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SUPERINTENDENCIA DE INDUSTRIA Y COMERCIO
DIVISION DE NUEVAS CREACIONES
E. S. D.

Re: Expediente No. 13-238.682
Solicitud de patente a nombre de BAKER HUGHES INCORPORATED

Yo, SILVANA MARIA LOPEZ DIAZ identificada como apatece al pie de mi firma,
domiciliada en la Carrera 11 No. 86-53, piso 6, obtando como apoderada sustituta de
acuerdo con la sustitucién adjunta de la  sociedad BAKER HUGHES
INCORPORATED, domiciliada en Estados Unidos de América, solicitante de la
patente de la referencia, en respuesta al oficio No. 10376 notificado por fijacién en lisra
el 19 de agosto de 2014, relacionado con concepto técnico de fondo, y teniendo ¢n
cuenta el memorial presentado el 19 de noviembre de 2014 mediante el cual se solicité
una prorroga de 30 dias para dar respuesta al referido oficio me permito manifestar:

1 Con fundamento en la facultad que confiete el articulo 34 de la Decisién 486 al
solicitante para modificar la solicitud dec patente en cualquier momento dcl
tramite, presento junto con este memorial nuevo capitulo reivindicatorio, el cual
consta de 12 reivindicaciones y reemplaza completamente el capitulo ptesentado
anteriormente.

1. Usos y segundo usos

En dicho respecto, se le informa al presente Despacho que se han eliminado las
reivindicaciones 20 a 27 que hacian alusion a usos, por tanto se ve superada csta
objecion.

2. Claridad

21  Como primera medida, se modificé la antigua reivindicacién 1 (nueva
reivindicacién 1), en donde se eliminaron las caracteristicas funcionales alli
presentes.

22  Con respecto a la falta de claridad de la reivindicacién 1, la solicitantc
amablemente desea aclarar que es la esencia de la presente invencién es un
agente de tratamiento de pozo adsorbido en el 6xido de metal poroso calcinado
o dentro dc los espacios intersticiales del 6xido de metal poroso y caractetizado
por las limitaciones de (a) a (¢).

2.3 Se realizd el cambio de la unidad del volumen de poro en la reivindicacién 1 de
acuerdo a lo presentado en el capitulo desctiptivo.
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Con relacién a los resultados a obtener de la antigua reivindicacién 14 (nueva
reivindicacién 10), la solicitante respetuosamente muestra su desacuerdo y desca
manifestar que los dichos parametros (asi como los de la reivindicacién 1), se
refieren a las propiedades fisicas del compuesto reclamado. Por lo tanto, se
solicita amablemente que se mantengan dentro del capitulo reivindicatotio.

Se climinaron los términos indefinidos y/o imprecisos del capitulo
reivindicatorio.

Se eliminaron los efectos del capitulo reivindicatotio.

Con respecto de la objecién de los términos generales, la Solicitante desca
respetuosamente manifestar que estos términos son ampliamente conocidos por
una persona versada en la materia y se encuentran debidamente definidos en ¢l
capitulo descriptivo.

Ademids, estas expresiones son facilmente entendibles pata una persona versada
en la materia. Por lo tanto, amablemente creemos que las expresiones son claras
y deben ser permitidas.

LLa antigua reivindicacién 9 es ahora la nueva reivindicacion 5.

Se modificé la antigua reivindicacién 16 (nueva reivindicacién 11) con el fin de
definir el agente sustentante y climinar las caractetisticas de proceso allf
presentes. .

Se realizd la conversidon de unidades de densidad al Sistema Internacional en la
antigua reivindicacion 14 (nueva reivindicacién 10). Las antiguas reivindicacioncs
16 v 24 fueron canceladas o modificadas.

Se modificé la antigua reivindicacién 25 (nueva reivindicacion 24) en donde sc
definié el dempo de liberacién del agente de tratamiento de pozo desde la
microemulsion. Esta modificacion se encuentra sustentada en los Parrafos 25 y
68 del capitulo descriptivo.

Se climinaron las antiguas reivindicaciones 6 a 8, 13, 15, 18, 19.

El sefior examinador afirma “que la descripcién no es clara porque no se
muestra un cfecto técnico, dado que no hay ejemplos que mucstren la resistencia
a la compresién de las particulas porosas (...)”. La solicitante desea manifestar
respetuosamente su desacuerdo, ya que los Parrafos 0007 y 0008 del capitulo
descriptivo hacen referencia a los compuestos de tratamiento de pozo de la
técnica antetior y los inconvenientes de dichos compuestos, en particular la falla
que exhibe la resistencia requetida. El Ejemplo 2 del Parrafo 00086 muestra la
fuerza de los compuestos reclamados con respecto a los compuestos de la
técnica anterior (Tabla 1).
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214 Se realizé la conversién de unidades de presidn y densidad en el capitulo
descriptivo de acuerdo a las sugerencias del sefior examinador. Se anexa junto a
este memorial un nuevo capitulo descriptivo.

En cuanto a estas modificaciones, me permito decit que las mismas no amplian de
ninguna manera la materia objeto de la presente solicitud y se realizaron con el animo
de superar las objeciones de claridad y novedad planteadas por el examinador en su
concepto técnico.

En consecuencia, nos permitimos informar que las nuevas reivindicaciones 1 a 12 sc
ajustan a las disposiciones del articulo 30 de la Decision 486.

En cuanto al nimero de reivindicaciones, atentamente nos permitimos decir que no sc
adjunta tasa por reivindicaciones adicionales, toda vez que el nuevo capitulo
reivindicatorio tiene menor nimero de clausulas que el originalmente presentado y cn
esencia cs el mismo objeto pero mas limitado.

3. Novedad

El sefior examinador establece en su concepto téenico que las antiguas teivindicacioncs
1 a 27 carecen de novedad a la luz del documento US 2007/202318 (D1).

En este sentido, me permito decir que el articulo 16 de la Decisidén 486 de la Comision
de la Comunidad Andina establece que la invencién se considera nueva cuando no esta
comprendida en el estado de la técnica. Si de acuerdo con el espiritu de la norma legal
indicada, la invencién no se considera como nueva si estd “comprendida” en el estado
de la técnica, dicha norma se estd refiriendo, naturalmente, a la totalidad del invento y
no a alguno o a algunos de los componentes. Para que la invencién pierda su calidad de
novedosa, es claro que ella, TODA ELLA, ha de estar contenida en el “conjunto de
conocimientos existentes que son aplicables al proceso industrial” como define cl
estado de la técnica el Tribunal de justicia del Acuetdo de Cartagena (Proceso No. 6-11-
89, sentencia de 31 de octubre de 1989, publicada en Jurisprudencia del Tribunal de
Justicia del Acuerdo de Cartagena, Tomo 11, BID-INTAL, Buenos Aires, 1994, pagina
60).

Lo anterior significa que, para que las razones quc aduce esc despacho para desvirtuar la
novedad fucsen ciertas, serfa forzoso que se demostrara que la invencién de mi
mandante esté comprendida en el estado de la técnica de forma TOTAL, lo cual no
sucede con la materia reclamada en las nuevas reivindicaciones.

Tenicndo en cuenta lo anterior, es deseo de la solicitante presentar argumentos cn
contra de estas declaraciones, con el fin de demostrar que la invencién reclamada en la
presente solicitud posee caracteristicas técnicas que no estan contenidas en su totalidad
en el estado de la técnica.

P-3981
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Zn este sentido, la solicitante quiere sefialar que D1 describe métodos de agentes de
sostén reclamando un compuesto que comprende un sustrato (o plantilla) sobre el que
se recubre una carcasa (también referido como un recubrimiento o “segunda fasc”,
Parrafos 0027, 0038, 0070 y 0072). El sustrato o la plantilla puede ser alimina (Par.
0055) y la carcasa pueden ser una cerdmica, tal como un éxido (Parrafo 0074). 1a
carcasa de D1 “infiltra” el sustrato o reacciona con el sustrato (Parrafo 0072).

El sefor examinador afirma que el Parr. 193 estd dirigido a un 4rea superficial
reclamada, los Parrs. 173 y 193 se dirigen al volumen de poros reclamado y el Parr. 53
se dirige al didmetro reclamado. La solicitante desea manifiestar su desacucrdo con 1o
antetior ya que, los Parrs. 0052 y 0053 hacen referencia a la resistencia al aplastamiento
del agente de sostén y el diametro de las particulas del agente de sostén.

Ll Parr. 0173 se refiere al tamafio de poro de la plantilla, no a la cascara. Ademas, cl
parr. 0173 se refiere al tamafio de poro de la plantlla pre-calcinado. D1 se reficre a la
plantilla y cdscara como materiales pre-calcinados. [Zl1 material calcinado se conoce
como ‘“‘agente de sostén”. Asi, No hay ningin indicio en D1 que el material calcinado
tiene un volumen de poros entre 0,01 a 0,10 cc/g. Ademas, el “4rea supetficial
media” de las particulas en el parr. 0193 se refiere a la plantilla pre-calcinada, no
al area superficial del 6xido metalico calcinado.

Ademis, el sefior examinador se basa en los Parts. 107, 182 y 205 para abordar las
limitaciones la reivindicacidén 4. Sin embargo, los parrafos mencionados por el seqor
examinador referencian el sustrato o la plantilla, no la cascara. En cualquier case, los
parrafos refieren clementos pre-calcinados.

Ahora bien, mientras el parr. 0120 se refiere a la cascara, los materiales listados ayudan a
la sinterizacién. Por cjemplo, el inhibidor del crecimiento de grano sc indica
especificamente para ayudar a controlar el tamafo total del grano durante la
sinterizacién. Ninguno de los pérrafos se refieren a agentes de tratamiento que estan
adsotbidos cn o dentro de un éxido de metal poroso calcinado.

