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RESUMEN

TITULO: ANALISIS DE LOS TRATAMIENTOS DE INHIBICION DE ESCAMAS
APLICADOS EN CAMPOS COLOMBIANOS CON DANO A LA FORMACION POR
ESCAMAS INORGANICAS®

AUTORES: ANA CRISTINA OTERO PACHECO, RICHARD OMAR RUIZ
VELASQUEZ™

PALABRAS CLAVES: Dafo a la Formaciéon, Escamas Inorganicas, Inhibidor,
Adsorcion, Desorcion, Precipitacién, CMI, Eficiencia del inhibidor, Pseudoescama.

DESCRIPCION:

La depositacién de las escamas inorganicas en el medio poroso de cualquier tipo es
considerada dafio a la formacion, el cual se puede presentar por la mezcla de iones
presentes en la formacién o en la inyeccion de fluidos para mejorar el factor de
recobro, estos iones se ven atraidos por las fuerzas intermoleculares formando las
escamas las cuales afectan la produccion normal hasta el punto de dejar en cero la
tasa de flujo de un pozo.

El objetivo de esta investigacion consistié en analizar los mecanismos que permiten
desarrollar efectivamente un tratamiento en el medio poroso y las variables/ factores
que afectan la vida util de los tratamientos de inhibicion. Para esto fue importante tener
en cuenta el tiempo que debe permanecer el inhibidor y la cantidad de agua en la
formacion para que este sea adherido eficazmente en la formacion y de esta forma
ayude a evitar la formacion y el crecimiento de los cristales de incrustacion y no sea
desorbido en menor tiempo, debido al alto corte de agua impidiendo que el inhibidor
realice su efecto en la formacion.

Para desarrollar la investigacion tuvimos en cuenta los inhibidores que actualmente se
utilizan en la industria de los hidrocarburos y seleccionamos los que mejor eficiencia
han presentado a lo largo de tratamientos realizados en todo el mundo al inhibir
escamas de varios tipos (multiscale). Por otro lado realizamos un analisis de los
tratamientos de inhibicion de escamas inorganicas en campos del grupo empresarial
ECOPETROL teniendo en cuenta criterios de evaluacion como el contenido de agua,
comportamiento del inhibidor, los iones (Ca, Ba), la produccion durante el tratamiento
y de esta forma determinar el éxito del tratamiento de inhibicion.

* Trabajo de grado

" Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Ingenieria de Petrdleos, Director M. Sc. Luis Felipe Carrillo
Moreno
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ABSTRACT

TITLE: ANALYSIS OF INHIBITION TREATMENTS SCALES APPLIED IN
COLOMBIAN FIELDS WITH DAMAGE TO THE FORMATION BY INORGANIC
SCALES®

AUTHORS: ANA CRISTINA OTERO PACHECO, RICHARD OMAR RUIZ
VELASQUEZ.™

KEY WORDS: Formation Damage, Inorganic Scales, Inhibitor, Adsorption,
Desorption, Precipitation, MIC, Inhibitor Behavior, Pseudoscale, Squeeze.

DESCRIPTION:

The deposition of inorganic scales in porous media of any kind is considered formation
damage which can be presented by the mixture of ions present in the formation or fluid
injection to improve the recovery factor, which at upsetting the balance, these ions are
attracted by the intermolecular forces to form scales, affecting the normal production
until leave in zero the flow rate of well.

The goal of this research is analyze the mechanisms that enable effectively develop a
treatment in the porous medium and the variables / factors which affect the life of
inhibition treatments. To this, was important to consider the time it must remain and the
amount of water in the formation to be attached effectively in the formation and thus
helps to avoid the formation and growth of crystals to deposit and it is not desorbed in
the shortest time due to high water cut by preventing the inhibitor perform effect on the
formation

To develop the research we considered inhibitors currently used in the hydrocarbon
industry and selected the best efficiency presented along treatments performed
throughout the world taking into account the inhibition scales of various types
(multiscale). On the other hand we conducted an analysis of treatments inhibition of
inorganic scales in fields of business group ECOPETROL considering evaluation
criteria such as water content, behavior inhibitor and production ions Ca, Ba during the
treatment to determine how successful was the treatment of inhibition.

* Degree Work
** Physic-chemist Engineering Faculty. Petroleum Engineering School, Director M.Sc. Luis Felipe Carrillo Moreno
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INTRODUCCION

En la industria petrolera, después de los altos cortes de agua, Ilas
incrustaciones de escamas minerales constituyen un serio problema en pozos
de petréleo y gas. Cuando un pozo tiene un alto corte de agua de formacién o
cuando se utiliza un sistema de inyeccion de agua para mejorar el recobro,
existe la posibilidad de que se forme una incrustacion.

Las escamas se presentan cuando se altera el equilibrio termodinamico entre
las moléculas, que al depositarse en cualquier punto del sistema origina
pérdidas de produccién. La depositacion de incrustacion tiene el efecto de
reducir los caudales de produccion debido al taponamiento de los poros de la
formacion o de fracturas.

La inyeccién de inhibidores de incrustaciones en una formacién es la técnica
mas comun para prevenir la formacion de incrustaciones durante la produccion
de petréleo o gas, de esta manera el éxito de este procedimiento esta
determinado por el tiempo de efectividad para inhibir incrustaciones en el
yacimiento, y su tiempo de accion es dirigido por mecanismos de retencién en
el medio poroso. Los mecanismos de retencion dependen de diversas
condiciones como el tipo de inhibidor de escama, la temperatura, el pH, la
concentracion del inhibidor, la naturaleza de substrato mineral, entre otros.

De acuerdo con lo anterior, en este proyecto se busca investigar y analizar los
tratamientos de inhibicibn de escamas minerales, comportamiento y
mecanismos de retencibn en campos colombianos del grupo empresarial
Ecopetrol, con problemas a causa de la depositacion de escamas inorganicas,
teniendo en cuenta la interaccion inhibidor/roca, independientemente de si se
produce por un mecanismo de adsorcion / desorcién o por una precipitacion;
ademas de identificar cuales de estos tuvieron un mejor rendimiento e
interpretar los factores y/o las variables que influyeron en estos resultados para
mantener asi la produccion.
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1. MARCO DE REFERENCIA

1.1 GENERALIDADES SOBRE ESCAMAS INORGANICAS

Las soluciones acuosas generalmente estdn compuestas por iones, los cuales
tienen muy poca solubilidad en el agua. El agua tiene una capacidad limitada
para mantener estos compuestos en solucién, y una vez esta capacidad o
solubilidad es excedida, los compuestos precipitan de la solucién como soélidos.
La precipitacion de materiales sélidos que pueden llegar a formar escamas

ocurre de la siguiente manera:

a) El agua contiene iones que tienen la capacidad de formar compuestos
de solubilidad limitada.

b) Existe un cambio en las condiciones fisicas o composicion del agua que
disminuye la solubilidad por debajo de las concentraciones presentes.

c) Debido a lo anterior podemos decir que las escamas pueden ser
causada por uno o varios de los siguientes factores: cambios de presion,
cambios de temperatura, impurezas, aditivos, variacion de tasas de flujo,
cambios de pH, expansion del fluido, evaporacién del gas y/o mezcla de

aguas incompatibles

1.2 ESCAMAS INORGANICAS

Son depositos de compuestos quimicos u organicos, que se pueden formar en
la tuberia de produccion, en las lineas de flujo, en los equipos de superficie
(bombas, tratadores, tanques, etc.), en la cara de la formacion y/o sus
alrededores. Estan presentes en los pozos de crudo y gas, y las principales
causas de su origen son el flujo de fluidos de la formacion y los cambios en las

condiciones termodinamicas, hidrodinamicas y cinéticas.
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FIGURA 1 Ejemplo de escamas inorganicas de CaCO; antes de realizar un
proceso de inhibicion

FIGURA 2 Ejemplo de escamas inorganicas después de realizar un proceso de
inhibicion.

FUENTE: Tomado de: NOTTO Erling, KOREN Anne Marie. “New Method for Scale Inhibitor Testing”
.Texas, USA, 2009.
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Se puede hablar de forma general de escamas reales y pseudoescamas. Las

escamas reales son los depdsitos minerales originados por los fluidos nativos
(BaSOg4, CaS0Og4, CaCOg3, etc.). Las pseudoescamas son los depdsitos
secundarios como resultado de la reaccion entre los iones de la salmuera

(iones MgZ+, ca®t y Ba®* principalmente) y los fluidos inyectados por el hombre

(como los inhibidores de escamas, aguas de inyeccion, etc.), los cuales
provocan la alteracidbn en el equilibrio establecido entre las especies,
sobrepasando los rangos de concentracion critica de dichos iones, dando como
resultado la precipitacion de sales poco solubles que actidan como escamas

reales.

1.3 MECANISMOS DE FORMACION DE ESCAMAS

La precipitacion de las escamas inorganicas se produce en aguas de
produccién debido a los iones sobresaturados en solucién (Bedrikovetsky et al,
2004; Fan, 2011; Gill, 1996).! Esto significa que hay una mayor concentracion
de iones presentes en la solucion en comparacién con las concentraciones

normalmente en el equilibrio.

Cuando es alterado este equilibrio, la precipitacién de estas escamas sigue el

siguiente proceso:

a) Sobresaturacion
b) Nucleacion

c) Crecimiento de los nucleos para formar particulas mas grandes.

1 SCOTT STEWART SHAW, “Investigation into the mechanisms of formation and prevention of barium sulphate
oilfield scale”, Heriot-Watt University, Edinburgh, 2012.
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1.3.1 Nucleacién homogénea. En un proceso de nucleacion homogénea, la
formacion de la fase solida se presenta al ser alterada toda la fase liquida sin
ninguna fase sélida extranjera estar presente. Para la nucleacibn homogénea,

hay dos términos de entalpia que controlan este proceso.

a) Energia libre (favorable) liberacion debida a la sobresaturacion
b) Energia opuesta (desfavorable) energia libre debido a la creacion de una

superficie.

En sistemas sobresaturados, la aglomeracion de iones a un tamafio critico en
Gltima instancia conduce a la precipitacion por consecuencia de la
sobresaturacion. Sin embargo, en soluciones sobresaturadas ligeramente, la
energia opuesta desfavorable debido a la creacion de una superficie puede
conducir a la disolucién de particulas aglomeradas y de esta manera ocasionar
gue sistemas sobresaturados puedan permanecer metaestables durante largos

periodos de tiempo.

