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Resumen

RESUMEN

La capacidad productiva de ciertos pozos productores de aceite, pertenecientes a
las arenas del terciario del Activo de Produccion Veracruz (localizado en la planicie
costera del Golfo de México), han disminuido por una serie de factores que han
afectado su comportamiento, el cual se ha visto reflejado en variaciones de la
presion en cabeza que se ha dado sin realizar algun movimiento operativo en los
pozos lo que ha ocasionado disminucion en produccidn de aceite en rangos de 10-
50 %.

Dentro de los factores que se han identificado se tiene que a nivel de pozo se ha
presentado incremento en la presidon en cabeza y disminucién de la produccién de
hidrocarburos debido al taponamiento continuo de la tuberia de produccién y a nivel
de superficie se ha tenido la recuperacion de material sélido de consistencia
pastosa que al analizarse en laboratorio muestra una cantidad importante de
material organico, ocasionando taponamiento de lineas, generando perdida de
produccion. Por lo anterior, evaluar las causas que han afectado la capacidad
productiva de los pozos con el proposito de definir posibles alternativas vy
soluciones ayudara a restablecer y/o incrementar la productividad de los pozos de

aceite.

Con base en los estudios necesarios de acuerdo a la problematica presentada, se
realizaron pruebas de laboratorio a aceites recuperados de los pozos de los
campos en estudio con el propésito de auxiliar a identificar las condiciones y/o
causas que propician las presencia del material sélido en el pozo y en superficie, y

asi poder determinar posibles soluciones a la problematica.

En el presente trabajo se muestran los resultados de estudios de termogravimetria,
viscosidad, calorimetria diferencial de barrido realizados a 9 muestras de aceite de

diferentes pozos, correspondientes a los campos productores con los cuales se

viii




Resumen

determind la energia de activacion de las curvas TGA y se aplicé para evaluar la
viscosidad, asi mismo se calculd la envolvente de precipitacion de sélidos

organicos (parafina).

Se acoplé la informacion experimental y de campo (como ha sido la historia de
produccion, registros de presidon-temperatura, asi como el resultado de diversos
estudios PVT), con el fin de correlacionar las condiciones operativas a las cuales se
presenta la aparicion, precipitacién de componentes organicos. Parte importante de
este estudio, ha sido la caracterizacion de los fluidos y la determinaciéon de la
temperatura de aparicion de parafinas que llevadas a las condiciones de
produccion, se pudo determinar el punto donde comienza la precipitacion en
algunos pozos, asi como en aquellos que no presentan problema alguno de

depdsitos organicos.

Se describen los métodos y tecnologias que se utilizan para la eliminacion de
solidos en los pozos e instalaciones; del estudio efectuado se determinaron los
escenarios de solucion para aquellos pozos que presentan condiciones para la
precipitacion de soélidos organicos y poder definir alternativas que restablezcan o

mejoren las condiciones de productividad de los pozos.
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CAPITULO I. INTRODUCCION

1.1 Clasificacion de los Hidrocarburos

Los hidrocarburos son los compuestos organicos formados por hidrogeno vy
carbono que de acuerdo a su estructura se pueden clasificar en 2 grupos que son

alifaticos o aciclicos y aromaticos, como se puede ver en la figura 1.

HIDROCAlRBUROS (C. H)

15 1
ALIFATICOS AROMATICOS
I
f t 1 1
ALCANOS ALQUENOS  ALQUINOS CICLO
| | ™ VA ALIFATICOS
s o C=C el e (NAFTENOS)
| | A N\
(PARAFINA) * (OLEFINA)  (ACETILENO) | =1
CICLO CICLO
ALCANOS ALQUENOS

Fig. 1 Clasificacion de los Hidrocarburos [1].

Los hidrocarburos alifaticos se dividen en saturados (alcanos y ciclo alcanos) e
insaturados (alquenos y alquinos); pueden ser de cadenas lineales abiertas,

cadenas ramificadas abiertas o de cadena cerrada.

Dentro del grupo de los alifaticos existe una subdivision de acuerdo al tipo de

enlace que une los carbonos, los cuales son:

1. Alcanos

Son hidrocarburos saturados de cadena abierta, la cual puede ser lineal o
ramificada, unidos por un enlace sencillo carbono-carbono (-C-C-), conocidos
también como parafinas (del latin Parumaffinis, que tienen poca afinidad) por su

baja reactividad [11].
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La formula general es CrHzn+2

En las figuras 2 y 3 se muestran la estructura de las parafinas tanto normales como

isoparafinas.

Q aQ ¢ G— o=

WI%EN PESO H2 ;:.’: 0 82 173 167 143
H

—é—H H—
:

H
| |
H—C—H § H—C—
| |
H H

p=

[}
HHHHH
— | H- —H | H—C—¢—C—C L
L

IT— O— T
- O—
I— O— T
Ir— O— T
IT— O— T
- O—
I— O— T

[WETANO §~ FETARO | PROPANO | BUTANO | PENTARO

Fig. 2. Estructura de las parafinas normales [25].

C4d G C6 @ C8 3..CR2..CH5...CHH

|SOPARAFINAS [%ENPESOHZHDE"'M. DEISOMEROS 3 3 5 9 13 35 355 4347 6052
I

CHy CH, H ch CHy K
|
ety | He—Coboch, | He—C—c | HC—C—C—C—ch
| |
b Chy chy i ch,

Fig. 3 Estructura de las isoparafinas [25].

2. Alquenos

Son hidrocarburos insaturados unidos por un enlace doble (-C=C-), conocidos

también como olefinas [11].

La formula general es CrHzn

En la figura 4 se esquematiza la estructura molecular de las olefinas.

OLEFINAS 14.3% H 11,1% Hy
— 14.3% H Chy HoH
W% b W3% B HC—CHy=CH—CH, | HyC—CH—CH=CH, H,C=6-é=tﬁ2
H,C=CH, | Hy,C—CH=CH, 2 — BT B0 IMEIL-1-BUTENO
Ceruenod ppopuFno | mumieno U soAMUENO N {3RUTADIEND

Fig. 4 Estructura de las olefinas [25].
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3. Alquinos

Son hidrocarburos insaturados unidos por un enlace triple (-C=C-), dentro de los

cuales se encuentra el acetileno (CH=CH) [21].

La formula general es CrHzn-2

En la figura 5 se esquematiza la estructura molecular de los alquinos.

@»CECH CH,C=CCH,CH,

TUPAC: fenil-etino 2-pentino
comén fenil-acetileno etil-metil-acetileno
180°
LN
H—C=C—H
acetileno

Fig. 5 Estructura de los alquinos [21].

4. Cicloalifaticos

Son los hidrocarburos de cadena cerrada (naftenos), dentro de los cuales se

encuentran [25]:

* Los cicloalcanos que poseen un esqueleto de carbono formado en exclusiva
por atomos de carbono que se unen entre si mediante enlaces de tipo

simple formando un anillo.

La formula general: C,H2,

* Los cicloalquenos que son hidrocarburos que en su estructura tienen como

minimo un enlace de tipo doble covalente.

La férmula general: C,Hzn-2
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En la figura 6 se esquematiza la estructura molecular de los componentes tipo

nafténico.
Chy
H
NAFTENOS .. [
2 t]
o, Wk KC_ c/'cu, e M e CH{/CH’\c"/c"x\CH;
e o, ~ | cL | | l
| e e, Mt ch, o c,
H.C CH; J | \CHI/ \\.CH;/
o e CH, ch DECAHIDRONAFTALENO

CICLOHEXANO 1,4 DIMETILCICLOPENTANO 12,3 TRIMETIL CICLOHEXANO  (DECALINA)

Fig. 6 Estructura de los naftenos [25].

Dentro del grupo de los aromaticos, estos son llamados asi debido a que en su
estructura poseen por lo menos un anillo aromatico; en este grupo se encuentra el
benceno, el cual se caracteriza debido que presenta una estructura cerrada con
tres enlaces dobles y tres enlaces sencillos alternados [21]. La férmula general es
Can.

En la figura 7 se muestra la estructura molecular de los aromaticos.

.
@ 8.7% H; CHy 9.4%H, 6.3%H,
CH

CH’/’% \CH 8.9% H, CHy CHy
cH CH

\\\\“’CH"/

\_"Y'_-J TOLUENO ORTOXILENO NAFTALENO
BENCENO
56%H,  96%H: ‘ 6.5%H;
g‘o 0‘ BIFENILO
ANTRACENO FENANTRENO

Fig. 7 Estructura de los aromdticos [25]

1.2 Precipitacion de asfaltenos

Los asfaltenos son compuestos aromaticos y nafténicos de alto peso molecular,
que se encuentran en dispersidon coloidal (una suspension de pequefas particulas

en un medio continuo) en algunos crudos. Se definen como fracciones, solubles en

4
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solventes aromaticos, pero insoluble en n-alcanos de cadena corta (bajo peso
molecular) como por ejemplo el n-pentano. Son particulas sélidas semicristalinas
de color café o negro que contienen anillos condensados de hidrocarburos
aromaticos y de estructura amorfa. La composicion de esta fraccion varia de
acuerdo al petroleo, y la caracteristica comun, es que suelen originar precipitados
al agruparse por sufrir alteracion en su ambiente, dafiando el medio poroso o
bloqueando las tuberias de produccion, evitando asi el flujo de hidrocarburos en los

pozos productores [16, 34].

La precipitacion de asfaltenos es el proceso que resulta de las alteraciones
ocurridas en las condiciones termodinamicas y operacionales del sistema, donde
los compuestos de este origen aparecen en fase insoluble, generando la
desestabilizacién, que se manifiesta cuando las particulas de manera similar caen,
rompen la emulsién, chocan y se agregan unas a otras, en esta etapa los floculos
(grumos de materia organica) se conservan suspendidos en el crudo sin generar
algun problema. Cuando la cantidad de floculos aumenta, estos forman agregados
(etapa de agregacion) que pueden permanecer suspendidos y ser arrastrados
hasta donde les sea posible por la corriente de fluido siempre y cuando la velocidad
sea alta. La ultima etapa es la depositacion, la cual ocurre cuando las moléculas se

adhieren al medio poroso o a la tuberia [34].

La figura 8 muestra el proceso por el cual pasan las moléculas de asfalteno desde

la precipitacion en el crudo hasta su depositacion [34].
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Fig. 8 Representacion de la precipitacion, floculacién y depositacién de asfaltenos [34].

5




Introducciéon

Factores que influyen en la precipitacion de asfaltenos

La precipitacion de asfaltenos depende principalmente de la estabilidad de los
mismos. Esa estabilidad se encuentra asociada a las alteraciones en el balance
termodinamico que mantiene a los coloides en solucién. Dichas alteraciones se
manifiestan por los cambios ocurridos en la presion, temperatura y la composicion

del petréleo [34].

Temperatura: cuando la temperatura de la formacion aumenta, la solubilidad de las
resinas en los n-alcanos se aumenta y la de los asfaltenos disminuye; sin incluir a
estos ultimos, si el poder de solubilizacion de los componentes del petréleo
disminuye, el balance termodinamico de las micelas resina-asfaltenos se

desestabiliza y se agregan entre ellas en forma de fléculos [34].

Presion: Se encuentra directamente relacionada con la densidad del crudo bajo
condiciones isotérmicas. Existe una separacion promedio entre moléculas de la
fase liquida y las micelas (particulas coloidales dispersas en una solucién) de
resinas-asfaltenos que es mayor en densidades bajas, resultando de esta forma
interacciones menos atractivas, lo que posibilita la precipitacion de estos. El efecto
de la presion es mas agudo cuando el petrdleo es rico en fracciones livianas y esta
cercano a su punto de burbuja, ya que la caida de presion del crudo hasta ese
punto promueve la expansion de los componentes mas livianos como las cadenas
de n-alcanos. La disminucién del volumen molar de los compuestos livianos en el
crudo, se traduce como un descenso de la densidad del fluido y una
correspondiente disminucion de la solubilidad de los asfaltenos. Se sabe que el
problema de la depositacion de estos por cambios de presion se manifiesta tanto
en el yacimiento como en el pozo y en las instalaciones superficiales, siendo la
cara de la formacion la zona mas afectada debido a la caida de presion del

yacimiento a la zona de los disparos [34].

Composicion del crudo: La problematica de depositacion por alteraciones en la

composicion de un fluido de un yacimiento se origina como resultado de un

agotamiento normal durante la produccion primaria del mismo. Es importante
6
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conocer la composicion del crudo; ya que un cambio en la composicién del fluido,
puede promover la pérdida de los componentes livianos del petréleo, causando de
esta forma una disminucion en la relaciéon gas-aceite (RGA) y un aumento en la
densidad de los fluidos. En consecuencia de lo anterior, se reduciria la tendencia

de precipitacion [34].

En general la depositacion de asfaltenos se puede explicar detalladamente con
base en cuatro mecanismos 1) Efecto de la polidispersidad (grado de variacion), 2)
efecto estérico coloidal, 3) efecto de agregacion y 4) efecto electrocinético. Uno o
mas de estos mecanismos puede describir la depositaciéon de estas moléculas

durante los procesos de produccion, transporte 6 procesamiento de crudo [16].
1) Efecto de la polidispersidad

El grado de dispersion de las fracciones pesadas en el crudo depende de la
composicion quimica del petréleo. La relacidén entre moléculas polares, no polares y
particulas presentes son los factores responsables de la estabilidad de la
polidispersion presente en el seno del crudo; cualquier perturbacién que altere el
balance de los factores mencionados dard origen a la depositacion de fracciones

pesadas.

Un cambio en la temperatura, presién, composicién, asi como la adicién de un

solvente miscible en el crudo puede desestabilizar el sistema [16]
2) Efecto estérico coloidal

Es conocido que algunos de los constituyentes del petréleo, especialmente los
asfaltenos tienen una fuerte tendencia a la autoasociacion. Un incremento en el
contenido de parafinas permite que una parte de los asfaltenos presentes en el
crudo formen coloides, que se separan de la fase aceite en forma de agregados, en
tanto que otra parte permanezca suspendida estabilizada por agentes peptizantes

como resinas, que se adsorben en su superficie y evitan la agregacion.
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La estabilidad de los coloides estéricos se debe a la concentracién de agente
peptizante en solucion, la fraccion superficial de los agregados ocupada por el
agente peptizante y las condiciones de equilibrio en solucion entre este y los

agregados asfalténicos [16].
3) Efecto de agregacion

Una variacion en la concentracion de agente peptizante (como las resinas) origina
también un cambio en la cantidad que se absorbe de este en la superficie de los
asfaltenos donde la concentracién de las resinas puede caer a tal punto que la
cantidad presente no sea suficiente para cubrir toda la superficie. Esto permite la

agregacion irreversible de particulas asfalténicas y su posterior floculacién [16].
4) Efecto electrocinético

Cuando el crudo circula por un determinado conducto (medio poroso, tuberias), se
genera una diferencia de potencial eléctrico debida al movimiento de particulas
coloidales cargadas, lo que constituye un factor determinante en la depositacién de
asfaltenos. Los factores que influyen en este efecto son: el eléctrico, el térmico y
las caracteristicas de mojabilidad del conducto, asi como el régimen de flujo,
temperatura, presion, propiedades de transporte del crudo y caracteristicas de las

particulas coloidales [16].

La figura 9 muestra un Diagrama de fase tipico de asfaltenos-liquido-gas [15].
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Fig. 9 Diagrama de fases (asfalteno-liquido-gas)[15].

1.3 Precipitacion de parafinas

Durante la produccion de petroleo, este experimenta una cantidad de fendmenos
fisicoquimicos y termodinamicos, precisamente por los cambios en presion y
temperatura a la que es expuesto durante su produccion, ocasiona cambios de fase

y segregacion de sus componentes.

El comportamiento ideal en la produccion de un crudo con contenido de parafinas,
deberia ser aquel en que el fluido del pozo llegara a las instalaciones de superficie
a una temperatura superior al punto de cristalizaciéon con el propdsito de evitar
problemas causados por su presencia y precipitacion; sin embargo, muchos
factores impiden que esto siempre suceda, por lo cual se requiere hacer el estudio
para caracterizar el fluido, con el fin de determinar e implementar los métodos de

control de depositacion para asegurar el flujo hasta superficie.
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Existen ciertas condiciones que propician la presencia de las parafinas durante el
transporte del crudo desde el yacimiento hasta las instalaciones de produccién, los

cuales son los factores que influyen en su formacion.
Factores que influyen en la formacién de Parafinas

Los factores mas importantes que influyen en la formacién de depésitos parafinicos
son: la temperatura, presion, perdida de fracciones ligeras contenidas en el crudo,
transferencia de calor desde el crudo hacia la tuberia de produccion y a la

formacion, enfriamiento del crudo y peso molecular [5, 6].

Temperatura: Se considera el factor mas importante. Los hidrocarburos en el
yacimiento se encuentran a ciertas condiciones de temperatura la cual depende de
la profundidad, y puesto que la temperatura del crudo disminuye al acercarse a la
superficie, en cualquier punto donde esta sea menor a la del punto de nube

comenzara la precipitacion y posterior depositacion [5, 6].
La depositacion esta caracterizada por cuatro temperaturas:

* Punto de cristalizacién o punto de nube: es |la temperatura a la cual precipita
el primer cristal de parafinas.

* Punto de gel: es la temperatura a la cual se inicia la formacién de una red
cristalina, cuando el fluido esta en reposo y se enfria por debajo del punto de
fluidez.

* Punto de fluidez: es la temperatura a la cual el crudo deja de fluir

* Temperatura de fusion: temperatura a la cual, la sustancia pasa de solido a

liquido.

Para una sustancia pura, el punto de cristalizacion y el de fusidén son iguales, pero
para una mezcla son ligeramente diferentes. El punto de cristalizacion es una
propiedad termodinamica que depende de la presion, temperatura y composicion
del crudo; el punto de fluidez y el de gel son propiedades reoldgicas del crudo que

son afectadas por la estructura del cristal, por el tamafio y numero de cristales [6].
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Presion: La solubilidad de la parafina disminuye con el incremento de presién en la
solucion debido a que las fuerzas intermoleculares entre moléculas del mismo tipo
son mayores que entre moléculas no similares, causando incremento en el punto

de cristalizacion [6].

Perdida de fracciones ligeras contenidas en el crudo: La pérdida de los
componentes mas ligeros del crudo, reduce la cantidad de parafinas que se pueden
mantener en solucion a una temperatura especifica. Lo anterior es debido a que la
reduccion en el volumen de los componentes ligeros disminuye la cantidad de
solvente. De la misma manera, la evaporacion de los componentes volatiles

disminuye la temperatura del petréleo [5, 6].

Transferencia de calor desde el crudo hacia la tuberia de produccién y a la
formacion: Dependiendo de la velocidad de transporte del crudo desde la zona
productora hasta la superficie, el petréleo puede enfriarse hasta llegar a la
temperatura de la formacion que esta atravesando, la cual puede ser baja y

ocasionar alcanzar la temperatura del punto de nube que originara la precipitacion

[6].

Peso molecular y el punto de fusion de las parafinas: Cuando se incrementa el
peso molecular de las parafinas, el punto de fusion también se incrementa, lo que
ocasiona una disminuciéon de la solubilidad en los solventes y facilitando la

precipitacion [6].

Dentro de la produccion del crudo del yacimiento a la superficie, uno o varios
factores pueden coexistir para ocasionar la precipitacion y posterior depositacion.
Los mecanismos principales identificados en el fendbmeno de la depositacion de

parafinas en condiciones de flujo son [6]:

¢ Difusidon Molecular
e Difusidon Browniana
¢ Por Asentamiento Gravitacional

* Por Dispersion de Corte o Esfuerzo de Cizalla

11
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1) Difusién Molecular:

Este es el mecanismo que se tiene cuando la temperatura del crudo ésta por
encima del punto de nube. A medida que el crudo viaja del fondo del pozo hacia la
superficie, este va perdiendo temperatura debido a la transferencia de calor con la
pared de la tuberia, siendo esta mas fria que el seno del fluido. Debido a que la
solubilidad de las parafinas esta principalmente controlada por la temperatura; a
medida que el crudo se enfria cada vez es menos soluble hasta llegar al punto
donde de los componentes parafinicos saldran de la solucidén ya que existe una
concentracion de cristales que da lugar a la difusion de una zona de mayor
concentracion a otra de menor concentracion, hasta llegar al punto en la tuberia
donde los solidos se adhieran a las paredes de la tuberia, provocando la

acumulacién de moléculas parafinicas [6, 9, 20].

Para este mecanismo se utiliza la ley de Fick, con lo que se estimara la posicién y

cantidad de materia que se depositara en la pared interna de la tuberia.

dmm ac _ dc dr
= Pa* Dm*A*d—r—pd* Dm*A*d—Td—r .......... (1.1)

Donde: m,,= es la masa de la parafina depositada; dt= tiempo; p;= densidad de la
fase sélida depositada; Dm= coeficiente de difusién de la parafina en el aceite;

A=Area interna efectiva de la tuberia; C=es la fraccion de volumen de parafina en
‘s . . . ac . oy .

solucion; dr= distancia radial, o7 €8 el gradiente de concentracion de la parafina
. daT . .

disuelta con respecto a la temperatura, . €s el gradiente de temperatura radial,

ac . .y . . . .
. es el gradiente de concentracion de parafina con respecto a la distancia radial

desde el centro a la pared de la tuberia [9].

