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RESUMEN

TITULO: EVALUACION EXPERIMENTAL DE TRATAMIENTOS QUIMICOS DE
REMOCION DE CARBONATO DE CALCIO UTILIZADOS EN CAMPOS
PEROLEROS COLOMBIANOS!,

AUTORES: ANYI LORENA MASMELA COLMENARES
KAREN GIRALDO LONDONO?,

PALABRAS CLAVES: Remocion de CaC05, Carbonato de Calcio, Escamas de
CaCO0s, tratamientos quimicos.

CONTENIDO: EIl dafio a la formacion es uno de los problemas que con mayor
frecuencia se presenta en los campos petroleros Colombianos, puede presentarse
en cualquier etapa de la vida productiva de un yacimiento afectando
negativamente la produccién. Por esta razdn es necesario con antelacion
determinar la mejor estrategia de tratamiento de remocion para las escamas de
CaC0s.

El objetivo de ese proyecto, es evaluar los tratamientos quimicos de remocién de
CaCO05 utilizados en campos petroleros Colombianos, a nivel de laboratorio. Se
presenta un estudio teorico y experimental con el fin de investigar la mejora del
dafio de formacion por medio de la permeabilidad en muestras de Bereas al pasar
los diferentes fluidos de remocion.

Las pruebas se llevaron a cabo en el equipo de desplazamiento Coreflooding del
laboratorio de Analisis petrofisicos y Dafio a la formacion de la Universidad
Industrial de Santander, simulando condiciones de yacimiento y utilizando HCI,
Acido Acético- férmico y EDTA como tratamientos. Para la realizacion del proyecto
fueron necesarios siete meses de pruebas.

La evaluacion de los tratamientos quimicos formulados, garantiza la compatibilidad
roca- fluido y fluido-fluido a nivel de laboratorio, su agil remocién y alta capacidad
de disolucion del Carbonato de Calcio (CaC05) demostrando altas expectativas y
eficiencia en base a los resultados obtenidos.

! Trabajo de grado
? Facultad de ingenierias fisico-quimica. Escuela de Ingenieria de Petréleos. Director: Luis Felipe
Carrillo Moreno.
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ABSTRACT

TITLE: EXPERIMENTAL EVALUATION OF CHEMICAL TREATMENTS OF
CALCIUM CARBONATE REMOVAL USED IN COLOMBIAN OIL FIELD®.

AUTHORS: ANYI LORENA MASMELA COLMENARES.
KAREN GIRALDO LONDORNO*,

KEY WORDS: Calcium Carbonate removal, Calcium Carbonate, Calcium
Carbonate scales, chemical treatments.

DESCRIPTION:

The formation damage is one of the problems that most often occurs in Colombian
oil fields, it can occur at any stage of the reservoir’s life productive and adversely
affect the production. For this reason, it is necessary in advance to determine the
best treatment strategy for Calcium Carbonate removal scales.

The objective of this project is evaluate chemical treatments for calcium carbonate
removal used in Colombian oil fields, in the laboratory. A theoretical and
experimental study to investigate the improvement of formation damage through
permeability in Bereas samples by passing the different removal fluids.

The tests were conducted in the displacement equipment Coreflooding at the
petrophysical analysis Damage to the formation laboratory of the Industrial
University of Santander, simulating reservoir conditions and using HCI, formic and
acetic acid and EDTA as treatments. To carry out the project, there were seven
months to make the tests.

The evaluation of chemical treatments formulated, ensures fluid-fluid and fluid-rock
compatibility in the laboratory, it's quickly removal and high capacity of dissolution
with calcium carbonate (CaC03) showing high expectations and efficiency based on
results obtained.

® Thesis Deegree.
4 Physicochemical Engineering Faculty. Petroleum Engineering School. Director. MSc. Luis Felipe
Carrillo Moreno.
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INTRODUCCION

La formacion y depositacion de escamas en el medio poroso es un inconveniente
frecuente e importante de dafio a la formacion. Las escamas de carbonato de
calcio son las incrustaciones mas frecuentes que se presentan, generadas como
producto del agua de formacion, por cambios de presion y temperatura 0 mezcla
de aguas incompatibles, el cual son identificadas especialmente en la tuberia de
produccion y equipos de superficie, matriz del pozo y pozos inyectores. Dichas
incrustaciones pueden ser eliminadas por métodos mecanicos o mediante
productos quimicos, el cual su seleccion se encuentra en funcion de la capacidad
de compactaciéon y adherencia que posee la escama, ademas del tipo, espesor, y
costos. Generalmente, los tratamientos quimicos son los mas utilizados en la
industria petrolera utilizando entre los mas comunes especialmente en Colombia
segun la data de Ecopetrol: el acido clorhidrico, EDTA, acético y acético-férmico;
siendo el acido clorhidrico una de las opciones que mejor se analiza para el
tratamiento de la remocion de escamas, debido a su bajo costo aunque limitado
por la generacién de la corrosion y la re — precipitacion del carbonato de calcio.

Para la evaluacion de los tratamientos de remocion de escamas de carbonato de
calcio, es relevante conocer las fases las cuales conlleva dicho procedimiento,
comenzando con el disefio del tratamiento e incluyendo la seleccion del fluido de
tratamiento, la temperatura de formacion, la compatibilidad, la calidad del agua de
mezcla, entre otras. Y, finalizando con un analisis de resultados teniendo en
cuenta la productividad del pozo y la cantidad de escama disuelta. Tener
conocimiento acerca de todos estos factores que involucran la vida productiva de
los pozos y realizar un andlisis de ellos, es el pilar fundamental del presente
trabajo, el cual orienta la evaluacibn a nivel de laboratorio los tratamientos
quimicos para la remocion de incrustaciones de carbonato de calcio a nivel
nacional.

El proyecto se encuentra dividido en cuatro capitulos. En el capitulo nimero uno y
dos, se presenta las generalidades del carbonato de calcio, los efectos relevantes
gue genera en las zonas productoras, la formacion de escamas, sus mecanismos
de origen y clasificacion. Se describen los mecanismos de prevencion e inhibicion
y los diferentes métodos existentes utilizados en Colombia y mas comunes en el
area petrolera para la respectiva remocidbn de escamas inorganicas;
posteriormente se describen los parametros que deben proseguir para la
evaluacion de tratamientos en cuanto a la remocion de escamas.

17



En el capitulo 3 y 4, se presentan los resultados que se generaron a nivel
experimental a través de la planeacion de un respectivo planteamiento que fue
desarrollado con Clearol como simulacién del aceite y salmueras con tendencia a
la formacién de incrustaciones, el cual cada uno de estos componentes contenian
caracteristicas conocidas. Para de esta manera poder determinar y analizar los
diferentes aspectos y caracteristicas de cada una de las pruebas para la remocién
del compuesto carbonato de calcio y de esta manera llevar a cabo los analisis
correspondientes en cuanto a permeabilidades, composiciones, ademas de
desarrollar un modelo experimental basado en fundamentos ingenieriles para
mayor profundizacion en el analisis del proyecto realizado.
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1. MARCO TEORICO

1.1 DANO A LA FORMACION EN ZONAS PRODUCTORAS DE
HIDROCARBUROS.

Dafio a la formacion hace referencia a la variacion de la permeabilidad en
formaciones petroliferas, ademas de ser referenciado no solo como un
inconveniente que afecta de manera econdémica y operacional, sino que a su vez
se presenta durante el proceso de recuperacion de petréleo y gas (perforacion,
produccion, fracturamiento hidraulico y operaciones de workover). ElI dafio de
formacion afecta notablemente la permeabilidad cercana al pozo, evidenciandose
en la presién debido a que se genera una caida de ella a través de la produccién
del pozo, pero que tanto por tratamientos quimicos como fisicos puede ser tratado.

La caida de presion esta representada por la Figura 1, descrita por la ecuacion de
flujo radial en estado estable mostrada a continuacion.

qBu .
APgpin = 141.2 WS Ecuacion 1.

S referido al dafio se encuentra en funcion donde la zona fue alterada su
permeabilidad, por lo tanto: K: permeabilidad (mD), B: Factor volumétrico de
formacién (RB/STB), h: espesor (ft) y q: tasa de produccién (STB/d)

Figura 1. Comportamiento de la presion en la zona dafiada.

Zona Zona sin
dafada dafio

- Presian de_fondlo de poro sin dofo
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Fuente: Modificado de GOLAN,M., “Well performance”. Prentice Hall, EngledwoodaCliffs, Segunda
Edicion 1991.

El factor skin(S) refleja como se encuentra de perjudicada la formacién: factor skin
S > 0, cerca de la cara del pozo se encuentra una zona dafiada; Factor skin S <0,
se ha realizado una estimulacién ya sea por acidificacion o por fractura miento;
Factor skin = 0, la permeabilidad no es alterada en la cara del pozo.

Debido al impacto que produce el factor skin (dafio, S), se puede clasificar varios
sucesos como los mas relevantes y dependientes a dicho factor:

Dafo a la permeabilidad Absoluta: debido a la presencia de arcillas y fino de la
formacién, solidos que se generan por los fluidos en operaciones de perforacion o
completamiento e incrustaciones de asfaltenos y parafinas, las particulas tienden a
ocupar el espacio poroso de manera completa o parcial.

. Cambios en la permeabilidad relativa: este tipo de dafio es causado por efectos de
cambios de mojabilidad y saturaciones ademas de tratamientos.

. Viscosidad alterada: debido a variaciones de la viscosidad se pueden presentar
inconvenientes en el transporte de los fluidos.

Depositaciébn inorganica: existencia de incrustaciones. (Carbonato de Calcio

CaCQ03, Sulfato de CalcioCaS04, Sulfato de BarioBaSO4, Sulfato de estroncio
SrS0O4, etc.)

Se presenta en la Tabla 1 los diferentes dafos y el mecanismo que afecta
propiedades en la formacion debido al factor skin (S).

Tabla 1. Tipos de dafio y mecanismos.

TIPOS DE DANO MECANISMO
Taponamiento por sélidos Reduccion de K absoluta
Migracion de finos Reduccion de K absoluta
Hinchamiento de arcillas Reduccion de K absoluta
Bloqueo por agua Reduccion de K absoluta
Formacion de Emulsiones Aumento viscosidad
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Cambios de Mojabilidad Reduccion de K absoluta
Reduccién de permeabilidad relativa  Reduccion de K absoluta

Precipitacion de escamas organicas Reduccion de K absoluta
Precipitacion de escamas organicas Aumento viscosidad
Precipitacion de escamas inorganicas Reduccion de K absoluta

Geomecanica. Reduccién de K absoluta

Fuente: Modificado de tesis, Martines Lopez, R; Achury Zapata,D. MODELAMIENTO DE LA
DEPOSITACION DE ESCAMAS DE CARBONATO DE CALCIO EN EL WELLBORE.

1.2 ESCAMAS

ASTM define incrustacion como un tipo especifico de depdsito inorganico formado
a partir de una solucion acuosa directamente en contacto con una superficie
confinada. Usualmente es cristalina y densa, frecuentemente laminada y
ocasionalmente de estructura columnar.

1.3 ESCAMAS INORGANICAS

Las escamas inorgénicas son incrustaciones que se forman producto del agua de
formacién debido a cambios de presion y temperatura o0 mezcla de aguas
incompatibles acumulandose y obstruyendo el flujo.

Figura 2. Escamas de Carbonato de calcio en un pozo petrolero.

Fuente: OSTVALD Terje, “Prediction of Carbonate Scaling From QOil Field Waters”, NACE
International, Norway 2002.
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1.3.1 Origen de las escamas inorganicas

Las escamas inorganicas se originan cuando se altera el estado natural de
cualquier fluido, de tal manera que se supera el limite de solubilidad de uno o mas
de sus componentes. Provenientes de cambios de presion y temperatura,
liberacién de gas, cambios en el pH o en el contacto con aguas incompatibles.

Consecutivo a esto, comienzan los atomos inestables a formar grupos o pequefios
cristales (proceso llamado nucleacion homogénea) con el fin de unirse cada vez
mas para aumentar el tamafio del cristal sobre una superficie preexistente de
limite de fluidos (proceso llamado nucleacion heterogénea) provocando la
obstruccion del medio poroso, tuberias, bloqueo de empaques de gravas,

taponamiento de bombas, entre otras.

Figura 3. Nucleaciébn homogénea y heterogénea.

Mucleacion homogénea
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Fuente: CRABTREE, Mike. 1999, Lucha contra las incrustaciones — remocion y prevencion-.

Oilfieldreview. Volumen 11 (3), pag3.
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1.3.2 Clasificacion de las Escamas inorganicas

1.3.2.1 Reales: son aquellas que se forman debido a los fluidos nativos BaSO4,
CaS04, CaCOg, etc.

1.3.2.2 Pseudoescamas: son escamas secundarias originadas por la reaccion
entre los iones de la salmuera y los fluidos inyectados por el hombre (inhibidores
de escamas, agua de inyeccién) lo que provoca una alteracion del equilibrio ya
que se sobrepasan los rangos de concentracion critica de dichos iones dando
como resultado la precipitacion de sales poco solubles que actian como escamas
reales.

Las escamas pueden desarrollarse en los poros del yacimiento o cercanias del
pozo causando una reduccion en la porosidad y permeabilidad. También pueden
formarse en equipos de completamiento, valvulas, lineas de flujo, tubing, entre
otros, impidiendo el flujo normal de los fluidos.

Figura 4. Depoésitos minerales.

= CaCOy
Tuberia de acero | Mandril ——eg
Capa de FeS: 4 |
Capa de BaSOs =l ‘
Corrosion ! |
Capa de asfalteno - { 3
- \ ) CaCOy
Corrosién por picadura = | Reducckin e
de HaS CaCO,
Capa de cera l [l J !»‘ Escamas sobre
B L los cafioneos

Flujo de produccién

Fuente: CRABTREE Mike, ESLINGER David, FLETCHER Phil, MILLER Matt, JOHNSON Ashley &
KING George. “La lucha contra las incrustaciognes, remocion y prevencion”. OILFIELD REVIEW
OTONO. 1999. P4ag33.

1.3.3 Mecanismos que originan la depositacion de escamas inorganicas
Cuando se estan produciendo hidrocarburos, existen cuatro hechos que dan
origen a las incrustaciones.
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1.3.3.1 Mezclas incompatibles: Se presenta cuando al mezclarse el agua de
formacion y el agua de inyecciéon dan origen a la formacidn de incrustaciones en la
matriz de la formacion. Generalmente el agua de mar es rica en iones de sulfato
(S0,7%) que al mezclarse con el agua de formacién que contiene cationes
bivalentes de Ca*? y Ba*? superan el limite de solubilidad formando precipitado
mineral.

Figura 5. Mezclas incompatibles.

|=— fona danada da 4 pigs —e |

Agua da mar inyactada

Fuente: CRABTREE Mike, ESLINGER David, FLETCHER Phil, MILLER Matt, JOHNSON Ashley &
KING George. “La lucha contra las incrustaciones, remocion y prevencion”. OILFIELD REVIEW
OTONO. 1999. Pag7.

“‘Amaefule en 1988 explico que las escamas inducidas ocurren por la mezcla de la
salmuera de formacion con fluidos incompatibles, invadiendo la formacion durante
operaciones de perforacibn, cementacion, completamiento y trabajos de
workover.”

1.3.3.2 Auto-sedimentacion: Este fendmeno ocurre cuando el fluido del
yacimiento experimenta cambios de temperatura y presion durante la produccion.
De tal manera que al modificarse la composicion del fluido se supere el limite de
solubilidad, trayendo consigo la formacion de incrustaciones minerales.