1.3.2 Nucleacion heterogénea. La Nucleacion heterogénea se presenta
cuando s se encuentran algunas superficies, sustancias, en las cuales es mas
favorable que la nucleacién homogénea se presente (debido a la creacion de
una superficie) “(Nancollas, 1985)”. Diferentes escenarios de produccién de
campo han reconocido que la precipitacidn es mas probable que se produzca
en las superficies que estan ya presentes en el sistema. Las superficies
pueden ser depdsitos de cal existentes, superficies metdlicas, las cuales
ofrecen sitios disponibles para la adsorcion de iones. Estas superficies
metalicas favorecen la precipitacion, y reduce la probabilidad de

metaestabilidad.
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FIGURA 3 Tasa de nucleacién contra supersaturacién

Zona metaestable para la
nucleacion homogénea

Zona metaestable
=—— para la nucleacion
heterogénea

VELOCIDAD DE NUCLEACION

SCHE
SUPERSATURACION

FUENTE: Tomado de: HAMAD Mohamed. “Establishing scale inhibitor retention mechanisms in pure
adsorption and coupled adsorption/precipitation treatments”. Edingurgo, UK, 2011, modificada por los
Autores.

Los diferentes tipos nucleacion en funcién de la supersaturacion los podemos

entender en la gréfica anterior donde:

a) Se ilustra esquematicamente que la nucleacidbn heterogénea
generalmente requerira una sobresaturacion inferior a la requerida para
la nucleacion homogénea.

b) La velocidad de nucleacion es extremadamente sensible a la
sobresaturacion, como se muestra en la figura.

c) El nivel de sobresaturacion donde se aumenta la tasa de nucleacion
heterogénea rapidamente se conoce como la sobresaturacion critica
para la nucleacion homogénea (SCHE) y el nivel de sobresaturacion en
la que la tasa de nucleacién heterogénea se da rapidamente se conoce
como la sobresaturacién critica para la nucleacién homogénea (SCHO).

d) (SCHE << SCHO).
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FIGURA 4 Un sistema metaestable en Estado débil (1), estado de transicién
inestable (2) y un Estado fuertemente estable

FUENTE: Tomado de: HAMAD Mohamed. “Establishing scale inhibitor retention mechanisms in pure

adsorption and coupled adsorption/precipitation treatments”. Edingurgo, UK, 2011.

En la Figura "E" representa la energia potencial, por ejemplo,

(sobresaturacion), y "X" representa el tiempo

a) 1 podria representar un sistema sobresaturado (alta sobresaturacién)

b) 2 podria representar la creacion del sistema por nucleacibn homogénea.
Este paso requiere un poco de energia

c) 3 podria representar un sistema nucleacion heterogénea (que es de

menor energia)
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1.3.3 Crecimiento del cristal. Después que la nucleacion se ha producido ya
sea por medio de la nucleacion homogénea o nucleacion heterogénea, el
crecimiento del cristal se producird hasta que la sobresaturaciéon del sistema se
libere por completo (Nancollas y Liu, 1975). Sitios activos en la superficie del
cristal permiten un mayor crecimiento debido a la colision de iones de
soluciones en estos sitios. Los iones colisionan efectivamente en contacto con
varios iones superficiales formando lazos fuertes.

FIGURA 5 Representacion de una superficie de cristal completa con defectos

E ‘ Particula Depositada
a

Flisgue

Intercepcian del peldano

FASE DEL CRISTAL

FUENTE: Tomado de: HAMAD Mohamed. “Establishing scale inhibitor retention mechanisms in pure adsorption

and coupled adsorption/precipitation treatments”. Edingurgo, UK, 2011.
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1.4 PRINCIPALES FACTORES QUE INFLUYEN EN LA FORMACION DE
INCRUSTACIONES

1.4.1 Concentracion ionica. La presencia de iones capaces de formar
compuestos de baja solubilidad en las aguas de formacion es el factor que mas
afecta la depositacion de incrustaciones, pues si existen suficientes iones que
al combinarse formen depdsitos, es probable que se presenten incrustaciones
a determinadas condiciones fisicas. Algunos de los iones potenciales que
pueden formar incrustaciones son: iones de sulfatos, calcio, bario, estroncio,

etc.

1.4.2 Presién. Por causa de la variacion en la presion, la solubilidad de los
gases presentes disueltos disminuye, liberandose por lo tanto el CO, que por
las condiciones que se presentan, facilitan a este, reaccionar en solucion con
el agua para formar acido carbdénico H,CO3; el cual reduce el pH y la

posibilidad de precipitaciéon del carbonato de calcio.

1.4.3 Temperatura. Esta variable afecta la solubilidad de los iones y gases
en solucion y la velocidad de la mayoria de las reacciones. Si tomamos por
ejemplo: a mayor temperatura aumenta ligeramente la solubilidad de estroncio,
pero disminuye la solubilidad del carbonato de calcio. Cuando aumenta la
temperatura disminuye la solubilidad de los gases acidos en solucion como el

CO, vy el H,;S incrementandose el pH del agua.

1.4.4 pH. La cantidad de CO, presente en el agua afecta el pH e influye
significativamente en la solubilidad del carbonato de calcio. Al bajar el pH
disminuye la probabilidad de precipitacion del carbonato de calcio, al

incrementarse aumenta la probabilidad de precipitacién.
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1.4.5 Mezcla de diferentes tipos de aguas de formacion. No se debe
mezclar aguas que sean incompatibles, esto quiere decir que si las aguas
presentan iones los cuales pueden reaccionar formando carbonatos, sulfatos o
mas compuestos, lo mas posible es que se formen cuando se mezclan las
aguas con su consecuente precipitacion, los cuales obstruyen el flujo normal de

los fluidos

1.5 TIPOS DE ESCAMAS INORGANICAS?

De las muchas escamas formadas por el agua y el crudo solo un pequefio
grupo son comunmente encontradas en las salmueras de los campos
petroliferos. A continuacién se muestran los tipos de escamas inorganicas
mas frecuentes en los campos de crudo, junto con las principales variables que

las afectan.

TABLA 1 Principales escamas inorganicas

SOLUBLES EN ACIDO Formula Quimica Nombre Mineral Variables Primarias
Presion parcial de CO2,

Carbonato de Calcio CaCO3 Calcita Temperatura, Total
sales disueltas

Carbonato de Hierro FeCO3 Siderita
Sulfuro de Hierro Fes Trolita Corrosion, Gases
Oxido de Hierro Fe304 Magnetita disueltos, pH

Oxido de Hierro Mg(OH)2 Hematita

Temperatura, Total

Hidroxido de Magnesio Bauxita sales disueltas
INSOLUBLES EN ACIDO Formula Quimica Nombre Mineral Variables Primarias

Sulfato de Calcio CaS04 2H20 Yeso Temperatura, Total

Sulfato de Calcio Cas04 Anhidrita sales disueltas, Presion
Sulfato de Bario BasSO4 Barita

Temperatura, Total

Sulfato de Estroncio Srs04 Celestita sales disueltas, Presion

1.5.1 Factores que afectan la solubilidad del Carbonato de calcio (CaCO3)

2 FERNANDEZ V. Jorge A y VARGAS B. Arnulfo. Evaluacion de Incrustaciones en lineas de produccion de los
campos morichal, la Gloria Norte y la Gloria, empresa Perenco LTDA, Tesis de grado , Universidad industrial de
Santander, 2001
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La incrustacion de carbonato de calcio, o calcita es una de las escamas mas
frecuentes encontradas en la industria petrolera. Los cristales formados por el
carbonato de calcio son de gran tamafo, pero cuando la incrustacion contiene
impurezas en formas de cristales divididos son mas faciles de romper su
estructura. El carbonato de calcio puede ser formado por la combinacion del ion

calcio ya sea con el ion carbonato o bicarbonato.

Ca*+ CO3? — CaCOs3 (1)

Ca*? + 2(HCO3) — CaCO3 | + COs + H0 2)

é Efecto de la presion

La solubilidad del carbonato de calcio es ampliamente influenciada por la
presion parcial del CO,, temperatura y concentraciéon de sales en la solucion.
Cuando el diéxido de carbono entra en contacto con el agua, este se disuelve y
forma acido carbonico, de acuerdo con la ecuacion (3), la ionizacion del acido

carbonico es ilustrada por las siguientes ecuaciones:

CO2 + H20 < H,CO3 (3
HoCO3 <« H++HCO3 (4)

HCO3~ < H+ +CO3?2 (5)

La solubilidad del CaCO3 aumenta cuando la presién parcial del CO2 es

aumentada. El efecto llega a ser menos pronunciado a medida que la
temperatura se incrementa. Esta es una de las principales causas de la
depositacion de incrustacion de la calcita. En cualquier punto del sistema
donde ocurra una caida de presion, la presiéon parcial del CO; en la fase gas

disminuye, el dioxido de carbono sale de la solucion y el pH del agua aumenta.
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Las caidas de presion a través de una restriccion tales como vélvulas u orificio
pueden también inducir turbulencia local, la cual puede ayudar a iniciar la

depositacion de la incrustacion.

é Efecto de latemperatura

Contrario al comportamiento de muchos materiales, el carbonato de calcio llega
a ser menos soluble a medida que la temperatura aumenta, a medida que el
agua se calienta hay mayor probabilidad de que se forme la incrustacion. Agua

gue en superficie no es incrustante puede serlo en el pozo si la temperatura de
fondo es lo suficientemente alta. Esto también es la razén de que el CaCO3 sea

con frecuencia encontrado en tubos de fuego del equipo de calentamiento.

El agua del yacimiento disminuira su temperatura a medida que esta ascienda
hacia la superficie; esto ayuda a incrementar la solubilidad del carbonato de
calcio. La disminucién de la temperatura cerca de la superficie incrementa la
solubilidad, pero la disminucion de la presion causa pérdidas de CO, para
rebajar la ganancia de influencia de la temperatura. La disminucién de la

presion es causada por la disminucién de la temperatura; la disminucién en la

solubilidad debido a la baja presién del CO»2.

é Efecto de pH

La cantidad de CO, presente en el agua afecta el pH y la solubilidad del
carbonato de calcio. A mas bajo pH, la probabilidad de precipitacion es

baja, mientras a mas alto pH, es mas probable que esta ocurra.
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é Efecto de las Sales Minerales

La solubilidad del carbonato de calcio aumenta a medida que el
contenido de sales disueltas en el agua aumenta. El incremento de los
sélidos totales disueltos (sin incluir los iones de calcio o carbonato),
aumenta la solubilidad de la calcita en el agua y disminuye la tendencia

de incrustacion hasta un maximo de aproximadamente 200000 mg/ |.

é Efecto de cationes divalentes en Carbonato de Calcio.

Cationes divalentes tales como Mg*?, Ba*?, Sr*?, Mn*? y SO4™ tienen la

capacidad de inhibir el crecimiento de la escama de calcita.