Los Parrs. 0107 (dirigido al uso de los agentes de sostén “como los sistemas dc
suministro encapsulados para... Quimicos...””), 0182 (dirigido a los aditivos patra uso en
la sintetizacion) y 0205 (dirigido al uso de los agentes de sostén para reemplazar cargns
o agentes de refuerzo) no hacen hacer referencia a un compuesto para su introducciéon
en un pozo que contiene un agente de tratamiento que sc¢ adsorbe en la superficie de un
oxido metalico calcinado o absorbido en los espacios intersticiales del 6xido metalico
calcinado, y mucho menos un agente de tratamiento que se adsorbe en Ja supetficie de
o absorbida en los espacios intersticiales de un 6xido de metal calcinado que se
caracteriza por las propiedades reclamadas o en los porcentajes en peso o propiedades
que se definen en las reivindicaciones de la presente invencion.

De acuerdo con lo anterior, D1 no contiene todas y cada una de las caracteristicas
técnicas de la presente invencién.

P-3981
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En este sentido, y siguiendo el Manual Andino de Patentes, la presente invencién tal y
como se encuentra definida en las nuevas reivindicaciones 1 a 12, tiene diferencias con
el estado del arte e implicé un nivel inventivo durante su desarrollo, pot lo cual debe ser

considerada como novedosa e inventiva segun las disposiciones de los articulos 16 y 18
de la Decisién 486. - '

4. Conclusiones

Habiendo atendido cabalmente las objeciones presentadas por ese despacho,
atentamente solicitamos se conceda el privilegio de patente de invencién a la solicitud
en estudio o si el sefior examinador considera que subsisten razones para objetar la
presente invencion, rogamos expedir otro examen de fondo con los debidos motivos y
razones que sustenten su objecién con el fin de que nuestro mandante tenga la
posibilidad de exponer sus argumentos con base en la interpretacién de los articulos 45
de la Decisién 486 -el cual otorga la facultad al examinador para emitir los examenes de
fondo-, 35 y 59 del Cédigo Contencioso Administrativo que sefiala que: “habiéndose dado
oportunidad a los interesados para expresar sus opiniones, y con base en las pruebas e informes
disponibles, se tomard la decision gue serd motivada al menos en forma sumaria si afecta a
particulares”y () deberd proferirse la decision definitiva. Esta se motivard en sus aspectos de hecho y
de derecho, y en los de conveniencia si es el caso”, respectivamente (El subrayado es nuestro).

En consecuencia, solicitamos a ese despacho pronunciarse en relacién con todos los
argumentos presentados en este memorial dando estricta aplicacién al principio del
debido proceso consagrado en el articulo 29 de Ja Constitucién Nacional

Sefior Superintendente,

i \ -
SILVANAMARIATOPEZ DIAZ
C.C. 22.468.787 de Barranquilla
T.P 147463 del CSJ '
notificaciones@clarkemodet.com.co
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ANEXO

- Nuevo capitulo descriptivo
- Nuevo capitulo de reivindicaciones
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SOLICITUD DE PATENTE

INVENTOR: D. V. SATYANARAYANAGUPTA
TITULO: COMPUESTOS PARA LIBERACION CONTROLADA DE AGENTES

DE TRATAMIENTO DE POZOS

ESPECIFICACION

Campo de la Invencidn

[0001] Los compuestos gque contienen por lo menos un agente de
tratamiento de pozo y un Oéxido de metal poroso calcinado se
pueden utilizar en operaciones de tratamiento de pozo con el fin
de liberar lentamente el tratamiento de pozo en el ambiente que

lo rodea.

Antecedentes de la Invencién

[0002] Los fluidos producidos de pozos contienen normalmente una
mezcla compleja de componentes que incluyen hidrocarburos
aliféticos, aromaticos, moléculas hetero-atdmicas, sales
anidénicas y catidnicas, &cidos, arenas, sedimentos y arcillas. La
naturaleza de estos fluidoscombinada con las condiciones

severasde <calor, presién, vy turbulenciaa las que se someten

frecuentemente, son factores que contribuyen a la formacién de

incrustaciones, formacidén de sal, depdsito de parafina,
emulsificacién (agua en aceite y aceite en agua), formacidén de
hidrato de gas, corrosidén, precipitacién de asfaltenos Y

formacién de parafina en pozos de produccién de crudo y/o gas vy

~
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equipo de superficie. Dichas condiciones, a su vez, reducen la
permeabilidad de la formacién subterranea y asi reducen la
productividad del pozo. Adicionalmente, dichas condiciones
acortan el tiempo de vida del equipo de produccién. Con el fin de
limpiar los depdsitos de pozos y el equipo es necesario detener

la produccién lo que consume tiempo y es costoso.

[0003] Se utilizan frecuentemente agentes de tratamiento de pozo
en pozos de produccidén para evitar los efectos perjudiciales
provocados por dichos depdsitos y precipitados. Por ejemplo, la
incrustacién en la formacién (asi como también en line@é de
produccién de fondo de pozo) se controla frecuentemente mediante

el uso de inhibidores de incrustacién.

[0004] Se conocen diversos métodos en la técnica para introducir
agentes de tratamiento de pozo en pozos de produccién. Por
ejemplo, un agente de tratamiento de pozo liquido puede ser
forzado hacia la formacién mediante la aplicacidén de presién
hidrdulica de la superficie que empuja el agente de tratamiento
hacia la zona objetivo. En la mayoria de los casos, dichos
tratamientos se realizan en presiones de inyeccién de fondo de
pozo por debajo de 1la formacién de presién de fractura.
Alternativamente, el método de suministro puede consistir de
colocar un agente sdélido de tratamiento de pozo en la formaciédn
de produccién en conjunto con la operacidén hidraulica de
fracturamiento. Este método se prefiere frecuentemente debido a

que pone el agente de tratamiento en contacto con los fluidos
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contenidos en la formacién antes gue dichos fluidos ingresen al

pozo en donde se encuentran cominmente efectos perjudiciales.

(0005] Una desventaja principal de dichos métodos es la
dificultad de liberar el agente de tratamiento de pozo en el pozo
durante un periodo sostenido. Como resultado, los tratamientos se
pueden llevar a cabo repetidamente para asegurar que el nivel
requerido de agente de tratamiento esté presente continuamente en
el pozo. Dichos tratamientos resultan en pérdida de los ingresos

de produccidén debido al tiempo de inactividad.

[0006] Por 1lo tanto los métodos de tratamiento han buscado
introducir agentes de tratamiento de pozo en pozos de crudo vy/o
gas en donde el agente de tratamiento se puede liberar durante un
periodo sostenido y en donde no es necesaria la atgncién continua

de los operadores durante periodos prolongados.

[0007] La Patente Estadounidense No. 7,491,682 y la Patente
Estadounidense No. 7,493,955 describen métodos para tratar un
pozo mediante el uso de un compuesto que contiene un agente de
tratamiento de pozo adsorbido en materiales portadores sdlidos de
alta area de superficie. Dichos compuestos se pueden utilizar
para la liberacién lenta de agentes de tratamiento de pozo en la
formacidén y los ambientes. Estos se han utilizado en diversas
formaciones que incluyen formaciones de aguas profundas, gas de
baja permeabilidad y de metano de lecho de carbén. La Patente

Estadounidense No. 7,686,081 y la Publicacién de Patente
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Estadounidense No. 2010/0175875 describen , recargar dichas

particulas una vez se agotan.

(0008] Sin embargo, dichos compuestos, tienen frecuentemente un
inconveniente inherente en que no exhiben la resistencia
requerida de los agentes sustentantes y asi usualmente se pueden
mezclar en menos de 10% en peso del agente sustentante en la
fractura o el tratamiento de control de arena. Las cargas mayores
resultan en trituracién de los compuestos lo que se traduce en

una pérdida de conductividad de paquete.

[0009] Por lo tanto se presenta una necesidad para el desarrollo
de compuestos de tratamiento de pozo que exhiben la fuerza de un
agente sustentante y aln se caracterizan por una alta &rea de
superficie con el fin que se pueda aumentar la carga del

compuesto en un paquete de agente sustentante.

Resumen de la Invencién

(00010] Se puede utilizar un compuesto de tratamiento de pozo en
la estimulacién de un pozo al ser introducido en una formacién
subterranea o en el pozo que penetra la formacidn subterranea. El
compuesto de tratamiento de pozo exhibe la fuerza de un agente
sustentante convencional que aun permite la liberacién lenta de
uno o mas agentes de tratamiento de pozo en la formacién y/o el
pozo. En algunos casos, el compuesto de tratamiento de pozo se

puede utilizar como el agente sustentante per se.

P
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(00011] El compuesto de tratamiento de pozo se puede utilizar en
tratamientos de estimulacién como un componente de un fluido de
fracturamiento o fluido para tratar con &cido, tal como un fluido
para tratar con acido la matriz. El compuesto tiene aplicabilidad
particular en fluidos de terminacién que contienen soluciones
salinas de bromuro de zinc, bromuro de calcio,, cloruro de calcio
y bromuro de sodio. Dichos fluidos se pueden introducir en el

espacio anular del pozo y, cuando se desee, se enjuaga con agua

producida.

(00012] E1 compuesto de tratamiento de pozo tiene un sustrato
poroso calcinado de tamafioco de la escala de los nandémetros
(adsorbente) de alta 4rea de superficie en el que se aplica el
agente de tratamiento de pozo. Cuando se utiliza en crudo, gas o
pozo geotérmico o una formacidén subterrénea penetrada por_dicho
pozo, el agente de tratamiento de pozo se libera lentamente del

adsorbente y se puede liberar lentamente en un raquete de agente

sustentante.

[00013] Los sustratos adecuados son 6éxidos de metal calcinados e

incluyen alumina, ¢éxido de zirconio y éxido de titanio.