® Fuente: CIVAN, Faruk. “Reservoir formation damage: fundamentals, modeling, assessment and
mitigation”. Second edition. Pag 409.
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Para el caso del carbonato de calcio ( CaC0O; ) cuando se presenta una
disminucién de la presidén habra una liberacion de gases del fluido, en donde el pH
aumentara provocando la depositacion de minerales.

1.3.3.3 Inundacion por gas: Cuando un pozo utiliza como método de recobro
mejorado la inyeccion de CO, presenta una alta precipitacion de soélidos
carbonatados, debido a que el agua que contiene CO, se vuelve mas acida y
disuelve la calcita que se encuentra en la formacion, las siguientes caidas de
presion en la formacion provocan que el CO, se separe de la solucién dando paso
a la precipitacion de residuos en cafioneos y poros de la formacion.

1.3.3.4 Incrustaciones inducidas por la evaporacion: Este es otro mecanismo
por el cual se puede dar la formacion de incrustaciones; se presenta generalmente
cuando disminuye la presion hidrostatica en las tuberias, causando que el gas
hidrocarburo se expanda y la salmuera que aun esta caliente se evapore. Con el
fin de que se produzcan iones disueltos que superen la solubilidad del mineral en
el agua remanente.

1.3.4 Proceso secuencial para la depositacion de escamas

La formacion de incrustaciones se origina por los iones sobresaturados en la
solucion. Lo que significa que hay una mayor concentracion de iones presentes en
la solucion en comparacion con las concentraciones normalmente en el equilibrio.
Cuando es alterado el equilibrio, para que el compuesto cristalice sobre una
superficie se requieren 4 etapas:

Supersaturaciéon
Nucleacion
Crecimiento del cristal
Aglomeracion

1.3.4.1Supersaturacion: Condicién en la cual la concentracién de sal excede el
limite de solubilidad de los iones minerales en el agua, causando cambios en el
equilibrio. Esto puede darse por cambios de temperatura, pH y concentracion de
iones.

1.3.4.2 Nucleacién: En este paso es necesario que la solucion este
sobresaturada para la formacion del cristal. La formacién de nucleos (aquellos en
donde se puede formar espontdneamente una fase solida) requiere de energia
para lograr una estructura organizada con superficies definidas de distribucion
aleatoria. Por esto es necesario que la solucion este sobresaturada o que su
concentracion sea superior a la del equilibrio del precipitado. Esta etapa se rige
por la regla de etapas de Ostwald, la cual establece conexion entre las
velocidades de nucleacion de las distintas densidades y morfologias. Implicando
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gue el mas denso, menos soluble y mas estable; por ello la calcita es la forma mas
estable del carbonato de calcio comparado con la aragonita.

1.3.4.3 Crecimiento del cristal: Los cristales se forman dependiendo de la
cantidad de iones precipitados sobre los nucleos. Principalmente, se forman
particulas mayores por la difusion de la sustancia hacia la superficie, posteriores a
su deposicion. Los iones van adquiriendo una estructura definida.

1.3.4.4 Aglomeracién: Se produce la agrupacion de cristales cuando se tiene un
contacto estable. El cristal sigue aumentando su tamafo con el precipitado debido
a gue la solucion sigue sobresaturada y de este modo se da la maduracion.

1.3.5 Ubicacién de las incrustaciones

Antes de implementar algun tipo de tratamiento en un pozo para la remediacion
del dafio, es necesario en primer lugar identificar la ubicacion y composicién de los
depdsitos minerales.

1.3.5.1 Tuberia de produccion y equipos de superficie

Las incrustaciones tienden a presentar cristales desde 1 cm en adelante
formando una capa espesa que se encuentra en las paredes interiores de las
tuberias. Como consecuencia a la formacion de escamas, principalmente se
genera a causa del aumento de la rugosidad en la superficie de la tuberia y
reduccion del area de fluencia, una disminucién de la produccién y al mismo
tiempo el decrecimiento de la presion. EI aumento de las incrustaciones
continuamente lograra bloguear totalmente el flujo.

La cantidad de capas que se encuentran depositados a lo largo de la vida del
pozo definen la composicién quimica de las incrustaciones en las tuberias, las
incrustaciones formadas cerca a las tuberias tienden a contener sulfuros de hierro,
productos corrosivos y carbonatos. Cuando las incrustaciones son originadas en
las facilidades de superficie como separadoras, depuradoras y tanques de
almacenamiento se recomienda sacar dichos dispositivas fuera de servicio para su
posterior mantenimiento.
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“La formacion de incrustaciones de Carbonato de calcio en las tuberias de
produccion obstruye mas del 40% del area de fluencia de la tuberia e impide el
acceso de herramientas de reparacion del pozo a las secciones inferiores.™

Figura 6. Incrustacién en una tuberia de produccion.

Fuente: CRABTREE Mike, ESLINGER David, FLETCHER Phil, MILLER Matt, JOHNSON Ashley &
KING George. “La lucha contra las incrustaciones, remocion y prevencion”. OILFIELD REVIEW
OTONO. 1999. P4g1.

1.3.5.2 Matriz cercana al pozo

Las escamas de carbonatos o sulfatos son tipicas de la zona cercana al pozo,
presentan particulas de menor tamafio con respecto a las escamas que se
encuentran en las tuberias medidas estas en micrones. Estas Incrustaciones
bloquean los empaques de las gravas y las mallas y los poros de la matriz.
Generalmente, las incrustaciones son formadas cuando el pozo ha sido cerrado
por un largo periodo de tiempo, haciendo que se mezclen aguas incompatibles y
sea definido este tipo de escama como un dafio para el pozo. Su remocién se da
por medio de disolventes quimicos o acidos generando un notorio aumento de la
produccion.

® Fuente: CRABTREE Mike, ESLINGER David, FLETCHER Phil, MILLER Matt, JOHNSON Ashley
& KING George. “La lucha contra las incrustaciones, remocién y prevencién”. OILFIELD REVIEW
OTONO. 1999. Pag2.
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Figura 7. Incrustacion en la matriz cercana al pozo.
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Fuente: Modificado por autores. CRABTREE Mike, ESLINGER David, FLETCHER Phil, MILLER
Matt, JOHNSON Ashley & KING George. “La lucha contra las incrustaciones, remocion y
prevencion”. OILFIELD REVIEW OTONO. 1999. Pag4.

1.3.5.3 Pozos inyectores

Los pozos inyectores que han sido dafiados debido a las escamas, es debido
particularmente a la temperatura del agua de inyeccion, también por la mezcla
incompatible de ella misma o la utilizacion de la salmuera para el proceso de
completamiento. Este tipo de inconvenientes se genera comunmente en etapas
primarias de inyeccién, en el momento que se genera un contacto entre el agua
gue se inyecta con la regiébn proxima al pozo. Las consecuencias de las
incrustaciones formadas en ese momento son una reduccion de permeabilidad en
la formacion y desmejorar la efectividad del proceso del agua en el yacimiento.

1.4 CARBONATO DE CALCIO Ca(CO0;

El carbonato de calcio es la incrustaciéon que con mayor frecuencia se encuentra
en operaciones petroleras, sus cristales presentan tamafo considerable. Sin
embargo las escamas de carbonato de calcio pueden ser detectadas por la adicion
de pequefias gotas de &cidos fuertes o por el desprendimiento de un gas inodoro
gue indica su presencia, pero se requieren pruebas especiales para identificar el
calcio.

Estas escamas tienen tres formas distintas de cristalizacidn: vaterita, aragonita y
calcita; las cuales dependen de las condiciones de depositacion. La calcita es uno
de los minerales mas estables y comunes del CaC0O; que presenta una estructura
hexagonal — rhombohedral. Otra forma en la que puede presentarse el CaC05 pero
menos estable y que depende de su densidad es la aragonita o varita, que
presentan una estructura ortorrombica.
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Los mecanismos de formacion de Carbonatos estan ligados a cambios de presion
y temperatura. El CaCO3 se forma de la combinacién del ion calcio con el ion
carbonato o el ion bicarbonato.

Ca?* + (05>~ =CaC0; Ecuacion 2.

Ca*t + 2(HCO;™ ) =CaCO;z + CO, + H,0 Ecuacion 3.

Estas dos reacciones para la formacion del carbonato de calcio se presentan
dependiendo del pH de la solucién. La ecuacion tres se usa cuando el pH del agua
es basico, a diferencia de la ecuacion dos que es para pH mas acido.

Los carbonatos pueden formarse en todo sistema que contenga CO, Yy que
contenga iones formadores de escamas tales como: Ca?*, Fe?*, Mg?*, Sr?t,
Ba?*.”

Los carbonatos dependen de algunos parametros como:

Temperatura

CO, presion

pH

Fuerza idnica
Concentracion de iones

1.4.1Factores que afectan la solubilidad del CaCO5

Efecto de la presion parcial del €O,

La presencia de €0, incrementa la solubilidad del carbonato de calcio en el agua.
Cuando el C0, se encuentra disuelto en el agua esta en forma de acido carbdnico
(H,C03), que posteriormente es ionizado para formar el anion carbonato. Al
ionizarse ocurre liberaciéon de iones H* generando una disminucién en el pH del
agua. Asi se garantiza que entre mas acido sea el medio mayor sera la
solubilidad del carbonato de calcio.

Segun el principio de causa y efecto por Le Chatelier’s cuando el C0O, es liberado y
removido por la reduccion de la presion, la concentracion de CO, se reducira. Para

’ Fuente: SANDENGEN, Kristian. Scale, Precipitation of salts creating problems. NTNU22. Octubre
2012.
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compensar este efecto mas carbonato de calcio sera producido para mantener
constante K¢7 8
[CaCO04][CO, ]

K¢l = —— FEcuacion 4.
[Ca2*][HCO;3™ |?

Figura 8. Efecto de la presion parcial del C0O, en la solubilidad del CaC04
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Fuente: SANDENGEN, Kristian. Scale, Precipitation of salts creating problems. NTNU22. Octubre
2012.

Se puede ver que a medida que la presion parcial del CO, aumenta, la solubilidad
del carbonato de calcio aumenta (ver figura 1). Aunque para temperaturas altas el
aumento en la solubilidad del carbonato de calcio serd menor. Cabe destacar que
si se presenta una caida de presion, el CO, se liberard y por ende disminuird la
solubilidad del carbonato de calcio formando precipitados. Frecuentemente este
fendmeno se presenta en el choke, flash tank.

Efecto de latemperatura

Este pardmetro influye en la solubilidad del carbonato de calcio, ya que un
incremento en la temperatura disminuye la solubilidad del CaC0;. Este
comportamiento es diferente al de las otras sales y es conocido como solubilidad

8 Fuente: CIVAN, Faruk. “Reservoir formation damage: fundamentals, modeling, assessment and
mitigation”. Second edition. Pag 409.
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invertida. Frecuentemente el carbonato de calcio tiende a depositarse en los
intercambiadores de calor.

La relacion entre la temperatura y la solubilidad del CaC0O; es inversamente
proporcional. Cuando se tienen temperaturas muy altas la variacion en la
solubilidad es baja, caso contrario cuando la temperatura es baja (ver figura 9).

A continuacion se vera representado el comportamiento que conserva la
Solubilidad del CaCO3 en funcion de la Temperatura.

Figura 9. Efecto de la temperatura en la solubilidad del CaCO4
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Fuente: SANDENGEN, Kristian. Scale, Precipitation of salts creating problems. NTNU22. Octubre
2012.

Efecto de otras sales disueltas (TDS)

En una formacién se tiene la participacién de diferentes sales, cuando se tienen
sales en la solucién que no contengan el i6n calcio o el idbn carbonato la solubilidad
del carbonato de calcio aumenta conforme se incrementa la concentracion de
otras sales en el agua.

Efecto del pH

El pH es una propiedad muy determinante e importante en la formacion de
escamas. Como se dijo anteriormente, la cantidad de CO, en el agua afecta el
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valor del pH. Al aumentar el valor del pH habra més probabilidad de la
precipitacion del carbonato de calcio.

1.5. PREVENCION E INHIBICION DE ESCAMAS INORGANICAS.

La prevencion e inhibicion de escamas inorganicas se basa en el criterio de prever
problemas operativos en un pozo productivo. A continuacion, alternativas algunas
para precaver la precipitacion de escamas inorganicas.

1.5.1Mecanismos para la remocién de escamas inorganicas:

Los hallazgos de depdsitos minerales permiten que se desarrollen técnicas que
son utilizadas para la eliminacion de incrustaciones, y que ademas deben cumplir
condiciones: ser efectivas, rapidas y no generar problemas o dafos al pozo. Es
necesario tener conocimiento del tipo de incrustacion presente, cantidad
correspondiente, y composicion fisica, debido a que estos aspectos definen el
meétodo de eleccidn para la prevencion idonea.

Seguidamente una breve descripcion de diferentes métodos de prevencion para la
depositacion de escamas inorganicas:

1.5.1.1 Mezcla de Aguas incompatibles:

Los fluidos que son utilizados en el area operativa tienden a mezclarse con los
fluidos del yacimiento, generando asi incompatibilidad y por lo tanto formacion de
incrustaciones debido a la variacion del equilibrio en las soluciones.

Si se requiere la inyeccién de dos aguas que son incompatibles en superficie, se
puede dar de dos maneras:

Sistemas separados: se inyectan las aguas en dos o0 mas pozos, donde no pueda
ocurrir contacto entre estas mismas.

Inyeccion Secuencial: Las aguas que seran inyectadas, son almacenadas dentro
de tanques. La mezcla que se realiza en la linea de inyeccién es pequeiia, por lo
tanto la cantidad e precipitado liberado no genera taponamiento en los pozos
inyectores.

1.5.1.2 Composicion del agua.

Dilucién del agua.

Al realizarse la dilucion de este fluido, se puede reducir en el agua de inyeccién,
concentraciones altas de iones formadores de escamas junto con otro fluido, es
decir, agua en menor concentracion. De esta manera, se puede localizar un fluido
de aguas mas estable en condiciones del sistema.

Remocioén de los constituyentes formadores de escamas.

Gases como el H2S, CO2 y 02, deben ser removidos con el fin de eliminar las
posibles formaciones de componentes insolubles. Pero, se debe tener en cuenta
que el CO2 al ser retirado, genera que la formacion de incrustaciones de
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carbonato de calcio se genere mas facilmente, debido a la influencia que posee el
diéxido de carbono en el pH y disoluciéon de materiales.

Control del pH.

El pH en cuanto a las incrustaciones de carbonato actian de manera
inversamente proporcional, es decir, si el valor del pH es bajo, la solubilidad de los
componentes del hierro aumenta y a su vez las escamas de carbonato. Este
control de pH no es muy efectivo para la contratacién de las incrustaciones, es
aplicado mayoritariamente, para cuando se desea una pequefia variacion de pH,
de esta manera la precipitacion de los compuestos insolubles puede ser
prevenida, ademéas de no cometer consecuencias como la corrosion.

1.5.1.3 Quimicos para el control de incrustaciones.

La prevencién o reducciéon de las incrustaciones se realizan mediante productos
qguimicos, en especial, el mas usado: Inhibidores de incrustacion, el cual demoran,
reducen o previenen la formacién de incrustaciones cuando son agregados a un
agua gue forma depositos, previniendo la nucleacion: bloqueo de la formacién de
cristales; impidiendo el crecimiento de cristales en su mientras se forman y
evitando que se adhieran nuevos cristales a incrustaciones formadas.

Los tipos de inhibidores pueden ser inhibidores quimicos organicos o inhibidores
quimicos inorganico, su utilidad en la industria, caracteristicas y funciones estaran
descritas a continuacion.

