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RESUMEN

Desde hace muchos afios la acumulaciéon de sedimentos minerales se ha
convertido en uno de los problemas de produccion que mas ha inquietado a los
ingenieros de produccion, ya que representa una amenaza capaz de estrangular
un pozo productor, conduciendo a pérdidas millonarias de dinero.

En una gran variedad de campos se ha encontrado compuestos de carbonato de
calcio en los pozos de inyeccion, en pozos de produccién, y en pozos de
evacuacion de residuos que al alojarse en los orificios de los cafioneos, en los
revestidores, en las lineas de produccidon, y en los equipamientos de
completamiento del pozo, obstruyen parcial o completamente el hueco e impiden
el flujo normal de los fluidos. Las incrustaciones tienen lugar por precipitacién de
minerales presentes en el agua de formacion o por alteracidbn quimica del
equilibrio del agua producida.

Los estudios en el campo de la acumulacién de depdsitos minerales han ayudado
a comprender los mecanismos que lo rigen y, con ello, a pronosticar la formacién
de éstos, de tal forma que se puedan determinar las condiciones de operacion
favorables a la acumulacién para, con ésto, impedir la precipitacion e implementar
las técnicas de inhibicion.

El presente trabajo se basa en el modelamiento termodinamico de la inhibicion de
incrustaciones para generar una herramienta de computo que permita estimar el
caracter incrustante del agua de formacion, la eficiencia y concentracion minima
de los inhibidores, al igual que la fijacion y el avance de éstos, para las
condiciones especificas del sistema donde se implemente el tratamiento de
inhibicién.

Scale Inhibition CaCOg3; es un software disefiado y programado exclusivamente
para la aplicacibn en campos petroleros y es amplio en la prediccion, control,
tratamiento y manejo de las incrustaciones de carbonato de calcio. Permite
predecir la concentracibn minima y eficiente del inhibidor necesario para las
condiciones especificas de un pozo y seleccionar el inhibidor mas eficiente para la
aplicacion de un tratamiento “squeeze”. También pronostica la cantidad y costo de
inhibidor necesario para inhibir en un radio de accién predeterminado.
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ABSTRACT

For many years, the accumulation of mineral sediment has become one of the
production problems that has troubled production engineers, as it represents a
threat to strangle a well capable producer, leading to loss of millions of money.

In a variety of fields have found calcium carbonate compounds in the injection
wells, production wells and waste disposal wells, is accommodated in the openings
of the shelling, in the coaters, on lines production and completion equipment in the
well, partially or completely block the hole and prevent the normal flow of fluids.
The inlays are held by precipitation of minerals in the formation water or chemical
alteration of the balance of water produced.

This work is based on thermodynamic modeling of the inhibition of scale to
generate a computational tool to estimate the fouling character of formation water,
efficiency and minimum concentration of inhibitors, like the setting and advance
their , for the specific conditions of the system which implements the inhibition
therapy.

Scale Inhibition CaCOs; is software designed and programmed exclusively for use
in oil fields and is broad in the prediction, monitoring, treatment and management
of calcium carbonate scale. To predict the minimum concentration of inhibitor
necessary and efficient for the specific conditions of a well and select the most
efficient inhibitor for the treatment application squeezed. It also predicts the amount
and cost of inhibitor necessary to inhibit, in a predetermined radius.

13



INTRODUCCION

El costo directo de remover las incrustaciones de un pozo puede alcanzar los
250000 dolares, a lo que hay que agregar el costo de la produccion demorada que
resulta ain mas elevado. Asi como en la practica médica se dice que es mejor
prevenir que curar, mantener los pozos productores en buen estado constituye, en
definitiva, la forma més eficiente de producir hidrocarburos. En la mayoria de los
casos para mantener la productividad de los pozos se prefiere utilizar el método de
inhibicion quimica como medio para prevenir la formacidén de incrustaciones. Las
técnicas de inhibicion pueden variar desde métodos basicos de dilucion a los mas
avanzados y efectivos inhibidores que actian antes de que se inicie el proceso.

La dilucion se utiliza, por lo general, para controlar la precipitacion de halita en
pozos con alto grado de salinidad. La dilucién reduce la saturacion en el pozo
enviando agua dulce en forma continua a la formacién, y constituye la técnica mas
simple para prevenir la formacion de incrustaciones en la tuberia de produccién.

Ademas de la dilucion, existe una gran variedad de inhibidores de incrustaciones
para distintas aplicaciones, que abarcan desde los termotanques hasta los pozos
de petréleo. La mayoria de estos quimicos bloquean el desarrollo de las particulas
minerales atacando el crecimiento de los nucleos de las incrustaciones. Algunos
quimicos quelatilizan o paralizan los reactivos que se encuentran en forma soluble.
Ambos enfoques pueden resultar efectivos, si bien cada uno de ellos requiere una
aplicacion cuidadosa dado que los tratamientos son poco tolerantes a los cambios
en el sistema de produccién. Los inhibidores quelatilizantes bloquean la
precipitacion o el desarrollo de residuos minerales s6lo para un cierto y limitado
nivel de sobresaturacion.

Por el contrario, los inhibidores de iniciacion interactian quimicamente con los

sitios de nucleacion de cristales y reducen de manera sustancial las tasas de
desarrollo de los cristales.
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1. INCRUSTACIONES INORGANICAS

1.1 DEFINICION DE INCRUSTACION INORGANICA

Los usos generales del término incrustacion denotan depdsitos duros, depdsitos
adherentes de minerales inorganicos constituyentes del agua que se formaron in
situ. La incrustacion puede ocurrir en la matriz de la formacion o en fracturas,
causando dafios en la formacion, sistema de produccion, revestimientos, y
sistemas de inyeccion y disposicion de agua.

1.2 ORIGEN *

En las incrustaciones minerales que se producen en los campos petroleros, el
agua juega un papel principal dado que el problema se presenta s6lo cuando
existe produccion de agua. El agua es un buen solvente para muchos materiales y
puede transportar grandes cantidades de minerales; todas las aguas naturales
disuelven distintos componentes cuando contactan fases minerales en su estado
natural; ésto da lugar a fluidos complejos, ricos en iones, algunos de los cuales se
encuentran en su limite de saturacion para ciertas fases minerales. El agua de mar
tiende a ser rica en iones, que son un subproducto de la vida marina y la
evaporacion del agua; el agua del suelo y el agua del ambiente cercano a la
superficie por lo general es mas diluida y su composicién quimica es diferente con
respecto al agua de zonas profundas del subsuelo asociada con acumulaciones
de gas y petrdleo.

La formacion de las incrustaciones comienza cuando se perturba el estado de
cualquier fluido natural de forma tal que se excede el limite de solubilidad de uno o
mas de sus componentes; las solubilidades de los minerales presenta una
compleja dependencia respecto de la temperatura y la presion; por lo general un
incremento de la temperatura provoca el aumento de la solubilidad de un mineral
en el agua; ésto quiere decir que mas iones tendran la capacidad de disolverse
con temperaturas mas altas; de forma analoga, al presentarse una disminucion de
presion la solubilidad tiende a disminuir. En el caso especifico del carbonato de
calcio, presenta tendencia inversa con respecto a la temperatura, es decir que la
solubilidad en agua aumenta cuando las temperaturas disminuyen; la solubilidad
del sulfato de bario se duplica cuando la temperatura oscila entre 25y 100°C [77 a
212°F], pero luego disminuye en la misma proporcién a medida que la temperatura
se acerca a los 200°C [392°F]. Esta tendencia, a su vez, se ve influenciada por la
cantidad de otros iones presentes en la salmuera de produccion.

Una complejidad adicional es la solubilidad de los minerales de carbonatos en
presencia de gases acidos como el diéxido de carbono [CO,] y el acido sulfhidrico

15



[H.S]. La solubilidad de los carbonatos aumenta a medida que aumenta la acidez
del fluido, y tanto el CO, como el H,S a altos niveles de presion proporcionan
suficiente acidez, por lo tanto el agua de formacion al estar en contacto con la roca
carbdnica y los gases acidos, puede ser rica en carbonatos disueltos.

La solubilidad presenta una dependencia compleja y no lineal con respecto a la
composicién de la salmuera, la temperatura y la presion del gas; el efecto de la
presion del gas es varios 6rdenes de magnitud mayor que el efecto normal de la
presion sobre la solubilidad de un mineral. En general, a medida que disminuye la
presién, el CO, deja la fase acuosa provocando el aumento del pH, que conduce a
la formacion de incrustaciones calcéareas.

Las incrustaciones presentes dependen de las caracteristicas especiales del agua
de formacion de cada campo, pero generalmente las incrustaciones de carbonato
de calcio son las mas comunes en los campos de petr6leo; normalmente son
formadas por sistemas trifasicos de fluidos en varias partes, desde el fondo del
pozo hasta las facilidades de superficie. Las incrustaciones de CaCOj3; pueden ser
generadas por la fase agua o salmuera durante las operaciones de los campos de
petréleo en presencia de las fases aceite y gas (sistema trifasico), puesto que el
dioxido de carbono (agente vital para la formacién de calcita) puede ser agregado
desde la atmoésfera por varias rutas de accién bacteriana. Ademas, debido a la
competencia en la naturaleza de aniones, para el calcio, los iones del carbonato
ganan sobre los iones del silicato debido a su mayor estabilidad; razén por la cual,
la caliza se deposita en mayor cantidad comparada con el silicato.

1.3 MECANISMOS DE FORMACION DE INCRUSTACIONES

Los principales mecanismos de la formacion de incrustaciones y en especial del
tipo CaCOg son:

e En yacimientos saturados donde su presién esta por encima del punto de
burbuja, y se encuentran en condiciones dindmicas, puede ocurrir alguna
formacion de incrustaciones de CaCOs; bajo las condiciones de produccion. Dicha
cantidad formada por unidad de volumen o masa de la salmuera es normalmente
pequefia. Esta es simplemente formada debido al hecho de que la solubilidad de
CaCOj3; en la salmuera es reducida por la disminucion de presién, similar a la
solubilidad de todos los tipos de incrustaciones en campo.

e Los mecanismos de formacién de incrustaciones cambian drasticamente tan
pronto como la presion del yacimiento o de la cara del pozo se encuentra por
debajo de la presion de burbuja. En este caso el gas es separado de la fase de
salmuera y de la fases aceite. Este gas separado produce un efecto directo sobre
su formacién.
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e El gas separado puede contener dioxido de carbono, el cual puede estar
previamente contenido en las fases aceite y salmuera. De esta manera las
concentraciones de CO; en las fases aceite y salmuera pueden disminuir; el valor
del pH de la salmuera remanente puede incrementarse con una disminucion de la
presion.

e La cantidad de CO; remanente dentro de la fase salmuera durante la
separaciéon del gas puede depender de numerosos factores tales como
temperatura, presion, presion parcial del CO; en el sistema, cantidad total de CO;
en las fases originales de aceite y agua. A menudo se pasa por alto factores tales
como GOR, WOR vy la relacion de composicion de CO, entre las fases aceite y
agua.

e Tan pronto como es separado el gas CO, de las fases liquidas, éstas proceden
a generar una combinacion estable de COz”y un pH constante en la salmuera. Los
iones de Ca’" originales y los iones de HCOs; formados pueden causar
precipitacion de CaCOgs; en este orden de ideas, la solubilidad producida puede
ser alcanzada y excedida drasticamente en la separacion del gas.

e Como la presién disminuye debido a los procesos de produccién del yacimiento,
todas las variables termodinamicas cambiantes en la produccion de un yacimiento
afectan de manera directa la formacion de incrustaciones. Los sistemas de fluidos
los cuales afectan su formacion, consisten en las fases gas, aceite y agua.

e Al igual que la presion y la temperatura, también, las cantidades respectivas y
composicion de las tres fases de fluidos indican la cantidad de incrustaciones
formadas por unidad de masa o volumen de flujo de agua o salmuera. Es de gran
importancia conocer las concentraciones de los tipos de iones y en especial los
iones Ca™" y el CO, remanentes dentro de la fase salmuera en cualquier tiempo de
la vida productiva de un pozo y en cualquier localizacion.

e La concentracion de CO; en la salmuera depende de la presion parcial del CO;
en el sistema de fluidos y de las fracciones de CO, presentes en las fases liquidas
(aceite y salmuera).

e En un caso especifico para una concentracion constante de iones de Ca™ enla
salmuera, y pH constante, la concentracion de iones de HCO3 puede aumentar
constantemente, de esta manera se pueden presentar cambios importantes en las
tendencias de formacién de incrustaciones de CaCO3; en varias localizaciones
dentro del sistema. La tendencia a la formacion de incrustaciones de CaCOg; en la
salmuera puede cambiar constantemente y puede establecerse como una funcion
de la presion parcial del CO; y otras variables como la presion, la temperatura y el
depletamiento normal del yacimiento debido a la produccion de fluidos en
superficie.
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e La salmuera producida de un yacimiento o de un pozo dado presenta varias
tendencias a la formaciéon de incrustaciones en el camino desde el yacimiento
hasta las facilidades de superficie.

1.4 ESCENARIOS DE FORMACION DE INCRUSTACIONES *

Para el mejor entendimiento de los mecanismos de formacidn de incrustaciones,
se definen a continuacién los factores simultaneos que ocurren normalmente en la
produccion de hidrocarburos y favorecen la formacién de depdsitos.

1.4.1 Mezclas incompatibles. La mezcla de aguas incompatibles provenientes
de la inyeccion y de la formacion puede provocar el desarrollo de incrustaciones.
La mezcla de estos fluidos en la matriz cercana al pozo generalmente produce
nuevos fluidos con concentraciones combinadas de iones que superan los limites
de solubilidad de los carbonatos.

1.4.2 Autosedimentacion. El fluido de un yacimiento experimenta cambios de
temperatura y presion durante la produccion; si estos cambios modifican la
composiciéon del fluido de modo tal que se supere el limite de solubilidad de un
mineral, éste precipita en forma de incrustaciones minerales; el fenémeno recibe el
nombre de autosedimentacion. Las incrustaciones de sulfatos y carbonatos
pueden precipitar como resultado de cambios de presion ocurridos dentro del pozo
0 en cualquier restriccion en el fondo.

Otro problema serio se presenta cuando precipitan residuos de carbonatos a partir
de los fluidos producidos que contienen gases acidos. La disminucién de la
presién durante la produccion libera gases del fluido, cuyo pH aumenta y provoca
el depdsito de residuos minerales.

1.4.3 Incrustaciones inducidas por la evaporacién del agua de produccion.
La formacion de residuos minerales también esta relacionada con la produccion
simultdnea de gas de hidrocarburo y salmuera de la formacién. A medida que
disminuye la presion hidrostética en las tuberias de produccion, el volumen de gas
de hidrocarburo se expande y la fase de salmuera que todavia se encuentra
caliente se evapora. Como resultado, se produce una concentracion de iones
disueltos que supera la solubilidad del mineral en el agua remanente. Esta es una
causa habitual de incrustaciones de halita en pozos con alta presion y altas
temperaturas (HTHP), si bien otros tipos de incrustaciones también se pueden
formar de esta misma forma.

1.4.4 Inundacién con gas. En operaciones de recobro secundario de petrdleo,
cuando se evallan y se ponen en ejecucion proyectos de inyeccion de CO,, se
puede provocar la formacién de residuos minerales debido a que el agua de
formacion se encuentra en un sistema presurizado, y al inyectarse CO2 provoca
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gue parte del gas se disuelva en la fase acuosa, y por consiguiente el agua se
vuelve acida vy disuelve la calcita que se encuentra en la formacion.

