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La deposicion de incrustaciones en el well bore y punzados
constituye uno de los principales problemas del Yacimiento
Centenario. Las nuevas tecnologias permiten que yacimientos
maduros con problematicas severas de formacién de
incrustaciones, alto corte de agua y con costos operativos
excesivos hagan sostenible su actividad, con el aporte de una
opcién econémica y técnicamente eficaz.



do al oeste de la ciudad capital

del Neuquén, Argentina, junto
al Yacimiento Loma Jarillosa y Loma
Guadalosa, constituyen el “Area Neu-
quén” del Distrito Sur de Pluspetrol,
que se encuentra en el ejido urbano
de la ciudad (Figuras 1, 2y 3).

E 1 Yacimiento Centenario, ubica-

Figura 1. Muestras de incrustaciones formadas en
pozos del yacimiento.

Figura 2. Bombeo mecanico.

Figura 3. Bombeo mecanico pozo del yacimiento.

El campo comenz6 a producir en
1962, y el desarrollo de la produccion
primaria empez6 entre los afios 1968
y 1974. En 1977, Pluspetrol comienza
a operar con objetivos de implementa-
cion de proyectos de recuperacion se-
cundaria. A partir de 1980 y hasta 1986
se inyect6 agua de las napas superficia-
les, que debido a la alta concentracién
de sulfatos se suspende. En consecuen-
cia se comienza a inyectar agua dulce
transportada del rio, en la actualidad,
ademas se inyecta el agua producida
luego de ser tratada en las plantas de
acondicionamiento (Figura 4).
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Figura 4. Historia de produccién de Centenario.

La produccion actual es de 274
m3/d de petréleo, 9990 m?/d de agua
y se inyectan 8854 m3/d de agua para
recuperacién secundaria. Se encuen-
tran en produccion efectiva 121 po-
zos productores de petroleo, 97 de gas
(extraccion efectiva) y 104 inyectores.

En la figura S se exponen parame-
tros fisico-quimicos del yacimiento.

El incremento del agua produci-
da y los problemas asociados de in-
crustaciones motivaron la buasqueda
de nuevas tecnologias con el objeto
de minimizar el problema de las in-
crustaciones. La baja eficiencia de los
tratamientos con inhibidores de in-
crustaciéon desde boca de pozo y los
problemas de vandalismo de los kit y
bombas dosificadoras generan discon-
tinuidad en los tratamientos, lo cual
hicieron de esta problemdtica una
nueva “ventana de estudio”.

En 2005, Pluspetrol comenz6 a
realizar los primeros tratamientos no
convencionales de squeeze liquidos
de inhibidores de incrustacion a for-
macién en el Yacimiento Centenario.
El objetivo de este tipo de tratamiento

Centenario
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Figura 5. Grafico arafa de los parametros fisico-

quimicos promedio del agua de produccion del
Yacimiento Centenario.

es invadir con el producto quimico,
aproximadamente 3 m radiales, en
el intervalo de arenas productoras.
El producto se adsorbe entonces en
la matriz de la formacién y se desor-
be progresivamente acompafiando
el agua producida. El efecto que se
logra es inhibir continuamente la de-
posicién de incrustaciones dentro de
la formacién, en el wellbore y en las
instalaciones de produccion del pozo.
La vida atil del tratamiento resultara
entonces funcién del tipo, régimen y
condiciones de produccién del pozo
tratado, de la apropiada seleccion y
formulacion del producto quimico in-
hibidor de incrustaciones y productos
asociados que se bombearan al mis-
mo, y del seguimiento del procedi-
miento operativo recomendado para
su inyeccién a formacion.

En 2008, a partir de una campafia
de WO en la que se realizaron sucesi-
vos squeeze liquidos, se plante6 la ne-
cesidad de avanzar nuevamente en tec-
nologias alternativas. Realizar squeeze
liquido con equipo pulling pesado
montado incrementaba los costos del
proyecto, debido a las horas de bom-
beo y a las horas de reposo asociadas
al tratamiento. De esta forma, en la
campafia prevista para 2009, Pluspe-
trol consider6 probar con esta nueva
tecnologia para las operaciones.