[00014] En  una realizacidén particularmente preferida, los
compuestos de la invencidén se utilizan en pozos con el fin de
inhibir la formacién de incrustaciones, controlar la formacién de
incrustaciones o retardar la liberacién de inhibidores de
incrustacién en el pozo. Por ejemplo, el compuesto se puede

utilizar en los servicios de terminacién o produccidén. Los

W\
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compuestos de la invencidén se pueden utilizar en el pozo para
retirar contaminantes indeseados desde o controlar la formacién
de contaminantes indeseados en el equipo de superficie tubular

dentro del pozo.

Breve Descripcién de los Dibujos

[00015] Con el fin de entender méas completamente los dibujos
mencionados en la descripcién detallada de la presente invencién,
se presenta una breve descripcidén de cada dibujo, en los que:

(00016] La FIGURA 1A vy la FIGURA IB son perfiles de liberaciédn de
un inhibidor de incrustaciones en un compuesto de gran fuerza que
contiene adsorbentes de alumina porosa entre 0 a 2,500 volumenes

de poro y 0 a 10,000 volumenes de poro, respectivamente.

[00017] La FIGURA 2 es un perfil de liberacidén de un inhibidor de
incrustaciones en compuestos de gran fuerza qgue contienen alumina
porosa adsorbente de varios didmetros entre 0 a 2,000 volumenes

de poro.

[00018] La FIGURA 3 es un perfil de liberacién de un inhibidor de
incrustaciones en compuestos de gran fuerza que contienen alumina
porosa adsorbente de varios didmetros utilizando un paquete de

arena utilizando 50% de las particulas como en la FIGURA 2.

(00019] La FIGURA 4A y la FIGURA 4B son perfiles de liberacién de

un inhibidor de incrustaciones en compuestos de gran fuerza que
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contienen adsorbentes de alumina porosa de varios didmetros vy
tamafios entre 0 a 4,000 volumenes de poro y 0 a 10,000 volumenes

de poro, respectivamente.

Descripcidén Detallada de las Realizaciones Preferidas

[00020] El1 compuesto de tratamiento de pozo para uso en el
tratamiento de pozos o una formacién subterrdnea se caracteriza
por un sustrato poroso calcinado preparado de material de tamato
de la escala de los nanémetros en el que se puede adsorber por lo

menos un agente de tratamiento de pozo.

[00021] ©La ©porosidad vy permeabilidad del sustrato poroso
calcinado es tal que el agente de tratamiento de pozo tamb;éh se
puede absorber en los espacios intersticiales del sustrato
poroso. Tipicamente, el &rea de superficie del sustrato pPoOroso
calcinado estd entre aproximadamente 1 n?/g a aproximadamente 10
m?/g, preferiblemente entre aproximadamente 1,5 m?/g a
aproximadamente 4 HF/g, el diametro del sustrato poroso calcinado
esta entre aproximadamente 0,1 a aproximadamente 3 mm,
preferiblementeentrede aproximadamente 150 a aproximadamente 1780
micrémetros, y el volumen de poro del sustrato poroso calcinado

esta entre de aproximadamente 0,01 a aproximadamente 0,10 cc/g.

[(00022] El agente de tratamiento de pozo es de manera general
capaz de ser disuelto en un indice generalmente constante durante
un periodo extendido en el agua de fluido acuoso o contenido de

liguido de hidrocarburo en la formacidn subterrinea.
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[00023] Tipicamente, 1la gravedad especifica del compuesto de

tratamiento de pozo es menor de o igual a 3,75 g/cc.

[00024] E1 6xido de metal poroso es tipicamente esférico e

insoluble en fluidos de pozo bajo condiciones subterraneas, tal

como a temperaturas menores de aproximadamente 250°C y presiones

menores de aproximadamente 80 MPa.

[00025] El sustrato poroso puede ser un 6xido de metal, tal como
alimina, &éxido de zirconio y 6éxido de titanio. Tipicamente, el

sustrato poroso es alumina.

[00026] El adsorbente se puede preparar al:

(a) mezclar un éxido de metal hidrosol (tal como hidrosol de
6xido de aluminio) que contiene un hidrato de 6xido de metal o
metal activado (tal como alUmina activada) y un componente
aditivo seleccionado de carbono (tal como negro de humo)'é un
material orgédnico natural de alto peso molecular (tal como harina
de madera y almiddén) que es insoluble en solucidn acuosa hasta
una temperatura de 50° C y carbono con una solucién de base

hidrolizable para formar una mezcla;

(b) introducir la mezcla en forma dispersa en un liquido
inmiscible en agua gque tiene una temperatura de aproximadamente

60° a 100° C, por la que se forman las particulas de gel;
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(c) madurar las particulas de gel en el 1liquido a la
temperatura y posteriormente en una base acuosa, tal como una

solucidén acuosa de amoniaco;

(d) recuperar las particulas maduradas; y luego

(e) calcinar las particulas recuperadas. Durante
calcinacidén, se retira el componente aditivo. Las particulas
calcinadas tienen una densidad aparente menor cuando el
componente aditivo estd presente durante calcinaciones gue cuando
el componente aditivo no estd presente. Tipicamente, la densidad
aparente del compuesto de tratamiento de pozo estd entre
aproximadamente 1201, 39 a aproximadamente 2402,77 kg/m>.
Adicionalmente, la combustién del componente aditivo durante las
calcinaciones del hidrosol resulta en 1la formacidén de poros de

6xido de metal calcinado.

(00027] El hidrosol de 6xido de metal puede contener
opcionalmente una sustancia que contiene silice gque en su forma
no soluble seco-precipita con las particulas de éxido de metal.
La sustancia que contiene silice es preferiblemente un silice de
baja densidad, tal como aquella preparada mediante hidrélisis de
tetracloruro de silicio en llama de oxihidrdégeno y conocido bajo

la designacién de silicepirogénico.

[(00028] En una realizacién, se puede preparar adsorbente de éxido
de metal esférico de un hidrosol de 6éxido de metal concentrado de

un valor de pH en el rango de aproximadamente 3 a aproximadamente
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5 que, a su vez, se prepara al disolver metal en &cido
clorhidrico y/o cloruro de metal en solucién acuosa o al disolver
hidroxicloruro de metal en agua, cuya concentracién se ajusta de
tal manera que el ¢6xido de metal derivado de las cantidades son
de 15 a 35% en peso, preferiblemente de 20 a 30% en peso de la
masa de particulas de calcinadas. El hidrato de 6éxido de metal
y/o metal activado, preferiblemente de un diametro de particula
promedio de maximo 10u, luego se agrega al hidrosol en una
cantidad de tal manera que el éxido de metal cpntiene cantidades
de 65 a 85% en peso, preferiblemente 70 a 80% en peso de las
particulas calcinadas. Opcionalmente, se puede agregar silice
pirogénico al hidrosol de tal manera que el contenido de Si0, de
las particulas calcinadas asciendede 10 a 40% en peso. Luego se
puede agregar una harina de madera media-dura a suave a la
mezcla, la harina de madera se muele a un tamafio de particula més
fino de tal manera que estd presente en una cantidad de 5 a 35%
en peso, preferiblemente 10 a 25% en peso con relacién a la masa
de particulas calcinadas. La harina de madera gue contiene
hidrosol luego se puede mezclar con una solucidn acuosa
concentrada de hexametilenotetramina y luego se pulveriza o se
deja caer en una columna cargada con el aceite mineral de una
temperatura de 60° C a 100° C. Las particulas de gel luego se
dejan permanecer a la temperatura de precipitacidén para un
periodo de 4 a 16 horas; después de eso las particulas de gel se
maduran durante 2 a 8 horas en solucidén de amoniaco acuoso, se
lavan con agua, se secan de 100° C a 150° C, o preferiblemente de

aproximadamente 120° C a aproximadamente 200° C, se precalientan
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de 250° C a 400° C y se calcinan a una temperaturade 600° C a

aproximadamente 1000° C.

[00029] Los métodos alternativos para elaborar oéxido de metal

adsorbente se describen adicionalmente en la Patente
Estadounidense No. 4,013,587, incorporada aqui mediante
referencia.

[00030] En una realizacién preferida, cuando el éxido de metal
adsorbente es alUmina adsorbente, el adsorbente se puede preparar
al hidrolizar alcéxidos de aluminio para producir alumina de
tamafio de la escala de los nanémetros, secado para retirar agua Y%
luego introducir el aluminio seco en una forma dispersa en un
aceite a una temperatura de aproximadamente 60° a 100° C, por lo
que se forman particulas de gel. Las particulas de gel luego se
maduran en el liquido y posteriormente en una solucién acuosa de
amoniaco, se recuperan Yy luego calcinan. Se puede producir
alumina de tamafioc de la escala de los nanémetrosque tiene un

didmetrc promedio en el rango de aproximadamente 0,4 mm a

aproximadamente 1 mm.

[00031] La cantidad de agente de tratamiento de pozo en el
compuesto es normalmente de aproximadamente 1 a 50 por cieqtb en

peso, preferiblemente de aproximadamente 14 a aproximadamente 40

por cientoc en peso.

[00032] El1 agente de tratamiento de pozo es preferiblemente

soluble en agua o soluble en hidrocarburos alifaticos vy
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aromaticos. Cuando se produce fluido, el agente de tratamiento de
pozo se puede desorber en su liquido solubilizante respecdtivo.
Por ejemplo, cuando un tratamiento de pozo sélido es un inhibidor
para incrustaciones, corrosidén, sales o accién biocida, el agente
de tratamiento puede desorber en agua producida. En la ausencia
de flujo de agua, el agente de tratamiento de pozo puede
permanecer intacto en el adsorbente sélido. Como otro ejemplo,
los inhibidores sélidos para parafina o asfalteno pueden

desorber en la fase de hidrocarburo del fluido producido,

(00033] En una realizacidn preferida, el agente de tratamiento de
pozo puede ser por lo menos un elemento seleccionado del grupo
que consiste de agentes desemulsionantes (agua en aceite y aceite
en agua), inhibidores de corrosién, inhibidores de incrustaciédn,
inhibidores de parafina, inhibidores de hidrato de gas,
inhibidores de formacién de sal y dispersantes asfalteno asi como

también mezclas de los mismos.

