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Por Elisabet Savoy, Sezai Ucan, El depésito de parafinas sdlidas en el tubingy en las

Juan Martinez, Lucas Gonzilez Day, lineas de conduccién es una de las causas de pérdida de

Maria G. Moll y Luciano Monti (YPF S.A.) y . . . .

. p , , productividad en los pozos del reservorio no convencional

Joaquin Ramirez, Diego Palmerio o )

y Nery Cano (YPF Tecnologia S.A.) Vaca Muerta. El objetivo de este trabajo es proveer una guia
para optimizar las condiciones de operacion y las técnicas
de terminacién de pozos, asi como explorar las mejores
practicas de remediacion basadas en las caracteristicas del
fluido y en las configuraciones de pozo.
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ebido a las caracteristicas del shale (nano-permeabi-

lidad, baja porosidad y maduracion), el impacto del

fenémeno de deposicién de parafinas en estos yaci-
mientos es mas importante que en los yacimientos con-
vencionales.

El objetivo de este trabajo es proveer una guia para op-
timizar las condiciones de operacion y las técnicas de ter-
minacién de pozos, asi como explorar las mejores practicas
de remediacién basadas en las caracteristicas del fluido y
en las configuraciones de pozo.

La determinacién del contenido de parafinas es depen-
diente de los procedimientos de muestreo, del tiempo en
el que se realice el muestreo y de las condiciones de ope-
racion del pozo. Se realizaron ensayos de laboratorio sobre
diferentes tipos de muestras.

La precipitacion de asfaltenos en la cara de la fractu-
ra y de parafinas en el tubing y lineas de conducciéon son
dos factores importantes que afectan la productividad de
pozos. El andlisis de los datos de produccién, el color de
los fluidos, los estudios PVT y los ensayos de laboratorio
han demostrado la variacion del contenido de asfaltenos
y parafinas en funcion de la presién y la temperatura de
operacion.

Se estudiaron distintos escenarios de deposicion de pa-
rafinas mediante modelos de simulacién con ecuaciones
de estado.

Una de las técnicas que YPF estd evaluando es el trata-
miento con productos quimicos en pozos, con el objetivo
de mejorar la productividad afectada por la deposicion de
parafinas en el tubing y cafierias de conduccion. Se esta es-
tudiando en laboratorio el comportamiento de estos pro-
ductos. En forma paralela, se han realizado algunas prue-
bas en campo inyectando quimicos por capilares.

Desarrollo

Muestreo y ensayos de laboratorio

En la formacién No Convencional Vaca Muerta se ha
detectado la precipitacién tanto de parafinas como de as-
faltenos. Ambos afectan la productividad de pozos.

Se realizaron analisis de muestras de petr6leo muerto,
muestras de petroleo de boca de pozo, muestras de petrleo
de fondo de pozo y muestras del dep6sito sélido recuperado
del tubing. En la figura 1 se ilustra la muestra solida y el fluido
resultante de someterla a centrifugacién. El analisis del fluido
mostr6é un contenido de un 44% en peso de asfaltenos.

Sobre las muestras de petréleo muerto se determind
contenido de parafinas, cloud point y viscosidad. Un simple

Figura 1. Muestra Sélida.

analisis visual de muestras tomadas a distintos tiempos y
a distintas condiciones de operacién a medida que el pozo
es producido, revela cambios asociados a deposicién de pa-
rafinas y asfaltenos. En la figura 2 se muestran los cambios
observados en un fluido del mismo pozo para distintos
tiempos de produccion.

Si bien las condiciones de precipitacion de parafinas y
asfaltenos son tnicas para cada pozo, segin la composi-
cién, la temperatura, la presion y las condiciones de opera-
cidn, se ha determinado mediante un ensayo de viscosidad
de petroleo tomado en boca de pozo, a 70 kg/cm? y 44 °C,
realizado a diferentes temperaturas, que la precipitacion de
parafinas comienza alrededor de los 40-50 °C (cambio de
pendiente de la curva). En la figura 3 se ilustra esta deter-
minacién para el petrdleo vivo a presion de boca de pozo
(70 kg/cm? y distintas temperaturas).