En 2009, se comenzaron a realizar
los primeros squeeze solidos de inhi-
bidores de incrustacién que acompa-
flan al pack de fractura, inhibiendo de
igual forma que los squeeze liquidos,
desde la formacién y protegiendo las
instalaciones. Estos productos inhi-
ben por el principio de “disolucién”.
La constante de solubilidad de dichos
productos es muy baja, debido a que
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deben disolverse en el tiempo para
lograr una inhibicién de un periodo
de volumen de agua por tratar equiva-
lente a dos afos. A la fecha, Pluspetrol
ya cuenta con experiencia en dicha
tecnologia con tres compafiias distin-
tas de servicio, lo que permite compa-
rar resultados y obtener conclusiones.

Los costos asociados a la opera-
cion y la problemaética severa de in-
crustaciones, hacen que ingenieria
busque alternativas eficientes para la
problematica en cuestion.

En este trabajo se presentan ambas
técnicas de uso masivo en las opera-
ciones de Pluspetrol en el Yacimien-
to Centenario: “Tratamientos por
Squeeze liquidos” y “Tratamientos
por Squeeze soélidos”, considerando
los aspectos y los resultados obtenidos
hasta el momento.

Desde el sector técnico se comien-
za a divisar una nueva etapa, en la que
posiblemente el barrido del agua acu-
mulada en los afios ochenta, haga de
estos tratamientos a formacién, una
técnica que sea parte del pasado de la
historia de nuestros yacimientos.

Principio de fijacion
a larocay seleccion
de productos

Para la seleccién adecuada de los
productos quimicos que se inyectaran
en los tratamientos squeeze de inhibi-
dores de incrustaciones, se considera
el tipo de formacion, las condiciones
de flujo, los ensayos estandarizados,
los criterios y las reglas de dedo, prac-
ticas basadas en la experiencia acu-
mulada a partir de ensayos previos y
la documentacion bibliogréafica, como
asi también los criterios especificos y
las recomendaciones mas actualizadas
en la literatura especializadal 2.

En el &mbito de la produccién de
pozos petroliferos, desde hace tiem-
po se reconoce a los carbonatos y los
sulfatos como los principales tipos de
incrustaciones por inhibir.

Las reducciones de presion y/o los
incrementos de temperatura pueden
causar la precipitacion de iones calcio
(Ca?*) y bicarbonato (HCO*) como
carbonato de calcio (calcita-CaCO?).
Al igual que la calcita, otras incrus-
taciones solubles en acidos que pue-
den encontrarse en instalaciones de
produccion son el carbonato ferroso
(siderita-FeCO?), el sulfuro de hierro
(Pirita-FeS?) y varios 6xidos de hierro.
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Cuando la presién del sistema en
consideracion resulta inferior al pun-
to de burbuja del diéxido de carbono
(CO,), el propio CO, se desprende de
la solucién y pasa a la fase gaseosa, el
pH de la soluciéon aumenta, y la so-
lubilidad del CO,Ca se reduce. Las
mayores caidas de presiéon se produ-
cen en pozos productores cuando los
fluidos extraidos del pozo llegan a la
superficie a través del tubing, encon-
trdndose las incrustaciones comun-
mente en las reducciones de seccién,
tubing de produccién e instalaciones
de superficie. Un caso especial son las
bombas electrosumergibles, debido a
que no solo generan grandes caidas
de presién, sino que adicionalmente
trabajan a temperaturas superiores en
fdp. A medida que el reservorio se de-
pleta, el punto de burbuja del CO, se
desplaza cada vez mas profundo en el
pozo, llegando finalmente a la forma-
cién misma.