[00034] Adicionalmente, otros agentes de trasfamiento adecuados
incluyen agentes espumantes, secuestrantes de oxigeno, biocidas vy
tensoactivos asi como también otros agentes en donde se desea la

liberacién lenta en el pozo de produccién.

[00035] La adsorcidén del agente de tratamiento de pozo en el
adsorbente reduce (o elimina) la cantidad de agente de
tratamiento de pozo requerida para estar en la solucidn. Debido a

que el agente de tratamiento de pozo es adsorbente en un
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sustrato, solo una cantidad pequefia de agente de tratamiento de

pozo se puede liberar en el medio acuoso.

[00036] El agente de tratamiento de pozo es preferiblemente un
material liquido. Si el agente de tratamiento de pozo es un
sélido, este se puede disolver en un solvente adecuado, haciendo

asi un ligquido.

[00037] Los compuestos definidos aqui se utilizan en
composiciones de tratamiento de pozo tal como fluidos utilizados
para el tratamiento de pozos de gas o pozos de crudo en donde se
desea inhibir la formacién de contaminantes indeseados, controlar
la formacidén de contaminantes indeseados o retardar la liberacién
"
de contaminantes indeseados en el pozo. Por ejemplo, el compuesto
se puede utilizar en servicios de terminacién o produccién. Los
compuestos de la invencidén se pueden utilizar en el pozo para
retirar contaminantes indeseados de o controlar la formacién de

contaminantes indeseados en el equipo de superficie tubular

dentro del pozo.

(00038] En una realizacién preferida, el compuesto de tratamiento
de pozo de la invencidén inhibe efectivamente, controla, evita o
trata la formacidén de formaciones de incrustaciones inorganicas
que se depositan en formaciones subterrdneas, tal como pozos,
pozos de crudo, pozos de gas, pozos de agua y pozos geotérmicos.

Los compuestos de la invencién son particularmente eficaces en el

tratamiento de incrustaciones de sales de calcio, bario, magnesio

y similares, que incluyen incrustaciones de sulfato de bario,



10

15

20

25

14

sulfato de calcio, y carbonato de calcio. Los compuestos pueden
tener aplicabilidad adicicnal en el <tratamiento de otras

incrustaciones inorganicas, tal como sulfuro de zinc, sulfuro de

hierro, etc.

[00039] E1 compuesto de tratamiento de pozo también se puede
utilizar para controlar y/o evitar la formacién indeseada de
sales, parafinas, hidratos de gas, asfaltenos asi como también
corrosién en formaciones o en equipo de superficie.
Adicionalmente, otros agentes de tratamiento adecuados incluyen
agentes espumantes, secuestrantes de oxigeno, biocidas,
emulsificantes (agua en aceite y aceite en agua) vy tensoactivos
asi como también se pueden emplear otros agentes con el
adsorbente cuando se desea liberar lentamente dichos agentes en

el pozo de produccidn.

[00040] Los inhibidores de incrustacién adecuados son inhibidores

de incrustacidén anidnicos.

[00041] Los inhibidores de incrustacidédn preferidos incluyen
materiales &cidos fuertes tal como un éacido fosfénico, acido
fosférico o un Aacido fosforoso, ésteres de fosfato, acidos de
fosfonato/fosfénico, los diversos &cidos amino poli carboxilicos,
agentes quelantes, e inhibidores poliméricos y sales de los
mismos. Se incluyen organofosfonatos, organofosfatos y ésteres de

fosfato asi como también los &cidos y sales correspondientes de

1los mismos.
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[00042] Los inhibidores de incrustacién del tipo &cido de
fosfonato/fosfénico se prefieren frecuentemente en claridad de su
efectividad para controlar las incrustacionesen una concentracidn
relativamente baja. Los inhibidores de incrustacién poliméricos,
tal como poliacrilamidas, sales de copolimero de acrilamido-metil
propanosulfonato/acido acrilico (AMPS/AA),copoliﬁero
maleicofosfinado (PHOS/MA) o la sal de sodio de ter polimeros de
acido polimaleico /acido acrilico/acrilamido-metil propano
(PMA/AMPS), también son inhibidores de incrustacidén efectivos. Se

prefieren sales de sodio.

(00043] Son adicionalmente utiles, especlialmente para soluciones

salinas, agentes quelantes, que incluyen 4cido dietileno
triaminepentametilenofosfénico y acido etilenodiaminetetra
acético.

(00044] El agente de tratamiento de pozo puede ser adicionalmente
de los fructanos o derivados fructano, tal como derivados
inulinae inulina, como se describe en 1la Publicacidédn de Patente
Estadounidense No. 2009/0325825, aqui se incorporan mediante

referencia.

[00045] Los agentes desemulsionantes de ejemplo que son utiles
incluyen, pero no se limitan a, polimeros de condensacién de
6xidos alquileno y glicoles, tal como polimeros de condensacién
de Oxido de etileno y éxido de propileno de di-propilenglicol asi
como también trimetilol propano; y resinas formaldehido de fenol

sustituido alquilo, diepdxidos bis-fenilo, y ésteres y diésteres
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de dichos productos di-funcionales. Se prefieren especiaimente
como demulsificantes no idénicos las resinas de formaldehido de
fenoloxialguilado, aminas y poliaminas oxialquiladas, poliéteres
oxlialguiladas di-epoxidadas, etc. Los demulsificantes aceite en
agua adecuados incluyen cloruro cuaternario de metil poli
trietanclamina, acido de melaminacoloide, poli

acrilamidaaminometilada etc.

(00046] Los inhibidores de parafina Gtiles para la practica de la
presente invencién incluyen, pero no se limitan a, copolimeros de
etileno/vinil acetato, acrilatos (tal como ésteres de

poliacrilato y ésteres de metacrilato de alcoholes grasos), y

olefina/ésteres maleicos.

[00047] Los inhibidores de corrosién de ejemplo Utiles para la
practica de la 1invencién incluyen pero no se limitan a
imidazolinas grasas, piridinas alquilo, alquil piridinas
cuaternarias, aminas grasas cuaternarias y sdles de fosfato de

imidazolinas grasas.

(00048) Los quimicos o inhibidores que tratan el hidrato de gas
que son utiles para la practica de la presente invencién incluyen
pero no se limitan a polimeros y homopolimeros y copolimeros
vinil pirrolidona, vinil caprolactam y amina basada en
inhibidores de hidrato tal como aquellos descritos en la
Publicacién de Patente Estadounidense Nos. 2006/0223713 vy

2009/0325823, los cuales se incorporan aquil mediante referencia.
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[00049] Los quimicos para tratar asfalteno de ejemplo incluyen
pero no se limitan homopolimeros y copolimeros de éster graso
(tal como polimeros y copolimeros de ésteres grasos de acido
acrilico y metacrilico) y mono oleato de sorbitan.

[00050] Los agentes espumantes adecuados incluyen, perd no se
limitan a, sulfatos oxlalquilados 0 sulfatos de -alcohol

etoxilados, o mezclas de los mismos.

[00051] Los tensocactivos de ejemplo incluyen tensoactivos
catidnicos, amfotéricos, aniédnicos y no idénicos. Se incluyén como
tensoactivos catidnicos aquellos que contienen una unidad
estructural de amonio cuaternario (tal como una amina cuaternaria
lineal, una amina cuaternaria de bencilo o un haluro de amonio
cuaternario), una unidad estructural de sulfonio cuaternario o
una unidad estructural de fosfonio cuaternario o mezclas de los
mismos. Los tenscactivos adecuados que contienen un grupo
cuaternario incluyen haluro de amonio cuaternario o amina
cuaternaria, tal como cloruro de amonio cuaternarioo un bromuro
de amonio cuaternario. Se incluyen como tensoactivos amfotéricos
los glicinatos, amfoacetatos, propionatos, betainas y mezclas de
los mismos. El tensoactivo catidnico o amfotérico puede tener una
cola hidrdéfoba (que puede ser saturada o no Saturada) tal como
una longitud de cadena de carbono Ci3-Cig. Adicionalmente, la cola
hidréfo base puede obtener de un aceite natural de plantas tal

comouna © méasde aceite de coco, aceite decolza y aceite de palma.
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[00052] Los tensoactivos preferidos incluyen cloruro de N,N,N
trimetil-l-octadecamonio: cloruro de N;N,N trimetil-1-
hexadecamonio; y cloruro de N,N,Ntrimetil-l-soyaamonio, y mezclas
de los mismos. Los tensocactivos anidnicos adecuados son

sulfonatos (como xileno sulfonato de sodio y naftaleno sulfonato

de sodio), fosfonatos, etoxisulfatos y mezclas de los mismos.

[00053] Los secuestrantes de oxigeno de ejemplo incluyen
triazinas, maleimidas, formaldehidos, aminas, carboxamidas,
compuestos alquilcarboxilo-azo, compuestos cumino-perdxido vy

.

derivados amino y morfolino, derivados morfolino y piperazina,

6xidos amina, alcano laminas, poliaminas aromaticas y aliféaticas.

[00054] El1 compuesto de la invencidén no requiere cantidades
excesivas de agentes de tratamiento de pozo. La cantidad de
agente de tratamiento de pozo en el compuesto es la cantidad
suficiente para efectuar el resultado deseado sobre un periodo
sostenido y puede ser tan bajo como 1 ppm. De manera general, la
cantidad de agente de tratamiento de pozo en el compuesto es de
aproximadamente 0,05 a aproximadamente 5 (preferiblementede
aproximadamente 0,1 a aproximadamente 2) por ciento en peso con

base en el peso total del compuesto.