1.5.1.4 Inhibidores de incrustaciones inorganicas:

Los inhibidores cumplen con la funcién de mantener los iones en solucion para
evitar la precipitacién y formacion de depédsitos de ellos mismos. Por lo tanto, su
efectividad se encuentra en funcién de su aplicacion: de manera continua y aguas
arriba del punto de formacién de cristales

Los inhibidores que se utilizan con mayor frecuencia son los polifosfatos
inorganicos: materiales sélidos inorganicos no cristalinos y polifosfatos de
solubilidad controlada, diluidos lentamente en agua, inhibidores organicos, fosfato
éster, fosfonatos; que de manera general pueden ser clasificados en inhibidores
sélidos y liquidos, pero lo mas utiles son los Ultimos respectivamente.

Los inhibidores son aplicados entre 1ppm y 20 pmm, estipulado mediante una
prueba residual del producto quimico que fue aplicado. Sin embargo, se puede
dosificar un inhibidor con mayores concentraciones a causa de solidos en
suspension presentes en el agua, ya que el inhibidor se desgasta mucho mas al
adherirse hacia los solidos.
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1.5.2 Mecanismos de accion de los inhibidores:
Los dispersantes, antiprecipitantes, agentes queladores, modificadores de cristal,
y otros mecanismos ayudan a la funciones que deben cumplir los inhibidores.

Mayoritariamente, los inhibidores utilizan la alteracion de la estructura del cristal
como un mecanismo conocido como efecto de entrada, a excepcion del acido
etilenodiaminotetra-acetico (EDTA) y el acido nitrolotriacetico (NTA). Utilizar
guelatos tales como EDTA, prevee la formacion de incrustaciones con los cationes
para complejos solubles.

En cuanto a los dispersantes, cumplen con la funciéon de impedir que los cristales
de las escamas se formen y se peguen entre ellos mismos en la tuberia. Los iones
fosfonatos como base de los polimeros cumplen su funcién con el cubrimiento de
pequefios cristales cuando son precipitados del agua, con el fin de evitar la
agrupacion de ellos y la formacion de la incrustacion.

La seleccion del inhibidor es evaluada por caracteristicas especificas de la
incrustacion presentada, considerando la aplicabilidad con la escama a ser
tratada, ya que la existencia de inhibidores puntuales ayuda a la eficiencia para
determinada clase de incrustacion.

La manera en que debe ser aplicado el inhibidor (continua, squeeze, solido, por
baches,etc), la estabilidad en las condiciones de operacion tales como
temperatura, cantidad de solidos suspendidos, etc. La solubilidad en el fluido para
tratarse, la facilidad de aplicacion y monitoreo y problemas operaciones, son
consideraciones que se deben tener en cuenta para la seleccion de un inhibidor
para su respectiva aplicacion.

Por otra parte, la evaluacion de inhibidores se puede realizar mediante software,
cupones de incrustacién, evaluacion de precipitacion, efecto de la supersaturacion,
efecto de la temperatura, efecto del pH, efecto de la concentracién del inhibidor.
Es por esto, que estos métodos son utilizados para probar los efectos negativos
gue puede presentar el inhibidor ya sea la reaccién del inhibidor con los iones que
se encuentran normalmente disueltos en salmuera o la generacion de emulsiones
que se presenta por que la solucién acuosa tiene contacto con el crudo.

1.6 REMOCION DE ESCAMAS INORGANICAS

Como resultado de alteraciones en el equilibrio 0 mezcla de aguas incompatibles,
la formacién de escamas puede ser removida por métodos mecanicos o uso de
productos quimicos, cuya eleccion depende de que tan compacta y adherida se
encuentre la incrustacion, espesor, tipo, facilidad para usar raspadores y costos.
Considerada asi, como una técnica de eliminacién rapida y efectiva.
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Las consecuencias que provienen de la aparicion de las incrustaciones en la
industria de los hidrocarburos son convencionales, por lo tanto, es factible la
implementacion de métodos para su previo control, asegurando la correccion de
los inconvenientes operacionales que causan dichas escamas.

La resistencia y la composicion de las incrustaciones son de vital importancia para
la eleccion de la técnica de remocion. Segun Civan las escamas de carbonato
pueden ser disueltas por HCL, acidos organicos y EDTA. A continuacion seran
descritas las técnicas mas utilizadas para la remocién de escamas inorgénicas:

1.6.1Técnicas mecanicas

Por lo general se utilizan cuando se acumulan capas de incrustaciones solidas
impermeables dificiles de remover que revisten la tuberia de produccion, la
formacion, las facilidades de superficie, equipos, entre otros. A continuacion se
mencionan los métodos mas usados:

1.6.1.1 Métodos mecanicos convencionales

En situaciones donde se presentan incrustaciones gruesas que estan dentro de
las tuberias, es necesario utilizar mechas de impacto o tecnologia de fresado que
son usadas para perforar rocas y triturar acero; como fuente de energia se utiliza
un motor hidraulico o una herramienta de impacto tipo martillo.

El método de explosivos se usa principalmente para incrustaciones delgadas.
Consiste en hacer vibrar los tubos para lograr desprender las incrustaciones. Sin
embargo este método perjudica el estado de los tubos y cemento, por lo anterior
es necesario reducir la carga explosiva también llamada como cuerda de disparo.

1.6.1.2 Métodos mecanicos con chorros de fluidos

Esta técnica se utiliza para eliminar incrustaciones en tuberias de produccion y
cafioneos. Esta herramienta cuenta con varios orificios de expulsion que cubren
todo el diametro del pozo. Algunas veces estas herramientas se utilizan con
productos quimicos para atacar los depésitos solubles. Cabe resaltar que este
método es mas efectivo para remover incrustaciones blandas como la halita y
menos efectivo en incrustaciones de mayor resistencia como la calcita y sulfato de
bario.

1.6.1.3 Métodos mecanicos en lineas de superficie

Los raspadores (pigs) son los mas utilizados para: la remocion de depdsitos
incrustantes poco consolidados o arrastrar solidos después de un trabajo de
remocion con productos quimicos. Existen diferentes tipos de pigs como: espuma,
de platos de caucho, de cepillos y mixtos.
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1.6.1.4 Métodos mecéanicos en el fondo del pozo
Las herramientas que van hacer mencionadas deben emplearse con un solvente
para la remocion de las incrustaciones.

Casing bruces (cepillos para el casing)
Surge/swab tools (suave y limpia tubos)
Retrievable bridge plugs (tapdn puente recuperable).

1.6.2 Técnicas Quimicas.

La solubilidad es un factor importante a la hora de utilizar las técnicas quimicas, es
decir, los carbonatos se pueden disolver facilmente en acido clorhidrico, mientras
qgue por el contrario incrustaciones de sulfato complican su remocién debido a la
baja solubilidad acida. Es por esto, que cada técnica se encuentra ligada al tipo de
escama a remover dependiendo de la composicion y las propiedades fisicas que
posea el compuesto.

La mayoria de tratamientos quimicos son controlados por los reactivos de las
incrustaciones que llegan a la superficie, donde la eficiencia del proceso de
eliminacién depende de la relacion entre el area de la superficie y la masa.
Grandes areas como los materiales porosos, similares particulas a arcillas de
placa fina, los tratamientos reaccionan de manera inmediata debido a que el acido
esta en grandes cantidades de volumen. Cuando las capas de incrustaciones son
gruesas y poco porosas, la reaccion se vuelve lenta y se responde Unicamente a
los reactivos quimicos que son mas fuertes.

El &cido clorhidrico mayoritariamente se utiliza con frecuencia para el tratamiento
de las incrustaciones de carbonato de calcio, que pueden ser disueltas y
removidas al 15%. La sustancia a ser tratada por dicho acido ya ha pasado por un
proceso antes de aplicar el HCI con un solvente parafinico.

Los agentes quelantes como el EDTA, se utilizé como los primeros secuestrantes
usados para el mejoramiento de la remocion quimica de las escamas, sin embargo
tienden a ser costosos y mas demorados con respecto al acido clorhidrico. El
EDTA ademas de remover carbonatos, es un agente efectivo en cuanto a
remociones de sulfato de calcio y compuestos que contengan bario y calcio, lo
cual es mas utilizado en la presencia de corrosiones por el hierro. El EDTA utiliza
volimenes para la remocién de escamas del 10%-30% del volumen necesario en
una estimulacion acida.

El acido clorhidrico a diferencia del EDTA posee el inconveniente que la solucion
de acido agotado constituye a agentes iniciadores para la formacion de nuevos
depdsitos de incrustaciones.
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1.7 Remocién de escamas de CaC05; con HCL

El 4cido clorhidrico es por lo general, la primera opcion como tratamiento de las
incrustaciones de carbonato de calcio. Es un acido muy econdmico que puede
ayudar a la remocion de las escamas, aunque presenta dos desventajas
importantes. En primer lugar es altamente corrosivo por lo que requiere el uso de
inhibidores de corrosion. En segundo lugar a partir de resultados experimentales
se ha concluido que el uso de HCL puede inducir a una re- precipitacion del
carbonato.’

La solucién de acido clorhidrico también se puede formular con agentes
tensoactivos, agentes de control de viscosidad y secuestrantes para optimizar los
resultados de su aplicacion en particular.

La siguiente reaccion muestra la facilidad con la que puede ser removido el
carbonato de calcio con HCL obteniendo como productos: agua de formacion,
cloruro de calcio y diéxido de carbono.

CaCO; + 2HCL < CaCl, + CO, + H,0 Ecuacion 5.

1.8 Remocién de escamas de CaC0; CON EDTA

“Los quimicos que disuelven y quelatizan, el Carbonato de Calcio son capaces de
romper el ciclo de reprecipitacion”®. El acido ethylenediamenetetraacetico (EDTA)
fue uno de los primeros agentes que se utilizaron para aumentar la remocién de
las incrustaciones de manera quimica.

Tanto en moléculas organicas como inorganicas, los agentes quelantes son
asociados a complejos quimicos constituido por iones metdlicos, que pueden ser
solubles e insolubles. Estos iones son controlados por los agentes evitando que
reaccionen y previniendo su precipitacion. Una vez se presentan los iones
metalicos (Calcio) cuando hay una quelacion de las moléculas, la agrupacién con
el bicarbonato es incapaz para la posterior formacion de Carbonato de Calcio.

® Shaughnessy, C. M., Kline, W. E. 1982. EDTA “Removes Formation Damage At Prudhoe Bay’.
Society of Petroleum Engineers, (Paper SPE — 11188).

' CRABTREE Mike, ESLINGER David, FLETCHER Phil, MILLER Matt, JOHNSON Ashley & KING
George. “La lucha contra las incrustaciones, remocion y prevencion”. OILFIELD REVIEW OTONO.
1999. Pags8.
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Sl bien otro acido para la remocion de escamas de Carbonato de Calcio es el HCI,
pero es el EDTA una opcion eficaz comparado con el HCL a pesar de que son
mas lentos y mas costosos, tienen la capacidad de evitar la repricipitacion debido
a que el EDTa atrapa los iones de Calcio, es por esto que se considera uno de los
procesos para la prevencion y remocion de escamas inorganicas como el mas
efectivo.

El uso de agentes quelantes que mas se usan son los acidos
poliaminocarboxilicos y los acidos hidroxiaminopolicarboxilos (HACA). Los
poliaminocarboxilicos constituyen atomos de Nitrégeno (de uno a tres atomos) que
se encuentran cerca a grupos carboxilicos [CO2H](EDTA para tratamientos con
calcio vy DTPA para  tratamientos con Bario). Los  acidos
hidroxiaminopolicarboxilicos (HACA), HEIDA y HEDTA, a temperaturas altas sus
reacciones son mas lentas por lo que la remocion va a ser mas eficaz. Estos tipos
de acidos no generan altas tasas de corrosion y su toxicidad es menor, por lo que
no se requiere de la neutralizacion de los fluidos de retorno.

El EDTA actia como un agente quelante sobre el ion Calcio por lo que genera un
complejo soluble, encontrando que el NA2EDTA es el material mas efectivo para
retener los iones de Calcio, aunque se considere que su trabajo es un poco mas
lenta que cuando se utiliza el &cido clorhidrico.

A manera teorica, se considera que el EDTA puro tiene una solubilidad en el agua
fresca de 111,5 Kg/m3 con una temperatura de 24 grados centigrados. Al actuar el
EDTA en efectividad de manera similar al HCI, una concentracion de 91,5 Kg/m3
puede disolverse igualmente que una solucion de HCI de 1,6%. Se puede quelar
400Kg de escama de carbonato de Calcio si se utiliza 15,9 m3 de solucion de
EDTA.

Las variantes quimicas que posee este tipo de quimico EDTA, también ha
resultado seguro cuando se quiere realizar remocion de “escamas distintas a las
incrustaciones de Carbonato de Calcio, es decir en sedimentos de sulfato de

calcio y compuestos de calcio y sulfato de bario™**.

Na,EDTA™%2 + CaC0O; < CaEDTA™? + H,0 + CO, Ecuacion 1

! CRABTREE Mike, ESLINGER David, FLETCHER Phil, MILLER Matt, JOHNSON Ashley & KING
George. “La lucha contra las incrustaciones, remocion y prevencion”. OILFIELD REVIEW OTONO.
1999. Pag9.
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1.9 Remocién de escamas de CaC05; con acidos organicos

1.9.1Acido Acético.

El 4cido acético es considerado como un &cido organico utilizado principalmente
para cuando se requiere un tratamiento en los pozos con caracteristica relevante
de la temperatura anormalmente alta, que hacen que los demés &cidos en
especial el HCI no sea tan efectivo. EL Acido acético no necesita concentraciones
considerables para problemas de corrosion en cuanto al mantenimiento de la
tuberia, ni causa precipitacion al haber reacciones como los minerales de la
formacion.

El acido acético se presenta como acido acuoso o como no acuoso (glacial). El
acido acético que contiene menos del 1% de agua, es también conocido como un
acido acético glacial, es soluble en agua como en aceite, se utiliza también
mezclado con acido clorhidrico o fluorhidrico en la estimulacién de pozos de alta
temperatura. Este acido no reacciona hasta que esta en contacto con el agua y se
produce su ionizacion. Es utilizado donde el aluminio, el magnesio y el sulfato de
cromo deben ser protegidos; también es corrosivo y su velocidad de corrosién es
mucho menor que la del HCI, por esta razon el &cido acético es recomendado
donde el &cido debe mantenerse en contacto con metales ferrosos por muchas
horas.

Este Acido es muy comdn en cuanto a la remocion de calizas cuando hay
formacion de acetato de calcio y dolomitas. Al darse la formacion de acetato de
calcio o acetato de magnesio, el acido acético es utilizado para la disolucion de las
calizas y dolomitas que se presentan respectivamente. Utilizar acido acético con
una solucién del 10% es equivalente a 6% de HCI, lo cual disolvera lo mismo. Sin
embargo a presiones mayores de 500 psi, el &cido quedara con una funcionalidad
del 40% disolviendo una menor cantidad de escama.

El acido acético reacciona con las rocas calcareas de acuerdo con la siguiente
estequiometria:

Para la calcita
2CH;COO0H + CaC0O; < Ca(CH;C00), + H,0 + €O, Ecuacién 6.
Para la dolomita

4CH;CO0OH + CaMg(C03), < Ca(CH3C00), + H,0 + CO, Ecuacion 7.