FIGURA 6 Efecto de Mg+2 en la deposicién superficial por debajo de 1500 rpm a
20°C

Depositacion en superiicie

I

e}

Tiempe (hr)

I-.- Oppm e~ 200ppm =+ 400ppm -= 500ppm]

FUENTE: Tomado de: S.S.Shaw, K.S.Sorbie and L.S.Boak. “The Effects of Barium Sulphate Saturation
Ratio, Calcium and Magnesium on the Inhibition Efficiency: I: Phosphonate Scale Inhibitors”. Paper SPE
130373, presented at the SPE International Conference on Oilfield Scale, Aberdeen, UK, 26-27 May
2010, modoficado por los autores.
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Después de 8 horas. El nUmero de cristales de carbonato de calcio depositado
sobre la superficie disminuye a medida que él [Mg*?] en la solucién aumenta.

FIGURA 7 Efecto del Mg+2 en la precipitacion de la solucién alas 8 horas a 20°C

Precipitacion (g)

FUENTE: Tomado de: S.S.Shaw, K.S.Sorbie and L.S.Boak. “The Effects of Barium Sulphate Saturation
Ratio, Calcium and Magnesium on the Inhibition Efficiency: I: Phosphonate Scale Inhibitors”. Paper SPE
130373, presented at the SPE International Conference on Oilfield Scale, Aberdeen, UK, 26-27 May

2010, modoficado por los autores.

FIGURA 8 Microscopia de la escama formada en salmuera que contiene diversos
niveles de Mg?*, en 8 horas y 20 0C: (a) 0 ppm Mg?*: (b) 200 ppm Mg?*: (c) 400
ppm de Mg®"; y (d) 600 ppm Mg*'

FUENTE: Tomado de: NOTTO Erling, KOREN Anne Marie. “New Method for Scale Inhibitor Testing”
.Texas, USA, 2009.
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FIGURA 9 Eficiencia de inhibicién de Mg?* en la deposicién global y deposicion
superficial después de 8 horas a 20 °C

Eficiencia del inhibidor (%)

400
Mg2* (ppm)

B Precipitacién M Depositacion

FUENTE: Tomado de: S.S.Shaw, K.S.Sorbie and L.S.Boak. “The Effects of Barium Sulphate Saturation
Ratio, Calcium and Magnesium on the Inhibition Efficiency: I: Phosphonate Scale Inhibitors”. Paper SPE
130373, presented at the SPE International Conference on Oilfield Scale, Aberdeen, UK, 26-27 May
2010, modoficado por los autores.

1.5.2 Factores que afectan la solubilidad del Sulfato de calcio
(CasSO,). El sulfato de calcio usualmente se precipita directamente
sobre las superficies metélicas de las lineas de flujo, hervidores, tubos,
intercambiadores de calor. Los cristales de sulfato de calcio son mas
pequefios que los de carbonato de calcio; esta incrustacion es
generalmente mas dura y densa que las de carbonato. El sulfato no
efervece cuando es tratado con acido y no se puede remover
satisfactoriamente por acidificacion; Generalmente el yeso es la forma
mas estable a bajas temperaturas, mientras que la anhidrita es formada
a altas temperaturas. La depositacion del CaSO, puede ser causada por

evaporacion.

é Efecto de la presion

La solubilidad del sulfato de calcio en agua se incrementa con la presion. La

caida de presion puede ser una de las principales causas de incrustacion del
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CaS0Og4 en pozos productores. La caida de presion cerca de la cara del pozo

puede crear una incrustacion en la formacion y también en el tubing.

En lugares donde existe turbulencia y/o caida de presion se puede presentar
incrustacion de sulfato de calcio debido a la liberacion de gases &acidos;
algunos de estos sitios son: restricciones, curvas, codos, bombas, valvulas de

descarga, choques, platos desviadores, platinas de orificio, etc.

é Efecto de latemperatura

La solubilidad del yeso aumenta con la temperatura hasta aproximadamente 40
°C, luego disminuye con la temperatura; este comportamiento de temperatura

es completamente diferente a la presentada por el carbonato de calcio.

La anhidrita llega a ser menos soluble que el yeso, de este modo se podria
esperar que la anhidrita sea la forma mas preferida de CaSO4 en pozos mas

profundos y calientes. La temperatura a la cual se forma las incrustaciones es
funcion de muchos factores, incluyendo la presion, contenido de sales
disueltas, condiciones de flujo, y la velocidad a la cual las diferentes formas de
sulfato de calcio pueden precipitar de la solucion. Predecir cual forma del
sulfato de calcio precipitara bajo un conjunto de condiciones dadas es muy
dificil. Aunque la anhidrita podria esperarse que se forme sobre los 40 °C en
lugar del yeso debido a su baja solubilidad, el yeso podria ser encontrado a

temperatura hasta de 100 °C.

é Efecto de las sales disueltas

La presencia de NaCl o sales disueltas aumenta la solubilidad del yeso o

anhidrita semejante a como lo hace con el carbonato de calcio, hasta una
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concentracion de 150000 mg/ I. un incremento mayor en el contenido de sal
disminuye la solubilidad del sulfato de calcio.

1.5.3 Sulfato de bario (BaSQO,). El sulfato de bario es el menos soluble de
las incrustaciones. Se presenta cuando se combinan el ion bario con los iones
sulfato; por lo general se encuentra junto a los depdsitos de sulfato de

estroncio. La solubilidad del BaSp4 es tan baja, que una vez se combinan los
iones bario y sulfato el compuesto resultante se precipita casi de inmediato; por
esta razon es raro encontrar cantidades significativas de ambos iones (sulfato y
bario) en una misma agua. Cuando ambos iones estan presentes es debido a
la mezcla de dos o mas aguas, por fugas o rotos en el casing, malos trabajos
de cementacion o por la necesidad de mezclar aguas en proyectos de
inyeccion.

FIGURA 10 "Desert Rose" Rosa del Desierto, Barita de Oklahoma, EE.UU
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FUENTE: Tomado y modificado de “The Effects of Barium Sulphate Saturation
Ratio, Calcium and Magnesium on the Inhibition Efficiency: Il: Polymeric Scale
Inhibitors”, S.S.Shaw, K.S.Sorbie and L.S.Boak, Paper SPE 130374, presented
at the SPE International Conference on Oilfield Scale, Aberdeen, UK, 26-27
May 2010.

1531 Factores que afectan la solubilidad del sulfato de bario
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é Efecto de latemperatura

La solubilidad del sulfato de bario se incrementa con la temperatura. En
un campo con problemas de sulfato de bario, este no precipitara en el
fondo del pozo inyector sino en condiciones de superficie, por lo tanto,

son mas comunes los problemas en pozos productores.

é Efecto de las sales disueltas

La solubilidad del sulfato de bario en agua es aumentada por las sales

disueltas como el caso del carbonato de calcio y el sulfato de calcio.

é Efecto dela presion

La presion incrementa la solubilidad del sulfato de bario mediante el
mismo mecanismo gue incrementa la solubilidad del sulfato de calcio. En
resumen el sulfato de bario tiende a presentarse cuando se disminuye la
temperatura, el contenido de sales disueltas y la presion.
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1.5.3 Sulfato de estroncio (SrSQO,). El sulfato de estroncio se forma de la
reaccion del ion estroncio con los iones sulfato. EI nombre del mineral formado
por el sulfato de estroncio es la celestita. EI comportamiento de la solubilidad
del SrSO4 es muy similar al del sulfato de bario, excepto que el sulfato de
estroncio es mucho mas soluble. El sulfato de estroncio tiene una solubilidad
de 144 mg/l en agua pura a una temperatura de 25 °C. La solubilidad de
estroncio aumenta con la temperatura y contenido de sales disueltas. Este
usualmente co-precipita con el bario para formar incrustacion (Ba, Sr) SO, y se
presenta en proporciones que van desde 1.25% a 15.9% de sulfato de
estroncio y el resto del depdsito puede ser sulfato de bario. En resumen la
posibilidad de formacién de depésitos de sulfato de estroncio aumenta cuando
se incrementa la temperatura y el contenido de NaCl hasta un maximo
aproximado de 125000 mg/l.

2. INHIBICION DE ESCAMAS INORGANICAS?®

La precipitacion de sales inorganicas importantes como el carbonato de calcio
(CaCOg3) y sulfato de bario (BaSOg4) en las salmueras de la mayoria de los

campos petroliferos del mundo, constituye un problema muy costoso para la
industria debido a las reducciones considerables de la produccidén que estas

pueden ocasionar.

Actualmente la técnica mas utilizada para mitigar la formaciéon de
incrustaciones es a través del uso de quimicos inhibidores, los cuales existen
en el mercado de varios tipos, tales como fosfonatos inorganicos , fosfonatos
éster , poliméricos y mezclas de dos o mas de estos compuestos, todos estos
en funcibn de su estructura interna. Cuando se decide aplicar algun
procedimiento de inhibicion es importante determinar el quimico adecuado para
que este producto sea aplicado de forma Optima y se obtengan muy buenos

resultados.

Los inhibidores de escamas pueden actuar en la formacion cundo se empiezan
a formar pequefios cristales del precipitado, mediante la adhesion del inhibidor

en la superficie del cristal previniendo el crecimiento.

3 Lorraine Scott, “Factors that impact scale inhibitor mechanisms” Heriot-Watt University, October 2012
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2.1 MECANISMOS QUE PERMITEN LA RETENCION DE INHIBIDORES EN
EL MEDIO POROSO

Es muy importante que luego de realizar un proceso de inhibicion, la liberacion
de este sea de forma lenta y natural teniendo en cuenta las caracteristicas
propias de la formacién en que ha sido aplicada. Existen tres tipos de
mecanismos de retencion/liberacion del inhibidor que se presentan en el

campo.

a) Adsorcion/Desorcion ( Formaciones Arenisca,Caliza,Dolomita)
b) Precipitacion (Formaciones de Caliza, Dolomita)

c) Precipitacion Forzada (Arenisca, Caliza, Dolomita)

2.1.1 ADSORCION/DESORCION. En el proceso de adsorcion, el inhibidor es
adsorbido de la solucién sobre la superficie de la roca durante los periodos de
inyeccion y el cierre (shut-in). Cuando la produccién es reanudada, este se va
desprendiendo de la roca gradualmente, la liberacion del inhibidor dentro de los
fluidos producidos es lenta y proporciona una efectiva inhibicion de escamas. El
tiempo de vida del tratamiento squeeze depende de la cantidad de inhibidor
adsorbido y la tasa a la cual este se desprende de la superficie de la roca. Esto
depende de las propiedades quimicas de la superficie de la roca del yacimiento
y el inhibidor de escamas. Algunas de las mas importantes propiedades que
afectan la capacidad de adsorcion son el pH de la salmuera del yacimiento, la
composiciéon de la salmuera, la concentracion y el volumen de inhibidor,
profundidad de la penetracion, temperatura, presion y la velocidad del retorno
del inhibidor. El proceso de adsorcion es debido a interacciones electrostaticas
y de Van der Walls entre el inhibidor de escamas y los minerales de la
formacion.