Las subsiguientes caidas de presion que se producen en la formacion alrededor
de un pozo en produccién, pueden provocar que el CO, se separe de la solucién y
por ende el pH del agua se vuelva a situar en valores altos provocando con ésto
gue se precipiten residuos de carbonatos en los cafioneos y en el “wellbore”. La
formacion de incrustaciones minerales en el ambiente que rodea al pozo provoca
una caida adicional de la presion y ésto conlleva a presentar mas precipitaciones.
Como ocurre en el caso de la autosedimentacién, este proceso de autogeneracion
puede llegar a sellar totalmente los cafioneos creando una pared impermeable
entre el pozo y la formacion en unos pocos dias, deteniendo la produccion por
completo.

1.4.5 Sobresaturacion. Una solucion saturada es aquella que esta en
equilibrio con su soluto. Soluciones sobresaturadas son las que contienen
concentraciones mas altas de soluto disuelto que su concentracién de equilibrio.
La sobresaturacion puede ocurrir por muchas razones, una de ellas es el hecho de
que los cristales submicroscopicos tienen una solubilidad mayor que las particulas
mas grandes. Esto previene el facil proceso de cristalizacion.

Hay numerosas formas de sobresaturar una solucién como: fluctuaciones de
temperatura, alteracion del pH, adicion de material precipitante, mezcla de dos
aguas incompatibles, reduccién de la presion (comun en la produccién de petréleo
y gas), agitacion, evaporaciéon, aumento de las concentraciones.

1.4.6 Tiempo de contacto. Para que el depésito se forme después de que una
solucion ha sido sobresaturada y la nucleacion ha ocurrido, debe haber suficiente
tiempo de contacto entre la solucion y los sitios de nucleacion en la superficie.
Generalmente, cuanto mas largo sea el tiempo de contacto de una superficie con
una solucion formadora de depdsito, es mas probable que la formacién de
depdsito ocurra. El tiempo requerido varia de segundos a afios, dependiendo del
grado de sobresaturacion, el tipo de material formador del depdsito, el tipo y sitio
de nucleantes, temperatura, presion y agitacion.

1.4.7 Precipitacion y crecimiento del cristal. Los cristales se forman por la
agregacion de moléculas las cuales contindan creciendo hasta cuando ellas
forman nucleos. La depositacion entonces comienza en los nucleos o en ndcleos
combinados, para formar cristales visibles. El polimorfismo, la ocurrencia de una
sustancia quimica en muy distintas modificaciones de cristales, es comin en
muchos materiales formadores de precipitados. Tales modificaciones son
causadas por la variacion en las condiciones ambientales durante la cristalizacion.
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1.5 MECANISMOS DE FORMACION DE INCRUSTACIONES A NIVEL
MOLECULAR *?

La formacién de incrustaciones, a diferencia de otros tipos de depésitos, es un
proceso de cristalizacion complejo. La rata de formacion de una capa inicial de
depdsito y su subsiguiente rata de crecimiento estan determinadas por la
interaccién de las velocidades de varios procesos: nucleacién, difusién, reaccién
guimica, y ordenamiento molecular de la red cristalina de la incrustacion.

SOLIDOS MINERALES
SUSPENDIDOS AGUA DE PRODUCCION DISUELTOS
Disolucidn
Solubilizacion
Pardmetros controladores
Tiemps
Temperatura
Frasién
supersaturacion pH

Otros factores ambientales
Tamafo de particula

Agitacien/velocidad

Mucleacidn Parimetros controladores
Precipitacidn Les mismos anteriores
Crecimiento del Parametros controladores
L cristal Velecidad da flujo
SOLIDOS ASENTADOS Temperatura de superficie
Y ENDURECIDOS Temparaturs cal 3gus

Composicion del agua
Crdanamiante molaculary atémice

Difusien

.. | Depdsito Energle de activacidn
- ' )
INorganico Compatibilidad de la red estructural

Figura 1. Esquema general de los mecanismos de formacion de
incrustaciones inorganicas.

En la figura 1, se muestra un esquema general de los mecanismos de formacion
de depdésitos y los correspondientes parametros controladores de cada etapa.

Algunos de los constituyentes formadores de los depdsitos inorganicos tienden a
reducir sus solubilidades con el incremento de la temperatura, por lo tanto cuando
las soluciones estan en contacto con una superficie de transferencia de calor ellos
precipitan debido a su mas baja solubilidad de equilibrio.
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Si bien el punto de partida para la formacion de las incrustaciones puede ser un
cambio de temperatura o de presion, la liberacion de gas, una modificacién del pH,
o el contacto con agua incompatible, existen aguas de produccion que a pesar de
encontrarse sobresaturadas y favorecer la formacion de incrustaciones minerales,
no presentan problema alguno. Las incrustaciones se desarrollan a partir de una
solucién.

El primer desarrollo dentro de un fluido saturado es una formacion de grupos de
atomos inestables, proceso denominado nucleacion homogénea (Ver figura 2).
En la primera etapa del desarrollo de las incrustaciones dentro de un fluido
saturado se forman grupos de atomos inestables en un proceso denominado
nucleacion homogénea. Los grupos de atomos forman pequefios cristales
provocados por fluctuaciones locales en el equilibrio de la concentracion de iones
en las soluciones sobresaturadas. Después los cristales crecen por efecto de la
adsorcién de iones sobre las imperfecciones de las superficies de los cristales, y
COmMo consecuencia trae un aumento en el tamafo de los cristales.

La energia necesaria para que el cristal crezca proviene de una reduccion de la
energia libre superficial del cristal; ésta disminuye rapidamente a medida que
aumenta el radio, una vez superado un cierto radio critico; ésto implica que los
cristales grandes tienden al continuo crecimiento de los mismos y ademas que los
cristales pequeios se pueden redisolver.

Agrupacion  Cristales

\ ' Crecimiento de cristales,

precipitacion y adherencia
Bl ="
O @

Figura 2. Elementos de la nucleacion homogénea

Por lo tanto, dado un cierto grado de sobresaturacion, la formacion de cualquier
semillero de cristales va a favorecer el aumento del crecimiento de incrustaciones
minerales; el semillero de cristales de hecho actla como un catalizador para la
formacion de incrustaciones.

También existe otra interaccion entre el medio y los minerales que provoca la
formacion de cristales; ésta es llamada nucleacion heterogénea, la cual consiste
en el crecimiento de los cristales o agrupaciones de minerales en superficies
irregulares a nivel micro de la estructura, en el cual esta contenido el agua de
produccién (Ver figura 3). Este crecimiento de los minerales se puede presentar
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generalmente en las imperfecciones que presenten las tuberias, en las juntas o
uniones, en las costuras de la tuberia de produccion, en los perforados del
revestimiento, y en cualquier superficie en la cual cambie su forma o estructura a
nivel micro o macro.

oOr» e — ST
Imperfecciones y
defectos en la tuberia

— ya— 0—

Figura 3. Nucleacion heterogénea

Ademas de la nucleacién homogénea y heterogénea, se debe tener en cuenta el
régimen de flujo que se presenta en las tuberias, porque para un régimen de flujo
turbulento los mecanismos de agrupacion y cristalizacion de los minerales
actuarian con mas fuerza, provocando con ésto que un alto grado de turbulencia
pueda hacer las veces de un catalizador para el depdsito de sedimentos.

La acumulacién de incrustaciones también puede ocurrir cuando la presién de
fluencia coincide con la presion del punto de burbuja. Esto explica por qué los
depésitos de sedimentos se desarrollan rapidamente en los equipos de
completamiento de pozo.

1.6 CINETICA DE LA CRISTALIZACION

La literatura encontrada con respecto a este tema precisa que los efectos de los
inhibidores en la prevencion de la precipitacion no pueden ser explicados
mediante consideraciones estequiométricas; se necesita conocer algunas de las
teorias basicas de la cinética de la cristalizacion para poder entender los
resultados y los valores en las pruebas de precipitacion.

Las complejas reglas de la nucleacién y crecimiento de los cristales describen a
los efectos de la sobresaturacion, heterogeneidades, temperatura y tiempo, como
factores que determinan el grado de nucleacién y crecimiento de los cristales.

La principal fuerza que actua sobre la nucleacion y el crecimiento de los cristales
es el nivel de sobresaturacién del agua de produccion, la cual cambia durante la
cristalizacién. Para la morfologia de los cristales y la distribucién de los tamafios o
las formas, se debe tener en cuenta que ésta también depende de factores como
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la sobresaturacion, la temperatura, la concentracion, el tiempo y la composicién
guimica.

El complejo y parcial conocimiento que se tiene sobre los procesos de crecimiento
y nucleacién de los cristales se vuelve mas dificil cuando se introducen los
inhibidores de incrustaciones en el sistema de cristalizacion. Para obtener una
visualizacién de los efectos de los inhibidores en la cristalizacién se necesita variar
las condiciones que estan controlando los procesos de cristalizacion; comiunmente
ésto no se hace; solo la concentracion del inhibidor es variada mientras que las
otras condiciones como la sobresaturacién no es cambiada; sin embargo estas
condiciones pueden cambiar en los pozos y en el campo, por lo tanto al efectuar
las pruebas se tiene que variar las condiciones en las cuales estan siendo
efectuadas, para poder predecir como trabajan los inhibidores bajo las condiciones
variables del campo.

1.7 INCRUSTACIONES DE CARBONATO DE CALCIO (CaCOs) °

1.7.1 Generalidades. El carbonato de calcio es el depdsito inorganico mas
comun. Casi todas las aguas formadas naturalmente contienen algo de calcio
disuelto y un simple contacto con el aire o con materia organica descompuesta
afectaria este calcio variando las concentraciones de dioxido de carbono. El
resultado de esta combinacidén es una precipitacion masiva que se puede adherir
en forma de depositacion inorganica en algun punto del ciclo afectado por el agua,
ya sea de produccion o de inyeccion.

Los depositos inorganicos de carbonato de calcio son un problema caracteristico
en la produccion de crudo, gas y agua. La mayoria de las aguas subterraneas
producidas con hidrocarburos contienen grandes cantidades de calcio entre otros
iones. Estos también contienen grandes concentraciones del ién bicarbonato como
resultado de la alta presion parcial del CO..

Cualquier depésito de carbonato de calcio, (ver figura 4), puede ser disuelto por
el agua y el di6xido de carbono y tiene una particular importancia en el ciclo del
carbonato de calcio. El contacto del agua con el aire adsorbera didxido de carbono
en fase gaseosa y bajo las condiciones adecuadas se convierte en el &cido
carbdnico.

CO, + H,0 > H,CO,4 (1)
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Figura 4. Depdsitos de calcita

Este acido débil puede disolver facilmente ciertos minerales tal como el carbonato
de calcio de la formacion del bicarbonato de calcio.

CaCO3 + Hy,CO3  —* Ca** +2HCO3 (2)
Esta reaccion le permite al carbonato de calcio ser disuelto, transportado y bajo
ciertas condiciones redepositado nuevamente, algunas veces, como carbonato de
calcio. Aunque el agua pueda adsorber CO, del contacto con el aire, se cree que
la mayor porcién de CO; en agua proviene del contacto de ésta con materia en
descomposicion en el suelo.

Grandes concentraciones de CO, estan usualmente presentes en pozos
productores de aceite y de gas. La solubilidad del diéxido de carbono en un pozo
productor de aceite y de gas disminuye con el incremento de la temperatura a
altas profundidades, pero la temperatura aumenta con el incremento de la presién
en el fondo (Ver figura 5). En la figura se muestra una solubilidad minima entre
1500-2000 pies de profundidad, con altas solubilidades y bajas profundidades que
estan cerca de la superficie.
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Comportamiento de la Solubilidad del CO2, Temperatura'y Presion Vs Profundidad
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Figura 5. Solubilidad del co, a varias profundidades de un pozo productor de
aceite.

Fuente. Corrosion of Oil and Gas Well Equipment, NACE and API, 1958

Los yacimientos de carbonato de calcio pueden ser facilmente disueltos y
precipitados por el agua bajo una variedad de condiciones. Generalmente las
condiciones que alteran la solubilidad del bicarbonato de calcio resultan de la
precipitacion del carbonato de calcio, como un problema potencial en el
yacimiento. Afortunadamente tales depdsitos son facilmente solubles en acido y
pueden ser controlados por ajustes de pH o acidificacion.

1.7.2 Mecanismos de depositacion del carbonato de calcio. Los fluidos
comunmente producidos provienen de rocas calizas, dolomitas o areniscas que
han sido cementadas con carbonato de calcio. Cuando los pozos son puestos a
producir en tales formaciones, el agua asociada con los fluidos experimenta una
caida de presion, cambios de pH y temperatura, entre otros, los cuales traen como
resultado final la precipitacion de carbonato de calcio en alguna parte de este
sistema inestable. Consecuentemente, toda la produccion de fluidos (crudo, gas y
agua) forman depdsitos solidos, tanto en el fondo como en la superficie de un
pozo.

La depositacion de carbonato de calcio se presenta preferiblemente cuando:

e Disminuye el contenido de COa.
e Aumenta el pH.
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e Disminuye la presion total.

e Aumenta la temperatura (Quemadores de los tratadores).

e Disminuye el contenido de sales y sélidos disueltos en el agua (sin incluir los
iones calcio), hasta un maximo de cerca de 200000 mg/L.

e Aumenta la turbulencia.

La probabilidad de formacion de carbonato de calcio es mas factible en rangos de
pH alcalino.

El carbonato de calcio se encuentra en el agua producida como bicarbonato de
calcio Ca (HCOs3),, el cual es mas soluble que el CaCOg3, pero como la solubilidad
del bicarbonato (HCO3) es directamente proporcional a la cantidad de CO,
disuelto en el agua, cuando se presenta un incremento en la temperatura y/o caida
de presion, el CO, se libera del agua y provoca que el carbonato se precipite; se
puede apreciar en las siguientes ecuaciones:

TAT
Ca(HC03)2 b CaC03 ~L +COZ T +H2
lAP
Ca(HC03)2 b CaC03 ~L +COZ T +H20 (3)
La turbulencia causa precipitacion de carbonato de calcio, especialmente en
puntos donde existe caida de presion adicional, tales como las perforaciones,

choques, bombas de subsuelo, acoples de bombas y varillas, codos, platos
desviadores y bombas de superficie.
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2. INHIBIDORES QUIMICOS DE INCRUSTACION

Los inhibidores de incrustacion son productos quimicos que pueden demorar,
reducir o prevenir la formacion de éstas, cuando se adicionan en pequefias
cantidades a aguas normalmente formadoras de depdésitos.

2.1 MECANISMOS DE ACCION DE LOS INHIBIDORES DE INCRUSTACION

Los inhibidores empleados en las operaciones de campo funcionan con uno o
algunos de los siguientes mecanismos:

e Previniendo la nucleacién, lo que blogquea la formacién de los cristales.

e Evitando el crecimiento de los cristales cuando éstos comienzan a formarse; en
este caso el inhibidor se adsorbe sobre la superficie de los cristales mientras éstos
estan todavia diminutos y previenen asi su crecimiento.

e Evitando que se adhieran de nuevo cristales a depdsitos incrustantes ya
formados.

Los inhibidores de incrustacibn se usan con mayor frecuencia para evitar el
crecimiento de cristales de depdsitos ya formados, ésto significa que el inhibidor
debe estar presente en lugares donde los cristales comienzan a formarse.

Algunos inhibidores de incrustacion reaccionan con iones calcio, magnesio o bario
para formar compuestos insolubles. La precipitacion de estos compuestos puede
resultar en la formacién de un depdsito inorganico, y asi crearse un nuevo
problema. Generalmente los fosfonatos y polimeros son mas propensos a este
problema.

Los mecanismos por los cuales los inhibidores de incrustacion funcionan,
involucran las siguientes habilidades:

Dispersantes.

Antiprecipitantes.

Secuestrantes.

Agentes queladores.

Modificadores de cristales.

Condicionadores de depdsitos de incrustaciones.