1.9.2 Acido Férmico.
Acido organico que sustituye el HCL a altas temperaturas. Se considera que tanto
el Acido Férmico como el acido acético son utilizados para temperaturas altas, es
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decir mayor a los 200°F, ya que es un &cido mas economico y eficaz para la
remocion de las escamas de carbonato de calcio a temperaturas elevadas. Sin
embargo el &cido acético y férmico tienen propiedades fisicas similares, la
diferencia entre ambos es que el acido formico forma un &cido mas fuerte en el
agua. Por esto el 4cido acético es un intermedio entre el HCL y el acido férmico.

El acido formico es utilizado para la preparaciéon del lodo acido (MUD ACID). Las
propiedades de este tipo de acido es que pese a que su reaccion es lenta, un poco
retardada, permite una mayor penetracion por la formacion, pero tiende a ser
COSt0s0.

El 4cido formico posee el mismo poder de remover los carbonatos que el HCL en
una proporcion del 10% y 8% respectivamente.

La reaccion del &cido férmico con la calcita es la siguiente:

2HCOOH + CaC0O5 < Ca(HC0O0), + H,0 + CO, Ecuacion 8.
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CARACTERISTICAS DE LOS ACIDOS PARA LA REMOCION

formar cloruros solubles.

es limitada a 175°F o menos.

Componente Accién quimica Limitaciones Caracteristicas/Usos
Encabeza el listado de la limpieza quimica
Reacciona con grandes cantidades de | Es corrosivo para el acero, incluso industrial. Utilizado en: Calderas,
HCI aguay productos de corrosién para | cuando estainhibido, latemperatura

intercambiadores de calor, tuberias, etc.
Por lo general el equipo debe estar fuera
de servicio.

Acido Férmico

Es un acido débil y no tiene accién
complejante.

Se debe utilizar con precaucién, a
comparacion de otros acidos
organicos se requiere de
temperaturas mas altas que el HCI,
HNO3, H2S04.

Rara vez se utiliza solo, comunmente se
utiliza con el acido hydroacetic para una
mejor limpieza en las calderas.

EDTA

Se disuelve en agua con pH alcalino,
disuelve el 6xido de hierro si el hierro
es reducido a un estado ferroso.
Generalmente el EDTA disuelve
oxidos de hierro en calderas de alta
presidn y altas temperaturas sin la
ayuda de agentes reductores cuando
hay una etapa de dxidacidn que se
disolvera en el cobre.

Tiene una gran limitacién en sus
costos. EI EDTA que se utilizada para
lalimpieza de la caldera requiere de

inhibicidon.

Es el agente complejo mas importante en
la tecnologia de la limpieza quimica. Fue
principalmente utilizado para disolver
etapas de dureza sin acidos, luego se
determind que es capaz de disolver el
6xido y lalaminacidn con ayuda de
agentes reductores. El EDTA con amoniaco
es utilizado para la eliminacién de éxidos
de hierroy cobre en calderas de alta
presion.

Acido Acético

Es un acido liquido incoloro, soluble
en agua, alcoholes, éter etilico y otros
disolventes organicos.

Ineficaz en la eliminacién de
depdsitos de Oxido de hierro, mas
débil que el acido férmico, se
prefiere donde son necesarios
tiempos de contacto
extremadamente largo.

Reacciona con carbonatos y reduce la re-
precipitacion de compuestos de hierros
disueltos a través de la formacion. Una
pequeiia cantidad de 4cido acético retrasa
la precipitacion de aluminosilicatos, es
decir, mantiendo el pH lo suficientemente
bajo.

Tabla 2. Caracteristicas de los acidos para la remocion.

Fuente: KALFAYAN Leonard. “Production Enhancement with Acid Stimulation” Pag 93. COWAN
Jack C, WEINTRITT Donald J. “Water — Formed Scale Deposits”. Dic 1976. Cap 9, table 9.4
Characteristics of Chemical Cleaning Compounds. “Corrosion in The Petrochemical Industry”. Cap

4.

2. PARAMETROS PARA LA EVALUACION DE TRATAMIENTOS DE
REMOCION DE ESCAMAS

Al momento de hacer una evaluacion sobre un tratamiento de remocion, es
necesario tener claridad de las diferentes fases que este conlleva. En primer lugar
el disefio del tratamiento, en segundo lugar la ejecucion del mismo y por ultimo el
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analisis de resultados. Los diferentes parametros de cada fase se muestran a
continuacion en la tabla 3.

Tabla 3. Fases para la evaluacion de un tratamiento de remocién.

Fase 1
Seleccion del fluido de tratamiento
Disefio del Temperatura de la formacién
tratamiento Compatibilidad roca- fluido
Compatibilidad fluido- fluido
Fase 2
Calidad del agua de mezcla
Formulacion del tratamiento
Contratiempos en la intervencion

Ejecucién del
tratamiento

Fase 3
Evaluacién Incremento de la productividad
de Cantidad de escama disuelta y analisis de
resultados retorno

2.1 Diseio del tratamiento
Seleccion del fluido de tratamiento

El paso mas importante en la etapa de disefio es la seleccion del fluido de
tratamiento, ya que este depende de factores como: tipo de dafio, condiciones del
pozo, rentabilidad, propiedades de la roca y los fluidos, entre otros. *? El fluido
seleccionado tendrd que remover eficientemente el dafio logrando un incremento
en la productividad.

Dependiendo del tipo de escama se hara la correcta eleccion del acido a aplicar,
ya que unos acidos reaccionan con mayor efectividad en una escama especifica.
Por ejemplo, el HCL reacciona mejor que los demas &cidos con el carbonato de
calcio (bajo ciertas condiciones T< 200°F). A continuacidon se mencionan los
tratamientos dependiendo del tipo de escama inorganica (tabla 5.)

'2|slas, C. Manual de estimulacién matricial de pozos petroleros. Colegio de Ingenieros Petroleros
de México. 1991.
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Tabla 4. Tratamientos dependiendo del tipo de escama inorganica.

TIPO DE ESCAMA TRATAMIENTO RECOMENDADO []
HCI 5-15%
CaCo; Acido Acético 10-15%
EDTA disédico 0-9%
CaS0, EDTA tetrasddico
BaS0, EDTA tetrasddico
S50, EDTA tetrasddico
HCI 15%
FeS04 EDTA disdico
F.S HCI 15%
Z.S HCl 5-15%
Oxidos de hierro HCl

Fuente: Modificado de: KALFAYAN Leonard. “Production Enhacement with Acid stimulation”. P4ag.
190-193.

Luego de haber seleccionado el tratamiento mas acorde para el tipo de dafo
presentado, se prosigue al analisis de los siguientes parametros.

Temperatura de la formacion

Los inhibidores de corrosion y la velocidad de reaccion de los &acidos se ven
afectados por la temperatura. Los &cidos organicos o la mezcla de acidos
organicos e inorganicos se recomiendan cuando se tienen temperaturas mas altas
a los 200°F* donde se logre disminuir la velocidad de reaccién y obtener una
mayor penetracion del acido en la formacion. A altas temperaturas se convierten
mas efectivos que el HCI, pero a una mayor temperatura la disolucion de estos
acidos no son muy eficientes.

A Continuacion se presentan los rangos de temperatura que identifica la calidad y
el tratamiento a utilizar.

3 Al- Harthy. S., Bustos. O., Fuller. M. Opciones para la estimulacion de pozos a alta temperatura.
OilFieldReview. Schlumberger.Pag 4. 2009.
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Tabla 5. Rangos de temperatura para cada tratamiento de remocion.

Tratamiento
Temperatura o -
HCI Acidos Organicos EDTA
L. B L. Efectividad de remociéon
acido mas econémico .
R baja para las escamas de
<200 °F para remover escamas . Remueve
. carbonato de calcio a
de carbonato de calcio. . las escamas
comparacion del HCI .
Alt - 3 desde bajas
aremocion de

Problemas de inhibicion hasta altas

. escamas de carbonato de
R del poder corrosivo del ) temperatur

>200°F L. . calcio a altas
acido, el tratamiento es . as.
temperaturasy el acido
costoso. .
es mas economico.

Fuente: Al-Harthy.S., Bustos. O., Fuller. M. (2009). Opciones para la estimulacion de pozos a alta
temperatura. Oil Field Review. Schlumberger.

Compatibilidad roca- fluido

Para que se lleve a cabo una buena estimulacién matricial es fundamental que
haya una buena respuesta de la formacion al fluido de tratamiento, es decir, el
tratamiento debe remover el dafio y ser compatible con la roca y sus fluidos. Esta
compatibilidad depende de la reactividad de los minerales que componen la
formacion con el acido a aplicar.

Si se consideran los efectos contrarios que pueden ocurrir al no existir
compatibilidad entre el tratamiento y la roca, es necesario tener en cuenta que
puede presentarse: cambio de mojabilidad, liberacion de hierro, precipitados
secundarios, entre otros.

Compatibilidad fluido- fluido

Es necesario verificar que el fluido de estimulacibn es compatible con el
hidrocarburo, agua de formacion y productos que resulten después de la reaccion
del tratamiento con las escamas. La compatibilidad se puede determinar con un
analisis de laboratorio. Se realiza durante la preparacion del tratamiento, donde se
logra observar si todos los aditivos usados son solubles entre si o si por el
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contrario forman insolubilidades ya sea por formacion de precipitados, turbidez o
productos gelatinosos.

2.2 Ejecucion del tratamiento

Calidad del agua de mezcla

El agua es uno de los fluidos que se encuentran en mayor proporcion en la
mezcla, por ello se debe utilizar un agua que ayude con el objetivo del tratamiento
y No un agua que cree un dafo adicional en la formacion. Antes de la preparacion
del tratamiento de remocidn es necesario conocer la calidad del agua de mezcla,
algunas propiedades analizar son: pH, contenido de hierro, dureza total.

Formulacion del tratamiento

La formulacion del tratamiento debe hacerse en la etapa de disefio, ya que no
tendria sentido detectar el tipo de escama, seleccionar el tratamiento pero no
saber a qué concentraciones se va a trabajar.

Se debe tener en cuenta que determinado tipo de tratamientos utilizan aditivos
indispensables como: inhibidores de corrosion, surfactantes, entre otros.

Contratiempos en la intervencién

En la industria petrolera una de las actividades mas complejas y que con mayor
frecuencia se realizan son las intervenciones de pozos, en este caso las
estimulaciones. Cuando se realiza una intervencion, es comlun que puedan
presentarse multiples imprevistos que pueden poner en riesgo los resultados de la
operacion. Por ello es necesario analizar cualquier eventualidad que pueda alterar
los resultados de la estimulacion como: quimicos en mal estado, tanques
contaminados, poca recuperacion del 4cido en los retornos, entre otros.

2.3 Evaluacién de resultados

Incremento de la productividad

El objetivo final de llevar a cabo una estimulacion es lograr reducir el dafio e
incrementar la productividad. Este incremento, solo se puede observar en la
produccion del pozo al cual se le realizo la estimulacién, es decir, a partir de la
cantidad y calidad de datos se realiza un andlisis del efecto que tuvo el tratamiento
de remocién en el pozo, ya que al final este sera el pardmetro que indica si el
tratamiento fue exitoso y rentable o no lo fue.

Cantidad de escama disuelta y analisis de retornos
Lo que se espera al aplicar el tratamiento en un pozo, es verificar que este
reaccione positivamente con la formacion y logre disolver la mayor cantidad de
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escama posible que se encuentra: taponando el medio poroso, reduciendo la
permeabilidad y reduciendo la produccion. La cantidad de escama disuelta se
puede determinar de dos formas: en primer lugar a partir del equilibrio de la
reaccion, es decir, tedricamente o analizando las caracteristicas del agua de
retorno. Al tener el dato de la cantidad exacta de escama disuelta, este sera el que
define el éxito o fracaso del tratamiento.

3. PROCEDIMIENTO EXPERIMENTAL.

Para la remocién de escamas de CaCO3 en el medio poroso y su posterior
evaluacion con los distintos tratamientos mencionados anteriormente, se
realizaron pruebas que simulan la interaccion roca-fluido y fluido-fluido en el
equipo de desplazamiento coreflooding del Parque Tecnolégico Guatiguara que
permite representar las condiciones de yacimiento.

A continuacién se describe los procedimientos realizados en el laboratorio para la
evaluacion de la efectividad de la remocion de las incrustaciones.

3.1 seleccién y corte de muestra.

Se selecciona la berea de interés, donde los plugs son cortados a una longitud
requerida y para eliminar la cantidad de finos y variaciones en la forma de las
muestras en cuanto a su forma, estos plug fueron limpiados suavemente.

Figura 10. Berea de afloramiento y equipo
perfilador.
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Perfilador.

Posteriormente, fueron marcados con tinta china los plugs en la parte media de la
siguiente manera:

B-S-#
Donde:
B: Berea de afloramiento.

S: Sinergia
#: Numero consecutiva de las muestras que han sido caracterizadas.

Figura
11. Plug y

s B-S-05
SINERGIA
BEREA P!

almacenamiento.
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3.2 Secado de la muestra

Debido a la humedad que puede contener la muestra, esta misma es llevada al
horno a temperatura de 176°F (80°C) durante un tiempo estimado de ocho horas,
donde posteriormente es retirada del equipo y trasladada a un desecador donde la
muestra es aislada de la humedad del ambiente y se espera que la temperatura
disminuya por un lapso de cuatro horas.

Figura 12. Horno y desecador de

vidrio.

Horno Desecador.

48



3.3 Mediciones

Una vez la muestra se encuentra seca totalmente, los datos de longitud, diametro
y peso son tomados cuatro veces para cada medida respectiva por medio de un
calibrador digital, ademas de ello se mide también el peso cuatro veces con una

balanza analitica para luego ser promediados.

Longitud.

3.4 Determinacion de las propiedades petrofisicas.

Figura 13.
Calibrador
digital y
balanza
analitica.

Peso.

Para la caracterizacion de las muestras, se utilizd el equipo Keyphi, un
porosimetro y permeametro que es utilizado para determinar propiedades de
muestras a presiones de confinamiento del yacimiento, determinando asi la

porosidad y permeabilidad al aire.

Figura 14.

Equipo Keyphi.



Keyphi.

3.5 Caracterizacion de los fluidos.

Los fluidos utilizados fueron clasificados como: salmuera de trabajo, salmuera con
tendencia incrustante y aceite mineral.

Cada uno de los fluidos fue caracterizado a partir de mediciones de densidad, pH,
conductividad, viscosidad a la temperatura de trabajo y peso de las sales que son
utilizadas para cada salmuera.

Figura 15. Conductimetro, pH metro y Balanza analitica.

Conductimetro. Ph metro.



Balanza analitica.

3.6 Saturaciéon de la muestra.

Con salmuera de trabajo, en un sistema al vacio es realizada la respectiva
saturacion. Para este proyecto el error considerado no debia superar el 5% para
gue la muestra fuera considerada saturada y continuar con el procedimiento.

Para verificar que ese error fuera delimitado por el 5%, se determiné una
diferencia entre el peso de la muestra saturada y el peso de la muestra seca junto
con la densidad de la salmuera para la determinacion de dos valores de
voliumenes porosos saturado de la muestra.

Para la saturacion de las muestras del proyecto, se utilizé la salmuera de trabajo
de 5500 ppm expresada en cloruros. Utilizando unicamente Cloruro de Sodio.

Figura 16. Sistema
de saturacion.




VI.

Sistema de saturacion

3.7 Interaccién roca-fluido.

El procedimiento de la prueba de desplazamiento es descrito a continuacion.

Las bombas son recargadas con salmuera de trabajo y aceite. Donde la muestra
es ubicada en el core holder del equipo de desplazamiento. En los puntos de
mayor altura, las lineas son purgadas en el equipo con el fin de generar la
liberacién de las burbujas de aire que pueden estar contenidas dentro de las
lineas. De esta manera, las condiciones 6ptimas estan listas para que el equipo
tenga la capacidad de iniciar la prueba sin ninguna restriccion.