Este tipo de procedimiento es aplicado a todo tipo de formaciones. Luego de

haber realizado el tratamiento, este es efectivo por un tiempo relativo de 3
meses a un afio, pero generalmente presenta periodos de vida util en periodos
mas cortos en comparaciéon con la precipitacion/disolucién. Este método
presenta un bajo potencial de dafo a la formacion pero a su vez una excesiva

perdida de producto.
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2.1.2 PRECIPITACION/ DISOLUCION. En el proceso de precipitacion el
inhibidor inyectado reacciona con los iones de calcio y precipita como una sal
insoluble de calcio. Cuando a produccion es reanudada, el precipitado se
disuelve en el agua producida y provee o proporciona la inhibicion de escamas.
La fuente de calcio puede ser del agua de formacion o un sobre flujo de calcio.
La tasa de precipitacion tiene que ser controlada para evitar taponamiento de
los poros y el dafio a la formacién. El proceso de precipitacién ha sido limitado
a yacimientos donde se presentan carbonatos. Este tipo de mecanismo se ve
ma&s a menudo en rocas de tipo caliza y dolomita, no es generalmente
observado en areniscas debido al potencial de dafio a la formacion como
consecuencia del taponamiento en zonas de baja permeabilidad. Cuando este
mecanismo se presenta principalmente, es efectivo por un tiempo relativo de 3
meses a un afio.

Se han encontrado estudios donde los dos mecanismos adsorcion y

precipitacion se encuentran presentes en el proceso de inhibicién.

2.1.3 PRECIPITACION FORZADA. Este mecanismo es presentado en rocas
de tipo arenisca y muy poco en rocas calizas y dolomitas. Este presenta un
potencial de dafio a la formacion debido al taponamiento en zonas de baja
permeabilidad. En un proceso de inhibicién de escamas el inhibidor puede ser
retenido en la roca por uno o por todos los demas mecanismos.

2.2 IMPORTANCIA DE LA VELOCIDAD Y TIEMPO DE PERMACENCIA DEL
INHIBIDOR*

Se ha percibido que la larga duracion del inhibidor durante la fase de
produccion posterior a un tratamiento de squeeze es debido a que el inhibidor
se "desorbe lentamente" durante un largo periodo de tiempo después del

proceso de adsorcion / desorcion.

El avance del inhibidor y la velocidad se pueden obtener de la ecuacion.

* Ibrahim, J., Sorbie, K.S. and Boak, L.S.: "Coupled Adsorption/Precipitation Experiments: 1.Static

Results", SPE 155109, puplished at the SPE International Conference on Qilfield Scale held in Aberdeen,
United Kingdom, 30-31 May 2012.
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donde Vc son las velocidades de avance de la concentracion del inhibidor, V
fluid es la velocidad del fluido. La ecuacion anterior muestra claramente que la

velocidad de avance inhibidor se rige por la cantidad de la pendiente de la
ar
isoterma de adsorcion (E) La isoterma de adsorcion se obtiene

representando la cantidad de inhibidor adsorbido como una funcién de la
concentracion final de inhibidor en equilibrio de la solucién. Resultados en
laboratorio han mostrado que la pendiente de la isoterma de adsorcion a bajas
concentraciones implicaba que el inhibidor se adsorbe y desorbe

gradualmente, y con bastante lentitud.

También indicaron que la concentracion del fluido producido podria

proporcionar informacion suficiente sobre los siguientes aspectos:

a) Capacidad de adsorcion de la formacion
b) Volumen de formacion a tratar
c) Tasa de produccion

d) Caracteristicas de desorcién de la formacion

La velocidad para un valor de la concentracion de inhibidor C (Vc), es
inversamente proporcional a la pendiente de la isoterma. En el caso de una
isoterma de adsorcién “"favorable", la pendiente es mayor para valores de
concentracion mas bajos que para los valores mas altos, por tanto, estos
valores se propagan lentamente de nuevo a la boca del pozo como se muestra
en la Figura 11. (Sorbie, 1991). Se ha demostrado que la interaccion del
inhibidor se puede asociar con el comportamiento de las isotermas de
adsorcion y comparadas con modelos matematicos que se han desarrollado en

laboratorio. Segun la ecuacién de velocidad se puede observar que la
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velocidad del avance del inhibidor se rige por la cantidad de inhibidor
(pendiente de la isoterma de adsorcion).

FIGURA 11 El efecto de la velocidad en la vida del squeeze.

El tiempo de vida del squeeze es gobernado por la velocidad de la
concentracién del inhibidor, como se muestra acontinuacion:
Vrituia
p or
¢ IC

Ve =
1+

Ve = Aumenta

Distancia Radial, r

FUENTE: Ibrahim, J., Sorbie, K.S. and Boak, L.S..: "Coupled Adsorption/Precipitation
Experiments: 1.Non-Equilibrium Sand Pack Treatments", SPE 155110, puplished at the SPE
International Conference on Oilfield Scale held in Aberdeen, United Kingdom, 30-31 May 2012.

Como la solucién va avanzando, limpiando el adsorbente, va perdiendo soluto,
lo que ocasiona que en la formacién se disminuya su concentracion y

posteriormente disminuya la velocidad dentro de la misma.

Sorbie, concluyo que el tiempo de vida de squeeze es esencialmente el tiempo
gue tarda la concentracion, C para volver a la boca del pozo y por lo tanto un
inhibidor que tiene una isoterma muy pronunciada ascendente a bajas
concentraciones dara lugar a una larga vida util de un tratamiento de squeeze.

Figura 12.

FIGURA 12 El avance de la solucion del inhibidor alo largo de la arena. A, banda
inicial, B banda parcialmente desarrollada, C completamente desarrollada
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Distancia a lo largo de la Arena

FUENTE: Ibrahim, J., Sorbie, K.S. and Boak, L.S.: "Coupled Adsorption/Precipitation Experiments: 1.Non-
Equilibrium Sand Pack Treatments", SPE 155110, puplished at the SPE International Conference on
Oilfield Scale held in Aberdeen, United Kingdom, 30-31 May 2012

2.3 METODOS DE APLICACION

Los inhibidores quimicos son implementados en los pozos por tres métodos:

a) Aplicacion periédica por el Anular
b) Por inyeccion continua mientras esta el pozo produciendo
c) Por inyeccion dentro de la formacion mientras el pozo es cerrado por un

periodo de tiempo (squeeze)

2.3.1 Aplicacién periddica por el anular. Se recomienda para pozos poco
profundos y solo lograra proteccion contra las escamas si hay presencia de

inhibidor en el fluido, por lo tanto es el método menos utilizado.
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2.3.2 Método de inyeccién continla. Es recomendado para tratamientos
contra escamas superficiales o profundas, consta de tuberia en cadena
extendida hacia abajo hasta una profundidad donde un operador tenga
seguridad que no habra formacion de escamas mas abajo. Esta profundidad se
conoce basandose en los célculos del Inhibidor de Incrustaciones, o por la
experiencia del operador. El inhibidor es bombeado abajo desde el tubing de
superficie hasta la profundidad directamente dentro del flujo del fluido. Cuando
el tratamiento es profundo y de corriente lateral es generalmente requerido
transportar el quimico a través de columnas de aceite. El disefio del tratamiento
continuo pude variar significativamente pero requerird siempre de una bomba
de superficie, una medida armaonica de filtros, conexiones de cabeza de pozo y
una entrada del flujo en el fondo del hueco, con una véalvula de cheque
opcional. Aunque muchas operadoras y compafiias quimicas demandan que
los tratamientos continuos deben ser hechos conjuntamente debido a la
naturaleza corrosiva de algunos inhibidores. Debido a la experiencia, esto
puede salvar grandes sumas de dinero en las instalaciones de tratamiento

continuo en un campo.
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2.3.3 Aplicaciones por inyeccion forzada (squeeze). EI tratamiento por
squeeze es el despliegue en fondo de un inhibidor de escamas dentro de la
region cercana a la cara del pozo para prevenir la formacién de escamas. Los
inhibidores de escamas son bombeados dentro de la tuberia y luego son
empujados dentro del yacimiento a traves de las perforaciones. Este principal
tratamiento es inundado varios pies dentro del yacimiento. El pozo es cerrado
por un tiempo comprendido entre 5y 24 horas para permitir que el inhibidor se
adsorba o se precipite sobre la superficie de la roca de la formacion. Después
de la absorcion (o formacién de un escaso solido soluble), la produccion de
aceite es restablecida y la lenta desorcion/ disolucién de inhibidor de escamas
dentro del agua producida se lleva a cabo, protegiendo el pozo de la formacion
de las escamas. En general 1/3 del inhibidor desplegado es perdido en el
yacimiento, otro 1/3 retorna inmediatamente y el Gltimo es retenido en la region
cercana a la cara del pozo. El nivel de inhibidor que retorna con el agua
producida decrece con el tiempo y necesitara ser reemplazado posteriormente

para proteger el pozo.

Cuando el nivel del inhibidor eventualmente decae por debajo de la
concentracion minima del inhibidor, las escamas se forman probablemente y el
pozo necesitara ser protegido nuevamente con otro tratamiento squeeze.
Desde cuando el pozo es puesto nuevamente a produccién después de un
tratamiento hasta cuando la concentracion del inhibidor llega a ser inefectiva

por debajo del MIC es llamado tiempo de vida de la inyeccion “squeeze lifetime”

FIGURA 13 Comportamiento de retorno del inhibidor.
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FUENTE. Autores

50



Cada vez que el pozo es reforzado, se pierde tiempo de produccion y se tendra
una produccion interrumpida, entonces sera preferible obtener el mayor tiempo
posible de vida del tratamiento. Se pretende extender el tiempo de vida del
tratamiento mediante el desarrollo de técnicas y despliegue quimico de
inhibidores de escamas. Obviamente un solo tratamiento de squeeze es el
objetivo ideal, pero cualquier mejora en el tiempo de vida del tratamiento es
tomado como un éxito. Se deben llevar registros monitoreados de la
concentracion del inhibidor de escamas, del nivel del Bario en el agua
producida y la rata de produccién de aceite del pozo, sin embargo una caida en
la produccion de aceite o en el nivel de bario indicara que el pozo esta
produciendo escamas y necesita un tratamiento squeeze inmediatamente para
prevenir un dafio mayor. Los tratamientos squeeze son costosos, no solo en
términos de quimicos y mano de obra sino también los costos de cierre del
pozo que puede tomar varios dias para la limpieza, restablecimiento, perforado,
hasta el completo restablecimiento de la produccion.

