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INTRODUCCION

El petrdleo en el mundo es la fuente de energia basica para el desarrollo de
cualquier pafs. De ahi la importancia que representa la extraccién de los hi
drocarburos del subsuelo. Esta operacidn presenta diversos problemas en cada
una de sus fases, uno de los mds serios es la produccidén de agua junto con -
los hidrocarburos, ya que bajo ciertas condiciones puede formar incrustacio-
nes que son causa de erogaciones considerables en el manejo de los hidrocar-
buros, desde el yacimiento y redes de recoleccidn hasta las zonas de procesa

miento.

En la Industria Petrolera Nacional el problema se presenta en algunos Distri
tos, encontrdndose casos criticos en el Distrito de Poza Rica, con incrusta-
ciones de carbonatd de calcio y en el Distrito Frontera Noroeste con incrus-
taciones de sulfato de bario, dando como resultado una fuerte elevacidén en -

los costos de produccidn.

El problema de incrustacidn de sales en la explotacidén del petrdleo, asi co-
mo su ocurrencia en toda industria en que se manejan aguas potencialmente in
crustantes, y la existencia en el mercado de diversos productos quimicos que

controlan la formacidén de incrustaciones, dieron lugar al presente estudio.

El desarrollo de este trabajo se inicid con el estudio de la literatura dis-
ponible sobre el tema, observidndose la necesidad de enfocarlo hacia el desarro
1lo de un método de evaluacién de los inhibidores de incrustacién que tomara
en cuenta todos los factores que intervienen en el fendmeno, para finalmente

contar con un método de evaluacidén confiable.

El método de evaluacién se aplicé al estudio de seis productos quimicos y fue

el fundamento para la seleccién de los mejores inhibidores de incrustacidn.



CAPITULO I
GENERALIDADES
i G § EL PETROLEO. DEFINICION Y COMPOSICION QUIMICA.

Petréleo es el término general que sirve para designar todos los hidrocarbu-

ros que se encuentran en la naturaleza.

El petréleo estd compuesto de una mezcla extremadamente compleja de hidrocar
buros con pequefias cantidades de compuestos afines que contienen nitrdgeno,

azufre u oxigeno. Aunque la composicién quimica del petrdleo de diferentes -
zonas no es exactamente la misma, todos caen dentro del patrdén general mos--

1)
trado en la Tabla No. 1

Tabla No. 1 Composicién quimica del petrédleo.

Aceite crudo Asfalto Gas natural
Elemento 7 _en  peso 7% en _peso 7% en peso
Carbono 82.2 - 87.1 80 - 85 65 - 80
Hidrégeno 11.7 - 14.7 8.5 - 11 1 - 25
Azufre 0.1 - 5.5 2 -8 trazas - 0.2
Nitrdgeno 0.1 - 1.5 0 -2 1-15
Oxigeno 0.1 - 4.5 - -

(2)

En general, el petrdleo comprende cuatro series naturales de hidrocarburos
1) La serie parafinica que es la mds conocida. Sus miembros, de férmula gene
ral C Hy 4o , se ordenan en una sucesidn que va desde los gases ligeros (me-
tano, etano, etc.), pasando por una larga serie de liquidos (petrdleo propia
mente liquido, aceite parafinico y aceite lubricante) hasta la cera mineral

o parafina; 2) La serie nafténica del tipo CnH que proporciona aceites -

2n

combustibles; 3) Serie del acetileno y sus términos superiores Colly 0 s ¥ -
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4) Los carburos aromdticos, como la serie del benceno de fdrmula general - --

Crllion-6.

Los aceites crudos se denominan de acuerdo al contenido de hidrocarburos de -
cada grupo. Asi, se tienen crudos de base parafinica, de base nafténica o - -
aceites de base mixta (nafténica-parafinica). Los primeros tienen color claro,
con cierto matiz amarillento o verdoso; los de color pardo obscuro y verdoso

contienen una elevada proporcidén de la serie nafténica y al ser refinados de-
jan un residuo asfdltico obscuro, por lo que se les llama también de base as-

filtica.
T:2 ORIGEN DEL PETROLEO

No se sabe exactamente cémo se formd el petrdleo en el subsuelo. Existen va--
(3,4) '
rias teorias acerca de su origen. Algunos investigadores a principios
del presente siglo, defendieron el origen mineral a partir de procesos volcd
nicos o quimicos en la profundidad de la corteza terrestre. Otros investiga-
dores defienden la descomposicidén de residuos animales y vegetales que se
han transformado en aceite. Todos los indicios coinciden de modo convincente
en seflalar un origen orgdnico, ya que se han encontrado grandes cantidades -
de materia orgdnica e hidrocarburos en los sedimentos, provenientes de los -
restos de materia orginica de animales y plantas. Estos seres animados pro--
porcionan una abundante y ampliamente distribuida fuente de los elementos ==
esenciales del petrdleo (carbono e hidrdgeno). Por otra parte, algunos cons-
tituyentgs del petrdleo presentan actividad Optica caracteristica de las - -
sustancias orgdnicas, lo cual no sucede con los aceites de origen inorgdnico.
Se cree que la actividad Sptica del petrSleo se debe a la presencia de coles

(5)

terol, que se encuentra en la materia animal y vegetal .

Muchos aceites crudos contienen porfirinas y nitrdgeno, lo cual es también -



(6,7,8)
una indicacidn de su origen animal o vegetal
También puede confirmar el origen organico, el hecho de que la mayor par -
te de los yacimientos en el mundo se localizan en lugares que fueron ocupados

por lagos y mares abundantemente poblados hace millones de anos.

1.3 EXPLOTACION DEL PETROLEO.

El petrdleo se encuentra en el subsuelo ocupando, junto con el agua congénita,
los espacios vacios de las rocas (poros, fisuras, cavernas). Debido a la pro-
fundidad de las formaciones almacenadoras, el petrdleo invariablemente estd -
sometido a alta presidén y alta temperatura. Bajo estas condiciones la fase -

1iquida, llamada aceite, estd saturada de gas en solucidn. Algunos yacimien -

tos presentan también un casquete -le gas libre.

Para confinar el petrdleo se requiere que existan condiciones que propicien
la no migracidn de los hidrocarburos a través de las rocas permeables, tales
como la presencia de plegamientos sellados en su parte superior por formacio

nes impermeables (Fig. 1).

Para obtener el petrdleo del subsuelo es necesario comunicar la formacidn al
macenadora con la superficie. Con ‘este fin, en una zona propicia para entram
par petrdleo, se perfora un pozo atravesando las diferentes formaciones obje
tivo. De la informacidn del pozo se determina la existencia de hidrocarburos
Este pozo se adema con tuberias concéntricas de acero, con el objeto de evi-
tar flujo de fluidos provenientes de las formaciones superiores. La tuberia

de ademe se perfora frente a la zona productora, comunicando el yacimiento -
con la superficie. Para controlar eficientemente la produccidn y poder mani-

pular el pozo adecuadamente se introduce una tuberia de menor didmetro (tube-

ria de produccidn) que generalmente se ''empaca' a la tuberia de revestimien-



to.(Fig. 2). En los casos en que el pozo no fluya inmediatamente, se le prac
tica una "estimulacidén', operacién por medio de la cual se incrementa la per-
meabilidad de la roca de la formacidén, lo que facilita el flujo del aceite --

hacia el pozo.

Finalmente, se perforan varios pozos que ;ermiten la explotacién adecuada de

la formacidn productora.

En la primera etapa de la vida productiva de un pozo petrolero, los hidrocar-
buros generalmente fluyen espontaneamente a la superficie debido a la energia
natural del yacimiento. Cuando esta energia no es suficiente para elevar los
fluidos, se implantan sistemas artificiales de produccidn, tales como el bom-
beo neumatico, hidrdulico, eléctrico, etc. Una vez que el yacimiento declina su
produccidn hasta su limite econdmico, el considerable porcentaje de hidrocarbu
ros que quedan en el subsuelo entrampados en los poros de la roca, obliga a -
la implantacidn de métodos de recuperacién secundaria. Dentro de este tipo de
métodos el mids empleado es el de inyeccidn de agua, consistente en inyectar -
agua a través de un pozo que desplazard el aceite residual entrampado, hacia

el pozo productor, haciendo un efecto de &mbolo.

Desde la boca del pozo los fluidos son enviados hasta un primer centro de re-
coleccidn, llamado bateria de separacidn, en donde se separa el aceite del --
gas y del agua. Cada fase se mide y la produccidn de aceite y gas se envia a
otros centros recolectores de donde son transportados a los centros de trata

miento y refinacidn.
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1.4 FLUIDOS PRODUCIDOUS.

Los yacimientos que producen petrdleo liquido, invariablemente contienen gas
natural y agua. Otros yacimientos producen gas natural seco, asociado con --
agua. Por lo tanto, los fluidos de tales yacimientos comprenden sistemas de

dos a tres fases de los componentes liquidos y gaseosos.

El agua que se encuentra en los yacimientos de aceite o gas generalmente es
agua congénita, retenida por capilaridad en los intersticios mads pequefos de
la roca, como resultado del desplazamiento incompleto durante los procesos de
acumulacidn de aceite o gas, o bien, de la segregacidn gravitacional incomple

ta de los fluidos del yacimiento despué@s de su acumulacidn.

El contenido de agua en la roca del yacimiento varia desde un porcentaje muy
bajo hasta casi la saturacidn total. Su salinidad puede variar de 10 000 ppm

a mas de 200 000 ppm ) s

Estas salmueras de campos petroleros son de origen marino y en ocasiones pue
den tener un contenido de sales m3s elevado que el agua de mar. Los iones so-
dio y cloruro estdn presentes en mayores cantidades. Otros iones existentes

son: sulfatos, carbonatos, bicarbonatos, potasio, calcio y magnesio y en me-

nor cantidad el bario, estroncio, bromo y otros elementos.

(10-19)

Existen numerosas publicaciones sobre los métodos de analisis v la -

composicidén quimica de las aguas de campos petroleros. En la Tabla No. 2 1

se presenta un ejemplo representativo de la composicidn quimica del agua del

mar y de las aguas de varios campos petroleros.

Las sales contenidas en estas salmueras pueden haber existido en el agua ini
cialmente atrapada, o por su accidn solvente en la migracidn a través de las

formaciones rocosas. El yeso, anhidrita y dolomita anaden calcio al agua. La



evaporacidn de agua por migracidn de gas natural también puede explicar la -

alta salinidad de las aguas intersticiales.

El bajo contenido de sulfatos en algunas salmueras puede atribuirse a la ac
cién de las bacterias sulfato reductoras o agentes reductores existentes en

el medio (20)

, con la consecuente formacién de adcido sulfhidrico. En general,
el medio ambiente en que ha sido atrapada el agua o, a través del cual ha -

migrado, estd reflejado, por las sustancias quimicas disueltas en ella.

Algunas salmueras adquieren turbidez durante la produccidn, debido a los cam
bios de condiciones que influyen en la estabilidad quimica del agua. En oca-
siones, pueden ocurrir reacciones quimicas entre algunos compuestos disueltos

en el agua produciento insolubles que llegan a formar incrustaciones.