La mayoria de los inhibidores de incrustacion aplicados, usan la alteracion de la
morfologia del cristal como mecanismo de inhibicién, lo que se conoce como
efecto de entrada “Thershold effect”. Solo los agentes queladores tales como el
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acido etilendiaminotetracético (EDTA) y el acido nitrilotriacético (NTA) no utilizan el
mecanismo anterior, sino que funcionan mediante la coordinacién del i6bn metalico
en una estructura con seis numeros de coordinacion. Estos materiales alrededor
del ibn metalico previenen la formacion de ciertos tipos de incrustacion.

Los polimeros a base de fosfonato cumplen su funcion de la siguiente manera:
cuando el primer depédsito comienza a formarse, muchos cristales diminutos se
precipitan del agua, en este momento los iones fosfonato cubren los diminutos
cristales antes de que éstos puedan agruparse y asi crecer. Este mecanismo es
conocido como adsorcion del fosfonato sobre el nucleo de la depositacion
inorgénica; por lo tanto gran cantidad de incrustaciones puede tratarse con poca
cantidad de polifosfonato.

El tiempo de vida promedio de un tratamiento de inhibicion puede oscilar entre 3 y
6 meses y segun las condiciones de adsorcion en las paredes de los poros y la
precipitacion en el espacio poroso se puede extender hasta dos afios.

En incrustaciones de CaCOj; el inhibidor se compone de fosfatos y acido
fosfinocarboxilico. Los iones Ca™" son liberados cuando se deja el inhibidor en la
formacion y el mecanismo de retencién es la precipitacion en las zonas de
carbonatos.

2.2 TIPOS DE INHIBIDORES DE INCRUSTACIONES

2.2.1 Inhibidores quimicos organicos. Se utilizan con mayor frecuencia y no
presentan problemas de reversion. Las dosis de inhibidor a usar oscilan entre 5y
15 ppm; pero si existen bastantes sélidos suspendidos en el agua, el inhibidor se
adsorbera sobre la superficie de los mismos gastandose y haciéndose necesario
la aplicacién de mayores concentraciones. Se han encontrado los siguientes tipos
de inhibidores orgéanicos:

2.2.1.1 Esteres organicos (polifosfonatos organicos, ésteres fosfonatos)

0
R-CH,-0-P-0-
O_

Son los inhibidores mas efectivos en el control de depésitos de CaSO,. No se
recomiendan por encima de 212°F. Los ésteres fosfonatos genéricos comiunmente
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mas usados en la industria del petréleo son: ésteres amino fosfato y ésteres
alcohol fosfato.

Sus cualidades mas importantes son:

Inhibidor de umbral.

Inhibe los cuatro tipos mas importantes de incrustaciones.
Especificamente bueno para BaSO4/CaCOs,

Puede aplicarse tanto en forma continua como por “squeeze”.
Efectivos a mas bajas concentraciones que otros tipos de inhibidores.
No son afectados por bajos pH.

Hidroliticamente son mas estables que los polifosfatos.

Son muy estables con el tiempo.

No se afectan por altas concentraciones de sal.

Funcionan como modificador de crecimiento de cristales.
Puede monitorearse facilmente por el procedimiento residual.

Sus desventajas mas relevantes son:

Son estables solo hasta 160°F.

No son muy apropiados para ser aplicados en “squeeze”.

Se desgastan muy rapido porque se adsorben sobre los sélidos suspendidos.
Los ésteres de fosfato de alcohol son menos efectivos que los ésteres de
fosfato de amino.

2.2.1.2 Fosfonatos organicos ®2

(o}

_O_{:,_o_
CH, o]

< I;l—CHz—II'il’—O‘>
CH, o-
Chz 0]
l!l—CHZ—II:I’—O‘

\ RO )

Son los mas recomendados para el tratamiento de CaCO3;. Son mas estables que
los ésteres a altas temperaturas y presentan efectividad inclusive a temperaturas
superiores a 350°F. Los fosfonatos genéricos organicos mas comunmente
utilizados en la industria del petréleo son: ATMP, HEDP, EDTMP, HDMTMP,
DETPMP, BHMTPMP.
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Sus ventajas mas importantes son:

e Especiales para el tratamiento de carbonato de calcio.

e Funcionan como modificadores del crecimiento del cristal.

¢ Inhibidor de umbral

e Inhiben gran cantidad de depdsitos incrustantes.

e Estable a temperaturas superiores a 350°F.

¢ Generalmente presenta buena solubilidad en agua salada de calcio.
e Se aplican en forma continua o por “squeeze”.

e Facil monitoreo por procedimiento residual

Desventajas:

e Trabajan para incrustaciones especificas.

e Limitada estabilidad térmica por encima de los 400°F.

e Puede verse afectado por altas concentraciones de hierro

e Problemas potenciales de solubilidad en salmueras con alto contenido de

calcio.

2.2.1.3 Polimeros organicos "8

CH,—~CH-CH,—~CH-CH,—CH

| | |
(I3=O (I3=O (;,=O
O- O- O-

Se utilizan principalmente a altas temperaturas (> 350°F), ésto les permite ser mas
estables que los fosfonatos. Los polimeros organicos genéricos mas comanmente
usados en la industria del petréleo son: poliacrilatos, polimetacrilatos,
poliacrilamida y polimaleato.

Ventajas:

Estabilidad térmica hasta los 450°F

Funcionan como modificadores y dispersante de cristales.
Inhibidores de umbral.

Efectivos contra la mayoria de los tipos de incrustaciones
Facil monitoreo.

Se pueden aplicar en forma continua o por “squeeze”.
Buenas caracteristicas de adsorcién y desadsorcion.
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Desventajas:

e Deben usarse en concentraciones elevadas.

e Alto costo.

e Elevado peso molecular (1000-10000), lo cual limita su solubilidad en salmueras
de calcio.

e Para tratamientos de superficie, normalmente la relacion costo/beneficio no es
tan buena como la de los ésteres fosfatos / fosfonatos.

e El procedimiento de monitoreo a veces es dificil.

2.2.2 Inhibidores quimicos inorganicos

2.2.2.1 Polifosfatos inorganicos

T P %%
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O O O O

Son materiales sélidos inorganicos no cristalinos que se clasifican como simples
(se disuelven en agua rapidamente) y de solubilidad controlada (se disuelven
lentamente en agua). Los genéricos mas utilizados en la industria del petréleo son:
hexameta fosfato de sodio, tri-polifosfato de sodio, tri-polifosfato de potasio.

Las cualidades de los polifosfatos inorganicos son:

e Funcionan como modificadores del crecimiento del cristal.

e Inhibe el umbral: puede estabilizar grandes concentraciones de calcio con
menores cantidades estequiométricas.

e Relativamente econémicos.

Desventajas:

e Hidroliticamente inestable, por encima de los 90°F revierte a ortofosfato.
e Baja solubilidad en salmueras de gran contenido de calcio.
e Pueden formar precipitados de fosfato de calcio.

2.3 INHIBIDORES DE INCRUSTACIONES UTILIZADOS EN LA INDUSTRIA
PETROLERA *

En la industria petrolera de Colombia existe gran variedad de empresas dedicadas
al tratamiento quimico del agua de produccion de los campos petroleros; se
caracterizan por el empleo de alta tecnologia para aportar soluciones al
tratamiento quimico del agua de produccion. Estas empresas realizan analisis
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rigurosos de laboratorio para determinar las tendencias de formacién de
incrustaciones bajo condiciones especificas y variables con el objetivo de
encontrar la mejor opcion de inhibicion disponible dentro de su portafolio de
productos, asi como para encontrar el mejor esquema a implementar para la
inyeccion de quimicos.

2.3.1 Productos quimicos para inhibir la formacién de incrustaciones.
Dentro del portafolio de productos para la inhibicion quimica de incrustaciones, se
destacan por su eficiencia, utilidad, comerciabilidad y aplicabilidad bajo
condiciones especificas los siguientes inhibidores:

Scaletreat. Gama de inhibidores de incrustaciones para sistemas en superficie y
fondo de pozo, bajo condiciones de poca o alta tendencia de formaciones de
incrustaciones en sistemas de alta temperatura - alta presion (HT/HP) y alta
salinidad. Este tipo de inhibidor es recomendado para aplicaciones al inicio de la
vida productiva de un campo petrolero.

Scaletreat XL. Posee las mismas caracteristicas que el inhibidor tipo Scaletreat y
adicionalmente este presenta mayor eficiencia en formaciones de incrustaciones
con alta dureza y gran tamafio, es recomendado en aplicaciones donde el
problema de la formacién de incrustaciones es avanzado y presenta un grado de
obstruccion leve-medio en las lineas de flujo.

Scaletreat 888. Inhibidor soluble en petroleo, para aplicaciones en arenas
productoras con bajo corte de agua, presenta minimo riesgo de dafio a la
formacion en la aplicacion de fondo de pozo. Este inhibidor proporciona una
eficiente proteccion para el inicio de la produccion de agua, debido a ésto es
recomendable para campos en desarrollo.

Scaletreat EM. Inhibidor aplicable para campos con bajas producciones de agua,
con un minimo riesgo de dafio a la formacion en la aplicacién en fondo de pozo,
provee una larga duracién del efecto inhibidor mientras éste sea inyectado en
contacto solamente con agua.

Troscap - Solid state inhibitor. Inhibidor de incrustaciones de tipo solido, su
aplicacion es mejor en el sistema de fondo de pozo; cuando la pildora que
contiene al inhibidor es introducida lentamente al sistema se reduce al minimo los
requisitos de volumen del tratamiento, presenta una mayor eficiencia en pozos de
baja presion. Este inhibidor es utilizado para proteger las herramientas y equipos
de subsuelo en el pozo, su aplicacién en fondo es muy flexible, éste puede ser
aplicado con “coiled tubing” o “hanging baskets”.
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Esp 2000 Squeeze enhancer. Este producto quimico es utilizado en aplicaciones
de fondo de pozo en combinacion con Scaletreat y Scaletreat XL para permitir una
mayor entrada de inhibidor de incrustaciones en la formacion; también puede ser
usado como estimulacion de la formacién ayudando a la remocion de agua y
emulsion cerca del “Wellbore”.

Multitreat 1502 - Scale remover. Este tipo de inhibidor es aplicable para
formacion de incrustaciones de hierro, presenta una menor efectividad cuando
existe presencia de H,S, es usado generalmente en sistemas de produccién e
inyeccién, ayudando a mantener la produccion y el flujo de inyeccion.

Scalesolve — Scale dissolvers. Estos tipos de inhibidores son aplicables para la
inhibicién de incrustaciones de bario, estroncio, sulfato de calcio, y carbonato de
calcio.

Techni-Solv 2000 barium sulfate scale dissolver. Inhibidor de incrustaciones
utilizado para esquemas de inhibicion en fondo de pozo y en superficie,
recomendable para formaciones severas de incrustaciones de sulfato de bario y
sulfato de calcio a temperaturas hasta de 225 °F. Este inhibidor provee tolerancia
a los sélidos disueltos en la salmuera de produccion.

Techni-HIB scale inhibitor. Inhibidor de incrustaciones utilizado para esquemas
de inhibicion en superficie, recomendable para formaciones severas de
incrustaciones de carbonato de calcio (CaCOg3) a temperaturas hasta de 225 °F.
Tolera altos contenidos de solidos disueltos en la salmuera de produccion.

Caracteristicas:

e Alta solubilidad en la salmuera

e Excelente inhibicion de incrustaciones de carbonato de calcio

e pH neutralizado para minimizar el efecto de corrosién en las tuberias y equipos
de las facilidades de superficie.

Gyptron. Inhibidor de formacién de incrustaciones aplicable en la sarta de
produccién del pozo y las lineas de flujo del campo, ayudando a maximizar el
volumen de produccion y a reducir el tiempo de no operatividad en las lineas de la
facilidad a causa de obstrucciones.

Advanced gyptron. Este tipo de inhibidor modifica la tendencia del crecimiento
de cristales, reduce y previene la formacion de minerales de incrustaciones
usando en su composicion polimeros funcionales y otros quimicos.

Este tipo de inhibidor actia requiriendo solamente un pequefio namero de
moléculas de inhibidor en contraste con el ineficiente y costoso método de
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guelacion en donde se utilizan quimicos como el EDTA (acido
etilendiaminotetraacético). Una de las grandes ventajas de este tipo de inhibidor
es que los volumenes de tratamiento quimico utilizados en un esquema de
inhibicibn son comparativamente menores, por lo cual los costos de éste son
reducidos en un gran porcentaje.

En la mayoria de las aplicaciones, una baja dosificacion de este inhibidor es
suficiente para lograr efectividad en el tratamiento del problema de incrustaciones.
Para condiciones severas de formacion de incrustaciones y particularmente las de
BaSO,, la dosificacion puede incrementarse para mantener la efectividad de
inhibicion. El inhibidor tipo Gyptron es basado en tres tipos de componentes:
ésteres — fosfatos, fosfonatos y polimeros.

2.3.2 Esquema de inhibicion con combinacion de productos quimicos anti-
incrustaciones y anticorrosivos. Este esquema de inhibicion consta de
productos quimicos multifuncionales obtenidos de la combinacion de inhibidores
de incrustaciones e inhibidores de corrosion. Estos productos son disefiados para
reunir en un solo producto quimico integral la solucion a las necesidades del
sistema de produccion, particularmente en sistemas de produccién en donde las
facilidades para la inyeccion en fondo de pozo y sistemas en superficie son
limitadas o acarrean costos elevados.

Captron — Encaptron. Captron es un inhibidor encapsulado de incrustaciones y
Encaptron es un inhibidor encapsulado de corrosion; la combinacién de estos
productos quimicos proporciona una aplicacion controlada para mantener a largo
plazo la accién de los inhibidores de incrustaciones y corrosion sin pérdidas
significativas del producto y dafios a la formacién en esquemas de inhibiciéon en
fondo de pozo. La combinacién de estos productos encapsulados hace este
esquema de inhibicién rentable sin las desventajas que presenta mantener dos
aplicaciones de inhibidor por separado.

La composicion de estos inhibidores es una compleja mezcla de polimeros,
material activo y agentes de carga, todo ésto para encontrar las caracteristicas
especiales de inhibicidn que requiere cada aplicacion especifica.

La capsulas sélidas contienen ingredientes activos (realmente agregados de
cientos de miles de capsulas) de uno a tres milimetros de didmetro; estas
capsulas actian cuando son inyectadas al sistema y posteriormente se disuelven,
permitiendo la entrada de los ingredientes activos en la corriente. Cuando estas
capsulas son inyectadas en el fondo del pozo desde la capa superior hasta las
perforaciones, van suministrando el ingrediente a medida que se produce el fluido
de formacion garantizando con ésto que la inhibicidbn proporcione proteccion
duradera.
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La vida del tratamiento de los inhibidores de incrustaciones y corrosion
encapsulados depende de factores como el volumen del inhibidor, la tasa de
produccion del pozo o campo petrolifero, temperatura, pH y concentracién de
sales del agua de formacion. Estos inhibidores se pueden almacenar
indefinidamente sin presentar degradacién en los componentes activos a
temperaturas menores a 120 °F. Para aplicaciones en sistemas de fondo de pozo,
estos inhibidores muestran un excelente comportamiento a temperaturas hasta de
400 °F.

Scortron.  Inhibidor dual y multipropésito de incrustaciones y corrosion,
proporciona una sofisticada respuesta a los complejos problemas de produccion
en los campos petroleros. Debido a que los problemas son raramente simples e
independientes, las soluciones eficaces deben tener en cuenta una amplia
variedad de condiciones del sistema asi como de los costos del esquema de
inhibicién.