¢ Disefio del squeeze

FIGURA 14 Disefio de un procedimiento squeeze
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b)

d)

f)

Procedimiento del squeeze

Inyectar un preflujo que puede ser simplemente agua de mar
actuando como en una prueba de inyectividad, junto con una solucién de
desemulsificante para prevenir la formacién de emulsiones o un solvente
para incrementar la mojabilidad de la formacion y reemplazar los fluidos

de la formacion.

Un pequefio espaciador de agua de mar puede ser desplegado entre
el inhibidor de escamas y el bache de preflujo para evitar una mezcla no
deseada en la tuberia de produccion (si un rendidor esta siendo usado),
un segundo proposito es refrescar la regidn cercana a la cara del pozo.

La solucion del inhibidor de escamas es bombeada dentro del

yacimiento

El inhibidor de escamas y el preflujo son luego forzados dentro del
yacimiento con un sobreflujo de agua de mar (o fluido no acuoso tal

como el diésel)

El pozo tratado es luego cerrado (shut-in), usualmente por un tiempo
entre 6 y 24 horas, permitiendo al inhibidor de escamas ser precipitado o
adsorbido sobre la roca del yacimiento. La precipitacion de los
inhibidores de escamas es algunas veces activada por una temperatura
dependiendo del punto de ruptura del quimico en ese caso el yacimiento
debera no ser enfriado a un nivel mas bajo que el usado con un gran

volumen de fluido.

El pozo es lentamente puesto a producir después del periodo de

cierre y el inhibidor de escamas retornara con el agua producida.
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¢ Ventajas

v' Tecnologia ampliamente usada para proteccion “fondo de Pozo”
contra la incrustacion.

v Proteccién “pozo-abajo” de las bombas, tuberias, valvulas y cara
de la formacion

v' Todas las superficies de acero en el pozo son protegidas contra la
incrustacion

v" Un procedimiento “squeeze” puede ser aplicado en pozos nuevos
0 viejos

v" Poco mantenimiento requerido sin fuente de energia en el lugar.

v Procedimientos residuales periddicos determinar cuando realizar
un “squeeze”

¢ Desventajas

Usualmente se deben realizar procedimientos “squeeze” entre 3
meses y 3 afnos.

Una parte del Inhibidor se pierde durante el procedimiento la otra
parte retorna con el agua de produccion.

Después de completar el “squeeze” no es posible realizar
cambios de concentracién ni de propiedades quimicas.

Es dificil monitorear el retorno del inhibidor cuando este regresa a

muy bajas concentraciones

53



3. INHIBIDORES DE ESCAMAS INORGANICAS?®

Las escamas en la mayoria de los campos del mundo estdn generalmente

controladas de dos formas.

a) Removidas periédicamente después que se han formado

b) Disolucién quimica

Basados en estudios realizados, existen 2 mecanismos principales por el cual
los inhibidores de escamas pueden evitar este problema (Sorbie et al, 2000)

.La inhibicién de nucleacién y retraso del crecimiento del cristal.

a) La inhibicion de la nucleacion. Se define como la interrupcién de la
estabilidad termodinamica de los nucleones en crecimiento. El
mecanismo de inhibicion implica la adsorcibn endotérmica de los
inhibidores provocando la disolucién de los cristales.

b) EIl retraso del crecimiento cristal. Se define como la interferencia o el
bloqueo de los procesos de crecimiento de cristal de escamas. El
mecanismo de inhibicién, implica la adsorcion irreversible del inhibidor
en los sitios de crecimiento activos, dando lugar a su bloqueo. (Graham
et al., 2003).

Para obtener mejores resultados se han establecido unas reglas en los

procesos de inhibiciébn de escamas.

a) El inhibidor debe ser aplicado corriente arriba del area del problema
b) El inhibidor debe estar presente en el agua en forma continua para que

permanentemente evite el crecimiento de las escamas.

3.1 TIPOS DE INHIBIDORES DE ESCAMAS

® Boak, L.S. and Sorbie, K.S.: “New Developments in the Analysis of Scale Inhibitors”, SPE Production and
Operations, Vol. 25, Issue No. 4, pp.533-544, November 2010.
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Los inhibidores de escamas inorganicas pueden clasificarse como inhibidores
quimicos organicos o inhibidores quimicos inorganicos. Actualmente se estima
que hay mas de dos mil inhibidores quimicos de escamas comercialmente
disponibles. Los inhibidores de escamas utilizados en la industria estan dentro

de cuatro tipos principales.

En la mayoria de los casos un buen inhibidor de escamas puede hacer efecto
de 5 a 15 ppm en aguas limpias. Sin embargo si las cantidades de sustancias
solidas suspendidas se encuentran en concentraciones altas, el inhibidor se
debe presentar a mas altas concentraciones. Esto se debe a que los
inhibidores son adsorbidos sobre la superficie solidas presentes en el agua

reduciendo de este modo la cantidad disponible de inhibidor.

3.1.1 Inhibidores quimicos organicos. Algunos inhibidores de escamas
inorganicas reaccionan con calcio, magnesio o0 iones de bario para formar
compuestos algo insolubles. La precipitacibn de estos compuestos puede
resultar en la formacion de una escama creando asi un nuevo problema.
Generalmente fosfonatos y polimeros son mas propensos que los esteres a
dar este tipo de problemas.

3.1.1.1 Genérico Fosfato Ester Organico. Estos son los mas efectivos

inhibidores de escamas de CaSOg4. Ellos no son efectivos para ser aplicados

por encima de 100 °C porque hay peligro de hidrolisis ( reaccion con el agua)
generando un disminucién de la efectividad.
El compuesto organico mas comun en el campo petrolero es:

FIGURA 15 Estructura de un fosfato éster

e Amino fosfato éster
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e Alcohol fosfato éster

é Ventajas

Buen modificador del crecimiento del cristal
Excelentes en la inhibicion de CaSO4 y buenos para BaSO4

Hodroliticamente es un compuesto estable.

é Desventajas

Son estables solo hasta 71° C ( 160 °F)

El alcohol fosfato éster es menos efectivo que los amino fosfato éster.

3.1.1.2 Fosfonatos Genéricos Organicos. Son generalmente los mas

efectivos inhibidores de escamas de CaCOs3. Ellos son estables a mas altas

temperaturas que los esteres y pueden proporcionar muy buena proteccion por
encima de los 175 °C.

FIGURA 16 estructura interna de un fosfonato

Fosfonatos genéricos organicos en el campo del petroleo.
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ATMP, HEDP, EDTMP, HMDTMP, DETPMP.

é Ventajas

v Inhibe la mayoria de los tipos de escamas en campos de petrdleo. Son
considerados multiscale
v Tienen buena solubilidad con las salmueras

v" Son efectivos a altas temperaturas en el rango de 350-400 °F.

é Desventajas

Tienen estabilidad térmica hasta 400 F superior a esta temperatura se

degradan y son poco efectivos.

5]

Son afectados por altas concentraciones de hierro

5]

Tienen problemas de solubilidad en salmueras de alto contenido de

calcio.

3.1.1.3 Polimeros Orgéanicos Genéricos. Los &cidos policarboxilicos son
ahora usados en aplicaciones en campo: Estos son efectivos por su bajo peso
molecular y por tener grupos ionizables regularmente espaciados. El
inconveniente es que se ha probado que a altas temperaturas son menos
efectivos.

Polimeros comunes en el campo de petréleo.

Polimeros organicos, Poliacrilatos, Polimetacrilato, Poliacrilamida, Polimaleato.

é Ventajas

v" Son buenos modificadores de cristal de incrustacion
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v Son efectivos en la mayoria de los tipos de escamas, por lo tanto son
considerados multiscale
v' Son efectivos a temperaturas bajas

v" Buenas caracteristicas de adsorcién y desorcion

é Desventajas

5]

Son mas costosos que los fosfonatos

5]

La relacién costo/beneficio no es tan buena como los fosfonatos

3.1.2 Inhibidores quimicos inorganicos. Entre ellos se encuentran:

3.1.2.1 Polifosfatos Genéricos Inorganicos. Estos materiales son solidos
inorganicos no cristalinos que estan disponibles como poli fosfatos simples o
poli fosfatos de solubilidad controlada.

Estos componentes son econdmicos y se preparan facilmente. Los polifosfatos

simples son facilmente solubles en agua, no toxicos y los tratamientos son
efectivos con concentraciones bajas (tipicamente 0,5-20 ppm) particularmente
controlan escamas de carbonato de calcio. Sin embargo su uso en las
aplicaciones de campo es limitado. A temperaturas modestas ellos se
hidrolizan en agua para formar ortofosfatos que tienen poca eficiencia
inhibiendo. Los polifosfatos de solubilidad controlada se disuelven lentamente,
y son considerablemente mas costosos que los polifosfatos simples.

Polifosfatos mas comunes en la industria del petrdleo.

Hexameta fosfato de sodio, Tripolifosfato de sodio, Tripolifosfato de potasio.

é Desventaja

Uno de los problemas con los polifosfatos es que ellos pueden cambiar de

forma con el tiempo y no actuar como inhibidores de escamas. Este cambio es
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conocido como reversion y es la hidrolisis de poli fosfato a ortofosfato. El
ortofosfato reacciona con el calcio para formar fosfato de calcio insoluble y asi
crear un nuevo problema de taponamiento. Las dos propiedades del agua que
afectan la reversion son la temperatura y pH. Generalmente la tasa de
reversion aumenta con la disminucion del pH y con el aumento de la
temperatura del agua. Esto puede hacer que los polifosfatos se precipiten y

causen problemas.

3.2 FACTORES QUE AFECTAN EL DESEMPENO DE LOS INHIBIDORES®

3.2.1 Efecto de la supersaturacién. Si la sobresaturacion tiene un gran
efecto sobre la tasa de nucleacién, y Si el inhibidor impide la cristalizacion
mediante la nucleacion, se puede encontrar buena eficiencia del inhibidor con
el aumento de la sobresaturacion al generar compuestos metaestables.

3.2.2 Temperatura. La temperatura es un factor muy importante porque esta
me va indicar hasta qué punto el inhibidor se puede degradar y funcionar

eficazmente en el control de la escama en el medio poroso.

3.2.3 Concentracion de inhibidor. La magnitud de la concentracion de
inhibidor requerida para mantener una cantidad dada de escama en solucion

depende de:

a) Nivel de sobresaturacion

b) Temperatura

® SAMEH.F, Inhibitor squeeze Design Returns Monitoring to Manage Downhole Scale Problem, SPE, Australia.
2004

59



3.2.4 Composicion quimica de la escama. A alta supersaturacion y altas
temperaturas, la cantidad de concentracion de inhibidor debe ser mayor para
prevenir la precipitacion de una cantidad dada de escamas por unidad de
volumen en solucion.