[00055] Cuando se coloca en un pozo, el agente de tratamiento de
pozo se disuelve lentamente a un indice generalmente constante
durante un periodo extendido en el agua o los hidrocarburos que
estan contenidos en la formacién y/o el pozo. El compuesto por lo

tanto permite un suministro continuo del agente de tratamiento de
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pozo en el area objetivo. De manera general, el tiempo de vida de
un tratamiento uUnico utilizando el compuesto de la invencidn esté
entre seis y doce meses y puede tener un exceso de 3 afos
dependiendo del volumen de agua o hidrocarburos producidos en el
pozo de produccidn y la cantidad de agente de tratamiento de pozo

unido al é6xido de metal poroso calcinado.

[00056] La adsorcidén del agente de tratamiento de pozo en el
6xido de metal poroso y en los espacios intersticiales del éxido
reduce (o elimina) la cantidad de agente de tratamiento de pozo
requerida para estar en la solucidén. En claridad de la
interaccidn fisica entre el agente de tratamiento de pozo y éxido
de metal porosoc, solo se puede liberar una cantidad pequefia del
agente de tratamiento de ©pozo en el medio acuoso o de

hidrocarburo.

[00057] Por ejemplo, cuando el agente de tratamiento de pozo es
un inhibidor de incrustaciones, la cantidad de inhibidor de
incrustaciones liberada del compuesto es la cantidad requerida
para evitar, o por lo menos reducir sustancialmente el grado de,
formacidon de incrustaciones. Para la mayor parte de aplicaciédn,
la cantidad de inhibidor de incrustaciones liberada del compuesto
de tratamiento de pozo puede ser tan baja como 0,1 ppm. Los

costos de operacidn por lo tanto se disminuyen

significativamente.

(00058] Cuando el fluido de yacimiento petrolifero pasa a través

0 circula alrededor de los compuestos de tratamiento de pozo, el
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agente de tratamiento de pozo desorbe lentamente. Al hacer esto,
los compuestos se caracterizan por capacidades de liberacién de
tiempo. La desorcidén gradual de los agentes de tratamiento de
pozo asegura gue estan disponibles para fluidos producidos se
durante periodos extendidos, tipicamente se extienden durante
periodos mayores de un afio y incluso tanto como cinco anos.
Tipicamente la concentracidén resultante del agente de tratamiento
de pozo en el pozo estd entre aproximadamente 1 a aproximadamente
50 ppm y puede ser tan bajo como 1 ppm. Dichas cantidades

pequenias de agente de tratamiento de pozo pueden ser suficientes

para hasta 1,000 volumenes de poro.

(00059] Los compuestos de la Invencién se pueden emplear con
fluidos de portador o tratamiento con el fin de facilitar la
colocacién del compuesto a una ubicacién deseada dentro de 1la
formacién. A este respecto, se puede utilizar cualquier fluido
portador adecuado para transportar el compuesto. Las
composiciones de tratamiento de pozo que contienen el compuesto
se pueden gelificar o no gelificar. En una realizacidén, 1los
compuestos de tratamiento de pozo descritos aqui se pueden
introducir o bombear en un pozo como particulas neutralmente
flotantes en, por ejemplo, un fluido portador de solucién
saturada de cloruro de sodio o un fluido portador que es
cualquier otra solucidn salina de terminacidn o) de
reacondicionamiento conocida en la técnica. Los fluidos
portadores incluyen o se pueden utilizar en combinaciédn con
fluidos gue tienen agentes gelificantes, agentes de

entrecruzamiento, trituradores de gel, tensoactivos, agentes

F
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espumantes, des-emulsificantes, reguladores, estabilizantes de

arcilla, &cides, o mezclas de los mismos.

(000601 E1 fluido portador puede ser una solucién salina (tal
como una solucidén saturada de cloruro de potasio o solucién de
cloruro de sodio), agua salada, agua fresca, un hidrocarburo
liquido, o un gas tal como nitrégenoo diéxido de carbono. La
cantidad de compuesto presente en la composicién de tratamiento
de pozo estd tipicamente entre de aproximadamente 15 ppm a
aproximadamente 100,000 ppm dependiendo de 1la severidad del
depdésito de incrustaciones. Las composiciones adecuadas incluyen
fluidos de fracturamiento, fluidos de terminacién, composiciones

para tratar con &cido, etc.

[00061] Las composiciones de tratamiento de pozo que contienen
los compuestos se pueden utilizar en operaciones de tratamiento
cerca al pozo en la naturaleza (que afectan las regiones cerca al
pozo) y se pueden dirigir hacia mejorar la productividad del pozo
y/o controlar la produccién de agente sustentante de fractura o
formacién de arena. Los ejemplos particulares incluyen paquetes
de grava y, paquetes de fractura y paquetes de agua. Mas aun, se
pueden emplear dichas particulas solas como un particulado de
fractura de agente sustentante/control de arena, o en mezclas en
cantidades y con tipos de materiales de agente sustentante de
fractura/control de arena, tal como fractura convencional o
particulado de control de arena. En dichas aplicaciones, el

compuesto se puede utilizar en conjunto con un agente sustentante

0 particulado de control de arena.
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[00062] Dichos agentes sustentantes o particulados de control de
arena pueden ser un material particulado convencional empleado en
operaciones de fracturamiento hidrdulico ocontrol de arena, por
ejemplo, arena ((que tiene wuna gravedad especifica evidente
(ASG), API RP 60, de 2,65)) o bauxita (que tiene un ASG de 3,55).
Alternativamente, el agente sustentante o particulado de control
de arena puede ser '"relativamente ligero", definido como un
particulado que tiene un ASG (API RP 56) que es menor de
aproximadamente 2,45, mds preferiblemente menor de o igual & 2,0,
incluso més preferiblemente menor de o igual a 1,75, méas
preferiblemente menor de o iguales a 1,25. Se pueden seleccionar
dichos tipos diferentes de particulados, por ejemplo, para lograr
una mezcla de diferentes gravedades especificas o densidades con
relacidén al fluido portador seleccionado. Por ejemplo, se puede
seleccionar una mezcla de tres particulas diferentes para uso en
un tratamiento de fractura de agua para formar una mezcla de
particulados de tratamiento de pozo que tienen tres gravedades
especificas diferentes, tal como un ASG del primer tipo de
particula de aproximadamente 1 a menos de aproximadamente 1,5; un
ASG del segundo tipo de particula de mids de aproximadamente 1,5 a
aproximadamente 2,0; y ASG del tercer tipo de particula de
aproximadamente mayores de aproximadamente 2,0 a aproximadamente
3,0/ o en una realizacién especificalos tres tipos de particulas
tienen gravedades especificas respectivas de aproximadamente
2,65, aproximadamente 1,7 y aproximadamente 1,2. En un ejemplo,
por lo menos uno de los tipos de particulados~de tratamiento de

pozo seleccionados se puede seleccionar para flotar
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sustancialmente neutro en el portador seleccionado o fluido de

tratamiento.

[00063] En algunos casos, la composicién de tratamiento de pozo
puede contener entre de aproximadamente 1 a aproximadamente 99%

en peso de agente sustentante. P

[00064]) En otros casos, el compuesto definido aqui que es
suficientemente fuerte a altas presiones se utiliza como un
agente sustentante en operaciones de fracturamiento hidrdulico
que incluyen temperaturas en exceso de 250° C y presiones en

exceso de 80 MPa.

[00065] Por ejemplo, cuando se wutiliza en tratamientos de
fracturamiento hidraulico y/o control de arena, el particuiado
poroso se puede seleccionar con el fin de exhibir resistencia a
la trituracién bajo condiciones tan altas como 68,95 MPa de
presidn de cierre, API RP 56 o API RP 60, de manera general entre
de aproximadamente 1,72 a aproximadamente 55,16 MPa de presién de

clerre.

[00066] Los compuestos de la invencién son particularmente
efectivos en fracturamiento hidrdulico asi como también fluidos
de control de arena tal como agua, solucidn salina, lechada tal
como tratamientos de fractura de lechada en concentraciones
relativamente bajas para lograr fracturas de monocapa parciales,
fluidos de gel de polimero de baja concentracién (lineal o

entrecruzado), espumas (con gas) fluido, gas liquide tal como
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tratamientos de fractura de didéxido de carbono 1liquido para
penetracién més profunda de agente sustentante, tratamientos para
zonas sensibles al agua, y tratamientos para ©pozos de

almacenamiento de gas.

[00067] Cuando se wutiliza en fracturamiento hidrdulico, el
compuesto se puede inyectar en una formacién subterranea en
conjunto con un fluido de fracturamiento hidréulico a presiones
suficientemente altas para provocar la formacién o alargamiento
de las fracturas. Debido a que los particulados pueden soportar
temperaturas mayores de aproximadamente 370° . C y presiones de
cierre mayores de aproximadamente 55,16 MPa, se pueden emplear
como particulado de agente sustentante. Alternativamente, el
compuestc se puede emplear en conjunto con un agente sustentante
convencional. Debido a que el particulado poroso del compuesto es
insoluble, el compuesto puede continuar funcionando como un
agente sustentante incluso después que el agente de tratamiento

de pozo se ha lixiviado completamente del compuesto.