TABLA 2.-

ANALISIS REPRESENTATIVO DEL AGUA DE ALGUNOS CAMPOS PETROLEROS

ROCA DEL

- = ko= —(Nat k+| Cat+|pat+
EDAD ppm
Agua de mar | —— | 19,350 | 2,690 [150] — [11,000] 420 | 1,300] 35,000
Tamaulipas Caliza _
P es | Juniie 119,500 1,368 161 [10,041|1,320| 930 [33,320
Lagunillas |2000-3000
Venezuela pies 89 — |12015,263| 2,003 | 10 63 7,548
Occidental Mioceno
Arenas
c&“;:: Conroe [47,100 | 42 [288| — |27,620|1,865 | 553 | 77, 468
Eoceno
Este Arenqs
de Toxgs | Woodbine |40,598 | 259 (387| — |24,653| 1,432 335 | 68,964
U.Cretdceo
ﬁ:;‘u‘:;" Arenisca [95,275| 198 | — | 360 [46,191(10,158|2,206| 154,388
Bad sl Caliza
T:l::'l_“u' Olitica [140,063| 284 | — | 73 |61,538(20,917|2,874 | 225,749
. LCretdceo
°°B‘k"|':,‘{"' :.'::""Iv:’:: 119,855| 132 | — | 122 |62,724|9,977(1,926 |194,736
Arena
B'::n':'d' Bradford |77,340 | 730 | — | — [32,600(13,260(1,940(125, 870
* Devoniano
Okliahoma Arena
City Simpson [184,387| 268 | — | 18 |[91,603[18,753|3,468/298,497
Okla. Ordoviciano
Garb Caliza
g“:' Arbuckle [139,496| 352 | — | 43 [60,733[21,453|2,791| 224,868
' Ordoviciano




CAPITULO II

INCRUSTACIONES
II.1 DEFINICION. CAUSAS DE INCRUSTAMIENTO. MECANISMO DE FORMACION.

Una incrustacidn puede definirse como un depdsito mineral formado sobre las -

21

superficies en contacto con el agua "

En los pozos petroleros, la incrustacién se puede presentar en las paredes de
los poros y fracturas de la formacidn, paredes del pozo, equipo subsuperficial
y superficial de produccidn, cambiadores de calor y tanques vy sistemas de su-

ministro e inyeccidn de agua.

Los depdsitos incrustados generalmente se forman como resultado de la crista-

lizacidn y precipitacidn de sales del agua.
Los principales factores que promueven la formacidn de incrustaciones son:

Reduccidn de presidn.- Antes de la produccidn, los fluidos del pozo permane-
cen en un estado estdtico. Cuando se inicia la explotacidn, los cambios en el
medio ambiente, como las caidas de presidn cercanas a la pared del pozo, per
miten que los gases disueltos escapen de la solucidn. Estos cambios destruyen

el estado de equilibrio y originan la precipitacién y depositacidn de sales.

Cambios de temperatura.- El agua producida de la formacidn al pozo y de ahi
a la superficie, sufre una disminucidn en temperatura. Este decremento en tem
peratura favorece la estabilidad de algunas sales, pero causa la precipitacidn

de otras contenidas en una salmuera.

Concentracidén de iones no comunes.- La concentracidn de iones no comunes, como

cloruros, también puede causar precipitacidén e incrustacidon de algunas sales.

10



La expansidn de gases que provocan evaporacién del agua, disminuyen el volumen
total de la solucién ocasionando un aumento en la concentracidn de iones cloru
ro. Bajas concentraciones de estos iones favorecen la estabilidad de algunas
sales en solucidn; sin embargo, a determinadas concentraciones, dichas sales

precipitaran.

Mezcla de aguas teniendo iones incompatibles en solucién.- La mezcla de salmue
ras llega a ser incompatible si un agua contiene una elevada concentracidén de
iones incrustantes, como calcio o bario, mientras que otra contiene una alta
concentracién de iones carbonato o sulfato. Cuando estas aguas se mezclan, la
solucién queda saturada con carbonato o sulfato de calcio o bario y ocurre la
precipitacidn.
En pozos productores, al encontrarse un agua de inyeccidén, probablemente no -
(22)
ocurrird reaccién dentro del espacio poroso de la formacién . Esto se in-
fiere debido a que el agua de inyeccién ocupa el espacio poroso desplazando el
agua de la formacidn y, por tanto, no existe oportunidad de mezclado hasta que
ambas aguas hacen contacto en el pozo productor. En este punto la mezcla dari
como resultado la precipitacidén e incrustacién. En los pozos que explotan va-
rios intervalos productores, el agua puede ser producida de varios estratos.
Aunque el intervalo completo puede ser de la misma edad geoldgica, la composi
cién del agua puede no ser la misma. Cuando los iones que forman la incrusta-
cidn estdn cercanos al punto de saturacién, con sélo pequefias diferencias en la

mezcla de dos o mis aguas, pueden causar incrustacién.

En lineas superficiales también puede formarse una incrustacién cuando en un
punto llegan a mezclarse las aguas de diferentes zonas productoras y con un

diferente contenido mineral.

Se ha visto que los factores como: caidas de presidn, temperatura, iones no co

11



munes y mezcla de aguas incompatibles, pueden dar como resultado problemas de
incrustamiento. Sin embargo, la formacidén de incrustaciones, generalmente es
una situacidén dindmica y las causas no siempre son individuales. Pero, cuando
ocurren cambios en el equilibrio, la interaccidn de estos cambios con otras
condiciones ambientales en el pozo, dan como resultado la depositacidn de in-
crustaciones.
Una vez que las condiciones son adecuadas para la precipitacidén, la formacién
(23;24,25)
de un depdsito incrustante se lleva a cabo en varias etapas . Ini= -
cialmente, en una solucién sobresaturada, dos iones incrustantes se combinan
para formar una molécula. Las moléculas se combinan en un enlace débil, pero
con arreglo ordenado para formar el "lattice'" que determina la forma del cris
tal. Un enlace mds fuerte al combinarse varios miles de moléculas forma el -
niicleo o semilla que actda como sitio de crecimiento. Segin algunos investi-
gadores, estos nicleos pueden ser cristales finos, particulas amorfas, o bien,

concentraciones de iones y moléculas capaces de posteriores crecimientos.

La siguiente etapa es el crecimiento del ndcleo en particulas micrescdpicas
filtrables, que llegan a ser muy grandes para permanecer en solucién y precie=
pitan formando los cristales incrustantes visibles. Una vez formado el preci-
pitado, algunos cristales llegan a incrustarse en la superficie rugosa del -
metal y actdan como semillas o nicleos a partir de los cuales crece el depd-

sito, formando una estructura compacta y fuertemente adherida a la superficie.

El crecimiento de los cristales estd gobernado por la difusidn de particulas
a la superficie de un cristal en crecimiento y su incorporacidén en la estruc-

tura cristalina. Otro proceso puede comprender la adsorcidn de una particula

por la superficie, su migracidén e incorporacién a la estructura del cristal.

El hdbito del cristal o la forma final del depdsito incrustado depende del -

12



método y tiempo requerido para formarse la incrustacidn. Algunos depdsitos son

blandos y suaves, como roseta de maiz, mientras que otros pueden ser muy den-

sos y duros. Los Ultimos son el resultado de un lento crecimiento, con lo que

se obtiene un cristal con pocas imperfecciones y un arreglo muy compacto. Por

el contrario, las incrustaciones blandas son depositadas rdpidamente y contie

nen imper fecciones en su estructura cristalina. Las imperfecciones pueden de-
1

berse a que la incrustacidn se deposita con parafina o aceite incluido dentro

del arreglo del cristal.
IT:2 TIPOS DE INCRUSTACIONES

La composicién de las incrustaciones es tan variada como la naturaleza de las
aguas que las producen. Los tres principales componentes de los depdsitos en
campos petroleros son: carbonato de calcio o calcita (CaCO3), sulfato de cal-
cio (CaSOA'ZHzp) conocido como yeso y sulfato de bario o barita (BaSOa). El -
sulfato de calcio o anhidrita (CaSO4) se encuentra con mds frecuencia en cal-

deras y cambiadores de calor.

Otros componentes que ocasionalmente se presentan son: sulfato de estrpncio

o celestita (SrS0,), carbonato de estroncio (SrC03), carbonato de bario - - -

(BaC03) y carbonato de magnesio (MgCO3). Asociados con las incrustaciones -
se encuentran también los productos de la corrosién, como 6xido de fierro y
sulfuro ferroso; sin embargo, estos compuestos no provienen de cambios en el

equilibrio del sistema, sino del medio ambiente corrosivo.

Generalmente, las incrustaciones en campos petroleros no son sulfato o carbo
nato de calcio puro, sino una mezcla de componentes inorgadnicos, producto de

corrosién, aceite, parafina y otras impurezas.

I1.2.1 INCRUSTACIONES DE CARBONATO DE CALCIO.- Esta incrustacidn de carbona
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to de calcio es una de las mds frecuentes en campos petroleros. Los cristales
que la forman son largos, pero cuando contienen impurezas estdn finamente di-
vididos y la incrustacidn parece uniforme. El carbonato de calcio incrustado
se puede identificar por adicién de un dcido mineral. La evolucién de un -
gas inodoro indica la presencia de carbonatos; el calcio se identifica por

una prueba adicional.

El carbonato de calcio se forma de acuerdo con la siguiente ecuacidn:

H =
Ca +CO3—=CaCly - - - - - - - (1)

La solubilidad del carbonato de calcio en agua destilada a 25°C, con una pre
-4

sién parcial de didxido de carbono, de 3.2 x 10 atm, es 0.053 g/1000 g. de

agua. La presién parcial de didxido de carbono, la temperatura y la concen--

tracién de otras sales en solucidn, tienen un marcado efecto sobre la solubi

lidad del carbonato de calcio.