Acertar en la concentracion es muy importante porgue se puede obtener:

a) Un correcto tratamiento( no crezcan las escamas)
b) Tratamiento insuficiente

c) Tratamiento excesivo( perdida de inhibidor)

FIGURA 17 Curvatipica de desorciéon (basada en 10 tratamientos squeeze en 60 pozos)
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FUENTE: Dennis M. Spriggs, Field Performance of a Liquid Scale Inhibitor Squeeze Program, SPE. 1998

3.2.5 Composicion del inhibidor. El inhibidor se compone de:

3.2.5.1 Esteres:

a) inhibicion de BaSOg4: son buenos a excelentes, por encima de 250 °F a

pequefas concentraciones 10 a 20 ppm
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b) Inhibicion CaCOs3: no son suficientes , no son aptos para temperaturas

superiores a 250 °F
¢) Inhibicibn CaSOg4: buenos a excelentes a temperatura por encima de

250 °F por debajo no lo son

3.2.5.2 Fosfonatos:

a) BaSOg4: buenos a excelentes por encima de 350 °F a pequefas
concentraciones

b) CaCOg3: efectivos por encima de 350 °F

c) CaSOy: efectivos por encima de 350 °F

3.2.5.3 Poliacrilatos:

a) BaSOy4: excelentes y efectivas por encima de 350 °F
b) CaCOg3: poco efectivos por debajo de 250 °F

c) CaSO0g: inhibicion no muy efectiva por encima de 250 °F

3.2.6 Efecto del agua de produccion en la vida del tratamiento. Un analisis
de las caracteristicas que se exhiben cuando el volumen de los cambios de
agua producidas presta un dimension importante para el andlisis de los
inhibidores. La vida del tratamiento tiende a disminuir con un aumento en el
agua producida, ocasionando que el inhibidor no tenga buena adsorcién en la
formacion y sea desorbido de una forma muy rapida e inesperada generando

ineficiencia en los procesos de inhibicién.
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FIGURA 18 Influencia del agua producida en la inhibicidon
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FUENTE: Dennis M. Spriggs, Field Performance of a Liquid Scale Inhibitor Squeeze Program, SPE. 1998

3.2.7 CONCENTRACION MINIMA DE INHIBIDOR (MIC). Esta prueba
consiste en establecer la minima concentracién de inhibidor (MIC) necesaria
para prevenir la formacion de incrustaciones, en un sistema dindmico a
condiciones de presion y temperatura de yacimiento o de facilidades. Para
asegurar que los resultados sean confiables se deben ajustar las condiciones
de la prueba (flujo, tamafio del coll, etc.), de manera que las pruebas en blanco
(sin inhibidor) sean reproducibles.

FIGURA 19 MIC
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FUENTE: CHAMPION, Analysis of scale squeeze residuals in co-mingled subsea and Deepwater

environments. 2012.

FIGURA 20 Esquema de escenarios de escamas en superficie.
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FUENTE: A. Al-Hashem, M. Salman and K. Al-Muhanna, SCALE INHIBITOR EVALUATION FOR AN
EFFLUENT INJECTION SYSTEM IN WEST KUWAIT. 2000.

3.3 CONSIDERACIONES PARA LA SELECCION DE INHIBIDORES DE
ESCAMAS

Como cualquier otra operacién en el campo, los inhibidores de escamas
pueden ser seleccionados con base a la relacion costo/eficiencia. Es muy facil
escoger el inhibidor mas economico disponible, pero puede causarnos muchos
errores y problemas mas adelante. En algunas situaciones el material mas

costoso disponible sera el mas econdmico a largo plazo.

3.3.1 Aplicabilidad de la escama a ser inhibida. Aqui se debe tener en
cuenta el efecto del inhibidor en contra del tipo de problema que se presenta de
incrustacion.
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3.3.2 Estabilidad térmica de los inhibidores.

a) Polifosfatos hasta 90 F
b) Esteres de fosfato hasta 160 F
c) Fosfonatos hasta 350 F

d) Polimeros menos de 250 F

3.3 Solubilidad. Los inhibidores requieres ser solubles en la salmuera para
gue el tratamiento sea efectivo.

3.3.4 Compatibilidad. Es importante que no existan incompatibilidades con
los quimicos del sistema para que no se pierda la efectividad del tratamiento.

4. INHIBIDORES MULTISCALE'’

Actualmente existe una innumerable cantidad de inhibidores pero muchos de
ellos no tienen la capacidad de inhibir el crecimiento del cristal o evitar la
nucleacion de forma eficiente como los inhibores organicos tales como los
fosfonatos y los poliméricos. En términos generales, todos los inhibidores
operan por medio de la inhibicién de la nucleacion y el retraso del crecimiento
de los cristales, pero a grados variables (Sorbie y Laing, 2004; Graham et al,
1997a, 2003; Boak et al, 1999)

4.1 CARACTERISTICAS DE LOS INHIBIDORES BASE FOSFONATO

a) Estudios han indicado que los inhibidores de base fosfonato unido con

iones de Mg*® se vuelven ineficaces y sélo el Ca*? unido con el

7 Shaw, S.S., Sorbie, K.S. and Boak, L.S.: “The Effects of Barium Sulphate Saturation Ratio, Calcium and
Magnesium on the Inhibition Efficiency: I Phosphonate Scale Inhibitors”, SPE Production and Operations, Vol.
27, Issue No. 3, pp.306-317, August 2012.
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inhibidor evitan la formacién de algunas escamas como la de sulfato de
bario

b) El Ca *? también mejora las propiedades de adsorcion de los inhibidores
fosfonatos en muchas formaciones, tales como areniscas,
proporcionando un "puente” entre el inhibidor de escamas y el sustrato
(Sorbie et al., 1993).

¢) Los principales cationes de interés son Ca** y Mg®* que estan presentes
en altas concentraciones en las salmueras de campos petroleros. La
razon para que el magnesio sea considerado venenoso en los

inhibidores es debido al hecho de que la unién inhibidor-Mg® * no se
incorpora en la red de la escama de BaSO4 mientras que Ca’ * unido al

inhibidor tiene buena capacidad de unién.

FIGURA 21 Mecanismo de inhibiciéon de Barita por inhibidores fosfonato (efecto
deiones Cay Mg)

Mg-SI NOT
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® Ba® " (Effective [S1] 44)
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FUENTE: S.S.Shaw, K.S.Sorbie and L.S.Boak: “The Effects of Barium Sulphate Saturation Ratio,
Calcium and Magnesium on the Inhibition Efficiency: 1l: Polymeric Scale Inhibitors”, Paper SPE
130374, presented at the SPE International Conference on Qilfield Scale, Aberdeen, UK, 26-27
May 2010.
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d)

Mg ni Mg-Inhibidor no se pueden incorporar a la red de la barita debido
al pequefio tamafio del catibn Mg?+, en comparacién con los cationes
divalentes que pueden, es decir, Ca®" y Sr*" Si los aniones y cationes
estan dimensionados de manera similar, maximiza las fuerzas de
atraccion entre los iones de carga opuesta.

Tabla 1. Radio i6nico de Mg%, Ca®*, Ba®*'y Sr?
(en picometros).

ELEMENTO Radio lonico, M**(picometros)
Magnesio " 78 J

Calcio d 106
Estroncio 127
Bario 4 143

FUENTE: S.S.Shaw, K.S.Sorbie and L.S.Boak: “The Effects of Barium Sulphate Saturation Ratio,
Calcium and Magnesium on the Inhibition Efficiency: II: Polymeric Scale Inhibitors”, Paper SPE
130374, presented at the SPE International Conference on Qilfield Scale, Aberdeen, UK, 26-27

e) Si un compuesto es soluble o insoluble en agua depende de la magnitud

v

f)

de dos términos de entalpia:

fuerzas de atraccion entre los iones de las moléculas de sélidos y agua
(entalpia de hidratacion)

las fuerzas de atraccidén entre los iones de carga opuesta en el sélido
(entalpia de formacion).

Si (b)> (c), el compuesto sera insoluble [2]. El sulfato de bario es un
compuesto muy estable debido a que los iones de bario y sulfato son de
tamafio similar, maximizando asi las fuerzas de atraccion entre aniones

y cationes.
MgSO4 es muy soluble debido al hecho de que los iones Mg? "y SO,*

no pueden empaquetar juntos en una disposicion termodinAmicamente
favorable. Por el contrario, Ba " y Sr ?* y Ca ?* pueden empaquetar

juntos de manera eficiente con SO4*.Esto indica que la red cristalina
MgSO4 es menos estable que Ca, Sr y Ba sulfatos y MgSO4 es el

compuesto mas facil de solubilizar.
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9)

Inhibidor altamente fosfonado (por ejemplo DETPMP) tiene la mayor
capacidad de inhibicibn de crecimiento de los cristales. Otros como
PMPA (una poli-fosfonato), PPCA (acido policarboxilico fosfino),
especies mono-mono-carboxilado fosfonados tales como HPAA (&cido
hidroxifosfonoacético) también tienen cualidades de inhibicion del
crecimiento de cristales, aunque probablemente no tan bueno como

especies altamente fosfonados.

4.2 CARACTERISTICAS DE LOS INHIBIDORES POLIMERICOS.

a)

b)

d)

f)

Los inhibidores base polimérico tienen efecto principalmente por la
inhibicibn de la nucleacién, ya que no funcionan tan bien en la
consecucion de una buena inhibicién del crecimiento del cristal (Sorbie
et al., 2000).

El polimero PVS, es probablemente el polimero que tiene menos
propiedades de inhibicion del crecimiento cristalino (Sorbie et al., 2000;
Sorbie y Laing, 2004).

Con el fin de inhibir el crecimiento de cristales de sulfato de bario, SI
(fosfonato o polimérico) deben ser capaces de incorporar a la red de la
escama en combinacién con Ca®" o adsorberse sobre la superficie del
cristal.

Se sabe que los grupos sulfonato(polimeros) no se unen a Ca %" o Mg?*
debido a que estos grupos funcionales son altamente disociativo, es
decir, tienen valores de Ka muy bajas (Graham et al., 2003),

Los co-polimeros como el VS-Co operaran por medio de la inhibicidon
tanto de nucleacién y la inhibicion de crecimiento de cristales en
cantidades muy ampliamente similares.

Polimeros sulfonados se pueden usar también sinérgicamente en
mezclas, para producir mejor eficiencia del inhibidor (ya que ambos
mecanismos de inhibicibn de incrustaciones pueden funcionar

eficazmente, de forma simultanea).
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4.3 FOSFONATOS VS. POLIMEROS

a)

b)

d)

f)

En términos de sulfato de bario, los fosfonatos se consideran mejores
inhibidores en comparacion con sus analogos poliméricos. Mientras que

en términos de "amabilidad" ambiental de los productos, lo contrario.