La linea versatil de productos quimicos Scortron permite modificar la respuesta de
la aplicacion del esquema de inhibicidon con una mezcla especializada del inhibidor
de corrosion con diferentes inhibidores y agentes activos como:

Agentes dispersantes de solidos
Agentes espumantes
Inhibidores de incrustaciones
Inhibidores de corrosion

La mayoria de productos Scortron son mezclas solubles en agua de inhibidores de
incrustaciones y corrosion usados en aplicaciones de inyeccion continua. Estos
son formulados para maxima versatilidad usando un amplio rango mezclas
guimicas de inhibidor de incrustaciones y corrosion en una variedad de relaciones.

2.3.3 Esquema de inhibicion con combinacion de productos quimicos anti-
incrustaciones y tratamientos de estimulacién. Los tratamientos combinados
de estimulacion e inhibicién se obtienen combinando el inhibidor “Scaletreat 2807”
para aplicaciones en fondo de pozo con un tipo de acido utilizado para estimular la
formacion; con ésto se bombean los dos productos quimicos por una misma linea
de inyeccién ahorrando costo y tiempo de ejecucion. Este tipo de esquema de
inhibicion-estimulacion permite mejorar la efectividad de la estimulacion y consigue
que el inhibidor llegue hasta el punto donde ocurre la formacién de incrustaciones
dentro de la arena productora.

Scaleprop. Este inhibidor es aplicable a sistemas de inhibicién de todo tipo de
incrustaciones en fondo de pozo, la caracteristica mas importante de este
esquema de inhibicion es su aplicacion en la regién cercana al “wellbore” en
donde se efectla una operacion de fracturamiento hidraulico por medio del cual el
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material propante y el inhibidor es absorbido por la matriz y es precipitado en el
espacio poroso para desde este lugar iniciar la inhibicion de incrustaciones
durante un periodo mas largo que en los esquemas de inhibicidon convencionales.
Aplicaciones

e Disefiado para aplicaciones en fracturamiento hidraulico, pozos de crudo y de
gas humedo, pozos en tierra firme y offshore, completamientos submarinos.

Beneficios

e Disminuye los costos en la intervencion del pozo.

e Provee una proteccion inmediata y a largo plazo comparado con inhibidores
normales.

e Proteccion de todo el sistema con alta confiabilidad.

Caracteristicas

e Esta disponible en un variado rango de tamafios de material propante.

e Requiere un tiempo de mas de 24 horas de aplicaciébn antes de empezar la
produccion del pozo para asegurar la adecuada retencion y accion del inhibidor
dentro de la formacién.

e Después de iniciada la produccién del pozo, éste puede demorar de dos a tres
dias para restaurar su tasa de produccion.

Scalemat. Inhibidor de incrustaciones aplicable a esquemas de inhibicion en
fondo de pozo; la caracteristica mas importante de este esquema de inhibicion en
su aplicacién en la region cercana al “wellbore” es que permite estimular la
formacion productora y a la vez inhibe la depositacion de incrustaciones,
permitiendo con ésto disminuir los costos del tratamiento ademas de mantener y
aumentar los niveles de productividad del pozo.

Aplicaciones

e Estimulacién matricial en formaciones de tipo areniscas y carbonatadas.
e Disolucion e inhibicion de incrustaciones de carbonato y sulfato.

Beneficios

e Disminucion de costos debido a la larga duracién del tratamiento, namero
minimo de intervenciones en el pozo.

e Aumenta la eficiencia de los trabajos de “workover” debido a menor tiempo de
cierre de los pozos y a una produccion diferida menor.

e Aplicaciéon eficaz del inhibidor de incrustaciones protegiendo directamente la

matriz estimulada.
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Caracteristicas

e Inhibidor de incrustaciones compatible con fluidos de estimulacion para
areniscas y carbonatos.

e Aplicable en el fondo del pozo a temperaturas hasta de 350 °F.

e Tolerante al calcio y altas concentraciones de hierro.

e Quimica del inhibidor basada en polimeros, ofrece mayor retenciéon, durabilidad
y eficiencia.

2.4 COMPATIBILIDAD DE LOS INHIBIDORES *

2.4.1 Compatibilidad de los inhibidores con los fluidos de produccion del
campo. La practica convencional en los campos petroleros ha sido evaluar y
analizar los efectos positivos de los inhibidores para prevenir la formacion de
incrustaciones y se ha dejado de lado los efectos secundarios de la aplicacion de
esta clase de quimicos en las operaciones diarias; estos efectos pueden actuar
negativamente en la formacion causando dafio, y los fluidos de produccién
también se pueden ver afectados. Por lo tanto, en la evaluacion de los inhibidores
en el campo y en el laboratorio se deben hacer pruebas para identificar las
caracteristicas negativas de estos componentes. Hay tres factores particulares
gue intervienen afectando las operaciones normales del campo al inyectar
inhibidor de incrustaciones:

1. La reaccién de los inhibidores con los iones que estan disueltos en la
salmuera de produccion.

2. La formacién de emulsiones, si el inhibidor de la solucibn acuosa esta en
contacto directo con el crudo producido.

3. La formacién de corrosién en todas las tuberias por donde se transporta los
fluidos de produccién.

La presencia de factores secundarios puede ser mas perjudicial para la extraccion
de hidrocarburos que la formacion de incrustaciones, por lo tanto la aplicacion de
un sistema de inhibicién de incrustaciones debe tener un analisis minucioso sobre
los efectos adversos que se puedan presentar en su implementacion.

2.4.2 Compatibilidad de los inhibidores con el agua de produccién. Las
salmueras de produccion en los campos petroleros contienen varias
concentraciones de cationes bivalentes tales como Ca++, Mg++ y Ba++; algunos
inhibidores de incrustaciones reaccionan con estos cationes para formar sales
poco solubles; la acumulacién de este tipo de sales puede llegar a generar una
capa gruesa de incrustaciones de calcio, magnesio o bario, las cuales estan
definidas como seudoincrustacion. Por ejemplo, en una fuente de agua del pozo
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fue inyectado constantemente un inhibidor de incrustaciones a través del anular
para prevenir la formacién de incrustaciones de CaCO3 en la tuberia. Después de
algunos meses se habian formado incrustaciones pesadas; los analisis quimicos
posteriores revelaron, sin embargo, que las incrustaciones no eran de CaCO3 sino
del producto de la reaccion entre el inhibidor y el ion de Ca++ presente en el agua.

La formacién de una precipitacion de sal de calcio esta dada por la solubilidad de
la sal la cual es funcibn de la temperatura, concentracién del inhibidor,
concentracion de iones de Ca™™, pH y en un pequefio grado de la concentracion
de NaCl.

Dentro de las pruebas de laboratorio hechas para evaluar la efectividad de
inhibicion de un producto quimico deben estar las pruebas de compatibilidad con
el agua o salmuera de formacion para identificar la posible formacion de
seudoincrustacion.

2.5 APLICACION DE INHIBIDORES DE INCRUSTACION

Los métodos de aplicacion son muy variados y dependen del sistema de
levantamiento artificial utilizado, completamiento, naturaleza del problema vy
severidad.

Algunos inhibidores de incrustaciones se aplican soélidos (polvo, barras,
aglomerados y capsulas) y son utilizados en cestas perforadas, alimentadores de
“bypass”, operaciones de fracturamiento, o bombeados en el fondo del pozo. En
forma general, los inhibidores son aplicados en forma liquida con una base
acuosa.

La aplicacion de inhibidor de incrustaciones en forma continua y por squeeze sera
analizada a continuacion.

2.5.1 Aplicacién en forma continua '°. Es la forma mas comun de aplicacién de
los inhibidores de incrustaciones. Una bomba de inyeccion de quimico introduce el
inhibidor al fluido las 24 horas del dia, por lo que se otorga una protecciéon mas
efectiva contra la formacion de incrustaciones en el sistema.

Se utiliza para tratar problemas en superficie y algunas veces se usa para resolver
problemas en fondo del pozo (liquido bombeado por el anular hacia el fondo del
pozo y alimentador de “bypass” para aplicar por el anular).

Algunas consideraciones que se deben tener en cuenta cuando se aplique en
forma continua un inhibidor son:
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e El inhibidor debe ser aplicado tan lejos como sea posible, aguas arriba del
problema de incrustacion.

e Se debe inyectar el inhibidor en un punto de buena mezcla (“manifold”,
descarga de bombas, entre otros).

e Nunca inyectar inhibidor dentro de una linea o tanque estatico debido a
incompatibilidades potenciales.

e Nunca inyectar el inhibidor de incrustacion en la misma linea con inhibidor de
corrosion puro.

2.5.2 Aplicacién por “squeeze” % 10 111213 En esta técnica el inhibidor es

colocado en contraflujo dentro de la formacion a una presion tal que no supere la
presion de fractura de la formacién, puesto que un fracturamiento inducido creara
canales de preferencia y el inhibidor no se distribuird de manera uniforme a lo
largo de la formacién; conocer el gradiente de fractura de la formacion permite
optimizar esta técnica. El inhibidor es inyectado por empuje con un bache de agua
de formacion u otro fluido compatible con el agua de formacion.

La aplicacion por squeeze se ejecuta tipicamente implementando las siguientes
tres fases **:

1. Un “preflush” que contiene agua, &cido diluido, o surfactante a condiciones del
yacimiento.

2. Una pildora que contiene de una a tres partes del inhibidor seleccionado en 0,5
a 3% (peso / peso, del quimico activo). La concentracion de inhibidor en la
formacion oscila entre 2 y 10% en volumen disuelto en agua.

3. Un “overflush” que contiene un bache compatible con el agua de formacién de
aproximadamente tres veces el volumen de la pildora.

Estas fases se bombean de forma secuencial en la formacion, el pozo se cierra
por un periodo de 24 a 72 horas para que el inhibidor sea retenido en la formacién
por mecanismos de adsorcion, precipitacion, o de ambos y lentamente es liberado
con el fluido de produccién para otorgar una inhibiciébn continua entre 3 y 12
meses.

Cuando se reanude la produccion, al inicio hay normalmente un pico en la
concentracion del inhibidor y luego se libera en la salmuera producida una
concentracion baja de este durante un largo periodo de tiempo. Una ventaja
importante de un tratamiento de inyeccidén en fondo del pozo por “squeeze” u otros
métodos de tratamiento es que la incrustacién esta controlada en la formacion
cerca de la cara del pozo donde es mayor la caida de presion, en las
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perforaciones y el revestimiento, y en la parte inferior de la tuberia de produccion;
ademas se protege la tuberia de produccioén y todas las facilidades de superficie.

Otras ventajas:

Todas las superficies de acero dentro del pozo son protegidas.

Se puede aplicar para pozos nuevos o viejos.

No se requiere de mantenimiento de bombas inyectoras de quimico.
Son operaciones faciles de realizar para cualquier compafiia de servicio.

Desventajas:

e Generalmente deben ser repetidos cada 3 a 12 meses.

e Se elevan los costos de operacion debido a que es necesario un “workover”
para su realizacion.

e Pérdida del producto inhibidor de incrustaciones en el yacimiento.

e Pérdida excesiva de inhibidor en la primera etapa de produccion del pozo
después de realizarse la operacion.

e Control limitado de la concentracion de inhibidor que fluye con el fluido
producido.

e Pérdidas de produccion de crudo debido a que se debe parar el pozo para
realizar la operacion.

En la figura 7 se presentan distintos tipos de aplicacion de inhibidores en fondo de
pozo.

2.6 ALGUNOS ESTUDIOS SOBRE INHIBICION DE INCRUSTACIONES
INORGANICAS

2.6.1 Un nuevo concepto en la inhibicion de la formacion de incrustaciones
inorganicas mediante tratamientos “squeeze” **. Desde el momento en que
las incrustaciones inorganicas se convirtieron en un problema dificil de controlar
en las operaciones de produccién de pozos productores de petrdleo, se han
desarrollado muchos inhibidores para combatirlo. Los inhibidores de
incrustaciones basicamente actlan en la etapa de nucleacion del cristal, para de
esa manera cumplir con su principal funcidn de prevenir o retardar el crecimiento
de los cristales que forman las incrustaciones inorganicas. La mayoria de estos
inhibidores tienden a ser efectivos pero la verdad es que muchos de los
tratamientos que trabajan de una manera aceptable en el laboratorio, no han
tenido un buen desempefio ni tampoco han sido completamente desarrollados en
campo, lugar en donde realmente el inhibidor debe mostrar su efectividad. Las
principales desventajas que presentan algunos de los tratamientos para la
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inhibicién de incrustaciones, las cuales llevan a un menor rendimiento en campo
basicamente son:

e No atacar las incrustaciones inorganicas en su punto de inicio (mecanismos que
no son in situ).

e Presentan excesivas ratas después del tratamiento, lo cual conlleva a minimizar
considerablemente el tiempo de vida del tratamiento.

El tratamiento “squeeze” para la inhibicion de incrustaciones en pozos productores
desarrollados por Miles ** y su equipo de trabajo, no presenta dichas desventajas,
y por ende los resultados tanto en las pruebas de laboratorio como de campo han
sido excelentes. Por tal razén, este tratamiento de pozos para la inhibicién de
incrustaciones es una buena alternativa a seguir en el momento de tener
problemas de incrustaciones inorganicas en un pozo productor de petréleo.

U U =

A B C

Liquido bombeado por el anular hacial el fondo del pozo.
Alimentador de bypass para aplicar por el anular.
Sgueeze can inhibidor liguido.

Pozo empaguetado en el fondo con sdlidos inhibidares
Fractura con inhibidor =dlido

mo omr

Figura 7. Tipos de aplicacion de inhibidor de incrustaciones en fondo de
pozo.

2.6.2 Quimicay disefio de tratamientos de inhibidores de incrustaciones por
“squeeze” °. Los tratamientos para el control de incrustaciones inorganicas son
muy complicados, costosos y no ofrecen muy buenos resultados; por dichas
razones la mejor forma de combatirlas es previniendo su formacion. Existen
muchos tratamientos, uno de los mejores es el “squeeze”, el cual debe ser bien
disefiado con el objetivo de brindar un buen resultado en la operacién de control
de incrustaciones inorganicas.

Es necesario conocer la composiciéon quimica del inhibidor y sus posibles
reacciones con la formacion, y su estabilidad a condiciones de yacimiento, ya que

41



el inhibidor es bombeado a la formacién para que sea retenido por la misma; una
parte pasara hasta un afio en el yacimiento esperando a reaccionar; se deben
conocer las condiciones del yacimiento como pH, temperatura y presion. Existen
cuatro tipos de inhibidores, los cuales son ampliamente utilizados como
(polifosfonatos, fosfonatos, ésteres de fosfatos y poliacrilatos/poliacrilamidas; los
mas estables son los fosfonatos, seguidos por los poliacrilatos/poliacrilamidas,
aunque éstos ultimos a bajos pH y presencia de O, sufren hidrdlisis.

El inhibidor en el “squeeze” puede ser retenido por la formacién mediante tres
mecanismos: fase atrapante, absorcion y precipitacion; en esta Ultima
generalmente se precipita en forma de sal con ayuda de un aditivo; los fosfonatos
y los poliacrilatos/poliacrilamidas son los que mejor precipitan.

Una vez el inhibidor es retenido por la formacién mediante alguno de los
mecanismos antes mencionados, una parte de éste empieza a ser extraido en el
agua de produccién, ya sea por disolucién o desercién; su cantidad se determina
mediante la concentracion de inhibidor en el agua producida; en el momento de
llevar a cabo estas mediciones se ha encontrado que las técnicas para determinar
la concentraciéon de los polimeros en el agua de formacién no son muy confiables,
disminuyendo su aplicacion; se debe seleccionar un inhibidor que se adapte a las
necesidades de cada campo de produccién de petréleo.