Cuando se implementa un proyec-
to de recuperacion secundaria basado
en la inyeccién de agua, es muy im-
portante prestar atencién a la com-
patibilidad del agua inyectada con
el agua de formacién (connata y de
acuiferas)®. Una de las consecuencia
de la incompatibilidad de aguas mas
comunes es la precipitaciéon de iones
Bario (Ba?*) con iones Sulfato (SO4%)
en la forma de sulfato de bario (Bari-
ta-BaSO,). Estas incrustaciones son en
particular peligrosas porque se pro-
ducen generalmente en las cercanias
del pozo productor y porque son in-
solubles en acidos. Otras incrustacio-
nes menos frecuentes, insolubles en
acidos, que pueden generarse como
consecuencia de la mezcla de aguas
incompatibles son el sulfato de es-
troncio, el sulfato de calcio, el carbo-
nato de bario, el carbonato de estron-
cio, el fluoruro de calcio, el cloruro de
sodio y el hidréxido de magnesio. Es
16gico suponer que como el mezclado
mas importante se produce en el pozo
inyector, el mayor riesgo de incrusta-
ciones estara dado en la formacién en
las proximidades de dicho pozo. No
obstante, el mayor riesgo se genera en
las zonas donde la corriente de agua
inyectada se contacta con la corriente
de fluidos producidos. Esta situacion,
probablemente, se producira en la for-
macién proxima al pozo productor.

Una vez que se nuclea un cristal
de incrustacion, los iones incrustantes
presentes en la solucién se incorporan
al cristal en los sitios de crecimiento

activos, el cristal sigue creciendo y se

generan nuevos sitios activos.

e “Squeeze Liquidos”: El proceso de
inhibicién quimica involucra la
adsorcion preferencial de las mo-
léculas de inhibidor en los sitios
activos. En consecuencia, el cristal
dejara de crecer cuando las moleé-
culas de inhibidor hayan ocupado
todos sus sitios activos. Para obte-
ner una inhibicién exitosa, debe
haber entonces una concentracion
suficiente de moléculas de inhibi-
dor acompariando el fluido extrai-
do del pozo. Puede asegurarse esta
condicién solo si el inhibidor es re-
tenido en la formacion y desorbido
gradualmente junto al fluido pro-
ducido. La vida ttil del tratamiento
resultard, en definitiva, del tiempo
para el cual la cantidad de molécu-
las de inhibidor sean desorbidas de
la formacién, y que acompafan el
fluido producido, se encuentre por
sobre el limite minimo que asegura
la no adsorcién de iones incrustan-
tes en los sitios activos. Este valor
se considera como “residual de fos-
fonatos” mayor a 5 ppm para ase-
gurar inhibiciéon en boca de pozo.

e “Squeeze sélidos”: Para la utiliza-
cion de inhibidores sdlidos es ne-
cesario que el pozo requiera del
fracturamiento hidrulico para su
produccion. El inhibidor sélido es
inyectado en la formacién durante
el tratamiento de fractura hidrau-
lica, junto al fluido y la arena de
fractura. Una vez en formacion, el
proceso de inhibicion quimica es
liderado por el principio de disolu-
cion de los productos encapsulados.

Las empresas de venta de inhibi-
dores sélidos calculan las cantidades
necesaria de producto a partir del uso
de modelos matematicos, desarrolla-
dos a partir de estudios de laboratorios
en donde se considera la velocidad de
disolucién del quimico en cuestion a
diferentes temperaturas y rangos de
salmueras para diferentes periodos.
Este valor se considera como “residual
de fosfonatos” mayor a 1 ppm para
asegurar inhibicién en boca de pozo.

La eleccion de los inhibidores li-
quidos adecuados para el fluido por
tratar respondera al siguiente esque-
ma de pasos logicos:

1. Segan las caracteristicas fisico-qui-
micas del fluido producido y las
condiciones de temperatura y pre-
sion de reservorio, se determinan



las incrustaciones mas factibles
de producirse y los dafios que po-
drian causar.

2. Conocido el tipo de incrustaciones,
se preseleccionan los inhibidores
que previenen este tipo de incrus-
taciones, y se evalta el limite mi-
nimo necesario de concentracién
de inhibidor. Esta evaluacién com-
prende ensayos estandarizados de
compatibilidad y de eficiencia.

