I'osfonatos orgénicos .

Fosfato amino orgdnico

Polimeros orgénicos. Los poliacrilicos SON
una de las Ffamilias de pollmeros mds am-

pliamente usados.

Algunas de las concentraciones iniciales -
gulas, para el uso de los quimicos orgéni-

COSs son:

Ca CO3: 5-10 mg/litro
Ca SO4: 15-20 mg/litro

Ba SO,: 20 mg/litro o mds

Fstas son solamente gufas y concentracio-
nes efcctivas, las cuales variaridn grande

mente de un cuimico a otro.

Todos los auimicos orgdnicos que controlan
las incrustaciones son suministradas en fot

ma liquida, con la excepcibén de ciertos pa
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limeros, los cuales pueden ser obtcnidos
en forma de polvo. EIl polvo es disuelto
en el aqua, antes de ser aplicado al sis

tema en tratamiento.

Quimicos orgdnicos liquidos tienen amplia
utilizacién, debido a su fdacil aplicacibn
con bombas normales de quimico y general-
nente son mds efectivos que los polifosfa
tos inorgdnicos para prevenir las incrus-
taciones de sulfatos. También, pueden ser
facilmente forzadas detrds de la formacién
con el fin de dar un prolongado periodo de
retroaccibn, para aplicaciones en el fondo

del hueco.

Parecido a los polifosfatos inorg&nicos,

los org&nicos liquidos deben Ser inyecta-
dos en el sistema de una manera continua

pars ser efectivos. E1 control de la con-
centracifn de los quimicos orgdnicos 1i-
quidos no es materia f&cil, Técnica analil
tics no simple, digna de confianza, esté
disponible a la fecha, aunaue varias com-
paitfas de quimicos tienen a la orden de

los usuarios técnicas especiales,
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C. Seleccidbn y Evaluaci®n de los Quimicos

Los inhibidores de incrustaciones, Simi-
lar a cualquier otra operacibn en los cam
pas de petr6leo, deben ser seleccionadas

sobre una base: efectividad-costo. Es muy
tentador escoger el quimico disponible mis
barato, lo que a menudo es un error. Algu
nas veces, los materiales disponibles mas
caros resultan los m&s baratos, en un tra
tamiento largo. Al respecto. se dehen con

siderar varias interrogantes:

a) A que concentracidén el auimico es efec

tivo?

Esto a menudo €S dificil de determinar
con precisién. Sin embargo, varios mé-
todos controladores pueden ser usados,

entre los cuales tenemos:

1. Secciones de tuberfas (Spools 0 nip-
ples).
A menudo usadas para mediciones de
corrosién, los "spools”™ son simple-
mcnte secciones cortas de tuberia co

locadas a través del sistema, las cua



59

les pueden ser removidas fécilmente,
inspeccionadas v pesadas para deter-
minar la cantidad de incrustacién for

mada.

2. Cupones de corrosién

LOos cupones de corrosién son a menu-
do vsados para detectar el crecimien

to de las incrustaciones,

3. Inspeccién visual

Fste método es bastante confiable, -

auncue N0 es muy cuantitativo, se de

be mirar el interior de los tanques,
abrir las lineas dafladas, ver el inte
rior de las vdlvulas, mirar por man-
chas donde se pueden esperar incrusta
ciones, e inspeccionarlas reqularmen-

te.

4. Pumento en la caida de presidn en el
sistema de inyeccidn,

5. Disminucién de la inyectividad (au-
mento de las presiones de inyeccién

para mantener la tasa de inyeccibn),

Esto indica taponamiento de la formacidn,
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lo cual puede ser debido a particulas de

incrustamiento o0 a otras causas,

El quimico para control de incrustaciones
es compatihle con otros quimicos que han

sido agregados al sistema?

Es importante gque no reaccione 0 interfie
ra con otros quimicos, tales como el oxi

geno, inhihidores de corrosi&n 0 biodcidos.

Cudl es el costo del guimico para lograr

un control efectivo de la incrustaci6én?

Una vez que la concentracién requcrida ha
sido determinada, puede ser calculado el

costo,

Nué método de aplicacidn es el mds conve-

niente?

Por ejemplo, inyeccién contfnua de un 11~
quido puede ser mis aconsejable, que una

alimentaci6én auxiliar, en algunos casos.

Cudl es el costo del equipo de inyeccidn?

Hay que comparar los costos de la bomba

de quimico, con costos del alimcnta-
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dor u otros métodos de colocacidbn.
oué método de inveccidn es digno de

confianza?

£l uso de una bomba de guimico en una
localizaci6n lejana puede Ser un pro-
blema, debido a gue necesita manteni-

miento.
Es una operacién de ambiente frio?

Hav que tener mucho cuidado con el pun
to de fiujo de alyunos quimicos liqui
dos y evitar de esta manera problemas

de congelamiento,
Cuanto potencial humano es requerido?

La respuesta a esta pregunta €S a me-
nudo la mds critica. Un mé&todo con mi
nimo mantenimiento y potencial humano,
actualmente serd a menudo la primera -
seleccibén en los campos de petrbleo, de
bido tanto al déficit de personal préc

tico, como a su alto costo,

Todos los factores sefalados deben ser
comparados antes de seleccionar un qui

mico. Es obvio, que no hay una ecuacidn
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simple para determinar el costo mfini-
mo, con el fin de lograr un control
efectivo de las incrustacioncs median

te el uso de quimicos,

METODOS PARE FLIMINAR LAS INCRUSTACIONES

Empecemos hablando de las técnicas utilizadas para i-

dentificar una incrustacién.

3.6.1. Identificacién de la incrustacibr

El éxito en la eliminacién de las acumulaciones
de incrustaciones serd determinado en gran medi
da,por el conocimiento de la composicién de la
incrustacién. Hay cue 1identificar correctamen-
te el problema y se tendrd una mejor probakili-
dad de resolverlo, Fn cste trabajo va se han a-
nalizado los métodos para predecir que tipos de
incrustaciones pueden ser esperadas, para una a
gua particular, bajo cicrtas condiciones. Sin
embargo, el Gnico método seguro para resolver el
problema, es ohtcncr una muestra de las incrusta
ciones 0 de los sdlidos de taponamiento y efec-

tuar un andlisis.

"l esquema general para identificar los componcn

tes de una muestra de incrustacién, es el mismo,
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va sea cue se lo efectGe en un lahoratorio co-
mercial, O cue se realice un andlisis rdpido -
en el. campo. La principal diferencia es que un
andlisis de lahoratorio, usualmente dard, la
cantidad de cada componente presente, mientras

que un andlisis de campo es muy cualitativo.

A. Andlisis de las incrustaciones en el campo

En el andlisis de campo intentamos determi-
nar la composicién de los sé6lidos hacien-

do lo siqguiente:

1. Se remoja la muestra con un solvente pa-
ra disolver cualaguier hidrocarburo. Des-
oués hay que ohservar si el solvente ad-

quiere un color mds oscuro.

2. Chequear si la muestra es magnética. &i
es fuertemente maanética, probablemente
contiene una mayor cantidad de Fe;0, (6xi
do de hierro maanético). Si es dé&bilmen-
te magnética, puede contener una pequena
cantidad de Fe;04 0 puede ser sulfuro de

hierro.

3. Colocar la muestra en BFCl al 15%. Obser

var si ocurre 0 no una reaccidn violenta.
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Notar algln olor (H,S indica que existe
FeS). Observar el color del &cido. Si
se vuelve amarillo, indica un componen-

te de hierro.

4. Cheauear la solubilidad en el aqua. NaCl
es soluhle en agua. Una identificacién
cualitativa de los componentes presentes
pueden ser resumidos en la Tabla N2 3 ha
sdndose en los términos de las propieda-

cles anteriores.

TABLA N2 3

CARACTERISTICAS DE LOS COMPONENTES DF UNA INCRUSTACION

nd

SOLUBLE EN HCL (
Componente | SOluble Magndtico Reaccién -(Color del | Olor Soluhle
en solvente acido en agua
llidrocarkbu
ro Si
Ca Q03 Violenta
Ca S04
Ba S04
Fe S débil fuerte amarillo olerj
mal
(H2S)
Fep03 déhil amarillo
Fe30y fuerte déhil amarillo
Fe CO3 muy fuerte amarillo
NaCl Si
Arena,sedi |
mento, ar-
cilla |
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Mote que ninauno de los sulfatos, arenas, sedi-
mentos 0 arcillas, reaccionan, vidrios de aumen
to pueden avucdar a reconocer granos de arena o
a distinguir cristalcs de sulfato. Sin embargo,
si nada le ocurre a la muestra cuando se haceel
andlisis de campo, serd nccesario enviar una -

muestra fresca a un lakroratoric comercial.

Después de cue la muestra ha sido identificada
puede ser formulado un proarama para disolver
o remover la incrustacién o0 el depésito. La eli
minacién guimica de la incrustacién sigue los -
mismcs principios del andlisis de ellas. Bésica
mente, el prohlema es encontrar algo cue disuel
va los diferentes componentes deldepbsito. Si
la incrustacidén principalmente consiste de un
s6lo componente tal como el carhonato de cal-
cio, entonces un solvente, individual es sufi-
ciente (d4cido hidroclorhidrico en este caso). Si
contiene mds de un componente, es posibhle apli-
car series 0 combinaci6én de tratamientos quimi
CO0S. En resumen, métodos meclinicos de elimina-
cién pueden ser usados, ya sea s6los O en unidn
con qufmicos.

Nuimicos aque eliminnn las incrustaciones

A continuacién hagamos un andlisis de los compa

nentes de una incrustacién y de los qufmicos que
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se utilizan para eliminarlas.

A .

Hidrocarhuros

Aunque una incrustacidn sea severa, a menu-
do, hidrocarburos est&n presentes y pueden
interferir ampliamente con la accién de un
dcido o de otros quimicos cue eliminan el -
material incrustante, EIl &cido no reacciona
rd con las incrustaciones cuhiertas por a-
ceite, Por esta razén un solvente de hidro
carburos es necesario para remover cualquier
aceite v materiales parafinicos o asfdlti-
COS aue estd&n sohre la incrustacién, detal
forma éue el quimico elegido pueda actuar

en el cuerpo mismo de ella,

La seleccidn de un solvcnte para hidrocarhu
ros se basa por lo general en procedimiento
de prueba y error. Sin embargo, sahemos que
el solvente debe ser mds asfdltico v mis a-

romdtico que el petr6leo 0 el depbdsito.

Fl tetracloruro de carhono es un solvente -
muy bueno, pero €S hastante t6xico y consti
tuve un problema su colocacién. F1l disulfu-

ro de carhono es demasiado peligroso para u
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sarlo debido a su hajo punto de inflamacidn.

Lo mejor es acercarse a consultar con un pro
veedor de cuimicos. i uno mismo |0 quiere ha
cer, hay que tratar de oktener un reciucido de
refinerfa cue es barato, y asf tenemos el aro
mético requerido para hacer el trabajo. Se de
be recordar que la seguridad no debe olvidar
se, es decir hay que estar seguro que el sol-
vente tenga un punto de inflamacién lo bastan
te alto para su manejo. Se sugiere un mfnimo

de 180-200° F.
Carbonato de calcio

1. El dcido hidroclorhidrico es recomendado -
por ser el medio mds barato y mids facil, pa
ra disolver incrustaciones de carbonato de
calcio, kajo la mavoria de condiciones.
Concentraciones de HC1 al 5, 10, o 15% son
normalmente usadas. La reaccifén que ocurre

es la siguiente:

Ca COy + 2 HCl——ﬂ-H2O + COZT + Ca C12

I'n inhibidor de corrosién debe ser agrega-
do al &cido para cue no atacue a la tuberfa,
A menudo se adiciona un surfactante, para a

yudar a eliminar cualquier pelicula de acel
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te de la incrustacién, pero un prelavado
con un solvente es preferihle, a menos
que la cantidad. de aceite sea extremada-
mente pegquena. E1 &cido no reaccionnrd -

con una incrustacifn aceitosa.

EDTA (Acido Etilen diamino Tetraacético)

Este es un material que se combina con -
el ién calcio u otros, formando un corn-
plejo soluble. Sin embargo, normalmente
es demasiado caro para usarlo en opera-
ciones normales de limpieza en campos de

petréleo.

Sulfato de calcio (Yeso)

sulfato de calcio no reacciona con &cido

hidroclorhidrico, por lo tanto hay que tra-

tarlo por medio de las siquientes formas:

1. Convertidores

Los convertidores inorgdnicos Usualmnente
son carbhonatos o0 hidréxidos, que reaccia
nan con el sulfato de calcio y lo con-
vierten a carbonato de calcio o hidr6xi-
do de calcio, solubles en &cido. Entonces

el proceso de reversién es scguido porun
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tratamiento con dcido hidroclorhldrico pa
ra disolver el carkonato de calcio o hi-

dr6xid.o de calcio (6) resultante,

Un buen ejemplo de este tipo de quimico
es el carbhonato de amonio, el cual se en-
cuentra en el mercado hajo diferentes nom
bres. La reaccién que ocurre es la siquien

te:

Ca S04 + (NHg)p CO3—= (NHg)p S04 + Ca CO3
(soluhle)

©1 carhonato de calcio es entonces disuel

to con FCl de la forma que sique:
Ca co3 + 2 ECL Fp0 + Copt + Ca Cly

El CO, liberado pcr la reaccién del &ci-
do avuda a desalojar mecdnicamente cual-
guier dep6sito remanente. LOS convertido-
res inoradnicos no son recomendados para

depbsitos densos,

Convertidores oradnicos, tales como el cid
trato de sodio, flicolato dc potasio y a-
cetato de potasio, tamkién son usados (6).
Lstos mnteriales reaccionan con los depb-

sitos de sulfato de calcio causando el -
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hinchamiento de los mismos, com lo que -
llegan a ser blandos, de tal forma que -
pueden ser eliminacdos f&cilmente por flu
Jo con aqua. Fstos quimicos sOn costosos,
requieren estar en contacto por variasho
ras para realizar el. trahajo en dep&sitos
gruesos y deben ser chequeados S1I es posi
ble, en una muestra real de la incrusta-

cibén antes de su aplicacidn.

EDTA

Se aplican los mismos comentarios utiliza
dos para la eliminacién del carkonato de

calcio.
Hidrdéxido de Sodio (cAustico])

Una solucidn al 10% de NaOH disolveri has-
ta 12,5% en pmeso de las incrustaciones de

yeso.

Agua Salada

Agua conteniendo 55.000 mg/l de NaCl di-
solverd 3 veces m&s yveso a 100° F, que el

agua fresca a la misma tempcratura.
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D. Compuestos de hierro
Se tratan de la siguiente manera:

1. El1 &cido hidroclorhidrico es normalmen
te usado para disolver compuestos de
hierro. Ademds, debe contener un inhi-
bidor de corrosidén para evitar la co-
rrosién de la tuberia, y a menudo un a
ditivc llamado agente secuestrante del
hierro, el cual tiene como objetivopre
venir la posibilidad de reprecipitaci6n
del hierro. Esto puede suceder si el
Scido estd completamente gastado v el

pH aumenta lo bastante alto.