En cuanto al disefio del “squeeze”, éste cuenta con un mecanismo en donde se
inyecta el inhibidor, un “postflush”, que es una pildora que ayuda al inhibidor a
tener una mejor entrada en la formacion y aditivos que se afiaden durante la
operacion; cabe aclarar que se deben conocer muy bien las reacciones de los
aditivos con el inhibidor ya que podrian ocasionar problemas mayores. También se
debe considerar un periodo de tiempo para que la retencion se lleve a cabo; en
ese periodo de tiempo el pozo tratado se debe cerrar.

La vida del tratamiento esta definida por el tamafio, tipo y concentracion de la
pildora de inhibidor inyectada; segun el monitoreo del inhibidor producido
(concentraciones muy bajas de éste en el agua producida) o una caida inesperada
en la produccién, se definird la frecuencia de este tratamiento; se recomienda
utilizar la misma cantidad de inhibidor que se utilizé en el primer “squeeze” en
cada tratamiento de control.

2.6.3 Modelamiento de tratamientos “squeeze” con inhibidores de
incrustaciones en pozos horizontales con alto contraflujo **. Es importante
modelar los tratamientos “squeeze” en pozos horizontales puesto que conducen a
reducir costos en la producciéon de petréleo. Con el modelo de simulacién tratado
en este estudio, se buscé reducir el riesgo de problemas quimicos en cabeza de
pozo y aumentar la vida util del tratamiento “squeeze” en fondo de pozo.
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Debido al gran numero de problemas en pozos horizontales tales como el alto
contraflujo se hace necesario aplicar tratamientos encaminados a prevenir la
formacion de Incrustaciones inorganicas que puedan manejar de manera
adecuada dichos problemas. Los modelos empleados para aplicar estos
tratamientos buscan abarcar los complejos rangos de las propiedades que hacen
gue estos sistemas sean problematicos.

En el estudio presentado se analizé la tecnologia de desviacién de gel, la cual
busca ubicar con alto grado de exactitud la zona en la que se debe aplicar el
inhibidor quimico.

Se analiza el caso en particular de un campo petrolero en el Mar del Norte donde
el desviador de gel fue empleado para ubicar la zona donde se debe aplicar el
inhibidor. El estudio muestra los tipos de calculos que se deben realizar y la
informacion que puede ser util para disefiar el tratamiento “squeeze” mas
adecuado para inhibir la formacién de Incrustaciones inorganicas.

La depositacién mineral en el fondo del pozo se presenta cuando se empieza a
aumentar el corte de agua. El tratamiento busca que el inhibidor sea absorbido
por la formacion en la etapa “post-squeeze”, y una vez se retorna a la produccién
se presenta una desorcion del inhibidor, el cual sale con los fluidos producidos. El
tratamiento también permite obtener la concentracion minima de inhibidor (MIC)
consiguiendo de esta manera minimizar los costos.

En pozos horizontales, por su alto costo, no es rentable que se generen problemas
de depositacion, por lo cual se hace necesario la ejecucion de un tratamiento
adecuado.

Los modelos se realizaron teniendo en cuenta la etapa inicial del campo, por lo
tanto reciben el nombre de modelos de campo lleno; con éstos se han obtenido
resultados con buenas aproximaciones. Con unas pocas modificaciones, estos
modelos se pueden emplear para predecir la formacion de incrustaciones
inorgénicas, el corte de agua de inyeccion, calcular el inhibidor 6ptimo a ser
inyectado y de esta manera aumentar la vida util del “squeeze”.

Estos modelos de campo lleno son usados donde ocurren efectos de contraflujo
muy fuertes. Los pozos con contraflujo son dificiles de modelar y por ende
complicados de tratar.

En la tecnologia de desviacién con gel, los geles polimeros se utlizan para
tratamientos de cierre de agua. Los polimeros gelatinizan el agua impidiendo su
flujo y de esta manera previniendo la formacion de Incrustaciones inorganicas.
Esta es una tecnologia preventiva. Las elevadas temperaturas en el fondo de pozo
y la disminuciéon en la rata de produccion hacen que la viscosidad del gel
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disminuya considerablemente y ésto lleva a que se produzca con los otros fluidos
del pozo.

El caso particular del mar del Norte, donde la incompatibilidad del agua de
formacion con el agua de inyecciéon forma incrustaciones de BaSO,, fue controlada
con inhibidor PMPA (poliamida-fosfonometilada). Debido a lo inconsolidado del
pozo se completa con grava preempaquetada.

2.7 TRABAJO EXPERIMENTAL Y DE CAMPO CON INHIBIDORES *

La inhibiciébn de incrustaciones es un arte y es acertada solamente en casos
especificos de formacién de depdsitos; no se tiene informacion si la inhibicién de
las incrustaciones es efectiva cuando la temperatura se encuentra por encima de
350 °F o especificaciones de cuando una gran cantidad de incrustaciones es
formada por barril de agua producida.

La aplicacién de los inhibidores puede también causar problemas en campo.
Algunos inhibidores pueden causar mas problemas que los que éstos logran
resolver; por ejemplo, la inyeccion de inhibidor de incrustaciones bajo ciertas
condiciones puede conllevar a problemas de formacion de seudodepdésitos y
emulsiones fuertes.

Dentro de los campos petroleros en operacién existen pocos pozos que no sufren
restricciones de flujo por depdsitos de carbonato de calcio en el radio de drene,
dentro de la formacién, dentro de la cara del pozo o en los equipos de superficie;
el problema de la formacién de incrustaciones en los campos petroleros esta en
constante aumento debido a que las reservas en los yacimientos de petréleo estan
disminuyendo continuamente a consecuencia de su produccién normal y, con
ésto, la produccion de agua de formacién aumenta cada vez mas, induciendo a
condiciones de produccién favorables para la formacion de incrustaciones. Esto
significa que la disminucidon en las ganancias resultado del taponamiento por
incrustaciones puede consumir los dividendos obtenidos de la operacion a medida
gue se depleta el yacimiento.

2.7.1 Lucha contra las incrustaciones en campo. La inhibiciéon de
incrustaciones estd mas cerca de ser un arte que de ser una ciencia; varios
investigadores han desarrollado y disefiado maquinas de prueba y simulacién de
las condiciones de la depositacién de incrustaciones en el campo. El grado de
formacion de incrustaciones que se presentan en estos dispositivos de prueba es
usado para efectuar experimentos quimicos con el fin de establecer la mejor
opcién de inhibicion.

Para la puesta en operacion de un esquema de inhibiciébn de incrustaciones es
necesario establecer un esquema de pruebas y simulacion representativa de la
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formacion de incrustaciones en los pozos, evaluando las condiciones a las cuales
estuvo en el pasado, las condiciones actuales y las condiciones futuras.

Si la informacién obtenida sobre la formacidon de incrustaciones representa un
problema real en el campo, el ingeniero a cargo de las operaciones se ve
enfrentado con tres distintos problemas en diferentes areas, como son:

1. Prediccion: Se debe determinar el grado de dafio que realmente ha ocurrido;
ésto incluye un andlisis de todas las condiciones del sistema en el presente,
pasado y futuro que pueden promover la formacién y depositacion de
incrustaciones.

2. Remocién: La implementacion de un esquema de remocién de incrustaciones
permitira la restauracion de las condiciones iniciales y la mitigacién del dafio
causado, con el objetivo de mantener el indice de productividad original.

3. Inhibicion: Se debe establecer un procedimiento para definir correctamente los
métodos de prevencion o inhibicion a utilizar bajo las caracteristicas especiales de
cada campo. Este es el frente de lucha contra las incrustaciones que presenta
mas dificultad.

El problema de formacion y depositacion de incrustaciones puede ser tratado
satisfactoriamente sélo si todos los tres frentes son considerados a fondo.
Infortunadamente las condiciones en los sistemas de formacion de incrustaciones
en los campos petroleros varian de un campo a otro; por esta razon, cada vez
que se presentan problemas de formacion de incrustaciones en cualquier campo
de petréleo se deben establecer las condiciones especificas del sistema con el fin
de identificar el procedimiento a seguir en el tratamiento. Por ésto, una solucion
patentada para cualquier problema de incrustaciones en un campo dado no puede
ser aplicada, pero para cada caso en particular se pueden establecer unos
esquemas y guias en cada uno de los frentes (prediccién, remocion, inhibicion),
para determinar cual seria el procedimiento a seguir con el fin de establecer la
mejor solucion al problema.

2.7.2 Métodos de prueba de formacion de incrustaciones en campo

2.7.2.1 Cupones de incrustaciones. El uso de cupones de incrustaciones en el
campo es una prueba que se efectta con el fin de obtener la tendencia a la
formacion de depdsitos en las lineas de recoleccion de petrdleo; esta directamente
relacionada con los analisis en laboratorio. Los cupones de acero son introducidos
en las lineas de flujo y la cantidad de incrustaciones que éstos acumulan es usada
para evaluar las caracteristicas de inhibiciébn de diferentes quimicos, bajo una
variedad de condiciones operativas con el fin de encontrar el inhibidor adecuado y
una Optima dosificacion aguas arriba del cupén.
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Los cupones son muestras del mismo material del que estan construidas las lineas
de produccion; se colocan dentro del sistema para ser sometidos a las mismas
condiciones operacionales de la tuberia y poder determinar el grado de formacion
de incrustaciones que se desarrolla.

Cupon de incrustaciones i
Sostenedor del cupén

i 1
1

> Formacion de
incrustaciones en el cupon

Figura 6. Cupones de incrustaciones

2.7.2.2 Resultados de los cupones de incrustaciones. Una particular
localizacién en el campo en donde se introduce un cupOn puede no presentar
formacion de incrustaciones en éste. El hecho de que no se encuentre formacion
de incrustaciones en esta localizacion, no necesariamente significa que el inhibidor
efectivamente previene la formacion de las incrustaciones.

Por ejemplo, se puede encontrar formacion de incrustaciones en un cupon, antes
de ser inyectado el inhibidor, y sin ninguna formacion de incrustaciones después
de haberlo inyectado. Sin embargo, incrustaciones mas pesadas y duras pueden
presentarse en el fondo en otras localizaciones de las tuberias, o en cualquier otro
punto lejos del cupdén. En aquellos casos el inhibidor no puede resolver el
problema, pero sin embargo la prueba del cupén lo califica como excelente. Por
ésto se debe definir toda la trayectoria del agua de formacion y los cambios de sus
propiedades termodinamicas a lo largo de ésta, con el fin de evaluarla en el
laboratorio y poder predecir los puntos criticos en donde se presentan tendencias
mas elevadas a la formacion de incrustaciones.

2.7.3 Métodos de prueba de formacién de incrustaciones en laboratorio.

Los objetivos de los andlisis de las pruebas en el laboratorio y las herramientas
para determinar la tendencia a la formacion de incrustaciones, son:
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1. Mejorar las pruebas de precipitacion y registrar los efectos de la temperatura,
sobresaturacién y composicion quimica.

2. Determinar la compatibilidad de los inhibidores con los fluidos de produccion.
3. Clasificar los inhibidores para aplicaciones especificas.

2.7.3.1 Prueba de precipitacion. En una prueba de precipitacién, dos soluciones
quimicas incompatibles son combinadas; la precipitacion de incrustaciones
formando sélidos de carbonato de calcio (CaCO3), es medida en presencia de un
inhibidor a varias concentraciones por medio de analisis quimicos.

La cantidad de precipitado obtenida es comparada con la cantidad de precipitado
formado por una mezcla de soluciones, las cuales no contienen inhibidor de
incrustaciones. Una mayor cantidad de sdlidos en suspensién para una cantidad
de inhibidor dado, o0 menos cantidad de inhibidor necesaria para mantener una
cantidad dada de solidos en solucién, son los requisitos que deben tener los
componentes quimicos probados para que actlien como inhibidores efectivos.

Esta prueba es extensamente usada para la evaluacion en el laboratorio de los
inhibidores de incrustaciones; este tipo de pruebas es conveniente dado que se
obtienen resultados rapidos, no requiere equipos costosos y puede ser efectuado
por personal sin mucha experiencia; infortunadamente la reproducibilidad de los
resultados no es muy buena y los datos reportados por diferentes probadores son
a menudo contradictorios.

2.7.3.2 Precipitacion y adherencia de los cristales como factores principales
de la formacion de incrustaciones. Si un inhibidor previene la cristalizacién de
los compuestos que forman las incrustaciones de CaCO3, se puede pasar por alto
la necesidad de otro inhibidor para prevenir la adherencia de los cristales con otros
cristales, o con la superficie de los equipos y los montajes en el campo. El
conocimiento de los efectos de la adherencia puede ser bastante util, por lo tanto
para establecer un andlisis detallado de la capacidad de un inhibidor para
intervenir en los efectos de de cristalizacion y adherencia, se debe efectuar
mediciones de los efectos producidos sobre la cristalizaciébn y adherencia en
conjunto y por separado para cada efecto y cada inhibidor.

Un inhibidor que previene la adherencia de las incrustaciones pero no su
formacion puede que no tenga la capacidad de inhibiciébn que se requiere para ser
usado en los campos petroleros; otros inhibidores pueden ser efectivos para
prevenir la formacién de incrustaciones en las lineas de produccion pero para las
incrustaciones formadas dentro del medio poroso; la carencia de adherencia de
éstas no previene el dafio causado a la formacion en el pozo, debido a que la no
adherencia de los cristales provoca que los cristales sean filtrados y con ésto los
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cristales mas grandes quedan atrapados en la formacion, permitiendo que solo los
mas pequefios logran salir hacia el pozo; este efecto provoca una reduccion en la
permeabilidad de la formacién cerca de la cara del pozo, por esta razén se debe
tener en cuenta a la hora de efectuar los andlisis a los inhibidores, los puntos de
inyeccion, las partes dénde éste hace efecto, y su potencial de prevencion para la
precipitacion y adherencia de cristales.

2.7.3.3 Pruebas de formacion de incrustaciones ignorando condiciones de
pozo. Dos argumentos principales son generalmente usados a la hora de utilizar
las herramientas para hacer pruebas sobre la tendencia a producir incrustaciones.

1. Las mediciones simultaneas de los efectos del inhibidor sobre la precipitacion y
adherencia de los cristales.

2. Simular las condiciones reales del pozo.

El primer argumento es valido, sin embargo todavia no hay forma de establecer
cuanto es la cantidad de depdsitos de incrustaciones que puede ser atribuida a los
efectos de precipitacion y cuanto a la adherencia. Esto significa que las
herramientas de prueba disponibles solo pueden efectuar la medicion del efecto
de precipitacion o de la adherencia por separado. Basado en ésto se crea la
necesidad de una prueba adicional que permita de alguna manera dimensionar los
efectos combinados de la precipitacion y la adherencia.

La adherencia de los cristales individuales al metal de la superficie de las tuberias
0 a otros cristales depende en gran medida del flujo y las condiciones de la
formacion de incrustaciones. Es absolutamente probable que las condiciones de la
prueba sean totalmente diferentes a las condiciones reales del campo; por lo
tanto, un inhibidor que es clasificado como efectivo y excelente después de la
evaluacion y de los analisis de laboratorios, pueden ser inefectivo bajo las
condiciones encontradas en los pozos.

Esta es una de las principales razones por las cuales no se recomienda la
evaluacion de los inhibidores en las herramientas de prueba ignorando la
condiciones reales del pozo; para esto se debe tener presente los efectos que
dichas condiciones pueden producir en la inhibicién.

2.7.3.4 Las pruebas de precipitaciéon como una medida de la eficiencia de los
inhibidores en la cristalizacién. Una gran cantidad de inhibidores son evaluados
con esta prueba; todos estos inhibidores pertenecen a una de las siguientes
familias quimicas.

1. Polimeros
2. Esteres de acido fosfoérico
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3. Fosfatos

Los inhibidores pertenecientes a todas estas tres clases de familias estan
comercialmente disponibles.