El coeficiente de difusion molecular (D,,) es calculado por la siguiente formula:
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Donde B = constante para un crudo en particular y u = viscosidad dinamica del

aceite.
2) Difusién Browniana:

De acuerdo a diversos estudios se puede asumir que este mecanismo es
basicamente debido al movimiento aleatorio de interaccién o choque entre si de las
propias particulas de parafinas lo que ocasionan que se aglomeren y formen los
cristales debido a que en ciertas regiones la temperatura del crudo esta por debajo
de la temperatura de formacidén de estas, ocasionando agitacién térmica. Cuando
esto ocurre, los cristales de parafina pueden colisionar con moléculas de las

mismas suspendidas en el aceite.

Cuando hay presencia de un gradiente de concentracion de cristales de parafina,
puede existir un transporte de estos cristales en direccion del decremento de

concentracion [6, 20, 39]:

De la misma manera que la difusibn molecular, se utiliza la Ley de Fick:

Donde: m = es la masa de la parafina depositada; dt = tiempo; p;= densidad de la
fase sdlida depositada; Dg = coeficiente de difusidon Browniano de cristales de
parafina en el aceite; A=Area interna efectiva de la tuberia; C= es la fraccion de

volumen de parafina fuera de la solucion.

La determinacion del flujo de la masa radial esta dado por la siguiente ecuacion:

. . . ., . ac
Donde: Jz = flux de masa radial Browniana en la direccién radial, Pl

concentracion en la direccién radial.
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La difusividad Browniana puede ser calculada por la ecuacion:

Donde: K, = constante de Boltzmann 1.38x10?°, T = temperatura estandar

absoluta, u = viscosidad y d, = diametro de la particula [32].
3) Asentamiento gravitacional:

Este mecanismo es debido a que los cristales de parafinas son mas densos que el
crudo; estudios experimentales por centrifugacion han demostrado que este no es

tan significativo en la depositacion de estas moléculas [6, 20, 32].

El efecto de la fuerza gravitacional sobre la precipitacién de organicos esta dado

por la formula:

Donde: Vp = volumen de la particula, p, = densidad de la particula y g =aceleracion

de la gravedad.
4) Dispersion de corte o Esfuerzo de cizalla:

Este se presenta cuando la temperatura del crudo es menor a la temperatura de
cristalizacién de parafinas. Por diversos esfuerzos de corte, los cristales son

llevados en sentido transversal hacia la pared de la tuberia [6, 20, 32].

El movimiento de las particulas depende del tamafio, concentracion y densidad
relativa. Para determina estos efectos por cizallamiento, se puede utilizar la

ecuacioén de Saffman:

_ 162pd} (Z—’r‘)
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Donde: u = velocidad del quido,Z—’; = gradiente de velocidad del fluido, u,, =

velocidad de la particula de parafina en la direccién x axial, dp = diametro de la

particula, u = viscosidad absoluta y v = viscosidad cinematica.

La figura 10 muestra la grafica Presién vs Temperatura de la curva de precipitacion

de parafinas.
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Fig. 10. Curva de precipitacion de parafinas (Modificado de Bokin, 2010) [30].

La figura 11 describe las caracteristicas tipicas de un diagrama de fases de

parafinas [30].
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Fig. 11. Diagrama de fases tipico de depositacion de parafinas [35].

1.4 Precipitacion de hidratos

Los hidratos son estructuras cristalinas formadas por moléculas de agua vy
moléculas de gas que son atrapadas en celdas formadas por moléculas de agua.
La densidad relativa de los hidratos es de 0.98 lo que provoca que se hundan en el
aceite [13, 39].

Se han identificado tres tipos de estructuras para los hidratos: estructura I, Il y H.
Especificamente, se han reportado que existen hidratos de metano con una
estructura tipo | a condiciones de bajas presiones. Se ha observado
experimentalmente un cambio de fase a temperatura ambiente del tipo | al Il para
los hidratos de metano a presiones cercanas a 0.1 GPa y del tipo Il al H a

presiones de aproximadamente 0.6 GPa.

La férmula de los hidratos es CHnH,O, donde n representa el numero de moléculas

de agua en reaccion con los hidrocarburos [35]:

Metano CH46H,0
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Etano C,Hg8H,0
Propano C3Hg17H,0
Iso-Butano C4H1017H,0

La figura 12, muestra las estructuras tipicas que se pueden presentar en los
hidratos [7].

(b)

Fig. 12. Cristales de hidrato a) estructura I, b) Estructura I, c) Estructura H [7].

1) Estructural

Es la estructura mas simple, tiene un sistema cristalino cubico, cada celda de esta
contiene 46 moléculas de agua y dos cavidades dodecaédricas pentagonales 572
(cavidades pequefias) y seis cavidades tetradecaédricas 5'° 6° (cavidades

grandes). Las cavidades pentagonales se unen por medio del vértice [30, 35].

La estructura | se forma con moléculas huésped relativamente pequefias como son

metano, etano, diéxido de carbono y acido sulfhidrico. Por su tamario, el etano solo
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podra estar presente en las cavidades grandes, en tanto metano, didxido de

carbono y acido sulfhidrico podra ocupar ambas cavidades (grandes y pequefias).

Una celda de hidratos de este tipo de estructura puede contener hasta ocho

moléculas de gas con un didmetro maximo de 5.8 [A] [30].
2) Estructurall

Tiene un sistema cristalino cubico, donde su estructura es descrita como centrada.
Cada celda contiene 136 moléculas de agua, 16 cavidades dodecaédricas
pentagonales 5’2 (cavidades pequefias) y ocho cavidades hexadecaédricas 5 6°
(cavidades grandes). Las cavidades pentagonales se unen por medio de la cara
compartida [30, 35]

Una celda de hidratos de este tipo de estructura puede contener hasta 24
moléculas de gas con un didmetro maximo de 6.9 [A], por lo que permite incluir
moléculas huésped como propano, iso-butano, n-butano y nitrégeno; que son los
elementos formadores de este tipo de estructuras. El nitrdgeno puede estar
presente en las cavidades pequeinas, mientras que la otras moléculas solo pueden

estar en las cavidades grandes [30].

3) Estructura H

Esta estructura tiene un sistema cristalino hexagonal. Cada celda de esta
estructura tiene 34 moléculas de agua la cual estd compuesta por tres cavidades
dodecaédricas pentagonales, dos cavidades dodecaédricas irregulares y una

cavidad icosaédrica [30, 35].

Esta estructura se forma con al menos una molécula pequefia y por una molécula

grande que podrian ser metano y ciclo-octano respectivamente, entre otras.

Las moléculas de esta estructura tienen diametros de 7 a 9 [A].
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Factores que influyen en la formacién de Hidratos

En algunas etapas de la vida productiva de los pozos, se pueden tener las
condiciones necesarias para la formacion de hidratos, como pueden ser bajas
temperaturas, altas presiones y la presencia de agua en la explotacién de los

hidrocarburos.

La figura 13, muestra la grafica presion vs temperatura de la curva de formacion de
hidratos [30].
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Fig. 13 Curva de formacidn de hidratos [30].

La formacion de hidratos se puede presentar en cualquiera de los siguientes

sistemas [18]:
1) Sistema denominado por la fase aceite

El corte de agua es < 50 % y se tienen emulsiones de agua en el aceite. El agua se
dispersa en el hidrocarburo en forma de gotas, cuando las condiciones son
apropiadas, en el sistema comenzaran a aparecer de forma rapida los hidratos en
la interface agua-aceite. El espesor de la pelicula que se forma alrededor de la gota
de agua comenzara a crecer debido a la transferencia de masa, hasta que la gota

de agua se convierta en su totalidad en hidrato.
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2) Sistema denominado por la fase gaseosa

La fase gaseosa es mucho mayor con respecto a la fase liquida (agua +
hidrocarburo). Para que se formen hidratos bajo este escenario se requiere que
haya acumulacién de agua en algunos puntos (basicamente se da en lineas de
transporte). Cundo se tiene esta acumulacion y entra en contacto el gas con esta, y
las condiciones de presion y temperatura son adecuadas para la formacién, es

probables que se formen hidratos en sitios posteriores a la acumulacion de agua.
3) Sistemas de gas condensado

En este caso, se puede tener agua disuelta o suspendida en forma de gotas. El
agua no esta emulsionada en el condensado. Los hidratos que comienzan a
formarse en la superficie de la tuberia, permanecen adheridos a ella si la
concentracion de agua es mayor al limite de estabilidad del hidrato en el
condensado. Si la concentracién de agua disuelta es > 7 ppm favorece a la
formacion de hidratos. Algunos factores como viscosidad del liquido, diferencia de
densidad entre fluido y sdlido, vibraciones, pueden ocasionar que los hidratos
adheridos a la tuberia se fragmenten, los cuales se acumularan y obstruiran la

tuberia.
4) Sistemas dominados por la fase acuosa

Este se considera cuando el corte de agua es > 70 % y es mas comun en la
explotacion de hidrocarburos, parte del agua es emulsionada y la otra permanece
libre. En este caso, los hidratos se forman en la interface agua-gas, por lo que los
hidratos se generan alrededor de las gotas de agua dispersas en el hidrocarburo y
en el agua libre. También los hidratos pueden ocurrir donde las burbujas de gas se

encuentran dispersas en la fase acuosa.

La figura 14 muestra un diagrama de equilibrio de fases para un sistema hidrato-
agua-hidrocarburo, en el cual se observa que la formacién de hidratos se da por
encima de la linea conformada por A-B-C-D, puesto que en estos puntos es donde
se tienen las condiciones de presion y temperatura propicias para su formacion.
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Fig. 14 Diagrama de equilibrio de fases para un sistema hidrato-agua-hidrocarburo [35].

A continuacién se describe la interaccion que se puede tener entre hidratos-

parafinas-asfaltenos:
1) Interaccién hidratos/asfaltenos

La precipitacion de asfaltenos en presencia de hidratos puede causar aglomeracion
excesiva y dar lugar a bloqueos. Por lo tanto, si existen tantos riesgos de asfaltenos
y de hidratos en un sistema de produccion, la falta de un programa de tratamiento

de asfaltenos puede poner en peligro la estrategia de prevencion de hidratos [38].
2) Interaccion hidratos/parafinas

Particulas de hidratos pueden facilitar a que los cristales de parafina salgan de la
solucion, la depositacion de estos puede causar que las particulas de hidrato se
aglomeren. El material compuesto de hidrato/parafina disminuird la movilidad de
fluidos y en ultima instancia, podria dar lugar a la obstruccion. Por ello se
recomienda que ante los riesgos de ambos, se ataquen adecuadamente con el fin

de garantizar una produccién sin interrupciones [38].
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3) Interaccion asfalteno/parafinas

Durante la recuperacion y el transporte de petroleo los asfaltenos y las parafinas
pueden precipitar cuando la estabilidad termodinamica de la solucidén resulta
perturbada por presion, temperatura y composicion. Los asfaltenos tienen un efecto
sobre la cristalizacion de las parafinas; una vez floculados (separados de su
estructura estable) pueden proveer sitios adicionales de cristalizacion para las
parafinas. Una vez que se alcanza la concentracion critica, no se logra una
dispersion completa de saturados y aromaticos, el asfalteno tiende a flocular, lo

gue conduce al aumento del punto de escurrimiento [23].

1.5 Fendmeno de la coprecipitacion asfaltenos-parafinas.

Las parafinas y los asfaltenos son los principales componentes en los depdsitos
organicos de fluidos derivados del petréleo. Lo que se debe conocer, es si existen
interacciones intermoleculares entre ambos durante la precipitacién, lo que
conduciria a la sinergia y la coprecipitacién, es decir, el cambio el cambio de fase

de una clase inducira la precipitacion de la otra [43].

La mayoria de los aceites crudos contienen parafinas de alto peso molecular y
microcrisitalinas en un rango de 1-30 % en peso, que a bajas temperaturas
precipitan como un componente en depdsitos organicos. Los asfaltenos tienen una
clase de solubilidad tipicamente definida como la fraccién de petrdleo que es
insoluble en heptano y soluble en tolueno, estos poseen un alto grado de anillos
aromaticos polinucleares que tienen cadenas laterales de alquilo e incorporan

heteroatomos (tales como Oxigeno, Nitrégeno y Azufre) [43].

Durante la recuperacién y el transporte de petrdleo, los asfaltenos o parafinas

pueden precipitar cuando la estabilidad termodinamica de la solucion coloidal es

perturbada por cambios en la presion, la temperatura y/o la composicién. Una

incertidumbre es si estas dos clases de compuestos interactuan sinérgicamente en

el proceso de precipitacidn, es decir, si las interacciones intermoleculares de algun
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subconjunto de las moléculas de uno con las moléculas del otro que precipitan
inducen la coprecipitacion. Si este fuera el caso, se esperaria que tanto las
moléculas de uno como del otro difieran significativamente en las propiedades

quimicas y fisicas de ambos en el aceite crudo [43].

Probablemente, los asfaltenos y las parafinas difieren mas en propiedades
quimicas y coloidales de todas las fracciones de crudo: es decir, los primeros son la
fraccidbn mas aromatica y polar, y las parafinas son la fraccion mas alifatica y no
polar. A pesar de estas diferencias quimicas fuertes, estas dos fracciones son
similares en que ambos pueden ser muy altos en peso molecular, ambos pueden
agregarse o asociarse en solucion, y ambos tienen solubilidades marginales en el
petroleo crudo. Por lo tanto, ambos estan implicados con frecuencia en la

precipitacion sélida organica y la depositacion.

Algunos estudios experimentales han demostrado que ambos no interactuan de

forma sinérgica sino que coprecipitan en depdsitos organicos soélidos [43].

En el proceso de cristalizaciéon de parafinas, el efecto de los asfaltenos depende
mas del grado de dispersion o floculacion de estos que de su origen ya que a muy
baja concentracién estan dispersos o incluso disueltos en el petréleo crudo, son de
facil acceso para cualquier tipo de interaccion. Para construir la molécula de
asfaltenos en la estructura de la parafina, se necesita una fuerza de conduccién
mas alta debido a la interferencia espacial entre ambas moléculas. Una vez que la
concentracion de asfaltenos alcanza el valor critico, el fragil equilibrio se rompe y

las moléculas de estos tienden a flocular entre si [27].

Con el aumento de la concentracion de asfaltenos, la temperatura de aparicion de
las parafinas (WAT) también aumenta. Esto termina cuando se alcanza la
"concentracién de asfaltenos critico en la solucién". El valor mas bajo en el WAT vs
curva de concentracion (Figura 15) se refiere a la superficie mas baja y es en la
concentracion mas baja donde se floculan los asfaltenos; se debe hacer notar que
a muy bajas concentraciones de asfaltenos (< 0.05%) la WAT incrementa

drasticamente como consecuencia de que los asfaltenos estan mas dispersos y
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que pueden afectar las parafinas a nivel molecular, dejando mayores espacios

libres para las parafinas donde habra menos interferencia entre ambos [27].
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Fig. 15 Efecto de la concentracidn de asfaltenos vs temperatura de aparicién de las parafinas [27].

1.6 Antecedentes del campo de estudio

El Activo de Produccion Veracruz pertenece a la Subdireccion de Producciéon Norte
de Pemex Exploracion y Produccién. Actualmente tiene una produccion de gas de
374 MMpcd y 13622 Bpd de aceite [2].

De la produccion de aceite, el 85 % proviene de los campos descubiertos vy
desarrollados recientemente, que son 3 principalmente: Campo A, Campo B y el

Campo C.
Los campos mencionados se localizan en la parte sur del estado de Veracruz, en el

municipio de Juan Rodriguez Clara, Veracruz. La Figura 16 muestra el mapa de

ubicacion de los campos.
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Fig. 16 Mapa de ubicacién de los campos en estudio [3].

Los campos A, B y C, se ubican en el elemento geolégico denominado Cuenca

Terciaria de Veracruz. Las principales formaciones productoras son de edad

Mioceno Medio y Mioceno Superior. Las areniscas son de grano fino y medio, los

granos de la roca son fragmentos liticos volcanicos, feldespatos, plagioclasas y en

menor proporcidon cuarzo.

La produccion asociada a estos campos se detalla en la tabla 1:

Tabla 1. Produccién de los campos A, By C [2].

Campo Produccién Produccién Gas Produccion Pozos
Aceite (BPD) (MMpcd) Agua (BPD) productores
5495 9.0 231 14
B 3259 1.0 28 6
2921 8.2 78 7

Para la produccién de gas del campo C, el 87 % proviene de un solo pozo.
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Problematica asociada a los campos en estudio

Durante la vida productiva de los campos A, B y C se ha presentado una
disminucién en la produccion de aceite de algunos pozos, la causa principal ha sido
debida a la formacién de depdsitos organicos en la tuberia de produccion y en las
instalaciones superficiales. Estas formaciones han ocasionado principalmente el
taponamiento de la tuberia de produccion, notandose en la disminuciéon de la
presion en la cabeza del pozo y por consecuencia, el gasto de aceite producido se

ha visto caer en rangos de 10-50 %.

De acuerdo con el gasto de explotacion de los pozos, la figura 17 muestra las
caidas de presion que se presentan en la tuberia de produccién. Como se podra
observar, las mayores caidas se tienen en el campo A (los pozos A 24, 41 son los
que han presentado la mayor) y los que menor caida de presion registran son

pozos pertenecientes al campo C (C 14, C 24).

Caida de presion tuberia

DP (Kg/cm2)

A 34 RMA
Al
A12
A14
A21
A51
Ae6l
A1l14
A12-

Fig. 17. Caidas de presion en la tuberia [3].
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Como se podra observar, el comportamiento de los pozos del campo B es
homogéneo, no asi del campo A en el cual se tiene una variacion importante en las

caidas de presion.

La figura 18, muestra la caida de presién en los yacimiento productores, notandose
que el de dos pozos son los que presentan las mayores caidas (A 34 y C 24) el
resto se mantiene en la media; asi mismo se podra observa que las caidas de
presion de varios pozos son bajas (todos los pozos del campo B presentan una
baja caida de presion a nivel yacimiento) debido a las condiciones petrofisicas
favorables. Las mejores condiciones de flujo se pueden ver en el pozo B 33 el cual
que presenta las menores caidas de presion y el pozo con condiciones menos

favorables es el A 34.

Caida de presion yacimiento
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B33
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C24
C24
C14
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c27
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A22
A52
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A24
A31
A4l

Fig. 18 Caidas de presién en el yacimiento [3].

De las graficas anteriores, se observa que el 75-80 % de las caidas de presion en
el sistema de produccion de los pozos se presentan en la tuberia de produccion,
por lo que cualquier variacion o afectacion de area de la tuberia repercute en la

eficiencia de flujo del pozo, afectando su productividad.
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Derivado de la etapa de explotacion de los pozos, se ha tenido un registro continuo
(a través de mandmetros digitales) de la presion en la cabeza del pozo (Pwh), en
este registro se muestran todas las variaciones que se presentan en los pozos
abiertos a produccion. La figura 19 es una muestra de 5 pozos de los campos en
estudio en la cual se observa el comportamiento de la presion en la cabeza. Se
puede ver una variacion irregular, en algunos, la presion cae de manera drastica
sin hacer ningun movimiento operativo, por lo que esta disminucién es debida a un
fendbmeno que se esta presentando en el pozo, lo que provoca una disminucion de
la produccién de hidrocarburos. En otros pozos, la caida se observa de manera
menos pronunciada. Cuando la Pwh se restablece, es posterior a algun trabajo
para recuperar la produccion. Como este caso, se tiene comportamientos similares

en diferentes pozos, la medicidén es en intervalos de un dato cada minuto.

Histotoria dePwh de pozos en estudio
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Fig. 19 Historia de presién de pozos de los campos en estudio
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Derivado de estos comportamientos en los pozos, se han realizado actividades
para determinar cual es la principal causa. La tabla 2 muestra el resultado de las
calibraciones hechas a algunos pozos de los campos mencionados. El 40% de los
pozos productores han presentado algun taponamiento de la tuberia de produccién,
debido a que se ha registrado una resistencia franca, lo que impide el paso efectivo
de la herramienta hacia el fondo del pozo. El resultado obtenido ha mostrado que lo
que se presenta en los pozos es acumulacién de sélidos organicos en las paredes
de la tuberia, esto se presenta a diferentes profundidades, se ha determinado con

base al material recuperado de las herramientas.

Esta problematica se ha atacado (correctiva) realizando trabajos de limpieza de
aparejo con solventes y tuberia flexible. Con el paso del tiempo, los organicos se
contindan presentando en los pozos, lo que ocasiona que de manera periédica se
tengan que programar las limpiezas de las tuberias, ocasionando invertir recursos

adicionales para asegurar el flujo de los pozos.
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Tabla 2. Historia de calibraciones [3].