[00068] Los fluidos que contienen los compuestos de tratamiénto
de pozo se pueden utilizar para optimizar geometrias de fractura
hidraulica y mejorar la productividad del pozo. Como un ejemplo,
se pueden utilizar los fluidos para lograr aumento de la longitud
de fractura apuntalada en formulaciones de gas relativamente
estrechas. La eleccidén de los diferentes materiales de
particulado y cantidades de los mismos a emplear en dichas
mezclas se puede hacer con base en una o mas consideraciones de

tratamiento de pozo que incluyen, pero no se limitan a, objetivos
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de tratamiento de pozo, tal como para el control de arena y/o
para creacidn de fracturas apuntaladas, caracteristicas de fluido
de tratamiento de pozo, tal como gravedad especifica evidente y/o
reologia de fluido portador, condiciones de formacién Yy pozo tal
como profundidad de formaciédn, porosidad de
formacidn/permeabilidad, presiones de cierre ae formacidén, tipo
de optimizacién deseada para geometria de particula dos puestos
pozo abajo tal como longitud optimizada de apuntalado de paquete
fractura, altura optimizada de paquete de control de arena,
paquete optimizado de fractura y/o conductividad de paquete de
control de arena y combinaciones de los mismos. E1 fluido de
fracturamiento, que se va a utilizar con el compuesto, exhibe
alta viscosidad, con el fin de ser capaz de llevar volumenes

efectivos uno o més agentes sustentantes. Este puede incluir

geles acuosos y geles de hidrocarburo.

[(00069] El compuesto se puede emplear ventajosamente en gas
licuificado y fluidos portadores de gas espumado, tal como CO,
ligquido, COz/N2, y N, espumado en sistemas con base en CO2. A este
respecto, las caracteristicas de trabajo de fracturamiento con
base en CO; liquido, tal como cantidades de agente sustentante,
tamarios de agente sustentante, metodologias de mezclado y bombeo,
utilizando materiales ceramicos porosos relativamente ligeros que

pueden ser iguales cuando se emplean para agentes sustentantes

convencionales.

[00070] Adicionalmente, se puede llevar a cabo una operacidn de

paquete de grava en un pozo que penetra una formacidn subterrénea
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para evitar o reducir sustancialmente la produccién de formacién
de particulas en el pozo de la formacién durante la produccién de
la formacién de fluidos. La formacién subterrdnea se puede
completar con el fin de estar en comunicacién con el interior del
pozo mediante cualquier método adecuado conocido en la técnica,
por ejemplo mediante perforaciones en un pozo entubado, vy/o
mediante una seccidén de agujero abierto. Se puede poner un
ensamble de tamiz tal como se conoce en la técnica o de otra
forma se dispone dentro del pozo de tal manera gque por lo menos
una parte del ensamble de tamiz se dispone en forma adyacente a
la formacidén subterrdnea. Luego se pued; introducir una
suspensiodn que incluye el compuesto y un fluido portador en el
pozo y se pone adyacente a la formacién subterrdnea mediante
circulacidén o cualquier otro método adecuado con el fin de formar
un empaque permeable a los fluidos en un &rea anular entre el
exterior del tamiz y el interior del pozo gque es capaz de reducir
0 evitar sustancialmente el pasaje de formacién de particulas
desde la formacidn subterrdnea en el pozo durante la produccién
de fluidos de la formacién, mientras que al mismo tiempo permite
el pasaje de formacidén de fluidos desde la formacidn subtegrénea
& través del tamiz en el pozo. Es posible que la suspensidn pueda
contener todo o solo una parte del compuesto; el balance de 1la
suspension puede ser otro material, tal como un particulado de

paquete de grava convencional.

{00071] Como una alternativa para utilizar un tamiz, el compuesto
se puede utilizar en cualquier método en el gque un paquete de

material particulado se forma dentro de un Pozo que es permeable
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a los fluidos producidos de un pozo, tal como crudo, gas, o agua,
pero que evita sustancialmente o reduce la produccién de
materiales de formacidén, tal como arena de formacidén, de la
formacidén en el pozo. Dichos métodos pueden o no emplear un tamiz
de paqguete de grava, se puede introducir a un pozo a presiones
por debajo, en o por encima de la presién de fractura de la
formacidn, tal como paquete de fractura, y/o se puede emplear en

conjunto con resinas tal como resinas de consolidacién de arena

si asl se desea.

(00072] El1 compuesto es normalmente suficientemente fuerte que se
va a utilizar como un agente sustentante durante una operacién de
fracturamiento hidraulico a altas presiones. Estos se pueden
utilizar en conjuntos con otros agentes de tratamiento de pozo

que incluyen materiales no porosos de agente sustentante, tal

como arena.

[(00073] Cuando se utiliza en fracturamiento, el fluido puede o no

contener un agente sustentante.

[00074] En otra realizacién, el 6xido de metal poroso calcinado
del compuesto se puede reactivar o recargarcon el agente de
tratamiento de pozo después que se ha agotado por lo menos una
parte del agente de tratamiento de pozo. Dichos procesos se
describen en la Patente Estadounidense No. 7,686,081 y
Publicacidén de Patente Estadounidense No. 2010/0175875, las

cuales se incorporan aqui mediante referencia.



10

15

20

25

28

[00075] En este procedimiento, se puede inyectar una carga
inicial del compuesto en el agujero de pozo en un método
convencional, si es para fracturamiento o para paquete de grava.
Dichos métocdos convencionales incluyen tratamiento intensivo,
inyeccidén continua, o bombeo a alta presién, por ejemplo. La
matriz pozo abajo formada dentro de la formacién después de la
carga inicial esta comprendida del agente de tratamiento de pozo
en un adsorbente insoluble en agua como parte de la matriz de

arena.

[00076] Para paquete de grava en un método de control de arena,
el compuesto se pone adyacente a una formacién subterranea para
formar una matriz permeable a los fluidos capaz de reducir o
evitar sustancialmente el pasaje de formacién de particulas de la
formacidén subterrdnea en el agujero de pozo mientras al mismo
tiempo permite el pasaje de formaciédn de fluidos de la formacidén

subterranea en el agujero de pozo.

(00077] Cuando se emplea un dispositivo de tamiz, el dispogikivo
de tamiz se pone en el pozo antes de inyeccidén del compuesto. La
mezcla se inyecta de tal manera que se empaca alrededor del
exterior del dispositivo de tamiz para proporcionar la matriz
permeable a los fluidos alrededor del dispositivo de tamiz que es
capaz de reducir o evitar sustancialmente el pasaje de formacidn
de particulas de la formacién subterranea en el pozo mientras que
al mismo tiempo permite el pasaje de la formacién de fluidos de

la formacién subterrdnea en el pozo. Adicionalmente, el tamiz
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propiamente dicho se puede empacar con el compuesto de

tratamiento de pozo.

[00078] La cantidad de fluido adicional que contiene el agente de
tratamiento de pozo se puede inyectar en la formacidén en
cualquier momento después de la carga inicial del agente de
tratamiento de pozo en el compuesto que se ha agotado por lo
menos parcialmente. Tipicamente, el agente de tratamiento de pozo
adicional se introduce cuando el agente de tratamiento de pozo
adsorbido en el adsorbente o dentro de los espacios
intersticiales del compuesto se ha agotado sustancialmente y el
nivel de desempefic del agente de tratamiento de pozo en el

compuesto se ha vuelto inaceptable.

[00079] La inyeccidn del agente de tratamiento,. de pozo adicional
se puede llevar a cabo de la misma forma mediante la cual el
compuesto inicial se carga en el pozo, y se puede llevar a cabo
en cualquier método convencional para inyectar fluidos en un pozo
de un pozo de crudo o gas, como se menciond anteriormente. E1
fluido que se inyecta comprenderd tipicamente el agente de
tratamiento de pozo deseado en una solucién que comprende
adicionalmente un solvente. Las cantidades relativas del solvente
y el agente de tratamiento de la solucién que se van a inyectar
en el pozo por supuesto variara dependiendo del agente y solvénte
implicado, pero serd tipicamente de un solvente para la relacidn
de tratamiento de agente en el rango de aproximadamente 10:90 a
aproximadamente 95:5, en peso. El solvente en una realizacidn es

xileno, tolueno, o un destilado aromatico pesadoo una mezcla de
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los mismos. Cuando se utiliza una mezcla de todc el xileno,
tolueno y el destilado aromdtico pesado, las cantidades relativas
de cada componente de solvente ©puede variar, pero éstaré
tipicamente en relaciones en peso variables
(xileno:tolueno:destilado aromatico pesado) tal como 10:70:20,
20:70: 10, 70:20: 10 o 20: 10:70. En otra realizacién, el
solvente puede ser agua (para agentes de tratamiento de pozo

solubles en agua).

[00080] Después que se lleva a cabo la etapa de inyeccién, el
pozo se presuriza durante un momento y bajo condiciones
suficientes para reactivar la matriz pozo abajo en la formacién.
Esta presurizacién de material en el pozo y fractura de formacién
se denomina comunmente como "inyeccidn forzada." La reactivacién
pozo abajo del agente de tratamiento puede ocurrir a través del
proceso de inyeccidn forzada mientras que la actividad del agente
de tratamiento en la matriz en el lugar aumenta con relacidén a la
actividad del agente de tratamiento de la matriz justo antes de
inyectar la solucidén. La determinacién de si ha aumentado la
actividad del agente de tratamiento con relacién a la actividad
de ese agente justo antes de inyeccién de la solucién y la
terminacidén de la inyeccién forzada se pueden hacer a través de
analisis residual convencional y comparacién del mismo antes y
después de inyeccidén forzada, y el analisis convenciocnal de los
parametros fisicos del pozo, por ejemplo, el indice de produccidn

del pozo y presidédn del pozo.
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[00081] La presidén a la que se presuriza el pozo en el proceso de
inyeccidén forzada tipicamente serd una presidén por debajo de la
presién de fracturamiento, y cuando sea aplicable, por debajo de
la presidn gue provocaria que se rompa el paquete de grava. En
una realizacidén de la invencidén, la presidén estd en un rango de
aproximadamente 3,44 a aproximadamente 103,42 MPa. La duracién
para la cual se aplica la condicidén de presidn al pozo variara,
dependiendo de 1la facilidad de fracturamiento, pero estara
tipicamente en el rango de aproximadamente 2 a aproximadamente 10

horas.