La reaccién entre FeS y HCl es:

FeS + HCl — FeCly + HS|

El E»S es extremadamente venenoso y U-
nos pocos ppm en el aire pueden matar.
Mascarillas de aire fresco deben ser u
sadas en las Incalizaciones, donde ha-
va la posibilidad de cue el personal -

nueda aspirar algo de H2 S,

2. Acido citrico

El dcido cftrico puede ser usado para
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remover 6xidos de hierro, pero no es ge
neralmente empleado en los campos de pe

trdleo.

Sulfato de Bario

Depositaciones densas de sulfato de hario
son casi imposihles de eliminarlas guimica
mente. A menudo, pegueras bombas pueden ser
muv Gtiles, pero nNO es prdctica comGn. E|I
EDTA algunas veces ayuda, pero las probahi

lidades de &xito sSON pocas.
Sal (Na Cl)

Un lavado con agua fresca es el mejor tra-

tamiento para depbSsitos de sal.
Arena, sedimentos v arcilla

Usualmente estén presentes en los depdsi-
tos de incrustaciones, como particulas ta
ponadoras. Una vez que el material hruto

de la incrustaci6én se disuelve, dichas pac

ticulas pueden ser eliminadas.
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Eliminacién de incrustaciones en las lIfneas de

sunerficie

La eliminacién de incrustaciones en las Ifneas
de superficie generalmente es realizada por el
uso conbhinado de quimicos y raspaaores de 11-
nea (pics o chanchos), siendo entre estos Glti
mos los mds usados y efectivos aquellos que tie
nen un cuerpo plastico espumoso defoirmable, cuL
bierto con un material dspero o sbrasivo. Es-
tos "pigs" pueden ser bombeados a trav&s deuna
serie de Ifneas de diferentes tamaros vy el cuer
po se deformara lo suficiente, dentro de cier

tos limites, para permitir clue el "pig" conti-

nfie v haga un trabajo 6.e raspado efectivo.

Una tipica limpieza de las lineas de flujo pa
ra eliminar el aceite que cubre el carbonato
de calcio, dehe constar de los siguientes pa-

SOS :

1. Un taco ("slug") de solvente seguido por
un chancho ("pic")

2. Un taco "Slug") de FCl seauido por un ("pig")

3. Una solucibn neutralizadora (agua con un

alto pH) o un completo lavado con agua, pa
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ra eliminar todo el. d&cido, Inhibidores de
dcido descompuestos con el tiempo y todo
dcido gastado 0 n6, deben ser limpiados de
las lIlneas 0 resultard una severa corrosién

por picadura.

Si la incrustacién de carhonato es lamina-
da, con capas alternadas de incrustaciones
y petrdleo, una erulsién solvente-Acido es
una buena seleccién, Varias veces el uso

de los "pigs" es tambié&n recomendado, dehi
do a que la accién de los raspadores mecéd-
nicos es muy Gtil para incrernentar la efec

tividad de algunos solventes,

Otra de las variables pertinentes en la lim
pieza de las lineas de superficie, es la ta
sa de bombeo. Cualquier solvente rcquiere -
de una cierta cantidad de tiempo, para 1lle
gar a estar saturado con cualquier sustancia
que esté& disolviendo. Por esta razén un -
cierto tiempo de contacto con la superficie
de la incrustacibn es necesario para hacer

un trabajo efectivo. Si se bomkea &cido por
el extremo de una linea v sale por el otro,

bajo saturado con respecto al material que
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estd siendo disuelto; euizds no se lo dej6
en la linea suficiente tiempo, entonces se
prueba bombeando més despacio. En algunos
casos serd necesario parar el hombeo y de-
jar que el solvente remoje la incrustacidn

por un momento.

Limpiadura por chorro de arena, esté sien-
do usada en algunas &areas para eliminar a-
cumulaciones de incrustaciones en las 1i-

neas de superficie. La limpieza de la tubhe
ria con arena se la efectfia invectando una
mezcla abrasiva de arena y gas a alta velo
cidad, por el extremo de la tuheria v des-

cargidndola a la atmésfera en el otro.

La longitud &ptima de la linea a ser lim-

piada se calcula de la sicuiente manera:

=
Il
W

L = Longitud de la linea, en millas

D = Didmetro de la linea, en pulgadas.

La velocidad 6ptima del gas est8 entre 14.000
- 20000 pie/min, lo cual transmitir& una ve-

locidad promedia a la mezcla abrasiva cerca-
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na a 7000 pie/min.

Lutita o arcilla expandible es invcctada i
nicialmente en la tuberia, para absorver -
cualauier licuido presente, desnués de que
todos los liquidos libres hayan sido saca-
dos de la linea. La arena es entonces in-
yectada, para eliminar las incrustaciones,
y productos de la corrosién. La oared de la

tuberfa es también limpiada durante este

proceso (5).

Aunque esta técnica ha sido principalmente
usada, para limpiar lineas de gas, también
pueden ser aplicadas a sistemas de inyec
cién de aqua. Es de especial interés en la
remociftn de las incrustaciones de sulfatos,
especialmente de sulfato de bario, el. cual
es casi imposible de eiliminar, excepto por

medios mecanicos,

Limpieza del fondo del hueco

IIsualmente, la limpieza del fondo del hueco
consiste en la eliminacién de las incrusta-
ciones de la tubheria, de las perforaciones
0 dc la cara dc la formaci6n (completacibn

a hueco abierto), v alqunas veces de los es
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pacios porosos O fracturas en la matriz de

la formaci6n,

Para la eliminacién de las incrustaciones
en la tuberla, bdsicamente se sique la mis
ma técnica que se describié para las 11i-
neas de sunerficie, aunaue Nno oueden ser
utilizadas los "pigs"™ (chanchos) . Fxcepto
mediante herramientas especiales de sondeo
que normalmente no se usan, una limpieza de
la tuberla solo se logra por medios quimi
cos. Obviamente si la sarta de completa-
cién estd muy incrustada 0 taponada puede
ser necesario sacarla vy limpiarla en super

ficie,

La eliminacidn de las incrustaciones de la
cara de la formacién o perforaciones, gene

ralmente es una operaci6étn de abiandamiento.

Un programa para la eliminacién de la in-
crustacidn de sulfato de calcio en una com
pletacién a hueco akierto (pozos de produc

cibn) debe ser el siguicnte:

1. Fliminaci®n de hidrocarburos con sileno.

2, Acidificar con BCl al 15%contenicndo in
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hibidor de corrosi6n y secuestrante del
hierro, nara remover los productos de

la corrosidn V otros &cidos solubles.

3. Tratar con carbonato de amonio para trans
formar el sulfato de calcio o carbonato
de calcio.

4. Acidificar con HECl al 15%mé&s inhihidor,

para eliminar el carhonato de calcio.

Si las incrustaciones que se han formado
en el espacio poroso de la formacién es de
varias pulgadas, el ablandamiento con qui-
micos no puede ser exitoso. AlGn miltiples

remojos pueden dar pequefics beneficios, de
bido al problema de no contactar una canti
dad significativa de superficie de incrus-

tacibn.

Los problemas de incrustaciones en el fon-
do del hucco son mis frecuentes en los po-
zos de produccién que en pozos de inyeccibn,
De aqui, que la mayoria de los procedimien-
tos de limpieza de las incrustaciones com-
plcjas estdn dirigidas a los productores.
Es posible prevenir problemas de incrusta-

micntos en pPozos de inveccidén. La limpieza
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del fondo del hueco no debe ser un proble-
ma frccuente en sistemas de inyeccibén, Si
estédn siendo controladas en forma apropia-
da. Es mucho mds fdcil v mds barato preve-
nir o tratar el nroblema en superficie, cue
tratar de remover los depdsitos en el fon-

do del hueco después de cue se han formado,

Si las presiones de inyveccidn comienzan a
aumentar, €S indicacidén de incrustacidén o
taponamiento en los pozos. Entonces se re-

comienda lo siguiente:

1. Tratar de fluir el pozo en reverso, Si
das particulas suspelididas simplemente
se han filtrado de la cara de la forma
cién, la circulacidn en reverso podria
resolver el problema, asegurandose de
tomar muestras de algunos sélidos que
llequen a la superficie. Si gas estéa dis
ponible, se sugiere la instalacidn de
una vdlvula de gas-1lift en la tuberia -
de inyeccidn, la misma que puede ser be
neficiosa en La consecusién de una baja

presidn para el flujo reverso.
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Si el Flujo es reverso no es exitoso,
hay que efectuar un procedimiento de

limpieza con cquimicos,

A pesar del problema, es recomendable

que los solventes sean pistoneados has
ta la superficie o hacer que el pozo -
fluya en reverso después del tratamien
to. Los solventes pueden llegar a es-
tar supersaturados v reprecipitar el
material disuelto, Si la reprecipita-

cién ocurre en el area de la boca del
pozo, pueden resultar serios problemas
de taponamiento, Por esta razén, es re
comendable cue las soluciones de 1lim-
pieza sean llevadas a superficie, para

evitar su desplazamiento o la formacién,



CAPITULO IV

CONSIDERACIONES OPERACIONALES PAPA LA REALIZACION DE L0S
TRATAMIENTOS  ANT | - INCRUSTANTES

La produccién dc agua, junto con el vetr6leo, es el factor
que va a dar origen a la depositacién de los carbonatos.
Es por esta razdn cue los tratamientos inhihidores de in-
crustaciones, generalmente se efectfian en pozos que produ

ten con un porcentaje de agua mayor al 10% (Bsw 10%).

El tipo de inhibidor escogido, ya sea s6lido 0 liquido y
las caracterfsticas de la completacién del pozo, determi-
nan el tipo de tratamiento a ser usado para el bomheo del

quimico.

Los inhibidores s6lidos deben ser introclucidos a la Eorma
cidn durante un fracturamiento de la misma o colocados en
el fondo del pozo, donde comienzan a disolverse lentamente.
la técnica de fracturamiento se debe practicamente descar-
tar en el campo Lago Agrio, por el riesgo que implica una
posikle canalizacidén del acuifero, el mismo gque suministra
la eneragfa de produccidén a la formaciébn Hollin. Ademéas,

la colocacidn de inhibidores s6lidos en el. fondo del pozo,
no asegura un aclccuado contacto entre el quimico y el fluil
do producido. El hecho de que la produccidén de los pozos -
pueda restrinqgirse 0 cerrarse eventualmente por razones o-
peracionales, es otra desvcntaja para el uso de este tipo

de inhibidor.
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Fn base a lo anteriormente expuesto se optd, en los cam-
pos del Oriente FEcuatoriano, por la utilizacién de los -
inhibidores 1iquidos, debido a que son mds faciles de ma
nejar y que ademas pueden ser bombeados a la formacién -
por medio de inyeccién forzada o tratamiento de matriz,
sin dararla y sin que ocurra ninguna reversidn quimica. El
inhibidor liquido utilizado es el Visco 962, el cual es
un tipo de polimero que permanece estable a altas concen-
traciones del i6n calcio y temperaturas superiores a350° F
Fl uso de este quimico ha vermitido prevenir la deposita-

cidn de las Iincrustaciones.

4.1, TIPOS Y CRITERIOS PARA SELFCCIONAR FL TRATAMIENTO AN

TI-INCRUSTANTE |

De la experiencia obtenida en los trabadios relaciona-
dos con la industria hidrocarburifera, se ha llegado
a la conclusi6n de que es necesario efectuar un es-
tricto control sobre la depositacién de las incrusta
ciotzes, analizar la manera como prevenirlas, y si ya
se han formado, seleccionar un método efectivo para

eliminarlas.

En consecuencia, en el campo se realizan fundamental-
mente dos tipos de tratamiento: preventivo y de lim-

pieza.

Cono su nomhre lo indica el. tratamiento preventivo -
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consiste en inyectar a laformacifn una cantidad deter
minada de solucién acuosa, la misma que contienc un -
inhibidor de incrustaciones (Visco 962), con el fin
de evitar la depositaci6n de ellas. Esto implica,que
se dehe realizar un control periddico del retorno del
quimico anti-incrustante inyectado nreviamente, 0O cO-
rrer en la sarta de produccién un calibrador de tube-
rfa (tubing gauge), el cual indica si ha ocurrido de-

positacién de las incrustaciones.

Cuando por diversas circunstancias, no se ha loarado
efectuar un control sobre la depositacién de las in-
crustaciones en la sarta de produccidn y ellas se han
compactado hasta formar un cuerpo s6lido, la aiterna
tiva posible es realizar un tratamiento de limpieza,

que consiste en bombear a la tuberfa de produccidn un
volumen dado de solucifén &cida de accién inmediata -
("One Shot Acid"), teniéndose que dejarla en el fondo
del pozo un periodo de tiempo relativamente corto ( *
1 hora), para que el dcido actfle snbre la depositacidn

y la elimine.

F's necesario senalar que en ocasiones, las depositacig
nes de carhonatos llegqan a tener un grado de compacta-
cidén tan alto, que las hace practicamente imposibles -

de eliminar por medio de los tratamientos de limpieza
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ccn dcido. Cuando csta situacién se presenta, la
dnica opcidén para remover la obstruccién, es sacar
la sarta de produccidn del pozo, con el fin de cam-
biar las secciones cue estadn taponadas de material
incrustante, Esta solucidn corresponde a un reacon
dicionamiento de pozo, tema que no es tratado en el

presente trabajo.
TRATAMIFNTO PREVENTIVD

La finalidad primordial de inyectar el inhibidor a
la formacidén, es la de prevenir la formaci6én de los
carbonatos en las cercanias del. calibre del pozo v
de esta manera atacar el problema desde Ssu origen,

preservando asi todo el sistema de produccién.

El tratamiento consiste fundamentalmente en el despla
zamiento a la formacidén productora de petréleo, de
una solucién acuosa que contiene el inhihidor, por -
medio de bombeo. EIl quimico anti-incrustante es atra
pado 0 absorbido por los granos de arena de la forma
ci6én. Cuando el pozo comienza a fluir después del tra
tamiento , el inhibidor es producido junto con los fluf
dos de la formacién, llevando en suspcnsidn las sus-
tancias incrustantes, evitnndo de esta manera la depa

sitacién de los carbonatos. Fl tratamiento se tiene -
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que repetir cada vez que la mayor cantidad del quinmi

co inyectado, haya retornado a la superficie con los

fluidos producidos,

El control del retorno del quimico residual a la su-
perficie se lo efectia bajo 3 consideraciones dife-
rcntes: tiempo, partes por millén residuales (ppm) Yy

volumen del quimico acumulado.

Para el factor tiempo se considera, que el inhihidor
bomheado a la formacidn actfia de manera satisfactoria
durante un determinado periodo de tiempo, que en el

campo se ha comprobada estd en alrededor de 6 meses,

como se puede apreciar de la tabla N2 9, la cual pre
senta el resumen general de inhibiciones del campo
Lago Agrio realizado desde Fnero de 1975 hasta Agos-

to de 1980, en que se realizé el presente estudio.

En lo que rcspecta a las partes por milldén residua-

les del quimico, se ha determinado, en base a condi-
ciones experimentales, que cuando la concentracién -
del inhibidor residual por efecto de la produccién -
llega a un valor de 6 ppm, se hace neccsario reali

zar un nuevo tratamiento inhihidor dc la formacidén.

Por Gltimo, en cuanto al volumen de gquimico acumula-

do, se ha comprohado que cuando el volumen de retor-
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que repetir cada vez que la mayor cantidad del quimi
co inyectado, haya retornado a la superficie con los

fluidos producidos,

El control del retorno del quimico residual a la su-
perficie se lo efectia bajo 3 consideraciones dife-
rentes: tiempo, partes por millén residuales (ppm) Yy

volumen del qufmico acumulado.