INTERVALO | PROF TP PROFUNDIDAD
No. POZO TP (pg) (m) (m) FECHA CALIBRACION CALIBRACION (m) OBSERVACIONES
A24 27/8 2979-3038 2835 10-abr-14 Cortador de Parafinas y Bl 2 1/4" 10 Resistencia franca sin huella
19-oct-13 2" 4 Resistencia franca sin huella
1 04-ago-15 25/16" 140 Resistencia franca sin huella
19-oct-13 13/4" 259 Resistencia franca huella circular
A31 31/2 3313-3322 1003 11-abr-14 Cortador de Parafinas 2 1/4" 49 Resistencia franca sin huella
) 27/8 3002 19-ago-14 BI 2" 2779 Resistencia franca sin huella
19-ago-14 BI 2" 2950 oK
A 52 31/2 2763-2779 2718 16-ago-14 Cortador de Parafinas 2 1/4" 2779 oK
3 11-jul-15 Block Impresor 2 3/4" 2782 OK
AS51 31/2 2850-2860 2770 24-jul-14 Cortador de Parafinas 2 1/4" 2806 Resistencia franca sin huella
4 10-jul-15 Cortador de Parafinas 2 3/4" 2755 Resistencia franca sin huella
A6l 31/2 | 2875-2930 1987 14-ago-14 Block Impresor 2" 2877 Resistencia franca
5 12-jul-15 Block Impresor 2 3/4" 1969 Resistencia franca
All 27/8 3274-3328 3162 13-abr-14 Block Impresor 2 1/4" 3320 oK
6 11-jul-15 Cortador de Parafinas 2 5/16" 3335 OK
; A12 27/8 3071-3113 2936 11-abr-14 Cortador de Parafinas 2 1/4" 3105 oK
8 Al4 31/2 2986-3036 2801 13-abr-14 Cortador de Parafinas 2 1/4" 3030 oK
A4l 31/2 2860-2870 1647 23-jul-14 Cortador de Parafinas 2 1/4" 2819 Resistencia franca
9 10-jul-15 Block Impresor 2 3/4" 2879 OK
A42 31/2 3507-3684 3291 13-abr-14 Cortador de Parafinas 2 1/4" 3675 oK
10 12-jul-15 Block Impresor 2 3/4" 3687 oK
A21 31/2 3265-3313 3225 16-ago-14 Cortador de Parafinas 2" 3318 OK
11 11-jul-15 Block Impresor 2 3/4" 3318 OK
A22 31/2 3050-3106 2590 13-ago-14 Block Impresor 2" 3110 OK
12 12-jul-15 Block Impresor 2 3/4" 3110 oK
A32 31/2 2818-2828 1880 19-ago-14 Block Impresor 2" 2828 oK
13 25-oct-14 Block Impresor 2 3/4" 1 Resistencia franca sin huella
B2 27/8 2402-2418 2358 14-abr-14 Cortador de Parafinas y Bl 2 1/4" 15 Resistencia franca
1 02-jul-15 25/16" 2293 Resistencia franca
19-sep-13 2" 2483 OK
B 12 27/8 2692-2698 2528 14-abr-14 Cortador de Parafinas y Bl 2 1/4" 10 Resistencia franca sin huella
15 02-jul-15 | Cortador de Parafinas 2 1/4",2 1/8", 2" 4 Resistencia franca sin huella
16 B1 31/2 2266-2290 2204 14-abr-14 Cortador de Parafinas 2 1/4" 2285 oK
B 13 27/8 2569-2637 2569 14-abr-14 Cortador de Parafinas 2 1/4" 2625 oK
17 24-oct-14 Cortador de Parafinas 2 1/4" 2 Resistencia franca sin huella
02-jul-15 | Cortador de Parafinas 2 1/4",2 1/8", 2" 11 Resistencia franca sin huella
Cc1 27/8 2237-2255 2390 15-abr-14 Cortador de Parafinas 2 1/4" 5 Resistencia franca
18 29-ago-14 Cortador de Parafinas 2 1/4" 150 Resistencia franca
29-ago-14 Cortador de Parafinas 2 1/4" 180 Resistencia franca
01-ago-15 Cortador de Parafinas 2 5/16" 2230 OK
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Como se ha podido observa en la tabla 2, algunos pozos no han presentado la
problematica, otros pozos la han manifestado en una ocasién, y otros la han
presentado de manera recurrente. Derivado de esto, se han recuperado muestras
de fluidos tanto de fondo como de superficie a los cuales se les realizé una serie de
estudios para caracterizar de manera precisa los componentes organicos presentes

en el crudo y plantear posibles soluciones.

De acuerdo a su comportamiento, se seleccionaron los pozos siguientes pozos

para evaluar su comportamiento:

 A21
e A24
c A3
e A32
e A42
- B1
e B12
 B13
« C1

De los pozos mencionados, se tiene que el pozo A 24 es el mas critico ya que es el
que se ha trabajado mas debido a la continua depositacion de organicos en el
aparejo de produccion. El caso de los otros pozos, en algunos se han presentado
problemas de manera intermitente y otros han fluido de manera continua, sin
problemas de obstruccion. Las condiciones de produccidon de estos pozos se listan

en la tabla 3:
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Tabla 3. Produccién de pozos en andlisis [3].

Pozo Prod. Aceite Prod. Gas Prod. Agua
(Bpd) (MMpcd) (Bpd)
A 21 826 0.464 0
A24 177 0.088 2
A 31 339 0.307 6
A 32 305 0.379 0
A 42 978 0.966 15
B 1 960 0.326 5
B 12 384 0.133 0
B13 355 0.096 6
C1 710 0.205 0

Los pozos mencionados tienen baja, regular y buena produccién de aceite,

presentan minima o nula produccién de agua y la RGA es practicamente la misma

que se registré durante la prueba de produccion de cada uno de ellos.

Derivado del estudio pretendido, se recuperé la informacion disponible de cada uno

de estos pozos, asi mismo se lleva a cabo la evaluacién de los fluidos producidos.
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CAPITULO Il. ESTADO DEL ARTE

2.1 Estudios experimentales convencionales sobre la precipitacion de asfaltenos.

1) Analisis SARA

A través de este método, se proporciona la caracterizacion de las fracciones mas
pesadas del crudo, lo cual se basa en la diferencia de solubilidad, polaridad y peso
molecular de los componentes del crudo; con ello se conoce las fracciones de
Saturados, Aromaticos, Resinas y Asfaltenos (SARA) de un crudo que haya

muestreado y analizado en el laboratorio [34, 41].

Con este método se puede predecir la estabilidad de los asfaltenos en el crudo, lo
que ayudara a la toma de decisiones para la implementacion de métodos de
prevencion que ayuden a inhibir la precipitacion de algunos organicos que con el
paso del tiempo generen dificultades en el transporte del crudo desde el fondo del
pozos hasta las instalaciones superficiales. Se determinan cuatro componentes de
muchos que tiene el crudo, la ventaja es que se analiza desde los livianos hasta los
pesados y con ellos se comparan los crudos. Para los crudos convencionales, este
analisis provee un indicador de la estabilidad del crudo con respecto a la

precipitacion de asfaltenos.

En este método, mediante el agregado de un compuesto tipo n-alcano, como
puede ser n-heptano o propano, los asfaltenos son separados de los otros
componentes. Los hidrocarburos saturados se remueven mediante lavado con n-

alcano. Cada uno de los componentes se separa mediante el uso de solventes.

Con el analisis SARA se determina [41]:

* Hidrocarburos saturados de alto y bajo punto de ebullicion
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* Hidrocarburos aromaticos de alto y medio punto de ebullicién pero de baja
polaridad.
* Resinas del petréleo.

* Asfaltenos del petréleo.

Los tres primeros se encuentran en fase liquida no coloidal y el ultimo en fase
solida insoluble en parafinas de bajo peso molecular asi como insoluble en el crudo

y dispersos de forma coloidal, y solubles en hidrocarburos aromaticos.

La figura 20 muestra un esquema de la separacion del crudo en fracciones SARA.

Petroleo Crudo

Diluido en n-alcano

Maltenos

Adsorbido en silice,
Lavado con n-alcano

Precipitado
n-alcano Tolueno Tolueno/metanol
l l l v
Saturados Aromaticos Resinas Asfaltenos

Fig. 20. Esquema simplificado de la separacién del crudo en fracciones SARA [31].

La importancia de esta herramienta, es que es el punto de partida para evaluar
otras metodologias de estabilidad de asfaltenos como son el indice de Inestabilidad

Coloidal (lIC), relacién asfaltenos/resinas y el indice de Refraccion [15, 17].
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2) indice de Inestabilidad Coloidal (IIC)

Este indice incluye las composiciones masicas de las fracciones que favorecen y
no favorecen a la estabilidad del sistema resina-asfaltenos, de acuerdo al modelo
coloidal del crudo. A medida que el indice de Inestabilidad Coloidal (IIC) disminuye,
el sistema se hace mas estable debido al predominio de las fracciones peptizantes

en la mezcla [17, 34].

EL 1IC se determina mediante la siguiente ecuacion:

% saturados+% asfaltenos
1c =2 basfaltenos .. 2.1)

% aromaticos+% resinas

Algunos valores para este indice, se han establecido como:
IIC > 0.9, lo que indica que se trata de crudos inestables

IIC < 0.7, lo que indica que se trata de crudos estables

0.7 < lIC < 0.9, el intervalo de estabilidad no esta especifico.

La figura 21 muestra la grafica representando las regiones de estabilidad e

inestabilidad en funcion del IIC.
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Fig. 21. Estabilidad de los asfaltenos con la relacién Asfaltenos/Resinas (Ahmed 2007)[17].

3) Relacion asfaltenos/resinas (A/R)

Las resinas son la fraccién del petréleo que peptiza (dispersar una sustancia en
una forma coloidal) a los asfaltenos manteniéndolos en forma de nano-agregados
dispersos en la matriz oleosa. Un valor tipico de la relacion asfaltenos/resinas se

menciona a continuacion [17]:

Relacion A/R < 0.35, se considera crudo estable

Relacion A/R > 0.35, se considera crudo inestable

La figura 22, muestra la estabilidad de los asfaltenos en funcion de la relacién
Asfaltenos/Resinas:
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Fig. 22. Estabilidad de los asfaltenos en funcién de la relacién Asfaltenos/Resinas (Ahmed 2007)[34]

4) Valor P

Es una prueba desarrollada por la empresa Shell para medir la estabilidad de
asfaltenos. Consiste en titular un gramo de muestra con hexadecano (cetano) hasta

inducir la precipitacion de los asfaltenos [17, 34].

El resultado se reporta como la maxima cantidad de cetano (en ml) necesaria para

mantener los asfaltenos dispersos (estables), la ecuacion utilizada es:

p =14 aecano 22)

1 gr de muestra

De acuerdo al valor obtenido, la muestra es considerada estable o inestable.
P <1, la muestra se considera inestable
1 <P < 1.1, la muestra posee una baja estabilidad (muy cercana al limite);

P > 1.1 la muestra es estable.
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5) Analisis Termogravimétrico (TGA)

En este andlisis se registra continuamente la masa de una muestra, colocada en
una atmoésfera controlada, en funcion de la temperatura o del tiempo, cuando se
aumenta la temperatura en un horno en el que se encuentran siguiendo una
velocidad de calentamiento. La representaciéon de la masa en funcién del tiempo se
denomina termograma o curva de descomposicién térmica. El equipo utilizado es

una micro-balanza [14].

Una caracteristica de la termogravimetria es que solo permite detectar procesos en
los que se produce una variacion de peso que pueden ser descomposiciones,

sublimaciones, reduccién, desorcion, absorcion.

Para llevar a cabo el andlisis, se pesan 3 mg de muestra, que se afiaden a una
capsula de teflon. A continuacion, se deja la muestra a estabilizarse a 50 °C en una
atmdésfera de nitrégeno, con un flujo del mismo de 100 mL/min. Posteriormente, la
temperatura se aumenta hasta 150 °C a una variacion de 10 °C/min. En la siguiente
etapa, se incrementa la temperatura hasta 750 °C para determinar la
descomposiciéon térmica de la muestra; la etapa final, el analisis se realiza en una
atmosfera de aire, aumentando la temperatura hasta 950 °C y siguiendo la misma
razon anterior para producir la combustion total de la materia organica de la

muestra. El residuo obtenido consiste en materia inorganica.
La figura 23 muestra un comportamiento tipico de un crudo de 29 °API sometido a

un analisis termogravimétrico. El resultado de la curva termogravimétrica depende

de los componentes del fluido en estudio.
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Fig. 23 Curva termogravimétrica de un crudo tipico

6) Analisis Elemental (HCNS)

A través de este analisis cuantitativo se puede determinar las cantidades de
hidrogeno, carbono, nitrégeno y azufre, de una muestra solida o liquida de un

crudo, con el propésito de reconocer los elementos organicos de los inorganicos.

Esta técnica se basa en la completa oxidacién de la muestra mediante una
combustion con oxigeno puro a una temperatura de 1000 °C. Los diferentes
productos de combustion CO,, H,O y N,, son transportados mediante el gas
portador (Helio) a través de un tubo de reduccion y después selectivamente
separados en columnas especificas para ser luego desorbidos térmicamente.
Finalmente, los gases pasan de forma separada por un detector de conductividad
térmica que proporciona una sefal proporcional a la concentracion de cada uno de

los componentes individuales de la mezcla.

Los porcentajes obtenidos en este analisis, constituyen la base para el

establecimiento de su formula quimica [4].
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La relaciéon H/C permite determinar de manera indirecta la aromaticidad de los
asfaltenos. Una relaciéon H/C baja es indicativo de una alta aromaticidad. Los
asfaltenos que presentan una alta relacion H/C indican que las muestras poseen

muchas cadenas laterales.

Las relaciones N/C y S/C permiten observar la variacion de la proporcion de
heteroatomos existentes en las muestras, lo que se relaciona con la polaridad de
las mismas. La figura 24 muestra un diagrama esquematico de un analizador
elemental HCNS [14].
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Fig. 24 Diagrama de un analizador elemental HCNS.

7) Espectroscopia Infrarroja por transformada de Fourier (FR-IR)

La espectrometria infrarroja es una técnica de analisis que permite obtener
informacion acerca de los procesos de absorcion y emisién sobre las moléculas
que se encuentran en la materia. Esta proporciona un espectro de reflexion de las
bandas de los grupos funcionales de las sustancias organicas e inorganicas, por lo

que es posible realizar una identificacién de los materiales que los constituyen [14].

El principio basico es que las moléculas absorben energia de la luz en longitudes
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de ondas especificas, conocidas como sus frecuencias de resonancia (vibracién).
Un espectrémetro infrarrojo funciona con una pequefia muestra que es colocada en
una celda infrarroja, donde es sometida a una fuente de luz infrarroja, la cual hace
un barrido desde las longitudes de onda de 4000 cm-1 hasta 600 cm-1. La
intensidad de la luz transmitida a través de la muestra es medida en cada numero
de onda, lo que permite que la cantidad de luz absorbida por la muestra sea
calculada por la diferencia entre la intensidad de la luz antes y después de pasar

por la celda de muestra. Esto se conoce como el espectro infrarrojo de la muestra.

8) Resonancia magnética nuclear (RMN)

La resonancia magnética nuclear es una técnica para la investigacion de
propiedades fisicas y quimicas de mezclas muy complejas. Una ventaja muy
importante de esta es la poca o nula interaccion de los componentes, siendo el
espectro resultante la suma de los componentes puros. Ademas, el area bajo cada
pico de la resonancia es directamente proporcional al niumero de nucleos con un
desplazamiento especifico. Todo ello permite la identificacion y la cuantificacién de

los diferentes grupos atoémicos presentes en la mezcla [14].

Para el analisis de los asfaltenos mediante la resonancia magnética nuclear, el
espectro de la resonancia obtenido se divide en cuatro bandas, donde se pueden
distinguir entre los hidrégenos aromaticos y los hidrogenos que se encuentran en
las cadenas alifaticas en sus distintas posiciones, como funcién del intervalo de

desplazamiento quimico al que aparecen [14].

9) Resonancia Acustica

Esta técnica mide los cambios producidos en las propiedades acusticas del fluido a

medida que los asfaltenos se separan de la solucion. Los sélidos adicionales

presentes en la mezcla incrementan la rigidez del sistema. Conforme se reduce la

presion, un receptor acustico colocado en un extremo de una celda PVT, detecta la
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resonancia acustica generada por un transductor acustico colocado en el otro

extremo de la celda.

En cuanto a las desventajas, cabe mencionar que los cambios de resonancia
detectados con la técnica no son unicos del proceso de precipitacion de asfaltenos;
la presencia de otros solidos y los limites de la fase vapor-liquido podrian causar
cambios similares en las propiedades acusticas. Ademas esta técnica no permite
que el fluido se mezcle, dando origen a mediciones de presion de inicio
potencialmente imprecisas, causadas por la distribucién heterogénea de los
asfaltenos. El método no detecta el limite inferior de la envolvente de precipitaciéon

de asfaltenos [4].

2.2 Estudios experimentales convencionales sobre la precipitacion de parafinas.

1) Determinacion de temperatura de aparicion de las parafinas (WAT)

Cloud point (punto de nube), es la temperatura a la cual comienza la separacién de
las parafinas del crudo y comienzan a formarse los primeros cristales de parafinas
[36, 41].

La determinacién de la WAT es muy util para predecir deposicion de solidos
organicos en una determinada condicion. Existen varios métodos que pueden
determinar la WAT de petréleo crudo, como son: la microscopia de polarizaciéon
cruzada, viscosimetria, punto de fluidez, calorimetria diferencial de barrido, entre

otros [41].

La temperatura de la aparicion de parafina se puede determinar mediante la

visualizacion directa de cristales formados en la fase liquida [41].

Punto de fluidez o de escurrimiento: Temperatura a la cual un fluido deja de
escurrir. Este punto, se puede determinar mediante los protocolos ASTM D-97,
donde se establece este punto como la temperatura en la cual deja de fluir el
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petréleo cuando se mantiene la muestra a 90 grados hacia arriba, durante cinco
segundos. Los puntos altos de escurrimiento generalmente se producen en
petréleos crudos que tienen un contenido significativo de parafina las cuales
comenzaran a precipitar a medida que disminuya la temperatura. En determinado
momento, los precipitados se acumulan hasta el punto en el cual el fluido ya no
puede moverse. Este fendmeno se puede producir tanto con petréleos ligeros como

con petréleos pesados [37].

Viscosimetria: El volumen de la parafina precipitada en la muestra de aceite debe
ser lo suficientemente grande como para causar una sefial detectable y se ve
influenciada tanto por el tamafio como por la cantidad. Las muestras de aceite que
tienen pequeno contenido de parafina o las muestras que forman pequefios
cristales producirian graficas de viscosidad a la WAT que no tienen punto de
desviacién de la linealidad, sin embargo muestras que tienen alto contenido o
forman grandes cristales producira gran cantidad de parafina que podra causar un

fuerte aumento de la viscosidad en la WAT [40].

Calorimetria diferencial de barrido (DSC): Se mide el flujo de calor desde o hacia la
muestra cuando esta se calienta o enfria. Desde la cristalizacion, se mostrara en la
curva DSC como un pico exotérmico durante el enfriamiento. Sélo se necesita una
pequefa cantidad de aceite para el analisis. Puesto que utiliza el calor para
detectar el inicio de la cristalizacién de la parafina, la muestra no necesita ser
transparente, incluso puede ser oscura. Esta técnica es una herramienta eficaz

para determinar la WAT.

Espectroscopia de infrarrojo cercano (NIR) de atenuacion de luz, es un método que
se basa en la observacion de que hay un aumento fuerte de la absorcién o
atenuacién de luz en la regién de infrarrojo cercana en el inicio de la cristalizacion

de las parafinas [28].

La figura 25 muestra un ejemplo de una diagrama de WAT de un aceite tipico, en el
cual se puede observar que la WAT decrece conforme la presién disminuye hasta
alcanzar la presién de burbuja (linea punteada), posterior, incrementa para
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presiones por debajo de la Pb, lo que indica que cuando se esta por debajo de la

presion de este punto, las parafinas precipitaran a mayor temperatura.
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Fig. 25 Diagrama de WAT de un aceite tipico [40].

2) Determinacion de la temperatura de disolucién de las parafinas (WDT)

La temperatura de disolucion de las parafinas, es la temperatura necesaria para
disolverlas cuando estan en suspension en el aceite y puede ser detectada por la
técnica de microscopia de polarizacidon cruzada, en la cual se determina la

temperatura a la cual el ultimo cristal de parafina se disuelve [41].

Una vez que se ha determinado la WAT, la muestra del fluido en estudio se vuelve
a calentar en incrementos constantes de temperatura, se deja reposar por un
tiempo determinado en cada una de los incrementos, se observa si comienzan a
desaparecer las parafinas; si se observan cristales, se continua incrementado la
temperatura pero en intervalos mas cortos, una vez que el ultimo cristal haya

desaparecido, esa temperatura es la que se considera como la WDT.