Cuando el didéxido de carbono estd en contacto con el agua, se disuelve for-
mando acido carbdnico de acuerdo con la ecuacidén (2). Este adcido se ioniza

en la siguiente forma:

002 + Hy0 ;::::rﬂzco3 _______ (2)
+ -
HyCO3<=—=H + HCO3 R 3)
- + _
HCOy =—=H + CO3 = - - - - - - - (&)

2 . . -7
La constante de ionizacién Ky, para la ecaucion (3) es 4.5 x10 " a 25°

y para la ecuaci6én (4) K, tiene un valor de 5.61 x 10_11, a 25° C. Debido

a que la segunda constante de disoiacién es mucho mis pequefia, el i6n hidrd
geno de la primera ionizacidén debe combinarse con el ién carbonato libre -

(Ec. (1))en el agua, para formar el i6n bicarbonato. Se cree que el carbo-
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nato de calcio disuelto no existe en solucidn, como ién calcio y idén carbona-
to, sino como iones calcio y iones bicarbonato. Por lo tanto, la precipitacidn

del carbonato de calcio puede expresarse por la ecuacidn:

Ca(HCO3)9 =—=H20 + CO2 + CaCO3 - - - - - - - (5)

(26)
Por el principio de Le Chatelier , si se incrementa la concentracidn de -

diéxido de carbono se forma mds bicarbonato de calcio. Una disminucidén en el

contenido de didéxido de carbono,en este sistema en equilibrio, debe dar como

resultado la formacién de carbonato de calcio. De ahf, que la solubilidad del

carbonato de calcio estd fuertemente influenciada por el contenido de didxi-
27

do de carbono del agua. Este efecto fue determinado por Miller y se mues

. tra gridficamente en la Fig. 3
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Un aumento en la presién de CO, , de 50 atm, triplica la solubilidad. Inver-
samente, un decremento disminuye la solubilidad del carbonato de calcio. Es~
te fendémeno se presenta en algunos pozos de produccidén, cuando disminuye la
presién del sistema por el flujo de fluidos a la superficie. Esto rompe el

equilibrio qufmico provocando la precipitacién e incrustacién de carbonato

de calcio. La temperatura es otro factor que afecta la solubilidad del car-
bonato de calcio. A medida que aumenta la temperatura, disminuye la solubi-

(27)
lidad del carbonato de calcio, como se muestra en la Fig. &4

o8 LY

AN

SOLUBILIDAD DEL
CARBONATO DE CALCIO (9/L)

0.6 N
0.4 \\
\
0.2 P
0 20 40 60 80 100

TEMPERATURA (°C)

Fig.4 -EFECTO DE LA TEMPERATURA
SOBRE LA SOLUBILIDAD DEL CaCO4
A UNA PRESION DE CO, DE 0.987atm.
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De esta figura se observa que, los cambios de temperatura pueden causar la
: p
precipitacién del carbonato de calcio, de soluciones saturadas o casi satura

das.

En la produccidén de aceite y agua de los pozos, la temperatura afecta inver-
samente, incrementando la solubilidad del carbonato de calcio, sin embargo,

la pérdida de bidxido de carbono por caidas de presidn tiene mayor efecto so
bre la solubilidad del carbonato de calcio, ocasionando la precipitacidn e -
incrustacidn de calcita. La Tabla 3, muestra el efecto combinado de la tempe
ratura y presion de bidxido de carbono sobre la solubilidad del carbonato de
calcio. A medida que aumenta la temperatura, el efecto del incremento de la

presidén de biéxido de carbono sobre la solubilidad del carbonato de calcio -

generalmente disminuye.

Tabla 3. Solubilidad de la calcita como funcidn de la presidén de bidxido de

carbono y la temperatura.

Temperatura °F

pCO2 Atm 100 125 150 175 200 225 250 275 300
1 0.216 0.142 0.094 0.060 0.040 0.027 0.015 0.008 0.006

4 0.360 0.244 0.158 0.097 0.063 0.039 0.024 0.013 0.009

12 0.555 0.357 0.221 0.144 0.091 0.059 0.036 0.020 0.012
62 -- -- 0.405 0.255 0.152 0.089 0.051 0.028 0.014

Solubilidad de CaCO3 en agua (g CaCO3 / 1000 g)

La presencia en la solucién de sales que no contienen un ién comin, incremen
tan la fuerza idnica de la solucién. Esta fuerza ejerce un efecto sobre el -
coeficiente de actividad de los iones calcio y bicarbonato y consecuentemen-

te sobre la solubilidad del carbonato de calcio. En la Fig. 5, se presenta -
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el efecto de la concentracién de cloruro de sodio sobre la solubilidad del

carbonato de calcio. La solubilidad de dicha sal, se incrementa en un aumen

to en la concentracidén de cloruro de sodio, hasta que ésta llega a ser de -
(28)

120 g / 1000 g. de agua . A mayores concentraciones de cloruro de sodio,

la solubilidad del carbonato de calcio empieza a declinar.

03

o
S
S |
g
o
. /—
o 02 ™~
<3 ‘\\\‘\\
z3
3]
25 \
O o

(o]
g 8
a g O.I'
o2
g
<]
o]
®
2
-
3

0 100 200 300 400

CONCENTRACION DE NaCl (g/1000g. de agua)

Fig.5 ~SOLUBILIDAD DEL CARBONATO DE CALCIO EN SOLUCIONES DE DIFERENTES
CONCENTRACIONES DE NaCl A 25°C

La presidn de bidxido de carbono y la temperatura, tienen el mismo efecto
sobre la solubilidad del carbonato de calcio en agua salada y en agua de -

baja salinidad . En la Fig. 6 se muestra el efecto de la concentracién de
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sal y elevadas temperaturas, sobre la solubilidad del carbonato de calcio.
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Fig.6 - SOLUBILIDAD DE LA CALCITA EN AGUA Y SOLUCIONES DE CLORURO DE
SODIO A UNA PRESION DE COz DE 12 atm.

De la breve exposicidn presentada, se comprende que la causa o causas de la
depositacion de incrustaciones de carbonato de calcio, es un problema com-
plejo. Los principales factores que promueven su formacidn son: la pérdida

de didxido de carbono y los cambios de temperatura.

I1.2.2 INCRUSTACIONES DE SULFATO DE CALCIO.- El sulfato de calcio es otro
s6lido que con frecuencia se deposita de salmuera de campos petroleros. Los
cristales de sulfato de calcio son mds pequenos que los de carbonato de cal

cio y consecuentemente, esta incrustacidn es mas dura y densa que la de cal

19



cita. El sulfato de calcio existe como yeso (CaSOA. ZHZO),hemihidrato - - ==
(03304.1/2 Hy0) y anhidrita (CaSO, ). En la naturaleza (nicamente se encuen-
tra como yeso y anhidrita, la solubilidad de estas dos sales en agua difiere.
En los campos petroleros, la mayoria de los depdsitos de sulfato de calcio
incrustados, estdn constituidos de yeso, debido a las temperaturas, relati-

vamente bajas, en las que son depositadas. En pozos profundos, las tempera-

turas a menudo exceden de 100°C y la anhidrita puede ser la forma estable.
La precipitacidn del sulfato de calcio se expresa en la siguiente forma:

Ga'' + S0j—»CaS0, = - ==~ == )

El producto de solubilidad estd dado por:

H =
Ksp = [Ca ][504] ------- (7

Cuando el producto de los iones calcio y sulfato excede este nimero, el - -
sulfato de calcio precipita hasta que el producto de las concentraciones de

los iones iguala al producto de solubilidad.

La solubilidad del sulfato de calcio en agua destilada es de 209 g/l a 25°C
En las aguas sobresaturadas conteniendo iones carbonato y sulfato, ademis -
de iones calcio, el carbonato de calcio precipitard primero debido a la - -

gran diferencia en solubilidad.

La influencia de la temperatura sobre la solubilidad del sulfato de calcio

en una solucidén de cloruro de sodio se presenta en la Fig. 7. Se puede apre
ciar que en el rango de 30 a 70 °C, las variaciones de temperatura no tie--
nen gran efecto sobre la solubilidad. A temperaturas mayores de 82°C, la so
lubilidad disminuye répidamente.(zg) Sin embargo, las variaciones en la tem

peratura no afectan tanto la solubilidad del sulfato de calcio como la del

carbonato de calcio. Un incremento en la temperatura, disminuye la solubili
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SOLUBILIDAD DEL SULFATO DE CALCIO

(9/1)
H

dad del carbonato de calcio, pero puede incrementar la del sulfato de calcio.

(o] 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100
TEMPERATURA (°C)

Fig.7 -EFECTO DE LA TEMPERATURA SOBRE LA SOLUBILIDAD DEL CaSO4 EN
SOLUCION DE 29.4 9/L DE NaCl

La presencia de iones no comunes tiene un marcado efecto sobre la solubi-
lidad del sulfato de calcio. Como puede observarse en la Fig. 8, hay varia
cién en la solubilidad del sulfato de calcio a medida que se incrementa la
concentracidén de cloruro de sodio. Existen numerosas publicaciones sobre la

(30-34)
solubilidad del sulfato de calcio en agua y salmuera , encontrando-
se un efecto similar en la influencia del cloruro de sodio sobre la solu-

bilidad del carbonato y sulfato de calcio.
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SOLUBILIDAD DEL SULFATO DE CALCIO (9/L)

50 100 150 200 250 300 350
CONCENTRACION DE NaCl (9/1)

Fig.8 - SOLUBILIDAD EN SOLUCIONES DE NaClL A 25°C

En pozos profundos la presidén ejercida en el fondo debido a la columna hidros
titica es elevada. Recientemente se ha demostrado que la presién incrementa -
(35)
la solubilidad del sulfato de calcio , pero no lo suficiente para compen-

sar el incremento en temperatura.

La fig. 9 muestra este incremento en la solubilidad de la anhidrita con la -

presidn y su disminucién con el aumento en la temperatura.
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(35)
Fulford encontrd que la cantidad de incrustacidén de sulfato de calcio for

mada, a una caida de presidn y temperatura dada, depende de la cantidad de -

cloruro de sodio y otras sales disueltas en la salmuera.

Las mezclas de aguas de diferentes capas o arenas pueden provocar la preci-
pitacién del sulfato de calcio. El1 agua de una arena puede tener una elevada
concentracidn de iones calcio y el agua de otra arena, una gran cantidad de
ién sulfato. Cuando estas aguas se mezclan, el producto de solubilidad del
sulfato de calcio estd excedido y ocurre la precipitacién hasta que la con--
centracién de sulfato de calcio en solucién se reduce al 1fmite de su solu-

bilidad.

I1.2.3 INCRUSTACIONES DE SULFATO DE BARIO.- Una de las incrustaciones mis
insolubles y la mds dificil de eliminar es la de sulfato de bario. Este se
forma por la reaccidén entre los iones bario y sulfato como se muestra en la

L
ecuacion:

+ = 8
Ba G SO4—0BaS04 ------- (8)

La solubilidad del sulfato de bario en agua destilada a 25°C es de 0.0023 -
g/l. Esta es mucho menor que las solubilidades de 2.08 g/1 para el sulfato
de  calcio y 0.053 g/l para el carbonato de calcio. El sulfato de bario es
tan insoluble que los métodos de andlisis cuantitativo, para bario y sulfa-
to, se basan en su precipitacidén como sulfato de bario.

(36)
Templeton estudidé la solubilidad del sulfato de bario a temperaturas de

25 a 95°C, en soluciones de cloruro de sodio con molalidades entre 0.1 y -
5.0. Estos datos de solubilidad se presentan en la Tabla 4. Algunos de es-
tos valores convertidos a gramos se presentan grificamente en la Fig. 10.

Estas curvas muestran que para una concentracidén dada de cloruro de sodio,
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la solubilidad del sulfato de bario se incrementa con la temperatura.

(37)
Collins reporta solubilidades de 60 mg/l para el sulfato de bario, en -

algunos sistemas de salmueras.

Tabla 4. Datos de solubilidad azjustados para el sistema BasO, - NaCl - Hy0

a varias temperaturas.