Para el factor tiempo se considera, que el inhihidor
bomheado a la formacidn actGa de manera satisfactoria
durante un determinado periodo de tiempo, que en el

campo se ha comprobado estd en alrededor de 6 meses,

corno se puede apreciar de la tabla N2 9, la cual pre
senta el resumen general de inhibiciones del campo
Lago Agrio realizado desde Fnero de 1975 hasta Agos-

to de 1980, en que se realiz6 el presente estudio.

En lo que respecta a las partes por millén residua-

les del quimico, se ha determinado, en base a condi-
ciones experimentales, que cuando la concentracién -
del inhibidor residual por efecto de la produccién -
llega a un valor de 6 ppm, se hace nccesario reali

zar Un nuevo tratamiento inhihidor de la formacidn,

Por Gl1timo, en cuanto al volumen de quimico acumula-

do, se ha comprohado que cuando el volumen de retor-
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no a la superficie es superior al 50%del volumen de
quimico inyectado, se debe pensar necesariamente en

realizar nuevamente un tratamiento anti-incrustante.

PROGRAMA OPERACIONAL PAPA EFFCTUAR RL TRATAMIENTO PRE

VENTIVO

El éxito de un tratamiento inhibidor depende del pro
cedimiento que se siga para efectuar el trabajo. En
el caso del campo Lago Agrio el proarama operacional
seguido es bastante sencillo, v se lo puede llevar a
cabo sin necesidad de contar con una torre de reacon

dicionamientoc en la locacidn.

A continuacidn vamos apresentar un programa operacio

nal, el mismo que consta de 5 etapas principales.

Del programa operacional se puede deducir, cue la -
prueba de inyectividad tiene como objetivo fundamen-
tal: determinar la tasa y la presién promedia conlas
cuales se realizar& el tratamiento, de tal maneraque
podamos estar seguros de cumplir 2 condiciones béisi-

cas.
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PROGRAMA DF INHIBICION ANTI- INCRUSTACIONES

CAMPO : ,AGO ARRIO POZO: OML - 1
FORMACIOM: Hollin FECHA: 14/3/80
1. PrRUEBA DF INYECTIVIDAD

Bombear 10 Bls de aqua del tanque de lavado {(wash tank)
con 2 ¢ls de J-22, sin exceder de 3500 1lpc la presién

de bombeo.
2, TRATAMIFENTO A LA FORMACIQON

a. Bombear la mezcla de 6 tambores (330 Gls.) de Visco
962 con 60 Bls. de agua del tanque de lavado (Wash
tank) mezclado con 1 galdn de hactericida (Visco 1152},
mids 8 Gls. de J-22, dentro de la tuberia de produc-

cidn,
b. Continuar con 310 Bls de aqua del tanque de lavado
(wash-tank), tratada con 5 Gls. de hactericida (Vis-
co 1152), m4s 40 Gls. de J-22.
Mota: No exceder de 3500 ipc la presién de hombeo.
3. Dejar el pozo cerradc por 24 horas
4. Abrir el pozo a produccién,., Si no fluye, pistoncar.

5. Realizar la prueba dc produccién.
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REQUERIMIFNTOS PARA EL TRABAJO TANNURS

380 Bls de agua del tanque de lavado 1 tangue de 90BIs.

6

Tambores (330 Bls) Visco 962 1 tanque de 500 Bls.

50 Galones de J-22

OBS

Galones de bactericida (Visco1152)

ERVAC IONES

. Mezcle 6 tambores de Visco 962 con 60 Bls. de acua del

tanque de lavado (washtank), mas 8 Gls. de J-22, mds
1 galdén de bactericida (Visco 1152), en el tanaque de 90

Bls.

Mezcle 40 Gls. de J-22 con 310 Bls. de agua del tan-

cue de lavado, mds 5 Gls. de hactericida (Visco 1152},

en el tanque de 500 Bls.
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1. que la. formacién aceptard el aquimico a Ser homkea-

do.

2. nue el. trabajo se efectuard sin sohrepasar las si-

guientes condiciones limitantes:

a. La presién de fracturamiento de la formacidn
b. Los limites de presién permisihle en la cabeza

del pozo v ecuipo de completacidn.

TRATAMIENTO DY LIMPIEZA

PDurante la produccidén del petrbleo, la tuberia de pra
duccién Yy lineas de superficie estdn expuestas a la
depositacién de incrustaciones. Para evitar que esto
suceda, €S necesario efectuar un control del didmetro
interior de la tuberia de produccién, el mismo que se
lo 1leva a cabo utilizando una herramienta calibradora
de tuberifia (tubing gauge), la cual se corre dentro de
la sarta de completacién empleando para ello una uni-

dad de cable (wire line).

Cuando el calibrador no pasa por el interior de la tu-
berfa de produccidén, hasta el fondo de la sarta de com
pletacién, es un indicativo de cue ha ocurrido deposi-
tacibn de carbonatos, a una vrofundidad determinada.

Fntonces, hav que tratar de limpiar la obstruccibén me-

cdnicanente, utilizando para ello un cepillo limpiador



90

(brushing tool), que también es corrido por la unidad
de cable (wire line). Si con esta hcrramienta no se
consigue eliminar el material. depositado en la tube-
rfa, el problema requiere un tratamiento de Ilimpieza
con dcido, el mismo que consiste en inyectar a la sar
ta de produccién, un volumen determinado de solucidn
dcida de accién inmediata conocida como "ONE SHOT ACID".
Este dcido reacciona rdpidamente con las depositacio-
nes de carhonatos, removiéndolas y elimindndolas, Si

es que no estdn bien consolidadas.

Las incrustaciones por lo general se encuentran depo-
sitadas en las perforaciones y en el fondo de la tu-
berla de produccién. Por lo tanto, se debe bombear
el d4cido hasta la cara de la arena y dejarlo frente
a ella por cierto intervalo de tiempo (no mds de 1 ho

ra), para que efect@e el trabajo de limpieza.

Cuando las incrustaciones se han formado en las 11~
neas de superficie, el dcido es bombeado por el extre
mo de la tuberia mis préximo al cabezal del pozo, de-
jado en su interior por un tiempo prudencial, de tal
manera clue disuelva el material depositado en las 11-
neas de flujo y luego se lo dcsplaza hacia la pisci-

na de la estacidn recolectora de fluldos.
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PROGPAMA. OPERACIONAL PARZ EFRCTUAR UN TRATAMIENTO DE

LIMPIRZ2

Fl programa de tratamiento de limpieza de una tube-
ria, que se presenta a continuacibén, es un procedi-
miento de campo seguido para el caso particular del
pozo Lago Agrio N2 6. El| problema consistfa en que -
era imposible cerrar la vdlvula maestra (n1aster),d3
bido a las incrustaciones que se habfa depositado al

rededor de ella.

FEste caso es el tratamiento de limpieza mds completo
que se puede realizar en el campo, por cque se trata
de limpiar tanto la linea de flujo como la sarta de
produccién. La situacidén mds particular es cuando se
hace por separado la limpieza de la linea de flujo o

de produccién.
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PROGRAMA PARA LIMPIAR LA TUBLNRIA DR PRODUCCION Y CABRZAL

6.

DFI, POZO

Abrir la vdlvula maestra (master).

Con la vdlvula lateral (wing) abierta, homhear 500 ga

lanes de "ONE SBOT acIip" (ver composicién abajo).

Cerrar la vdlvula lateral y dejar el dcido por 2 ho-

ras,

Manipular la vdlvula maestra para tratar de cerrarla.
St se ha logrado limpiarla, bajar calihrador de tube
ria de 3 1/2" hasta el reductor a 9736 vy de 2 7/8"
hasta el neplo de asentamiento a 9840 para chequear

por obstruccidn.

Si se encuentra obstruccidn en la tuberia de produccisén

bombear 500 galones de "ONE SHOT ACID™.

Si no estd limpia la vdlvula maestra repetir los pasos

2 vy 3.

Pistonear el pozo para eliminar el &cido.

FAZON PAPA EI, TRATAMIENTQ: Incrustaciones en el cabezal -

del pozo impiden que cierre la vdlvula maestra.

COMPOSICION DR LOS 500 GALONES DF "ON? SHOT ACID™.

225 galones de agua fresca.
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175 galones de HC1l al 34%
100 galones de Jgpr-1
3 galones de Rodine 230

2 galones de J-22

4,6, NUIMICOS Y FQOUIPOS UTILIZADOS

A continuacidén se describen las principales caracteristi-
cas y aplicaciones de los quimicos que se utilizan tanto

en el tratamiento preventivo, como en el de limpieza.

A. Ouimicos

1. Visco 962

PRINCIPALES USO0S;

El Visco 962 es un tipo de polimeros que actfia como
agente de transferencia de calor, disenado para per
manecer inalterable a altas concentraciones de cal
cia y usado en salmueras concentradas. Permanece es

table hasta temperaturas de 350° F.

El Visco 962 es utilizado para prevenir los proble-
mas ocasionados por las depositaciones de carhonato
de calcio y sulfato de calcio, cuando el factor de
terminante es la alta temperatura. EIl Visco 962 tam

bién es efectivo para prevenir las incrustaciones -



94

mixtas que contengan productos de hierro u otros sa

lidos.

No son necesarias precauciones especiales para mane
jar este quimico anti-incrustante. Unicamente, se
debe evitar un prolongado contacto con la piel vy la
ropa. En caso de contacto hay que lavarse con abun-

dante agua.

1l empaquetamiento del Visco 962 se realiza en tam-
bores de acero o pldstico los mismos que son utili-

zados una sola vez.
La tabla N2 4 presenta las propiedades fisicas del
Visco 962.

TABLA N2 4
PROPIFDADES FISICAS DEL VISCO 962

Color Amarillo claro a agua blanca
Olor Picante

Punto de inflamacibn 120°F

pH 5.2

Viscosidad 40 cps. a 60°F

Gravedad especifica 1.15

Densidad 9.58 libras/galén

Solubi lidad Insoluble en hidrocarburos
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RODINE 230

El Rodine 230 es un inhibidor de corrosifn, aue Sse
lo utiliza para evitar el atague de la tuberifa por
parte del &cido. La accibén protectora es dehida a
la propiedad del Rodine de adherirse a las paredes
de la tuberia formando una pelicula, la misma que
impide el contacto directo entre el &d4cido v la tu-

berfa, a través de la cual esta siendo inyectado.
MORFLO II y J-22

El Morflo IT y el J-22 son surfactantes.

Los surfactantes son gquimicos usados para reducir
la tensi6n superficial de los fluidos y ademds ayu
dan a romper las emulsiones cuando se han formado.
Al reducirles la tensién superficial a los fluidos,
presentan mayor movilidad, es decirlos surfactantes
act@Gan como un medio de lubricacién para los fluf-

dos que estdn siendo inyectados a la formacién.

ACIDO HIDROCLORHIDRICO (HC1)

El &cido hidroclorhidrico es utilizado en los tra-
tamientos de limpieza para disolver particulas (o]
incrustaciones de materias inorgénicas, que se focr

man tanto en la cara de la arena como en la sarta
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de produccién v lineas de flujo superficiales.

Las depositaciones, en el caso del campo ohjeto

de este estudio son carbonatos de calcio.
XYLENO, TOLUFNO 6 Jpr-1

Son solventes que se los utiliza para disolver -
particulas 0 incrustaciones de materia orgénica

que se forman en la tuberia de produccidn.

BACTFRICIDA (1152)

Los bactericidas, son quimicos que se utilizanpa
ra tratar de eliminar las bacterias contenidas en
el agua que se va a utilizar para el tratamiento,
evitando de esta manera, el taponamiento de los
canales porosos de la formacibén, que es otro de

los problemas que se puede presentar en la indus-

tria del petréleo.

EQUIPO

El

equipo que Se utiliza en los tratamientos anti- in

crustantes es el siguiente:

1.

Inidad de hombeo

Para desplazar un volumen determinado de solucifn

inhibidora a la formaci6n, es necesario disponer
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fundamentalmente de una unidad de homheo, 1la mis-
ma gque se compone de un camif6n equipado con Sus
respectivas bombas y conexiones especiales, para
poder desplazar los fluidos desde los tanques de
mezcla en superficie a la tuberia de produccién y

a la formacién.

Unidad de Cable (Wire Line)

La unidad de cable (wire line) se la utiliza con

la finalidad de:

a, Correr el calihrador de tuherfa (tubing gauge)

hasta el fondo del pozo, a fin de controlar la
depositacidén de las incrustaciones en la tube-
rfa de produccidn o para determinar si la sarta
de completacién estd libre del material deposi
tado en ella, después de un tratamiento de lim-

pieza.

b. Cerrar v/o abrir las camisas deslizables coloca

das en la tuberla de completacién, para poder -
de esta manera bombear los quimicos a la forma-
cibén que deseamos tratar, si es que existen mds

de 2 zonas productoras.

Unidad de Pistoneo

Si el pozo no fluye después de haberse efectuado -
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un tratamiento preventivo o de limpieza, €S nece-
sario pistonearlo para eliminar el dcido 0 quimi-
co inyectados, con el fin de ayudar a que el pozo
fluya. =El1 pistoneo consiste en ir achicando la
columna hidrostdtica del fluido en la tuberia has
ta lograr que la presién de la formacién sea ca-

paz de hacer fluir el pozo a la superficie.

4.7. COSTOS DE LOS TRATAMIENTOS

A continuacidn se presentan datos actualizados delos
costos involucrados en la realizaci6én de los trata-
mientos ani-incrustantes, tanto en lo referente alos
equipos empleados como a los qufinicos utilizados en
los tratamientos ya nombrados: preventivo y de lim-

pieza.

A. COSTO DEL TRATAMIENTO DE INHIBICION AMTI-INCRUS-

TACIONFES
COs8TOS ESTIMADOS COMPANIA AL, CONTADO MATERTAL A MANO
t + } t
‘Bombeo ,Lﬁéiﬂ‘gurton 1 4.000
Quimicos | | | 2.000
I I
Unidad de cable Superser 600
de acero,
Unidad de pista Pool 800
neo,

Transporte

Tmprevistos | 600 |
TOTAL: US$ 8.000
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B, COSTO DEI, TRATAMIENTO DF LIMPIFZA

COSTOS ESTIMADOS COMPANTA AL CONTADO MATERTAL A MANO
Rombeo Halliburton 2,000
Quimicos 1.000
Unidad de cable Superser 500
de acero
Unidad de pistonad 500
hranqute i
‘Imprevistos | 500
TOTAL: Us$  4.500

De los datos anteriores se puede apreciar vy conclufr, que
los costos de los tratamientos tanto preventivo como de |lim
pieza de las formaciones hidrocarburfferas, resultan relati
vamente haratos si se comparan con los beneficios que de
ellos se obtienen, Para corroborar lo anterior, es necesa
rio tener siempre presente que la no realizacién peribdica
de dichos tratamientos, trae consigo problemas de tapona-
miento, que van a ocasionar en casos extremos, pérdida to-
tal de la produccibén de un pozo, Yy en consecuencia serdn -
necesarios mayores gastos operacionales, para volver a po-

ncr nuevamente un determinado PO0zO en produccién,

Esto se dehe a que cuando el. material incrustante deposita
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do en el interior de la sarta de completacibn esti
bien consolidado, serd necesario para eliminarlo cam
biar las secciones de tuberia taponadas, trahajo que
unicamente se |lo puede realizar moviendo un taladro

a la localizacién del pozo, para efectuar el reacon-

dicionamiento del mismo.
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CapiTULO

ESTADISTICAS DE LA PRODUCCION DE LS POZOS
DEL CA'FPO

PPUEBAS DE PRODUCCION DE LOS POZOS ENM CSTUDIO

Durante la explotacién de los hidrocarburos de uncam
po dado, los pozos son sometidos periddicamente a
pruebas de produccibén, las mismas que permiten obte
ner el volumen de fluido, que estdn siendo produci-
dos de los yacimientos, Para la realizacién de este

trabajo se utiliza el separador de prueba.