3- Se evalla la eficiencia de adsorcion/
desorcion de los inhibidores pre-
seleccionados respecto de la for-
macioén por tratar y los dafios que
causan a la misma. El ensayo que
permite obtener esta informacién
se realiza sobre un testigo de coro-
na de la formacion. Las variables
cuyo comportamiento se analiza
son la diferencia de presion medi-
da entre ambos extremos del tes-
tigo, antes y después de inyectar
el inhibidor que se desea evaluar
en el testigo, y las concentraciones
de inhibidor a la salida del testigo
a lo largo del tiempo. La observa-
cion de las diferencias de presion
permite inferir cualitativamente
y cuantitativamente la magnitud
del dafio producido en la forma-
cion como consecuencia de la in-
yeccion del inhibidor. Las concen-
traciones de inhibidor efluente en
funcién del tiempo permiten eva-
luar comparativamente las vidas
atiles de los mismos, y seleccionar
aquel producto que asegura una
concentracion superior al limite
minimo durante mayor tiempo.
Con un software especifico, la in-
formacion de las concentraciones
de inhibidor efluente puede utili-
zarse para calcular una funcion de
interaccion inhibidor-formacién
que describe la adsorcion del in-
hibidor sobre la formacion. A esta
funciéon se la llama isoterma de
adsorcion, expresa la masa de in-
hibidor adsorbido por unidad de
volumen de formacién en relacién
a la concentracién de inhibidor en
la solucidn, y resulta un elemento
fundamental para la evaluacion
de inhibidores para tratamientos
por squeeze. Las isotermas de ad-
sorcion también pueden obtener-
se ajustando datos de anteriores
tratamientos por squeeze. Luego
se varian parametros que definen
isotermas tedricas como las de
Langmuir o Freundlich, hasta ajus-
tar los datos experimentales. Un

inhibidor que se comporta bien y
retorna lentamente al pozo junto
al fluido producido a lo largo de
un extenso periodo, dando como
resultado una prolongada vida
atil del tratamiento por squeeze,
mostrard una isoterma de adsor-
cién caracteristica. La velocidad
a la que una cierta concentracion
de inhibidor retorna al pozo esta
dada por la siguiente expresion:

V.= Vi
105

donde VC es la velocidad con la
que la concentracion C de inhibidor
retorna al pozo, VF es la velocidad del
fluido producido, ¢ es la porosidad de
la formacion tratada, y aI'/oC es el gra-

diente de la isoterma de adsorcion a

una concentracion C. Se desprende del

analisis de la ecuacion que la vida ttil
del tratamiento sera tanto mas extensa
cuanto mas pronunciado sea el gra-
diente de la isoterma para bajas con-
centraciones de inhibidor en solucién.

La seleccién de los inhibidores
sO0lidos mas adecuado para el flui-
do por tratar respondera al siguiente
esquema de pasos logicos y experi-
mentales, que tendera a predecir su
comportamiento en el tiempo, lo cual
es una situacion dificil por su escaza
solubilidad, una de las variables mas
importantes para la eficiencia de estos
tratamientos:

1- Segln las caracteristicas fisico-qui-
micas del fluido producido y las
condiciones de temperatura y pre-
sion de reservorio, se determinan
las incrustaciones mas factibles de
producirse, y los dafios que po-
drian causar.

2- Conocido el tipo de incrustaciones,
se preseleccionan los inhibidores
que previenen este tipo de incrus-
taciones, y se evalta el limite mini-
mo necesario de concentracion de
inhibidor. Esta evaluacion es reali-
zada por el proveedor del producto
a partir de modelos matematicos,
desarrollados a partir de estudios
de laboratorios, donde se considera
la velocidad de disolucion del qui-
mico en cuestion a diferentes tem-
peraturas y los rangos de salmueras
para diferentes periodos.

Se evalta la eficiencia de disolucién

en laboratorio, con la preparaciéon

3

de una salmuera equivalente a la
de produccién, luego se disuel-
ve aproximadamente 30 dias una
muestra equivalente y se evalta se-
mejante a la determinacion de efi-
ciencia de inhibidores liquidos de
incrustaciones (blanco versus mues-
tra con producto). Este ensayo pro-
porciona una idea de la eficiencia
de inhibicion, ya que es imposible
disolver el producto en poco tiem-
po (una de las principales ventajas
de este tipo de quimicos).