K' X 10 (Molal)

NaCl (Molal) 25°C 35°C 50°C 65°C 80°C 95°C
0.1 1.54 2.00 2.70 3.34 3.76 3.97
0.2 2.70 3.36 4.76 5.93 7.06 7.74
0.4 4.49 5.63 71+92 10.61 13.69 16.13
0.6 6.08 7.74 11.03 15.38 20.45 24.97
0.8 7.74 9.60 13.69 20.16 26.57 33.49
1.0 9,22 11.24 16.38 24.02 32.76 42.02
1.5 12.54 15.38 22.20 32.40 44.94 62.00
2.0 15.63 19.04 27.23 39.60 56.17 78.96
2.5 18.23 21.90 31.33 44.94 63.50 93.64
3.0 20.74 24.65 34.97 49.73 70.23  107.57
3.5 23.41 27.56 38.81 53.82 76.73 120.41
4.0 25.92 30.63 42 .44 58.08 82.94  132.50
4.5 28.56 34.23  45.80 63.00 89.40  144.40
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El mismo efecto ejercido por la presencia de cloruro de sodio en la solucién,
fue observado sobre las solubilidades del carbonato y sulfato de calcio. El
efecto de la temperatura es opuesto, ya que un incremento en la temperatura,
disminuye la solubilidad del carbonato de calcio y, en algunas regiones, la
del sulfato de calcio. Las aguas estables, saturadas con sulfato de bario a
la temperatura de la superficie, deben ser estables a las temperaturas mayo-

res existentes en un yacimiento de aceite o gas.

En la mayoria de los casos, las incrustaciones de sulfato de bario se forman
como consecuencia de la mezcla de dos aguas incompatibles, una conteniendo
iones bario y otra iones sulfato, en concentraciones que rebasan el producto

de solubilidad del sulfato de bario.

IT.3 PREDICCION DE DEPOSITACION DE INCRUSTACIONES.

En algunas operaciones de campos petroleros es importante predecir la tenden
cia de una salmuera a formar incrustaciones y la probable localizacién de los
depdsitos. Para lograr &sto, se determinan la composicidn del agua mediante
un andlisis quimico. Simultaneamente se procede a la inspeccidn de los pun-
tos probables de depositacidn; tales como aquellos donde existen cambios de

presidén y temperatura, cambios de direccidn, zonas de estancamiento, etc.

El andlisis del agua comprende las determinaciones de; pH, alcalinidad, den
sidad relativa, concentracidn de carbonatos, bicarbonatos, sulfatos, cloruros,
iones fierro, calcio, magnesio y sodio, junto con los sdlidos totales disuel
tos. Si se considera que el agua contiene gases disueltos que pueden contri
buir a la corrosidn, es necesario un analisis de oxigeno, bidxido de carbo-

no o acido sulfhidrico.

Puesto que en los métodos de prediccidn se utilizan estos resultados analiti
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cos, es evidente la importancia de los métodos de muestreo, andlisis de las
muestras e interpretacidén de los resultados. En general, los requerimientos

bdsicos sobre las condiciones de muestreo y andlisis se siguen de acuerdo -
(38)

con las normas recomendadas por el APIL

Con el fin de predecir la tendencia de una salmuera a depositar una incrus-
tacidén, se han desarrollado diferentes criterios; los cuales, basados en in

dices, han tenido amplia aplicacidn.

I1.3.1 METODOS DE PREDICCION.- Los métodos cominmente utilizados para la -

evaluacidén de la tendencia de un agua a incrustar carbonato de calcio son -
i (39)

numerosos. Los mds utilizados son: El Indice de saturacién de Langelier "

(40)
la extensidén de este método por Stiff y Davis y el Indice de estabilidad
(41)
de Ryznar

En el caso del sulfato de calcio, el método de uso comin es el de Stiff y -
(42)
Davis que incluye factores como el contenido de magnesic y la tempera-
) (43)
tura. Un enfoque similar ha sido tomado por Tate, Venable y Nathan .Mar
(44)

tin utiliza una prueba de estabilidad excluyendo la influencia de la
temperatura, por considerarla como de menor importancia. Metler y Ostroff -
(31)

recientemente presentaron otro método para predecir la tendencia incrus

tante del sulfato de calcio.

(45)
0.J. Vetter y Phillips compararon diferentes métodos de cdlculo de la -

depositacidén de sulfato de calcio. Ellos encontraron que la prediccién de

su depositacidn, a partir dnicamente del anilisis quimico de las aguas, pue

de arrojar resultados errdneos al no tomarse en cuenta las condiciones de
(31, 35)

presidén y temperatura. Vetter y Phillips, as{ como otros autores --

proponen el uso de relaciones termodindmicas, en lugar de las ecuaciones -
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empiricas. La discusidn de estos métodos termodindmicos requiere de un minucio

so andlisis que implica otro trabajo de investigacidn.

Indice de saturacién de Langelier.- Langelier desarrolld este indice, para - -
las aguas de baja salinidad, en el rango de pH de 6.5 a 9.5. El método consis-
te en tomar una muestra representativa del agua y determinar su pH, contenido

de calcio y alcalinidad total, titulada al punto final del naranja de metilo.
El indice de saturacidén se calcula con la siguiente ecuacidn:

SI = pH - pHS

' ' +

= pH- (K, - pKg ) +pCa + pAlk €))
en donde:

pH = pH del agua

pHg= pH del agua saturada del carbonato de calcio

++
pCa = 1logaritmo negativo de la concentracién de ion calcio, en
moles/litro.
pAlk = logaritmo negativo de la alcalinidad total, expresada en
equivalentes/litro.
[ 1
PK2 y sz constantes empiricas (valores tabulados).

Un valor positivo para el indice de saturacidén indica que el agua estd sobre
saturada y precipitard carbonato de calcio; un valor negativo indica que el -

agua es corrosiva.

Se ha demostrado que este método es aplicable a aguas con una concentracién -
total de s6lidos de hasta 4000 ppm. Sin embargo, la mayoria de las salmueras
de campos petroleros tienen un contenido de sales mayor de 4000 ppm. Mediante

un método emp{rico Stiff y Davis extendieron la aplicacién de esta ecuacidn
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de Langelier a aguas con una elevada concentracidn de sal.

Indice de Estabilidad de Stiff y Davis.- Stiff y Davis derivaron experimental
mente, a diferentes concentraciones y diferentes temperaturas, el valor del -
término K en la ecuacidén de Langelier y desarrollaron un indice de estabili--
dad aplicable a salmueras. Este indice se determina de acuerdo con la ecua- -

cidn:

SI = pH - K - pCa - pAlk (10)

dénde:

SI = Indice de estabilidad

pH = pH del agua

pCa = logaritmo negativo de la concentracidén de ion calcio.
pAlk= logaritmo negativo de la alcalinidad total.

K = constante empirica utilizada para compensar las diferentes

fuerzas idnicas y temperaturas.

Para facilitar el cdlculo de dicho indice se utilizan los factores de la ta--
bla No. 5, con los que se obtiene la fuerza idnica multiplicando la concentra
cién de cada uno de los idnes por el factor correspondiente y sumando los re-

sultados.

Tabla No. 5.- Factores para convertir los resultados de un analisis de agua

a fuerza idnica.

Ion Factor, ppm Factor, meq/litro
-5 -4

Na . 2.2 x10 -5 5 x 10 -3

Ca 5.0 x10 g 1 x 10 3

Mg 8.2 x10 1x10
-5 -4

Ccl 1.4 x10 5 5 x 10 4

HCO3 0.8 x10 5 x 10 '3

S04 2.1 x10 1x10

30



Utilizando la Figura No. 11 se determina el valor de K para las resistencias
iénicas obtenidas y la temperatura dada. Los valores de pAlk y pC.u se obtie-
nen de la Figura No. 12 determinada por Langelier. En esta forma se substitu
yen los valores de los términos en la ecuacidn, obteniéndose el fndice de es
tabilidad. Un indice positivo indica tendencia incrustante y un indice nega-

tivo. tendencia a la corrosidn
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Indice de estabilidad de Ryznar.- Ryznar propuso un método para predecir la -
formacién de incrustaciones de carbonato de calcio, de un agua particular, pa
ra lo cual desarrollé una ecuacidn empirica incluyendo la fuerza iénica del -

agua. El indice de estabilidad de Ryznar se calcula de la siguiente forma:

Indice de Ryznar = 2 pHs - pH

1 1 4+
=21 (pKy - PKg) - log(Ca ') - log(Alky)
2.5 - pH - - = = (11)
+:9.3 <
i 1+ 5.3 \[/1‘+ 5.5 4
donde:
pH = pH del agua
1 1
pK2 y pKS = constantes empiricas (valores tabulados)

-H- W < . s
Ca = concentracidén de iones calcio, en ppm

pAlky =alcalinidad total, en ppm

/}A = fuerza idnica de la solucidn.

Un agua cuyo indice es menor de 6.0 formard incrustaciones. Un {ndice de 6.0
a 7.0 corresponde a un agua que puede o no formar incrustaciones, y un agua

cuyo indice es mayor de 7.0 es corrosiva.

Método de Stiff y Davis para predecir la tendencia de un agua a depositar sul
fato de calcio.- Como se sefial§ anteriormente, la precipitacién del sulfato
de calcio ocurre con mds frecuencia cuando se mezclan dos aguas incompatibles
y la concentracidn de sulfato de calcio llega a ser mayor que su solubilidad.
Stiff y Davis desarrollaron un método gridfico para determinar las concentra-
ciones en que ocurre la precipitacién del sulfato de calcio a diferentes con

diciones.

Este método se basa en la determinacién de la concentracién de sulfato de --
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calcio existente en un agua y el cdlculo de su solubilidad a las condiciones

dadas.