Con el fin de determinar el porcentaje de agua Yy S€
dimentos (Bsw) que fluye junto con el petr6leo, se
toma durante la prueba de produccién una muestra del
fluido que sale del pozo, para llevarla al laborato-
rio, donde por centrifugacién se rompe la emulsién a
gua-petrdleo, logrdndose as€ la determinacidn del
contcnido de sedimentos y agua que existe en el flui

do del pozo.

Por lo general, durante cada mes se realizan wvarias
pruebas de produccién de un mismo pozo. FEn este capi
tulo solamente se prcsenta la mejor prueba obtenida
en el mes, a partir de Enero de 1977 hasta Aqosto de

1980, para todos los pozos del campo Lago Agrio en
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los cuales se ha efectuado este estudio.

Para visualizar la importancia que tiene la realiza-
ci6n de pruehas de produccién mensuales de los pozos,
los mejores valores de las tasas de petr8leo con Su
correspondiente contenido de aqua en barriles por dia,
se han graficado versus tiempo. Fstos grdficos permi
ten observar los incrementos y declinaciones dela pro
duccibén, tantc de petrdleo como del agua, durante la

vida productiva de los vacimientos,

En estos grdficos ya sefialados también estdn indica-
das las fechas de las inhibiciones que se han efectua
do en cada pozo, con el fin de prevenir la deposita-
cidn de carbondatos y evitar pérdidas de producci6n.De
la observacién y andlisis de las curvas resultantes,
podemos sacar conclusiones sobre la efectividad o nd
de las inhibiciones en cada uno de los pozos en estu

dio.
GANANCIA DE PRODUCCION DESPUES DEL TRATAMIENTO

La inhibicién €S un tratamiento que se da a la forma
cién para prevenir la depositacifén de carbonatos, tan
to en la cara de la arena productiva como en el equi
po de produccién y lineas de superficie. Por lo gene

ral, con este tratamiento lo que se persigque es man-
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tener la produccibn de petr8leo en loz pozos, pero
en ocasiones después del tratamiento de inhibicién,
es loyrado un incremento en la produccién, lo que
hace pensar que el inhihidor, ademds de prevenir las
depositaciones de carhonatos, actfia estimulando las
zonas productoras. En otras ocasiones, la produccién
disminuye despu&s del tratamiento para luego Ir in-

crementando lentamente.

La tendencia general que presentan los grdficos de

los valores de las mejores pruehas de produccién ver
sus tiempo, después de una inhibicién es que la tasa
de produccién de hidrocarburos se mantiene, pero las
declinaciones gue a veces se observan pueden Sser ori
ginadas por la disminucién de la presién del yaci-

miento, o0 por el incremento de la produccidn de agua.

En el Apéndice II se encuentra la tabla N2 6 donde
se presentan tabulados para cada pozo estudiado las
inhibiciones que se han realizado, la produccién de
petr6leo y agua antes y después del tratamiento, ast
como la ganancia de produccién, si es que se la ha

obtenido.



| CarituLo VI
COMTRCL DE 1A EFECTIVIDAR DEL TPATAMIENTN

Después de efectuado el tratamien{) es indispensable rea
lizar un estricto control del retorno del quimico inyec-

tado, especialmente luego de poner el pozo en produccidn,

En el capitulo 1V, en el punto referente al tratamiento
preventivo Se senelaron las formas posihles para cumplir

con dicho control, las cuales son las siguicntes:

- Tiempo entre una inhikicién v la siquiente
- Partes por millén residuales

- Produccidén del cuimico acumulado.

En la mayoria de los casos el tiempo es el factor deci-
sivo para efectuar un nuevo tratamientc de inhibicidn, pe

ro esto no implica que los otros dos factores dejen de ser

considerados.

En este capitulo vamos a explicar la forma como operan
estas técnicas controladoras de la efectividad del trata-

miento,

6.1. TIEMPO EMTRE UNA INFIBICION Y LA SIGUIENTE

NDe la tabla N2 9, donde se nresenta el resumen gene-
ral de las inhibiciones cue se han realizado a par

tir del aro 1975 hasta el ano 1980, se puede visuali
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zar claramente que el tiempo entre inhibicioncsosci
la de 6.3 a 11.5 meses, Fs dccir, para cada uno de
los pozos del campo donde se estudia el problema de
las incrustaciones, cxiste un determinado periodo de
tiempo transcurrido entre una inhibicidn y la si-
guiente, el cual da un promedio de efectividad del

tratamiento de 8.4 meses.

La diferencia en el tiempo cue existe al realizarel
tratamiento de inhibicién entre un pPo0zo y otro o en
el mismo pozo, puede ser influenciada por el hecho

de que después de haber invectado el qulmico algunos
pozos permanecen cerrados durante ciertos periodos -
de tiempo, lo cual viene a ocasionar aque los trata-

mientos inhibidores no sean perifdicos. Otra causa

puede ser problemas operacionales

Fs por esta razdén, que se ha determinado en 6 meses
el valor promedio para el tiempo que debe haber en-
tre un tratamiento de inhibicidén v el siguiente, con
lo cual se ha conseguido standarizarlos y reducir el
arduo trabajo de control del retorno del qulmico a

superficie.

PARTES POR MILLON RFESIDUALES

La cantidad de ppm(partes por millén) residuales del
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inhibidor, es determinada mediante UNn andlisis peril-
dico del agua producida junto con el petréleo. Este
andlisis se basa en el efecto dispersante del inhibi
dor sohre el carbonato de calcio que estd en suspen

sién en el agua salada,

Para conocer la canticlad de ppm residuales del inhi-
bidor que retorna a superficie junto con los flui-
dos producidos, es necesario construfr las curvas de
calibracién para cada uno de los po0zo0S. FEstas cur-
vas de calibracidn, se basan en el andlisis del com-
portamiento de los dcidos poliacrilicos de hajo peso
molecular relaciondndolos con el efecto que dichos -
materiales tienen sobre los carbonatos, ya que esos
dcidos acttian como dispersantes sobre el carbonato de

calcio, finamente pulverizado

L.as curvas de calibhracién son elaboradas de la si-

guiente manera:

Se preparan soluciones de concentraciones conocidas
del inhibidor Visco 962 de: 1, 5, 10, 15, 20, 30, 40
60, 80 v 100 mg/l. De cada una de estas soluciones
son tornados 50 ml, se los diluye con 50 ml de agua
salada, en tubos Nessler de 100 ml. Luego se adicia
nan a cada una de las soluciones 0.5 gramos de carba

nato de calcio en polvo y 5 ml de azul de metileno de
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una concentracién de 50 mg/l.

Los tubos son tapados e invertidos simult&neamente
varias veces para lograr una dispersidén igual del

carbonato de calcio en polvo, en cada uno de ellos,

El tiempo de asentaniento del carbonato de calcio
es cronometrado, desde el momento en que llega al
fondo del tubo Messler hasta la marca de 4 mm. que

exista en el mismo.

Estos tiempos son graficados versus las concentra-
ciones del quimico Visco 962 utilizadas, obtenién-
dose de esta manera las curvas de calibracidén para
cada pozo, las mismas que se encuentran en el Apdn
dice 1, En la tabla N2 7 se presentan los valores
necesarios que permiten obtener las curvas de cali
bracién de los pozos, los cuales se encuentran en
el apéndice 11. Dichos datos fueron ohtenidos en

Fnero de 1980,

Teniendo la curva de calibracién de cada pozo, se
procede a efectuar el andlisis del quimico resi-
dual en una muestra del agua producida junto con
el petr6leo., Se toma un volumen determinado de la
muestra a ser analizada, se la diluye con 50 ml de

agua destilada, luego se la mezcla con 50 nil de a-
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gua salada v se adiciona 0.5 gramos de carbonato de
calcio vy 5 ml de azul de metileno de una concentra-
cidén de 50 mg/litro de la misma manera como Se hizo
las curvas standar. Posteriormente se procede a de-
terminar el tiempo de asentamiento del carbonato de
calcio en el tubn Nessler, el mismo que corresponde
en la curva de calibracién va construfda a cierto

nimero de ppm residuales,

En la tabla NQ 8 del apé&ndice II se nresentan los -
valores de los ppm residuales para cada pozo trata-
do, ohtenidos por medio del procedimiento ya descrdi
to de las curvas de calibracidén. Dichos valores se
han graficado versus tiempo (fecha en que se tomd
la muestra) con el fin de analizar la manera como se
comporta el quimico inhibidor al retornar a superfi
tie, despu&s de haber actuado en la formacién. Los
grdficos resultantes estdn presentados en el Apéndi

ce 1I.

De acuerdo a la experiencia de campo, se ha llegado

a la conclusién de que cuando la concentracidn del
Visco 962 es de 6 ppm residuales o0 menor, €S necesa
rio realizar una nueva inhibicién al pozo para evi=-

tar los problemas originados por las incrustaciones.
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En la Fig, N2 10 se presenta el equipo utilizado en

la elaboracién de las curvas de calibracidn.
PRODUCCION DEL QU’INIC%ACUMULZ\_DO

EIl tratamiento anti-incrustante en un pozo de petr6-
leo, consiste en desplazar a la formacifn un volumen
dado de una solucidn acuosa, la misma que contiene -

el qulmico inhibidor de las incrustaciones.

Cuando se elabora el programa de inhibicidn de un pa
z0o dado, hay que calcular el volumen de qulmico nece
sario para llevar a efecto la inhibici6n. Es decir -
se debe saber la cantidad de guimico que Se inyecta
a la formacién, la cual, para el caso del campo Lago

Agrio €S de 330 galones de Visco 962.
A

Luego de haber realizado la inhibicién al pozo, se
lo pone en produccién ocasionando este hecho que co-
mience a producirse junto con el petr6leo, el quimi-
co inhibidor. Entonces para calcular la cantidad. de
gulmico que retorna a superficie es necesario cono-

cer:

- La produccibén de aqua por dia (BAPD)
- Las partes por milldén residuales del auimico.

- Factor de dias acumulados (F)
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La produccién de acua Se obtiene de la prueba de pra
duccibn del pozo v los ppm residuales de la curva de

calibracio6n,.

EIl factor de dlas acumulados (F), no es otra cosa que
el ntmero de dlas cue han transcurrido entre una prue
ba de control de los ppm residuales vy la siguiente,
teniendo muy presente que para la determinacidn se
considera desde el dfa en que se realizd una prueba

hasta un dla anterior a la siguiente.

Con estos pardmetros y aplicando la siguiente ecua-

cién se puede calcular el volumen de quimico acumula

do.
VQA-=BAPD*42%%§*ppm*6l * F
10" pom

Donde :

VQ A = Volumen de quimico acumulado

BAPD = Barriles de aqua por dia

42 = Factor de conversidn de Barriles a galones
ppm = Partes por milldn residuales

1/10%= Factor de conversién de las partes por mi-
116n residuales

F = Factor de dlas acumulados,

Cuando la oroduccién del quimico acumulado es mayor
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al 50%del volumen inyectado, es una indicacién de
que Se debe pensar en un nuevo tratamiento anti - in

crustante del nozo, con el fin de evitar la forma-

cién y depositacidn de carbonatos que de ocurrir, o-

casionardn pérdidas de produccién.



~ap1TULO VII
AMALISIS  DE PREQILTADNS

- Mediante la graficacién de los ppm residuales del inhibi-
dor inyectado vs, el tiempo transcurrido luego del trata-
miento, se puede detcrminar el lapso de tiernpo durante el
cual es efactivo el inhihidor, tomando como base un valor
minimo de 6 ppm residuales, para garantizar una proteccifn
adecuada de la formacidén contra las depositaciones de car
bonatos. 0O sea, cuando la concentracién de los ppm resi
duales del Visco 962 sea igual a 6 0 menor, €S una indica
cién de la necesidad de efectuar un nuevo trataniento an-

ti-incrustante a una arena productiva de petrdleo,

- Analizando la tabla N® 9, podemos observar que la dura-
ci6n del efecto inhibidor del visco 962 oscila entre 6.3
y 11.5 meses, resultando un promedio de 8.4 meses, Pero -
es necesario indicar, que ese valor mads alto del tiempo
de proteccién sehalado, puede estar influenciado por el
hecho de que ciertos pozos se cierran durante determinados
periodos de tiempo, lo cual hace que la duracién del tra-
tamiento sea mayor. Debido a ello, se ha establecido en
6 meses, como un valor promedio real del tiempo de dura
cién para la efectividad del tratamiento, el mismo que ha
sido estandarizado. Es decir, despu&s de haber transcurri

do 6 meses de la realizacibén de un tratamiento anti-incrus
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tante, se puede planificar la realizacién de una nueva

inhibicidn.

La frecuencia con la cual se dehen realizar los tratamien
tos anti-incrustantes, e€s menor en los pozos que tienen
baja produccidén de agua. Por el contrario, el tratamiento
debe ser mds continuo en los pozos que producen con alto

contenido de aqua, dehido a gque aumenta la posibilidad de

que se precipiten los carhonatos.

En los gr&ficos de produccidn Vs. tiempo de los pozos es-
tudiados se puede ver que, en algunas ocasiones la tasa
de produccidn de petrSleo se incrementa después de haber
realizado el tratamiento preventivo, lo cual es una indi-
cacién de que el quimico utilizado en el tratamiento anti

incrustante viscos 962 posee caracteristicas estimulantes.

En el grdfico de produccién Vs. tiempo del pozo Lago Agrio
N2 8, se puede visualizar dos fenSmenos causados por el

tratamiento de inhibicidén a la formacidén productiva:

1. Se ohserva una regularizacidén de la produccién de pe-
tr6leo luego de efectuado cada tratamiento anti-incrus

tante.

2. Después de la Gltima inhibicién, la produccidn declina
dehido al hecho de que el porcentaje de agua y sedimen

tos en el flujo del pozo aument6 considerablemente des
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pués del tratamiento, lo que se puede verificar ana-

lizando la tabla N¢ 5 en el Apéndice II.

- Para realizar un control efectivo sobre la depositacién
de los carbonatos, no se dehe excluir el cdlculo del vO

lumen de qulmico acumulado que retorna a superficie.

Si la cantidad de qulmico acumulado que retorna a super
ficie es mayor al 50%del volumen inyectado, necesaria-
mcnte se requiere de un nuevo tratamiento anti-incrus-

tante.