4- Se debe contemplar la compatibi-
lidad del inhibidor s6lido respecto
del fluido de fractura. Para ello se
calibra la estabilidad del fluido en
funcién de la cantidad de inhibi-
dor a utilizar.

Disefio de tratamientos

Ambos tipos de tratamientos
squeeze se disefian para un volumen
de agua a inhibir equivalente al volu-
men que producira el pozo a lo largo
del tiempo requerido de inhibicion,
normalmente dos afios de produc-
cion. Este tiempo se atribuye al inten-
to de superar el MTBF (tiempo medio
de falla) de las BES en el yacimiento,
que a la fecha es de 778 dias.

Es importante destacar que Plus-
petrol realiza dichos tratamientos
siempre que se hubiera planificado el
ingreso al pozo por otro motivo, y no
solamente por motivo de ejecucion de
un tratamiento squeeze. En aquellos
casos que se ingresa con equipo de pu-
lling a un pozo que presente un tra-
tamiento squeeze préximo a vencer y
que no se prevee realizar “fracturas”,
la Ginica opcioén es realizar un resquee-
ze por tratamientos liquidos. Como
hemos mencionado, la Gnica opcién
para realizar un “squeeze solidos” es
que el pozo necesite de un tratamien-
to de fractura hidraulica. También se
han realizado squeeze combinados,
squeeze sOlidos en capas fracturadas y
squeeze liquidos en aquellas que no se
consideraran fracturadas.

Pluspetrol cuenta con experiencia
de hasta 5 squeeze en un mismo pozo.

1- Diseiio squeeze liquidos:
Pluspetrol realiza squeeze liquidos
preferentemente a las capas donde se
ha inyectado agua en los aflos ochen-
ta. No obstante, y con el objetivo de
inhibir en forma homogénea desde el
reservorio, a partir de la vasta expe-
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riencia en nuestro campo, hay casos
en los que se redefinieron los trata-
mientos distribuyéndolos a todas las
capas, segun la produccién asociada a
cada una, la porosidad y la permeabi-
lidad, respectivamente, como a su es-
pesor util.

Se realizan disefios de squeeze li-
quidos “en conjunto” (a todas las ca-
pas) o “selectivos” (por directa y anu-
lar al mismo tiempo) a partir del dato
de las presiones de fractura y las con-
sideraciones que puedan realizar los
ingenieros, de esta forma se reducen
los tiempos operativos de bombeo y
los tiempos asociados al reposo del
tratamiento (Figura 6).

Etapas del disefio:
Pre-flujo: el objetivo es limpiar la
superficie de la roca para permi-
tir la adsorcion del inhibidor de
incrustaciéon y mejorar la moja-
bilidad de la roca. Generalmente
incluye surfactantes, solventes e
inhibidores de arcilla.
Pildora: constituida por el inhibidor
de incrustacién que sera bombea-
do a caudal matricial a la forma-
cidn, para ello se debe:
¢ Inhibir la formacién de incrus-
taciones a la minima concen-
tracién posible.

e Ser estable en las condiciones del
pozo, temperatura, presion, pH,
(Ca), TDS (total de sdlidos di-

i fians
AT
AN e

AT vy

e —— E

-
LE R b
Dl Ry

i E Anular

P RAE S

TEBESIETS e H

- E Directa

ol ST slave

Eaisato 3P 1T 0

Figura 6. Distribucion de los tratamientos por
capas.
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Figura 7. Experiencia del pozo con mayor cantidad de resqueeze liquidos a la fecha.

sueltos), sin dafiar la formacién.

e Ser fijado en la roca del reservo-
rio y liberarse lentamente en el
agua de formacion.

e Redisolverse en el agua de for-
macion.

e Determinar su concentracién
en agua a bajos niveles.

Fosfonatos: los preferidos, esta-
bles, buena adsorciéon, buena compa-
tibilidad con otros aditivos, facil de
analizar, buena estabilidad térmica.

Polimeros: muy buena estabili-
dad térmica, poco compatibles con
inhibidores de corrosién, dificiles de
analizar (hay nuevos desarrollos), por
ejemplo: “poliacrilatos”.