La prueba esta constituida por ciclos salmuera — aceite, en el cual se desplaza en
sentido de produccion el fluido de interés y el delta de presion se monitorea hasta
llegar a diez datos consecutivos donde su diferencia no sea mayor al 5%.

El primer ciclo es corrido con el fin de determinar la permeabilidad absoluta al
agua, donde se desplaza una cantidad necesaria de salmuera de trabajo hasta
gue las condiciones de estabilidad sean alcanzadas.

Luego, la permeabilidad efectiva al aceite es medida hasta las condiciones de
saturacion de agua irreducible. Se realizaron ciclos de aceite y de salmuera hasta
que los diferenciales de presion sean cercanos o similares con el fin de poder
determinar la permeabilidad de referencia, teniendo en cuenta que la variacién no
debe sobrepasar el 5% entre los ultimos dos ciclos consecutivos tomando como
referencia la inyeccion de aceite.

Por medio de la inyeccién de una salmuera catiénica y la salmuera aniodnica, se
induce el dafio, donde esta reaccion obtiene la presencia del mineral que generara
el dafilo a la formacion. Esta induccion esta limitada por un maximo de 100
volimenes porosos o0 una reduccion del 80% de la permeabilidad en una taza
propia para cada prueba.

Una muestra de fluentes es tomada cada cinco volimenes porosos y la muestra
es preservada con la adicién de acido nitrico concentrado.
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VII.

VIII.

XI.

XIl.

Con un nuevo ciclo de aceite, se mide la permeabilidad de retorno a condiciones
de Swirr (Koil@Swirr, sentido de produccion), para evaluar que tan importante ha
sido el dafio generado. Al igual, con un nuevo ciclo de agua se mide la
permeabilidad de retorno a condiciones de Sor. (Kw@Sor).

Se realiza la inyeccion del tratamiento a diferentes caudales, concentraciones vy
volumenes porosos que dependen del disefio de cada experimento. Este
tratamiento se inyecta en flujo inverso a la inyeccion de la salmuera y del aceite.
Inyectar agua salmuera monitoreando efluente hasta ausencia del tratamiento
(HCI, EDTA, &cido acético —férmico)

Medir Kefec oil de referencia @Swirr

Realizar un nuevo ciclo de agua, inyectando aceite hasta llevarlo a condiciones de
Kefec agua@Sor.

De esta manera se da por finalizada el procedimiento de desplazamiento. Se debe
esperar un momento apropiado para que los elementos internos del equipo su
temperatura se estabilice antes de realizar el desmonte de la muestra ubicada en
el core holder.

Figura 17. Equipo de desplazamiento.




4. EVALUACION DE LOS TRATAMIENTOS DE REMOCION DE ESCAMAS
INORGANICAS APLICADOS A CAMPOS DEL GRUPO EMPRESARIAL
ECOPETROL.

4.1 Informacién disponible.

El grupo empresarial Ecopetrol realiza a 18 campos petroleros, tratamientos de
remocion de escamas de carbonato de calcio utilizando como fluido de
estimulacién acido clorhidrico, EDTA y acido acético férmico, con una totalidad de
49 pozos a nivel nacional.

En la figura 18 se muestra la distribucion de los tratamientos para remocion de
escamas de carbonato de calcio en Colombia en los afios 2010-2014.

Figura 18. Distribucién de tratamientos para la remocion de escamas de carbonato

de calcio en Colombia.
Tratamiento Pozos
EDTA 19
Acetico Férmico 25
HCI 5

TRATAMIENTOS EN COLOMBIA PARA
LA REMOCION DE ESCAMAS DE
CARBONATO DE CALCIO.

mEDTA

Acetico Férmico ® Acetico Férmico

0,
i m HCI




Fuente: SALAZAR, William A, NASSAR DIAZ, José G. Analisis de los
tratamientos de remocion de escamas inorganicas realizados en campos
Colombianos. 2015.

4.2 Informacién experimental.

El desarrollo del proyecto se basd segun el disefio experimental, cumpliendo con
las condiciones de los campos a nivel nacional operados por Ecopetrol. Se
utilizaron tres fluidos: Klearol, salmuera de trabajo y salmuera incrustante que se
encuentran basados en las condiciones presentadas a continuacion.

Salmuera incrustante.

En la tabla nimero seis (6), se encuentran las respectivas salmueras incrustantes:
catidnica y anibnica, expresadas en gramo por litro, la cual, su funcién principal es
la ayuda en la induccién del dafio. Dichas salmueras poseen un indice de
estabilidad (IS) clasificadas en alta, media y baja. Utilizadas respectivamente para
los diferentes experimentos.

Tabla 6. Concentraciones de las salmueras.

Salmuera Catiodnica Salmuera Anionica
IS NaCl CaCl, 2H,0 NaCl NaHCO3
gL gL gL gL
Alta 7,171 4,768 7,171 5,449
Media 7,754 3,301 7,754 3,772
Baja 8,337 1,834 8,337 2,095
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2. Salmuera de trabajo.

Las caracteristicas de la salmuera de trabajo utilizada para la estabilizacion del
equipo utilizado en las pruebas con el fin de obtener las condiciones para inducir el

dafio, son presentadas en la tabla nimero 7.

Tabla 7. Concentracion y de la salmuera de trabajo.

Salmuera de
Trabajo

gde NaCl / L
9,066

Na** 3566,12

cl- 5499,61
Nacl (g/L) 18,13
p(g/cc) 1,01
pH 6,39

3. Viscosidad.

A continuacion en la tabla nimero ocho, se exponen las condiciones de viscosidad
de los fluidos utilizados: Salmuera de trabajo (Sal. Trab), Klearol y niveles de

viscosidad como alta, media y baja.

Tabla 8. Condiciones de trabajo de los fluidos a utilizar.

Viscosidad [cp
Temperatura
[°F] Sal. Trab. Alta Media Baja Klearol
150 0,444 0,438 0,437 0,437 8,6
200 0,313 0,308 0,308 0,307 45
250 0,235 0,232 0,231 0,23 2,8
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La data brindada por el grupo empresarial Ecopetrol con las caracteristicas
utilizadas actualmente en los campos petroleros colombianos, es representada en
la tabla numero nueve. Donde el acido clorhidrico, EDTA y acético- formico son los
tratamientos mas comunes en el pais, exponiendo la concentracion de cada uno
de ellos ( [ ] del tratamiento), el tiempo de remojo (en horas), la cantidad de
volimenes porosos inyectados y sus respectivas temperaturas. Todas ellas
utilizadas para las condiciones que posee cada experimento a la hora de realizar
las pruebas.

Tabla 9. Disefio experimental para cada tratamiento.

Tratamientos HCI EDTA Acét-Férmico
15,00% 0.3M 15,00%
[ ] de Tratamiento| 11,25% 02M 12,50%
7,50% 0.1M 10,00%
Tiempo de 0 6 0
remojo [Horas] 0 4 0
: 0 2 0

El proyecto consta de 10 pruebas que fueron realizadas en los laboratorios de
andlisis petrofisicos y Dafio a la formacion ubicados en el parque tecnolégico
Guatiguara, las cuales su desarrollo se baso en condiciones reales y practicas de
los campos del grupo empresarial Ecopetrol. Los experimentos poseen
caracteristicas especificas evidenciadas en la tabla 10, iniciando desde la
concentracion de calcio hasta el tratamiento que fue utilizado para cada uno de
estos.
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Tabla 10. Disefio experimental del proyecto.

Expez\i]r?ento [[Ca Q K T [] tratamiento I(Ia?nmorj)g Tratamiento
ppm |cc/min| mD °F M/ %Peso Horas

1 250 1 30 250 0.1 2 EDTA
7 250 3 1000 250 0.3 4 EDTA
9 250 2 485 250 0.2 6 EDTA
15 450 2 485 200 0.3 4 EDTA
3 250 3 30 250 15 4 Acético
5 250 1 1000 250 10Ace-4.5For 0 Ace-For
17 450 2 485 200 10Ace-8For 0 Ace-For
4 650 3 30 150 15 0 HCI
10 650 2 485 150 11.25 0 HCI
16 450 2 485 200 11.25 0 HCI

4.3 Procedimiento experimental

Cada experimento tiene su respectivo tratamiento. A continuacion se explicara
como se determina la cantidad de carbonato total depositado para cada una de las
pruebas. Debido a que el proceso es repetitivo para todos los experimentos (la
Unica variacién son los datos de volumen poroso inyectados y concentracién de
cada tratamiento), se utilizara el experimento numero 10 como ejemplo para
describir el paso a paso de como hallar el carbonato de calcio depositado.

Una vez explicado el procedimiento con el experimento 10 que se encuentra con
tratamiento HCL, se realiza una comparacion con el experimento nimero uno de
tratamiento EDTA y el experimento nimero cinco con tratamiento acético-férmico,
con el fin de analizar y evaluar la eficiencia de cada uno de estos.

EXPERIMENTO N°10

En la tabla 11 se observan los pasos para determinar el total de calcios
depositados en el plug del experimento 10 a partir de la concentracion de calcios y
sus volimenes porosos correspondientes.

Tabla 11. Experimento numero diez.

V. Poroso

[1¢a (ppm)

Volumen /
Unidad (cc)

Volumen
cumulado (cc)

Tiempo (min)

Calcio
depositado (mg)

Calcio depositado cumulado
(mg)

Carbonato
depositado (mg)

Carbonato depositado
cumulado (mg)

650

0

0

0

0

0

0

0

133,62

16,38

16,38

16,38

8,46

8,46

21,12

21,12

135,69

16,38

32,75

32,75

8,42

16,38

21,03

42,15

139,85

16,38

49,13

49,13

8,35

25,23

20,86

63,02

njwiNn |- |O

105,23

32,75

81,89

81,89

17,84

43,08

44,56

107,58




[] Ca+2 (ppm) 650

Volumen poroso (cc) 16,377 Cad Calcios total depositado (mg) 43,08

Caudal (cc/min) 1 a Carbonato total depositado (mg) 107,58
volu

men poroso (V. Poroso), representa el volumen de salmuera incrustante que se
inyecta a través del plug, por lo tanto, a medida que los volimenes porosos se
inyectan, una cantidad de concentracién de calcio es obtenida ([J[Ca (Ppm)) estos
dos datos son representados en las dos primeras columnas de la tabla N°11.
Posteriormente, es necesario conocer la cantidad de volumen de salmuera en cc
que se inyecta al pasar cada volumen poroso, debido a que la cantidad de
volimenes porosos no son inyectados de manera cuantitativamente
consecutiva.(Volumen/Unidad(cc)).

El volumen de Salmuera para cada volumen poroso inyectado es determinado por
la siguiente ecuacion:

Volumen (CC) = (Vpactual - Vpanterior) * Vpplug Ecuacion 9.

Con estos valores de Volumen/Unidad en cc se determina la cantidad de calcio
depositado para cada volumen poroso inyectado. Se tiene en cuenta que la [] Ca
inicial es fijada para cada experimento, en este mismo, es equivalente a 650 ppm.
Se debe tener en cuenta que el volumen debe ser convertido a Litros.

Ca Depositado (mg)

Volumen — Unidad
= ([Ca] inicial — [Ca]actual) * (

1000

) EcuacionlO.

Por lo tanto, para determinar la cantidad de Calcio total depositada en el plug, se
debe realizar la sumatoria de calcios depositados en cada volumen poroso
inyectado. Reflejando asi, la ecuacion:

Ca;piq(mg) = Z Ca depositado (mg) Ecuacion 11.
Teniendo la cantidad de calcios depositados por cada volumen poroso, se

determina la cantidad de Carbonato de Calcio, por medio de una conversién con
pesos moleculares de cada uno de ellos.
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Peso Molecular Ca = 40,078 g/Mol
Peso Molecular CaC0O3; = 100,0869 g/Mol

100,0869

CaCO0; Depositado (mg) = Ca Depositado [mg] * ( 40,078

) Ecuacion 12.
Entonces, la cantidad de Carbonato de Calcio total depositado en el plug, es dada
por la siguiente ecuacion:

(CaCO03)iotal mg) = Z CaCO0; Depositado [mg] Ecuaciénl3.

La Cantidad de calcio depositado y cantidad de Carbonato de Calcio depositado,
seran valores relevantes a la hora de realizar los céalculos para la remocién de
estos mismos.

Al finalizar la prueba, después de inyectado el tratamiento, es necesario la
recoleccion de efluentes que fueron preservados con dos o tres gotas de &cido
nitrico (HNO3), con el fin de evitar alteraciones de estas con el tiempo. Para
determinar la concentracion de Calcio de los efluentes, es decir, la concentracion
de calcio removido para este experimento N°10, cinco muestras de este
experimento (T1-T2-T3-T6-T7) pudieron ser analizadas en el equipo de plasma,
determinando asi la concentracién de Calcio para cada muestra. Sin embargo, una
de las muestras (M639), no pudo ser analizada en el equipo de plasma, por lo que
fue necesario realizar la titulacion.

En la siguiente tabla (12), se muestran las concentraciones de calcio de los
efluentes (T1, T2, T3, T6, T7) del experimento diez obtenidas en el equipo
PLASMA.

Tabla 12. Concentraciones de calcio para cinco muestras del experimento diez.

Calcio
[ppm]
T1 M636-16-12 30,3
T2 M637-16-12 343,6
T3 M638-16-12 268,4
T6 M641-16-12 874,4
T7 M642-16-12 182,25

Nombre Muestra

La muestra M639 fue diluida antes de realizar la titulacién. Se tomaron 300 micro
litros de muestra original diluyéndola en HNO; a una concentracion de 1M.
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Aforandolo hasta un volumen total de 20 mili Litros. Una vez ya hecha dicha
dilucion, el paso a seguir es la titulacion con EDTA.

Volumen EDTA = [EDTA] * 20000 * RelaciéonDiluciéon

Ca = E i6n 14.
[ 1Ca Volumen Muestra cuacton

0,05 % 0,017N = 20000 20
= *
3 0,03

[ 1Ca

= 377,78 ppm

Figura 19. Cambio de tonalidad al adicionar EDTA.

Con el calculo de la [ ]Ca (ppm) junto con el volumen poroso del plug (L), se puede
determinar la cantidad de Calcio que se remueven y por consiguiente la cantidad
de carbonato de Calcio.

[ ]Ca (ppm) = 377.78 + 30.3 + 343.6 + 268.4 + 874.4 + 182.25 = 2076,63 ppm Ca

Por lo tanto,
[ ]Ca mg = 2076,63 * 0,0164 = 34,01060 mg Ca

Determinamos la cantidad de Carbonato de Calcio removido.
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1
Carbonato de Calcio Removido = 34,01060 * (

00,069
40,078

) = 84,93 mg CaC0O3

i Carbonato Carbonato
Experimento T [°F] Tratamiento Tratamiento | depositado removido
(mg) (mg)
10 150 11,25 % HCI 107,58 84,93
10 Acético- | ACETICO-
° 250 | 45 Férmico | FORMICO | 23305 111,93
1 250 0,1 M EDTA 615,12 404,63

Es asi, como se da por finalizado el proceso experimental de los célculos en
cuanto a la remocion de Carbonato de calcio. A continuacién se muestra una tabla
clasificando como se menciond anteriormente diferentes experimentos con sus
tratamientos y calculos respectivos para su posterior analisis.