- La inyeccidn del quimico anti-incrustante Visco 962 pre
senta ciertas desventajas en yacimientos que producen -
por empuje hidrdulico, va que al efectuar la inyeccidn
forzada de la solucién acuosa, se corre el riesgo de
fracturar la formacién y tienen problemas de conifica-
cién de aqua, Debido a este problema es que la tasa de

produccién de agua aumenta,

- Para tener un buen conocimiento de la efectividad de un
tratamiento anti-incrustante, se deben controlar tanto
los ppm residuales del inhihidor inyectado, como el vo-
lumen de quimico acumulado que retorna a superficie, Yy
el tiempo transcurrido después de haber efectuado la in
hibicién en un pozo dado. Cuando uno de estos mé&todos
controladores de la efectividad del Visco 962 alcanza su

valor crltico, se debe tomar la decisién de efectuar un
nuevo tratamiento preventivo.



CariTuLo VITI

COMCLUSINNES ¥V PECOPEMDACTINAMES

1. Es recomendahle realizar el tratamiento preventivo,
que consiste en invectar el inhibidor a la formacién
para prevenir la dcpositacidn de los carbonatos, ata
cando el problema desde suU origen Yy preservando asti

todo el sistema de produccién,

2. Bl quimico utilizado en el tratamiento anti-incrustan
te no solamente tiene propiedades inhihidoras, sino
que ademds presenta caracteristicas estimulantes, Es
to se puede observar claramente de los resultados oh
tenidos en el pozo Lago Agrio N¢ 8, donde se incre-
menté la produccién de petréleo después de haber e-

fectuado el tratamiento preventivo.

3. El costo del tratamiento anti-incrustante resulta ser
reiativarnente econénico, Si se compara con el bene-
ficlio que se obtiene, debido a que si las depositacia
nes se han formado pueden en casos extremos, ocasionar
la pérdida total de produccién y en consecucncia, ma-
vores gastos operacionales serdn necesarios para eli-

minar las incrustaciones vy poner el pozo en produccidn,

4. Fs recomendahle el uso de iInhibidores l1iquidos, debi-
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do a la facilidad de SU manejo ya que pueden Ser in-
troducidos a la formaci6én por medio de inyeccién for
zada o tratamiento de la matriz, Sin causarles dano.
Otro de los factores por los cuales se los utilizaes

que no producen reversién quimica.

Para detectar si las depositaciones de carbonatos han
ocurrido en el interior de la tuberfa de produccibn,
se recomienda realizar un control de la misma, median
te el uso de una herramienta calibradora de tuberfa
(tubing gauge), la cual es corrida en elinterior de lasac
ta de completacién por una unidad de cable. Este tra-
hajo de control se lo debe realizar por lo menos 1 vez
cada 2 meses Yy con mayor frecuencia en pozos que pro-

ducen con alto contenido de agua

En los yacimientos ya conocidos as€ como en los nhuevos
campos a ser explotados es necesario efectuar un con-
trol periddico del agua de formacibn y analizar si e-
xiste la posibilidad de que se formen depositaciones -

de carbonatos.

Si los resultados del andlisis del agua producida jun-
to con los hidrocarburos en los nuevos campos a Ser ex
plotados, presentan tendencia al incrustamiento, es re

comendable ir planificando futuros tratamientos inhibi
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dores de depositaciones s&lidas.

Antes de efectuar un tratarniento preventivo en nuevos
campos a ser explotados, se recornienda realizar en el

laboratorio pruebas de compatibilidad entre los quimi

cos anti-incrustantes de carbonatos disponibles VY 1los
flufdos de la formacibn, con el objeto de seleccionar
el mejor inhibidor gue ouede ser utilizado en la ejecu

cibén de los tratamientos anti—-incrustantes,

e b 2D i
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- CURVAS DE PfODUCCION DE LOZ PCZOS.



PRODWCCION PQZQ L.A. N2

1000
N\
o 1800
pd
n 4600
- 1400
-12C0
1 | | | | |
g 4 g o a fa
- i c e c c
c c c c c c
& & z z g a
3000 F T = = = = =
2600 F
' 2200
1800 -
1400 F |
1000 : P Y
w — > _ [N > (o] ((L[_] s . el > [d] = ﬂ>j\ . Q > w o @ . o
S £ £ 38 2 & £ g 2% ¢ ¢ g g 3¢ e 5 g g 3o 5
1977 1978 1579 1980



2

N N2

PropucciON POZO

1600

1200
<1800

1400

-— “qlyul *099Au

- —-q iyt "009Aul

— 'qiyui 208Aul

T

1978

130

das
n(
{ew

ew

2U2

AQU

das

Aew

jew

2U2

AOU
das
sl
Aew
ew
2U2
AOQU
das
1n(
Rews
Jeuw

2UD

advd

O

1200

800 [

dddd

400

1980

i379

1877



PRODUCCION POZO L.A. N26

4000
3200
(@)
> 2400
<
m
1600
‘ -1800
= = = S S 2
= = = £ = <
&) 'S U S O 3
] ] g 2 > ]
2 = Z 2 = 2
4000
3000 F
2000
1000
!
f - e p - S >‘
© 8 7 = £ 3z € 3 F = &£ 3 2 ® F - T 3z < T =
S £ E = 5 € s € € 32 &5 € ¢ E £ 32 w g E € 32 & =
!—l
1977 1980

1978 1975



132

-1200
100

N28

LA

{

PRODUCCION POZC

lew

2U2
A

- — qIyul "993Aul od

das

1979

\ew
L —" Iyul "023Aul
iew
2U2

AQU

das

{ew
L —"qIyul "229Aul
Jew
QU2

AOU

das

Lew

L qiyui o2 Aul Jew

AU

adve

20C

1980

1978

1977



BAPD

2500

2000

1500

BPPD

0G0

QRODUCCION POZQ L A

N1 1

1

g a
K L
& <
g G
(U] (OS]
o o
> >
& £
- 2~ [ S B & 1 [ o = >~
g = & 3 § 3 ¢ ® ® 3 & % ¢ ®© ® Z g F ¢ ® ®W T &
o & €& = o ¢ & &£ £ =Z »w ¢ & €& & Z v ¢ & E E = o
1977 1878 1375 S80

€eT



2

134

QRODUCCION PQzQ L A N212

1200
-800
1400

das

2U2
ACU

— 'qiyul “222Au;
das

Aeuwl

rew
— qiyudl "222AW
2U2

AQU

das

few
— QYL "D224UI lew
2U2
AOU
ias
_qiyul "o02Aul

B

el
— QYU "3RI

X _ YU

500 -
00 -

1
1

S B
0 O
NN

dddd

advd

3500+
3000 |-

1580

1979

1978

1977



BAPD

PRODUCCION FOzZO L A Ne& 17

. 4000

-2000

1000
a 5
£ <
£ c
5] S
by (&)
I (&)
4 ()
Z >
R £

|
c T @ 3 § & & @& @ T Y z g 5 & = o > o = > 4
S L S - - T
1977 1978 1979 1980 &



BAPD

PRODOCCION POZO L.A. N2 18

inyecc. inhib.

inyecc. inhib.

inyecc. inhib.-
inyecc. inhib
inyecc. inhib.
inyecc. inhib

s

Z2ne

mar

may

~J)
~ jul

sep

nov

ene

mar

may
l
sep
nov
ene
mar
may
|
sep
nov
ene
mar
y

© ma
jul

=3 3
1978 1979

sep

I ! !
S & B
O
O O Q
S O ©

=
o
o
S

9€T



3000

12600

137

2200
—1800

PRODOCCION POzO 1A N2 23

das

—qiyul "929Aul

Aew

1920

Jew

2U2

AOU
—qiyui "293Aul
das

1679

—qiyun *223Aul
{ew

Jew
2u2
—qiyui "093Aul
AJU

dos

nf

1978

{ew
lew
U2
—qgiyur -099Aul

\Ou

12s

1877

2P

A

~"qiyut *232Aul us

addv d

2500F

o 20001
& 1500
1000 -

0



O o 9O 9o o O
Q 9o 9 O 9 O
L0 N O D ™
I T I 1 T I
—'qiyut *o02AuUl
g
~N
ol
z
Ahc .
K —qIYyul *222AuUl
O
N
O
o
z
©
Q
Q
D
a
O
o
Q.
~"giyui *332AUi
~ YUt '222AU
~giyul *222Aul ////////1;
{ 1 1 } 1 !
o o 9O O
S 8 8 8 8
ddvd 54%2@

138

das

in{
Aeul
rew
2U2
AOU

das

{ew
few
2U2
AOU

da2s

ewl
ew
U2
\Ou

das

Pwl

lew

1580

1975

1978

1977



139

- CURVAS DE CALIBRACION DE LOS POZOS EN LOS

CUALES SE KA REALIZADO EL PPESENTE ESTUDIO.
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- CURVAS DEL COMPORTAMIENTO DE LOS ppm RESIDUALES

DEL visCco 962 QUE RETORNA A SUPERFICIE,
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APEMDICE I

TABLAS



DATOS DE LAS MEJORES PRUEBAS DE PRODUCCION DE

POZO L. A 1

ILOs POZGCS

ANO 1.977
DIA MES BPPD BAPD BSW
4 1 2491 277 10
4 2 2491 277 10
29 3 2142 408 1€
11 4 2221 275 11
3 5 2013 383 16
1 6 2025 445 18
11 7 2512 628 20
17 8 2738 483 15
21 9 2739 522 16
3 10 2797 381 12
3 11 2719 428 13.6
2 12 2613 574 18

ANO 1.978
DIA MES BPPD BAPD BSW
19 1 2360 627 I 21
14 2 2787 416 13
1 3 2667 399 I 13
3 4 2591 387 13
16 5 2504 408 i 14
8 6 2543 380 13
6 7 2564 350 12
7 8 2415 426 15
10 9 2485 339 12
6 10 2248 562 20
18 11 2042 511 20
4 12 2256 564 20

8.1



POZO L.A 1 (Cont.)

2RO 7.979

S1A MES BPTD | BAPD BSW
26 1 2344 575 18
20 2 2350 515 18
8 3 2272 568 20
3 4 2253 635 22
12 5 1944 683 26
4 6 1893 811 30
21 7 1956 83p 30
16 8 1966 843 30
5 9 | 1960 8.40 =0
17 10 1765 756 0
15 11 1742 8:20 E;
13 12 1853 7.21 2

ARO 1.980
DIA | MES BPPD BAPD BSW
3 1 1805 774 30
5 2 1756 826 32
21 3 1802 772 30
20 4 1790 767 30
1 5 1829 711 28
10 6 1654 891 35
27 7 1766 951 35
1 8 1793 965 35

64T



POZO L.2 2

ANO 1.977 ARO 1.978
DIA MES BPPD | BAPD BSW IA MES | BPPD BAPD BSW
4 1 1452 1452 50 1 895 - 52
4 2 1452 1452 50 2 - - -
30 3 687 1031 60 < 3 - - -
21 4 869 1062 55 ' 4 - - -
3 5 895 970 52 5 - - -
3 6 895 970 52 1 6 771 1157 60
- 7 - - - % 5 7 867 1301 60
- 8 - - - 7 8 906 1359 60
- 9 - - - 7 9 914 1371 60
- 10 - - - 7 10 730 892 55
- 11 - - - 7 11 730 892 55
- 12 - - - 7 12 349 854 71

(*) Cerrade por insuficiencia

08T



POZO L. A2

ARO 1.979
| p1A MES BPPD | BAPD BSW |
9 1 436 970 69
9 2 253 759 75
27 3 545 1635 75
5 4 367 682 65
6 5 668 58 8
4 6 587 37 6
27 7 465 63 12
28 8 412 46 10
24 9 398 42 10
7 10 307 34 10
5 11 323 53 14
11 12 340 46 12

(Cont.)

ANO 1.980
DIA BPPD BAPD BSW
17 1 300 33 10
10 2 323 44 12
6 3 265 50 16
16 4 296 48 14
11 5 151 38 20
5 6 158 40 20
9 7 125 37 22.
17 8 309 132 30

18T



POZO L.A 6

aNo 1 977
DIA MES BPPD BAPD BSW
6 1 4896 797 14
6 2 4896 732 13
29 3 4307 820 16
21 4 4068 775 16
5 5 4064 892 18
8 6 4111 1028 20
8 7 3739 935 20
29 8 2560 284 10
26 9 3786 1006 21
26 10 2307 651 22
22 11 2166 542 20
4 12 2010 670 25

ANO 1.978

DIA MES ] BPPD BAPD BSW
20 1 2519 1185 32
3 2 2366 1113 32
4 3 1997 856 30
6 4 3037 1635 35
8 5 3491 1880 35
27 6 5869 3913 40
16 7 3626 2417 40
31 8 5240 2246 30
31 9 5240 2246 30
25 10 4798 2056 30
16 11 4774 3183 40
28 12 2731 2521 48

281



POZO L.A

ANO  1.979
DIA MES BPPD BAPD BSW
25 1 2599 3051 54
24 2 2196 2196 50
30 3 2263 2089 48 )
22 4 2257 2168 49
29 5 2187 2187 50
18 6 1961 2397 55
22 7 1966 2403 55
29 8 1845 2768 60
30 9. 1815 2218 55
8 10 1777 2262 56
16 11 1588 1588 50
8 12 1241 2025 62

o)

ARNO  1.980
DIA ME BPPD | 2@PD BSW
30 1 1331 1997 60
23 2 1160 2154 65
18 3 1513 1513 50
21 4 1044 1566 60
26 5 887 2070 70
29 6 963 2247 70
14 7 942 2198 70
26 o 929 2168 70

€0t



POZO0 L.A &

AFO  1.977 ARO  1.978

DIA ! MES BPPD BAPD | BSW QIA MES BPPD BAPD ‘ BSW
4 1 1647 34 2 16 1 ~247 °0 6

4 2 1647 34 2 2 2 0112 -4 3
30 3 1137 7 0.6 . 3 3 1230 30 3
25 4 702 37 5 4 4 1293 4o 3

3 5 882 56 6 30 5 953 13 14
13 6 979 62 6 5 6 1001 14 14
16 7 1057 56 5 7 7 1060 9 08
17 8 1181 62 5 23 8 1014 13 12
21 9 | 1430 14 1 8 9 1076 5 05
24 10 1108 37 3 15 10 1205 26 2

4 11 1165 74 6 29 11 1185 10 08
29 12 1153 73 6 3 12 1168 9 08

8T



POZO

(*)

ANO 1.979

IA M BPPD BAPD . BSW
10 1 1213 15 12

7 2 1293 13 1.0
10 3 1169 12 1.0
22 4 833 44 5

7 5 876 27 3

6 6 1060 33 3
18 7 981 74 7
23 8 1295 324 20
26 9 1009 138 12
17 10 978 133 12
28 1 874 154 15
12 12 832 208 20

Cerrado por insuficiencia.

L.A

8 (Cont.)