La presencia de la funcionalidad de fosfonato (por lo general como un
fosfonato amino) produce la mejor eficiencia inhibicion y retencién del
inhibidor (Jackson et al, 1996;.. Singleton et al, 2000). La desventaja es
debida al contenido de fosforo en el inhibidor, considerandose el menos

aconsejable para su uso.

PMPA es un ejemplo de un poli-fosfonato que tiene significativamente
buena eficiencia de inhibicion y retencién en comparacion con otros
inhibidores polimérico fosfonado. Sin embargo PMPA tiene un altisimo

contenido de fésforo, a un nivel comparable con fosfonato convencional

Debido a las preocupaciones ambientales (Todd et al, 2010;.. Wilson et
al, 2010). En algunos gobiernos del mundo se ha prohibido el uso de
algunos inhibidores fosfonatos y el PMPA (Jordan et al., 2010, 2011).

Polimeros sulfonados tales como PVS y VS-Co tienen ventajas sobre los
fosfonatos, en que son especialmente adecuados para su uso en
sistemas de bajo pH, por ejemplo, pH <4 (Graham et al., 2003)

Al disefar y sintetizar un nuevo Sl, uno de los objetivos principales de
fabricantes de productos quimicos es producir un producto que va a
conseguir una buena eficiencia del inhibidor , junto con las propiedades
ambientales razonables, y asi atraer el interés de las empresas de

servicios en un mercado competitivo.
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g) Otros factores importantes también se consideran como costo de la

cadena de suministro y otras propiedades fisico-quimicas, por ejemplo,

adsorcion, compatibilidad y estabilidad térmica.

5. ANALISIS DE ALGUNOS CAMPOS PETROLEROS DEL GRUPO
EMPRESARIAL ECOPETROL CON PROCEDIMIENTOS DE INHIBICION
DE ESCAMAS INORGANICAS

5.1 INFORMACION DISPONIBLE

En la siguiente tabla se muestra la informacion recolectada de algunos campos
del GRUPO EMPRESARIALL ECOPETROL.

TABLA 2 Informacién disponible de campos

@

OBSERVACION

1
1
-
|SegU|m|ento de Residual
| de Inhibidor
=
l—

i Inhibicion Quimica

 Inhibicién Quimica | _ |

Inhibicion Quimica | ___ |

! Inh|b|C|on QU|m|ca

.Vahdamon de Propuesta
| de Disolucién e Inhibicién
' Weatherford

\l

:Aseguramlento de la
|CaI|dad para los fluidos
| de Estimulacién e
| inhibicién Aplicados en el

| Pozo ACAE 11
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5.2 CRITERIOS DE SELECCION

TABLA 3 Criterios de seleccion de pozos

A6 | CAMPO | POZO PRUEBAS DE ANALISIS SESUMMENTO
LABORATORIO BACKFLOW | 2iho
2012| A 1 X X X
c011| A 2 X X
c0121 A > X X X
20131 A 2 X X X
2014 A 2 X X
2014 A 3 X X X
2012 B 7 X
2012 B 5 X
5012 B 6 X
20121 C 7 X
5.3 CADENA DE TRATAMIENTO
TABLA 4 Fases de evaluacion del inhibidor
FASE APLICACION EN FONDO TIPO SQUEEZE (DENTRO DE LA

FORMACION)

1. Control de calidad de los productos.
Fase 1 2. Compatibilidad/Tolerancia al agua de formacion.

3. Compatibilidad al crudo de los pozos seleccionados.
4. Mojabilidad Visual.
5. Eficiencia dinamica (MIC).

(Pruebas preliminares)

6. Pruebas de envenenamiento con Fe.

7. Eficiencia dinamica (MIC) en presencia de inhibidor de
Fase 2 corrosion seleccionado (si se requiere).

8. Estabilidad térmica

9. Pruebas de Adsorcion estatica en arenas.

10. Adsorcién dinamica en plugs de la formacion.
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5.3.1 PRUEBAS DE LABORATORIO FASE 1

é Control de Calidad de los productos

A los productos recibidos se les realiza control de calidad mediante la
determinacion de los parametros pH, densidad, indice de refraccién y toma de
espectro infrarrojo (FT-IR).

Los espectros FT-IR permiten identificar alteraciones o cambios en la
composicién, al momento de comparar dos o mas lotes del producto. Estos

espectros se asimilan a una huella digital, la cual es Gnica para cada inhibidor.

é Pruebas de Compatibilidad entre inhibidores de incrustaciones Vs

Salmueras de Formacion

Se determina la tolerancia del inhibidor al doble de la concentracion de calcio
en una salmuera equivalente al agua de formacion. Se observa la formacién de

turbidez o precipitado que son sefiales de incompatibilidad.

é Pruebas de Compatibilidad entre inhibidores de incrustaciones Vs

crudo de la Formacion

Una vez realizadas las pruebas con salmuera equivalente del agua de
formacion, las soluciones que no presentaron incompatibilidades se mezclan
con crudo de la formacion en proporcion 50:50. Se observa la formacion de

emulsiones o fases indeseables que son sefales de incompatibilidad.
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é Pruebas de Mojabilidad Visual (aplicacién tipo squeeze)

Esta prueba aplica a los productos que superan las pruebas de compatibilidad
y que son para aplicacion tipo squeeze. En este ensayo se mantiene en
contacto una solucién al 15% de cada inhibidor (en KCI-2%) con arena de la
formacion de interés y luego se observa su mojabilidad para el agua y el aceite.

Se espera que los productos conserven la mojabilidad al agua.

é Pruebas de Eficiencia Dinamica (MIC) con todos los inhibidores a

evaluar.

Esta prueba consiste en establecer la minima concentracion de inhibidor (MIC)
necesaria para prevenir la formacion de incrustaciones, en un sistema dinamico
a condiciones de presion y temperatura de yacimiento o de facilidades. Para
asegurar que los resultados sean confiables se deben ajustar las condiciones
de la prueba (flujo, tamafio del coll, etc.), de manera que las pruebas en blanco
(sin inhibidor) sean reproducibles.

La composicion de las salmueras esta disefiada de forma que al mezclarse en

el capilar, se reproduzca la composicién del agua de la Formacién.

5.3.2 PRUEBAS DE LABORATORIO FASE 2

é Pruebas de envenenamiento con Hierro

Esta prueba se realiza con los inhibidores compatibles con las salmueras de
formacion equivalentes de los pozos de interés (tolerantes al calcio). Se

utilizan dosificaciones de 50, 250, 500 y 1000 mg/L de Fe en soluciones del
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inhibidor al 1%, 5%, 10% y 20% en KCI al 2%. Se observa la formacién de
turbidez o precipitados asociados a problemas de intolerancia con el Fe

(formacion de pseudo-escamas).

é Pruebas de Eficiencia Dinamica (MIC)

De los inhibidores de incrustaciones seleccionados en presencia de los

inhibidores de corrosién seleccionados para los campos de la SOC.

En caso de ser necesaria la aplicacion de inhibidor de corrosion en el proceso,
se debe evaluar su efecto en la eficiencia del inhibidor de incrustaciones, para
lo cual se realizan pruebas de eficiencia dindmica (MIC) con los inhibidores que
presentaron el mejor desempefio en la fase 1, a la minima concentracion
necesaria determinada y en presencia de los inhibidores de corrosion

seleccionados dosificados a 15 ppm.

é Pruebas de Estabilidad Térmica

La prueba de estabilidad térmica de los inhibidores en el laboratorio, se basa
en determinar las posibles variaciones por degradacion del producto al ser
sometido a altas temperaturas. Varios estudios han demostrado que algunos
inhibidores sometidos a temperaturas elevadas por tiempo prolongado reducen
su eficiencia. El efecto de la temperatura puede ser detectado visualmente y
mediante la comparacién de los espectros UV-VIS antes y después de la
prueba. Sin embargo, los resultados se confirman mediante la realizacion
nuevamente de pruebas MIC al producto sometido al tratamiento. Se observan

variaciones en los espectros y en las pruebas MIC respecto al inhibidor original.

é Prueba de Adsorciéon Estatica

Esta prueba se realiza para los inhibidores que se usarian en tratamientos tipo

squeeze que hasta esta instancia de la evaluacién hayan tenido resultados
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satisfactorios. Las pruebas se realizan con arenas de las formaciones de
interés, con los productos que hasta este punto han superado todas las
pruebas anteriores. La adsorcién del producto se define como la diferencia
entre la concentracion inicial y la medida al final de la prueba por gramo de
material adsorbente. Se consideraria que una adsorcidon estatica buena a
excelente estaria en los rangos de 3 a 5 mg/g.

é Prueba de adsorcion dinamica

Esta es la prueba final que se realiza al producto o productos de mejor
desemperio a lo largo de las pruebas. En esta prueba se determina la curva de
desorcion del producto en un plug representativo de la formacion.

Se construye una curva de concentracion del inhibidor Vs volumenes porosos
desplazados. EI producto que requiera el mayor numero de volumenes
porosos para ser desplazado del plug hasta alcanzar la concentracion

establecida en el MIC, sera el producto a seleccionar.

5.4 DISENO E IMPLEMENTACION

FIGURA 22 DISENO DE INYECCION SQUEEZE
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5.5 CRITERIOS DE EVALUACION

FIGURA 23 Evaluacion de los pozos
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5.5.1 EFECTO DEL pH EN LA SOLUBILIDAD DEL CaCOg3, Teniendo en
cuenta los procedimientos de inhibicion realizados para cada uno de los pozos
mencionados anteriormente, es importante tener en cuenta que durante el
inicio de los tratamientos se puede realizar un analisis del comportamiento de
pH en el agua de retorno con el fin de identificar y observar la variaciéon de la

alcalinidad de la escama CaCO3; como podemos se observa en la figura 24.

FIGURA 24 Variacién de CaCOzy pH en cada uno de los pozos
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El comportamiento presentado en los pozos ocasionado por la precipitacion o
depositacion de la escama, es afectada cuando en el agua de formacion se
empiezan a presentar pH altos ocasionando que la estabilidad en la escama se
vea alterada y por ende empiecen a generar problemas en el medio poroso.
Para estos pozos el mejor comportamiento observado es el pozo 1 donde
durante un tiempo de andlisis el pH disminuye generando una reduccion de la

escama CaCOg3 a diferencia de los otros pozos donde el pH tiende a aumentar
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generando un incremento en la alcalinidad de la escama, lo cual se debe evitar

debido a que provoca una reduccién en la produccion del pozo.

5.5.2 EFECTO DEL Ca EN PRESENCIA DEL INHIBIDOR FOSFONATO.
Durante la aplicacion de diferentes tratamientos de inhibicion alrededor del

*2 son de gran importancia en el

mundo, los iones divalentes como el Ca
analisis de los comportamientos de las distintas aguas de formacion donde se
aplican los procedimientos. Mediante este ion se puede visualizar la presencia
o la tendencia a que la escama se precipite en el fondo, tomando como
referencia un andlisis fisicoquimico realizado previamente al tratamiento.
Idealmente se espera que la cantidad de ion Ca *? se mantenga durante la vida
productiva de los pozos pero por lo general donde hay tendencia a formarse

facilmente las escamas esto no ocurre.