En la tabla 13, se puede observar claramente que tanto carbonato logro ser
removido una vez inyectado el tratamiento. Sin embargo la efectividad puede ser
representada también a partir de graficas de permeabilidad Vs Secuencia de
ciclos. Mostradas a continuacion.

Tabla 13. Cantidad de Carbonato depositado y cantidad de Carbonato removido
para los experimentos uno, cinco y diez.

En la figura 20, figura 21 y figura 22 se representa el comportamiento que posee
cada experimento con respecto a la variacion de las permeabilidades efectivas
durante las pruebas, las cuales constan de tres importantes fases. Durante la
primera etapa, se realizaron los ciclos de estabilizacién a un caudal determinado
(para cada experimento segun el disefio experimental) con el fin de obtener las
condiciones necesarias para la induccion al dafio. En la fase numero dos se
evidencia la reduccion de la permeabilidad la cual se genera debido a las
salmueras incrustantes y se observa una variacion alta de la permeabilidad
efectiva de los fluidos (20% en la reduccion efectiva al agua y 90 % en la
reduccion efectiva al aceite). Finalmente, en la tercera etapa se realiza la
inyeccion del fluido de tratamiento, el cual logra restaurar la permeabilidad efectiva
de los fluidos en mas de un 50%. Por lo tanto, dichas figuras son una buena
representacion del comportamiento de las permeabilidades a lo largo de la
prueba.
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Figura 20 Experimento uno permeabilidad Vs Secuencia de ciclos
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Figura 21 Experimento cinco permeabilidad Vs Secuencia de ciclos

K efec Aceite (mD)

L
8
K efec Agua (mD)

cssedfesee .
4,00
3,00
2,00
L o o ] '
1,00
0,00
0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100
Secuencia en ciclos
—8—K Absoluta Ciclo 1 Aceite Ciclo 2 Aceite
Ciclo 3 Aceite Post dafio Aceite Post tratamiento Aceite
—8—CCiclo 1 Agua —8—Ciclo 2 Agua —&—Post dafio Agua

—@— Post tratamiento Agua
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Figura 22 Experimento diez permeabilidad Vs Secuencia de ciclos
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Tabla 14 Resumenes de las permeabilidades efectivas para los experimentos uno,
cinco y diez.

Pre dafio Post daio Post tratamiento
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# Exp Kabs (mD) | Kw (mD) Ko (mD) Kw (mD) Ko (mD) Kw (mD) Ko (mD)
1 31 1,1 43,1 0,96 42,99 0,89 44,1
5 212 7,2 397,6 1,8 1,9 6,9 307,1
10 258 10,7 259,4 12,3 2,2 15,7 335,1

En términos generales la reduccion de permeabilidad fue alrededor del 90% como
se puede observar en la tabla 14. Durante la inyeccion de la salmuera incrustante
el taponamiento del plug fue répido, continuamente se hizo la inyeccion del

respectivo tratamiento notando una efectividad mayor o igual al 50%.

Figura 23 Variacion de la concentracion de calcio después del tratamiento en el
experimento uno.
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Figura 24 Variacion de la concentracion de calcio después del tratamiento en el
experimento cinco.
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Figura 25 Variacion de la concentracion de calcio después del tratamiento en el
experimento diez.
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Como se puede observar en las figuras 23, 24 y 25 la variacién de la
concentracion de calcio al momento de recoger los efluentes. En donde se
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evidencia que alrededor del 85% de los &cidos lograron reaccionar con el
carbonato de calcio depositado causando una buena remocion en los plugs. En el
experimento cinco se evidencio que en 2 volumenes porosos de efluentes se logré
obtener la mayor concentracion de calcio con 800 ppm; para el experimento uno
en los dos volimenes porosos de efluentes se logr6 650 ppm de calcio y
finalmente en el experimento diez al pasar los dos volimenes porosos de HCI se
logré obtener 350 ppm de calcio. Con todo lo anterior es posible resaltar que la
concentracion de calcio tiene una tendencia exponencial Vs Vp, sin embargo es
claro que al comparar los tres tratamientos el que logra una mejor remocion a los
dos volumenes porosos es el acido acético férmico con 800 ppm.

4.4 Modelo Ley de Potencia

Con el fin de poder observar que tan cerca estan los datos obtenidos en las
pruebas con algunos datos que pueden arrojar los distintos modelos matematicos,
se utilizé la Ley de Potencia planteada por Faruk Civan'*

K 0)

— (__\n

Ko Qo
Donde:
K: Permeabilidad alterada (mD)
Ko: Permeabilidad inicial (mD)
@: Porosidad alterada
@o: Porosidad Inicial
n: Exponente de dafo

Basados en la Ley, se buscé para todos los experimentos determinar el exponente
de dafio. De cada prueba se tenia: K, Ko y @o, sin embargo fue necesario calcular
la porosidad alterada para cada uno, de la siguiente manera:

— m/p
@ = do — (7)
M: Masa del carbonato de calcio depositada (g)

P: Densidad del carbonato de calcio (g /cm3)

Vt: Volumen (cm3)

" Faruk civan pg 124
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Una vez obtenida la porosidad alterada para cada experimento se pasa a
encontrar el exponente de dafio (n).

_ Log K/Ko

log Q/(Zio

Aunque es necesario aclarar que este proyecto no estd enfocado en la
depositacion de la escama sino en la remocion de esta, es por esto que basados
en el exponente de dafio se aplica el mismo modelo para determinar el exponente
de remocion.

Kr B or
Ko ®o

Donde:

Kr: Permeabilidad removida (mD)

Ko: Permeabilidad inicia (mD)

@r: Porosidad removida

@: Porosidad inicial

nr: Exponente de remocion.

Y calculando:

or: @ - (22

@: porosidad alterada.

M: Masa del carbonato de calcio removido (Q)
P: Densidad del carbonato de calcio (g /cm3)

Vt: Volumen (cm3)

Con la porosidad removida de cada experimento obtenida durante las pruebas, se
debe a encontrar el exponente de remocion (nr).

Log Kr/Ko
nr= —aoo
log "/ g
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Una vez obtenidos los exponentes de remocion, se debe tener presente que lo
mas idoneo es tener para el modelo de remocion el exponente de remocion y para
el modelo de dafio el exponente de dafio. Aunque en este proyecto se busca mirar
gue tan grande es el error al determinar Kr con la Ley de Faruk Civan pero no con
la nr sino con la n, es decir el exponente de dafio.

Kr_

Ko

El experimento diez tiene las siguientes condiciones:

Vt (cm3) 16,38
Kinicial-agua (mD) 10,96
Porosidad inicial 0,22
Densidad CaCO3 (g/cm3) 2,71
Porosidad alterada 0,21952233
Carbonato depositado g | 0,10758

K restaurada

Carbonato removido (g) Exp (mD) Porosidad removida n
0,08493 2,01 0,219249 496,016865
K rem
tedricamente
n dano (mD)
295,283287| 3,99298188
580,380728| 1,50629735
936,071313| 0,44636391

K removida teéricamente= 1,981881 mD

K restaurada experimentalmente = 2,01 mD

2,01 - 1,981881
% Error = 1,981881

% Error=1,41

x 100 g

El porcentaje de error obtenido en el experimento diez es bastante bajo, lo cual
quiere decir que la Ley de potencia con el exponente del dafio fue idéneo, sin

70




embargo todos los experimentos no presentaron el mismo comportamiento, como
lo fue el experimento 15 bajo las siguientes condiciones:

Vt (cm3) 10,7
Kinicial-agua (mD) 19,7
Porosidad inicial 0,22
Densidad CaCO3 (g/cm3) 2,71
Porosidad alterada 0,21962839
Carbonato depositado g | 0,07209

Carbonato removido (g) KIrEestaurada Porosidad removida | n removido
xp (mD)
0,017133 14,59 0,219510221 134,7312295
K removida
tedricamente
n dafo (mD)
163,019274( 13,6985416
383,8438| 8,37395787
706,616594| 4,07857092

K removida te6ricamente= 8,7170235 mD

K restaurada experimentalmente = 14,59 mD

14,59 — 8,7170235
8,7170235

% Error = 67,37

% Error =

x 100

Como se menciond anteriormente el experimento 15 presento un porcentaje de
error muy alto, sin embargo independientemente del porcentaje de error se ajusta
a la Ley de Potencia de Faruk Civan. En la siguiente tabla se muestran los
experimentos con su respectivo porcentaje de error en funcion de dicha ley. Los
cuales, solo tres de ellos (experimento 1, experimento 10 y experimento 15)
aplicaron la Ley de potencia de Faruk Civan.

Tabla 15 Experimentos aplicados a la Ley de Faruk Civan.
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EXP Kr teorica Kr exp (mD) %Error
(mD)
1 0,9382955 0,89 5,1471525
3 0,5836488 2,01 244,38519
4 4,45168 4,12 7,4506703
5 0,7344151 6,91 840,88479
7 7,293633 18,24 150,08113
10 1,981881 2,01 1,4188037
15 8,7170235 14,59 67,373645
16 5,4899492 11,19 103,82702

Para los experimentos que no se ajustaron al modelo de Faruk Civan es
recomendable que para el calculo de Kr tedrica se utilice e nr, ya que al utilizar el n
del dafio el porcentaje de error de dicha Ley es mayor al 100%.

5. CONCLUSIONES

Se evalud el efecto de los tratamientos quimicos: HCIl, EDTA y el
acido acético- formico mediante un disefio experimental con el fin de
lograr una mejora en la permeabilidad efectiva del aceite una vez
inyectado el tratamiento, lo que representa un aumento de
productividad en los pozos.

La efectividad del HCI a sus tres diferentes concentraciones con
respecto a la baja temperatura de 150 °F, se encontré pequefias
cantidades de variacion, teniendo en cuenta la variable de los costos,
es recomendable utilizar el HCL a su baja concentracion del 7.5%
P/P cuando la formacion se encuentre a la temperatura mencionada.
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El HCL a concentracion de 11.25% P/P es mas eficiente cuando el
medio poroso se encuentra a temperatura de 150°F que cuando esta
a 200°F ya que con la temperatura baja hay una efectividad del 99%
y a temperatura alta la eficiencia fue de 84%.

Se desarroll6 una correlacion experimental basada en la Ley de
potencia de Faruk Civan, para los experimentos 1, 4, 10 y 15 que
permite determinar la permeabilidad de restauracion del agua para
escamas de Carbonato de Calcio en el medio poroso y se encuentra
en funcion de la porosidad alterada, porosidad inicial, porosidad de
restauracion, nimero de Vp y permeabilidad al dafio.

A temperatura de 250°F el EDTA tiene una mayor efectividad cuando
su concentracion es la mas alta de 0.3M, ya que a la concentracion
baja 0.1M su efectividad fue del 2.48% y a concentracién media la
efectividad fue de 77%, esto es debido al efecto retardante que
posee este acido, por lo tanto se requiere una mayor concentracion
para que la efectividad del tratamiento sea posible.

La temperatura influye significativamente en la efectividad de los
tratamientos de remocion de escamas de Carbonato de calcio, para
una temperatura de 150°F el tratamiento mas efectivo es el HCI a
7,5% P/P, a temperaturas de 200°F el mejor tratamiento fue el
acético formico 10% - 8% y a temperatura de 250°F el tratamiento
mas eficaz fue el EDTA con concentracion de 0,3M.
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6. RECOMENDACIONES

Realizar pruebas experimentales que mantengan el parametro de la
temperatura constante para todos los tratamientos en todas sus
concentraciones con el fin de determinar mas a fondo una comparacion
mas interna para la posterior evaluaciéon de ellos.

Utilizar un modelo diferente al de Faruk Civan, para predecir el dafio de
permeabilidad por depositacion de escamas, con el fin de analizar su
comportamiento con menor margen de error con respecto a las pruebas.
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e Se recomienda a nivel experimental evaluar la efectividad de demas
tratamientos para la remocion de escamas de carbonato de calcio y
compararlos con los utilizados en este proyecto.
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ANEXOS

A. Depositacion total de calcios para todos los experimentos.

DEPOSITACION

Volumen Total de salmuera

Experimento | Muestra | [] Ca+2 (ppm) V poroso inyectado |V poroso plug(cc) Vol Total Salmuera (L) | Total calcios (mg)
Inyectado (CC)

1 250 100 15,8

2 BS-11 650 19 15,9 302,10 0,30 196,37
3 BS-11 250 14 13,0 181,86 0,18 45,47
4 650 15 15,2 228,00 0,23 148,20
5 BS-22 250 44 14,3 629,20 0,63 157,30
6 650 27 14,9 402,30 0,40 261,50
7 BS-21 250 10 15,7 157,00 0,16 39,25
8 650 96 16,6 1593,60 1,59 1035,84
9 B5A-2 250 10 18,1 180,80 0,18 45,20
10 B5A-1 650 10 16,4 163,77 0,16 106,45
11 450 83 15,7 1303,10 1,30 586,40
12 B3A-3 450 45 18,2 820,35 0,82 369,16
13 450 18 18,1 325,80 0,33 146,61
14 450 13 15,3 198,90 0,20 89,51
15 B3A-4 450 7 10,7 11,589 74,90 0,07 33,71
16 B3A-2 450 11 18,2 200,31 0,20 90,14
17 B3A-5 450 8 16,2 129,63 0,13 58,33
18 450 9 16,4 147,60 0,15 66,42




B. Depositacion de Carbonato de Calcio para los Experimentos.

EXPERIMENTO 2



[1Ca Volumen Volumen tiempo Calcio depositado Calcio depositado CaCo3 CaCo3
Volumen Poroso ] . . .
(ppm) | /Unidad (cc) |Cumulado (cc) (min) (mg) cumulado (cc) depositado (mg) | cumulativo (mg) |
0 650 0 0 0 0 0 0 0
1 211,85 15,91 15,91 15,91 6,97 6,97 17,40 17,40
3 456,94 31,81 47,72 47,72 6,14 13,11 15,34 32,74
5 548,32 31,81 79,53 79,53 3,23 16,35 8,08 40,82
7 401,55 31,81 111,34 111,34 7,90 24,25 19,74 60,56
9 378,01 31,81 143,15 143,15 8,65 32,90 21,61 82,17
11 322,62 31,81 174,97 174,97 10,41 43,32 26,01 108,17
13 293,54 31,81 206,78 206,78 11,34 54,66 28,32 136,49
15 191,08 31,81 238,59 238,59 14,60 69,26 36,46 172,95
17 307,39 31,81 270,40 270,40 10,90 80,15 27,22 200,17
19 193,85 31,81 302,21 302,21 14,51 94,67 36,24 236,41
[]Ca+2 (ppm) 650
Volum((e:c)poroso 15,91 Calcios total depositado (mg) 94,67
caudal (cc/min) 1 Carbonato total depositado (mg) 236,41




EXPERIMENTO 3.

Calcio
Volumen Poroso [1Ca (ppm) Vo,lumen / Volumen Tiempo (min) depositado Carbonato ::rbo.rt\a:o
Unidad (cc) cumulado (cc) . POSItaco
Unidad(mg) Calcio depositado cumulado (mg) depositado (mg) | cumulado (mg)
0 250 0 0 0 0 0 0 0
1 15,86 12,99 12,99 4,33 3,04 3,04 7,60 7,60
3 47,6 25,98 38,97 12,99 5,26 8,30 13,13 20,73
5 96,9 25,98 64,95 21,65 3,98 12,28 9,93 30,66
6 107,1 12,99 77,94 25,98 1,86 14,13 4,64 35,30
7 112,2 12,99 90,93 30,31 1,79 15,92 4,47 39,77
8 117,3 12,99 103,92 34,64 1,72 17,65 4,30 44,07
9 108,8 12,99 116,91 38,97 1,83 19,48 4,58 48,65
10 103,7 12,99 129,90 43,30 1,90 21,38 4,75 53,40
11 96,9 12,99 142,89 47,63 1,99 23,37 4,97 58,37
12 98,6 12,99 155,88 51,96 1,97 25,34 4,91 63,28
13 98,6 12,99 168,87 56,29 1,97 27,30 4,91 68,19
14 127,5 12,99 181,87 60,62 1,59 28,90 3,97 72,16
[1Ca+2 (ppm) 250 Calcios total depositado (mg) 28,90
Volumen poroso (cc) 12,99 Carbonato total depositado (mg) 72,16
Caudal (cc/min) 3




EXPERIMENTO 5.