La solubilidad del sulfato de calcio se determina mediante la siguiente ecua

cién:
S = SR Fy H By R By 0 o= om = - ms 12)
donde:
S = solubilidad del sulfato de calcio bajo determinadas condi--
ciones.
STF solubilidad del sulfato de calcio en agua destilada a la --
temperatura T. (Fig. 13)
F,= factor ion comin o solubilidad del sulfato de calcio en --
presencia de un exceso de ion calcio o sulfato (Fig.l4).
solubilidad del CaSO4 en presencia de ion comin
F1= solubilidad del CaSO, en agua destilada
Fo= factor ion sodio o solubilidad del sulfato de calcio en pre
sencia de ion sodio (Fig. 15)
solubilidad del CaSO4 en presencia de Na+
B o =
2 solubilidad del CaS0, en agua destilada
F3= factor ion magnesio o solubilidad del sulfato de calcio en
presencia de ion magnesio (Fig. 16)
T solubilidad del CaSO4 en presencia de Mg++
3=

solubilidad del CaSO4 en agua destilada
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Fig.13 ~SOLUBILIDAD DEL SULFATO DE CALCIO EN AGUA DESTILADA A VARIAS
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Fig. 14 - FACTOR .ION COMUN, O SOLUBILIDAD DEL SULFATO DE CALCIO EN
PRESENCIA DE UN EXCESO DE ION CALCIO O SULFATO
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Fig.16 - FACTOR ION MAGNESIO, O SOLUBILIDAD DEL SULFATO DE CALCIO EN PRESENCIA
DE ION MAGNESIO
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Una vez que se ha calculado la solubilidad del sulfato de calcio bajo diferen
tes condiciones, se construye una curva de solubilidad como se muestra en la
Fig. 17. La precipitacién del sulfato de calcio ocurrird, a los porcentajes -
de mezcla de izls dos aguas, en el punto donde la concentracidn exceda a la -

solubilidad. En el diagrama estos puntos estdn representados por el drea som-

breada.
600
/| Concentracion de SOs
/
/
500 /
/
/
/'
/
//
400 7
/
v
/)
/
- /
~ 300 #
:g' // =] Concentracién de Na/10
b 4 +
/ o
7 P
200 74 —
//
/[
//
| ~J] PRECIPITADO
Concentracién de Mg
100 Curva de solubilidad
Concentracion de CaSO4
Concentracién de Ca
" II0
% DE AGUA A" O 20 40 60 80 100
% DE AGUA"B" 100 80 60 40 20 0

Fig. 17 -DIAGRAMA DE SOLUBILIDAD, FORMACION DE DEPOSITOS DE SULFATO DE CALCIO
CUANDO SE MEZCLAN DOS AGUAS.
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Cuando la precipitacién del sulfato de calcio se debe a la evaporacién del -
solvente, la prediccién de su depositacidén puede hacerse de acuerdo con la -
Fig. 18, graficando el contenido idnico del agua en estudio, contra el por--
centaje de decremento en volumen. Se construyen las curvas de solubilidad y

concentracién de sulfato de calcio y se sombrean las dreas de precipitacidn:

300

| Concentracién de SO4

200

Megq./L
\

> Concentracién de Na/I0

4+ {Concentrocién de CaSO4
Concentracién de Ca

Curva de solubilidad

_—] PRECIPITADO
/ e —— Concentracion de Mg
= =

— —

[¢] 10 20 30 40 50
% DE DECREMENTO EN VOLUMEN

Fig. 18 ~ DIAGRAMA DE SOLUBILIDAD, FORMACION DE DEPOSITOS DE SULFATO
DE CALCIO CUANDO LA SOLUCION SE CONCENTRA
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Cuando la disminuci6én en la solubilidad del sulfato de calcio es causada por
cambios en la temperatura, la prediccién de la depositacién de dicha sal se
realiza en forma similar al caso anterior, graficando en la abscisa las di-

ferentes temperaturas como se puede apreciar en la Fig. 19

200
P————t— e e e e e e e e e —— Concentracién de SO4
: 100 Concentracién de Na/10
b S PRECIPITADO
— Concentracién de CaSO4
Curva de solubilidad
e o e e o e e e e — — — —— Concentracion de Mg
o]
20 40 60 80 100 120

TEMPERATURA °C

Fig.19 - DIAGRAMA DE SOLUBILIDAD, FORMACION DE DEPOSITOS DE SULFATO DE
CALCIO CON CAMBIOS DE TEMPERATURA
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Método para predecir la incrustacién del sulfato de bario.- La prediccidn de
la solubilidad del sulfato de bario en salmueras de campos petroleros puede
llevarse a cabo mediante el andlisis del agua en estudio, determinando las -

concentraciones de bario y sulfato y calculando el producto de solubilidad -

S A O I

Si el producto de las concentraciones de bario y sulfato de un agua, a una

'
Ksp.

z . ” 1
concentracidén especifica de cloruro de sodio, es menor que Ksp de la Tabla
4, el agua no estd saturada con sulfato de bario y si es mayor, precipitard

el sulfato de bario.
II.4 REMOCION DE INCRUSTACIONES

Cuando se ha identificado una incrustacidén, por métodos de campo o andlisis
(46)
de laboratorio , es necesario determinar la severidad del problema y se

leccionar un método de remocidén adecuado.

Las incrustaciones de carbonato de calcio son las mds sencillas de eliminar,
ya que se disuelven rdpidamente en 4cido clorhidrico al 5, 10 o 15%. Se pue-
(47)
den utilizar también soluciones de dcido acético, férmico o sulfdmico 5
El fierro y otros metales son atacados por el dcido clorhidrico y deben ser
protegidos mediante la adici6én al dcido de 0.2 a 1% de un inhibidor de corrd

sién.

El fierro, proveniente de los productos de la corrosidm, es tal vez, el proble
ma mis cominmente encontrado en la remocién 4cida de incrustaciones. La mayoria
de las soluciones de acido gastado, contienen compuestos de fierro disueltos,

la concentracidn de los cuales varfa considerablemente debido al tipo de in-
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crustacién eliminada y a las condiciones de la tuberia. Para evitar la pre
cipitacién del fierro (como hidrdxido) cuando el acido llega a gastarse, -
existen varios aditivos de los cuales se selecciona aquel que mantenga el -
fierro en solucidn durante el tiempo necesario para evitar su reprecipita-
cidn. Algunos compuestos secuestran al fierro por un corto perfodo de tiem

po, mientras que otros lo hacen casi indefinidamente.

El cdlculo requerido para el tratamiento, se basa en el tipo y espesor de

: i (48) :
la incrustacidn. Shryock y Knox han presentado tablas para determinar
la cantidad de incrustacidn existente en el fondo del pozo. Esto, a su vez
permite el cdlculo de los volimenes de solucién de dcido necesarios para la
remocién de la incrustacién. En todos los casos se debe hacer un balance de

costos y tiempo de control y seleccionar el tratamiento que cumpla las condi

ciones especificas.

La remocidén de los depdsitos de sulfato de calcio es bastante dificil, a me
nos que contengan suficiente carbonato, para que puedan ser desintegrados -

(49). El sulfato de calcio solo es ligeramente solu-

por una solucién acida
ble en 4cido, por lo que los depdsitos, compuestos principalmente de este -
mineral, deben ser removidos mediante otros métodos. En general, existen -
dos métodos de remocidn de sulfato de calcio que comprenden la conversidn

de la incrustacién, con la subsecuente eliminacidén por tratamiento con &ci

do, y la quelaciédn.

Hay dos tipos de agentes de conversidn, cominmente utilizados para remocidn

de incrustaciones de sulfato de calcio. Estos convertidores incluyen solu-

(50)

ciones de carbonato e hidréxidos y los convertidores organicos .

Las soluciones de carbonato son efectivas nicamente en depdsitos ligeros y

delgados. Atacan la incrustacidn por reaccidn de superficie. En teoria, el
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carbonato en solucién intercambia con los iones sulfato y deja un depdsito
de carbonato que después se eliminan con 4cido. Este tipo de tratamiento es
econémico pero no efectivo sobre incrustaciones duras cominmente encontra--

das en el equipo de fondo del pozo.

Las soluciones convertidoras de hidréxidos son mds efectivas sobre las in-
crustaciones duras de sulfato de calcio. El primer tratamiento con estas -
soluciones de hidrdéxidos, es bastante efectivo; sin embargo, retratamien--
tos subsecuentes bajan de eficiencia ya que los depdsitos van siendo menos
permeables a la solucién cdustica. Esto siembra un depésito incrustado que
no es removido en el posterior tratamiento con hidrdxido.

(25)

Smith y Nolan , realizaron pruebas con varias soluciones cdusticas para
determinar el agente de remocidn de sulfato de calcio mds efectivo, encon-
trando que inicialmente el hidréxido de potasio convierte la incrustacién
mucho mds ripido que el hidréxido de sodio. Sin embargo, los productos de
conversidén del hidréxido de potasio (Ca(OH)p )tienden a inhibir la veloci-
dad de la reaccién. El hidréxido de sodio parece penetrar la incrustacidn
més efectivamente; sin inhibir su proceso de conversidén. El hidréxido de -
potasio también mostrd una inesperada disminucidén en la eficiencia de remo
cidn, a concentraciones entre 10 y 45% lo cual no sucedid con el hidréxi-

do de sodio.

Los convertidores orgdnicos, como citrato de sodio, glicolato de potasio y
acetato de potasio, difieren de los inorgdnicos en que no se requiere una

etapa de acidificacién para remover los productos de reaccidén. Los produc-
‘togde reaccién de estos compuestos orgdnicos con las incrustaciones tien--
den a desprenderla de la superficie formando una suspensidén o lodo bombea-

ble que puede ser circulado hacia la superficie. Debido a esta accidn de -
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desprendimiento hay una mayor penetracién en el depésito. Las cantidades resi
duales del producto de reaccibn, pueden ser eliminadas como una dispersién --
con el agua producida, una vez que se restablece la produccidén. En ocasiones,
después del tratamiento de remocidn sigue una etapa de acidificacidén para es-
timular el pozo, ésto asegura la remocién de cualquier remanente del producto

de reaccidén, ya que es soluble en &cido.

Los agentes quelantes, principalmente las sales de los dcidos etilen diamin -
tetraacético, conocido como EDTA y del &cido nitril triacético (NTA), propor-
cionan el método mds efectivo de remocidén de incrustaciones de sulfato de cal

cioi.

El EDTA es un agente quelante que, bajo condiciones adecuadas forma un comple
jo soluble y estable con la mayoria de las sales de calcio y otros metales -
polivalentes. La reaccién de quelacidén es lenta, pero es el (nico método real

mente efectivo para remover depdsitos laminados y duros.

Los tratamientos con EDTA son mis costosos que los de tipo convertidor, sin
embargo, son mis aplicables en la remocién de sulfato de calcio de una frac-
tura o una formacién donde el precipitado de reaccidén sélido pudiera causar

taponamiento.

La cantidad de EDTA necesaria para quelar 1 ppm de ion calcio depende de la
sal de sodio del EDTA que se utiliza y la cantidad de moléculas de agua de
cristalizacidén que contenga.

(51)
Charleston reportd el uso de una sal de sodio del EDTA como un método -

de campo econdmico y efectivo para restaurar la productividad de pozos in--
crustados con sulfato de calcio. La reaccién se acelerd por calentamiento,

mediante la circulacién de aceite previamente calentado, y por la adicidn -
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al EDTA utilizado de agentes humectantes aniénicos o no idnicos y un agente
penetrante, con el objeto de remover la pelicula de aceite y permitir el --

contacto directo de la solucién de EDTA con la incrustacién.

Un problema que permanece sin resolver es la remocidén de incrustaciones de
sulfato de bario. Estos deplsitos son muy duros, altamente cristalinos y re
sistentes a los agentes quimicos normalmente utilizados en la remocién de -

incrustaciones.

Con estas incrustaciones de sulfato de bario es necesario recurrir a los mé-
todos mecdnicos de remocién, los cuales tienen uso restringido ya que Gnica-
mente pueden aplicarse cuando la incrustacidn que se trata de desprender se

encuentra accesible a herramientas especiales.