Estas pruebas no se efectian para fosfatos inorganicos porque no se conocen
bien las desventajas de éstos, se conoce que pueden encontrarse limitaciones en
su aplicacion bajo condiciones de baja temperatura y alto pH.

Para efectos practicos de andlisis, las pruebas de precipitacién se hacen para las
tres incrustaciones de mayor presencia en los campos petroleros, estas son
CaCOg3, CaS0Oq,, y BaSO,.

Mezclas de incrustaciones, particularmente la combinacion CaCO3;-CaSO, son
frecuentemente encontradas en los campos petroleros, estas mezclas contienen
cristales individuales de cada especie; por lo tanto los datos obtenidos de las
pruebas de precipitacion puede también ser aplicadas si estas mezclas de los
componentes son encontradas o si se trata las especies de la mezcla
separadamente.

El cloruro de sodio es la Unica impureza presente durante las pruebas; otras
impurezas son frecuentemente encontradas en las salmueras de los campos
petroleros y llegan a tener efectos en los resultados obtenidos.

2.7.4 La importancia de procedimientos de laboratorio apropiados para la
determinaciéon del comportamiento de inhibidores de incrustaciones °. La
eficiencia de los inhibidores de incrustaciones es afectada por diversos factores,
incluyendo la forma y técnicas empleadas en las pruebas estaticas o dindmicas
para determinar la concentracion minima del inhibidor (MIC) requerida para un
pozo en especial.

Aunque la mayoria de los laboratorios de la industria utilizan técnicas similares,
existen pequefas diferencias, y los resultados obtenidos en las pruebas estéticas
y dinamicas, comparados con los datos obtenidos en campo, son
considerablemente diferentes lo cual conlleva a realizar un reajuste en el sistema
de inhibicién que implica mayores costos.

Entre los factores involucrados para que existan estas diferencias en el MIC se
encuentra el control de pH en el pozo, debido a que tiende a variar facilmente por
diferentes causas, ya sea por la composicién de la salmuera, la presencia de
bicarbonato el cual produce CO,, lo que afecta el sistema en general; otro factor
es la existencia de pre-incrustaciones, que determina el tipo de inhibidor que se
debe utilizar ya sea deteniendo la nucleaciébn o bloqueando el crecimiento de
particulas existentes; la rata de flujo, aunque un poco menos responsable pero no
sin importancia, determina el tiempo de formacién de pre-depositacion o
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depositacién; tiempo de residencia (tiempo en que se deja actuar el inhibidor), ya
gue en laboratorio este tiempo es muy reducido comparado con el aplicado en
campo, puesto que es determinante en el funcionamiento del inhibidor.

Teniendo en cuenta estos factores junto a los ya establecidos en las pruebas
estéticas y dinamicas, y combinandolos con las condiciones en campo, se logra
obtener mejores resultados en la eleccién precisa del inhibidor mas eficiente para
las condiciones del pozo.
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3. MODELAMIENTO DE LA PREDICCION Y TRATAMIENTO DE LAS
INCRUSTACIONES DE CARBONATO DE CALCIO ¥ Y/

3.1 PREDICCION DE LA TENDENCIA A FORMAR INCRUSTACIONES DE
CARBONATO DE CALCIO *®

Los valores del indice de saturacion, Sl, se calcularon sobre la base del algoritmo
de Langelier LSI.

El indice de Langelier (6 indice de saturacién de carbonato de calcio), es
importante para predecir las tendencias a la incrustacion de carbonato de calcio
del agua asociada al petréleo. Para calcular el indice de saturacion de Langelier
es necesario conocer los siguientes datos del agua de produccion:

Alcalinidad al metil-naranja
Dureza célcica

Solidos disueltos totales (TDS).
pH

Temperatura del agua.

El indice de Langelier proporciona un valor cualitativo sobre la estabilidad del
agua, aplicando la diferencia entre el pH medido del agua y el pH de equilibrio o
de saturacion:

LSI = pH — pHs (4)

EL valor de pHs se puede obtener de la siguiente ecuacion:

pHs = (93+ A+ B)— (C+D) (5)
Donde:

A = (log(TDS) — 1)/10 (6)
B= (—13.1210g [‘T:Z + 273.15]) + 3455 (7)
C = log(Dureza de Ca**) — 0.4 (8)
D =log (Alcalinidad M) 9)
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Donde:

TDS (ppm)

Temperatura (°F)

Dureza de Ca*™? (ppm CaCOs)
Alcalinidad M (ppm CaCOs3)

Si el indice de saturacion de Langelier es igual a cero, el agua esta en equilibrio
quimico, si es positivo es incrustante, y si es negativo es corrosiva (ver tabla 1.).
El indice de Langelier no proporciona una estimacion del grado de corrosion o
incrustacion del agua en estudio (Allende, 1976).

Tabla 1. Caracteristicas del agua de formacién frente a los valores de LSI.

Agua sobresaturada

LSl >0 [incrustante, tiende a precipitar LSI > 0 No agresiva
el CaCOs3

LS| = 0 Agua saturada en equilibrio ni -2 <LSI <0 Moderadamente
disuelve, ni precipita CaCO3; agresiva

Agua subsaturada corrosiva,

LSI<0 tiende a disolver el CaCO3

LSI < -2 Muy agresiva

3.2 SELECCION Y REQUERIMIENTOS DEL INHIBIDOR *3

La seleccién del inhibidor entre muchas opciones comerciales y el célculo de su
minima concentracion efectiva necesaria son a menudo parametros criticos en el
tratamiento de incrustaciones. Los tipos de inhibidores comunes incluyen diversos
aminopolifosfonatos, poliacrilatos, polisulfonatos, sus derivados y mezclas. El
célculo de la inhibicion en este programa se basa en un modelo semiempirico de
inhibicién de la nucleacion®® . Los inhibidores disponibles en este programa son:
NTMP [&cido nitrilotri (metileno fosfénico)], HDTMP [acido hexametilendiamino
tetra (metileno fosfonico)], DTPMP [acido dietilentriamina penta (metileno
fosfonico)], BHPMP [4cido bis-hexametilentriamina penta (metileno fosfonico)],
PAA (4cido poliacrilico), PPCA (&cido fosfinopolicarboxilico) y SPA (acido
poliacrilico sulfonatado).

El conjunto de parametros del modelo se limita a la calcita, la incrustacion de
yacimientos petroliferos mas coman.
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La eficiencia de los inhibidores se ha modelado en funcién de las condiciones de
campo, como el indice de saturacion (LSI), temperatura (T), pH, la relacién de los

iones R,[ [Ca’"]/ [HCO, ]]-

1 tin
Cinh (mg/L) = W lOg {fsafety tO}E:Z‘Z;)} (10)
loglbinn(L/mg)] = o+ - LSI + 05 +Bs - pH+, - log (11)

logt,[CaC0;, sec] = 422 — 32 _ 18704 02599 (12)

LSI T(K)  LSI-T(K)

Donde:

Cinn Concentracion minima efectiva necesaria del inhibidor.

fsarety Factor de seguridad, generalmente se ajusta entre dos y tres.

binn Eficiencia de inhibicion.

tinn Periodo de tiempo para que el sistema sea protegido de la formacién de
incrustaciones.

to Tiempo de induccion para que la solucién sobresaturada pueda nuclear sin
inhibidores.

Bo a B4 Constantes enumeradas en la tabla 2 para la calcita.

Tabla 2. Coeficientes empiricos usados en el modelo de inhibicién de la
nucleacién.

mwooor| fo B B kb

BHPMP -3.21 -1.45 1918.7 0 0.27
NTMP -0.53 -1.61 1226.0 0 0.13
HEDP 0.23 -1.69 1082.0 0 0.14
HDTMP -3.15 -1.22 1813.1 0 0.27
DTPMP -1.53 -1.63 1396.4 0 0.29
PAA -2.54 -1.55 1734.6 0 0.27
SPA -2.96 -1.59 1768.8 0 0.20
PPCA -3.04 -1.41 17453 0 0.33

En general, la eficiencia del inhibidor se expresa en términos de sus valores de
binn @ una condicién dada, como una funcion de las variables de campo tales
como el pH, T, LSI, y R en la ecuacion (11). La seleccién de los inhibidores se
basa en los valores calculados de bin, para la incrustacion de calcita a una
condicion dada. En general, cuanto mayor sea el valor de by, mas eficiente es el
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inhibidor. Por lo tanto, el inhibidor que exhiba el maximo bi,, sera elegido.
Ademas, el inhibidor puede ser seleccionado manualmente.

3.3 DESPLAZAMIENTO, DISTRIBUCION Y COLOCACION DEL INHIBIDOR *®

Los tratamientos “squeeze” con inhibidores de incrustaciones en fondo del pozo
son comunes en el planeamiento y control en muchas operadoras de campos
petroleros. Sin embargo, las formaciones del yacimiento son largos cuerpos de
rocas heterogéneas y el flujo de fluidos es fuertemente determinado por la
permeabilidad de estas estructuras. Asi, cuando se inyecta lentamente el inhibidor
de incrustaciones en la formacion, la colocacion del fluido es un reto importante.
Para disefiar exitosamente un tratamiento “squeeze”, es necesario saber a donde
va a ir el fluido inyectado o, aun mas, poder controlar la ubicacion del fluido en la
formacion del yacimiento y en la cara del pozo.

Mediante este modelo se deriva la expresién analitica que describe la colocacion
en los sistemas de capas lineales y radiales para unidades de movilidad y fluidos
viscosos. Se muestran calculos sobre la colocacion del inhibidor cerca al
“wellbore” en sistemas radiales y lineales, mostrando como la teoria se acerca a
un verdadero campo petrolero de sistemas heterogéneos.

3.3.1 Justificacién del modelo. Los inhibidores quimicos de incrustaciones se
han aplicado durante muchos afios en el fondo del pozo con tratamientos
"squeeze". El objetivo es contar con una concentracion de retorno del inhibidor de
incrustacion en fase acuosa por encima de alguna concentracion minima de
inhibidor (MIC), durante el mayor tiempo posible. El tiempo de vida del “squeeze”
es funcion de la relacion entre el inhibidor de incrustaciones y la roca, por ejemplo,
la interaccién por adsorcion. En un depdsito de capa homogénea, la adsorcidon
puede ser el Unico mecanismo de retencion que rige la devolucién del inhibidor de
incrustaciones desde el pozo. Sin embargo, rara vez las formaciones del
yacimiento son homogéneas, estan compuestas de rocas muy heterogéneas que
pueden tener una o mas capas de estructura compleja, determinada por diversas
sedimentologias, factores estructurales y diagenéticos. Para efectos de este
modelamiento se consideran Unicamente los sistemas en los cuales las diversas
capas tienen diferentes permeabilidades (k) y porosidades (@) en la formacién
cercana al pozo. En tales sistemas, la colocacion del inhibidor de incrustaciones
dentro de la formacién es un aspecto adicional del tratamiento “squeeze” que debe
ser considerado, ya que ésto puede afectar los retornos del inhibidor. En la
mayoria de los casos, los inhibidores de incrustaciones se aplican como
soluciones acuosas a una concentracion, por lo general en un rango de 10000 a
150000 ppm. Estas soluciones suelen tener una viscosidad (u) proxima a la de
una salmuera normal de inyeccion, es decir, = 1 cP a 20 °C (68°F) y 0,3 cP a
100 °C (212°F). Por lo tanto, ademas de un ligero efecto de la temperatura, la
salmuera inyectada desplaza agua de formacion en unidades de movilidad.
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También, para aceites ligeros, una unidad de movilidad es a menudo desplazada,

aunque los efectos de viscosidad y permeabilidad pueden ser mas importantes en
los aceites mas pesados.

En la inyeccién, la unidad de movilidad en una capa heterogénea para sistema
lineal o radial se muestra esquematicamente en la figura 8.

(b)

Figura 8. (a) Sistema de capas lineales heterogéneo
(b) Sistema de capas radiales heterogéneo

3.3.2 Sistemas lineales heterogéneos — sin flujo cruzado entre capas. El
flujo de una unidad de movilidad de liquido es regido por la capa (kA)i. Para la
colocacion de liquidos viscosos, se usa la notacion en la figura 8, en donde 1y 2
son las capas de alta y baja permeabilidad respectivamente. Para una rata de
inyecciéon volumétrica constante de fluido, QT (QT = Q1 + Q2), para un fluido

viscoso de viscosidad, up (up > pw), el volumen acumulado se inyecta en el
tiempo t y viene dado por:

Qi (£) = Qr - t (13)
La relacion de flujo de la capa, (Q1/ Q2), puede ser demostrada y esta dada por:

Qy  Tky-Agq|fw-LF (ui;g'?v} (i () — %14, 94)

Q_z B Lk - Az] - L+ {F'p - -“w}x-_

(14)
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Puesto que, Q7 = Q1 + Q,, la tasa de avance en la capa 1 de alta permeabilidad
esta dada por:

dxq Qr-f1(x1:t)
— = - 15
dat A1¢1(£i:i+f1(x1it)) ( )
Donde:
Up—HUw
HUw L+~ (Qin'(t)—x A1 )
filxgt) = Gz N 119 (15.1)

HW'L+(ﬂp_ﬂw)x1

L: Longitud maxima de penetracion.

Xi: Distancia de avance en la capa 1.

Az Area transversal de flujo a los perforados en la capa 1.
A,: Area transversal de flujo a los perforados en la capa 2.

El caudal o rata de flujo en cada una de las capas esta dado por las ecuaciones 16
y 17.

_ &Qr
Q, = o (16)
Donde:
¢ =(Q1/Q2) (16.1)
Q2 =0Qr_Qy (17)

La tasa de avance en la capa de baja permeabilidad puede ser facilmente
encontrada por balance de materia. El siguiente algoritmo se sigue para resolver la
colocacion del inhibidor de las ecuaciones anteriores:

1. Hacer que (X1) viejo S€a igual a cero.

. Parat=0, f; = 1; calcular (dx,/dt) de
ecuacion 15.

. Actualizar — (X1) nuevo = (X1) viejo + At*(dx4/dt)

. Calcular (Q1/Qz) de ecuacion 14.

. Calcular (Q1) de ecuacion 16.

. Calcular (Q>) de ecuacion 17

. Actualizar tiempo parat =1t + At

. Hacer que (X1) viejo S€a igual a (X1) nuevo

. Ir al paso 2.

N

OO ~NO Ul W

La iteracion termina cuando (X1) nuevo S€a igual
a la longitud méxima de penetracion L.
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3.3.3 Sistemas radiales heterogéneos — sin flujo cruzado entre capas. Para
la colocacion de una unidad de movilidad (up = pw) en un sistema radial, la
relacion de caudal esta dado por la siguiente ecuacion:

&:Pﬂ] (18)
Q2 ky-hy

La relacion de avance radial, (r1/r2), viene dado por la siguiente ecuacion:

n_ |k

i (19)

La relacion de caudal durante la colocacién de flujo viscoso en un sistema radial
sin flujo cruzado entre capas esta dada por:

(Rmax~r§ﬁ_1)>
& — kl'hl . T’W

Q@ kahy (Rmax.rgﬁ-ﬂ) (20)
In 7145,

Donde:

ﬁ:% (20.1)

Rmax: Radio maximo de penetracion.

r1: Radio de avance en la capa 1.

r,: Radio de avance en la capa 2.

rv: Radio del pozo.

Ki: Permeabilidad de la capa 1.

K,: Permeabilidad de la capa 2.

h;: Espesor de los perforados en la capa 1.
h,: Espesor de los perforados en la capa 2.