Volumen Poroso [1Ca (ppm) Volumen/Unid | Volumen CUM tiempo [min] .Calcio . Calcio depositado CaCO3 depositado| CaCO3 cumulativo
ad [cc] [cc] depositado/Unidad cumulado

0 250 0 0 0 0 0 0 0

6 22,874 85,8 85,8 85,8 19,49 19,49 48,67 48,67
8 45,694 28,6 114,4 114,4 5,84 25,33 14,59 63,26
10 72,002 28,6 143 143 5,09 30,42 12,71 75,97
12 94,157 28,6 171,6 171,6 4,46 34,88 11,13 87,10
14 111,465 28,6 200,2 200,2 3,96 38,84 9,89 97,00
16 121,85 28,6 228,8 228,8 3,67 42,51 9,15 106,15
18 121,85 28,6 257,4 257,4 3,67 46,17 9,15 115,30
20 123,927 28,6 286 286 3,61 49,78 9,00 124,31
22 123,927 28,6 314,6 314,6 3,61 53,38 9,00 133,31
24 127,389 28,6 343,2 343,2 3,51 56,89 8,76 142,07
26 122,543 28,6 371,8 371,8 3,65 60,53 9,10 151,17
28 124,62 28,6 400,4 400,4 3,59 64,12 8,95 160,13
30 123,235 28,6 429 429 3,63 67,75 9,05 169,18
32 123,927 28,6 457,6 457,6 3,61 71,35 9,00 178,19
34 130,158 28,6 486,2 486,2 3,43 74,78 8,56 186,74
36 121,85 28,6 514,8 514,8 3,67 78,44 9,15 195,90
38 117,004 28,6 543,4 543,4 3,80 82,25 9,50 205,40
40 121,158 28,6 572 572 3,68 85,93 9,20 214,60
42 121,85 28,6 600,6 600,6 3,67 89,60 9,15 223,75
44 119,773 28,6 629,2 629,2 3,72 93,32 9,30 233,05

Calcio Total Depositivo (mg) 93,32
[]1Ca+2 (ppm) 250 CaCO3 Total Depositado (mg) 233,05
Volumen poroso (cc) 14,3
caudal (cc/min) 1




EXPERIMENTO 7.

Volumen / | Volumen cumulado . . Calcio depositado Calcio depositado Carbonato Carbonato depositado
Volumen Poroso []1 Ca (ppm) . Tiempo (min) )
Unidad (cc) (cc) (mg) cumulado (mg) depositado (mg) cumulado (mg)
0 250 0 0 0 0 0 0 0
4 22,847 62,8 62,8 20,93 14,27 14,27 35,62 35,62
5 34,616 15,7 78,5 26,17 3,38 17,65 8,44 44,07
6 49,155 15,7 94,2 31,40 3,15 20,80 7,87 51,94
7 74,772 15,7 109,9 36,63 2,75 23,55 6,87 58,81
8 81,003 15,7 125,6 41,87 2,65 26,20 6,63 65,44
9 99,696 15,7 141,3 47,10 2,36 28,56 5,89 71,33
10 108,696 15,7 157 52,33 2,22 30,78 5,54 76,87
[]1Ca+2 (ppm) 250
Volumen poroso (cc) 15,7 Calcios total depositado (mg) 30,78
Caudal (cc/min) 3 Carbonato total depositado (mg) 76,87




EXPERIMENTO 9.

. . Caicio Calcio
LRI []1 Ca (ppm) vl Lite e LT t|err.|po depositado/ | depositado cac.°3 CaCO3 cumulativo
Poroso [cc] cumulado [cc] [min] . depositado
Unidad cumulado
0 250,00 0 0 0 0 0 0,00 0,00
3 169,62 54,24122327 54,24122327 27,120612 4,36 4,36 10,89 10,89
4 98,31 18,08040776 72,32163103 36,160816 2,74 7,10 6,85 17,74
10 94,16 108,4824465 180,8040776 90,402039 16,91 24,01 42,22 59,96
[]Ca+2
(ppm) 250 Calcio Total Depositado (mg) 24,01
Volumen 18 08
poroso (L) ’ CaCO3 Total Depositado (mg) 59,96
caudal )

[cc/min]




EXPERIMENTO 10.

Volumen LT Volumen Tiempo Calcio depositado SIL L
Poroso []1 Ca (ppm) |/ Unidad e (min) (mg) Calcio depositado Carbonato depositado
(cc) cumulado (mg) depositado (mg) | cumulado (mg)
0 650 0 0 0 0 0 0 0
1 133,62 16,38 16,38 16,38 8,46 8,46 21,12 21,12
2 135,69 16,38 32,75 32,75 8,42 16,88 21,03 42,15
3 139,85 16,38 49,13 49,13 8,35 25,23 20,86 63,02
5 105,23 32,75 81,89 81,89 17,84 43,08 44,56 107,58
[]1Ca+2
(ppm) 650
Volumen
poroso (cc) 16,377 Calcios total depositado (mg) 43,08
Caudal Carbonato total depositado
(cc/min) 1 (mg) 107,58




EXPERIMENTO 12.

Calcio
Volumen Poroso [] Ca (ppm) Volumen/ Volumen tiempo [min] Calcio depositado CaCo3 CaCo3
Unidad [cc] | Cumulado [cc] depositado/Unidad depositado cumulativo
cumulado
0 450 0 0 0 0 0 0 0
1 364,51 18,23 18,23 6,08 1,56 1,56 3,89 3,89
4 315,7 54,69 72,92 24,31 7,34 8,90 18,34 22,23
7 307,39 54,69 127,61 42,54 7,80 16,70 19,48 41,71
10 292,85 54,69 182,30 60,77 8,59 25,30 21,46 63,17
13 257,54 54,69 236,99 79,00 10,53 35,82 26,29 89,46
16 32,19 54,69 291,68 97,23 22,85 58,67 57,06 146,52
18 12,46 36,46 328,14 109,38 15,95 74,63 39,84 186,36
20 124,62 36,46 364,60 121,53 11,86 86,49 29,63 215,99
22 124,62 36,46 401,06 133,69 11,86 98,35 29,63 245,62
24 124,62 36,46 437,52 145,84 11,86 110,22 29,63 275,24
26 124,62 36,46 473,98 157,99 11,86 122,08 29,63 304,87
28 124,62 36,46 510,44 170,15 11,86 133,94 29,63 334,49
30 124,62 36,46 546,90 182,30 11,86 145,81 29,63 364,12
33 124,62 54,69 601,59 200,53 17,80 163,60 44,44 408,56
35 124,62 36,46 638,05 212,68 11,86 175,46 29,63 438,19
37 124,62 36,46 674,51 224,84 11,86 187,33 29,63 467,81
39 124,62 36,46 710,97 236,99 11,86 199,19 29,63 497,44
42 124,62 54,69 765,66 255,22 17,80 216,99 44,44 541,88
45,00 137,08 54,69 820,35 273,45 17,11 234,10 42,74 584,62
[]1Ca+2 (ppm) 450 Calcio Total Depositado (mg) 234,10
Volumen poroso (L) 18,23 CaCO3 Total Depositado (mg) 584,62
caudal [cc/min] 3




EXPERIMENTO 15.

Vel Renees |1 @ () Vo.Iumen / Volumen e (i) (Ealcio Carbonato  |Carbonato depositado
Unidad (cc) |cumulado (cc) depositado (mg) Calcio depositado cumulado (mg) depositado (mg) cumulado (mg)
0 450 0 0 0 0 0 0 0
1 22,66 10,70 10,70 5,35 4,57 4,57 11,42 11,42
3 22,66 21,40 32,10 16,05 9,15 13,72 22,84 34,26
5 98,6 21,40 53,50 26,75 7,52 21,24 18,78 53,04
7 93,5 21,40 74,90 37,45 7,63 28,87 19,05 72,09
[1Ca inicial 450
Vporoso (cc) 10,7 Calcios total depositado (mg) 28,87
Caudal (cc/min) 2 Carbonato total depositado (mg)

72,09




EXPERIMENTO 16.

Ici
Tl e [] Ca (ppm) Volumen/Unidad Volumen tiempo [min] Calcio de::s‘i:t:do CaCo3 CaCo3
[cc] cumulado[cc] depositado/Unidad depositado cumulativo
cumulado
0 450 0 0 0,00 0,00 0 0,00 0,00
1 108,8 18,2143509 18,2143509 6,07 6,21 6,21 15,52 15,52
5 125,8 72,85740359 91,07175448 30,36 23,62 29,84 58,99 74,51
9 170 72,85740359 163,9291581 54,64 20,40 50,24 50,95 125,45
11 146,2 36,42870179 200,3578599 66,79 11,07 61,30 27,64 153,09
[]1Ca+2 (ppm) 450 Calcio Total Depositivo 61,30
Volumen poroso (L) 18,21 CaCO3 Total Depositado 153,09
caudal [cc/min] 3




EXPERIMENTO 17.

Volumen Poroso |[] Ca (ppm) L\J,:il:::le(:c/) cu:l)llll:::?cc) Tiempo (min) Calcio c(l;:())sitado Calcio depositado cumulado (mg) de:::i'::::tfmg) Carlz:r::loa:zzc:;t)ado
0 450 0 0 0 0 0 0 0
2 13,6 32,41 32,41 16,20 14,14 14,14 35,32 35,32
3 119 16,20 48,61 24,31 5,36 19,51 13,39 48,71
4 171,7 16,20 64,82 32,41 4,51 24,02 11,26 59,98
5 188,7 16,20 81,02 40,51 4,23 28,25 10,57 70,55
6 180,2 16,20 97,22 48,61 4,37 32,62 10,92 81,47
7 166,6 16,20 113,43 56,71 4,59 37,21 11,47 92,93
8 56,1 16,20 129,63 64,82 6,38 43,60 15,94 108,87

[1Ca inicial 450
Vporoso (cc) 16,20 Calcios total depositado (mg) 43,60
Caudal (cc/min) 2 Carbonato total depositado (mg) 108,87




C. Dilusiones respectivas.

Nombre

DILUCION

Vt (ml)

V muestra (ul)

Diluyente

M631
M632
M633
M629
M630

20

100

Agua
destilada

20

100

Agua
destilada

M643
Me44
M645
M646
Me47
M648
M649
M650
M651
M652
M653
M654
M654

20

300

Agua
destilada




D. Titulaciones con EDTA.

Experimento Tratamiento Nombre Vp Cantidad Volumen utilizado muestra PUREZA .\{olumen [1Ca
(ml) utilizado EDTA

4 M631 1 7 1,07 6114
4 HCL M632 1 10 0,74 2960
4 M633 1 10 1,45 5800
3 L M629 1 10 0,17 680
3 Acetico M630 1 10 0,12 480
12 M643 1 7 1,2 3886
12 M644 1 10 1,35 3060
12 M645 1 10 N 1,46 3309
12 M646 1 10 0 1,05 2380
12 Acético Me47 1 10 1,33 3015
12 M648 1 10 1,21 2743
12 M649 1 0 0 0
12 M650 1 10 1 2267
12 M651 1 10 1,02 2312
12 M652 1 10 0,84 1904
16 HeL M653 1 10 0,3 680
16 M654 1 10 0,19 431




E. Dilusiones respectivas.

Nomb DILUCION
ombre
Vt(ml) |V muestra(pl)| Diluyente

M635

20 300 HNO3
M639
M655 e et s

No se utilizé dilucidn

M656
M657 20 300 HNO3

F. Titulaciones con EDTA.

Cantidad Volumen utilizado muestra Volumen utilizado EDTA
Nombre Vp PUREZA — - [1Ca
(ml) M1 M2 M adicional | Promedio

M635 1 2 N 0,2 0,21 - 0,205 2323,33
M639 1 3 0] 0,05 0,05 - 0,05 377,78
M655 1 2 S| 0,09 0,09 - 0,09 15,30
M656 1 3 0,15 0,15 - 0,15 17,00
M657 1 2 NO 0,25 0,25 - 0,25 2833,33




G. Calcios determinados a través del equipo — PLASMA

Nombre MUESTRA CALCIO [ppm]
T1 M594-16-13 20
T2 M595-16-13 635,2
T3 M596-16-12 1037,6
T4 M597-16-12 1006,8
TS M598-16-12 972,8
T6 M599-16-12 958,4
z T7 M600-16-12 963,6
R T8 M601-16-12 1021,6
T9 M602-16-12 1081,6
T10 M603-16-12 1120
T11 M604-16-12 1362
R1 M605-16-12 5,533
R2 M606-16-12 69,63
T1 M607-16-12 33,27
P M608-16-12 121,6
T3 M609-16-12 910,4
T4 M610-16-12 312
. TS M611-16-12 114,4
3 T6 M612-16-12 87,6
N PR1 M613-16-12 57,2
PR2 M614-16-12 105,77
PR3 M615-16-12 2944
PR4 M616-16-12 56,8
PR5 M617-16-12 37,2




Nombre MUESTRA CALCIO [ppm]
T1 M618-16-12 18
T2 M619-16-12 119,6
m T3 M620-16-12 398
® T4 M621-16-12 196,4
TS M622-16-12 109,2
T6 M623-16-12 121,81
T00 M624-16-12 16,42
o T01 M625-16-12 16,42
3 T02 M626-16-12 14
n T1 DR M627-16-12 592,7
T2 DR M628-16-12 1.647
o T1 M629-16-12 26,53
e T2 M630-16-12 15,8
o T1 M634-16-12 22,93
e T2 M635-16-12 788
T1 M636-16-12 30,3
. T2 M637-16-12 3436
3 T3 M638-16-12 2684
S T6 M641-16-12 874,4
T7 M642-16-12 182,25




H. Remocioén de carbonato de calcio para los experimentos.

REMOCION EDTA
Exp Nombre Muestra Calcio (ppm) Volumen poroso plug (L) Cantidad de calcio Cant|dad- de CaCO3
que sale (mg) removido (mg)
T1 M594-16-13 20 0,0158 0,32 0,79
T2 M595-16-13 635,2 0,0158 10,04 25,06
T3 M596-16-12 1037,6 0,0158 16,39 40,94
T4 M597-16-12 1006,8 0,0158 15,91 39,73
T5 M598-16-12 972,8 0,0158 15,37 38,38
T6 M599-16-12 958,4 0,0158 15,14 37,82
1 T7 M600-16-12 963,6 0,0158 15,22 38,02
T8 M601-16-12 1021,6 0,0158 16,14 40,31
T9 M602-16-12 1081,6 0,0158 17,09 42,68
T10 M603-16-12 1120 0,0158 17,70 44,19
T11 M604-16-12 1362 0,0158 21,52 53,74
R1 M605-16-12 5,533 0,0158 0,09 0,22
R2 M606-16-12 69,63 0,0158 1,10 2,75
Cantidad total removida (mg) 404,63
Carbonato total depositado (mg) | 615,12