Los métodos mecdnicos de remocidén comprenden el uso de herramientas tales co

mo barrenas y escariadores para desprender la incrustaci6én de lineas superfi

ciales o subsuperficiales.

Cuando las perforaciones se encuentran selladas por la incrustacién de sulfa
to de bario, el método mds efectivo es la reperforacidn, el chorro hidrduli-

co, o bien, la utilizacién de explosivos.

Todos los métodos de remocién no eliminan el problema en si mismo. Aun en --
los casos en que los depdsitos incrustados son eliminados totalmente y la pro
duccidn se restaura a la normalidad, el pozo se incrusta nuevamente en unos
cuantos meses y la produccién declina rdpidamente a niveles antiecondmicos.
Ademés, ios tratamientos de remocidn son costosos y llevan tiempo. Es mucho
mejor prevenir la depositacidén de incrustaciones mediante el uso de agentes
quimicos o por métodos de tratamiento de aguas, que depender de los métodos

de remocién de incrustaciones.
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IT.5 PREVENCION DE LA FORMACION DE INCRUSTACIONES

Cuando se ha determinado la posibilidad de formacidén de una incrustacién, as{
como los factores que promueven su depositacidn, la solucidén mids préctica es
eliminar las causas. Si la incrustacién se forma como resultado de la mezcla

de aguas incompatibles, el aislamiento de estas aguas puede ser la solucién -

al problema.

Si no se pueden eliminar las causas de la depositacién de una incrustacién,

el camino a seguir es la utilizacién de otro método de prevencién.
La formacidén de una incrustacidén puede prevenirse por dos métodos:

1) Control de pH,

2) Uso de inhibidores de incrustacién.

La aplicacidn del primer método estd limitada a los pozos de inyeccidén y equi
po superficial, donde se puede utilizar dcido para diminuir el pH del agua. -
Este tipo de tratamiento estabiliza el bicarbonato y bisulfato, por abatimien
to del pH. Sin embargo, esto tiende a establecer un medio ambiente corrosivo
En la mayoria de los casos, resulta mis efectiva la aplicacién de compuestos

quimicos que poseen propiedades de inhibicién de incrustacidn.
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CAPITULO III

INHIBIDORES DE INCRUSTACION

III.1 DEFINICION Y MECANISMO DE INHIBICION

Un inhibidor de incrustacidn es un producto quimico que impide el desarrollo
y precipitacidn de los cristales que forman un depdsito de sales.

En general, los inhibidores de incrustacidn, dependiendo de sus caracteristi
(25,52)

2

cas quimicas, trabajan en dos formas

1) Formando complejos solubles al combinarse con los iones que tien-

den a precipitar.

2) Modificando el crecimiento de los cristales, permitiendo la nuclea

¢t ; : ; o
cioén, pero impidiendo su posterior crecimiento.

Con respecto al primer mecanismo, el aditivo forma complejos estables y solu-
bles, con uno de los iones de la fase precipitante. Esto propicia una reduc--
cidén en la concentracidén efectiva de iones libres en solucién, por lo que se
incrementa su solubilidad. En otras palabras, se presenta una reaccidn este-
quiométrica entre los aditivos secuestrantes (inhibidores de incrustacidn) y
los cationes presentes en la solucidén. Este mecanismo de inhibicidén de preci
pitacidén de sales, es econdmico cuando la concentracién de los iones incrus-
tantes es muy pequefia. Sin embargo, si la concentracidén es relativamente gran
de, la inhibicidén por este mecanismo resulta antiecondmica, puesto que se re
quieren relaciones 1:1, 2:1 o aun mayores, de agente quelante a iones in- -

crustantes.

El segundo mecanismo mencionado, resulta mis econdmico y ocurre cuando el in-

hibidor forma una pelicula que cubre el ndcleo microcristalino, inhibiendo su
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posterior crecimiento.

Los productos quimicos que trabajan bajo este mecanismo, propician que unas -

cuantas partes por milldn, estabilicen cientos de miles de partes por milldn

del catién formador de la incrustacidn. La actividad de superficie y la forma

cién de pelicula sobre pequefias particulas, depende del cardcter iénico del
(53-55)

aditivo. Se han efectuado numerosos estudies para ayudar a entender -

los fendmenos implicados en este mecanismo. Estos estudios han demostrado la

(56)
existencia de dreas preferenciales de adsorcidn , probablemente sobre pla
nos de ndcleo ricos en iones positivos.
(49)
Se ha determinado que cuando las moléculas se combinan para formar un --

cristal, los iones de aditivo son atrafidos hacia la superficie del cristal in

cipiente; con lo que aparentemente se detiene el posterior desarrollo del nd

cleo cristalino y se impide la formacidn de un nuevo cristal. Lo anterior da

como resultado una disminucidén en la velocidad de cristalizacidn, cambiando

la forma del cristal e incrementando la solubilidad por la formacién de parti
(57-59)

culas de muy pequefias dimensiones . Los microcristales permanecerdn

en suspensién en forma coloidal y no formardn depdsitos incrustantes.

En general, los inhibidores que trabajan bajo este mecanismo presentan lo que
(60)

se conoce como efecto "THRESHOLD" 5

Efecto "THRESHOLD'".- Las propiedades 'Threshold" de los inhibidores de incrus

tacién, son diferentes a las propiedades secuestrantes de estos productos. La

diferencia principal radica en que el comportamiento "Threshold'" se efectda

(61)
en superficies sdlidas o sitios activos del nidcleo microcristalino . En

cambio, la accidén secuentrante comprende una reaccién en solucién, donde es-

tin presentes iones complejos y no pequeflas particulas. Otra importante dife
rencia entre la inhibicién y la quelacién o secuestracién es que un sistema
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incrustante que estd inhibido, permanece termedindmicamente inestable; el -
(62,52)

sistema estd controlado cinéticamente .

En raras ocasiones se alcanza el equilibrio. Esto ocurre cuando la concentra

cién en solucién, de los iones que forman la incrustacién es casi la misma
(56)

que un sistema no inhibido .

Estos efectos, secuestrante y "Threshold", también pueden diferenciarse en

términos de la relacién de inhibidor a aniones y cationes que forman la in-

crustacidn y las reacciones resultantes. Considerando qué sucede con la adi

cién del inhibidor a un agua conteniendo los componentes anidnicos y catié-

nicos que forman una incrustacidn, se puede observar lo siguiente:

1) Cuando se afiaden al agua unas cuantas partes por millén de los -
inhibidores "Threshold'", no ocurre interaccidén o precipitacidn -
entre el inhibidor y los componentes idnicos del agua. Este es -
el rango de concentracién "Threshold" y existe cuando la rela---
cién de concentraciones del inhibidor a cationes que forman la -

incrustacién, es de 0.5:1 o menor.

2) Cuando la relacién de peso del inhibidor a catidén que forma la
incrustacién se incrementa de 2:1 a 5:1, aparece una turbidez y
precipitacién, como resultado de la reaccidn entre el catidn y el
inhibidor. A medida que se afiade mds inhibidor, el precipitado -
se redisuelve lentamente y la solucién llega a ser clara a una -
relacién de 7:1 a 10:1. Esta es la zona secuestrante donde el in
hibidor forma un complejo soluble con el catién, impidiendo que

2 g " Py
éste reaccione con los prec:.pitantes anionicos.

A pesar de lo expuesto anteriormente, se debe tomar en cuenta que la concen
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tracién de inhibidor requerida para mantener en solucidén determinada cantidad
de iones incrustantes, no es una constante.
(63)
Esta magnitud varia y depende de tres principales factores s
1) Njivel de sobresaturacién
2) Temperatura
3) Composicién quimica de la incrustacién y del inhibidor de incrus-

tacién.

Nivel de sobresaturacidn.- Debido al importante papel de la sobresaturacidn
en todas las fases del proceso de cristalizacién, la efectividad de los inhi-

bidores de incrustacién estd fuertemente influenciada por el nivel de sobre-

saturacién.

La principal fuerza que maneja la nucleacién y el crecimiento de los crista-

les, es el nivel de sobresaturacidén. Este efecto es tan pronunciado que aun

el mecanismo de crecimiento del cristal, cambia con el grado de sobresatura
(64)

cidn . La morfologia de los cristales precipitados y la distribucidn del

tamafio del cristal es una funcidén compleja de la sobresaturacidn.

Si la sobresaturacién tiene gran efecto sobre la velocidad de nucleacién y
el inhibidor previene la cristalizacidn, suprimiendo la nucleacién, el resul
tado es una disminucién en la eficiencia del inhibidor &l incrementar la so-
bresaturacién. Por lo tanto, a mayor sobresaturacidn,debe ser mayor la con-
centracién de inhibidor necesaria para producir la precipitacién de una in-
crustacién.

Temperatura.- La sobresaturacién, a su vez, entre otros parémetros, es una

.

funcién de la temperatura; por lo tanto la temperatura también tiene gran

influencia sobre la accién de los inhibidores de incrustacién. La efectivi-
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dad del inhibidor disminuye al incrementarse la temperatura, por lo que las
concentraciones necesarias para inhibir, también se incrementan. Esta rela-
cidén "temperatura-efectividad'" es diferente para cada inhibidor y cambia --
con la composicidén quimica de la incrustacién. Cada inhibidor presenta una
temperatura critica, arriba de la cual no hay inhibicidén. A medida que se
incrementa la sobresaturacién, disminuye la temperatura a la cual se presen

ta la inhibicidn.

Composicién quimica de la incrustacidn y del inhibidor de incrustacidn.- La

composicién qufmica de la incrustacién y del inhibidor también tienen un -

marcado efecto sobre las concentraciones de producto necesarias para inhi-

bir la formacién de una incrustacidén. No todos los inhibidores tienen la
(63)

misma eficiencia. Vetter realizé un estudio comparativo sobre el efec

to de las tres principales familias quimicas de inhibidores, (Polimeros, -

Esteres de 4dcido fosfdérico y Fosfonatos) sobre las incrustaciones mis comu

nes (CaC03 , BaSO4 y CaSO4 ) encontrando los siguientes resultados:

Polimeros.- Bastante efectivos en la inhibicién de BaSO; , menos en CaCO4

y una inhibicidén aun menor en el caso del CaS0y .

Esteres.- Bastante efectivos en la inhibicidn del CaS0, Yy un poco menos en
el BaSO4 ; menos eficiencia en la inhibicién del CaCO3 inefectivos a eleva-

dae temperaturas.