ANO 1.980
DIA BPPD BAPD BSW
7 971 341 26
25 59 138 70
22 59 138 70

S8T



POZO
ANO 1.977
DIA MES BPPD BAPD BSW
18 1 801 8 1.0
6 2 863 3 0.4
24 3 770 7 1.0 ~«
27 4 694 1 1.5
3 5 728 12 1.6
2 6 803 10 1.2
8 7 859 18 2
30 8 1627 16 1
4 9 1616 8 0.5
7 10 1558 5 0.3
1 11 1663 3 0.2
3 12 1284 112 8

LA 11

ANO 1.978
DIA MES BPPD BAPD BSW
28 1 998 250 20
14 2 962 197 17
4 3 1265 172 12
15 4 1952 686 26
9 5 2069 584 22
15 6 1993 498 20
16 7 1511 648 30
3 8 1652 708 30
23 9 1902 634 25
8 10 1846 649 26
26 1 1581 615 28
5 12 1447 563 28

98T



PCZO L.A

ANO 1.979
DIA MES BPPD BAPD BSW
5 1 1521 591 28
11 2 1478 493 25
11 3 1479 417 22
6 4 1095 426 28
16 5 1330 292 18
9 6 1080 206 16
5 7 1265 316 20
23 8 1295 324 20
7 9 1321 290 18
25 10 810 228 22
28 11 763 241 24
16 12 910 228 20

ANO 1.980
DIA MES BPPD BAPD BSW
30 1 935 192 17
7 2 1005 164 14
29 3 744 131 15
14 4 615 154 20
7 5 841 210 20
10 6 843 211 20
10 7 843 185 18
2 8 763 167 18

/8T



POZO L.A. 12

ARO 0 97 7 ARO 1.978
DIA MES BPPD | BAPD | BSW | p;ta | mes | Bepp | maro RO
4 1 3161 | 351 10 17 1 3409 583 14 s
4 2 3161 | 351 10 2 2 3307 494 13
24 3 3533 | 393 10 2 3 3220 524 14
20 4 3437 | 425 11 3 4 2984 486 14
4 5 3425 381 10 3 5 2773 693 20
11 6 3477 | 386 10 15 6 2117 465 18
3 7 3298 | 450 12 6 7 2644 661 20
24 8 2251 | 397 15 4 8 2474 781 24
22 9 3600 | 586 14 3 9 2502 | 747 23
4 10 3462 | 564 14 5 10 2577 | 1104 30
4 11 3541 | 576 14 16 11 2541 | 635 20
20 12 3370 | 549 14 3 12 2357 665 22

88T



POZO L.A 12
ARO 1.979 ANO  1.980
| pta | mes | Bepp | BAPD ) Bow | DIA MES BPPD BAPD BSW

6 1 2298 985 30 3 1 960 1707 64
3 2 2233 868 28 8 2 1173 1493 56
4 3 1796 1001 38 6 3 805 1878 70
5 4 1753 1169 40 23 4 942 1413 60
13 5 2040 874 30 18 5 951 [ 1427 60
9 6 2066 803 28 11 6 1067 | 1304 55
3 7 1831 1030 36 5 7 991 [l 1487 60
13 8 1410 1410 50 4 8 1122 [ 1371 55
25 9 1420 1420 50

7 10 1399 1145 45

7 11 1598 1065 40

1 12 944 1692 63

68T



POZO L.A 17

ANO 1977
DIA MES BPPD BAPD BSW
5 1 1737 2606 60
5 2 1737 2606 60
5 3 1737 2606 60
15 4 786 2358 75
13 5 1139 2658 70
8 6 1108 2585 70
2 7 649 2596 80
3 8 756 3024 80
22 9 403 3627 90
26 10 445 2522 85
26 11 441 2522 85
- 12 - - *

DIA

MES

ARO 1.978

BPPD

BAPD

* Cerrado por insuficiencia

10

11

12

06T



DIA

MES

Ao 1.979
BPPD

BAPD

25

19

10
11

12

1168

1208

1168

1208

50

50

POZO

L.A

17
ARO 1.980

DIA MES BPPD BAPD BSW
25 1 573 2032 78
8 2 710 2130 75
23 3 490 1960 80
21 4 490 1737 78
5 5 913. 2130 70
13 6 494 1976 80
9 7 295 1672 85
11 8 302 1711 85

T6T



POZC LA 18

Aii 1.977 ANO 1.978
DIA MES BPPD BAPD BSW DIA MES BPPD BAPD BSW
5 1 5178 216 4 17 1 4347 593 12
5 2 5178 216 4 2 2 4657 758 14
22 3 3774 419 10 22 3 4536 504 10
22 4 5476 350 6 4 4 3956 989 20
14 5 5763 303 5 25 ) 3953 869 18
1 6 5652 361 6 6 6 4538 1135 20
18 7 5786 402 6.5 7 7 4298 1212 22
2 8 2296 121 5 5 € 4677 1097 19
24 9 4229 368 8 4 9 4324 1220 22
7 10 4423 437 9 27 10 4966 2128 30
27 11 4665 636 12 26 11 3786 1623 30
23 12 4306 473 10 5 12 4026 1725 30

co6t



ANO 1.979

DIA MES BPPD BAPD BS
28 1 5474 2346 30
13 2 5769 2841 33
11 3 5652 3043 35
5 4 5478 3357 38
28 5 4977 2342 32
25 6 6752 2894 30
26 7 5271 2259 30
15 8 6447 3321 34
25 9 6679 2862 30
9 10 6766 2500 30
17 11 6534 3075 32
14 12 6632 3121 32

POZO L.A 18 (Cont.)

ANO 1 @pO
Ia E BPPD BAPD BSW
6 1 6337 3412 35
8 2 5783 3855 40
5 3 5815 4211 42
6 4 5716 3811 40
6 5 5688 3792 40
4 6 5806 3871 40
1 7 5557 4366 44
6 8 5174 4233 45

€6t



POZO L.A 23

ANO 1.977
DIA MES BPPD BAPD BSW
24 1 1915 1387 42
24 2 1915 1387 42
24 3 1631 1631 50
11 4 1909 1382 42
24 5 1694 1694 50
11 6 1694 1694 50
4 7 1443 1837 56
3 8 1423 1965 58
17 9 2043 2497 55
1 10 2016 2464 55
4 11 1942 2374 55
2 12 2033 2033 50

ANO 1.978

DIA MES BPPD BAPD BSW
17 1 1169 1754 60
15 2 977 2076 68
2 3 1011 2359 70
16 4 1169 2171 65
16 5 968 2258 70

9 6 981 2289 70

5 7 1003 2340 70
24 a 996 2324 70
10 9 996 2117 68
15 10 692 1615 70
16 11 646 2584 80
10 12 668 2672 80

poT



POZO L.A

aAf0 1.979

DIA MES BPPD BAPD " BSW
25 1 1067 2490 70

3 2 1154 2452 68
28 3 1653 12480 60

7 4 2132 1968 48
14 5 1803 | 2117 54
17 6 1291 2398 65
19 7 1206 2814 70
27 8 1133 2644 70
10 9 940 2820 75
11 10 742 2226 75
16 11 1026 2394 70

2 12 1185 2201 65

]3

ARO 1.980

DIA 3PPD | BAPD BSW
27 965 2252 70
24 393 2084 70
8 825 2556 75
16 801 2403 75
5 705 2500 78
29 693 2079 75
7 806 2858 78
25 859 3046 78

S6T



POZO L.A

ANO 1.977

DIA MES BPPD BAPD BSW
28 1 2217 219 9
28 2 2217 219 9
28 3 2217 219 9
21 4 4439 493 10
24 5 4585 509 10
5 6 4295 586 12
19 7 4698 640 12
12 8 5503 750 12
28 9 4219 469 10
28 10 4219 469 10
25 11 3463 517 13
29 12 4235 419 9

24

ANO 1.978

DIA MES BAPD BPPD BSW
9 1 737 4176 15
15 2 537 3935 12
3 537 3935 12

1 4 909 3634 20
23 5 954 3815 20
5 6 867 3951 18
20 7 780 4097 16
1 8 1033 4132 20
8 9 811 3961 17
15 10 834 3801 18
18 11 943 3773 20
4 12 1295 3884 25

961



ANO 1.979
DIA MES EBPPD BAPD BSW
11 a1 4425 1106 20
14 2 3489 1102 24
28 37 2770 1492 35
6 4 2769 1491 35
3 5 2981 1159 28
9 6 3000 1286 30
28 7 2840 1104 28
15 8 2522 1358 35
27 9 1996 1996 50
9 10 2458 1324 35
16 11 2621 1123 30
a1 12 2473 1332 35

POZO L.A

24
ANO 1.983
DIA MES BPPD BAPD BSW
14 1 2253 1843 45
6 2 2308 1539 40
17 3 2153 1435 40
23 4 2112 1529 42
23 5 2269 1222 35
11 6 2414 1035 30
27 7 2467 1328 35
5 8 2538 1250 33

L6T
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TABLA NQ 6

DATOS DE PRODUCCION DE PETROLEO Y AGUA ANTES Y DESPUES DEI, TRATAMIENTO
DE INHIBICION, ASI COMO LA GANANCIA DE PRODUCCION

-
1;3 o  FECHA ]C}I%flg—l— AN'I'ESPK)DUCCIOE ESPUES JSEAE%S
3PPD BAPD BPPD BRAPD
5-11-77 1 2491 | 277 | 2401 | 277 -
9-VII-77 2 2025 | 447 | 2512 | 628 487
1 |16-1-78 3 2637 | 579 | 2360 | 627 -
12-VIII~78 4 2415 426 | 2415 426 -
3-III-79 5 2164 475 | 2272 568 108
24-3~79 6 1765 | 456 | 1829 | 711 64
23-X-76 1 1240 | 827 -
, |17 2 162 | 1452 | 869 | 1062 -
26~-1V-79 3 907 1359 668 58 -
14-X1-79 4 307 3| 323 53 16
30-111-76 1 4905 79 -
21-X-76 2 4355 | 709 | 4833 | 787 478
29-vIl1-77 3 3739 935 | 2560 284 -
11-11-78 4 2010 | 670 | 2366 | 1114 356
6 |o7-x-78 5 4798 | 2057 | 4798 | 2057 -
6-TV=79 6 2196 | 2196 | 2257 | 2168 61
12-X-79 7 1717 | 2262 | 1717 | 2262 -
14-TI1T-80 8 1160 | 2154 | 1513 | 1513 353
6-11-77 1 1613 A | 1647 A A
27-1V-78 2 1192 33 | 1296 40 104
8 lo-1v-79 3 1168 9| 876 o7 -
3-X1-79 4 978 | 133 | 874 | 154 -




199

'RODUCCION GANANCIA
N2 Di FECHA INI’]IB_I_ ANTES DESPUES DE BPPD
POZO CION | BPPD BAPD | BPPD | BAPD
8-1-77 1 801 8 -
13-1V-78 2 863 4 | 1952 686 1089
11 | 5-XI1-78 3 | 1846 648 | 1581 | 615 -
20-111-79 4 | 1479 417 | 1896 417 417
5 |1321 | 290 810 228 -
20-11-77 1 3161 351 -
24-VII-77 2 450 | 3298 450 -
12 | 10-III-78 3 | 3370 549 | 3220 524 -
20-11-79 4 | 2577 645 | 3233 868 656
14-X-79 5 | 1420 | 1420 | 1400 | 1144 -
il 1734 | 1764 -
2 715 | 1073 | 1668 | 2504 953
3 | 1737 | 2605 786 | 2358 -
4 445 | 2520 | 1163 | 1163 718
27-I1I-77 1 5476 350 -
25 X177 2 |4423 437 | 4665 636 242
18 | 28-%-75 3 | 4966 | 2128 | 4966 | 2128 -
18-1V-79 4 | 5652 | 3043 | 5478 | 3357 -
21-X1-79 3074 | 6535 | 3074 1
18-TTI-80 3855 | 5816 | 4210 33
8-VII1-76 1 1216 | 2836 -
22-1-77 2 11920 | 2880 | 1915 | 1386 -
17-211-77 3 11942 | 2374 | 1181 | 1771 -
23 | 26-x11-78 | 4 692 | 1613 668 | 2672 -
9-VI-79 5 1803 | 2117 | 1291 | 2398 -
9-x-79 6 742 | 2226 | 1026 | 2394 284
3-vI1-80 7 705 | 2500




V| rmoun | IR | S s caenn
BPPD II BAPD | BPPD | BAPD | 1’
10-11-77 1 2217
20-VI1-77 2 | 4698 641 | 4698
24 19-X1-77 3 3932 437 | 3463 i
12-111-79 4 |3801 835 | 2818 [
26-X-79 5 12458 | 1323 | 2458 1323
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VALORES PARA OBTENER CURVAS DE CALIBRAC™™

TABLA N& 7

Tiempo (minutos)

Concentracidn (yppm) 30 40 {minutos)
FQZ(]? CONCENTRACION 0 5 10 15 20" 21'58" 27'30"

Q ' _

N TIEMPO 2 24" 4'00" 7'36" 12'05" 14'03" 21'5g" 2730"

FQZO CONCENTRACION 5 10 20 30 40

jo

NE 2 TIEMPO 4'30" 7'55" 15'10" 20'55" 26'00"

POZC  CONCENTRACION 0 5 10 20 30 50 60 80 100
N& 6 TIEMPO 425" 4'30" 4'58" 6' 48" 9'00" 11'24" 13'65" 16'25" 19'653"
POZO  CONCENTRACION 1 5 10 20 30 40

N2 8 TIEMPO 2'00" 3'00" 4'12" 8'40" 12'05" 14'30"

POZ0 CONCENTRACION 1 5 10 15 20 30 40

] ] ] ¥ ]
N2 11 TIEMPO 3 40" 5 50" 8 06" 1110" 14 55" 18 58" 22'40"
POZO  CONCENTRACION 0 5 10 15 20 30 40
\
Ne 12 TIEMPO 2 30" 4'05" 6'52" a1 30" 13'02" 20" 10" 27'00"
POZO  CONCENTRACION 0 5 10 20 40 60
] 1] ]

N2 17 TIEMPO 4'25" 4'57" 6 08" 8 57" 12'18" 14 01"

POZO CONCENTRACION 1 5 10 20 30 40

Ne_18 TTEMPO 102" 2'5Q" vAR LY 14'4Q" 22'0Q" 27100

aaal i e htaanshat il a el 0 5 10 80 100
| Ng 23 TIEMER 5115"  §'35"  §'55 7280" 9FD" 12'68"  136D6" 18'30" 21'45"
POZO  CONCENTRACION “ - nT 20 30 40

NL.__24
v =

TEAMDO)

TR IS

H
a
S
al

N
1N
D
D

N
N
aq
(o]

10¢



TABLA N® 8
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VALORES DE LOS ppm RESIDUALES DEL INHIBIDOR (VISCO 962)

POZO L.A 1
DIA MES 2RO Ne DB TNHIBIDOR CANTIDAD INHIBIDOR
SQUEEZ USADO USADA RESIDUAL,
(Galones) (ppm)
5 II 1977 1 VISCO (962) 330
10 II 1977 38
2 I1I 1977 7
20 v 1977 1
13 \% 1977 1
21 \% 1977 1
26 \% 1977 1
VI 1977 1
9 VI 1977 1
16 VI 1977 1
23 VI 1977 1
9 Vi 1977 2 VISCO(962) 330
11 VII 1977 ' 10
12 Vil 1977 5
13 VII 1977 4
18 Vi 1977 4
26 Vi 1977 4
28 Vil 1977 4
30 Vil 1977 13
1 Vi1 1977 18
Vi 1377 10
VI | 1977
VIl | 1977
14 VIIL | 1977 14
27 IX 1977
24 IX 1977
24 IX 1977




TABLA N2 8 (Cont.)