FIGURA 25 VARIACION DEL Ca EN PRESENCIA DEL INHIBIDOR EN LOS POZOS
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Cuando se analiza el agua de retorno y se compara con el andlisis realizado
antes de iniciar el tratamiento podemos deducir que en el fondo del pozo se
estd depositando la escama, a medida que el ion Ca™ disminuye y no
mantiene una linea constante durante el tiempo, lo cual nos permite tomar las
medidas adecuadas para evitar que la produccion caiga huevamente debido al

taponamiento en el medio poroso.

5.5.3 ANALISIS DEL TRATAMIENTO EN EL POZO 1. EIl éxito de los
tratamientos de inhibicion se ven reflejado en la vida util del mismo donde se
puede cuantificar analizando la desorcién del inhibidor en superficie alcanzando
la concentracion minima del inhibidor, el cual nos refleja hasta donde una
inyecciéon de inhibidor en el medio poroso es efectiva para protegerla de la
formacién de escamas. Con este valor (MIC) y cuantificando el agua
acumulada durante ese tiempo podemos saber cuantos barriles de agua de

formacion nos aseguré durante el tiempo de tratamiento.

FIGURA 26 Concentracién minima de inhibidor y tiempo de vida util en el
pozo 1
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En la figura 26 se observa que para el pozo 1 el tiempo de vida util del

tratamiento de inhibicibn, hasta la concentracion minima del inhibidor
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correspondiente a 0,2 fue de 189 dias. Después de este tiempo el efecto del
tratamiento disminuye hasta que muy posiblemente reaparezca la escama, por
ello es importante realizar tratamientos de prevencion constantemente y asi

evitar la caida drastica de la produccion del pozo.

FIGURA 27 ASEGURAMIENTO DE LA PRODUCCION EN EL POZO 1
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La figura 27 nos describe que a finales del 2011 el pozo 1 presenta una caida
de la produccion debido al taponamiento del medio poroso por escamas
inorganicas, por lo cual se realiza un tratamiento de inhibicion a comienzos del

afio 2012, el cual nos permite un aseguramiento de 37318 bbl.

5.5.4 Andlisis del tratamiento en el pozo 2-(2012-2013).
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FIGURA 28 Concentraciéon minima de inhibidor y tiempo de vida util en el
pozo 2 2012
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El comportamiento del pozo 2 que se muestra en la figura 28 durante los dos
afios de analisis es muy importante porque en este podemos verificar con el
tiempo de vida atil de la inhibicion que a medida que se realizan procesos en el
pozo este va mejorando la productividad del mismo, debido a que una parte del
inhibidor inyectado en algun procedimiento se queda en la formacién el cual al
realizarse otro proceso ayudaria y reforzaria la proteccién contra escamas en el

yacimiento.
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FIGURA 29 Concentracion minima de inhibidor y tiempo de vida util en el
pozo 2 2013
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La figura 29 muestra que para el pozo 2 en el afio 2013 el tiempo de vida util
del tratamiento de inhibicidn, hasta la concentracion minima del inhibidor

correspondiente a 0,2 fue de 250 dias.

FIGURA 30 Aseguramiento de la produccion en el pozo 2 (2012-2013)
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El potencial del pozo 2 a mediados del afio 2011 comenz6 a disminuir debido al
dafio de la formacion por presencia de escamas inorganicas. Por tal motivo se
tomo la decision de realizar un tratamiento de inhibicion a comienzos del afio
2012 con el cual se logra asegurar una produccion de 100.430 bbl en un
periodo de 210 dias el cual fue donde se alcanzé la concentracién minima del
inhibidor. Debido al buen potencial que presentaba el pozo se decide continuar
con un nuevo tratamiento en el 2013 para proteger por mas tiempo el potencial
de produccion el cual aumento la vida util alrededor de 40 dias asegurando
106.792 bbl.

5.5.5 Anélisis del tratamiento en el pozo 3

FIGURA 31 Aseguramiento de la produccion en el pozo 3
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La figura 3 describe que alrededor del mes de agosto el pozo 3 presenta una
caida de la produccion debido al taponamiento del medio poroso por escamas
inorganicas, por lo cual se realiza un tratamiento de inhibicion, el cual nos

permite un aseguramiento de 18435 bbl.
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5.5.6 Analisis de la masa de inhibidor inyectada en formacion. La
efectividad de un tratamiento de inhibicion se ve reflejada en la cantidad de
masa que se le inyecte en el medio poroso, esto permite que mas zonas entren
en contacto y protejan de la depositacion de escamas. Durante los tratamientos
en los pozos el tiempo de vida del proceso se ve reflejado en la cantidad de

masa que se inyecto por pie de formacion.

FIGURA 32 Analisis de la masa inyectada en todos los pozos
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En la figura 32 observamos que el tratamiento de inhibicion que mayor tiempo
de vida tuvo fue el del pozo 2 para el aflo 2013 alrededor de 27,7 Ib/ft
permitiendo que durante ese tiempo esa masa inyectada protegiera la
formacion y taponamiento en el medio poroso por la depositacion de las
escamas .
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5.5.7 Analisis del agua producida en los pozos. El agua de formacion es un
factor muy importante al momento de analizar el retorno del inhibidor debido a
gue el aumento en el agua producida ocasiona una rapida velocidad de retorno
disminuyendo la efectividad del proceso. En la figura 33 se observa que el pozo
1 requiere menor cantidad de galones de inhibidor por cada 1000 barriles de
agua para proteger el pozo de la formacion de las incrustaciones, a diferencia
de los otros pozos donde el costo del tratamiento por cantidad de inhibidor
inyectada aumentan significativamente.

FIGURA 33 Cantidad de inhibidor requerido por cada 1000 bbl
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5.5.8 Andlisis de desorcion del inhibidor para los pozos.

FIGURA 34 Desorcion del inhibidor durante los primeros 90 dias
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Con ayuda de una grafica de desorcién del inhibidor (figura 34) podemos
observar que el pozo 2-2013 presenta una mejor adsorcion y posterior
desorcion debido a que el inhibidor alcanzo una mayor penetracion en la
formacion, el cual llego a zonas mas profundas durante el tiempo de remojo, a
diferencia del pozo 2- 2012 donde penetro menos en la formacion ocasionando
gue al momento de aumentar el agua de formacion este removiera facilmente

el inhibidor que se encontraba cerca de la cara del pozo.
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6. CONCLUSIONES

Se evaluo el retorno del inhibidor en el agua de produccién de los
campos para establecer que la vida del tratamiento squeeze fue
alrededor de los 200 dias (6 meses) hasta llegar a la concentracion
minima de inhibidor (MIC) de 0,2. El reto para el grupo empresarial
ECOPETROL es optimizar la vida util a 1 afio.

La curva de desorcion se ve influenciada por el radio de penetracién que
alcanza el tratamiento debido a que al estar mas cerca el a la cara del
pozo, el inhibidor no se va a adsorber de forma eficiente ocasionando

una baja proteccion contra las escamas inorganicas.

Se determiné que el inhibidor base fosfonato genérico organico utilizado
en campos del grupo empresarial ECOPETROL presenta buen
comportamiento en la prevencion de la formacion de escamas
inorganicas debido a la buena interaccion con el agua de formacion
generando una estructura que retarda el crecimiento de los cristales en

el medio poroso.

Se evidencié que la frecuencia del tratamiento es importante para
mejorar la eficiencia del proceso de inhibicibn de las escamas
inorganicas debido al producto que va quedando en la formacion una

vez realizado el squeeze.

De acuerdo con los reportes encontrados en la literatura se
seleccionaron los inhibidores fosfonato genérico organico y los
poliméricos como inhibidores multiscale por su capacidad de bloquear y
retener el crecimiento y nucleacion de las incrustaciones mas comunes

en campos petroleros.
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7. RECOMENDECACIONES

» Evaluar la aplicacion de tratamientos de inhibicion en otros campos del
GRUPO EMPRESARIAL ECOPETROL que presenten dafio a la
formacion por escamas inorganicas realizando un seguimiento mas
exhaustivo del procedimiento y de esta forma analizar en detalle el

comportamiento del inhibidor.

» Realizar un analisis econdmico con informacién mas detallada y de
esta forma establecer si la frecuencia de los tratamientos squeeze es
rentable con forme a la optimizacion del tiempo de vida dutl y

aseguramiento de la produccion.

» Implementar y evaluar en laboratorio mezclas de inhibidores que ayuden
a optimizar el tiempo de vida del tratamiento permitiendo que se retarde
la desorcion del inhibidor y de esta forma prevenir la formacién de

varios tipos de incrustaciones.
» Realizar un programa completo de monitoreo de retorno del inhibidor

con el fin de garantizar suficiente cantidad/calidad en las muestras que

nos permitan posteriormente evaluar la eficiencia del tratamiento.
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ANEXO 2 CRONOLOGIA DE LOS INHIBIDORES DE ESCAMAS

1863

* Inicia el uso Inhibidor a Base de Fosfato Disddico (Patente

Britanica).

1887

» Uso de fosfato trisodico como inhibidor de incrustaciones (patente
de EE.UU).

1927

» Vidrio Calgon primer inhibidor de incrustaciones producido

comercialmente como un sustituto del Fosfato trisédico.

1940

» Se descubrié que los polifosfatos inorganicos fueron eficaces en

la inhibicién de carbonato calcico a concentraciones muy bajas.

1960

» Uso de inhibidores tales como poliacrilatos, polimetracrilatos y

carboximetilcelulosa.
1960-1970

» Durante la década hubo una serie de articulos de revision

publicados y patentes emitidas en el uso de polimeros sintéticos.
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« 1979

+ Despego la patente clave de inhibidores fosfonatos de primer

nivel por la compafiia Britanica Ralston.

+ 1980-1990

» Aplicacion de poliaspartatos como antiescamas en los campos
de la Mar del Norte, impulsada por las regulaciones

medioambientales.

» 1990- Actualidad

« Durante los ultimos 25 afios ha crecido el mercado de inhibidores
de escamas y con ello su desarrollo unos amigables con el medio
ambiente, otros mas faciles de monitorear (traceables) entre

otros.

91



Universidad

Industrial de
Santander

CONSTRUIMOS FUTURO

ANEXO 2 PANORAMA MUNDIAL DE LOS INHIBIDORES DE ESCAMAS
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ANEXO 3 COMPANIAS QUIMICAS DISTRIBUIDORAS DE INHIBIDORES DE ESCAMAS
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