REMOCION ACETICO

Cantidad de CaCO3
Exp Nombre Muestra Calcio (ppm) Volumen poroso plug (L) Cantidad de calcio que sale (mg) antida . era
removido (mg)
3 T1 M629-16-12 680 0,016 10,816 27,011
T2 M630-16-12 480 0,016 7,635 19,067
Cantidad total removida (mg) 46,078

=

28,90 mg de Calcios depositados

72,16 mg de Carbonato de calcio |:>

depositados

Carbonato total depositado (mg) | 72,16




REMOCION HCL

] Volumen poroso Cantidad de calcio que sale | Cantidad de CaCO3
Exp Nombre | Calcio (ppm) .
plug (L) (mg) removido (mg)

4 M631 6114 0,0152 92,9328 232,08
4 M632 2960 0,0152 44,992 112,36
4 M633 5800 0,0152 88,16 220,16

Cantidad total removida (mg) 564,60

Carbonato total depositado (mg) 284




REMOCION ACETICO / FORMICO

Exp

Nombre

Muestra

Calcio (ppm)

Volumen poroso

Cantidad de calcio que sale (mg)

Cantidad de CaCO3

plug (L) removido (mg)
5 M635 2323,33 0,0143 33,224 82,97
5 T1 M634-16-12 22,93 0,0143 0,328 0,82
5 T2 M635-16-12 788 0,0143 11,268 28,14
Cantidad total removida (mg) 111,93

=

93,32 mg de Calcios depositados
233,05 mg de Carbonato de calcio

depositados

—

Carbonato total depositado (mg)

233,05




REMOCION EDTA
Nombre | MUESTRA | cALcio[ppm] [Velumen poroso plugl . idad de calcio que sale (mg) | C2ntidad de cacos
(L) removido (mg)

T1 M607-16-12 33,27 0,02 0,52 1,30

T2 M608-16-12 1216 0,02 1,01 477

T3 M609-16-12 910,4 0,02 14,29 3569

T4 M610-16-12 312 0,02 4,90 12,23

E Ts M611-16-12 1144 0,02 1,80 449
X T6 M612-16-12 87.6 0,02 1,38 3,43
PR1 M613-16-12 57,2 0,02 0,90 2,24
, PR2 M614-16-12 105,77 0,02 1,66 415
PR3 M615-16-12 204 4 0,02 4,62 11,54
PR4 M616-16-12 56,8 0,02 0.89 223
PR5 M617-16-12 37,2 0,02 058 L6

Cantidad total removida (mg) 83,537

=

depositados

30,78 mg de Calcios depositados
76,87 mg de Carbonato de calcio

=

Carbonato total depositado (mg)

76,87




REMOCION EDTA
Nombre MUESTRA | CALCIO [ppm] et Porose Cantidad de calcio que sale (mg) Cantldad. ceic o
plug (L) removido (mg)

T1 M618-16-12 18 0,017 0,298 0,743

E 7 M619-16-12 1196 0,017 1,078 2,940
X T3 M620-16-12 398 0,017 6,583 16,440
P T4 M621-16-12 196,4 0,017 3,248 8,112
9 T5 M622-16-12 109,2 0,017 1,806 4,511
T6 M623-16-12 121,81 0,017 2,015 5,031

Cantidad total removida (mg) 39,78

=

24,01 mg de Calcios depositados
59,96 mg de Carbonato de calcio
depositados

=

Carbonato total depositado (mg) |

59,96




REMOCION HCL

Exp Nombre Muestra Calcio (ppm) LT Cantidad de calcio que sale (mg) Cant|dad' G TsoE
poroso plug (L) removido (mg)

10 T1 M636-16-12 30,3 0,0164 0,50 1,24

10 T2 M637-16-12 343,6 0,0164 5,63 14,05

10 T3 M638-16-12 268,4 0,0164 4,40 10,98

10 T6 M641-16-12 874,4 0,0164 14,32 35,76

10 T7 M642-16-12 182,25 0,0164 2,98 7,45

10 M639 377,78 0,0164 6,19 15,45

10 M640 0,0164 0,00 0,00
Cantidad total removida (mg) 84,93

43,08 mg de Calcios depositados
107,58 mg de Carbonato de
calcio depositados

=

Carbonato total depositado (mg)

107,58




REMOCION ACETICO
Experimento Tratamiento| Nombre Vp []ca Volumen Cantidad de calcio que sale Cantidad. de CaCO3
poroso plug (L) (mg) removido (mg)

12 M643 1 3886,00 0,016 61,329 153,157

12 M644 1 3060,00 0,016 48,293 120,602

12 M645 1 3309,00 0,016 52,223 130,416

12 M646 1 2380,00 0,016 37,561 93,802

12 Acético M647 1 3015,00 0,016 47,583 118,828

12 M648 1 2743,00 0,016 43,290 108,108

12 M649 1 0,00 0,016 0,000 0,000

12 M650 1 2267,00 0,016 35,778 89,348

12 M651 1 2312,00 0,016 36,488 91,122

12 M652 1 1904,00 0,016 30,049 75,041
Cantidad total removida 980,424

234,10 mg de Calcios depositados
584,62 mg de Carbonato de calcio depositados

Carbonato total depositado (mg)

| 58462 |

-




REMOCION EDTA

Nombre MUESTRA |CALCIO [ppm] Volumen Cantidad de calcio que Cantidad. de CaCO3
poroso plug (L) sale (mg) removido (mg)

TOO M624-16-12 16,42 0,01 0,18 0,44

E 1 T01 M625-16-12 16,42 0,01 0,18 0,44
X 5 T02 M626-16-12 14 0,01 0,15 0,37
P T1 DR M627-16-12 592,7 0,01 6,34 15,84
T2 DR M628-16-12 1,647 0,01 0,02 0,04

30,78 mg de Calcios depositados Cantidad total removida 17,133

|:> 72,09 mg de Carbonato de calcio [>

depositados

Carbonato total depositado (mg) 72,09

(mg)




REMOCION HCL

Experimen | Tratamien Volumen |Cantidad de calcio| Cantidad
Nombre Vp []Ca
to to poroso gue sale (mg) de CaCO3
16 HeL M653 1 680,00 0,02 11,02 27,52
16 M654 1 431,00 0,02 6,98 17,44
Cantidad total removida (mg) | 44,958

=

depositados

61,30 mg de Calcios depositados
153,09 mg de Carbonatode calcio

=

Carbonato total depositado (mg)

153,09




REMOCION ACETICO FORMICO

Vol Cantidad d Ici | Cantidad d
Experimento | Tratamiento | Nombre Vp []ca olumen poroso | Cantidad de calcio que sale antidad de
plug (L) (mg) CaCo3
17 L. M655 15,30 0,02 0,25 0,62
Acético/
17 , . M656 17,00 0,02 0,28 0,69
Férmico
17 M657 2833,33 0,02 45,91 114,65
Cantidad total removida 115,962

=

43,60 mg de Calcios depositados
108,87 mg de Carbonato de calcio depositados

=

Carbonato total depositado (mg)

108,87




Comparacion de la efectividad de los tratamientos.

EXP TEMPERATURA (°F)| TRATAMIENTO [1] CaCO3 depositado (mg) | CaCO3 removido (mg) |Efectividad (%)
4 150 HCI 15 284 284 100
10 150 HCI 11.25 107,58 84,93 78,95
15 200 EDTA 0.2 72,09 17,133 23,77
16 200 HCI 11.25 153,09 74,983 48,98
17 200 ACETICO- FORMICO|  10-8. 108,87 108,87 100
1 250 EDTA 0.1 615,12 404,63 65,78
3 250 ACETICO 15 72,16 43,562 60,37
5 250 ACETICO- FORMICO|  10-4.5 233,05 111,93 48,03
7 250 EDTA 0.3 76,87 76,87 100
9 250 EDTA 0.2 59,96 39,78 66,34




J. Gréaficas[] Ca VS Vp

Experimento n° 3

Determinacion de [JCa por medio

del PLASMA.
Nombre | MUESTRA| CALCIO [ppm] Vp
T1 M629-16-12 26,53 1
EXP 3
T2 M630-16-12 15,8 2

[ICa

30

25

20

15

10

Tratamiento: ACETICO

[]Ca Vs. Vp

05 1
Vp

15

2,5



Experimento n° 4

Tratamiento: HCI

Nombre | CALCIO [ppm] Vp

M631 2720 1

EXP 4 M632 3230 2
M633 11560 3

[ICa

14000

12000

10000

8000

6000

4000

2000

[ICavs Vp

Vp



Experimento n°® 7

Determinacidén de []Ca por medio

del PLASMA.
Nombre | MUESTRA |CALCIO [ppm] Vp
T1 M607-16-12 33,27 1
T2 M608-16-12 121,6 2
T3 M609-16-12 910,4 3
E T4 M610-16-12 312 4
X T5 M611-16-12 114,4 5
P T6 M612-16-12 87,6 6
PR1 M613-16-12 57,2 7
7 PR2 M614-16-12 105,77 8
PR3 M615-16-12 294,4 9
PR4 M616-16-12 56,8 10
PR5 M617-16-12 37,2 11

[1Ca

1000
900
800
700
600
500
400
300
200
100

Tratamiento: EDTA

[ICavs Vp

10

11



Experemento n° 9

D S .
eterminacion de []Ca por medio Trotamiento: EDTA

del PLASMA.
Nombre | MUESTRA| CALCIO [ppm] Vp

T1 M618-16-12 18 1 [ICavs VP
E T2 M619-16-12 119,6 2 450
X T3 M620-16-12 398 3 400
P T4 M621-16-12 196,4 4 350
9 T5 M622-16-12 109,2 5 300
T6 M623-16-12 121,81 6 g 20
= 200
150
100
50
0

1 2 3

Vp



Experimento n° 15

D L, .
eterminacion de []Ca por medio Tratamiento: EDTA

del PLASMA.
Nombre | MUESTRA | CALCIO m V|
[ppm] p [ICa vs Vp
TOO M624-16-12 16,42 1
TO1 M625-16-12 16,42 2 700
EXP 15 TO2 M626-16-12 14 3 600
T1DR M627-16-12 592,7 4 00
T2DR M628-16-12 1,647 5
@ 400
(S
— 300
200
100
0
1 2 3

Vp



Experimento n°16

Tratamiento: HCI

Nombre | CALCIO [ppm] Vp
M653 680 1
EXP16
M654 431 2

K. Ley de Potencia Faruk Civan

0,5

[1Cavs Vp

Vp

15

2,5



vt [cm3) 15,85
Kinicial - agua (mD]) 1,0807 50 Carbonato removido [mg} Carbonato removido (g} K removida Porosidad removida n
Porosidad inicial 0,2 404,63 0,40483 0,89 0,19916037 4g,1477 18 n dafio K rem expe
Densidad CaC03 [g/cm3) 2,71 18,028344 | 1,0017634
Porosidad alterada 0,133885 52,165723 | 08677501
31,800613 0,945373
0,938325955
vt [em3) 12,99
Kinicial - agua [mD) 2,462 o Carbonato removido [mg) Carbonato removido [g) K removida Porosidad removida n n dafio K rem expe
Porosidad inicial 0,16 46,078 0,046078 2,01 0,159345537 45, 48765] #iNUM! #FNUM!

Densidad CaC03 [gfcm3) 2,71 157,72534] 1,2393062
Porosidad alterada 30,16 168,259343 1,230047
181,65779| 1,1652917
184,61473] 1,1552055
205,93179] 1,0585545
202,22142 1,074776|
12310,6614| 00114342
1416,1311 0,007421
1521,7595| 0,0048132
1765,35| 0,0017735

2046,0243
2464,0625] 0,0001012

0,5836488|



EXP4

Carbonato removido [mg)

Carbonato removido [g]

K removida

FPorosidad removida

rem expe

D646

00,5646

4,12

0,185031152

-17, 956523

n daiio E
#HHHHHH#

#valLoR]

100.634

0177356

300,203

0000203

532,575

1,89E-0E)

0,04 4517

EXP5

Carbonato removido [mg)

Carbonato removido [g]

K removida

FPorosidad removida

n daio E

rem expe

111,93

0,1113:3

31

0, 208574236

12,3416

LMY

LM

¥t [cm3) 15,2
Kinicial - agua [mD] 2,56
Porosidad inicial 0,139
Densidad CaCO3 2,7
FPorosidad alterada 01395
¥t [cm3) 14,3
Kinicial - agua [mD] 74078
Porosidad inicial 0,21
Densidad CaCO3 2,7
FPorosidad alterada 0,209537

1

9159212

4 52TEED

1646753

3056756

209,3441

2404313

2717564

1,713078

4328553

01,7 23141

4237135

0,753563

523,8803

04473334

704,4332

0167325

215, 7266

0,092351

933,6172

0,0535435

137,73

0,01E353

1326648

0005326

15:93,034

000137

1094,232

0,000273

2083394

,000101

2277505

3,97E-05

20760731

0000106

2210063

5,13E-05

2307 575

3,04E-05

261,015

102E-05



251,015

| 102E-05]

EXPT

Carbonato removido [mg)

Carbonato removido [g]

K restaurada

Porosidad removida

n danio

23,537

0053537

12,24

02036235039

2424551

LMY

Erem expe
MU

BE05E27

10,49325

£10,6451

342143

409,9972

13,504 66

E2E, 6051

2192941

63,3347

4,343731

1243507

3026363

647,23

1466392

Ezp

Carbonato removido [mg]

Carbonato removido [g]

K restaurada

Porosidad removida

7.29363

n daho

E rem expe

54,93

0,05433

2,01

0,213243

4356,0163

295,2533

3,3532952

1413801251

BE0,3307

1506297

36,0713

0446364

Ezp

Carbonato removido [mqg]

Carbonato removido [g]

K restaurada
[m)

FPorosidad removida

T—

195188

removid

n dafio

E rem expe

17,1332

0,0171:3:2

14,53

0,213510221

134,732

16:3,019:3

13,69254

¥t [cmE) 15,7
Kinicial - agua [mDO] 28,1837
Porosidad inicial 0,21
Densidad CaCO3 2,71
FPorosidad alterada 0,209502
¥t [cmE]) 16,38
Kinicial-agua [mD] 10,96
Porosidad inicial 0,22
Densidad CaCO32 [glemd 271
Porosidad alterada 0,2139522
Carbonato depositado g 010755
¥t [cmE) 0,7
Kinicial-agua [(mD] 19,7
Porosidad inicial 02z
Densidad CaCO2 [glem3 271
FPorosidad alterada 0,219628
Carbonato depositado f 007203

BT ITIE4E14

363,5433

5,373953

TOE E1GE

4078571

871702




Ezp

Carbonato removido [mg)

Carbonato removido [qg]

K restaurada

Porosidad removida

n dano E rem expe
T

44,952

0,044352

11,13

01,2392667T4E

295 4635

243.5972

12,9453

86,6933

2441426

047,38

1,0830:89

548995

Exp

Carbonato removido [mg)

Carbonato removido [q)

K restaurada

Porosidad removida

n dano E Tem expe
#rUM |

115,962

0115962

21,41

0218782943

9660992

54,123

16, 75305

¥t [cm3] 18,21
Kinicial-agua [mDO]) 28,013
Porosidad inicial 0,24
Densidad CaCD32 [glem3 271
Porosidad alterada 023971
Carbonato depositado d 015303
¥t [cm3] 162
Kinicial-agua [mDO]) 2259
Porosidad inicial 0,22
Densidad CaCD32 [gfemy 271
Forosidad alterada 0,219663
Carbonato depositado d 0.10337

203.83

05035

31516

272123

ode 03

117651

A0V

[1,32045

053,76

00532

1350,.54

1.01404

1,011