Fosfonatos.- Estos compuestos son los mejores inhibidores de incrustacién
de CaCO3. También son buenos inhibidores de CaSO,; y BaS0, aun a elevadas

temperaturas.
I11.2 CLASIFICACION DE INHIBIDORES DE INCRUSTACION

Hace varios afios, en un estudio sobre la cristalizacidén de sulfato de estron
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cio, se observd que cuando se prepararon las soluciones con agua desionizada,
fue muy lenta la velocidad de crecimiento de los cristales sembrados. Ademds,
se observd que la reaccidn de cristalizacién se detuvo cuando sélo se habia
cristalizado el 257 del SrSO,. Fue evidente que las resinas de intercambio -
4
iénico utilizadas para la preparacién del agua desionizada, fueron efectivas
en la casi completa inhibicidn del crecimiento de los cristales del sulfato -
de estroncio.
(65)
En los afos treinta, Resenstein observé que pequefias cantidades de poli-
fosfatos retardaron efectivamente la precipitacién del carbonato de calcio. En
(60) (66,67)
1939, Hatch y Rice y otros , reconocieron que estos polifosfatos
estabilizaron el carbonato de calcio mediante una reaccidén de superficie. Al
mismo tiempo aparecieron las primeras publicaciones sobre la aplicacién de -
(68,69)
campo de estos polifosfatos en el area Bradford , en los campos del --
(70)

norte de Oklahoma y sobre la costa del Golfo ;

t
El primer progreso real sobre inhibidores de incrustacidn aparecidé en 1957 --

71

( ), en que se publicd un trabajo acerca del uso de fosfatos de solubilidad
controlada, en una operacidén de fracturamiento hidrdulico. Featherson y cola

72)

boradores en 1958, definieron las propiedades quimicas de varios fosfa--
tos, y en especial, de los fosfatos de solubilidad controlada. Esto trajo co
mo consecuencia su empleo exhaustivo en la mayoria de los campos con proble-
mas de incrustaciones. Sin embargo, los inhibidores tipo fosfato inorgdnico,
presentaron varios inconvenientes y a finales de 1957 y mediados de 1968 se
desarrollaron nuevos productos en forma liquida, que resolvieron muchos de
los problemas presentados con la aplicacién de los fosfatos inorginicos sélidos.
Entre los inhibidores de inerustacidén liquidos, se encuentran los polimeros,
ésteres de acido fosférico, alquil y aril sulfonatos, agentes quelantes y los

fosfonatos.

Para hacer una breve revisién de los inhibidores de incrustacidn, en forma -

convencional y de acuerdo con la forma fisica en que se presentan, se clasi-
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fican en:

1) Inhibidores de incrustacidon solidos.

2) Inhibidores de incrustacion liquidos.

I1I.2.1 INHIBIDORES DE INCRUSTACION SOLIDOS.- Entre éstos se encuentran los

polifosfatos y fosfatos de solubilidad controlada.

Los polifosfatos mas ampliamente usados como inhibidores de incrustacién --
son los polimetafosfatos inorganicos. Los polimetafosfatos originalmente --
utilizados, son las sales de sodio de los acidos metafosforicos, entre los

que se encuentran el pirofosfato tetrasddico (NajPp07), trifosfato de sodio
(Na5P3010), tripolifosfato trisédico (NagP40g) y el hexametrofosfato de so-
dio (NagPgOyg) - Este Gltimo es uno de los mas valiosos compuestos comercia-

(60,69,70)

les para tratamiento de aguas ; muchas de sus caracteristicas pue
den ser alteradas sustituyendo el sodio por otro metal, con lo que se obtie
nen los fosfatos de solubilidad controlada, conocidos también como fosfa--
tos dimetalicos o molecularmente deshidratados. En apariencia, estos produc
tos son sdlidos claros, no tdéxicos y no irritantes. Quimicamente, los fosfa
tos de solubilidad controlada son fusiones de fosfatos de sodio-calcio, so-
dio-magnesio o sodio-zinc, con lo que se obtienen combinaciones de oOxidos

de calcio, zinc o magnesio, con 6xido de sodio y pentdxido de foésforo - ---
(NaZO:CaO:P Cada metal sustituido

NaZO:MgO: P Na,0:ZnO:P, O

2053 gy & Hay 2 %)
imparte diferentes propiedades. Se pueden obtener otras combinaciones, va-

riando la relacidn de Oxidos metalicos o las técnicas de manufactura.

Tanto los polifosfatos, como los fosfatos dimetalicos inhiben la incrusta--
cién adsorbiéndose sobre la superficie del niicleo cristalino, con lo que pre

vienen el crecimiento del cristal y la depositacidén de una incrustacidn.

Propiedades de los fosfatos de solubilidad controlada.- Hay tres grupos de -
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factores que influencian la velocidad de solucidn (solubilidad) de los fosfa-
(73)
tos de solubilidad controlada
1) Composicién quimica.
2) Tamano de particula

3) Temperatura y naturaleza de la salmuera.

El efecto de la composicidén quimica sobre la velocidad de solucidén, se muestra
en la Fig. 20. A medida que aumenta el porcentaje del 6xido de calcio en la -

férmula generalizada Ca0.Nay0.P,05, la velocidad de solucidon declina rapida--

mente.
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Fig.20 - VELOCIDAD DE SOLUCION DEL SISTEMA DE SOLUBILIDAD CONTROLADA
Na,0: Ca0-P,05 COMO UNA FUNCION DE LA COMPOSICION QUIMICA.
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Como con otras substancias solubles, la velocidad de solucidon de estos fosfa-
tos de solubilidad controlada es proporcional al tamaio de particula o al --
area de superficie expuesta al agua. Al ser mads pequeiio el tamaiio de particu
la, es mayor el area de superficie. En la Fig. 21 se presenta este efecto pa
ra un fosfato dimetalico, observandose una fuerte elevacidén en la velocidad

de solucion, a medida que disminuye el tamano de particula
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Fig.21- VELOCIDAD DE SOLUCION DEL SISTEMA DE SOLUBILIDAD CONTROLADA
Ng20 - Cg0-P20s COMO UNA FUNCION DEL AREA DE SUERFICIE POR LIBRA

(% Tamaho de particula)
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La temperatura tiene una gran influencia sobre la velocidad de solucidn. La
Fig. 22 muestra que la velocidad de solucion de los fosfatos dimetalicos se
incrementa en un 357 por cada 10°F de elevacion en la temperatura de la sal

muera.
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359, de incremento en
la velocidad de solucidn
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Fig.22 - VELOCIDAD DE SOLUCION DEL SISTEMA DE SOLUBILIDAD CONTROLADA ,
Na,0- Ca0-P,05, COMO UNA FUNCION DE LA TEMPERATURA DE LA SALMUERA
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Es posible ajustar la velocidad de solucion para el sistema CaO°Na20.P205 en
un amplio rango de temperatura y caracteristicas de una salmuera, mediante -

la seleccidén de una combinacién adecuada de composicién quimica y tamafo de

particula.

La naturaleza de la salmuera también tiene un efecto sobre la velocidad de -
solucidn de los fosfatos. Como se muestra en la Fig. 23, los incrementos en
el contenido de cloruros de una salmuera, incrementan la velocidad de solu--
cién. Esta velocidad se incrementa en un 657% por cada incremento de 2000 ppm
en el contenido de cloruros. Este efecto disminuye a concentraciones de clo-

ruros mayores de 15000 ppm.
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Fig.23 - INFLUENCIA DE LA CONCENTRACION DE ION CLORURO SOBRE LA VELOCIDAD
DE SOLUCION DEL FOSFATO DE SODIO-CALCIO, A UNA DUREZA CERO

56



Es posible tener un sobretratamiento cuando se disuelve en la salmuera un ex-
ceso del fosfato de solubilidad controlada. Si el contenido de sélidos disuel
tos en una salmuera es elevado, puede ocurrir la precipitacién del fosfato. -
La Fig. 24 ilustra el efecto de los sdlidos totales disueltos sobre la canti-
dad de fosfato que una salmuera mantendra en solucidén verdadera. Es importan-
te notar que no ocurrira reprecipitacién hasta que la concentracién de fosfa-

(72)

to exceda al requerimiento normal para un tratamiento ''threshold"
q P

PRECIPITACION

NIVEL DE TOLERANCIA DE LA
SALMUERA

SOBRETRATAMIENTO

TRATAMIENTO THRESHOLD IDEAL

T EEEEEE——
SOLIDOS TOTALES DISUELTOS

Fig.24 - EFECTO DE LOS SOLIDOS TOTALES DISUELTOS SOBRE LA CANTIDAD
DE FOSFATO DE SOLUBILIDAD CONTROLADA QUE UNA SALMUERA
MANTENDRA EN SOLUCION VERDADERA.
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Reversion y reprecipitacidn.- Dos de las reacciones quimicas asociadas con la
aplicacion de los fosfatos molecularmente deshidratados, son la reversidn y -

la reprecipitacidn.

La reversidn es un rompimiento quimico de los fosfatos cristalinos a ortofos
fatos inactivos. Una ecuacidn generalizada para la reaccidén, puede escribir-

se en la siguiente forma:

2NaPO3 + 2H20 & 3CaC12“—’Ca3(P04)2 + 2NaCl + 4HCl

Fosfato cristalino ortofosfato

Los ortofosfatos en presencia de iones calcio, forman un precipitado insolu-

ble que puede depositarse como una incrustacioén. La velocidad de reversiém,-

depende de la temperatura, acidez, contenido mineral, contenido de fosfato
(74)

y naturaleza del mismo i

La reprecipitacidn, ocurre cuando se utiliza inapropiadamente, una salmuera

para preparar una solucidn concentrada de un fosfato muy soluble, formando-

se un precipitado insoluble.

I11.2.2 INHIBIDORES DE INCRUSTACION LIQUIDOS.- Los principales inhibidores
liquidos, comprenden productos quimicos pertenecientes a las familias de los

fosfonatos, ésteres de acido fosforico y polimeros.

Fosfonatos.- Muchos de los inconvenientes presentados por los polifosfatos
inorganicos, se han resuelto mediante el uso de ciertas composiciones orga-
nicas de inhibidores de incrustacion. Estos nuevos compuestos son los fosfo-
natos, los cuales se han utilizado en los Gltimos cinco aflos para controlar
los problemas de corrosidn e incrustacidén en aguas de inyeccién y salmueras

(61,75,79)
de campos petroleros . Los fosfonatos mas utilizados, incluyen la

familia de los amino alquilen fosfonatos y difosfonatos, como el hidroxi --
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etiliden difosfonato. Ambos, polifosfatos inorganicos y las sales de los aci-
dos amino alquilen fosfbnicos, tienen estructuras tipo polimero. Los polifos-
fatos tienen en su estructura, grupos repetidos - P - O - P - y el polimero
puede representarse en la siguiente forma:

(0] (0] (0]

[ Il I
M-0-P 0=-P~0=-P=~-0-=-M
|
0

M oM oM
n

Cuando la unidad polimérica, n, es igual a uno, la composicidén es la forma pi
rofosfato y cuando n es igual a dos, la composicidn se identifica como el ---

tripolifosfato (Na5P3010).

La estructura de los amino alquilen fosfonatos tiene unidades repetidas - - -

-N-C-P -, con la siguiente estructura polimérica:

0 H H
M.——ho\\ll \ // _H H ] H
P === [ I _0-M
W—O/ \x ///_c—c—w c P\O_M
M—0 / I i /O.M l ”
. ‘ Hon c® =o | 0
P—¢C N
# /\O-M
—1 [\
H H n

Cuando n es igual a cero, la estructura representa el amino metilen fosfo-

nato. En la composicidén del acido etilen diamin tetrametilenfosfdnico - - -

[H203PCH2] 5 ™ N(CHZ)2 - N -[ CH2PO3H2]2,

n =1, Se han investigado composiciones poliméricas con unidades repetidas,
(61) :
en las que n=14 , encontrandose que poseen magnificas propiedades de
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inhibicidn de incrustacidn.