DIA MES ARO Ne DE INHIBIDOR ZANTILAD INHIBIDOR
SQUEEZ USADO USADA RESTDUAL
(Galones) (ppm)
8 hed | 1977
20 X1 1977
29 XIT 1977
16 | 1978 3 VISCO (962) 330
18 | 1978 419
24 | 1978 22
14 IT 1978 19
6 III 1978 12
11 v 1978 8
9 Vv 1978 d
7 VII 1978 10
11 VII 1978 7
4 Vil 1978 6
25 VII 1978 6
12 Vil 1978 4 VISCO (962) 385
13 Vil 1978 796
14 Vil 1978 843
15 VI 1978 214
16 Vil 1978 106
17 Vil 1978 138
19 Vil 1978 48
22 Vi 1978 22
21 IX 1978 9
23 X 1978
15 X1 1978 10
18 | 1973
3 11T 1972 5 JISCO (962) 385
III 197¢ 264
111 1979 122




POZ0 L.A 1

DIA MES ARNO N2 DE INHIBIDOR CANTIDAD INHIB IDOR
SQUEEZ USADO USADA RESIDUAL
(Galones! (ppm)
9 111 1979 73
12 II1 1979 86
16 IIT 1979 70
18 IIY 1979 56
20 IIY 1979 68
22 IIT 1979 41
26 III 1979 23
29 V 1979 12
27 VI 1979 13
25 Vil 1979
21 VIl 1979
4 X 1979 5
24 X 1979 6 7ISC0 (962) 330
26 X 1979 50
30 X 1979 44
6 X1 1979 35
13 X1 1979 29
20 XI1 1979 22
23 | 1980 17
25 I1 1980 14
8 v 1980 7
29 \ 1980 7
30 VI 1980 5
29 VIl 198¢ 5
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POZO L.A 2
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N2 DB INHIBIDOR CANTIDAD INHIBIDOR
DIA MES Afio SQUEEZ USADO USADA RESTDUAL
(Galones) (ppm)

23 X 1976 1 VISCO (962) 330
26 X 1976 26.5
29 X 1976 34.0
29 X 1976 38.5
30 X 1976 20.0

8 X1 1976 33.5
30 XIT 1976 20.0

6 | 1977 8.0
11 IT 1977 -

1 IIT 1977 9.0
17 v 1977 2 VISCO (962) 330
20 v 1977 61.0

3 \Y 1977 21.0
23 \% 1977 8.0
15 VII 1977 6.0
13 VI 1978 8

4 Vil 1978 8
25 VII 1978 6

4 VIl | 1978 4
15 VIl | 1978 4
22 VI | 1978 4
26 v | 1979 3 VIS0 (962) 330

3 \ 1975 67

4 \Y 1979 52

5 \Y 1979 56

6 \Y 1979 41

7 \% 1979 34

9 \% 1979 28
29 V 1979 19
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POZO L.A 2
N DE INHIBIDOR | CANTIDAD INHIBIDOR
DIA MES ANO SQUEEZ USADO USADA RESTDUAL
(Galones) (ppm)

27 1979 12
25 1979 9
22 1979 8
4 X 1979 6
22 X 1979 5
26 1979 5
14 1979 4 vISCO (962 330

19 1979 50
27 1979 25
11 1979 23
8 1980 16
i2 1980 16
17 1980 11
8 1980 9
29 1980 9
30 1980 8
29 1980 9




POZO L.A 6
N® DE INHIBIDOR CANTIDAD
DIA MES ARO SQUEEZ USADO USADA
{Galones)

30 III 1976 1 VISCO (962) 330
31 IIT 1976
2 v 1976
3 v 1976
4 v 1976
5 v 1976
6 v 1976
13 | 1Wv 1976
19 v 1976
5 \% 1976
17 VI 1976
14 Vil 1976
17 | VIl | 1976
21 IX 1976

21 X 1976 2 VISCO (962) 330
23 X 1976
29 XII 1976
11 | 1z 1977
16 I1I 1977
20 v 1977
13 | V 1977
21 |V 1977
28 Vil 1977

29 Vil 1977 3 JISCO (962) 330
2 VHIL | 1977
VI | 1977
10 | VIl | 1977
12 | VIl | 1977
17 | VIl | 1977
25 IX 1977

INHIRIDOR
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RESIDUAL
)

733
15
15
16
I
32
10
15

10

700
46

233
20
12
15

31
36
50
33
26
12




POZO L.A 6(Cont.)
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DIA MES ANO
28 X 1977
24 Xl 1977
20 Xm | 1977
11 | 1978
11 | 1978
12 m 1978
13 m 1978
15 | 1978
17 | 1978
19 | 1978
28 m 1978

1 1978
14 1978
13 1978
17 1978
13 1978
13 1978
25 1978
13 VII1| 1978
14 IX 1978
10 X 1978
23 X 1978
27 X 1978
28 X 1978
29 X 1978
30 X 1978
15 X1 1978
28 Xl 1978
21 1978

N2 DE INHIBIDOR CANTIDAD
SQUEE?Z USADO USADA
(Galones)
4 VISCO (962) 330
5 7ISCO (962) 330

RESIDUAL
{ppm)

14

1450

N = =

aljoococolj

g g o;

720
496
60
16
12
11




POZO L.A 6 (Cont.)

N2 DE INHIBIDOR CANTIDAD INHIBIDO
DIA MBS | ARO SQUEEZ USACO USADA RESIDUAL
(Galones) (ppm)
17 | 1979 lo
15 II 1979 11
13 IIT | 1979 a
6 v 1979 6 VISCO (962) 330
7 Iv 1979 538
8 v 1979 315
9 v 1979 42
11 v 1979 34
13 v 1979 28
15 v 1979 26
17 v 1979 31
19 v 1979 26
21 v 1979 20
23 v 1979 22
25 v 1979 43
29 Vv 1979 18
25 \Al 1979 15
22 VIIT | 1979 16
19 IX 1979 7
4 X 1979 6
12 X 1979 7 VISCO(962) 330
19 X 1979 100
22 X 1979 77
23 X 1979 69
25 X 1979 40
26 X 1379 32
5 X1 1979 28
13 Xl 1979 21
20 XII (1979 18
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POZO L.A ¢(Cont.)
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N2 DE INHIBIDOR CANTIDAD INHIBIDOR
DIA MES ARO ZQUEEZ USADO USADA RESIDUAL
. (Galones) (ppm)
23 1 1980 18
25 I 1980 12
14 IIT | 1980 8 VISCO (962) 330
18 IIT | 1980 100
25 IIT | 1980 50
8 v 1980 20
27 \Y 1980 14
26 VI 1980
9 VI 1980
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POZO L.A 8

o | s |0 %0 | KSR | Qoo | mrsor

(Galones) (ppm)
6 111 1977 1 VISCO (962) 330 60
13 v 1977 20
21 v 1977 6
14 VI 1977 6
28 Vi | 1977 5
1 Vi | 1977 6
10 Vi | 1977 5
16 Vi | 1977 5
23 Vil | 1977 5
5 X | 1977 7
28 X | 1977 6
24 X1 | 1977 7
20 XII | 1977 4
29 XIT | 1977 4
24 1 | 1978 4
27 v | 1978 2 | VISCO(962) 330
29 v | 1978 1083
30 v | 1978 327
2 vV | 1978 126
17 vV | 1978 29
15 VI | 1978 18
17 VIl | 1978 9
21 IX | 1978 6
13 X | 1978 6
13 XII | 1978 4
21 XII | 1978 4
9 1979 3 | VISCO(962) 330
3 v | 1979 31
9 vV | 1973 26




POZO L.A 8 (Cont.)
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DIA MES ANO K= DE INHIBIDOR. CANTIDAD INHIBIDOR
SQUEE?Z USADO USADA RESIDUAL
(Galones) {ppm)
10 Y, 1979 25
15 Vv 1979 15
30 \Y 1979 16
27 vl 1979 16
11 VI 1979 13
22 VI 1979 16
25 IX 1979
4 X 1979
24 X 1979
XI 1979 4 VISCO (962) 330
Xl 1979 40
X1 1979 40
X1 1979 40
13 XI 1979 40
19 XI 1979 40
30 X1 1979 28
20 XII1 1979 23
23 | 1980 22
22 Im 1980 16




POZO LA 11
N® DE INIIIBIDOF | CANTIDAD INHIBIDOR
DIA MES ANO SQUEEZ USADO USADA RESIDUAL
(Galones) (ppm)
9 | 1977 1 VISC0(962) 330
26 II 1977
8 v 1977
13 v 1978 2 VISCO(962) 330
14 v 1978 1132
15 v 1978 530
16 v 1978 304
18 v 1978 108
20 v 1978 47
8 \ 1978 17
VII 1978 10
4 VIII| 1978 9
21 IX 1978 7
23 X 1978 . 4
X1 1978 2 VISCO (962) 330
XI 1978 1340
X1 1978 69
15 X1 1978 18
22 X1 1978 12
21 XIT 1978 9
22 | 1979 8
15 1T 1979 7
13 III 1979 7
20 ITT 1979 4 JISCO (962) 330
22 I1T 1979 114
22 V 1979 12
29 V L979 21
19 VI L979 9
17 VII L979
15 VIIT | L979
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POZO L.A 11 (Cont.)
N2 DE INHIBIDOR CANTIDAD TINHIBIDOR
DIA MES ANO SQUEEZ USADO USADA RESTIDUAL

(Galones) (pprm)
20 X 1979 6

18 X 1979 5 VISCO (962) 330
22 X 1979 60
23 X 1979 60
25 X 1979 56
26 X 1979 42
6 X1 1979 28
19 X1 1979 23
28 X1 1979 20
8 | 1980 17
12 II 1980 15
17 I1I 1980 10
v 1980 5
7 V 1980 6
26 VI 1980 5
29 VII 1980 5
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POZO L.A 12
N& DL INHIBIDOR CANTIDAD INHIBIDOR
DIA MES ARO SQUEEZ USADO USADA RESIDUAL
________ (Galones) {ppm)

20 IT 1977 1 VISCO (962) 330

2 ITI 1977 10
20 v 1977 5
21 \% 1977 2
26 Vv 1977 2

2 VI 1977 2

9 VI 1977 25
16 VI 1977 2
23 VI 1977 2
23 VIT 1377 2
24 VII 1977 2 VISCO (962) 330
25 Vi 1977 31
26 VII 1977 30
27 VIl | 1377 15
28 Vil 1977 a1
29 Vil 1977 16
31 Vi 1977 7

2 VI | 1977 16

6 VI | 1977 11
10 VIl | 1977 10
16 VI | 1977 8
23 VIl | 1977 8
25 IX 1977 7
26 X 1977 7
24 XI 1977 8
20 XIT 1977 6
11 | 1973 5
10 IIT 1978 3 VISCO (962) 330
13 II1I 1978 976




FQZO L.A 12 (Cont.)
N° DE INHIBIDOR
DIA MES ARO SQUEEZ USADO
14 IIT 1978
15 III 1978
16 III 1978
18 III 1978
20 IIX 1978
13 v 1978
17 v 1978
15 VI 1978
17 VI 1978
26 VI 1978
4 VIl | 1978
15 VIIl | 1978
22 VIII | 1978
13 X 1978

CANTIDAD
USADA
(Galones)

INHIBIDOR
RESIDUAL
(ppm)

893
135
117
131
64
12

[E
(op]

(ﬂ\l@@@@ﬁ




POZO LA 12
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R"" DE INHIBIDOR CANTIDAD INH;BIDOR
DIA MES ANO SQUEEZ US2ADO USADA RESTDUAL
(Galones)| (ppm)

20 I 1979 4 VISCO (962) 330
22 IT 1979 18

6 IIT 1979 35

7 111 1979 29
16 IIT 1979 42
18 I11 1979 47
20 IIT 1979 45
26 I1X 1979 31
29 V 1979 15
27 VI 1979 17
17 ViI 1979 13
15 VIIY 1979 8
20 IX 1979 6
14 X 1979 .5 VISCO (962) 33Q
19 X 1979 44

6 X1 1979 31
19 X1 1979 25
20 XIT 1979 14

8 | 1980 18
12 Ix 1980 16
18 IIT 1980 9
a1 v 1980 37
18 v 1980 28
29 V 1980 18
30 VI 1980 18
27 VIT 1980 15




POZ0 L.A 17

218

2 e INHIBIDOR CANTIDAD INHIBIDOR
DIA MES ANO | SQUEEZ USADO USADA RESIDUAL
(Galones) | (ppm)

19 I 1975 1 VISCO (962) 330
21 I 1975 345
22 [ 1975 40
23 I 1975 5
24 I 1975 3
25 I 1975 1
26 I 1975 3
27 [ 1975 4

3 II 1975 4
27 II 1975 3
27 IIX 1975 3
10 IX 1975 3

8 XII 1975 2 VISCO (962) 330
11 XIT 197.5 10
12 XI1 1975 1.8
13 XIX 1975 2.2
15 XIX 1975 1.0
17 XII 1975 1.0
22 X11 1975 3.8
27 I1I 1976 2
13 v 1976 2.25
28 v 1976 2.0
17 \'a8 1976 2.0
20 VI 1976 5.5
27 VI | 1976 6.0
21 X 1976 13.5
29 XII 1976 6.0
11 II 1977 12.0
16 IIX 1977 15.5




POZ0O LA 17 (Cont.)
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N® DE INHIBIDOR CANTIDAD INHIBIDOR
DIA MES ARO SQUEEZ USADO USADA RESIDUAL
(Galones) (ppm)

12 v 1977 3 VISCO (962) 330
20 v 1977 6
13 Vv 1977 1.3
21 \% 1977 13
26 Y, 1977 6

2 VI 1977 8

9 VL 1977 6
16 VI 1977 6
23 VI 1977 6
26 VII 1977 5
31 VIiI 1977 6

1 Vil 1977 5
10 v | 1977 6
16 Vi | 1977 4
17 IX 1977 5
20 IX 1977 8
27 IX 1977 10

5 X 1977 V4
16 X 1977 12
26 X 1977 12

9 X1 1979 4 VISCO (962) 330
12 X1 1979 80
19 X1 1979 52
30 X1 1979 37

4 X11 1979 29

a | 1979 25
12 I 1979 19
18 I11 1979 13
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o | rms Lo |30 D8 RN | o
(Galones)| (ppm)
|
8 v | 1980 1n
29 V } 1980 12
30 VI 11980 9
29 VI 1980 6




POZO L.A 18
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% DE TNITIBIDOR CANTIDAD INHIBIDO
DIA | MES Af0 SQUEEZ USADO USADA RESIDUA
(Galones) {ppm)
27 III 1977 1 VISCO (962) 330 6
20 v 1977 6
13 V 1977 6
21 Vv 1977 4.5
14 VI 1977 5
26 Ml 1977 6
31 VII 1977 5
1 Vi1 1977 5.4
9 Vil 1977 5
16 Vil 1977 5
23 Vil 1977 5
13 X 1977 5
20 IX 1977 7
27 IX 1977 5
5 X 1977 6
17 X 1977 5
26 X 1977 5
8 X1 1977 4
16 Xl 1377 4
24 Xl 1977 4
25 X1 1977 2 VISCO (962) | 330
27 Xl 1977 38
30 Xl 1977 36
2 XII 1977 28
4 XII 1977 25
6 XII 1977 16
8 XIT 1977 20
10 YII 1977 22
12 XTI 1977 19