THP= 400 Kglem? THP= 80 Kg/cm®

;

Alslaciéon con N;

03-2072

09-2011 T0-2013

Figura 2. Deposicion de parafinas y asfaltenos (muestras del mismo pozo).
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Figura 3. Viscosidad de petréleo versus temperatura.

Caracterizacion de parafinas y condiciones de deposicién

Mediante el calculo composicional del gradiente dina-
mico se determiné que estas temperaturas se alcanzan en
el tubing aproximadamente a una profundidad de 1000 m
(Figura 4). Posteriormente, se verifico este valor calculado
realizando un gradiente dindmico de presioén y temperatu-
ra en el pozo. El mismo puede verse en la figura 5. Esto sig-
nifica que por encima de esta profundidad, en el tubing, en
las instalaciones de superficie y en plantas de tratamiento
se depositaran parafinas.

Se determinaron también las temperaturas de apari-
cién y de disoluciéon de parafinas sobre muestras de fondo.
Los valores obtenidos estan alrededor de los 40 °C.

A modo de ejemplo, en la figuras 6 se presenta la en-
volvente de parafinas generada para un pozo mediante un
modelo con ecuaciones de estado ajustado a partir de un
ensayo PVT experimental. La misma ilustra las posibles
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Gradiente dinamico de temperatura
Temperatura (°C)
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Figura 5. Gradiente dinamico medido.

condiciones de precipitacion de parafinas, mientras que
en la figura 7 se muestra el ajuste de las variables PVT y la
viscosidad a distintas temperaturas.

En cuanto a la determinacién de contenido de parafi-
nasy temperatura de aparicion de parafinas, se mencionan
a continuacién los métodos reconocidos. Los Gltimos de
cada uno son los recomendados como mas apropiados:

Paraffin content determination method®®

® acetone DEPOSITION (modified Universal Oil Pro-
ducts (UOP) 46-64 method).

® n-C20+ content from HTGC.

® micro-DSC method.

® centrifuge method (required HTGC).

Cloud point (WAT) determination method®

® micro-DSC method.

® extrapolation from the precipitation curve obtained
from the centrifuge method.

® cross-polarize microscope (CPM) with a temperature
control flow cell (oil trapped in a small glass tube).

Métodos preventivos y de remediacion

Actualmente se aplican diferentes métodos de remedia-
cién y prevencion de precipitacién de parafinas. Si no se
aplicaran, los pozos deberian intervenirse frecuentemente
con equipo de slickline (cada 15 o 30 dias) para prevenir la
deposicion en tubing y asegurar el flujo por surgencia natu-
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Figura 6. Envolvente de parafinas.

ral. En la figura 8a se muestra la distribucién de las técnicas
aplicadas para todo el campo de Loma Campana, mientras
que en la figura 8b se muestra la distribucion de métodos
utilizados solo en la Zona Este de Loma Campana. Al com-
parar la Zona Este con todo el campo puede apreciarse que
los métodos preventivos aumentan de 25% al 60%. Esta
variacion es consistente con los problemas evidenciados
en el campo e indica que el problema de parafinas es mas
severo en la Zona Este.

En la tabla 1 se resume los periodos de intervencion
necesarios de acuerdo al método de remediacién aplicado.
Cuanto mas espaciadas en tiempo se realicen las interven-
ciones, se reduciran los costos asociados a las mismas y se
incrementard la produccion.

Adicionalmente, se estan investigando nuevas alter-
nativas efectivas y econémicas para minimizar la precipi-
tacion de parafinas y, de este modo, la frecuencia de las
intervenciones.

METODO REMEDIACION

PERIODO INTERVENCION

Sin método preventivo < 30 dias
Hot water 2 a 3 meses
Plunger lift 4 a 6 meses
Cinta calefactora > 1 afio

Tabla 1. Periodos de intervencién versus método de remediacion.

Inicialmente se utiliz6 también aislacién con N, como
meétodo de remediacion. Actualmente se dej6 de usar por-
que no result6 efectivo para bajos caudales de produccion.

Modelo de simulacién de deposicidn
de parafinas

Se construy6 un modelo de simulacion de deposicion de
parafinas empleando un simulador comercial®. Se ajustaron
los datos experimentales PVT, la Temperatura de Aparicion
de Parafinas (WAT) y viscosidad versus temperatura.