Desplazamiento: se debe barrer la
pildora con un volumen de des-
plazamiento para barrer la pildora
a sectores de la formacion sin in-
hibidor adsorbido.

Si el pozo se pone en produccion
en estas condiciones, el inhibidor que
permanece

Cafieria

Pozo Bombeador

)

Pileta con
tratamiento sq

1

Camioén chupa

Casilla inspector

Casilla Jefe de equipo

En la figura 7 se presenta el caso de
un pozo con 5 tratamientos squeeze li-
quidos. Cabe destacar que los dos pri-
meros tratamientos fueron disefiados
para un periodo de inhibicién de un
afio. La mayoria de los tratamientos se
efectud con distintos proveedores.

En la figura 8 se detalla la meto-
dologia empleada para evaluar si los
tratamientos squeeze resultan eficien-
tes o fallados.

Referencias:

FO: Fecha de tratamiento.

Vd: Volumen de disefio.

Fi: Fecha de intervencion.

Vi: Volumen acumulado a la fecha de
intervencion.

Fa: Fecha a la cual acumula el Vd.

De las experiencias de campo con
squeeze solidos

Del total de parque de tratamien-
tos soélidos, se estudiaron 60 casos. El
68% corresponde a tratamientos fi-
nalizados, y el 32% esta en vigencia
(Figura 9).

i
LTI LI

Figura 8. Metodologia para la evaluacién de la eficiencia de squeeze.
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Figura 9. Parque squeeze sélidos finalizados y
vigentes.

Del 100% de los squeeze finaliza-
dos, el 64% se finalizaron eficiente-
mente, es decir no registraron indi-
cios de incrustaciones al cumplir el
volumen de produccién indicado, y
un 36% registro incrustaciones antes
de cumplir con el volumen a inhibir
(Figura 10).
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Figura 10. Apertura squeeze sélidos finalizados.

Considerando el MTBF (tiempo
medio de falla) de las BES de 778 dias,
el tiempo promedio de los squeeze s6-
lidos, para el caso de los tratamientos
eficientes ha sido de 544 dias, mien-
tras que para los squeeze que han fa-
llado en promedio han durado 526
dias. Se puede concluir que hemos
obtenido buenos resultados, pero hay
mucho por trabajar.

El proximo paso sera trabajar so-
bre la constante de disefio de dichos
tratamientos con el fin de extender
el periodo de inhibicién, ya que a la
fecha nos encontramos disefiando los
tratamientos squeeze solidos por deba-
jo del 1% de quimico so6lido respecto
de la cantidad de arena utilizada para
la fractura por ser la limitante en la
conductividad de la matriz (Figura 11).

Debido a la alta dependencia del
disefio respecto al input volumen por
inhibir, se evidencia la necesidad de es-
timar con mayor exactitud el volumen
de agua por producir en capas, dato
que es especificado por el reservorio.

De las experiencias de campo con
“squeeze liquidos”
Del total de parque de tratamien-
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Figura 11. Variables de disefio, resultados de los tratamientos sélidos.
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Figura 12. Parque Squeeze liquidos finalizados y sin finalizar.

tos liquidos, se estudiaron 140 casos.
El 55% corresponde a tratamientos
finalizados y un 45% atn esta en vi-
gencia (Figura 12).

Del 100% de los squeeze finaliza-
dos, un 71% se han finalizado eficien-
temente, es decir no se registraron in-
dicios de incrustaciones al cumplir el
volumen de produccion indicado, y el

Estado actual de tratamientos sélidos

[l Finalizado

Figura 13. Resultado squeeze liquidos
finzalizados.

Vigente

29% registré incrustaciones antes de
cumplir con el volumen por inhibir
(Figura 13).

En funciéon del objetivo de cu-
brir el tiempo determinado por el
MTBEF(tiempo medio de falla) de las
BES de 778 dias, el tiempo promedio
de los squeeze liquidos para el caso de
los tratamientos eficientes ha sido de

Resultados de tratamientos sélidos

[ Eficiente

[ Fallado

Figura 14. Variables de disefio, resultados de los
tratamientos liquidos.
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Resultado Eficientes Fallado
Volumen producido promedio  182% 38%
Duracién (dias) 544 526

Figura 15. Seguimiento de residuales en bdp-
squeeze a tres afios.