EL aparato de la técnica de microscopia de polarizacion cruzada se compone por 4

partes: un microscopio, una camara digital, un controlador de temperatura y una
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computadora. El polarizador se ajusta a cambiar de la luz normal a luz polarizada.
Se observa la muestra para todas las particulas de parafina. Cuando se ven
cristales de parafina a temperatura ambiente, la muestra se calienta 60 - 100 °C
para disolverlos. Se permite un tiempo de equilibrio de 15 minutos 0 mas después
de ajustar la temperatura antes de hacer cualquier observacion para asegurar que

todos los cristales se han disuelto [40].

3) Analisis SARA

Al igual que para la precipitacién de los asfaltenos, el analisis SARA es un método
para determinar la precipitacion de parafinas puesto que de los Saturados-
Aromaticos-Resinas-Asfaltenos, los primeros corresponden en general a los iso y
ciclo parafinas. De la misma manera, el crudo es fraccionado en composiciones
diferentes con base en la solubilidad de cada uno de ellos al someter la muestra a
diversos solventes utilizados, para el caso de los saturados se utiliza n-heptano y
tolueno. Los componentes parafinicos se diferenciaran de los otros basicamente

por su peso molecular.

4) Analisis de cromatografia de gases (CG)

Conocido como cromatografia de gas-liquido, es a través de este método que de
una muestra se separan y analizan los compuestos que se vaporizan sin sufrir
alguna descomposicién, determinando las cantidades relativas de los componentes

separados [41].

2.3 Estudios experimentales convencionales sobre la precipitacion de hidratos.

La prediccion de la formacion de hidratos esta basada en la determinacion de la
presidn en que la mezcla gas-agua permite la formacion incipiente del hidrato

solido dada una temperatura.
Al reducir la presion (incrementar el diferencial de presion), por medio de un
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estrangulador en superficie o fondo, se causa una reduccién en la temperatura del
gas debido a la expansion de este, que podria causar la condensacion del vapor de
agua contenida y llevar la mezcla de gas y agua liquida a las condiciones

necesarias para provocar la formacion de los hidratos.

Algunos investigadores han usado la difraccion de rayos X, espectroscopia Raman
y calorimetria diferencial (DSC) para conocer la formacion de hidratos y sus

propiedades de disociacion [7].

1) Difraccién de rayos X

A través de este método se conoce la estructura del hidrato [6]. Las distintas
técnicas de difraccidon de rayos X dan informacion acerca de la conformacion
molecular, el embalaje y el enlace de hidrogeno en la estructura cristalina asi como
pueden rastrear procesos de hidratacién, deshidratacion y transiciones de fase en
condiciones no ambientales. Estos métodos dan un indicio de la formacion de los
hidratos [22].

2) Espectroscopia Raman

Cuando una molécula es atrapada y enjaulada en la estructura del hidrato, senales
de gas/liquido de los espectros Raman se desplazan y muestran un
comportamiento distinto durante la formacién de hidrato. Esta se utiliza sobre todo
en la determinacion de las ocupaciones de la jaula y la composicion cuantitativa de
hidratos [7].

Las vibraciones activas Raman cambian su polarizabilidad cuando se excitan. Por
lo tanto, los grupos no polares normalmente se pueden detectar por espectroscopia
de Raman mientras que los grupos polares muestran débil o ninguna actividad. El
agua no se puede detectar por espectroscopia de Raman y por lo tanto los
hidratos mostraran diferencias muy leves con los cristales no hidratados. Es posible
utilizar este método como sonda no invasiva y sin la necesidad de preparacién de
muestras y afectar a los cristales [19].

46




Estado del Arte

3) Calorimetria diferencial (DSC)

Permite la medicidon del flujo de energia hacia y desde una muestra durante un
programa de temperatura controlada. La muestra se prepara en capsulas de DSC,
y luego sometidos a un programa de temperatura. La medicion real se lleva a cabo
frente a un control y la energia requerida para mantener tanto la muestra y el
control a la misma temperatura se representa graficamente frente a la temperatura.

La curva resultante se llama un termograma [19].

La temperatura maxima es la temperatura en el maximo o minimo del evento
térmico. Distintos eventos térmicos pueden ser detectados durante el calentamiento
o enfriamiento de una muestra. A partir de una muestra cristalina, el evento mas

probable que se pude observar es el punto de fusion [19].

La cristalizacion de una muestra amorfa o la masa fundida se puede detectar como
un evento exotérmico, en el que la entalpia de cristalizacion es liberada de la masa
fundida. El calor de cristalizacion es comparable con el calor de fusién y se puede

utilizar para identificar la cristalizacion de las fases individuales [19].

4) Método de la densidad relativa

Este método involucra un grafico de presion vs temperatura, teniendo a la densidad
relativa del gas como la otra variable, la cual es necesario conocer para hacer uso

de este método de manera efectiva [30].

Dependiendo de las condiciones de presidén y temperatura, se podra determinar si
se encuentra en la region donde los hidratos se pueden formar. Para una presion o
temperatura dada, se podra conocer la otra variable y determinar las condiciones

en las que se formaran los hidratos.
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2.4 Estudios experimentales no convencionales sobre la coprecipitacion.

1) Calorimetria Diferencial de Barrido (DSC)

Con esta técnica se determina la cantidad de calor que absorbe o libera una
sustancia cuando se mantiene a una temperatura constante durante un tiempo

determinado.

Estudios de crudos efectuados mediante DSC (Calorimetria Diferencial de Barrido)
permiten determinar con la temperatura en descenso la WAT y con la temperatura
en ascenso la WDT en la transicion solido- liquido y liquido-sélido respectivamente
[24].

2) Destilacion Simulada de Alta Temperatura (HTSD)

Este método permite determinar la distribucién del rango de ebullicion de los
hidrocarburos en el aceite crudo, depdsitos y parafinas hasta el punto de ebullicién
final de 760 °C, por lo que en conjunto con cromatografia de gases, PVT; permite la

caracterizacién de los derivados del petréleo en un rango de 36 a 748.9 °C [43].

3) Espectroscopia Infrarroja por transformada de Fourier (FTIR)

Un espectrometro RFX-65 se utiliza para obtener el espectro FTIR de soluciones
de asfaltenos y parafinas. El Ciclo hexano se utiliza para disolver las parafinas (5-
15 gr/L), y los espectros se obtienen en una celda KCI de espaciador 0.25 mm. El
cloruro de metileno se usa para disolver los asfaltenos (5-15 g/L), y los espectros
obtienen en una celda CaF, con un espaciador 0.2008 mm [43]. Los experimentos
correspondientes a la precipitacion de asfaltenos y parafinas, también son

utilizados en este caso.
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CAPITULO lIl. ESTUDIOS EXPERIMENTALES DE CARACTERIZACION
FISICOQUIMICA

3.1 Estudios PVT composicionales de muestras de fondo.

Las propiedades de los fluidos producidos reportadas en este trabajo,
corresponden al analisis de 16 estudios PVT, tomados en los diferentes

yacimientos productores de los campos A, By C.

La tabla 4 muestra los valores de presion de yacimiento, Pb, Ty, Co, densidad y

factor de volumen.
Tabla 4. Datos PVT Pb,Co,DI,Bo

Nombre Intervalo Formacion Fecha Py Ty Pb Co dL Bo
Pozo m kg/cm2 °C @Ty/kg/cm2 | @Tyy Py/1/kg/cm2 | @Ty/gr/cm3 | @ Pb, Ty/m3/m3
Al 2684 MM10 dic-11 302.3 88.6 263.66 1.21E-04 0.7801 1.217
A12 3071-3113 MM10 jun-13 301.52 89.78 298.80 2.19E-04 0.7046 1.44
A24 2979-3038 MM5 abr-13 298.3 87 260 6.93E-04 0.7378 1.3053
A3l 3313-3322 MM5 ago-12 306.4 88.8 212 5.15E-04 0.808 1.1644
A32 2818-2828 MM10 jul-12 303.76 86.16 265.75 4.32E-04 0.6901 1.493
A4l 2860-2870 MM9 may-12 300.15 89.2 290.57 2.74E-04 0.6862 1.539
A51 2850-2860 MM10 ago-12 303.15 88 263 7.86E-05 0.719 1.3481
B1 2561-2575 MM20 nov-12 291.32 82.53 266.4 1.07E-04 0.7851 1.232
B2 2402-2418 MM40 abr-13 233 78 222.9 1.05E-04 0.785 1.2031
B12 2692-2698 MM40 ago-13 238.8 80.6 230.17 1.19E-04 0.775 1.229
B33 2473 sep-14 235.41 77.8 213.92 1.71E-04 0.7631 1.29
C1 2237-2255 MM40 ago-13 277.36 76.5 213.19 1.21E-04 0.791 1.2021
C1 2463-2480 MM30 mar-13 299.99 81.35 253.37 1.08E-04 0.777 1.233
C1 2463-2480 MM30 ago-13 284.98 78.92 205.6 1.09E-04 0.781 1.224
C27 3012-2037 MM20 may-14 | 326.6244726 87.9 303.5 2.06E-04 0.7028 1.467
C27 3038-3072 MM20 may-14 326.67 87.15 286.8 1.89E-04 0.712 1.436

La tabla 5 es continuacion de la tabla 4, donde se muestran los valores de

densidad del aceite, °API, Rs y viscosidad.
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Tabla 5. Datos PVT °API, Rs, Viscosidad

Nombre do °API Rs Viscosidad/cp
@60 mo
Pozo °F/gr/cm3 Corregido | @Pb/m3/m3 | mo @Py | mo @Pb @Patm mg @Pb mg @Patm
Al 0.8859 28.5 89.23 1.265 1.213 3.773 0.0171 0.0091
A12 0.89 28.8 161.43 0.74 0.721 5 0.0197 0.0118
A24 27.82 89 1.676 1.582 6.38 0.0198 0.0123
A3l 0.8841 28.54 59.43 2.599 2.333 6.14 0.0168 0.0126
A32 0.8792 29.4 168.73 0.932 0.868 8.467 0.0187 0.0116
A4l 0.8982 33.09 184.21 1.08 1.04 20.112 0.0199 0.0119
AS51 0.8847 28.44 104.67 1.56 1.495 6.62 0.019 0.0115
B1 0.8898 27.52 90.11 1.172 1.147 4.163 0.0191 0.0115
B2 0.8882 27.82 69.45 1.21 1.203 4.601 0.0173 0.0116
B 12 0.8775 29.5 86.33 1.05 1.03 3.118 0.0174 0.0107
B33 0.8934 27 103.08 1.434 1.364 9.857 0.0169 0.0111
C1l 0.8807 28.38 70.86 1.2117 1.1085 4.4067 0.0175 0.0119
C1 0.881 29.1 90.57 1.102 1.009 3.21 0.0181 0.0114
C1 0.8753 30.1 81.857 0.745 0.688 3.31 0.0168 0.0113
C27 0.8828 28.8 172.62 0.72 0.694 5.021 0.0205 0.011
Cc27 0.8828 28.8 159.27 0.865 0.806 4.96 0.0195 0.0109

En la tabla 6 se muestra la composicion de los fluidos de diferentes PVT.

Tabla 6. Composicién de los fluidos producidos

Nombre %Mol
Pozo N2 CO2 C1 C2 C3 i-C4 n-C4 i-C5 n-C5 C6 C7+
Al 0.187 0 51.105 1.519 0.565 0.221 0.223 0.184 0.089 0.477 45.43
A12 0.3022 0.12 64.037 1.5638 | 1.4166 0.268 0.3774 0.2614 0.147 1.1546 30.354
A24 0.208 0.1 58.987 1.385 0.68 0.602 0.355 0.06 0.038 0.101 37.484
A3l 0.115 0.079 44.843 0.889 0.637 0.08 0.078 0.1603 0.0687 0.256 52.794
A32 0.2439 0.0768 | 65.5731 1.685 1.3512 | 0.3079 | 0.3919 0.3212 0.1555 1.0807 28.8128
A4l 0.4524 0.1004 | 69.3219 | 1.7435 | 1.3287 | 0.2766 | 0.4134 0.2546 0.1249 0.7364 25.2472
AS51 0.259 0.472 69.657 2.921 1.869 0.511 0.648 0.23 0.058 0.278 23.097
B1 0.2517 0.1921 62.871 2.7143 | 2.3414 | 0.5455 | 0.9105 0.4684 0.4118 1.1905 28.1028
B2 0.1337 0.0959 | 63.3533 2.3751 | 1.5934 | 0.3995 0.56 0.2827 0.2883 1.2315 29.6866
B12 0.0974 0.0677 | 46.0862 2.1188 | 1.8811 0.471 0.7977 0.5465 0.532 2.5276 44.874
B33 0.1299 0.3032 | 54.0827 | 2.3756 | 1.3392 | 0.4576 | 0.9083 0.5259 0.4719 1.8653 37.5404
C1l 0.2628 0.0749 | 32.6668 | 1.5115 | 0.9994 | 1.5932 | 1.3244 1.828 1.6474 6.403 51.6886
C1 0.3703 0.1661 | 63.0486 | 2.6274 | 2.0945 | 0.4083 | 0.6024 0.3556 0.3007 1.6611 28.356
C1 0.0956 0.0697 45.063 2.446 1.6945 | 0.4358 | 0.7235 0.4164 0.3672 1.9233 46.7649
Cc27 0.0599 0.0849 | 62.4966 | 2.7405 | 1.9186 | 0.4528 | 0.7404 0.4403 0.3861 1.9426 28.7374
Cc27 0.01491 | 0.0888 | 60.5878 | 2.6447 | 2.0167 | 0.4642 | 0.8608 0.4704 0.416 2.11 30.1915
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Una grafica de densidad API del aceite producido de los tres campos se muestra

en la figura 26.

Densidad API
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Fig. 26 Densidad API del aceite producido

Como se observa en la figura 26, la densidad del aceite oscila de 28 a 31 °API. De

acuerdo a la clasificacion de los aceites crudos, se considera un aceite medio.

La composicién de los fluidos producidos se muestra en la figura 27, en la 28 se

muestra el detalle de los componentes C,.Ce.
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Fig. 27 Composicién de los fluidos producidos
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Composicion
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Fig. 28 Composicion de los fluidos producidos Cz-Cs

El componente principal que se tiene es C1 en el rango de 50-70 %, el siguiente
componente presente es C7° en un rango de 25 a 50 %, el resto de los

componentes oscila en 0.1y 2% (C2-C6).

Las presiones de yacimiento y de saturacion se muestran en la figura 29, donde se
puede notar que practicamente en todos los casos, ambas estan muy cercanas. La
diferencia mas grande se presenta en los pozos A 31y C 1, y la menor diferencia
se observbenelB2yB 12.
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Fig. 29 Presion de yacimiento vs Presién de saturacion
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El comportamiento de la Relacion de Solubilidad (Rs) se muestra en la figura 30.
La Relacién de Solubilidad se puede observar que oscila entre 60 y 180 m*/m?®.
Presentandose la mayor Rs en los pozos A 32 y 41; y la menor Rs se tiene en los
pozos A 31yB 2.

400 Rs

350
=0=Rs

RS (m3/m3)
= - N N w
ol (e} ol o w1 o
(e} o (e} (e o (e} o

A1l A12 A24 A31 A32 A41 A51 B1 B2 B12B33 C1 C1 C1 C27 C27

Fig. 30 Relacién de Solubilidad

Derivado del comportamiento de algunos pozos, y con el propésito de conocer las
caracteristicas de los fluidos producidos, durante la vida productiva de cada uno de
los pozos se han tomado muestras de fluido tanto de fondo de pozo como de
superficie para realizar analisis fisicoquimico de cada una de ellos; con base en
estos, se determind que el principal componente del aceite producido son las
parafinas y en segunda instancia se tiene presencia de resinas. Los asfaltenos se
presentan en un porcentaje menor. En la tabla 7 se muestran los resultados de
dichos analisis y como se podra observar, se tiene analisis de muestras en diversas
etapas de produccion de los pozos y la cantidad de organicos ha sido variada para

la mayoria de los pozos.
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Tabla 7. Andlisis Fisicoquimico de los fluidos

Agua libre Agua emulsionada Aceite(%) Solidos (%)  Parafinas Totales Asfaltenos Resinas

26/09/13 0 4.2 95 0.8 39.9225 0.1439 2.3109

B1 22/04/14 0 0 99.9 0.1 21.915 0.2333 6.9727
22/04/14 0 0.1 99.7 0.2 23.022 0.1584 7.0676

18/09/15 0.8 0 98.5 0.7 22.3937 0.1978 5.7018

18/08/13 0 1 99 0.1 19.0834 0.2046 5.5732

B2 23/10/13 0 0 100 0 24.6254 0.1204 4.9525
16/04/14 0 0 100 0 37.1594 0.1949 5.2081

18/09/15 5 0 94.9 0.1 20.2229 0.0339 6.2364

B-12 23/04/14 0 0 100 0 22.2724 0.1288 4.6667
B-13 21/04/14 0 0 100 0 35.031 0.1193 5.5747
c1 16/04/14 0 0 100 0.1 36.7483 0.1509 6.3595
C-14 12/05/14 0 0 99.4 0.6 18.1724 3.041 0.0491
c27 09/06/14 0 0 100 0 21.5673 0.2526 4.6566
09/06/14 0 0 100 0 19.9284 0.1974 5.0411

21/04/14 0 0 100 0 35.5222 0.2121 7.1379

Al 15/09/15 15.2 0 84.1 0.7 22.7754 0.0294 5.2506
15/09/15 25 0 74 1 21.5879 0.0514 4.5129

- 0 0 100 0 36.4293 0.039 2.9623

A12 - 55.55 2 42.15 0.3 38.1743 0.5726 7.3466
2015 0 0 100 0 16.9833 0.0491 3.9367

oct-15 0 5.8 93 1.2 19.6006 0.2235 6.1475

24/06/13 0 0 100 0 15.4265 0.1832 2.9783

23/10/13 0 0 100 0 26.8572 0.0291 3.0432

A-14 17/04/14 0 TRAZAS 100 0 42.7357 0.1293 43413
17/09/15 30 0 69.4 0.6 19.0546 0.0293 4.9428

10/04/14 0 TRAZAS 100 0 39.2122 0.1035 5.4774

At 21/09/15 38.88 0 61.02 0.1 21.8731 0.3047 6.1761
21/06/13 0 0 100 0 14.545 0.0497 3.3845

A-22 23/10/13 0 0 100 0 26.6876 0.1946 4.837
17/04/14 0 0 100 0 37.6952 0.2035 5.575

21/09/15 0.2 0 99.8 0 23.0157 0.261 5.4751

23/10/13 0 0 100 0 26.3999 0.1811 4.1433

A4 12/04/14 0 0 100 0 49.4352 0.3846 3.9822
13/06/14 0.1 99.9 0.15 12.54 0.18 6.07

09/07/14 0 0 99.8 0.2 22.953 0.1726 4.4105

A31 26/09/13 0 0.4 99.4 0.2 38.048 0.2387 3.816
14/04/14 0 TRAZAS 100 0 42.456 0.2765 5.4652

24/06/13 0 0 100 0 15.6697 0.1898 27742

22/12/13 0 0 100 0 14.3107 0.8233 2.2462

A-32 14/04/14 0 0 100 0 31.2693 0.2598 4.4399
17/09/15 40 0 59.5 0.5 19.7233 0.0001 49485

A-34 19/06/13 0 0 100 0 11.7056 0.0449 2.9782
12/05/14 0 0 100 0 23.0873 0.0542 3.1065

A-41 11/08/14 0 0 100 0 16.4772 0.5944 4.8601
21/09/15 0.1 0 99.9 0 19.8837 0.3796 9.185

24/06/13 0 0 100 0 15.573 0.1914 5.5081

23/10/13 0 0 100 0 23.9382 0.2328 4,0916

A-42 19/06/13 0 0 100 0 15.4263 0.1914 5.5081
16/04/14 0 0 100 TRAZAS 35.5403 0.1766 5.3891

21/09/15 79.6 0 20 0.4 24.4891 0.2705 3.4368

AsS] 05/12/12 0 0 100 0 12.2555 0.1487 2.2089
14/04/14 0 5 95 0 40.1202 0.255 5.2695

A-52 19/06/13 0 0 100 0 13.1099 0.2115 3.6392
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En la figura 31, se muestra el contenido de resinas de los fluidos de cada uno de
los pozos. El pozo A 41 es el que presentado la mayor cantidad de resinas, el de

menor cantidad ha sido C 14.

10 - Resinas
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Fig. 31 Contenido de Resinas.

En la figura 32, se muestra el contenido de Asfaltenos de los fluidos de cada uno
de los pozos. El que ha presentado en una muestra el contenido mayor ha sido le

pozo C 14 con 3%, el resto de los pozos presentan de 0 a 0.8 %.