El objetivo de este modelo de simulacion fue analizar
la factibilidad de determinar la profundidad a la cual co-
mienzan a depositarse las parafinas en el tubing, tener una
idea del proceso de reduccién del didmetro interno de la
linea debida al espesor de la capa de parafina depositada y



Tabla 2. Condiciones de contorno y propiedades promedio.

estimar el intervalo de tiempo de intervencién debido al Condiciones de contorno de entrada
taponamiento de parafinas. T=105 °C
En este modelo de simulacion, se utilizaron condicio- Caudal de Flujo Masico
nes de flujo estacionario: Q= 156 kg/h
- condiciones de contorno de entrada y salida cons- P= 197 Bar
tantes, Condiciones de contorno de salida
- velocidad de flujo y caidas de presion constantes, T=21,8°C
- gradientes de temperatura constantes, Caudal de Flujo Masico
- propiedades térmicas del material, fluido y roca Q=156 kg/h
constantes. P=19,6 Bar
Tub In D= 0,06 m (2,32")
Las condiciones de contorno de entrada y salida y las Conductividad Térmica Promedio
propiedades promedio de conductividad térmica se mues- K=23842 mW/(m °C)
tran en la tabla 2.
Liberacién diferencial a 105°C Densidad del petréleo (g/cm?) Lib ion dif ial a 105°C Relacién de gas di Rsd
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Figura 7. Ajuste de propiedades PVT.

Petrotecnia - diciembre, 20161 79



Flujo por el casing: 67%

Plunger lift: 60%

Flujo por el tubing:
31%

Columna capilar
quimica: 7%

Calentamiento: 8%

Agua caliente: 10%

lift: 39
Métodos no preventivos: 16% Gas lift: 3%

Figura 8a. Distribuciéon de métodos de remediacion para Loma Campana.

Columna capilar Espesor de la capa de parafina versus posicion

Calentamiento: 27% quimica: 17% 0,0300
0.0250 ~—Temperatura vs. tiempo 50,40hr
' l Temperatura vs. tiempo 100,80hr
~=Temperatura vs. tiempo 151,20hr
P/unger lift: 17% 0,0200 “ \ —Temperatura vs. tiempo 201,60hr
—Temperatura vs. tiempo 302,40hr
0Y0150 1 ~Temperatura vs. tiempo 403,20hr

~Temperatura vs. tiempo 561,60hr

Espesor de la capa de parafina (m)

Agua caliente: 16%

Sin método preventivo
(100% de los pozos surgen por el casing): 24% 0

e L
A\

0 500 1000 1500 2000 2500 3000

Figura 8b. Distribucién de métodos de remediacién para la Zona Este de ;
Longitud (m)

Loma Campana.
Figura 10. Espesor de la capa de parafinas versus posicion.

Como se muestra en la figura 9, el didmetro interno del
tubo en condiciones iniciales es de 0,06 m (2,32”). El mis-
mo, se reduce desde 0,06 m hasta un minimo de 0,01 m

con el tiempo de simulaciéon. Después de 401 horas, (16,8

dias), el diametro de la tuberia se reduce significativamen-

te y después de 561 horas, (23,4 dias), la tuberia se vera li-

Didmetro con parafina versus ubicacién mitada para fluir y se requerird una limpieza. A partir de la

0,060 7 ‘ ‘ ‘ profundidad de 1.000 m hasta 2.989 m, no hay deposiciéon

// // de parafinas, ya que la temperatura interna del tubo esta

0,050 —Diémetro con parafina s tiempo 50,40hr por encima de la temperatura de aparicion de parafinas de

z / / / Diametro con parafina vs. tiemp 100,80hr 42 °C. Estos resultados de la simulaciéon son muy similares

= 0,040 ~Diametro con parafina vs. tiemp 151,20hr a los verificados en campo, tanto en el tiempo de interven-
% / /[ / " Didmetro con parafina vs. tiemp 201,60hr ciéon como en la profundidad de deposicién de cera.

§0,030 i ~Didmetro con parafina vs. tiemp 302,40hr Como se muestra en la figura 10, los perfiles de espesor

§ / // —Dimetro con parafina vs. tiemp 403,20hr de la capa de cera s6lida depositados pueden llegar a un

% 0,020 16,8 dias  —Diametro con parafina vs. tiemp 561,600 maximo de 0,03 m con reduccién de casi el 50% del dia-

£ I l/ ~ s metro del .tubo.