Estado actual de tratamientos liquidos

gel “mejorador de adsorcion”. El obje-
tivo es cubrir 36 meses de inhibicion.
El primer piloto se realiz6 a fines
de 2015, el segundo pozo de prueba
se realiz6 durante 2016. Por ello, ain

Resultados de tratamientos liquidos

. Finalizado

Figura 16. Parque squeeze liquidos finalizados y
sffinalizar.

Vigente

Resultado Eficientes Fallado
Volumen producido promedio  158% 48%
Duracién (dias) 615 563

Figura 18. Variables de disefio, resultados de los
tratamientos liquidos.

615 dias, mientras que para los squee-
ze que han fallado en promedio han
durado 563 dias, por lo que el resul-
tado alcanzado se encuentra préoximo
al objetivo.

Es importante destacar que, en el
caso de los squeeze que han finalizado
eficientemente, el volumen de disefio
ha sido superado un 158%, confirman-
do que los tratamientos han cubierto
el volumen requerido, pero no alcan-
zaron el 100% del tiempo de disefio de
730 dias por haber producido estos po-
zos con mayor caudal (Figura 14).

Actualmente estamos probando
una tecnologia de inhibicién que com-
bina “inhibidor de incrustacién” y un

Seguimiento en boca de pozo

. Eficiente Fallado

Figura 17. Resultado squeeze liquidos
finzalizados

queda tiempo para definir la eficien-
cia de esta nueva tecnologia.

Segtn el proveedor, la MIC (mini-
ma concentracién de inhibidor que
permite inhibicién) por considerar es
de 7,5 ppm.

Conclusiones

Estas tecnologias permiten que
yacimientos maduros con problema-
ticas severas de formacion de incrus-
taciones insolubles, alto corte de agua
y costos operativos altos, hagan soste-
nible su actividad de forma econémi-
ca y técnicamente eficaz.

Se logré reducir los costos asocia-
dos a la operacién del tratamiento:

Squeeze solido: debido a que no se
realiza una intervencion exclusiva para
su inyecciobn como tampoco se efec-
tan maniobras adicionales a la fractu-
ra, solo se considera como costo adicio-

—
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Figura 19. Seguimiento de residuales en bdp- squeeze a tres afios.
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nal el producto squeeze sélido que se
bombea con el fluido de fractura.

Si bien no se realiza una interven-
cion exclusivamente para ese fin, los
squeeze liquidos requieren recursos,
como piletas, bombeador, camién de
transporte de cargas liquidas, horas por
bombeo, horas por stand by del equipo,
alquiler de herramientas y down time
asociado a las horas de bombeo y ho-
ras de reposo, lo cual encarece el tra-
tamiento de inhibicién. De esta forma
se logré reducir los costos un 55% por
cada operacion de inhibicion.

Se considera que, mas del 60% de
los tratamientos liquidos y solidos
han sido eficientes, y se visualiza una
linea de trabajo con los squeeze a tres
afios, ampliando de esta forma el pe-
riodo de inhibicién.

De la comparativa entre ambas
tecnologias, liquidas y solidas, se
concluye que las primeras presentan
mayor probabilidad de éxito, como
asi también extienden el periodo de
inhibicién hasta 615 dias. A su vez, la
severidad de las incrustaciones encon-
tradas en los liquidos ha sido inferior
en todos los casos evaluados.

Ambas tecnologias brindan a Plus-
petrol oportunidades ante distintos
tipos de intervenciones, segiin se con-
sidere fractura y operaciones alterna-
tivas considerando el costo adecuado
para cada oportunidad.

Nuestro desafio futuro sera incre-
mentar la vida atil de los tratamientos
para cumplir con el MTBF (tiempo me-
dio de falla de sistema electrosumergi-
ble), como reunir los esfuerzos en ajustar
los volamenes de agua de produccion
respecto del volumen de disefio.
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