Asfaltenos
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Fig. 32 Contenido de Asfaltenos.
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Como se ha podido observar, el contenido de parafinas es la que se da en mayor
porcentaje donde se observa en rangos de 12 a 49% con un promedio de 25 %,
seguido de resinas con rango de 0.1 a 9% con un promedio de 4.7 %y los de
menor presencia son los asfaltenos que se encuentran en un rango de 0 a 3% con

un promedio de 0.25 %

Con base en el comportamiento de los pozos y datos obtenidos de campo; se
considerd recuperar muestras de petroleo de nueve pozos con el fin de realizar
estudios experimentales que proporcionaran informacion necesaria que al
correlacionarla con la informacion de campo se determinen las condiciones de
formacion de organicos y por consiguiente las condiciones de produccion optimas

para los pozos de los campos en estudio.

Los estudios experimentales que se consideraron a realizar fueron:

* Andlisis SARA

* Determinacion de parafinas totales y cristalizables.

* Comportamiento reoldgico de dos muestras de petréleo de dos pozos, uno
con problemas severos y otro de problemas menores.

* Curvas de viscosidad y densidad

* Curvas TGA — DCS de dos muestras de petroleo (de dos pozos, el de mayor
y el de menor problema).

* Determinacién de puntos de escurrimiento.

3.2 Analisis SARA

La tabla 8 muestra los resultados del analisis SARA realizado a las nueve muestras

de petroleo recuperadas.

Durante esta prueba experimental, se determind la cantidad de componentes
Saturados, Aromaticos, Resinas, Asfaltenos e incluso la cantidad de componentes

inorganicos. Los resultados indican que el mayor componente presente en los
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aceites son los saturados, seguido de los aromaticos, se observa presencia de

resinas y en una menor proporcion se tienen asfaltenos.

Con los resultados se determind el indice de Inestabilidad Coloidal (lIC).

Tabla 8. Resultados Andlisis SARA

Saturados Aromaticos Resinas Asfaltenos Inorganicos IIC
A21 61.25 33.12 5.57 0.04 0.02 1.584130266
A24 63.66 26.16 10.16 0.05 0.01 1.754129956
A 31 63.584 25.147 11.239 0.03 0.02 1.748309789
A 32 66.133 23.234 10.587 0.045 0.01 1.956713285
A 42 61.205 26.367 12.369 0.059 0.01 1.58157786
B 1 58.481 28.15 13.267 0.102 0.01 1.414467489
B 12 58.7699 28.6901 12.331 0.209 0.03 1.437769831
B 13 59.495 29.338 11.009 0.158 0.025 1.478499021
C1 57.886 27.318 14.697 0.098 0.04 1.380078543

La figura 33 muestra de manera grafica el valor de cada uno de los componentes
determinados para todas las muestras durante el experimento SARA, los cuales
como se podra observar estan agrupados y notandose la poca presencia de

asfaltenos e inorganicos.

Analisis SARA
70 % A 24
60 dA21
50 A31
2 XA 32
g 40 XA 42
u
£ 30 B1
2 %
20 B12
B 13
10 <
= Cc1
0 T~ '
Saturados  Aromaticos Resinas Asfaltenos  Inorganicos

Fig. 33 Andlisis SARA
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La figura 34 muestra de manera grafica el valor del IIC el cual se muestra en el
rango de 1.3 — 1.9 lo que indica una inestabilidad de los asfaltenos ya que es

mayor que 0.9 el cual es marcado como el limite para la estabilidad de estos.

IIC
2.2

1.8
1.6
1.4 - — -

1.2

IIC

Inestable

0.8 -

0.6 Estable
0.4
0.2

A21 A24 A31 A32 A42 B1 B 12 B 13 C1

Fig. 34 Estudio IIC

3.3 Determinacion de parafinas totales y cristalizables

En la figura 35 se puede observar el resultado del estudio realizado para
determinar la cantidad de parafinas totales y las cristalizables de las nueve
muestras recuperadas. Se aprecia que la cantidad de parafinas totales se tiene en
un rango de 77 — 85 % y las parafinas cristalizables oscilan entre 1.1- 5.3 %. El
pozo que presentd la mayor cantidad de parafinas totales no es el que
precisamente contiene la mayor cantidad de parafinas cristalizables; de la misma
manera, el pozo que presenta la menor cantidad de parafinas totales no es el que
presenta la menor cantidad de parafinas cristalizables. Por lo que estos resultados

en conjunto son utilizados en conjunto con los de otros experimentos.
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Parafinas totales y cristalizables
90
80
70
60
50
40
30
20
10

%

A21 A24 | A31 A32 A42 B1 B12 B 13 C1
“ Totales 85.1283/82.9208| 83.264 | 81.998 | 80.036 | 78.988 | 79.364 | 77.369 | 81.023
i Cristalizables | 1.5948 | 1.2369 | 1.1102 | 1.3652 | 3.659 | 3.874 | 4.654 | 5.336 | 1.7142

Fig. 35 Parafinas totales vs cristalizables

3.4 Comportamiento reolégico.

Con el propésito de evaluar el comportamiento reoldgico de los aceites en estudio,
se considerd evaluar 2 muestras de petroleo que corresponden a los pozos A 21y
A 24,

La figura 36 muestra las graficas de velocidad de corte vs viscosidad, evaluado a
las temperaturas de 30, 60 y 90 °C y presion atmosférica del petréleo de los pozos
A 21 y 24 donde se puede observar comportamientos muy similares en ambas
muestras. A minimas velocidades de corte se aprecia una ligera variacion de la
viscosidad; posteriormente al llegar a 1/s el valor de viscosidad se vuelve
constante, esta se mantiene igual a las tres diferentes temperaturas; a velocidades
de corte altas la viscosidad tiende a incrementar ligeramente en las dos muestra y

en las tres temperaturas, notandose mas a 90 °C.
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Velocidad corte vs viscosidad
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Fig. 36 Velocidad de corte vs viscosidad

La figura 37 muestra la grafica de velocidad de corte vs esfuerzo de corte de la
muestras de petréleo de A 21 y A 24 evaluado a presién atmosférica y a 30, 60 y
90 °C; se aprecia una relacién lineal de la velocidad de corte y esfuerzo de corte en
las diferentes temperaturas, lo que indicaria un comportamiento de fluido
newtoniano. Para la temperatura de 90 °C en ambos pozos se aprecia un ligero

incremento de la viscosidad a altas velocidades de corte.

Velocidad corte vs esfuerzo corte
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Fig. 37 Velocidad de corte vs esfuerzo de corte
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3.5 Curvas de viscosidad y densidad @ Py T

Se determind la viscosidad y densidad de cada una de las nueve muestras a

diferentes temperaturas, la cual se vario de 20 °C a 100 °C.

Las figuras 38 y 39 muestran el comportamiento de la muestra de petréleo del pozo
A 21y A 24 respectivamente; el rango de variacion de temperatura fue de 20 a 100
°C. La viscosidad se midi6 en centipoise (cP) y la densidad en gr/cm®. Para el caso
del pozo A 21, la viscosidad maxima medida fue de 49 cP y para el pozo A 24 fue
de 51 cp. La variacién mas fuerte de viscosidad se tuvo de 20-60 °C, de 60 a 90 °C
el porcentaje de variacion fue menor. La densidad en ambos pozos oscilo en rango

de 0.89 — 0.835 gr/cm>. Se observé comportamiento similar en ambos pozos.

60 Aceite del pozo A 21

0.9
50
—&— Viscosidad dinamica 0.88
f‘; 40 Densidad
®
T 30 0.86
(7]
0
o
2
S 20
0.84
10
0 0.82

10 20 30 40 50 60 70 80 90 100 110
Temperatura (2C)
Fig. 38 Viscosidad y densidad pozo A 21
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Fig. 39 Viscosidad y densidad pozo A 24

Las figuras 40 y 41 muestran el comportamiento de la muestra de petréleo de los
pozos A 31y A 32 respectivamente, el rango de variacion de temperatura al cual se
realizé la prueba fue de 30 — 70 °C. Para estas muestras, la viscosidad varia de 33
a 8 cP. El comportamiento de densidad del pozo A 31 se tuvo de 0.88 a 0.79 gr/cm®
y el del A 32 de 0.91 a 0.8 gr/cm®. La densidad para 30 y 40 °C no se observa una
disminucién importante, sin embargo a partir de los 50 °C, ésta si disminuye en

mayor porcentaje.
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Fig. 40 Viscosidad y densidad pozo A 31
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Fig. 41 Viscosidad y densidad pozo A 32

Las figuras 42 y 43 muestran el comportamiento de la muestra de petroleo de los
pozos A 42 y B 1 respectivamente. El rango de variacion de temperatura fue de 30
a 70 °C. La viscosidad en ambos pozos oscila entre 34 y 6 cp; la densidad para el
pozo A 42 oscila de 0.89 a 0.75 gr/cm’ y para el B 1 de 0.94 a 0.79 gr/cm®.
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Fig. 42 Viscosidad y densidad pozo A 42
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Fig. 43 Viscosidad y densidad pozo B 1

El comportamiento de las muestra de petroleo de los pozos B 12 y B 13 se pueden
ver en las figuras 44 y 45 respectivamente. De igual manera, el rango de
temperaturas de la prueba fue de 30 a 70 °C. La viscosidad en ambos pozo se
tiene de 34 a 8 cP; la densidad para el caso del pozo B 12 va de 0.88 a 0.7 gr/cm®,
para esta muestra a los 40 °C se aprecia una disminucion de 0.09 gr/cm® con
respecto a 30 °C y -0.065 gr/cm® a 50 °C. Hasta los 60 °C se aprecia disminucién
de densidad, ya que a partir de 70 °C se mantiene constante. En el pozo B 13, se

aprecia disminuye durante toda la prueba en el rango de 0.9 a 0.73 gr/cm®.
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Fig. 44 Viscosidad y densidad pozo B 12
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Fig. 45 Viscosidad y densidad pozo B 13

La figura 46 muestra el comportamiento de viscosidad y densidad de la muestra del
pozo C 1, la viscosidad varia en el rango de 33 a 6 cp y la densidad de 0.885 a
0.701 gr/cm?® en los valores de temperatura de 30 a 70 °C. La viscosidad disminuye
durante toda la prueba notandose esta diminucién mayor en de 30 a 50 °C, ya que
a 60y 70 °C esta es menor. La densidad se comporta lineal practicamente durante

toda la prueba.
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Fig. 46 Viscosidad y densidad pozo C 1
3.6 Curvas TGAy DSC

Las curvas Termogravimétrica (TGA) y calorimetria diferencial de barrido (DSC) del
petroleo del pozo A 21 son mostradas en la figura 47 y las del pozo A 24 en la
figura 48. Las temperaturas a las cuales fueron realizadas estas son de 20 a 600
°C, a un ritmo de calentamiento de 10 °C/min y a condiciones de presion

atmosférica.

En las curvas TGA se observan zonas, que estan separadas por la pendiente de
cada una. La primera se localiza de 20 a 130 °C en la cual la pérdida de peso que
se observa es de 5%, la segunda de 130 a 380 °C (A 21) es en la cual se tiene
practicamente la pérdida total de peso (90 %) el restante 5 % se pierde de 380 a
450 °C, a partir de estos, el peso es cero %. Para el caso del pozo A 24 se observa
que de 20 a 150 °C se pierde el 5 % del peso, el resto se pierde de 150 hasta 480
°C.

Con respecto a las curvas DSC para el pozo A 21 el flujo de calor fue de 0.1 a 0.7
WI/g y para el pozo A 24 fue de 0.1 a 0.4 W/g, donde se observo el comportamiento

térmico de los componentes presentes en las muestras.
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Fig. 48 Curvas TGA-DSC pozo A 24

En las figuras 49 y 50 se presenta el comportamiento de la muestra durante la

prueba DCS vy la respuesta de la derivada (DDSC). En ellas se podran observar los

cambios que se presentan durante la descomposicion térmica de 20 a 600 °C. Para

el caso del pozo A 21 se observa un cambio en la derivada en una ventana de 53 a

59 °C y en el A 24 se observa este cambio en el rango de 52 a 58 °C que

posiblemente este asociado a la aparicion de cristales de parafinas. El resto de la
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curvas muestra pequefias variaciones a temperaturas mayores que esta asociado

con los componentes medios y pesados de las muestras de petréleo.
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Fig. 49 Curvas DSCy DDSC pozo A 21
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Fig. 50 Curvas DSCy DDSC pozo A 24

En la figura 51 se muestra el comportamiento de las curvas TGA de pozos del
campo A, donde se podra observar tienen un comportamiento similar notandose

que la mayor cantidad de pérdida de peso se tiene de los 120 a 460 °C. El valor
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residual de material sélido es minimo en la mayoria de los pozos, notandose el

mayor porcentaje correspondiente el pozo A 24.
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Fig. 51 Curvas TGA campo A
La figura 52 muestra las curvas TGA de pozos del campo C, con comportamientos
muy parecidos durante toda la prueba desde 20 a 600 °C. La mayor cantidad de
pérdida de peso se tiene desde 120 a 400 °C. A partir de 480 °C el porcentaje de

residuo es practicamente 1.0
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Fig. 52 Curvas TGA campo C
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La figura 53 muestra el comportamiento de las curvas TGA del campo B, en ellas
se aprecia un comportamiento estable hasta 120 °C, a partir de esta temperatura
comienza la disminucién del peso hasta 480 °C en el cual el porcentaje de peso de

la muestra de todas las muestras es minimo.
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Fig. 53 Curvas TGA campo B

En el anexo A se detallan los resultados del analisis termogravimétrico que se

realizé a las muestras de petréleo recuperadas.

3.7 Punto de escurrimiento

La figura 54 muestra los valores medidos de temperaturas de escurrimiento de las
nueve muestras de petrdleo. El valor mas bajo de punto de escurrimiento fue en la
muestra del pozo A 21 el cual se obtuvo a -52 °C y el valor mayor pertenece al
pozo C 1 que se midid a -36 °C. En términos generales los valores para el campo A
van de -45 a -52 °C, para el campo B son del orden de -37 a -39 °C y para el pozo

del campo C es de -36 °C.
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Puntos de escurrimiento
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Fig. 54 Temperaturas de escurrimiento

Como prueba especial, se tomé la muestra del pozo A 24 y se realizé la prueba de
punto de escurrimiento incluyendo inhibidor de parafinas en dicha muestra. La
figura 55 muestra los valores determinados considerando la muestra sin inhibidor,
con 250 ppm y 2000 ppm de inhibidor, observando que ha mayor cantidad de

inhibidor el punto de escurrimiento disminuye en 10 %.
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Fig. 55 Temperaturas de escurrimiento pozo A 24
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3.8 Calculo Envolventes de precipitacion de sélidos organicos.

Con base en la informacion disponible (composicion) de los analisis PVT de los
fluidos de pozos de los campos en estudio, se procedid a realizar un calculo para
estimar las envolvente de precipitacion de sdlidos organicos, que para estos casos
consistio en determinar las envolvente de precipitacion de parafinas (EPP), en la
cual se notaran las condiciones de presion y temperatura donde se presentara la
precipitacion. A continuacion se muestra la envolvente de precipitacion de parafinas

de algunos pozos:

La figura 56 muestra las envolventes de precipitacion de parafinas el fluido de los
pozos A 21y A 24. Para el caso del pozo A 21, el margen de datos obtenidos para
la EPP es muy limitado, por lo que no se logré obtener datos a menor temperatura
que pudiera definir de mejor forma la envolvente, principalmente a temperaturas

menores (pozo A 21) y a mayores (pozo A 24).
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Fig. 56 EPP de pozos A21y A 24

En la figura 57 se observan las envolventes de precipitacion de parafinas de los
pozos A 31y A 32.
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Fig. 57 EPP de pozos A31y A 32
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En la figura 58 se muestra la envolvente de precipitacion de los fluidos de los pozos
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Fig. 58 EPP de pozosB1y B 12
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En la mayoria de las graficas se puede observar que a menor presion, la

temperatura de precipitacion de parafinas es mayor y viceversa, por lo que de

acuerdo al ritmo de explotacion de los pozos, las presion, disminuye, lo que genera

que la temperatura de precipitacion de parafinas cada vez tiende a incrementar,

ubicandose a mayor profundidad.
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CAPITULO IV. ANALISIS DE INFOMACION EXPERIMENTAL Y DE
CAMPO.

4.1Discusion y analisis de informacidon de laboratorio y de campo.

Con base en los resultados observados de las pruebas de laboratorio del analisis
SARA realizadas a nueve las muestra de petréleo, se observa que el mayor
componente presente es de saturados, se ha determinado que se trata de crudos
inestables debido a que el indice de Inestabilidad Coloidal esta en el rango de 1.3 y
1.9, lo que indica que cambios fuertes de presion pueden provocar la precipitaciéon
de asfaltenos, lo anterior derivado de la cantidad de cada uno de los componentes

presentes en las muestras.

El resultado de cada muestra analizada se evalua en conjunto con la informacién

de campo para determinar como afecta en la produccién de los pozos.

Informacién de campo de los pozos analizados en laboratorio.

1) Pozo A 21

La figura 59 muestra las graficas de produccion y los registros de temperatura
tomados al pozo A 21. La produccion del pozo desde su inicio estuvo en el orden
de 400 bpd y asi durante 15 meses, posteriormente esta se disminuyé a la mitad
durante tres meses siguientes para posterior producir 800 bpd, teniendo 600 bpd
en el ultimo trimestre del 2014. Registros de temperatura se han tomado en
diferentes etapas de produccién del pozo, como se podra observar el perfil de
temperatura de los registros de Octubre 2013 y Agosto 2014 son practicamente el
mismo y los de Agosto y Noviembre de 2015 son muy similares; se observa una
diferencia de temperatura entre ambos conjuntos de registros de 15 °C en

superficie, de 14 °C a 500 m y 15 °C a 750 m. El incremento de temperatura entre
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ambos bloques es debido al incremento de la tasa de produccion. La WAT que se
considera para este pozo es medida en la curva DCS es de 54 °C el cual a las
condiciones anteriores de produccion se alcanzaba a 800m, para las condiciones
actuales de explotacion del pozo esta temperatura se alcanza practicamente en
superficie, lo que ocasiona que no se cristalicen las parafinas en la tuberia de

produccion disminuyendo al problematica de taponamiento en el pozo.
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Fig. 59 Produccion y registros de Temperatura pozo A 21

En la figura 60 se muestra el acoplamiento de la EPP vy los registros de presion y
temperatura del pozo A 21, como se podra observar, solo se lograron obtener datos
muy limitados y no se definié de manera precisa la EPP, por lo que no se consideré
para la determinacién de la WAT.
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Fig. 60 Registro de presién y Temperaturay EPP pozo A 21
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La figura 61 muestra las graficas de gradiente de temperatura y diferencial de
temperatura vs profundidad. El gradiente de temperatura se aprecia de manera
ascendente en los cuatro registros tomados, lo que indica que la diferencia es
mayor conforme el fluido sube desde la zona de disparos. A menor produccion se
obtuvieron gradientes mayores, lo que indicaria cambios mas bruscos de
temperatura. Con referencia a la diferencia de temperatura de los cuatro registros
se observa que esta diferencia es minima tanto en las gréaficas de los registros
Octubre 13 — Agosto 14 y Agosto — Noviembre 15. La diferencia mayor se nota en
el registro Agosto 14 — Agosto 15, debido a que la condiciones de produccién en
las cuales se producia el pozo fueron distintas. Para el caso de los ultimos dos
registros Agosto — Noviembre 15 practicamente se midié la misma temperatura

considerando la misma tasa de produccién de 800 bpd.
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Fig. 61 Gradiente Temperatura y Diferencias Temperatura pozo A 21

La figura 62 muestra las gréaficas de presion y gradiente de presion vs profundidad
del pozo A 21. El comportamiento de la presion medida registros indica que en los
ultimos dos se ha tenido la misma presion, la cual disminuy6 con respecto a los dos
primeros, debido a la produccion a la explotacion del pozo. El gradiente de presion
se aprecia disminuye conforme asciende el fluido desde el fondo del pozo, este

gradiente se redujo en los ultimos dos registros, indicando que no se tiene tanta
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variacion de presion. En los primeros dos, este gradiente era el doble de los mas
recientes.
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Fig. 62 Registros de presién y Gradiente Presion pozo A 21

La figura 63 muestra el comportamiento de las diferencias de presion de los
registros tomados en el pozo. Se observa que la mayor diferencia de presion se
tuvo en los registros de Agosto 14 — Agosto 15, debido al ritmo de explotacion del
pozo en cada uno de ellos, la diferencia de temperatura de los registros Agosto —

Noviembre 15 es practicamente cero lo que indicaria un comportamiento estable
del pozo.
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Fig. 63 Diferencias de Presion pozo A 21
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2) Pozo A 24