8,010 i dias Enla f1gur.a 11 se puede ver que el valor del peso m(?le-

' cular promedio de la fase parafina que fluye en la seccién

de cera depositada es de alrededor de 120 g/gmol. Por otro

0 0 500 1000 1500 2000 2500 3000 lado, la parafina solida atrapada en la cera depositada en la

Longitud (m) seccion es de alrededor de 450 g/gmol.
Figura 9. Variacion del diametro del tubing con el tiempo.
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Tratamientos quimicos: dispersantes y modificadores
de cristal

Los aditivos quimicos suelen ser efectivos debido a
su influencia en la reduccién del tamafio de cristales de
parafina, el cambio de la morfologia de los cristales y/o
la reduccion de la viscosidad. Esta efectividad de los mo-
dificadores de cristales y dispersantes se produce a través
de diferentes mecanismos. En la figura 12, el modificador
de cristal es un polimero similar a un peine. La cadena
principal puede co-cristalizar con las ceras de la parafina
nativa en el crudo. Las cadenas laterales son alcanos que
no participan en la cristalizacion ramificada. Estas cadenas
permanecen sobre la superficie de los cristales de parafina,
suspendidas en la fase petréleo y proporcionan efectos es-
téricos o de orientacién entre particulas. De esta manera,
el crecimiento de los cristales en cualquier direccion es res-
tringido y el tamarfio sigue siendo pequefio. El dispersante
de la figura 12 es un polimero con grupos fendlicos. La ca-
dena principal puede absorberse sobre los cristales de cera

Peso molecular promedio vs. posicion

140
120 —Peso molecular promedio vs. tiempo 50,40hr
Peso molecular promedio vs. tiempo 100,80hr
Peso molecular promedio vs. tiempo 151,20hr
2100
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£
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o
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°
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Figura 11. Peso Molecular y profundidad de la parafina versus posicion.

Figura 12. Mecanismos propuestos de mitigacion de parafinas, modificador
de cristales y dispersante (RERI)®.

y la superficie de la tuberia. Los grupos de fenol hidroéfilos
pueden mantener la superficie hiimeda con agua, minimi-
zando asi la tendencia de la cera a crecer o adherirse a la
superficie de la tuberia®-

Se utiliza también el microscopio de luz polarizada para
observar las particulas de cera. Las imagenes microscopicas
de la figuras 13a y 13b revelan una forma tipo plato de la
parafina formada a partir de mezclas de petroleo AG-1 y
heptano sin aditivos en fondo brillante y luz polarizada.
La medida de los cristales es de alrededor de 50 micrones.
El microscopio de luz polarizada proporciona mejor reso-
lucion para este tipo de estructuras cristalinas, el mismo es
utilizado en las figuras 13b a f. La adicion de dispersante
A04 puede prevenir la formacion de cristales grandes. En
la figura 13b se ilustra los sedimentos de parafina de AG-1
y mezclas de heptano con 100 y 500 ppm del dispersan-
te AO4, que consisten en particulas pequefias de cristal. El
tamarfo de particula de (d) es menor que (c), ilustrando
la dependencia de la concentraciéon de AO4. Mediante la

{3) AG-1 [Baright Beld) (i} 25 ppm B04

(&b 100 ppir Al

[F) 2060 pom BOL

{d) 500 ppm A4

3000 Figura 13. Imagenes microscépicas de cristales de parafinas de AG-1 (a) en

campo brillante; (b) con luz polarizada; con (c) 100 ppm A04; (d) 500 ppm
A04; (e) 25 ppm B04; (f) 200 ppm B0O4 a 15 °C (RERI)8.
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adicion de modificador de cristal BO4, se observan cristales
mas pequerios (Figuras 13e y 13f). Con mayor concentra-
cion de B04, se observan cristales de parafina ain mas pe-
quefios. También se observa que no hay cristales de cera en
forma de placa mediante la adicion de A04 o BO4.