(00082] En otra realizacién, el compuesto de tratamiento de pozo
se puede utilizar para pre-empacar un tamiz para uso en pozos de
paquete de grava. En esta realizacidén, el compuesto se pone
preferiblemente tan cerca al punto de equilibro como sea posible
con el fin de asegurar la liberacién continua del agente de
tratamiento de pozo a través de la corriente de flujo producida.
De esta forma, el compuesto de tratamiento de pozo se puede
utilizar como una medida preventiva al detener la precipitacién vy
el depdésito del agente de tratamiento de pozo antes gue inicie.
Dichas alternativas se desean, por ejemplo, cuando subsiste una
necesidad de aumentar la cantidad de agente de tratamiento de
pozo s¢élido que se puede poner en pozos de paguete de ,g}ava
cuando esta al minimo la cantidad de agente sustentante o grava
puesto en el pozo. Adicionalmente, los compuestos de tratamiento
de pozo en tamices pre-empacados se pueden utilizar para aumentar
la cantidad de sustrato sélido expuesto durante el control de

arena. Cuando se utilizan en el control de arena, los tamices
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pre-empacados con el compuesto de tratamiento de pozo pueden
reducir los costos de intervencién para remediacidén y aumentar
adicionalmente la efectividad de la operacién. Preferibleﬁente,
sin embargo, el tamiz utilizado es de un tamafio para reducir el
taponamiento por la migracidén de particulas finas de 1la

formacidn.

[00083] Los siguientes ejemplos son ilustrativos de algunas de
las realizaciones de la presente invencién. Serdn evidentes otras
realizaciones dentro del alcance de las reivindicaciones aqui
para un experto en la técnica a partir de la consideracién de la
descripcidn establecida aqui. Se pretende que la especificacién,
junﬁo con los ejemplos, se considera solo de ejemplo, con el
alcance y espiritu de la invencién que se indica por las

reivindicaciones gue siguen.

[00084] Todos los porcentajes establecidos en los Ejemplos se dan

en términos de unidades de peso excepto como se puede indicar de

otra forma.

EJEMPLOS

(00085] Ejemplo 1. De acuerdo con el procedimiento establecido en
la Patente Estadounidense No. 4,013,587, se preparan esferas de
alimina al  hidrolizar alcéxido de aluminio. Las esferas
resultantes luego se secan para retirar el agua. El aluminioc seco
luegg se dispersa en un aceite aaproximadamente 90° C. Se forman

particulas degel.
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Se recuperan particulas esféricas insolubles en agua de mas
de 95% de alumina como la Muestra A. Los granulos esféricos de
alimina consisten de alUmina de bohemita (no calcinados) que
tlienen un diametro de 1 mm, un volumen de poro de 0,5 cc/g y un

drea de superficie de 216 m?/g.

Una parte de la Muestra A se calcina a 1200° C durante 2
horas para producir grénulos esféricos, de 1 mm de didmetro
(Muestra B) compuestos de altumina teta alfa/delta y que tienen un

volumen de poro de 0,08 cc/g y un &area de superficie de 3 m?/g.

Una parte de la Muestra A se calcina a 1400° C durante 2
horas para producir grénulos esféricos de 1 mm de didmetro
(Muestra C) compuestos de alfa alumina y que tienen un volumen de

poro de 0.03 cc/g y un area de superficie

de 4 m?/g.

[00086] Ejemplo 2. Cada uno de la Muestra A, la Muestra B y la

Muestra C se agregan en diferentes porcentajes en peso de cargas
para agente sustentante cerdmico ligero comercial, comercialmente
disponible como CARBO LITE® de CarboCeramics Inc. de Dallas,
Texas, y se determina la trituracién de acuerdo con ISO13503-2:
Medida de Propiedades de Agentes sustentantes utilizados en el
Fracturamiento hidrdulico y Operaciones de ?aqpete de Grava).Los
resultados se muestran en la Tabla I adelante en donde la Muestra

Comparativa es una tierra diatomdcea malla 10/50 (Celita MP-79) :
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Muestra Comparativa Muestra A Muestra |3 Muestia (
PRESION, psi CONCENTRACION % TRITURACION % TRITURACION % TRITURACION % TRITURACION N

4 0% 0.24 0.15 015 0.15
[ 2% NA 0.68 0.36 .32
0 4% NA 0.83 004 0.3
{ 1% 5.88 16 61 (.29
6 0% 0.92 0.92 (.92 0.92
0 2% 2.77 2.09 109 1.0v
0 9% S.0% 4,18 1.09 0.90
0 %% 11.49 9.57 148 146
2 0% 5.29 544 S.44 AJen)
0 2% 7.14 R.38 6.22 5.61
(] 4% 10.23 9.72 315 S48
0 10% 1721 17.20 544 5.02
1

0 0% NA 12.32 12.32 12.32
0 2% NA 17.38 11.25 12.20
0 45% NA 22.34 14.12 9.96
4] 10% NA 24.0% 12.5¢ fi.45

Los resultados indican que la Muestra A no calcinada tiene
resistencia comparable con la tierra diatomacea de la Muestra
Comparativa, mientras que la Muestra B y la Muestra C calcinada
tienen la fuerza del agente sustentante cerdmico comercial en que
incluso después de la adicidén de 10% en peso de la Muestra B o la
Muestra C no se altera la fuerza de trituracidén de las mezclas

combinadas de particula del agente sustentante, incluso a presidén

68,95 MPa.
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(00087] Ejemplo 3. El inhibidor de incrustaciones amino tri(dcido

metilenofosfénico) (ATMP), comercialmente disponible como Dequest
2000 de ThermPhos International BV se adsorbe en cada una de la
Muestra A, la Muestra B y la Muestra C para hacer las Muestras
FBG-90706-4A, FBG-90706-4B y FBG-90706-4C respectivamente. Estas
muestras se preparan al adsorber primero agua en las muestras
para determinar cuénta agua se puede adsorber. Se agrega agua a
la Muestra hasta que la Muestra parece humeda.Se encuentra que la
Muestra A adsorbe 0.698 g de H,O/g de la muestra, la Muestra B
adsorbe 0.362 g de HO/g de la muestra, y la Muestra C adsorbe
0.415 g de H;O/g de la muestra. Luego se agrega Dequest 2000 a
cada muestra. Debido a la baja adsorbancia comparado con tierra
diatomécea, se siguen dos adiciones para preparar las muestras.
En la primera adicién para la Muestra A, solo se puede agregar
0.32 g de Dequest 2000/g de la Muestra A. En la segunda adicién,
se puede agregar 0.25 g de Dequest 2000/g de la Muestra A. Esto
resulta en un producto que contiene aproximadamente 22% de
contenido activo. El método utilizado para preparar el producto
con base en tierra diatomdcea establecido en la Patente
Estadounidense No. 7,493,955 se adapta a estas muestras de
alumina. Para la Muestra B, solo se puede agregar 0.31 g de
Dequest 2000/g de 1la Muestra B seguido por 0.13 g de Dequest
2000/g de la Muestra B en la segunda adicién. Esto resulta en un
producto que contiene aproximadamente 18% de-contenido activo.
Para la Muestra C, solo se puede agregar 0.23 g de Dequest 2000/g
de la Muestra C seguido por 0.08 g de Dequest 2000/g de la
Muestra C en la segunda adicién. Esto resulta en un producto que

contiene aproximadamente 13.5% de contenido activo. Las
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propiedades de cada una de estas muestras se establecen en la

Tabla II adelante:

Tabla II

Producto FBG 906074 EBG 90607-4B FRG 91607-4C
Aming Muastra A Wussira 13 Muestra
Contenido Nombnal | % en pere 2 [ 13,3
Cantenido Determinada 9.0 15.5 12
Dansidad Libre kgfrmt 576,65 1297 .45 1553,79
A 683,79 1441 66 1631,94
Gravedad espacifica HRCER 4.22 3.5 143

| PH 10% Sutpansion 216 1,638 1,76

(00088] Ejemplo 4.La caracteristica de elucidén de los compqeétos
sélidos del Ejemplo 3 se determinan al empacar arena Ottawa malla
20/40 e inhibidor sélido (2% en pesode la arena) en una columna
de acero inoxidable de 35-cm de largo (didmetro interno = 1.08
cm). El volumen de poro es aproximadamente 12 ml. La columna se
eluye con solucién salina sintética (0.025 mol/L de CaCl,, 0.015
mol/L de NaHCO;, 1 mol/L de NaCl, rociado con 100% deC0;) a 60° C
con un indice de flujo de 120 ml/hora. La solucidén salina

sintética es una saturacién con calcita para simular el connato

de solucién salina normal en la formacién. Se recolecta la

solucién de efluente y se analiza para concentracidn de fésforo vy

Ca para obtener el perfil de 1liberacién de inhibidor. Los

resultados se muestran en FIGURA 1A y la FIGURA IB. La

concentracidén efectiva minima para inhibicién de incrustaciones

es 0.1 ppm.

(00089] Ejemplo 5.Se preparan cinco muestras de alumina marcadas

23A, 23B, 23C, 23D y 23E. La 23-A es igual como la Muestra A

r
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(gréanulo de alumina de Ilmm, no calcinado); la 23-B es igual como
la Muestra B (graénulos de alumina 1 mm calcinados a 1200° C
durante 2 horas) y la 23-C es igual como la Muestra C (grénulo de
alimina de 1 mm calcinado a 1400° C durante 2 horas). Se preparan
muestras 23D y 23E utilizando los mismos protocolos como la
Muestra B y la Muestra C, respectivamente, excepto se ajust; el
diametro de los grénulos esféricos a 0.8 mm. Cada una de 23A,
23B, 23C, 23D y 23E se calientan a 225° F y se enfrian a
temperatura ambiente en un disecador antes de la adicidén de
solucidn ATMP. Se prepara una solucidén de 55% en peso de ATMP. Se
hacen tres adiciones a cada una de las Muestras y la cantidad que

es capaz de ser adsorbida se establece en la Tabla III adelante:

Tabla III

% de ATMP

g ira g 2da g3dra por peso.