De igual manera que en sistemas lineales heterogéneos, el caudal o rata de flujo
del inhibidor puede ser evaluado con las siguientes ecuaciones:

_ ¢Qr
Q= o (21)
Donde:
¢ =(Q1/Q2) (21.2)
Q2 =0Qr_Qy (22)

El radio de avance frontal puede ser calculado en funcién del tiempo por medio de
las siguientes ecuaciones:
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1y

(rl)nuevo = <”Q;;;t + (r1)12;iejo) (23)
1
Q2.4t 2 2
(rz)nuevo = <n’h2@ + (rZ)viejo) (24)
2
Donde:

At = Intervalo de tiempo
@, = Porosidad de la capa 1
@, = Porosidad de la capa 2

El algoritmo para resolver el avance frontal en cada capa, se expone a
continuacion:

1. Hacer que (r1) viejo Y (2) viejo S€an iguales al radio
del pozo ry,.

2. Calcular (Q1/Q>); para el tiempo inicial (t = 0) se
calcula con la ecuacion 18 y parat > 0 con la
ecuacion 20.

3. Calcular Q; con la ecuacion 21.

4. Calcular Q2 con la ecuacion 22.

5. Calcular (r1) nuevo Y (r2) nuevo CON las ecuaciones 23
y 24 respectivamente.

6. Hacer que (r1) viejo = (r1) nuevo ¥ (2) viejo = (r2) nuevo

7. Actualizar tiempo parat =1t + At

8. Ir al paso 2.

La iteracion termina cuando (ri1) nuevo S€a igual a radio
maximo de penetracion Rpyax.
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4. ESTRUCTURA Y MANUAL DEL PROGRAMA

4.1 DESCRIPCION DEL SOFTWARE

El software “Scale Inhibition CaCOj3" esta escrito en Microsoft Excel para facilitar
Su uso, la interaccién del usuario, y actualizaciéon. La interfaz “datos de entrada”
se ha disefiado lo mas simple posible, utilizando los pardmetros que son
absolutamente necesarios y normalmente disponibles para pozos de petréleo y
gas. Para mayor comodidad se utilizan exclusivamente unidades de campo. Este
programa contiene dos modulos de computo:

1. Prediccion de la tendencia a formar incrustaciones, disefio, seleccién y MIC de
los inhibidores.
2. Fijacion, volumen y penetracion de la pildora de inhibicion.

4.2 MANUAL DEL USUARIO

Al abrir el programa “Scale Inhibition CaCOj3;” se despliega la pantalla de
presentacion (Ver figura 9), donde el usuario puede conocer la aplicacion del
programa.

En la parte superior de esta hoja aparece un botén llamado Opciones el cual se
debe oprimir; alli aparecer& un recuadro con la opcion habilitar este contenido
la cual debe ser sefalada por el usuario y seguidamente aceptada, como se
muestra en la figura 10. De esta manera todas las macros quedaran habilitadas
para que se pueda ejecutar el programa sin ningan inconveniente.

Luego de la presentacion del programa aparece en la siguiente hoja el
“FORMULARIO 1", en el cual se deben llenar todas las casillas alli presentes;
estos datos de entrada son necesarios para hacer el calculo respectivo del indice
de saturacion, la concentracion minima y la eficiencia del inhibidor para diferentes
temperaturas de yacimiento; ademas se hace necesario introducir datos
informativos tales como el nombre de la persona que va a ejecutar el programa,
nombre del campo de produccién de petrdleo que se va a evaluar y la locacion
especifica donde se va a trabajar, con el objetivo de mostrar dicha informacion en
futuros reportes. Si alguno de estos datos no se adiciona al formulario, el
programa no podra ejecutarse. (Figura 11).
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= B, R IR Scale Inhibition CaC03 [Modo de compatibilidad] - Microsoft Excel O
Inicio Insertar Disefio de pagina Farmulas Datos Revisar Vista Complementos @ -
|@ Advertencia de seguridad  Algin contenida activo s¢ ha deshabilitado
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]
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|
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el
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e Universidad Surcolombiana
14| Ingenieria de Petrdleos
15| Noviembre de 2009
16 Huila, Neiva
)
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|22
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Figura 9. Presentacién del programa “scale inhibition CaCO3".

[ Cin HY~-- )= Scale Inhibition Cac03 [Modo de compatibilidad] - Microsoft Excel - = X
plen ) | R
e Inicio Insertar Disefio de pagina Farmulas Datos Revisar Vista Complementos @ - =
@ Advertencia de seguridad  Se ha deshabilitado la actualizacion automatica de los vinculos Opciones...
b Opciones de seguridad de Microsoft Office
2 @ Alerta de seguridad - Vinculos
2 |
= i'i Vinculos
— 5S¢ ha deshabilitado |z actualizacidn automatica de los vinculos. Si selecciona habilitar la
{ll actualizacidn automatica de los vinculos, puede que el equipa ya no sea sequro, No
s i habilite este contenido a menos que confie en el origen del archivo.
?l Ruta de acceso del archivo:  C:\...orio\TESIS LUCAS-DIEGO!Scale Inhibition CaCO3.xls
il
i' (O Ayudar a protegerme contra contenido desconacido (recomendada) 1|
8] 1
9|
10
a1
12
13
14
15|
1|
17]
18|
19 i Abrir el Centro de confianza ,:
2]
21
22
4 4+ M| PRESENTACION . FORMULARIO_1 .~ CALCULOS_1 - FORMULARIC]INIL
Listo |

Figura 10. Opciones de seguridad.

En este formulario se deben ingresar datos fisicoquimicos del agua de formacion
tales como el pH, la dureza del agua o contenido de calcio, alcalinidad o
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contenido de carbonatos e hidroxidos y el total de solidos disueltos. De igual
manera se deben incluir datos especificos para calcular la concentracion minima
del inhibidor como el tipo de inhibidor que se quiere evaluar, un factor de
seguridad que debe estar entre dos y tres, el tiempo de inhibicién y un rango de
temperaturas estimado para poder evaluar el comportamiento de los inhibidores
con la temperatura; si se quiere calcular el indice de saturacion y la concentracion
minima del inhibidor para una sola temperatura se llenan ambos espacios con el
mismo dato.

(Bia) =R R ¥ Scale Inhibition CaC03 [Modo de compatibilidad] - Microsoft Excel = B
Inicio Insertar Disefio de pagina Formulas Datos Revisar Vista Complementos @ - B X

I W28 -@ fe |
[ 4] A B Icf b e[ ¥ G H [ 3
_1 | Grupo de Investigacion

2 | EVALUADOR | Luis Alejandro Rodriguez |

4 cameo | San Francisco |

il |
5| C FA pozo | SF-30 |

2] Costo por galon

g | DATOS DE ENTRADA Item Inhibidor (SUs/gl)

10| pH 1 BHPMP 20

S|

12 Dureza [Ca+2] (ppm] % NTMP 21

S

14 Alcalinidad [HCO:?] (ppm) 3 HEDP 23

16| Tipo de Inhibidor 4 HDTMP 19

2

18 Factor de seguridad 5 DTPMP 18

I

20 Tiempo de Inhibicién (hrs) 6 PAA 20

St

22 |Total de sélidos disueltos (ppm) 7 SPA 16,5

|

24| Rangodetemperatura {2F) [ so  |-| 10 | 8 PPCA 16

el

26 | Intervalo de temperatura

i

4 < ¥ ¥ PRESENTACION | FORMULARIO_ 1~ CALCULOS 1 FORMULATEL
Listo |

Figura 11. Formulario 1 para datos de entrada del programa.

En el formulario 1 también se puede visualizar una tabla en la cual se muestran
ocho tipos de inhibidores comerciales capaces de inhibir la nucleacion de
carbonato de calcio con sus respectivos precios del mercado; ésto con el fin de
incluir en la casilla “Tipo de Inhibidor” el nimero correspondiente de cada uno de
los inhibidores para hacer un respectivo andlisis de la variables y escoger el
inhibidor mas conveniente.

Una vez sean ingresados todos los datos en el formulario 1 se puede pasar a la
siguiente hoja llamada CALCULOS 1 (figura 12). Al abrir esta hoja se puede
apreciar el encabezado de una tabla de cuatro columnas en que se desplegaran
los resultados de temperaturas, indice de saturacién, concentracion minima de
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inhibidor y eficiencia del inhibidor, arrojados por el programa una vez se haya
oprimido el boton calcular.

El total de datos impresos estara ligado al rango de temperaturas y el intervalo de
temperaturas incluidos en el formulario 1. Es decir iniciara con el primer dato de
temperatura y avanzara segun el intervalo hasta obtener el maximo valor de
temperatura sin salirse del rango, tal como se muestra en las figuras 13y 14.

0a) = R I Scale Inhibition CaCO3 [Modo de compatibilidad] - Microsoft Excel - B X
[ | —
Inicio Insertar Disefio de pagina Férmulas Datas Revisar Vista Complementos @ - 8 X
122 - fi] =a22
A | B | c | D | E |
1 | Grupc de snvestigacion
3 .
s Y ] Calcular
1|
5 F A
Bl
_7 | TEMPERAURA iNDICE DE CONCENTRACION MINIMA DEL  EFICIENCIA DEL
2 (°F) SATURACION LSI INHIBIDOR {ppm) INHIBIDOR {I/mg)
& |
10
it
12
13

M 4 » M [ PRESENTACION .~ FORMULARIO 1 | CALCULOS_1

Lista | B = )l

Figura 12. Cuadro de calculos.

(A HY-m- 5 Scale Inhibition CaCO3 [Modo de compatibilidad] - Microsoft Excel - =| X
Gleas e
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0 0 7
2 EVALUADOR | Luis Alejandro Rodriguez |
=
cameo | San Francisco |
pozo | SE-30 |
== Costo por galen
8 DATOS DEENTRADA Item Inhibider  (sus/gl)
x
10 pH 1 BHPMP 20
o
1% Dureza [Ca+2] (ppm) 472 2 NTMP 21
=
14 Alcalinidad [HCO;7] (ppm) 3 HEDP 23
16 Tipo de Inhibidor II' 4 HDTMP 19
i
13 Factor de seguridad 5 DTPMP 18
i ==
20|  Tiempo de Inhibicién (hrs) 6 PAA 20
x|
22 |Total de sdlidos disueltos {ppm) 7 SPA 16,5
=
24| Rangodetemperatura (2F) I 90 | = I 150 I ]
il

26 | Intervalo de temperatura
TET

I

M 4 » W[ PRESENTACION | FORMULARIO_1 - CALCULOS_1 -~ FORMULAR]INI
Listo |

Figura 13. Formulario 1 diligenciado.
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I@E‘ _ Q w3 _[‘J = Scale Inhibition CaCO3 [Modo de compatibilidad] - Microsoft Excel P =
& Inicio Insertar Disefio de pagina Farmulas Dataos Revisar Vista Complementos @ - = X
I -Q £ | v
1 | Grupc de Investigacion 1

; |

al .. |

5 | FA

6 i

7 | TEMPERAURA iNDICE DE COMCENTRACION MINIMA DEL  EFICIENCIA DEL

8 (°F) SATURACION LSI INHIBIDOR (ppm) INHIBIDOR (I/mg)

2 90 0,991 3,16 30,49

10 | 95 1,043 3,94 23,32

11| 100 1,094 4,91 17,90

12 | 105 1,145 6,11 13,78

13 | 110 1,195 709 10,65

14| 115 1,245 9,43 8,26

15| 120 1,294 11,69 6,42

16 | 125 1,343 14,48 5,01

17| 130 1,392 17,90 3,92

18 | 135 1,440 22,10 3,08

19| 140 1,487 27,24 2,42

20 | 145 1,535 33,52 1,91

21| 150 1,582 41,17 1,51

22 |
23

Listo |

Figura 14. Datos calculados.

Una vez se conozca el indice de saturaciébn del carbonato de calcio, la
concentracion minima del inhibidor y la eficiencia del inhibidor para diferentes
temperaturas, se puede pasar a la siguiente hoja en la cual se encuentra un
segundo formulario “FORMULARIO 2", en el cual se deben ingresar los datos
necesarios para calcular el tiempo de penetracion del inhibidor en la formacion y
Su respectivo costo teniendo en cuenta el tipo de inhibidor aplicado. (Ver figura
15)

En el formulario 2 aparecen tres tipos de casillas para los datos de entrada, las de
color curuba son llenadas en el momento de ejecutar el programa en la hoja de
célculo llamada CALCULOS 1, es decir que es necesario haber evaluado el indice
de saturacion y la concentraciéon minima del inhibidor previamente, en la casilla
enmarcada de color naranja se despliega la opcion tipo de yacimiento (lineal o
radial) que sera definida por el usuario segun sea el caso y en las casillas de color
azul deben ingresarse datos operacionales como el caudal o rata a la cual se
quiere inyectar el inhibidor, la longitud maxima o radio maximo al que se quiere
llegar en la formacion, viscosidad del inhibidor previamente evaluada en
laboratorio, el porcentaje de inhibidor en la pildora (salmuera, inhibidor y
surfactante) y un delta de tiempo estimado para que puedan ser registrados los
datos en rangos considerados por el usuario. De igual manera se deben incluir
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datos especificos del yacimiento para dos capas tales como espesor, porosidad,
permeabilidad y ancho o radio del pozo segun el tipo de yacimiento seleccionado.

_':!E’. = B B Scale Inhibition CaCO3 [Modo de compatibilidad] - Microsoft Excel - = X
Inicio Insertar Disefio de pagina Férmulas Datos Revisar Vista Complementos @ - X
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M4+ M| “CALCULOS 1 | FORMULARIO_2 . CALCULOS 2 . RESULTACIINL
Listo |

Figura 15. Formulario 2 para datos de entrada del programa.

Una vez sean ingresados todos los datos en el formulario 2 se puede pasar a la
siguiente hoja llamada CALCULOS 2 (figura 16).

@ = R = Scale Inhibition CacO3 [Modo de compatibilidad] - Microsoft Excel L i
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Figura 16. Tabla de célculos 2.

En la hoja célculos 2 se discriminan una serie de datos en funcién del tiempo para
cada capa, tales como la longitud o radio de penetracion de la pildora en la
formacion, caudal de inyeccion y volumen acumulado; también se discrimina el
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volumen total de la pildora y el volumen de inhibidor inyectado en la formacion
acompafado de su respectivo costo. El tiempo final de penetracién va ligado a la
maxima longitud o maximo radio de penetracién dado por la empresa operadora
gue solicita el andlisis y ejecucién del trabajo. Estos datos se obtienen en el
momento de accionar el botén calcular penetracién. En las figuras 17,18 y 19 se
muestra un ejemplo del formulario 2 diligenciado y los célculos arrojados por el
programa para un yacimiento radial.
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Figura 18. Formulario 2 diligenciado con datos operacionales y de
yacimiento.
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Figura 19. Datos calculados.

Después de haber ejecutado el programa y haber realizado todos los calculos se
puede pasar a la hoja RESULTADOS (Ver figura 20). Alli se puede ver una
pequefa tabla en la que se pueden exportar los datos mas importantes arrojados
por el programa tales como el pozo evaluado, pH, dureza, alcalinidad, total de
sélidos disueltos, indice de saturacién, concentracién minima del inhibidor, tipo de
inhibidor, costo del inhibidor, tiempo total de inyeccidn, volumen total de fluido
inyectado, volumen de inhibidor inyectado y costo total del inhibidor; El usuario
puede escoger una temperatura dentro del rango seleccionado en el formulario 1
para exportar los resultados, esto con el fin de evaluar cada uno de los inhibidores
y escoger el mas conveniente y ademds llevar un historial de los trabajos
realizados. En la figura 21 se muestra la tabla con los datos impresos.
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Figura 20. Hoja de resultados exportados.
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5. VALIDACION DEL PROGRAMA DE COMPUTO

La validacion del programa de computo para la Inhibicion de incrustaciones de
carbonato de calcio “Scale Inhibition CaCO3”, se hizo mediante el andlisis de
dos fuentes de datos de incrustaciones de carbonato de calcio.