Otro parametro de medicion que se debe considerar en
presencia de agua, es el angulo de contacto. El mismo se
mide mediante la adiciéon de AO4 y B0O4 al petroleo. La go-
tita de aceite se coloca sobre la superficie del acero inmerso
en 5% de salmuera, NaCl. La reduccién del angulo de con-
tacto depende de la concentracion de A04 en el petroleo.
Mediante la adicion de 1.000 ppm, el &ngulo se reduce des-
de 102° a 66°. La reduccién no es significativa mediante la
adicién de BO4.

La medicién de viscosidades es otro enfoque de la efi-
cacia de los dispersantes y modificadores de cristales por
debajo de la temperatura de aparicion de parafinas (WAT).
En la figura 14a se presenta una comparacion de las pro-

B04 Modificador de cristales en AG-1
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Figuras 14ay 14b. Dependencia de la viscosidad del crudo con aditivos y
con temperatura (RERI)®.
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piedades geologicas del petréleo AG1 solo (blanco) y mez-
clas de AG1 con el modificador de cristales BO4 a distintas
concentraciones. Los valores de viscosidad iniciales son
similares para las tres muestras, 2,97 cP para AG-1, 2,95 cP
para AG-1 con 25 ppm de BO4 y 3 cP para AG-1 con 100
ppm. Cuando se adicionan 25 ppm de B04, la WAT se re-
duce de 44,5 °C (blanco) a 40,5 °C. Aunque se incremente
la dosificacion, la WAT se mantiene en un estrecho rango
entre 38 y 40 °C.

A medida que la temperatura disminuye, la viscosidad
de AG-1 con BO4 aumenta a un ritmo mas lento para llegar
a 18,3 cP (25 ppm), 17,2 cP (50 ppm), 16,3 cP (100 ppm),
14,7 cP (200 ppm), 15,4 cP (300 ppm) o 15,7 cP (500 ppm)
a 5 °C. Como comparacién, AG-1 tiene una viscosidad
mucho mayor de 24,6 cP a 5 °C. Es interesante observar
la tendencia inversa de 200 a 500 ppm. El aumento de la
viscosidad puede ser aportado por el alto peso molecular
de B0O4. La alta eficacia hace de BO4 un candidato atractivo
para las pruebas de campo.

El reébmetro utilizado para estas determinaciones es un
Anton Paar MCR 302, con P-PTD 200, H-PTD-200 y CP
50-2, usando configuracién plato-plato. Se garantiza la
homogeneidad de la muestra eliminando las pérdidas de
calor; se utiliz6 una velocidad de rotaciéon de 100 rpm para
reducir los calentamientos por friccién.

La comparacién de viscosidad entre crudo AG-1 (blan-
co) y AG-1 con 500 ppm A04 se presenta en la figura 14b.
Las mediciones comienzan a partir de 50 °C, temperatura a
la cual las muestras son homogéneas sin deposicioén de pa-
rafinas. La viscosidad del petroleo AG-1 es de 2,97 cP. Con
la adicién de 500 ppm A04, la viscosidad inicial es de 3,30
cP, 11% mayor, debido al alto peso molecular y a la estruc-
tura del aditivo polimero. La temperatura luego disminuye
a razéon de -0,5 °C/min. La viscosidad aumenta a medida
que baja la temperatura. La temperatura a la que cambia la
pendiente de la viscosidad proporciona la temperatura de
aparicion de parafinas (WAT). Como se ve en la figura 14b,
la WAT de AG-1 es de 44,5 °C. Con A04, la WAT disminuye
a 40,5 °C, 4 °C por debajo de la prueba en blanco. Después,
la viscosidad de AG-1 con A04 aumenta a un ritmo mas
lento para llegar a 19,1 cP a 5 °C. Como comparacion, la
AG-1 tiene una viscosidad de 24,6 cP a 5 °C, 29% mas alto.
Los resultados demuestran que el dispersante AO4 no solo
reduce la WAT, sino que también mejora el flujo del crudo.

Con el fin de evaluar la deposicion de los cristales de
parafina en las superficies de las lineas de conduccion, se
llevaron a cabo pruebas de flujo en tubos capilares. Estas
pruebas de flujo para la deposicién de parafinas, represen-
tan de manera més cercana las aplicaciones reales que las
pruebas descriptas previamente.