La figura 64 muestra la produccion y los registros del perfil de temperatura del pozo
A 24. La produccion de este pozo ha oscilado desde 250 bpd como fue en su
inicio hasta 320 bpd a los15 meses de produccion y en 200 bpd en las fechas mas
recientes. La WAT determinada con la curva DCS es a 54 °C, que de acuerdo al
ritmo de explotacion del pozo, se alcanza a 600 m, por lo que la precipitacion de
parafinas se tendria dentro de la tuberia de produccién de 600 m hacia la
superficie, por lo que se ha tenido frecuente taponamiento de la tuberia, realizando

actividades de limpieza para asegurar el flujo del pozo.
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Fig. 64 Produccion y registros de Temperatura pozo A 24

En la figura 65 se muestra el acoplamiento de la EPP con los registros de presion y
temperatura, como se observa, el punto de aparicién de parafinas se encuentra a
52 °C y 570 m, lo cual coincide con lo medido en la curva DSC. La presion y
temperatura de saturacion se encuentra muy por encima de las condiciones de
presion y temperatura actuales. Lo anterior permite concluir que en al aparejo de

produccion se presenta la precipitacion de parafinas.
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Fig. 65 Registro de presion y Temperatura y EPP pozo A 24

La figura 66 muestra las graficas de gradiente de temperatura y diferencial de
temperatura vs profundidad del pozo A 24. Se puede observar que en ambas
graficas conforme el fluido asciende desde el fondo los valores incrementan. En la
grafica de gradiente de temperatura ambos registros son muy similares, los valores
mas altos son a partir de 500 m hacia la superficie. Los valores de gradiente de

temperatura son 40 % mayores con respecto a los dos ultimos tomados en el pozo
A 21.
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Fig. 66 Gradiente Temperatura y Diferencia de Temperatura pozo A 24

En la figura 67 se muestra el perfil de la presién y el gradiente de presion vs

profundidad del pozo A 24. El perfil de la presién en ambos registros es parecido; el
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gradiente de presion disminuye conforme asciende el fluido, este gradiente se

observa con valores similares en ambos registros y parecido a los medidos en el
pozo A 21.
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Fig. 67 Registros de presion y Gradiente Presién pozo A 24

La grafica 68 muestra la diferencia de temperatura de los dos registros tomados,
esta diferencia es mayor a partir de 300 m, lo que indicaria un enfriamiento del

fluido, que podria ocasionar la acumulacion de parafinas en la tuberia de
produccion.
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Fig. 68 Diferencias de Presion pozo A 24
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3) Pozo A 31

La figura 69 muestra la historia de produccién y los perfiles de temperatura
registrados al pozo A 31. El pozo este se incorporé a produccion con una tasa de
550 bpd, posteriormente esta disminuy6é a 400 bpd. Registros de temperatura se
han tomado en el pozo en diversas ocasiones, como se podra observar los de Julio
y Octubre del 15 son parecidos, asi mismo los de Octubre 13 y Agosto 15. La
diferencia observada es debido a los ritmo de produccién durante la toma de
registro. El pozo A 31 pertenece al mismo yacimiento que el A 24, por lo que se
considera el uso de la prueba DCS realizada a éste ultimo para la determinacion de
la WAT. La WAT medida fue de 54 °C, la cual esta indicado en ambos bloques de
registros que dicha temperatura se alcanza en la tuberia de produccion. Para las
condiciones de produccion mas reciente, la temperatura de cristalizacion se
alcanza a la profundidad de 350 m, por lo que la precipitacién de parafinas puede
darse en el interior de la tuberia de produccion, para condiciones de explotacién

anteriores, esta se alcanzaba a 520 m.
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Fig. 69 Produccion y registros de Temperatura pozo A 31

La figura 70 muestra la grafica de la EPP vy los registros de presion y temperatura,
de acuerdo a esta, no se aprecia la envolvente empalmada en la grafica, pero

define que la precipitacion se presenta en la tuberia de produccion.
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Fig. 70 Gradiente de presion y Temperaturay EPP pozo A 31

La figura 71 muestra las graficas de gradiente de temperatura y diferencia de
temperatura, como se podra observar en el gradiente, este incrementa conforme
disminuye la profundidad, lo que indica que los cambios mas fuertes de
temperatura se tienen hacia la superficie y no hacia el fondo del pozo. Las
diferencias de temperatura indican que esta se ha incrementado por lo que la
temperatura en el interior de la tuberia de produccion se ha incrementado lo que ha
disminuido la profundidad del punto de cristalizacién de las parafinas.
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Fig. 71 Gradiente Temperatura y Diferencias Temperatura pozo A 31

En la figura 72 se aprecia las graficas de presién y gradiente de presion del pozo A
31, los perfiles de presion se observan similares considerando la disminucion de la
presion debida a la produccion del pozo. El gradiente de presion se observa que
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disminuye de forma importante del fondo hasta los 2000 m, punto en el cual

comienza a bajar en menor proporcién hacia la superficie, no se aprecia otro

cambio sustancial del perfil. En el registro mas reciente, el gradiente disminuyo, lo

que indica que los cambios de presion también disminuyeron.
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Fig. 72 Registros de presién y Gradiente Presién pozo A 31

En la figura 73 se grafica la diferencia de presion de los registros tomados en el

pozo, como se podra observar esta diferencia es minima en los dos ultimos

registros (Jul-Oct 15) lo que muestra que el pozo se ha mantenido estable en

fechas recientes y no ha presentado problemas de produccion o precipitacién de
asfaltenos.
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Fig. 73 Diferencias de Presién pozo A 31
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4) Pozo A 32

La figura 74 muestra las graficas de produccién y registros de perfil de temperatura
del pozo A 32. Para este pozo, la produccion desde su inicio ha sido del orden de
350 bpd, se podra observar que la produccion ha sufrido variaciones (sube y
bajas), lo que indica intermitencia, debido a problemas que se pueden presentar en
la tuberia de produccidén. Se han tomado seis registros de temperatura por lo que
se puede observar dos bloques de perfiles similares con pequefias diferencias. No
se tiene prueba DCS para este pozo, pero de acuerdo a la EPP la WAT se tiene a
53 °C, con lo que se tiene que para las condiciones anteriores de produccion y los
registros tomados esta se alcanzaba a los 600 m de profundidad, con el paso del
tiempo, lo registros tomados muestran un incremento en la temperatura del interior
de la tuberia de produccion con lo que la WAT se alcanza a los 200 m de
profundidad, estas variaciones de temperatura se han visto en los registros
tomados, por lo que la ventana de precipitacion de parafinas puede ser de 400 m,
lo que puede ser la causa para ocasionar problemas de pérdida de produccion y

restablecimiento de la misma (de acuerdo al ritmo de explotacion).
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Fig. 74 Produccién y registros de Temperatura pozo A 32

La figura 75 muestra el grafico de la EPP empalmado con los registros de presion y
temperatura del pozo A 32, donde se puede observar las condiciones a las cuales
comienza la precipitacién de las parafinas que es a 53 °C.
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Fig. 75 Registro de presién y Temperaturay EPP pozo A 31

En la figura 76 se muestran las graficas de gradiente de temperatura y diferencia
de temperatura, el gradiente incrementa en mayor proporcién del fondo a 2000 m,
posteriormente hasta los 200 m se mantiene constante pero cercano a la superficie
varia en mayor proporcion. La diferencia de las temperaturas ha sido pequena,
salvo en el caso del mostrado en la linea Oct 14 — Sep 15, donde se observo que
esta incrementaba a menor profundidad, lo anterior debido a la baja de produccion

durante la toma del registro en Octubre, posteriormente se restablece.

Pozo A 32 Diferencia de Temperatura
Gradiente de Temperartura (2C) Diferencial de Temperatura (°C)
-0.02 -0.01 0.00 0.01 0.02 0.03 0.04 -10 -5 0 5 10
0 0
e Sub Ene 13-RPFF & A<,
__=====Sub Oct 13 RPFF 500 _ 500
=] Sub Ago 14 RPFF 5
N N
g_Sub Oct 14 RPFF \ 1000 g—Sub Ene-oct 13 1000
S === Sub Sep 15 RPFF ! SubOct 13- S
T Sub Feb 16 RPFF ( 1500 E e 1500
2 i Sub Ag - Oct 14
2 2 :
= 2000 &~ Sub Oct 14 - Sep 2000
Sub Sep 15 - Feb \
2500 16 2500

3000 3000

Fig. 76 Gradiente Temperatura y Diferencias Temperatura pozo A 32

En la figura 77 se muestran las graficas de presién y gradiente de presion del pozo

A 32. En el perfil de presidn se observan comportamientos similares, diferenciados
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por la caida de presién debida a la produccidon. El gradiente de presién ha
disminuido con el paso del tiempo y conforme la profundidad es menor, es decir
cerca de la superficie, no existe indicios de precipitacidon de asfaltenos, esto debido

a la caida de presion es menor.
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Fig. 77 Registros de presién y Gradiente Presion pozo A 32

La diferencia de presion registrada se muestra en la figura 78, donde se puede ver
que esta en un principio fue mayor y con el paso del tiempo ha disminuido hasta
variar muy poco como se ve en el ultimo registro en el cual la presion es

ligeramente menor que en el registro previo.
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Fig. 78 Diferencias de Presion pozo A 32
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5) Pozo A 42

La figura 79 muestra el comportamiento de la produccion y el perfil de temperatura
del pozo A 42. La produccion en este pozo ha estado por arriba de 900 bpd en la
mayor parte de su etapa productiva. La WAT que se considera para este pozo es la
medida en el A 21 ya que son del mismo yacimiento, la cual fue determinada a 54
°C, por lo que los perfiles de temperatura tomados al pozo muestra que esta se
encontré a la profundidad de 900 m dentro de la tuberia en su inicio de produccion,
en el penultimo registro, se observa que esta se alcanza a 300 m debido a la mayor
produccion; ya para el registro mas reciente, la WAT no se alcanza en el pozo sino
a nivel de superficie, por lo que actualmente no hay precipitacion de parafinas

dentro de la tuberia de produccion.
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Fig. 79 Produccion y registros de Temperatura pozo pozo A 42

La figura 80 muestra las graficas de gradiente de temperatura y diferencia de
temperatura. Se observa que conforme disminuye la profundidad en ambos casos,
aumenta los valores debido a que la mayor diferencia de temperatura se tiene a
menores profundidades, teniendo mayores cambios cercanos a la superficie, como
se puede ver en el grafico de gradiente donde a los 600 m cambia la tendencia y
posteriormente comienza nuevamente a incrementar. La diferencia de temperatura
ha disminuido en el ultimo registro comparado con el previo, lo que indica el

comportamiento estable de la produccion del pozo.
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Fig. 80 Gradiente Temperatura y Diferencias Temperatura pozo A 42

En la figura 81 se observan las graficas de presion y gradiente de presiéon del pozo

A 42, los dos ultimos registros de presion muestran comportamientos similares. El

gradiente de presion muestra que este disminuye conforme la profundidad es

menor por lo que no se tienen cambios bruscos de presion que puedan ocasionar
la precipitacion de asfaltenos.
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Fig. 81 Registros de presién y Gradiente Presion pozo A 42
La diferencia de presion que se observa en la figura 82 muestra que esta ha

disminuido en los dos ultimos registros tomados, notandose esta menor hacia la

superficie por lo que no se tiene algun cambio sustancial.

38




Analisis Informacién Experimental y de Campo

Pozo A 42 Diferencia de Presion

Diferencial de Presion (Kg/cm2)

-100 -80 -60 -40 -20 0

0
500

~

£

N

g 1000

=t

=]

g 1500

= @ Sub Mar 13 - May

e 15

} =

=¥

2000

Sub May-Oct 15

2500

3000

Fig. 82 Diferencias de Presién pozo A 42

6) Pozo B 1

La figura 83 muestra las graficas de la historia de produccién y el perfil de
temperatura del pozo B 1. La tasa de produccién ha oscilado en el rango de 880 —
980 bpd. De acuerdo a la envolvente de precipitacion de parafinas (EPP) la
temperatura de aparicion es a 53 °C, la cual de acuerdo al perfil de temperatura
esta se alcanza a los 1000 m, lo que provoca la precipitacion de parafinas dentro
de la tuberia de produccién (un registro de presion y temperatura reciente ayudaria

a definir de mejor manera las condiciones actuales de explotacion).
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La figura 84 muestra el empalme de la EPP y el registro de presion temperatura del
pozo B 1, se pude observa que las condiciones de cristalizacion de las parafinas se

alcanza a los 53 °C que es la profundidad de 1000 m aproximadamente.
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Fig. 84 EPPy Registro de presion y Temperatura del pozo B 1

En la figura 85 se presentan las graficas de la respuesta del gradiente de
temperatura, el cual incrementa conforme disminuye la profundidad y los cambios
mas significativos se dan a profundidades cercanas a la superficie, lo que implica
que la precipitacion de material organico cercana a la superficie como se ve el perfil

de temperatura.
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Fig. 85 Gradiente Temperatura y Diferencias Temperatura pozo B 1
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El perfil y gradiente de presién mostrado se muestran en la figura 86. El perfil se
comporta de manera lineal, mostrando una caida de presion del fondo a superficie
de 213 kg/cm?, en el gradiente de presién disminuye conforme a la profundidad, los
cambios mas importantes se aprecian en el fondo del pozo (cercana a la zona de

disparos); a menor profundidad estos se atenuan, incrementado un poco cercano a
la superficie.
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Fig. 86 Registros de presién y Gradiente Presién pozo B 1

7) Pozo B 12

La figura 87 muestra las graficas de historia de produccion y el perfil de
temperatura del pozo B 12. La produccién del pozo indica que en un inicio esta fue
del orden de 300 bpd, con el tiempo se incrementd a 400 bpd la cual se mantuvo
durante 15 meses hasta llegar a 700 bpd. El perfil de temperatura que se tiene
muestra un comportamiento lineal desde el fondo donde se tienen 78 °C hasta la
superficie con 30 °C, la temperatura de cristalizacion se determin6 de la EPP la
cual indica que la cristalizacién de las parafinas se tiene a 57 °C, encontrando el
punto dentro del pozo a 1250 m aproximadamente, o que provoca precipitacion de

parafinas dentro de la tuberia de produccion y un posible taponamiento.

91




Analisis Informacién Experimental y de Campo

., Pozo B 12
Producciéon pozo B 12
900 Temperatura (2C)
800 0 10 20 30 40 50 60 70 80
0 . . s
700
600
o E s00 |
2.500 = punto de
5400 I cristalizacién
8 51000 | /
300 3
[=]
200 & 1500 -
100
0
2000 f
) 3 3 ™ % » » » ]
N 4 N N N N N N N Sub Ago 13
\\»\ \Qm\ \Qoa\ AN \Qﬁ,\ \ge\ & \»\ e
TR AR A A A A A AN, 44 2500 L

Fig. 87 Produccion y registros de Temperatura pozo B 12

La figura 88 muestra la curva de la EPP acoplada con los registros de presion y

temperatura del pozo B 12, la WAT se estima a 57 °C.
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Fig. 88 EPP y Registro de presion y Temperatura del pozo B 12

La figura 89 muestra el gradiente de temperatura del pozo B 12, en el cual se
puede observar que va incrementado conforme disminuye la profundidad, es decir,
se aprecian varios cambios de pendiente, lo que implicaria se tiene mayor variacion
de la temperatura o mas cambios se estan presentado. Cuando llega a 250 m esta

pendiente cambia de manera considerable y ahora se presenta una disminucion del
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gradiente hacia la superficie, por lo anterior, se tiene que cambios considerables se
presentan de 250 m hacia el fondo del pozo.
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Fig. 89 Gradiente de Temperatura pozo B 12

La figura 90 muestra el perfil y gradiente de presion del pozo B 12, en el perfil se
tiene un comportamiento lineal de perdida de presion en el pozo y en el gradiente
se aprecia el mayor cambio en la zona de los disparos, posteriormente este

comienza a incrementar ligeramente hacia la superficie, lo que indicaria pequefos
cambios de presion.
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Fig. 90 Registros de presién y Gradiente Presion pozo B 12
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8) Pozo B 13

En la figura 91 se tienen la historia de produccién y perfil de temperatura del pozo B
13; la produccion del pozo comenzé con 400 bpd, la cual ha oscilado en el rango
de 350-400 bpd. El perfil de temperatura muestra la respuesta de 2 registros
tomados, se observa un perfil con mayor temperatura en el mas reciente, la
temperatura de aparicion de las parafinas, la cual se tomé de la EPP calculada del
pozo B 12 ya que pertenecen al mismo yacimiento, es de 57 °C, por lo que para
este pozo, esta temperatura se alcanza a 700 m para el registro de que se tomé en
febrero 2015 y 500 m para el de octubre 2015. Lo que indica que a menor

profundidad se comienza con la cristalizacion de las parafinas.
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Fig. 91 Produccién y registros de Temperatura pozo B 13

En la figura 92 se presentan los gradientes y diferencial de temperatura del pozo,
en ambos gradientes se observa que incrementa a menor profundidad, notandose
un mayor cambio a partir de 600 en el registro de mas reciente (Octubre 2015), lo
que indica que el efecto mayor de temperatura se presenta a profundidades
cercanas a la superficie. La diferencia de temperatura muestra un comportamiento

donde se aprecia que las mayores diferencias son a menor profundidad.
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Fig. 92 Gradiente Temperatura y Diferencias Temperatura pozo B 13

La figura 93 muestra el perfil y gradiente de presion del pozo B 13, ambos perfiles
muestran comportamientos practicamente iguales, el gradiente de presion muestra
un comportamiento donde los mayores cambios se dan hacia el fondo del pozo, ya
que ambos gradientes disminuyen a menor profundidad, por lo que cercano a la
superficie no se aprecian movimientos que puedan afectar el comportamiento del

pozo y en caso de tenerlos, se darian mas en el fondo.
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Fig. 93 Registros de presion y Gradiente Presién pozo B 13

En la figura 94 se muestra la diferenciad e presién entre ambos registros, donde se

observa que esta ha disminuido muy poco y que cambios asociados a la presién no
se presentan fuertes.

95




Analisis Informacién Experimental y de Campo
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Fig. 94 Diferencias de Presién B 13

9) Pozo C 1

La historia de produccion y perfil de temperatura del pozo C 1 se muestra en la
figura 95. La produccion inicial del pozo fue de 480 bpd, posteriormente esta se
incrementd la cual llego hasta 1200 bpd para finalmente establecerse en 800 bpd.
Los perfiles de temperatura muestran que los dos mas recientes son muy similares.

No se ha podido determinar la EPP y WAT, por lo que no se conoce el punto de
cristalizacién de las parafinas.
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Fig. 95 Produccién y registros de Temperatura pozo C 1
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El gradiente y la diferencia de temperaturas son mostradas en la figura 96, con
respecto al gradiente, este incrementa conforme disminuye la profundidad y el
mayor cambio en los registros se observa a partir de 200 m hacia la superficie; la
diferencia de temperatura se observa disminuyd en los ultimos registros, notandose

de la misma manera en el gradiente un cambio mayor a partir de 200 m.
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Fig. 96 Gradiente Temperatura y Diferencias Temperatura pozo C 1

En la figura 97 se presentan los perfiles de presién tomados al pozo, se observa
comportamientos lineales con similares con ligera variacién; el gradiente muestras
pequefias variaciones las cuales disminuyen conforme la profundidad es menor por
lo que efectos asociados a la presidn no se estima se presenten cercanos a la

superficie sino en caso de haber estos se tendrian mas hacia el fondo.
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Fig. 97 Registros de presién y Gradiente Presién pozo C 1
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La diferencia de presion de los diversos registros tomados en el pozo se muestran
en la figura 98, en la cual se observa que en los ultimos dos esta diferencia

incrementd del orden de 20 psi, notandose disminuir del fondo hacia la superficie.
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Fig. 98 Diferencias de Presién pozo C 1

4.2 Identificacion de problematicas asociadas a la coprecipitacion de
asfaltenos-parafinas

Con base en las pruebas experimentales realizadas a las muestras elegidas, la
informacion de campo disponible y el analisis en conjunto de toda la informacién se
tiene que los cambios de temperatura y presion son los principales factores que

afectan el comportamiento de produccion de los pozos.

* Los andlisis indican que la presencia de componentes como asfaltenos y
resinas se tienen en menor proporcién en los aceites estudiados, y en el
caso de precipitar estos se daria mas hacia el fondo del pozo, debido a que
la mayor parte de los cambios de presién se dan a nivel de los disparos y en

la tuberia de produccidén no se aprecian grandes variaciones.

* Debido a la relaciéon de parafinas-asfaltenos-resinas, si se dan ciertas
condiciones de presidn-temperatura estos componentes organicos pueden
desprenderse de la solucion, derivado de la inestabilidad que se ha

98




Analisis Informacién Experimental y de Campo

determinado con el analisis SARA, ocasionando una temprana precipitacion

de solidos organicos.