La primer fuente de datos para la validacion del programa de cémputo, involucra la
comparacién de resultados obtenidos al correr el programa “Scale Inhibition
CaCO3” para las facilidades de superficie del campo Tello con los resultados
arrojados por otro programa comercial para la inhibicion de incrustaciones, el
“SqueezeSoftPitzer” de la Universidad de Rice, programa utilizado por varias
empresas de la industria petrolera dedicadas al trabajo de inhibicion quimica en
forma continua y por “squeeze”.

La segunda fuente de datos se relaciona con informacién real de los campos San
Francisco y Balcon del Valle Superior del Magdalena, donde se han reportado
incrustaciones de carbonato de calcio en los sistemas de produccion de
hidrocarburos. Conociendo que existen indicios de incrustaciones de compuestos
inorgéanicos en dichos campos, se ingresaron los datos del andlisis fisicoquimico
de los fluidos al programa disefiado, para que de esta manera se pueda conocer la
concentracion minima que debe tener un inhibidor para que no se presente la
nucleacion y se logre inhibir la depositacion incrustacién de carbonato de calcio,
ademas se puede conocer la profundidad a la cual debe ser inyectado el inhibidor
en la formacién, y comparar con los datos reales de campo.

5.1 VALIDACION CON OTROS PROGRAMAS

El proceso de validacién del programa de computo con el SqueezeSoftPitzer
comercial, se hizo tomando los mismos datos de entrada para los dos programas,
como aparece en la tabla 3; estos datos de entrada son puntos que han
presentado incrustacién de carbonato de calcio tanto en pozos (cabeza de pozo)
como en facilidades de superficie del campo Tello.

Los resultados obtenidos con el programa SqueezeSoftPitzer demuestran que los
programas tienen exactitud cuando se trata de inhibir la incrustacién de carbonato
de calcio (tabla 4).

En la tabla 4, se pueden apreciar los resultados fisicoquimicos que tienden a la

incrustacion de carbonato de calcio y por ende la concentracion minima del
inhibidor necesaria para que se inhiba la incrustacion de carbonato de calcio, con
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una buena confiabilidad en el dato arrojado por el programa Scale Inhibition
CaCOs;. Ademas, se puede observar la similitud en los resultados obtenidos por el

programa SqueezeSoftPitzer.
Tabla 3. Datos de entrada para la inhibicion de incrustaciones de carbonato

de calcio en campo Tello.
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Tabla 4. Resultados del indice de saturacién y concentracion minima de
inhibidor (DTPMP), determinados por los dos programas

) ) CONCENTRACION MINIMA DE
. INDICE DE SATURACION INHIBIDOR

LOCACION INHIBITION INHIBITION

SCALE SqueezeSoftPitzer SCALE SqueezeSoftPitzer
BATERIA 1 0.997 0.960 5.34 4.99
PIA. 1 0.871 0.88 3.87 3.92
BATERIA 2 1.004 1.00 7.67 7.56
PIA. 2 0.946 0.96 6.24 6.31
ENT. FIL. 0.75 0.78 3.27 3.42
SAL. FIL. 0.686 0.67 3.03 2.99
LIN. INY. 0.748 0.73 3.46 3.21
POZO INY.
1 0.895 0.91 5.00 5.32
POZO INY.
2 0.904 0.91 4.77 4.83

5.2 VALIDACION CON DATOS REALES DE CAMPO

Para la validacion del programa “Scale Inhibition CaCO3” con datos reales en
campo se utilizaron resultados de pruebas fisicoquimicas realizados por Hocol
S.A en pozos de los campos San Francisco y Balcén, donde se han presentado
incrustaciones de carbonato de calcio en su vida productiva. La tabla 5 muestra
los datos de los analisis fisicoquimicos de las aguas de produccion e inyeccion
manejadas en dichos campos.

De igual manera, en la tabla 6 se reportan los diferentes parametros determinados
por las corridas con los programas Scale Inhibition CaCO3; y SqueezeSoftPitzer
tales como pH, dureza, alcalinidad, total de sélidos disueltos, indice de saturacion,
concentracion minima del inhibidor, tipo de inhibidor, costo del inhibidor, tiempo
total de inyeccion, volumen total de fluido inyectado, volumen de inhibidor
inyectado y costo total del inhibidor para cada uno de los pozos evaluados.

Como se puede visualizar en la tabla 6, los resultados obtenidos con el programa
Scale Inhibition CaCOs;, muestran gran similitud, con los datos obtenidos
corriendo el programa comercial SqueezeSoftPitzer en sus analisis sobre
inhibicion de CaCOg3 y penetracion del inhibidor.
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Tabla 5. Analisis fisicoquimico de aguas de produccibn Campos San
Francisco y Balcén. Fuente: Hocol S.A

POZOS ANALIZADOS

VARIABLES

BC-10 SF-030 SF-042 SF-083 SF-145

ANALISIS IN SITU
Temp. muestra| 5 128 126 125 122
in situ (°F)
pH 6.9 6.8 7 6.9 6.9
ANALISIS DE LABORATORIO
Dureza Ca 7600 520 424 440 336
(mg/l)
Alcalinidad 390.4 964 1085.8 1459 1085.8
(mg/l)
TDS (mg/l) 33500 4200 3980 4100 4200
ANALISIS DE YACIMIENTO

KC 1 kel | keu | keL | keu | kel | keu | kel | keu | KC
Capa U L
(Prﬁg;‘eab'“dad 596 | 520 |1800| 862 | 1800 1830 1800 | 862 | 1800|862
Porosidad (%) | 11| 10 | 16 | 10| 16 | 16 | 15 | 11 | 15 |10
Espesor (pies) | 79 | 143 | 91 [ 35 | 32 | 32 | 129 | 44 | 226 [260
Ancho o Radio 0.5 0.5 0.5 05 05
del pozo (pies) ' ' ' ’ ’
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Tabla 6. Resultados exportados.
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5.3 ANALISIS DE RESULTADOS

5.3.1 Eficiencia del inhibidor. La eficiencia de los inhibidores se evalu6 a
diferentes temperaturas para el pozo SF-030, en un rango de 50°F (10°C) a
350°F (177°C), con el fin de simular situaciones criticas de produccion en
superficie a bajas temperaturas y sistemas de inyeccion de vapor
sobrecalentado.

En ambientes de produccion de hasta 150 °F los inhibidores exhiben una
eficiencia relativamente aceptable que puede variar desde 1,69-611,3 L/mg
para el PPCA hasta 20,90 - 5981,42 L/mg para el HEDP; en las figuras 22 y
23 se ilustra dicho comportamiento.

Efeciencia del Inhibidor vs Temperatura
7000,00
6000,00
5000,00 —4— BHPMP
——-NTMP
—~ 4000,00
g) === HEDP
= 300000 HDTMP
g ——DTPMP
c
8 2000,00 PAA
EJ 1000,00 SPA
- PPCA
0,00
0 50 100 150 200 250 300 350 400
Temperatura (°F)

Figura 22. Eficiencia de inhibicion para diferentes inhibidores de
incrustaciones para un rango de temperatura de 50 a 350 °F.

En yacimientos con temperaturas por encima de los 150 °F la inhibicion del
carbonato de calcio se torna critica mediante los inhibidores disponibles en el
programa. Aunque la eficiencia de inhibicién es fuertemente influenciada por
el pH y la composicién del agua de produccién, la temperatura del yacimiento
es un parametro modificador y constante.
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Eficiencia del inhibidor vs Temperatura
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Figura 23. Eficiencia de inhibicion para diferentes inhibidores de
incrustaciones para un rango de temperatura de 50 a 150 °F.

5.3.2 Indice de saturacion LS| y concentracién minima del inhibidor
MIC. Al igual que para la eficiencia de inhibicion, se analizé el pozo SF-030
para evaluar el indice de saturacion de Langelier LSI, y la concentracion
minima del inhibidor MIC en los mismos rangos de temperatura, teniendo
como objeto de estudio el inhibidor HEDP.

Aunqgue el LSl y el MIC varian logaritmicamente con la temperatura, el LSI lo
hace con una proporcionalidad uniforme y como es de esperarse el MIC es
influenciado fuertemente por la eficiencia del inhibidor (ver figura 26). En
consecuencia, en sistemas de produccién por encima de los 150°F, la
concentracion minima del inhibidor es muy alta tornandose critico y costoso
el tratamiento de inhibicién de incrustaciones de carbonato de calcio.

Las figuras 24 y 25 muestran la variacién del indice de saturacion y la
concentracion minima del inhibidor con la temperatura.
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MIC - LSIvs Temperatura
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Figura 24. Variaciéon del MIC y LSl con latemperatura para HEDP para
un rango de temperatura de 50 a 350 °F.
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Figura 25. Variaciéon del MIC y LSl con latemperatura para HEDP para
un rango de temperatura de 50 a 150 °F.
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MIC - Eficiencia del inhibidor vs Dureza T=128°F
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Figura 26. Variaciéon del MIC y la eficiencia del inhibidor con la dureza a
Temperatura constante igual a 128°F

5.3.3 Penetracion y colocacion del inhibidor. En el presente estudio se
muestra la penetracion y colocacion del inhibidor HEDP en un sistema radial
homogéneo-isotropico (pozo SF-042) y en un sistema de capas radial
heterogéneo-anisotrépico (pozo SF-030).

5.3.3.1 Sistema de capas radial heterogéneo-anisotrdopico (pozo sf-030).
Los parametros petrofisicos del Pozo SF-030 se muestran en la tabla 7 y
fueron utilizados en el célculo de la penetracion y colocacion del inhibidor. El
radio de tratamiento de inhibicion y la rata de inyeccion fueron de 5 pies 'y 3
BPM respectivamente.

Como se muestra en la tabla 7, el pozo SF-030 presenta dos zonas
productoras correspondientes a la formacion Caballos. La capa de alta
permeabilidad corresponde al estrato KCU y la capa de baja permeabilidad
corresponde al estrato KCL. La figura 27, muestra que en KCU el radio de
penetracion avanza a mayor velocidad que en KCL, por consiguiente la
pildora del inhibidor inyectado se fijara en primera instancia en el radio
maximo de penetracion en KCU, luego lo hard en KCL.
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Tabla 7. Parametros petrofisicos del pozo SF-030

Si la diferencia entre permeabilidades es muy alta, el radio de penetracién del
inhibidor en la zona de baja permeabilidad sera menor al proyectado en el

Pozo SF-030

Capa KCU KCL

Permeabilidad
(mD) 1800 862

Porosidad (%) 15 10

Espesor(pies) 91 35

Ancho o
Radio del 0,5
pozo (pies)

programa de inyeccion.

En el caso de KCU, los 5 pies de penetracion proyectados se alcanzaron a
los 1780 minutos (29.67 horas) tiempo para el cual el radio de penetracién de
KCL fue 4.18 pies. Para que KCL alcance el radio de penetracién proyectado

se deberd fijar un radio de inhibicion de 6 pies.

5,5
50
4,5
4,0
3,5
3,0
2,5
2,0
15
1,0
0,5
0,0

Penetracion (pies)

Penetracion vs Tiempo

—o—k=1800 mD

—o—k=862 mD

500 1000 1500 2000

Tiempo de Inyeccidén (min)

Figura 27. Aumento del radio de penetracion en funcion del tiempo.
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5.3.3.2 Sistema de capas radial homogéneo-isotrépico (Pozo SF-042).
En el caso del Pozo SF-042, el tratamiento de inhibicidon se hizo solamente
en la capa KCU lo cual convierte el sistema en homogéneo-isotropico. Los
parametros petrofisicos del pozo se muestran en la tabla 8. Para poder
simular la colocacion y penetracion del inhibidor en KCU, se creara a un
sistema equivalente de dos capas como se muestra en la tabla 9,
conservando las propiedades petrofisicas del sistema original. Al igual que en
SF-030 el radio de tratamiento de inhibicién y la rata de inyeccion fueron de 5
pies y 3 BPM respectivamente.

Tabla 8. Parametros petrofisicos del pozo SF-042

Pozo SF-042

Capa KCU
Permeabilidad

(mD) 1800

Porosidad (%) 16

Espesor(pies) 64

Ancho o
Radio del 0,5
pozo (pies)

Tabla 9. Sistema equivalente de la capa KCU

Pozo SF-042
Capa KCU KCU
Permeabilidad 1800 1800
(mD)
Porosidad (%) 16 16
Espesor(pies) 32 32
Ancho o
Radio del 0,5
pozo (pies)

El radio de penetracion para un sistema equivalente de permeabilidades se
muestra en la figura 28. Las curvas de penetracion se superponen para este
tipo de sistemas mostrando un solo radio de avance equivalente al sistema
original.
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Penetracion vs Tiempo
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Figura 28. Aumento del radio de penetracion en funcion del tiempo para
un sistema homogéneo-isotrépico.

5.3.4 Volumen de inhibidor necesitado.

Ademas de conocer la penetracion del inhibidor y la colocacidén del mismo en
formacion, con este programa también se puede evaluar el volumen de
inhibidor que se debe bombear para obtener un buen tratamiento y poder
llegar al punto indicado previamente. La figura 29 muestra un grafico en el
gue se representa el volumen de inhibidor que estd quedando en el
yacimiento a medida que se va avanzando en la penetracion del mismo. A
partir de este pequefio andlisis las empresas operadoras pueden definir si
dejan el radio maximo de penetracion inicialmente planteado o se hace
alguna modificacién del mismo.
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Figura 29. Volumen de inhibidor inyectado en funcion del radio de

avance en el yacimiento.
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6. CONCLUSIONES

Se modeld termodinamicamente la inhibicibn de incrustaciones por
carbonato de calcio en sistemas de hidrocarburos. ElI calculo de la
inhibicion en este programa se basa en un modelo semiempirico de
inhibicion de la nucleacion.

Se model6 mediante el analisis del flujo de fluidos en medios porosos, la
colocacién y el radio de penetracion del inhibidor en la formacién con el fin
de monitorear el tiempo de inyeccion y optimizar los tratamientos
‘squeeze”.

Los inhibidores evaluados muestran eficiencias aceptables hasta 150 °F.
En sistemas de produccién que operan por encima de este valor de
temperatura, la inhibicion de incrustaciones de carbonato de calcio se
torna critica y costosa.

La concentracion minima del inhibidor necesaria para que se inhiba la
incrustacion de carbonato de calcio exhibe una buena confiabilidad en el
dato arrojado por el programa Scale Inhibition CaCOs;. Ademas, se
puede observar la similitud en los resultados obtenidos por el programa
SqueezeSoftPitzer.

Scale Inhibition CaCO3; puede ser aplicado en campos petroleros que
manejen aguas de produccion o inyeccidn con concentraciones de hasta
300000 mg/l en soélidos totales disueltos (TDS) en un rango de
temperaturas entre 50 y 350 °F.

81



7. RECOMENDACIONES

El andlisis de la composicion fisicoquimica del agua de produccién es de
vital importancia en la evaluacién del caracter incrustante.

Para mayor confiabilidad en la prediccion del caracter incrustante, se
recomienda tener los datos fisicoquimicos del agua actualizados. Esto
permite generar decisiones confiables a la hora de elegir la conveniencia
del tratamiento.

Otros inhibidores y mezclas de inhibidores pueden ser agregados
facilmente en el programa una vez que sus propiedades inhibidoras sean
medidas y estén disponibles.

Actualizar los precios de los inhibidores y solicitar su respectiva ficha
técnica a fin de optimizar el volumen de inhibidor que se requiera inyectar
ya sea por “squeeze” o de forma continua.

Generar una herramienta de coémputo capaz de analizar el retorno del

inhibidor en superficie y compararlo con el MIC para establecer la vida util
del tratamiento de inhibicion.
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