POZ0 LA 18 (Cont.)
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N® DE INHIBIDOR| CANTIDAD | INIIBIDOR
DIA MES ARO SQUETL: USADO USADA RESIDUAL
(Galones) {ppm)
14 x| 1977 18
25 | 1978 12
16 1T 1978 10
16 II1| 1978 8
25 v 1978 7
19 \as 1978 7
17 VII 1978 7
27 W | 1978 6
4 VIiI | 1978 7
15 VII | 1378 6
14 | 1978 6
21 IX 1978 6
10 X 1978 5
23 X 4970 "3 71800 (962) 330
24 X 1978 21
25 X 197% 24
26 X 197¢ 116
15 X1 1973 10
8 1 1979 8
15 IT 1979 d
16 IIT | 1979 8
18 v 1979 4 TSCO (962) 330
20 v 1379 150
21 v 1979 120
23 v 1979 37
25 v 1979 54
27 v 1979 48
23 v 1979 46
3 \% 1979 31
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POZO L.A 18 (Cont.)
oo | s | o | 2| semomon [ aw [ oo
(Galones) {ppm)
7 \Y, 1979 28
15 \% 1979 18
) Vv 1979 15
10 VI 1979 12
27 Vi 1979 12
17 \Al 1979 ]
15 VIII | 1979 10
20 IX 1979 7
4 X 1979 6
23 X 1979 6
6 Xl 1979 5
21 X1 1979 5 VISCO(962) 275
30 Xl 1979 47
4 XIT | 1979 40
12 XIr |1979 26
8 | 1980 21
12 IT 1980 13
18 I1I 1930 48
8 v 1980 18
2 Vv 1980 11
30 VI LS80 14
2 VIl 1980 10
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POZO .o 23
Ne DE INHIBIDOR | CANTIDAD INHIBIDOR
DIA MES | ARO SQUEE USADO USADA RESIDUAL
(Galones) (ppm)

8 VII1 | 1976 1| visco (962) 330

9 VI 1976 d
10 Vil 1976 9
11 Vil 1976 8.3
12 VI 1976 12
13 VIl 1976 10.3
16 VI 1976 24
21 IX 1976 10
2 XIT 1976 6.5
22 | 1977 2 TSCO(962) 330
24 | 1977 226
25 | 1977 196.5
26 | 1977 152
27 | 1977 54
28 | 1977 107
2 | 1977 61
30 | 1377 41
11 II 1977 30
16 ITI 1977 26
20 v 1977 9
26 \Y 1977 10
14 \a¥ 1977 6
28 Vi1 1977 6
31 Vil 19777 10

1 Vil 1977 6
16 VI 1977 ' 8
L7 IX 1377 4

5 X 1977 12
L7 X 1977 14




POZO 1.a 23 (cont.)
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DIA

(0¢)

16
24
17
27
28

10
14

257

17

11
27

15
21
13

o 8B

17
22
15

MES afo | N® DE INHIBIDOR | CANTIDAD INHIBTDOR
SQUEEZ USADO USADA RESTDUAL
(Galones) _{ppm)
X 1977 12
Xl 1977 1
X1 1977 9
X1 1977 7
XII 1977 3 VISCO(962) 330
XIT | 1977 9
XIT | 1977 56
X1 1977 33
| 1978 25
II 1978 15
III 1978 14
11T | 1978 8
v 1978 14
\Y 1978 8
VI 1978 8
Vi 1978 7
VII | 1978 6
Vil | 1978 6
Vi1l | 1978 8
IX 1978 4
X 1978 4
X 1978 3
XIT 1978 4 VISCO(962) 330
X1 1978 320
XII | 1378 248
| 1979 41
| 1979 28
| 1979 17
II 1979 18




POZO L.A 23

(Conk.)

DIA MES | ARO
16 ITII| 1979
15 \% 1979
16 \% 1979
9 VI 1979
1 VI 1979
12 VI 1979
13 VI 1979
17 VI 1979
19 VI 1979
21 VI 1979
25 VI 1979
27 VI 1979
25 VII | 1979
2 VIII| 1979
25 IX 1979

4 X 1979
9 X 1979
19 X 1979
25 X 1979
26 X 1979
6 X1 1979
13 X1 1979
17 X1l | 1979
8 | 1980
23 | 1980
5 II 1980
8 v 1980
29 V 1980
3 VII | 1980
29 VIL | 1980

NS DE
SQUEE?Z

INHIBIDCR
USADO

CANTIDAD
USADA

(Galones)

226

INHIBIDOR
RESIDUAL
(Ppm)

vIsco (962)

ISCO 962)

VISQ0(962)

330

330

21
24
14

183
119
60
21
30

39
30
13
15

SRRB RS

20
21
14
10

43
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POZO L.A 24
N2 DE INHIBIDOR
DIA MES ARO SQUEEZ USADO
10 II 1977 1 VIS0 (962)
14 Iz 1977
2 IIT 1977
20 v 1977
13 V 1977
21 V 1977
26 \% 1977
2 . VI 1977
9 VI 1977
16 VI 1977
23 VI 1977
18 VII 1977
20 VII 1977 2 VISCo (962)
25 \ 0! 1977
26 Vil 1977
27 VI 1977
28 \ 0 1977
29 VI 1977
31 \ 1 1977
2 VI 1977
6 Vi 1977
Vi 1977
16 VI 1977
23 Vi 1977
13 IX 1977
20 IX 1977
27 IX 1977
5 X 1977
16 X 1977

CANTIDAD
USADA

495

495

_(Galones) i

INHIBIDOR
RESIDUAL
(ppm)

N
&~ NMNNNNQQQQABG

[EEN
»

W A WA WOWEDNO RO O




DIA MES
26 X
8 X1
16 X1
19 X1
20 X1
21 Xl
24 Xl
KIT
XII
6 XI1
20 p |
11 |
14 IT
14 ITI
25 v
17 V
31 V
4 Vil
10 X
23 X
12 I1I
15 IIT
15 IIT
16 ITT
16 III
16 IIir
17 IIr
19 ITT

POZO L.A 24 (Cont.)
ARNO N2 DE INHIBIDOR CANTIDAD INHIBIDOR
SQUEEZ USADO USADA RESIDUAL
(Galones (ppm)
1977 3
1977
1977 2
1977 3 VISCO (962) 330
1977 37
1977 36
1977 26
1977 9
1977 11
1977 8
1977 6
1978 10
1978 8
1978 7
1978 6
1978 6
1373 5
1978 5
1978 4
1978 4
1979 4 VISCO (962) 330
1979 527
1979 490
1979 358
1979 404
1979 317
1979 254
1979 189
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POZO L.A 24 (Cont.)
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N2 DE INHIBIDOR CANTIDAD INHIBIDOR
DIA MES ANO SQUEEZ UsabDO USADA RESIDUAL
(Galones) (ppm)

21 III 1979 181
23 IIT 1979 116
26 11T 1979 109
27 I1T 1979 74
29 IIT 1979 48

A v 1379 35
29 \% 1979 14
19 VI 1979 11
17 VII 1979 12
15 VIII 1979 7
20 IX 1979 6
23 X 1979 4
26 X 1979 5 | vISco(962) 330
29 X 1979 40
30 X 1979 40
31 X 1979 40

6 X1 1979 33
13 XTI 1979 30
12 XII 1979 24

8 | 1980 21
12 1T 1980 12
17 I1T 1980 40
14 v 1980 18
29 \Y 1980 12
30 VI 1980 13
29 VII 1980 10




TABLA N* 9
RESUMEN GENERAL DE INHIBICIONES EN EL CAMPO LAGO AGRIO

Poz0 K2 TRATAMIENTO POR ARO TOTAL DE MESES/
‘ 1975 | 1976 | 1977 1978 | 1979 1980 |TRATAMIENTO | TRATAMIENTO
1 2 2 2 6 6.3
2 1 1 2 4 8.5
6 2 1 2 2 1 8 6.6
8 1 1 2 4 10.6
11 1 2 2 5 8.3
12 2 1 2 5 7.9
17 2 1 1 4 11.5
18 2 1 2 1 6 7.1
23 1 2 1 2 1 7 8.6
24 3 2 5 8.1
2 | 4 16 10 19 3 54 8. 4promedio

(01574



S IMBOLO

C

pH

pHs

Sl

NOMENCLATU?A

DESCRIPCIOM

Concentracién del i6n

Didmetro de la linea.
Factor de dias acumula
dos.

Constante producto de
solubilidad.

Longitud de la linea.
Potencial de alcalini-
dad.

Potencial de calcio

pE del sistema real.
pH al cual el sistema
deberia estar saturado
con carbonato de cal-
cio.

Partes por millén resi
duales,

Solubilidad del yeso.
Indice de incrustamien

to.

231

UN IDADFES

moles/1000 gr de a-
gua.

pulgadas.

dias

Millas

mea/litro



SIMBOLO

VAQ

1/10°

232

DESCRIPCION TINIDADES

Volumen de quimico acu-

mulado. Galones
Fxceso en la concentra-

cidén del idn comln. moles/litro
valencia del i6n. -

Factor de conversibn de

los ppm resicluales.



233

REFERENCIAS

Book 1, Of The Vocational Training Series "Primer oOf
oil and Gas Prcduction” American Petroleum Institute.

1976. P&ag. 15-16.

Dr. Charles C. Patton " Oilfield Water Systems”™ Camp

bell Petroleum Series, Play 1974. pPig. 35-66.
w““‘

Ing. Bolivar Miranda "Produccién II temas TITI y 1v.

Bombeo Hidrdulico y Electrocentrifugo.
Julio César Granja. "Rl Petrdleo" Misceldneas. 1276

Jameson, J. "Sandblasting Successfully Tested" 0il-

week (July 7, 1969). Pag. 22,

Matthews, R.R, and Carlberg, B.L. "Scale Treatment" -
Proceedings of University of Oklahoma Corrosion Con-

trol Course, Sept. 11.-13, 1972. P&qg. 6,

Ostroff, A.G. Introduction to Oilfield water Technology,

Englewood Cliffs, N,J.: Prentice-Hall, Ing,, 1365.

Skillman, H.L. McDonald, J.P.Jr, and Stiff, H.A. Jr.,
"A simple, Accurate, Fast Method for calculating cal-
cium sulfate solubility in oil field brine" presented
at the spring meeting of the Southwestern District, API,

Lubbock, Texas, March 12- 14, 1969.




10.

11,

234

Sloat, B, Controlled Solubility Phosphates: A versa-
tile Solution to Oil Field Scale Problems”. Paper

137- G, 34 th Annual SPE Meeting, Dallas-Texas, Cct.

4-7, 1953.

Stiff, H,A. and Davis, L.E., "A Method for predicting
the tendency of oil field Waters to Deposit Calcium

carbonate™, Transactions AIMF Vol. 195 (1952) , péag.
213,

Vetter, 0,J3.G., and Phillips, R,C., Prediction of Depg
sition of Calcium Sulfate Scale Under down-hole con-

ditions". J, Petr, Tech. (Oct. 1970), pag, 1299<¢




	"ESTUDIO SOBRE LOS PROBLEMAS DE INCRUSTACIONES EN UN CAMPO DEL ORIENTE ECUATORIANO"
	AGRADECIMIENTO
	DEDICATORIA
	DECLARACION EXPRESA
	RESUMEN
	INDICE
	INTRODUCCION
	CAPITULO 1: HISTORIA DEL CAMPO, OBJETO DE ESTUDIO
	CAPITULO 2: CONDICIONES OPERACIONALES DE CAMPO
	2.1 SISTEMA DE PRODUCCION DEL CAMPO
	2.2 POZOS FLUYENTES
	2.3 LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL: BOMBAS ELECTRICAS SUMERGIBLES 

	CAPITULO 3: TEORIA DE LAS INCRUSTACIONES
	3.1 POR QUE SE FORMAN LAS INCRUSTACIONES?
	3.2 INCRUSTACIONES COMUNES
	3.2.1 CARBONATO DE CALCIO
	3.2.2 SULFATO DE CALCIO
	3.2.3 SULFATO DE BARIO
	3.2.4 COMPUESTOS DE HIERRO

	3.3 PREDICCION DE LA FORMACION DE INCRUSTACIONES
	3.3.1 CALCULO DEL VALOR DE LA SOLUBIDAD
	3.3.2 IMPORTANCIA DEL ANALISIS DE LAS AGUAS DE CAMPO
	3.3.3 CALCULOS DE LA SOLUBIDAD DEL CARBONATO DE CALCIO
	3.3.4 CALCULOS DE LA SOLUBIDAD DEL SULFATO DE CALCIO
	3.3.5 CALCULOS DE LA SOLUBIDAD DEL SULFATO DE BARIO
	3.3.6 USO DE UN COMPUTADOR PARA LA PREDICCION DE LAS INCRUSTACIONES

	3.4 MEZCLAS DE AGUA Y COPIPABILIDAD
	3.4.1 CALCULOS DE SOLUBIDAD
	3.4.2 ENSAYOS DE COMPATIBILIDAD

	3.5 MANERAS DE PREVENIR LA FORMACION DE LAS INCRUSTACIONES
	3.5.1 EVITANDO LAS MEZCLAS DE LAS AGUAS COMPATIBLES
	3.5.2 ALTERACIÓN DA LA COMPOSICION DEL AGUA
	3.5.3 QUIMICOS PARA EL CONTROL DE LAS INCRUSTACIONES

	3.6 METODOS PARA ELIMINAR LAS INCRUSTACIONES
	3.6.1 IDENTIFICACION DE LA INCRUSTACION
	3.6.2 QUIMICOS QUE ELIMINAN LAS INCRUSTACIONES
	3.6.3 ELIMINACION DE INCRUSTACIONES EN LAS LINEAS DE SUPERFICIE
	3.6.4 LIMPIEZA DEL FONDO DEL HUECO


	CAPITULO 4: CONSIDERACIONES OPERACIONALES PARA LA REALIZACION DE LOS TRATAMIENTOS ANTI-CRUSTANTES
	4.1 TIPOS Y CRITERIOS PARA SELECCIONAR EL TRATAMIENTO ANTICRUSTANTE
	4.2 TRATAMIENTO PREVENTIVO
	4.3 PROGRAMA OPERACIONAL PARA EFECTUAR EL TRATAMIENTO PREVENTIVO
	4.4 TRATAMIENTO DE LIMPIEZA
	4.5 PROGRAMA OPERACIONAL PARA  EFECTUAR UN TRATAMIENTO DE LIMPIEZA
	4.6 QUIMICOS Y EQUIPOS UTILIZADOS
	4.7 COSTOS DE LOS TRATAMIENTOS

	CAPITULO 5: ESTADISTICAS DE LA PRODUCCION DE LOS POZOS DE CAMPO
	5.1 PRUEBAS DE PRODUCCION DE LOS POZOS EN ESTUDIO
	5.2 GANANCIA DE PRODUCCION DESPUES DEL TRATAMIENTO

	CAPITULO 6: CONTROL DE LA EFECTIVIDAD DEL TRATAMIENTO
	6.1 TIEMPO ENTRE UNA INFIBICION Y LA  SIGUIENTE
	6.2 PARTES POR MILLON RESIDUALES
	6.3 PRODUCCION DEL QUIMICO ACUMULADO

	CAPITULO 7: ANALISIS DE RESULTADOS
	CAPITULO 8: CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES
	APENDICES
	APENDICE I: FIGURAS
	APENDICE II: TABLAS

	NONMENCLATURA
	BIBLIOGRAFIA