La temperatura juega un papel muy importante en el comportamiento de los
aceites analizados, debido a que se aprecia como el principal factor y que
influye en la precipitacion de las parafinas (6 ceras). Los perfiles y gradientes
de temperatura analizados en forma conjunta con la informacién
experimental indican que la temperatura de aparicion de las parafinas (WAT)
se da en la mayor parte de los pozos dentro de la tuberia de produccion a
diferentes profundidades en cada uno de ellos debido a los gastos de
produccion con los que son explotados. El gradiente de temperatura no se
mantiene contante sino que va incrementado conforme disminuye la
profundidad, lo que provoca una mayor diferencia de esta facilitando la

precipitacion de parafinas.

Los gastos de produccion influyen en la temperatura que se tendra dentro de
la tuberia lo que provocara o inhibira la precipitacion dentro del pozo. Esto
se vio en distintos registros de presion-temperatura, los cuales fueron
tomados a condiciones de produccion diferentes, para las mismas

condiciones mecanicas de los pozos.
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CAPITULO V. TECNOLOGIAS Y DISCUSION DE ESCENARIOS DE
SOLUCION PROBABLES.

5.1 Métodos disponibles para el tratamiento de problemas de depositacion de
sélidos organicos.

Altos contenidos de asfaltenos y resinas en los crudo ayudan a inhibir la
depositacion de las parafinas, en caso contrario, la precipitacion se puede dar. Las
parafinas de alto peso molecular cristalizan a mayor temperatura que las de bajo
peso molecular. Cuando se reduce la temperatura, las parafinas de bajo peso
molecular se separan del crudo y son adsorbidas en la superficie de los cristales o
agregados de parafina de alto peso molecular, de manera que los cristales crecen y

son depositados sobre las paredes de la tuberia o superficie.

Existen diversos métodos para ayudar a la inhibicion de la depositacion de
parafinas en los sistemas petroleros, estos pueden ser quimicos, mecanicos,
térmicos, microbioldgicos, entre otros, que son utilizados con el propésito de

mantener la productividad de los pozos.

Métodos Quimicos:

Este método consiste en la inyeccidén de algun producto quimico que al reaccionar
con el sodlido ayude a la disolucién de los componentes organicos que se
encuentran en el pozo o inhibir la depositacion de estos ya sea dentro de la tuberia

de produccién o en las instalaciones superficiales.

Las limpiezas de tuberia de produccién con tuberias flexible inyectando solventes a
través de ella que al contacto con los componentes organicos, estos seran
disueltos y adheridos a la corriente de flujo para ser llevados a la superficie. La

tuberia de produccion quedara libre de organicos.
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Algunos solventes comunes utilizados son aromaticos como poder ser el tolueno y

xileno o alifaticos como son condensado y diesel.

Los solventes alifaticos mencionados son utilizados de manera frecuente debido
a que poseen gran miscibilidad y alto poder para disolver compuestos organicos y
son utilizados principalmente para disolver parafinas o compuestos organicos con
bajo contenido de asfaltenos, ya que en los casos donde la mayor cantidad de

organicos son asfalténicos tienen poca efectividad.

Los solventes aromaticos mencionados son muy efectivos para disolver
componentes organicos como son las parafinas o asfaltenos, debido a su gran

potencial de solvencia.

Estos productos se puede emplear a través de la ya mencionada tuberia flexible
para lavado del pozo o bien ser bombeados desde superficie al interior del pozo y
dejar un tiempo de reposo para que el solvente este en contacto con el compuesto
organico y pueda disolverlo e incorporarlo al flujo y posteriormente ser recuperado

en la superficie.

El tipo de producto que se pretende utilizar dependera basicamente del compuesto
organico que se quiere eliminar, por lo que tener una caracteristica previa bien
definida del compuesto a disolver es necesario para determinar el tipo de solvente
a utilizar y a su vez se debera realizar las pruebas necesarias de compatibilidad y
solubilidad; asi mimo una evaluacion de la relacion costo beneficio de cada uno de

los solventes seria necesaria.

El éxito de la aplicacién de un solvente dependera de algunos factores como son el
tipo de organicos que se pretende disolver, el solvente a utilizar, la temperatura y el
tiempo que estara en contacto con las parafinas; estos factores deben ser
considerados para un tratamiento con solvente. La temperatura juega un papel muy

importante en la aplicacién, ya que a mayor temperatura del solvente y cercana a la
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temperatura de fusion de las parafinas se disolveran de manera mas efectiva pero
se debe tener cuidado en sobre pasar a temperatura de ebullicién del solvente. Si
las cadenas de parafinas son largas, el tiempo de contacto debe ser el necesario
para disolver de manera mas efectiva. Altos porcentajes de parafinas presentes en

el crudo o en el sistema pueden ser disueltos.

Existen otras posibles formas de prevenir la depositacion de las parafinas como
puede ser: incrementar la mojabilidad de la tuberia donde se presenta la
precipitacion, prevenir o retardar el crecimiento de los cristales de parafina
mediante la modificacion de su estructura (inhibidores de parafinas), surfactantes,

dispersantes de parafinas

Inhibidores de parafinas

El objetivo de estos productos es mantener las particulas de parafina en
suspension dentro del aceite, para lo cual modifican la estructura de las parafinas
(que se da como resultado de la reaccidon de ambos elementos,) por lo que el
crecimiento de los cristales de parafinas cambia y su depositacion puede ser
llevada a la superficie donde se facilita el manejo y dejando libre la tuberia de

produccion en los pozos.

En petréleos que no contiene inhibidor, los cristales de parafina crecen vertical y
horizontalmente. El crecimiento de cristales comienza a partir de una estructura
laminar con una alta energia de superficie especifica. Puesto que la energia de
reaccion de los cristales de parafina es alta, convergen y se unen, lo que resulta en
la formacion de una estructura tridimensional. Después de adicionar el inhibidor, los
cristales de parafina se subdividen ya que el inhibidor se cristaliza junto con las
parafinas o se adsorbe en la superficie de los cristales de parafina y modifica su
estructura mediante la reduccién del tamafo de los cristales, asi mismo el inhibidor
previene la formacién de una estructura tridimensional de las parafinas como

resultado de la adsorcién de los grupos no polares en los cristales de parafina [45].
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La eficacia de un inhibidor de parafinas se puede calcular de la siguiente manera:

y =100 (wy — w)/ wy

donde wpy w son la masa del depdsito de parafina antes y después de agregar un
inhibidor.

El inhibidor de parafina puede consistir de tensoactivos de alto peso molecular
(modificadores de la estructura de parafina) cuya estructura incluye grupos no

polares con cadenas largas alquilo y grupos polares con actividad superficial [45].

En el uso de inhibidores de parafina se debe considerar el solvente en el cual se
colocara el inhibidor, el punto donde se va a colocar la inyeccion del producto ya
que la temperatura no debera exceder su temperatura de ebullicion. Es
recomendable para cualquier tipo de parafinas, teniendo mayor eficiencia en
aquellas que presentan un numero de carbonos menor que 20, con cortes de agua

bajo.

Surfactantes:

Estos productos se utilizan para dejar la superficie de la tuberia preferentemente
mojable por agua por agua con el fin de evitar la adhesion de las parafinas a esta.
Se debe considerar la inyeccion continua de volumenes adicionales de surfactante
para mantener la pelicula de agua. Algunos de estos pueden ayudar a la

solubilizacion del nucleo y asi evitar la aglomeracién de las parafinas.

Para la utilizacion de este tipo de tecnologia se debe considerar el aporte del pozo,
es decir la cantidad de petréleo y agua que producen. En pozos donde la
produccion de agua es muy alta, se debera evaluar el uso de estos debido a la
probabilidad de que la tuberia ya sea mojable por agua, los mejores pozos

candidatos son aquellos que poseen una relacion aceite-agua alta, debido a que
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son buenos pozos productores de aceite y a su vez producen agua, que ayudara a

cambiar la mojabilidad de la tuberia cuando se adiciona el surfactante.

Dispersantes de parafinas:

Los dispersantes de parafina no disuelven las parafinas, las rompen en particulas
de menor tamafo las cuales seran dispersadas y agregadas a la corriente de flujo
que los llevara a la superficie. Los mas utilizados con aquellos que son solubles en
agua. Existen diversos tipos de dispersantes, los cuales son derivados de

alquilfenol, ketonas, entre otros [12].

La cantidad de dispersante a utilizar dependera basicamente de la cantidad de
parafina que tiene el petréleo y que se pretende eliminar del pozo, la concentraciéon
que se utiliza es en el rango del 2 al 10 %. El sistema que se inyecta en el pozo o

en el yacimiento es agua en un porcentaje mayor a 90.

El uso de los dispersantes puede ser a nivel de yacimiento como a nivel de la
tuberia de produccion. Cuando se considera utilizarlos a nivel de yacimiento se
debe tener en cuenta la permeabilidad de la formacion debido a que se reducira el

tamano de los cristales de parafinas [33].

Los productos quimicos como inhibidores, surfactantes o dispersantes pueden ser
introducidos al pozo a través de tuberias muy delgada que llevaran el producto a la
profundidad de la tuberia deseada, ya sea de forma continua o en forma de baches
o bien, si lo que se quiere es atacar la problematica a nivel de yacimiento se puede
considerar la inyeccion del producto a alta presién desde la superficie. Para lo
anterior, una evaluacion previa correcta definira el tipo de tratamiento que se debe

llevar a cabo en los pozos.
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Métodos térmicos:

El objetivo de estos es mantener la temperatura del petroleo por encima de la
temperatura de aparicion o cristalizacion de las parafinas. Esto puede llevarse a
cabo mediante la aplicacion de una fuente de calor externa, como puede ser, la

inyeccién de un fluido mas caliente o bien a través de un calentador eléctrico.

La inyeccién de un fluido mas caliente (agua o aceite): el mas comun es el llamado
inyeccion de aceite caliente, que consiste en llevar al fondo del pozo petréleo (del
mismo campo) el cual ha sido calentado a una temperatura mayor que la del fluido
dentro del pozo y mas alta que la de aparicion de los cristales de parafinas. El
objetivo de este es disolver las parafinas que se encuentran adheridas a la tuberia
de produccion. A mayor profundidad, se requiere mayor temperatura del petréleo

que se va a inyectar [12].

Se debe tener cuidado cuando se inyecta el aceite, debido a que el petrdleo es
calentado, los componentes ligeros son evaporados, quedando los medios vy
pesados, por lo que al momento que se esta inyectando existe una transferencia de
calor del aceite con el fluido dentro del pozo y la tuberia de produccion,
ocasionando una disminucién de la temperatura del aceite que se esta inyectando
lo que podria provocar que se formen sélidos organicos, los cuales pueden generar
un mayor taponamiento de la tuberia o de la zona de disparos, lo que afectaria

considerablemente el aporte del yacimiento y pozo.

La inyeccidén de agua caliente puede ser de utilidad debido a que posee una mayor
capacidad calorifica que el aceite, pero se debe tener cuidado debido a que la
solvencia de las parafinas es menor; por lo que se debe realizar una evaluacién

antes de decidir el fluido a inyectar.

Calentadores de fondo, a través de resistencia eléctrica que se colocan en el

fondo del pozo se pretende aumentar la temperatura del fluido que sale del
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yacimiento con el propodsito de estar por arriba de la temperatura de aparicion de
las parafinas. Se debe tener cuidado con el incremento de la temperatura, debido a
que si esta es llevada muy alta, puede ocasionar cambios térmicos en el petréleo
que podran generar dificultades durante la produccion. La limitante es la cantidad
de energia que se requiere para llevar el incremento de temperatura al fondo de
pozo asi como los arreglos en la tuberia de produccion donde son colocados los

conductores.

La temperatura que se pretende tener en el fondo va a depender de la temperatura
de cristalizacién o de fusidn de las parafinas, normalmente se considera sea de 10
a 15 °C por arriba de la temperatura que se considere. En pozos con produccién
considerable de agua, el calentamiento se vera afectado. Por lo tanto, la cantidad
de energia necesaria para tener un calentamiento en el fondo del pozo, dependera
de que tan alta sea la temperatura que se pretende alcanzar. Este método puede

ser aplicable para cualquier tipo de fluido y de parafinas.

Métodos mecanicos:

Estos métodos son recurrentes una vez que el depdsito de parafina se ha

presentado en la tuberia de produccion.

A través de dispositivos se realizan limpiezas de la tuberia (escareo), cortadores de
parafinas, estos métodos son relativamente econdmicos, tiene el inconveniente de
que los depositados quitados pueden ser llevados al fondo, provocando un

taponamiento de la tuberia a mayor profundidad o de la zona de disparos [33].

Herramientas magnéticas:

Son herramientas basadas en campos magnéticos que se colocan dentro de la
tuberia de produccién a una determinada profundidad (esta se definird segun las

condiciones del fluido producido, presion, temperatura, etc.) donde el fluido se hace
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pasar a través de ella, la cual actua sobre las corrientes de flujo, con el propésito
de prever la depositacion de formaciones organicas ya que afecta basicamente la

temperatura de cristalizacion y depositacion.

El uso de estas herramientas es debido a que bajo campos magnéticos, se produce
modificacion en la estructura cristalina de los posibles precipitados. EI campo
magnético de alta intensidad afecta la precipitacién de los iones contenidos en el
fluido, por lo que se cataliza la precipitacion de la parafinas dando origen a
microcristales, los cuales se mantienen dispersos en la corriente de fluidos y estos
no se aglomeraran ni adhieren a las paredes del tubo. Una vez que el fluido es
tratado con campos magnéticos, este permanece asi hasta que se mezcla con otro

fluido que no ha sido tratado donde se perdera gradualmente el efecto [42].

Se ha considerado que para la utilizacion de la herramienta magnética como medio
de control de la depositacion de parafinas tenga éxito, se debe tener ciertas
caracteristicas como son que el petréleo no debe tener mas del 30 % en peso de
parafinas, el numero de carbonos de las parafinas entre C43-Cy4o y si hay cortes de
agua superiores a 50 %. Si no se cumplen las condiciones mencionadas, la

efectividad de la herramienta podria verse disminuida [12].

El punto de instalacion de la herramienta esta en funcién de la temperatura de
aparicion de las parafina, por lo que conociendo este dato, se debera instalar antes
de alcanzar dicha condicion; en el caso de que la temperatura se alcance al nivel

de los disparos, no es recomendable su utilizacion [42].

Métodos biolégicos:

Este consiste en la utilizacion de microorganismos marinos los cuales tienen la
habilidad de absorber las parafinas o reducir la depositacion durante un
determinado tiempo. Estos productos se han considerado para su utilizacion debido

a los beneficios que tienen con la salud y el medio ambiente, ya que no
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representan un peligro para estas. Generalmente, estos productos son inyectados
dentro del pozo de manera periédica con el propésito de mantener una colonia de
estos organismos que ayuden a la minimizacién de los depdésitos de parafinas que

estan afectando la capacidad productiva del pozo [33].

Se debe hacer mencidn que ciertas condiciones se deben cumplir para que
funcione este método, como lo es la temperatura la cual estaran, y que no debe ser
mayor a 93 °C, la salinidad maxima en la cual pueden sobrevivir es 180,000 ppm,
la cantidad de H,S maxima permitida es 1000 ppm y se requiere un corte minimo
de agua de 1 %. El resto de los parametros no afecta el funcionamiento de los

microorganismos [12].

Recubrimientos de Tuberia:

Consiste en realizar un recubrimiento interno de la tuberia con el propdsito de:

* Evitar que las parafinas se adhieran a las paredes,
* Mantener la temperatura por arriba de la temperatura de cristalizacion de las

parafinas.

Algunos materiales usados para el recubrimiento son fibra de vidrio y quimicos.

En el grupo de los recubrimientos quimicos uno de los mas usados es la resina
epoxi, la cual es sélida y bastante dura, cuya funcion es evitar la adherencia de las
parafinas y la corrosion de la tuberia, se aplica en capas de 5 a 10 mm. Una de las

ventajas que esta presenta es su resistencia a altas temperaturas.
Espumas de polipropileno funcionan como aislante térmicos, con el propésito de

mantener la temperatura del petréleo en la mayor parte de la tuberia y evitar se

alcance la temperatura de cristalizacién de las parafinas.

108




Tecnologias y Escenarios Probables de Solucion

Con respecto al recubrimiento con fibra de vidrio, lo que se pretende es que el
recubrimiento al contacto con el agua genere un grupo hidrofilico con el propésito
de que los cristales de parafinas no se adhieran a las paredes de la tuberia. El
espesor del vidrio puede ir de 0.8 a 1.0 mm. Esta técnica es aplicable para casos
donde la produccién de agua es alta, asi mismo tiene la limitante para la inyeccion

de sistemas acidos y temperaturas no mayores a 70 °C [12, 1].

5.2 Propuestas de solucién a corto, mediano y/o largo plazo.

Acciones a corto plazo:

Derivado de los analisis realizados, se puede definir como accion inmediata la de
realizar la caracterizacion fisicoquimica completa de los fluidos de los pozos, de las
lineas de transporte que presentan mayor cantidad de organicos y de los puntos
donde se mezclan aceites de diferentes calidades, esto para identificar con mayor
precision la problematica de pozos y del sistema (lineas superficiales, puntos de

entrega y mezclado, colectores, etc.).

Con la caracterizacion fisicoquimica experimental se puede conocer las
propiedades del fluido y su variacion con la presién y temperatura, a qué
temperatura comienza la cristalizacién de las parafinas, como esta influenciada la
precipitacion de asfaltenos con la presion y en determinados casos, cémo
coprecipitan ambas y su correlacién con las condiciones operacionales de cada

uno de los pozos.

Con base en la informacion disponible, efectuar un analisis con el propésito de
definir cudles son las condiciones que generan la precipitacion de componentes
organicos a fin de evitar alcanzarlas y/o en determinado caso proponer y evaluar

las tecnologias disponibles aplicables para cada caso en particular.
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Acciones a mediano plazo:

Una vez conocido y evaluado el problema continuar con la identificacion de

tecnologias viables para la solucién de la problematica:

Como se ha visto, el principal problema presente en los pozos del Activo Veracruz

es la precipitacién de parafinas dentro de la tuberia de produccién, lo que ocasiona

el taponamiento de estas y disminucion del ritmo de produccién de petréleo.

Para aquellos pozos criticos, donde el problema se presenta de manera frecuente

se puede considerar lo siguiente:

Evaluar el ritmo de produccién de cada uno de los pozos, de ser factible
realizar acciones para modificar la tasa de aporte con el propdsito de no
alcanzar la temperatura de cristalizacién de parafinas dentro de la tuberia de
produccion, también disminuir las caidas de presion que puedan ocasionar la
desestabilizacion de los asfaltenos de la corriente de flujo, ya que estos son
unos inhibidores naturales de parafina, sin embargo se podria generar un
problema de taponamiento por precipitacién y depositacion de asfaltenos.
Disminuir las caidas de presion en el yacimiento ayudara a mantener estables

los asfaltenos en el petroleo.

Si hay presencia de parafinas en la tuberia de produccion, realizar la limpieza
de aparejo solo podra ser considerada como una actividad correctiva y esta se
debera llevar a cabo de manera frecuente, el aceite caliente es una alternativa
para realizar esta actividad, pero se debera considerar el programa operativo
de manera adecuada, debido a que en todo el proceso de produccion de
petréleo cada vez mas se estan perdiendo los ligeros, quedando los
componentes pesados (peso molecular alto), por lo que al calentar nuevamente
se puede efectuar la limpieza mas facilmente. La limpieza de la tuberia de

produccion debera realizarse a mayor profundidad donde se tiene el punto de
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cristalizacién de las parafinas, de preferencia no llegar al nivel de los disparos
para evitar posibles taponamientos de la zona y que esta afecte la produccién
del pozo. Al igual que el aceite caliente, el uso de compuestos aromaticos
ayuda a la disolucion e incorporacion a la corriente de flujo de aquellas
parafinas adheridas a la tuberia de produccion, pero esto es considerado una

accion correctiva.

Cuando las condiciones de explotacién del yacimiento o pozo caen en el rango
de la envolvente de precipitacion, se va a tener siempre la presencia de estos
organicos, por lo que los dispersantes de parafinas son una solucion para
aquellos pozos que presentan la precipitacibn de manera frecuente y se
adhieren a la tuberia de produccién, disminuyendo el area de flujo. Con esto se
pretende disgregar los cristales de parafinas para que se incorporen a la

corriente de flujo y este libre la tuberia de produccién de estos depdsitos.

Derivado de las condiciones de produccion de los pozos del Activo Veracruz,
los cuales presentan un baja produccion de agua; si se tiene conocimiento de
las condiciones de aparicion de los cristales de parafina, los inhibidores son
una muy buena solucion para evitar que se precipiten los cristales y/o en
determinado caso ayudar a llevarlos a la superficie a través de la corriente de
flujo. La profundidad donde se colocara el inhibidor debera ser por debajo del
punto de cristalizacion de las parafinas. Esto se puede considerar como una

accion preventiva.

El uso de surfactantes es un alternativa para evitar que las parafinas se
adhieran a la tuberia de produccion, estos pueden llegar ser menos eficiente

debido a que la mojabilidad de la tuberia dependera del aporte del pozo.
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* Sila temperatura del fluido en superficie esta por encima de la de cristalizaciéon
de las parafinas, se puede considerar el recubrimiento interno de tuberia con el
proposito de mantener esta temperatura para evitar la precipitacion de estos
compuestos organicos. Si hay presencia de parafinas en las lineas de descarga
el uso de solventes es una alternativa, asi como de la inyeccién de productos

quimicos como los dispersantes.