El montaje experimental para el flujo de una sola fase
consistié en calentar una muestra de crudo homogénea
(55 °C, con o sin aditivos); se carga en una jeringa de 60 ml
(BD®) y se utiliza una bomba de jeringa (KD Scientific) para
la inyeccién de crudo en un capilar de acero inoxidable
(1’ de largo, 1/8” OD, 0,84 mm ID, volumen de 0,167 ml)
a velocidad constante. Se coloca un transductor de presion
(Omega, 0 ~ 5 psig, o 0 ~ 30 psig) en la entrada del capi-
lar para controlar la presion de inyeccion. La bomba y el



Figura 15. Montaje equipo experimental para pruebas de flujo (RERI)3.

transductor de presion se colocan en un bafio de aire de
55 °C, como se muestra en la figura 15. El capilar se coloca
horizontalmente fuera del bafio de aire (25 °C) con la sali-
da a presion atmosférica.

Para las pruebas de flujo de dos fases, se utiliza otra
bomba de jeringa para inyectar salmuera (5% en peso de
NaCl). La velocidad de inyeccion se fija para que sea 4% de
tasa de inyeccion de crudo. Los fluidos se mezclan en una
union en T antes del transductor de presion. La mezcla de
salmuera y el crudo no forma emulsiones a 55 °C en las bo-
tellas de prueba; permanecen completamente separadas.
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Figura 16. Perfiles de presion de inyeccion (RERI)8.

El efecto del aditivo BO4 se prueba en dosis de 300 y 500
ppm. Los perfiles de presion de inyeccion se presentan en la
figura 16. Se ha encontrado que hay menos fluctuaciones de
presion cuando se afiade BO4. Més importante atn, el blo-
queo se retrasa a 60 PV (pore/pipe volumen) y 78 PV, respec-
tivamente, cuando se afiade 300 y 500 ppm BO4.

En este trabajo se ha evaluado el efecto de aditivos qui-
micos en las pruebas de flujo laminar. Esto proporciona
un severo examen de la eficacia de aditivo quimico. Los
resultados preliminares de la prueba de flujo, con adicién
de B04 (modificador de cristales), muestran eficacia en la
mejora del flujo con y sin presencia de salmuera. La prue-
ba con adicién de A04 (dispersante) solo muestra eficacia
cuando hay salmuera en el sistema. Esto se resume en la

figura 17. La diferencia se puede explicar en términos de
sus estructuras moleculares. Ambos aditivos se desempe-
fian mejor en la dosis mas alta en nuestro rango de ensayo:
hasta 500 ppm.
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Figura 17. Efecto de aditivos quimicos en pruebas de flujo laminar (RERI)8.

Figura 18. Producto liquido (izquierda) contenido en el sélido (derecha).
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Figura 19. Efecto de aditivo quimico en agua y parafina.

En forma paralela, se estd realizando también la eva-
luacion de inhibidores quimicos sdlidos. Son productos de
alta resistencia que se inyectan en forma conjunta con el
agente de sostén durante la fractura y poseen un efecto
de liberacion retardada. Existen distintas compaiiias que
ofrecen el producto.

A modo de ejemplo, ilustramos lo que sucedi6é con el
producto ofrecido por una de las compaiias. El producto
s6lido contiene en realidad un liquido que es el quimico
a evaluar (Figura 18). Se mostraron pruebas sencillas de
comportamiento del producto con parafina y agua. Se vio
un muy buen comportamiento del producto que “diluia”
las parafinas evitando que se adhieran al frasco (Figura 19).

Para asegurar la eficacia del producto, YPF recomen-
do6 acondicionar el producto a condiciones de presion y
temperatura de reservorio de Vaca Muerta (600 kg/cm? y
100 °C) en una celda durante una semana y luego repetir
nuevamente la prueba anterior con el producto original
y acondicionado a P y T durante una semana. Estos en-
sayos se realizaron en Y-TEC, YPF Tecnologia. Se utilizé
un blanco de parafinas (1). Luego, el producto en las tres
condiciones mencionadas (producto tratado a Py T (2),

Figura 20. Pruebas de aditivo quimico contenido en el sélido.