Alimina ¢ Alumina Adicién Adicion Adicién de muestra
23A 50.601 3.00 3.25 0.84 72
238 50,005 9.43 6.52 1.34 16.0
23C 50.004 5.29 1.83 0.70 7.9
23D 50.008 9.81 9.10 3.98 20.1
23E 50.006 9.93 3.80 2.02 14.8

Los resultados mostrados en la Tabla III son en contraste a 22.1%

para la Muestra A, 18.1% para la Muestra B y 13.5% para la

Muestra C.

[00090] Ejemplo 6.La elucién de las muestras 22B, 23C, 23D, 23E vy
la Muestra Comparativa del Ejemplo 2 se realizan como se

establece por el método en el Ejemplo 4 con 2

felS4

de las

particulasen pesode la arena en la columna. Los resultados se
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muestran en la FIGURA 2. Los resultados son similares a aquellocs
ilustrados en la FIGURA 1 A y la FIGURA IB.’En razdén a gue se
presenta interés comercial en utilizar mayor porcentaje de las
particulas en un paquete de agente sustentante, se realizan
estudios de elucidén en las muestras a 50% de las particulas en el
paquete de arena y los resultados se muestran en la FIGURA 3. La
FIGURA 3 indica liberacién mucho més lenta y periodo largo de

inhibicidén efectiva.

[00091] Ejemplo 7.Se preparan cuatro muestras de dos tamafios
diferentes (0.8 mm y 1.0 mm de didmetro antes de calcinacién) de
acuerdo con el procedimiento establecido en el Ejemplo 1. Las
cuatro muestras se marcan como CO10118 (0.8 mm), C010118 (1 mm),
C010524 (0.8 mm) y CO10593 (1 mm).La Muestra C010118, después de
calcinacidén, tiene un tamafio de malla 25 (0.71 mm) y un &rea de
superficie 1 m?/g; la Muestra C010118, después de calcinaciédn,
tiene un tamafio de malla 30 (0.59 mm) y un area de superficie de
menos de 1 n@/g. la Muestra CO 10524, después de calcinacién,
tiene un tamafio de malla 30 (0.59 mm) y un &rea de superficie de
5.6 n@/g y la Muestra C010593, después de calcinacién, tiene un
tamafio de malla 20 (0.84 mm) y un &rea de superficie de 7.3 mz/g.
El andlisis de trituracién se conduce en cada una de las muestras
asi como también en ECONOPROP®, un agente sustentante comercial
disponible de CarboCeramics Inc. Adicionalmente, también se
preparan dos o tres muestras marcadas malla 25 APA1.0/3C 12853
(area de superficie 3.1 m?/g) y malla 30 APAO.8/3C 12852. Los
datos de trituracidénde estos también se presentan en la Tabla 4.

Los datos de trituracién de cada Muestra se geiferan utilizando un
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método de pluviacidén para cargar el agente sustentante en la
celda de trituracidén API. Los resultados se muestran en la Tabla

IV adelante:

Tabla IV a
R . L . %de Particulas Finas Trituradas
Huestra' - T . < L .
IR K000 psi T 6000 psl %000 psi 10000 pst
L L] . - > .
Matla 2508 g CUI0HLS [} (1R 1.9 {4
{frva de Superticie: | miig)
Matke 300 1 mm COIQEIR 5.2 39 IR 1%.9
{Ares dw Suparficie: < m¥y)
Matla 30 0.8 o (HO35343 9.0 121 24,6 36
{Arva do Superficle: 3.6mYg)
Maila 20 Gy CO1D593 6.6 365 492 (1.4
{Area de Superficie: 7. 3o0%g)
satla 2§ LconoProp NA NA 21.5 249
Matla 30 TeonoProp H1L 12.2 15.0 26
Watla 18 APA 103 CI2883 1.2 2 R0 17.5
(Ares de Superficle: 3, | ny'/g)
Matla 30 APA 053
v v \! 4.4 11.6
Crags? 07 h :
(Area de Superficie: 3. /)
Matla 25 TiconoProp NA NA N ROE
Matia 30 TiconoProp 4.9 5.3 1ol R

[00092] Ejemplo 8. Se absorbe elinhibidor de incrustaciones amino

tri(acido metilenofosfénico) (ATMP), comercialmente disponible
como Dequest 2000 de ThermPhos International BV en las cuatro
muestras del Ejemplo 7 y se marcan los materiales resultantes
FBG-100824A, FBG-100824B, FBG-100824cC y FBG-100824D,
respectivamente. El procedimiento para la preparacién de estas
muestras se establecid anteriormente en el Ejemplo 3. Las

propiedades de cada una de las muestras se establecen en la Tabla

V adelante:
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Tabla V
Muaitrs FRGIODYZA A | FBG I00RIME | FRG 10024 C | FRG 100824 1

Asam COIT IR, CO3 082, OIS, COI0IF,

i 8 iy 0.8 nun b 1 e
Contendde Catculade ATMP V7.7 3R.5 405 el
Contenido Determinado :":z 9.1 16.7 0.6 3.2
Donsidag | Libre kg/m? 169796 140962 1393.61 1601,35
PAEME | pacado 1826,10 1508, 74 1505, 74 1729, 99
Bravedad eipacifica Ha) = | 3.19 29 287 3.1
Hunsdad % eh a1 {1.30 {54 (IS

peso

[(00093] Ejemplo 9.La elucidén de cada una de las muestras del

Ejemplo 8 se realiza de acuerdo con -los procedimientos

e

establecidos en losEjemplos 4 y 6 con 50% de las particulasen

pesode la arena en la columna. Los resultados se establecen en la
FIGURA 4A y la FIGURA 4B y se comparan con los resultadosde 2% de
carga del compuesto ejemplificado en la Patente Estadounidense

No. 7,493,955. Los resultados son similares a aquellos del

Ejemplo 6 y muestran que la cantidad de compuesto se puede

adaptar a la cantidad de agente sustentante dependiendo de 1la

cantidad de agua producida del pozo y cuanta proteccidén se desea.

Como se ilustra, 2%>de las particulas en la arena y 50%> de

particulas en la arena se puede utilizar para el mismo propdsito.

(00094] A partir de lo anterior, se observard que se pueden

efectuar numercsas variaciones y modificaciones sin apartarse del
novedosos de la

alcance y espiritu verdadero de los conceptos

invencidn.
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REIVINDICACIONES

Un compuesto de tratamiento de pozo gque comprende un
agente de tratamiento de pozo y 6éxido de metal poroso
calcinado en donde el agente de tratamiento de pozo se
adsorbe en el éxido de metal péfoso calcinado o dentro
de los espacios intersticiales del ¢xido de metal poroso

y ademas comprende:

(a) el area de superficie del éxido de metal poroso
calcinado es de 1 m?/g a 10 m?/g;

(b) el diametro del oéxido de metal poroso calcinado es
de 0,1 a 3 mm; vy

(c) el wvolumen de poro del oéxido de metal poroso

calcinado es de 0,01 a 0,10 cc/g.

El compuesto de tratamiento de pozo de la reivindicacién

1 que contiene de 1 a 50 por ciento en peso del agente

de tratamiento de pozo.

El compuesto de tratamiento de pozo de la reivindicacién

1 o 2, en donde el adsorbente contiene adicionalmente

silice.

El compuesto de tratamiento de ©pozo de acuerdo a
cualquiera de las reivindicaciones 1 a 3, en donde el
agente de tratamiento de pozo se selecciona del grupo

que consiste de inhibidores de incrustacién, inhibidores
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de corrosidén, inhibidores de parafina, inhibidores de
sal, inhibidores de hidrato de gas, inhibidores de
asfalteno, secuestrantes de oxigeno, biocidas, agente
espumante, trituradores de emulsidén y tensocactivos vy

mezclas de los mismos.

El compuesto de tratamiento de pozo de acuerdo a
cualquiera de las reivindicaciones 1 a 4, en donde el

6xido de metal poroso calcinado es alumina.

El compuesto de tratamiento de pozo de la reivindicacién
5, en donde la alumina porosa calcinada es alfa/delta

teta aluimina o alfa aldmina.

El compuesto de tratamiento de pozo de acuerdo a
cualquiera de las reivindicaciones 1 a» 6, en donde el

agente de tratamiento de pozo es soluble en agua.

El compuesto de tratamiento de ©pozo de acuerdo a
cualquiera de las reivindicaciones 1 a 6, en donde el
agente de tratamiento de pozo es soluble en

hidrocarburo.

El compuesto de tratamiento de pozo de acuerdo a
cualquiera de las reivindicaciones 1 a 8 que contiene de

1 a 50 por ciento en peso del agente de tratamiento de

pozo.
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10.

11.

12.

El compuesto de tratamiento de pozo de acuerde a
cualquiera de las reivindicaciones 1 a 9, ademds en el

que uno o mas de los siguientes prevalece:

(a) la densidad aparente del compuesto es de 1201,39 a
2402,77 kg/m?; &
(b) la gravedad especifica del compuesto de tratamiento

de pozo es menor a 3,75 g/cc.

Un agente sustentante que comprende el compuesto de

tratamiento de pozo de la reivindicacién 1.

Una composicién de tratamiento de pozo que comprende el
compuesto de tratamiento de pozo de la reivindicacién 1

Yy un agente sustentante.