Acciones a largo plazo:

Dentro de estas acciones se considera una vez aplicada la tecnologia, su
evaluacion y seguimiento con el propdsito de optimizar o en su defecto corregir. Asi
mismo, hay tecnologias que pueden ser utiles para la problematica presentada

pero requiere de una logistica mayor para poder ejecutarse en campo.

El uso de calentadores de fondo se puede considerar con el propdsito de mantener
la temperatura del fluido por arriba de la temperatura de aparicion de las parafinas,
sin embargo estudios econdmicos se deberan realiza con el fin de definir si es
factible aplicar esta tecnologia, que las condiciones de produccién de cada uno de
los pozos es diferente por lo que la cantidad de energia necesaria para tener el

calentamiento 6ptimo variara.

Cuando las condiciones de produccion y aporte de agua cambien o incremente de
manera considerable, se puede tomar en cuenta el uso de herramientas
magnéticas para evitar la acumulacién de las parafinas en la tuberia de produccién

y prolongar la productividad de los pozos.

Las condiciones de presién de yacimiento y de saturacién de la mayoria de los
fluidos que se tienen son muy cercanas, lo que ha ocasionado que los
componentes ligeros comiencen a desprenderse del aceite a través de la fase
gaseosa ya sea en el yacimiento o muy en el fondo del pozo, por lo que se debe
considerar un método de mantenimiento de presion de yacimiento con el propdsito
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de que la mayoria de los componentes organicos que se presenten, se precipiten
en la tuberia de produccion donde las acciones para mantenimiento de produccién

sera mas factibles y requeriran de menos recursos.
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Conclusiones

1.

CONCLUSIONES

Se realizaron analisis experimentales como son SARA, determinacion de
puntos de escurrimiento, curvas TGA, DCS, densidad, viscosidad,
comportamientos reoldgicos, los son necesarios para evaluar en conjunto
con la informacién de campo (registros de presion, temperatura, produccion)
las condiciones apropiadas de explotacién de los pozos con el propdsito de
prevenir formaciéon de incrustaciones que se adhieran a la tuberia de
produccion ocasionando disminucion de areas de areas de flujo y perdida de

produccion de petrdleo.

Derivado de los estudios experimentales y el analisis de la informacion de
campo, se determiné que el principal problema presente es la precipitacién y

depositacion de parafinas en el sistema de produccion.

Las presiones de yacimiento y de saturacion estan muy proximas, lo que ha
ocasionado que se comience a liberar gas en etapas tempranas originando
la perdida de los componentes ligeros del petréleo, incrementado la
temperatura de aparicién de las parafinas, por lo que pensar en un método
de mantenimiento de presion ayudaria a mejorar las condiciones de

produccion del petrdleo.

El analisis SARA realizado a las muestra de petrdleo recuperadas, indica
que el lIC calculado es mayor a 0.9, por lo que se tendria inestabilidad de los
asfaltenos del aceite, por tanto es importante mantenerlos estables con sus
resinas, ya que ayudan a inhibir la precipitacion de parafinas, esto se logra

evitando caidas de presion importantes.
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Conclusiones

De acuerdo con los resultados de los analisis, se determin6é que lo pozos
mas criticos son el A 24 y B 12, este ultimo es el que presenta la

temperatura mas alta de cristalizacion de parafinas.

La viscosidad y densidad medidas experimentalmente, no son un factor que
afecte la explotacién de los pozos, por lo que mejoradores de flujo y/o
reductores de viscosidad no son necesarios aplicarse, esto se comprobé por
método directo asi como usando la energia de activacion obtenida de la

prueba termogravimeétrica.

La medicion de la temperatura de aparicion de las parafinas (WAT) por el
método directo de observacion no se pudo llevar a cabo, debido a la
coloracion del petrdleo, sin embargo, se utilizaron otras técnicas para su

prediccion.

Los estudios DCS muestran la ventana donde se presentan los cristales de
parafina es de 52 a 59 °C en los pozos A 21 y A 24; esta ventana se puede
utilizar para aquellos pozos que sean productores del mismo yacimiento que
los analizados y en conjunto con las envolventes de precipitacion de
parafinas indican las condiciones a las cuales comenzara la precipitacion;
estos valores deben ser considerados para realizar acciones que retarden o

inhiban la depositacién en la tuberia de produccion.

Los gradientes de presion evaluados, indican que estos son mayores hacia
el fondo del pozo y disminuyen hacia la superficie, sin embargo, los
gradientes de temperatura son menores en el fondo, incrementando hacia la
superficie; por lo que se define que los asfaltenos si llegan a precipitar sera

en el fondo y las parafinas a profundidades mas cercanas a la superficie.
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Conclusiones

10.En algunos de los pozos analizados, se determind que para las condiciones
actuales de explotacién, no presentan problemas de depositacion de
componentes organicos, sin embargo se debe estar atento a los cambios en
los ritmos de produccion, donde las condiciones de presion y temperatura

pueden cambiar de tal manera que afecten la productividad de los pozos.

11.En aquellos pozos donde se tiene o0 son susceptibles a que se presente a la
depositacion de componentes organicos, las técnicas descritas en el capitulo
cinco ayudaran a elegir la mejor alternativa para asegurar el flujo del pozo,

ya que dependera de las condiciones de flujo y mecanicas que se tengan.

12.Es importante considerar el poder determinar de manera experimental las
envolventes de precipitacion de sdlidos a condiciones originales, ya que esto
ayudaria a definir con mayor certeza el comportamiento del fluido y predecir
la precipitaciébn de los organicos. Esto se podria realizar al recuperar
muestra de fondo preservada de fluido de pozos nuevos y realizar un

analisis PVT completo.

13.Se observo que el contenido de Cg en el fluido del pozo C 1 es mayor que en
el resto de los fluidos, sin embargo al evaluar todas la condiciones presentes
no se observa problema de precipitacion de organicos que puedan afectar la
capacidad de aporte del pozo lo que se puede ver en el comportamiento de
la presion en cabeza, ritmo de produccion actual asi como en la temperatura
que se ha observado es mayor para las condiciones de produccién mas

recientes.
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Nomenclatura

NOMENCLATURA

MMPCD (Millones de pies cubicos por dia)
BPD (Barriles por dia)

Py Presién de Yacimiento

Pb Presion de burbuja

Rs Relacién de Solubilidad

C1 Metano

C2 Etano

C3 Propano

i-C4 Isobutano

n-C4 Butano normal

i-C5 Isopentano

n-C5 Pentano normal

C6 Hexano

C7" Heptano + pesados

Bl Block de impresion

Ppm partes por millén

WAT Temperatura de aparicion de parafinas
EPP Envolvente de Precipitacion de Parafinas
EPA Envolvente de Precipitacion de Asfaltenos
RPFF Registro de Presion de Fondo Fluyendo
RPFC Registro de Presion de Fondo Cerrado
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ANEXO A
DESCRIPCION Y ANALISIS DE ESTUDIOS TGA

Con base en los resultados del estudio termogravimétrico, se procedié a determinar

las energia de activacion de las muestras de petroleo.

La obtencion de la energia de activacion se realizé por el método de Arrhenius bajo

la siguiente metodologia:

1. Convertir la temperatura de °C a °K.

2. En una nueva columna, se coloca el valor de del inverso de la temperatura
en °K.

3. En columnas adicionales se colocan valores promedio del inverso de la
temperatura, porcentaje peso y temperatura en °K

4. Para las columnas anteriores, se calcula el valor promedio a tiempos
cercanos al entero. Es decir, se toman los valores promedio desde el inicio
del experimento hasta 1 minuto, valores promedio de 1 minuto transcurrido
el experimento hasta el minuto 2 y asi de forma sucesiva.

5. Con los valores promedio, se procede al célculo de dw/dT (Cambio de masa
respecto a la temperatura). Se comienza el calculo para valores a partir del
tiempo 1 minuto y al minuto 2 para generar el delta.

6. Para poder llevar a cabo un mejor trabajo con los datos, se consideran
unicamente los datos en minutos cercanos al entero.

7. Debido a que el proceso en analisis genera una pérdida de masa, se
requiere para poder trabajar con el logaritmo de (dw/dT/w), obtener el valor
absoluto de los valores negativos de las pendientes.

8. Posterior a ello, se obtiene el log (dw/dT/dw).

9. Se grafica 1/T promedio en el eje de las X y el log (dw/dT/dw) en el eje de
las Y.
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10.De la grafica resultante, se analiza y determina la zonas que se estudiaran
para calcular la energia de activacion (fracciones ligeras, medias, pesadas)

utilizando la siguiente ecuacion:

dw
at E
log (%) = IOgAr - m .......... (A.1)

d , . . . ‘s
Donde: d—VTv es la razon de cambio de la masa, E es la energia de activacion, T es a

Temperatura, R es la constante universal de los gases y Ar es la constante de
Arrhenius [8, 26].

Con base en la metodologia descrita, se determind la energia de activacion a las

curvas TGA de muestras de pozos:

La tabla 9 muestra los resultados obtenidos al aplicar la metodologia antes descrita

para la obtencién de las energias de Activacion.

Tabla 9. Energias de activacién

Pozo Pendiente Energia de activacion
J/Mol Kj/Mol
A21 -1602.442 30261.468 30.261
A24 -1565.352 29561.050 29.561
A3l -1665.178 31446.227 31.446
A32 -1605.219 30313.918 30.314
A42 -1533.982 28968.639 28.969
B1 -1277.179 24119.015 24.119
B2 -1485.106 28045.629 28.046
B12 -1466.195 27688.504 27.689
C1 -1330.625 25128.324 25.128

A continuacion se muestra las graficas resultantes al aplicar la metodologia de
Arrhenius y que se utilizaron para determinar la energia de activacion de la tabla

anterior.

119




Anexo A

1) Pozo A 21

En la figura 99 se observa el comportamiento de la curva TG y derivada TG (DTG)

del petréleo del pozo A 21.
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La figura 100

Fig. 99 Curva TG -DTG del pozo A 21

muestra la curva resultante del método de Arrhenius para el aceite

del pozo A 21.
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Fig. 100 Curva de Arrhenius pozo A 21
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2) Pozo A 24

En la figura 101 se observa el comportamiento de la curva TG y derivada TG (DTG)

del aceite del pozo A 24.
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Fig. 101 Curva TG -DTG del pozo A 24

La figura 102 muestra la curva resultante del método de Arrhenius para el petroleo

del pozo A 21.
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Fig. 102 Curva de Arrhenius pozo A 24
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3) Pozo A 31

En la figura 103 se observa el comportamiento de TG y derivada de TG (DTG) vs

Tiempo del aceite del pozo A 31.
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Fig. 103 Curva TG -DTG del pozo A 31
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La curva de Arrhenius del petroleo del pozo A 31 se muestra en a figura 104.
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Fig. 104 Curva de Arrhenius pozo A 31
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4) Pozo A 32

Las curvas TG y derivada de TG (DTG) vs Tiempo del petréleo del pozo A 32 se

presenta en la figura 105.
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Fig. 105 Curva TG -DTG del pozo A 32

La curva de Arrhenius resultante del aceite del pozo A 32 se muestra en la figura

106.
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Fig. 106 Curva de Arrhenius pozo A 32
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5) Pozo A 42

En la figura 107 se presentan las curvas de TG y derivada de TG

vs tiempo del

pozo A 42.
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Fig. 107 Curva TG -DTG del pozo A 42

En la figura 108 se presenta la curva de Arrhenius resultante del petréleo del pozo

A42.
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Fig. 108 Curva de Arrhenius pozo A 42
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6) Pozo B 1

Las curvas TG y derivada TG (DTG) vs tiempo del petréleo del pozo B 1 se

presenta en la figura 109.
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Fig. 109 Curva TG -DTG del pozo B 1

En la figura 110 se presenta la curva de Arrhenius de la muestra del pozo B 1.
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Fig. 110 Curva de Arrhenius pozo B 1
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7) Pozo B 2

En la figura 111 se muestra las curvas de DT y DTG vesus tiempo del petréleo del

pozo B 2.
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Fig. 111 Curva TG -DTG del pozo B 2

En la figura 112 se presenta la curva de Arrhenius del aceite del pozo B 2.
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Fig. 112 Curva de Arrhenius pozo B2
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8) Pozo B 12

Las curvas TG y DTG vs tiempo del petréleo del pozo B 12 se

presentan en la

figura 113.
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Fig. 113 Curva TG -DTG del pozo B 12

La curva de Arrhenius del aceite del pozo B 12 se presenta en la figura 114.
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9) Pozo C 1

En la figura 115 se presentan las curvas TG y DTG vs tiempo del petréleo del pozo
C1.
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Fig. 115 Curva TG -DTG del pozo C 1

La curva de Arrhenius del aceite del pozo C 1 se presenta en la figura 116.
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ANEXO B
APLICACION DE RESULADOS TGA A MODELO DE VISCOSIDAD

Con base en los valores determinados de energias de activacion, se realizo el
calculo de la viscosidad para diferentes temperaturas de las muestras de aceite en

estudio, la ecuacion con la que se llevé a cabo es la siguiente:

Donde: u es la viscosidad, A es la constante de Arrhenius, Ea es la Energia de

activacién, R es la constante de los gases y T es la Temperatura.

De la ecuacién anterior y con la informacién disponible se calculé el valor de la
viscosidad a diferentes temperaturas, el resultado se compard con los valores de

viscosidad medida para unas cuantas temperaturas.
La metodologia seguida:

1. Determinar las energias de activacion de cada una de las muestras de

aceite, derivado de estudios TGA.

2. Calcular el valor de la constante de Arrhenius para cada aceite.

3. Evaluar el valor de viscosidad para diferentes temperaturas

A continuacion se muestran las graficas resultantes de viscosidad para cada uno

de los pozos:

La figuras 117 muestra el comportamiento de la viscosidad de la muestra de
petréleo de los pozos A 21 y A 24 aplicando el resultado de la Energia de

Activacion de las curvas TGA.
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Viscosidad pozo A 21 Viscosid pozo A 24
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Fig. 117 Viscosidad de pozos A 21y A 24 aplicando Ea

La figura 118 muestra el comportamiento de viscosidad vs temperatura de los

pozos A 31y 32 aplicando las energias de activacion calculadas.
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Fig. 118 Viscosidad de pozos A 31y A 32 aplicando Ea

En la figura 119 se presenta las graficas de viscosidad de los pozos A42y C 1.
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Viscosidad pozo A 42 Viscosidad pozo C1
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Fig. 119 Viscosidad de pozos A 42y C 1 aplicando Ea

En las figuras 120 y 121 se muestran los comportamientos de viscosidad del

petréleo de los pozos del campo B aplicando las energias de activacion.
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Fig. 120 Viscosidad de pozos B 1y B 2 aplicando Ea
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Fig. 121 Viscosidad de pozo B 12 aplicando Ea
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ANEXO C

DESCRIPCION DEL MODELO DE PRECIPITACION DE PARAFINAS Y
CALCULO DE ENVOLVENTES

En tiempo anteriores, el calculo de precipitacion de las parafinas se
sobreestimaban por debajo de la temperatura del punto de nube debido a que no
se consideraba la depositacion de parafinas como un proceso de fase multi-solida
sino como una fase sdlida unica. El modelo propuesto toma en consideracion las
diferentes fases solidas por debajo de la temperatura de nube presentes en una
mezcla de hidrocarburos con el propdsito de estimar de mejor manera la cantidad
real de parafinas precipitables, las cuales son solubles y dependen en gran fuerza
de la temperatura; lo que indica que durante el enfriamiento del hidrocarburo solo
un cantidad selecta de componentes precipitantes coexistira en equilibrio liquido-
solido [29].

El modelo descrito toma en consideracion:

1) Las especies precipitadas de un petréleo crudo consiste esencialmente de
componentes puros que no se mezclan con otras fases soélidas después de la
precipitacion.

2) El numero e identidad de los pseudocomponentes que precipitan como sélidos

puros con determinados a través de analisis de estabilidad de fase.

Por debajo de la temperatura del punto de nube, la precipitacion de parafinas
consta de un proceso de depositacion consecutivo que precipita varios sélidos
puros, cada uno es inmiscible con otros en estado sélido. A una cierta temperatura,
la cantidad total de parafinas precipitadas es la suma de las contribuciones de
todas las fases solidas que existen en equilibrio con el liquido a esa temperatura.
Con lo descrito anteriormente, para calcular la precipitacion de parafinas a través

del modelo, se propone la siguiente metodologia:
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1) Caracterizar la fraccion pesada de una mezcla de petréleo usando de 7 a 12

pseudocomponentes.

2) Calcular los parametros de interaccién binaria.

3) Realizar un analisis de estabilidad para unas ciertas condiciones de presion y
temperatura. Con esto se determinara el numero y el tipo de componentes

precipitados que forman la fase sélida.

4) Resolver el sistema para equilibrio liquido-sdlido y para sistemas vapor-liquido-

solido, donde:

a) Los componentes no precipitan:

N.Sj 1% %4
z; — x} [1—2;;’—;]—1&’;%};:0 ............. (C.1)

b) Los componentes precipitan:

donde: Sj son los moles de la fase sodlida, F son los moles totales, N, fraccion

molar solida de alimentacion, Sj/F composicion de la fase solida, xf composiciéon de

la fase liquida, - fraccion de la alimentacion que existe como vapor.
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Por lo tanto, para una temperatura dada, el porcentaje del peso de parafinas que

precipitan de un aceite crudo es calculado para 1 mol de la relacion (41):

S.
ZI.VSIJ-(—])
] F masa precipitada total
——=X100 = N (C.3)
Zi Zil; masa del aceite

% peso parafina =
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ANEXO D

DESCRIPCION DE ME TODQLOGiA DE ENVOLVENTE + GRADIENTE
DINAMICO DEL POZO

Bajo ciertas condiciones de operaciéon las parafinas, resinas y asfaltenos
interactuan entre si para formar un depdsito sélido que se puede presentar en

cualquier punto del yacimiento, tuberia de produccion o instalaciones superficiales.

Se tiene una metodologia aplicada para la prediccion y control de la depositacion
de asfaltenos (utilizada para depédsitos organicos) que combina informacién sobre
el comportamiento termodinamico experimental de muestras de aceite y el analisis

del flujo dentro del pozo [44].

A continuacion se describe la metodologia:

1. Disponer de informacion de campo como son producciones, registros de
presion, registros de temperatura, profundidades, diametros de tuberia de

produccion, asi mismo propiedades de los fluidos, estudios PVT.

2. Para el petréleo en estudio, determinar la envolvente de depositacion de
organicos (EDO). Esta envolvente esta conformada por los limites superior e
inferior de depositacion de organicos; se colocan las condiciones de

operacion del pozo (temperatura de fondo y de cabeza).
3. Determinar los gradientes de presion y temperatura presentes en el pozo.

Evaluar gradientes estacionario y dinamico. Graficarlos en un diagrama

triaxial de la forma mostrada en la figura 122.
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Fig. 122. Diagrama triaxial presién-profundidad-temperatura

4. Los limites inferior y superior de la envolvente de depositacion de organicos
(EDO) se colocan en la gréafica anterior con el propésito de acoplar la
profundidad inicial de precipitacion con los gradientes presentes en el pozo.

Como se pude observar en la figura 123.
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Fig. 123. Diagrama triaxial limite superior e inferior de asfaltenos

5. Para que lo anterior funcione de manera adecuada, es necesario identificar
las temperaturas de fondo y superficie en la EDO que limitaran la porcién de
la EDO desde el yacimiento hasta la cabeza del pozo. Asi mismo, para él la
proyeccion de las temperaturas en la EDO indicaran las presiones limites

superior e inferior de la EDO.

6. Esta metodologia permite identificar la zona de precipitacion de organicos
desde el inicio hasta condiciones futuras de produccion, lo cual ayudara a

prever las condiciones que se presenten en el pozo.
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7. Se pueden presentar distintos casos donde se comienza con la precipitacion
de organicos: si Pws y Pwf'se encuentran a la derecha fuera de la EDO no se
tendra precipitacién en el yacimiento, sino en la tuberia de produccion; si
Pws esta a la derecha fuera de la EDO y Pwf estd dentro y ligeramente
pegada a limite superior de la EDO, la precipitacién se da en el yacimiento
cercano a los disparos y en la tuberia de produccién; si Pws y Pwf se
encuentra dentro de la EDO. La precipitacion se da en el yacimiento y en la
tuberia; si Pws esta dentro y la Pwf a la izquierda de la EDO la precipitacion
se da en una parte del yacimiento quedando libre la zona cercana a los
disparos y la tuberia de produccion; si Pws y Pwf estan a | izquierda fuera de
la EDO, no se tienen problemas de precipitacion en la tuberia y zona

cercana a los disparos, esta se da en zonas alejadas.
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