84 | Petrotecnia - diciembre, 2016

producto original sin tratar (3) y producto sélido (4), todos
con agua destilada. Las muestras fueron sometidas a agita-
cion y temperatura hasta superar el punto de fusién de la
parafina (90 °C). Una vez superado el punto de fusion de
la parafina se interrumpi6 la calefaccién; se dej6 enfriar,
siempre con agitacién y se observaron los resultados. En la
figura 20 se muestran los resultados obtenidos.

De los resultados de los ensayos pueden inferirse las

siguientes observaciones:

1- Blanco: parafinas + a.d.: Deposicion de parafinas en
frasco y buzo.

2- Parafinas+a.d.+“Producto” liquido tratado a P&T
reservorio: Deposicién de parafinas en frasco y
buzo.

3- Parafinas + a.d. + “Producto” liquido (Original):
Poca deposicion de parafinas en frasco, y buzo.

4- Parafinas + a.d. + “Producto” Sélido: Poca deposi-
cién de parafinas en frasco, mucha en el buzo con
particulas de “NoWax" sélidas encapsuladas.

En funcién de los resultados, que mostraron muy
baja efectividad cuando el producto es tratado a presion
y temperatura de reservorio, se decidi6é suspender el pilo-
to en campo para evitar asi posibles cierres de la fractu-
ra, ademas de salvar los gastos estimados en alrededor de
USD 300.000.

Ensayos piloto

Se han realizado algunas pruebas con productos quimi-
cos de distintas empresas y en diferentes zonas.

Uno de ellos se ensay6 con un dispersante de parafi-
nas en dos pozos. La duracién fue de tres meses, sin in-
tervenciones correctivas (Hot-Oil/Pulling), con incremento
del porcentaje de parafinas en el fluido de superficie y con
estabilidad de cargas y presion.

Otro piloto con dispersante de parafinas fue efectuado
en tres pozos. La duracion fue también de tres meses, sin
intervenciones correctivas.

Otros varios pilotos realizados resultaron inconcluyentes.

Ninguno hasta ahora resulté econémicamente efectivo
por la dosificaciéon de producto utilizada.

Se seleccionaron nuevos pozos candidatos en la Zona
Este de Loma Campana. Se trata de pozos horizontales que
navegan por diferentes profundidades (niveles: la cocina,
organico y zona de transicién). Los mismos se estan en-
sayando y no existen atn conclusiones sobre la efectivi-
dad, concentracion, preparacion de pozos y condiciones
de operacion.

No se ha evaluado atn la prueba piloto en campo con
los productos quimicos descriptos en el trabajo. El objetivo
es encontrar un producto quimico eficaz en bajas concen-
traciones de modo que su utilizacion resulte factible tanto
técnica como econémicamente.



Conclusiones

® La precipitacion de parafinas ocurre en el tubing y
en las instalaciones de superficie. Se estan implemen-
tando actualmente diferentes métodos de preven-
cion y remediacion.

® La temperatura de precipitacion de parafinas es dife-
rente para cada pozo. Depende del nivel de produc-
cion, de la composicion del fluido y de las condicio-
nes de operacion del pozo.

® El color de los fluidos es dependiente de variacion de
la composicién con tiempo y puede ser un indicador
de los procesos que tienen lugar en el reservorio y en
el tubing.

® Se necesitan claramente pruebas de métodos de re-
mediacién alternativos, eficaces y econémicos, a fin
de evitar o minimizar la deposicién de parafinas y re-
ducir de esta manera la frecuencia de intervenciones.

® Las condiciones de operacion, las condiciones del
pozo y los sistemas de extracciéon deben ser optimi-
zados para la aplicacién de tratamientos quimicos.

® Los modificadores de cristales y dispersantes pueden
utilizarse alternativamente en funcién del contenido
de agua, caudales y estado de limpieza inicial.

* En cuanto a los resultados de las pruebas de labora-
torio con productos quimicos, podemos concluir lo
siguiente:

¢ El producto modificador de cristal BO4 resulta
poco afectado por el agua.

¢ FEl dispersante de parafinas AO4 es mas eficaz
cuando hay presencia de agua en el sistema.

® El dispersante de parafinas AO4 es mas sensible
a la velocidad de flujo.

¢ La efectividad quimica es mds pronunciada a
velocidades de flujo mas altas. [l
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