La composicidn del dcido difosfénico, tiene los mismos grupos activos,

(80)

- PO(OH)2 , que los dcidos amino alquilen fosfdnicos, pero los grupos

fosfonatos estan unidos por un arreglo - P - C - P - y tiene la férmula:

0 CH 0

I 13
HO— P —— € — P —0H

| | |

OH OH OH

Se pueden formar las sales de los 4cidos fosfdnicos o difosfdonicos, combi
nandolos con muchos cationes monovalentes y polivalentes, con lo que se dis
minuye la velocidad de solucién de los fosfonatos, permitiendo una lenta 1i

beracidn del fosfonato activo.

Estos productos inhiben la formacidn de incrustaciones modificando el creci

miento de los cristales de CaCO BaSO, y CaSO

3* 4

ciertos sitios del ndcleo microcristalino

4 al adsorberse sobre --

(53,81)'

Los fosfonatos pueden formularse en productos liquidos concentrados en un am
plio rango de valores de pH de la solucidn. Debido al arreglo P - C, los fos
fonatos tienen una estabilidad a la temperatura, considerablemente mayor -
que los polifosfatos. Adem3s, los productos de degradacidén de los fosfonatos
no afectan al fosfonato activo como sucede cuando los productos de degrada-

cidn de los polifosfatos coexisten con el plifosfato activo.

Esteres de dcido fosférico.- Existe una gran variedad de &ésteres de dcido fos
forico que poseen propiedades de inhibicién de incrustacidn. Los compuestos
de este tipo mas utilizados son: los ésteres fosforicos de hidroxilaminas -
(81,83)

Las hidroxilaminas tienen por lo menos uno de los hidroxilos reempla

zados por grupos &ster de fosfato, derivados del dcido polifosférico. La es-
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tructura de estos ésteres tiene unidades repetidas - N - C - 0 - P con la

siguiente formula general:

0
i /
MO - f - 0 'CH2 - CH2 —;/N'“(CHZ)H— T — CHZ - CH2 - 0-P-OM
|
oM R (CHZ)n | oM
|
0
|
MO P=0
|
oM |n
ke o

Las hidroxilaminas pueden ser relativamente simples, como dietanol o trietanol
amina, o bien, aminas mas complejos como las mono o poliaminas oxialquiladas.
Los compuestos derivados de aminas conteniendo mas de un grupo hidroxilo, vy
especialmente, aquellos con 3 a 6 hidroxilos, son mas efectivos y pueden uti
lizarse a menores concentraciones.
También se han encontrado efectivos algunos ésteres fosforicos de polioles
(84) (85)

y nonil fenol etoxilado .
La unién - C = 0 - P - , comin a todos los ésteres del acido fosfoérico en un
arreglo estructural mas estable que el correspondiente a los polifosfatos --
inorganicos. Pueden formularse como productos liquidos concentrados en am--
plios rangos de pH de la solucidon y no se revierten a ortofosfato. Al igual
que los fosfonatos, trabajan modificando el crecimiento de los cristales in
crustantes. Sin embargo, pierden sus propiedades a elevadas temperaturas y

pueden formar emulsiones estables al estar en contacto con el aceite crudo -
(63)

Polimeros.- Otra importante clase de inhibidores liquidos comprende los po-

limeros organicos, sintéticos y naturales.

61



Los productos sintéticos mas utilizados son los polimeros del acido acrilico
(86)

y meta acrilico .

Los mas efectivos son los primeros, entre los que se encuentran: 1) los polia

crilatos de sodio con un peso molecular de 1000 a 15000, y 2) los polimeros -

acrilicos conteniendo grupos amida y carboxilo en una relacién de 1 a 4 --

grupos amida por cada 6 a 9 grupos carboxilo y un peso molecular de hasta
(87)

40000 .

Ambos son polielectrolitos solubles en agua; a elevadas concentraciones for--

man soluciones con alta viscosidad. Sus soluciones acuosas trabajan bien en -

un intervalo amplio de pH y temperatura y son compatibles con la mayoria de

las salmueras y aceites crudos,

La estructura de sus mondmeros es la siguiente:

r h
CH2 - CH = CH2 - f}{ CH2 - iIH =
COONa C==0 COONa
n I m P
L NH2 In
Poliacrilato Poliacrilamida

Estos polimeros inhiben la formacidon de una incrustacidn en

la etapa de nucleacidn, retardando el crecimiento de los cristales incrus-
(63)

tantes .
Los polimeros organicos naturales que inhiben la depositacidon de sales son
los taninos, ligninas y algunos derivados de celulosa, los taninos y ligni-
nas son compuestos poliméricos con varios anillos bencénicos y grupos hidro
xilo. Se cree que el tamafio molecular y los grupos hidroxilo son los respon

(88)
sables de las propiedades de prevencidon de incrustacidn de estos aditivos o
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Con respecto a los derivados de celulosa, son polimeros de largas cadenas con-
(89)
sistentes de unidades de configuracidon isomérica con uniones éster. Jones
realizd un estudio comparativo sobre la eficiencia de inhibicidén de una varie
dad de estas substancias organicas que forman soluciones coloidales en agua.
A bajas concentraciones ningin producto fue efectivo para inhibir el crecimien
to de los depdsitos. Sin embargo, la incrustacidn formada en presencia de ta-
les coloides, es mas suave y, por lo tanto, se elimina mas facilmente. Unica-
mente la carboximetil celulosa proporciond excelentes resultados en las prue-

bas con sulfato de calcio. Esto es sorprendente en vista de la similitud es-

tructural de los productos probados (Fig. 25)
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Compuesto

Celulosa o
guar (ramificada)

Metil celulosa

Alginato de sodio

Carboximetil celulosa
de sodio

Unidad Basica

CHZ - OH
i
0-—
ol H H
H OH

COONa
10)
H H
0—
OH H/H
H OH
CHZOCHZCOONa

Figura 25. Unidades estructurales basicas de algunos coloides.

La goma guar difiere de la celulosa en que posee ramificaciones en las uni-

dades alternas. La metil celulosa tiene un grupo metoxi sustituido en el --

30% de los hidroxilos, El alginato de sodio contiene el grupo carboxilo en



la posicidn cinco. La importante diferencia probablemente radica en el grupo
carboximetil y el peso molecular, ya que no todos los tipos de carboximetil

celulosa son igualmente efectivos.

Estos aditivos retardan el crecimiento de los cristales incrustantes hacien-
do que permanezcan dispersos y en solucién aparente. Debido a la elevada vis
cosidad de sus soluciones concentradas y la pérdida de efectividad por des--

composicidén bacteriana, estos productos tienen un uso restringido.

Ambos, polimeros sintéticos y naturales tienen una mayor aplicacién como in-
hibidores de incrustacidén en sistemas de enfriamiento de agua, calentadores,

superficies calientes (en la generacidén de vapor), etc.

III.3 TECNICAS DE APLICACION.- No basta que el inhibidor tenga excelentes -
propiedades de inhibicién de incrustacidén de alguna sal, sino también es de

suma importancia la forma y las condiciones prevalecientes en que se aplica.

Con la finalidad de inhibir la incrustacién de sales en la explotacidén del -
petréleo, se han experimentado diversas técnicas de aplicacién de los produc
tos mencionados en unidades anteriores. En esta seccidn se presenta una bre-

ve discusidén de todas las técnicas aludidas.

III.3.1 TECNICAS DE APLICACION DE INHIBIDORES SOLIDOS.- En un principio los
polifosfatos inorgdnicos se aplicaron como soluciones acuosas concentradas,
en tres diferentes formas: a) La solucidén acuosa del inhibidor sélido fue -
inyectada forzdndola dentro de la formacidén. b) Las soluciones menciona--
das se aplicaron lubricando el espacio anular. c¢) Finalmente, se utiliza--
ron inyectdndose hasta el fondo del pozo a través de una tuberia tipo ma---

carrén.

Con respecto a la primera técnica, los resultados no fueron satisfactorios.
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Las otras dos técnicas debido principalmente al equipo necesario y a la con-

tinua supervisidén requerida, no fueron atractivas.

Los polifosfatos en forma granular, con una baja velocidad de solucién en --
agua, fosfatos de solubilidad controlada, han sido aplicados bajo tres técni
(90)
cas principales
a) Colocando barras en una pichancha, en el fondo del pozo.
b) Como un empaque en el fondo del agujero
c¢) Propiciando un fracturamiento con arena mezclada con el fosfato -

dimetélico.

El principal inconveniente de la utilizacidén de los polifosfatos inorgdnicos,
tanto en soluciones acuosas concentradas como en forma granular, radica en
su reversidén y reprecipitacién a temperaturas mayores de 60°C. A temperatu-
ras menores, la utilizacidn de estos productos bajo las diferentes técnicas
mencionadas, con sus desventajas intrinsecas, puede proporcionar resultados

satisfactorios para evitar la incrustacidn.

I1I.3.2 TECNICAS DE APLICACION DE LOS INHIBIDORES LIQUIDOS.- Los inhibidores
liquidos, generalmente fosfatos y fosfonatos orgédnicos, se aplicaron inicial
mente lubricando el espacio anular y como fluidos fracturantes, en fractura-
mientos hidrdulicos. Los inconvenientes principales fueron las limitaciones
de equipo y la continua supervisidn requerida y el corto periodo de protec-
cidén,respectivamente.
Posteriofmente, a raiz de trabajos realizados por Kerver y colaboradores - -
(91,92)

sobre la inyeccién forzada de inhibidores de corrosién a la formaciém,

se inicié la técnica de aplicacidén de los inhibidores de incrustacién liqui

dos, que hasta la fecha ha tenido gran aceptacidn.
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Esta técnica conocida como inyeccidén forzada, consiste en inyectar a la matriz
de la roca, alrededor del pozo productor, el inhibidor de incrustacién liqui-
do. El principio fundamental consiste en las caracteristicas de adsorcidén - de
sorcidén de los productos quimicos en el medio poroso. Tedricamente, se supone
que por ser un producto con propiedades activas de superficie, los fosfatos o
fosfonatos orgdnicos al inyectarse al medio poroso se adsorben fisicamente en
la pared de los poros. Posteriormente, a medida que la produccidén de fluidos
hacia el pozo se restablece, el agua producida de la formacién desorbe lenta-

mente el producto quimico con lo cual se produce una dosificacién que permite

la inhibicidén de la incrustacién de una sal.

Esta técnica en si, no es un procedimiento sofisticado sino la (nica forma de
aplicacién que perdura de seis meses a un afio. De las pruebas de campo reali-
zadas bajo esta técnica, las formaciones de arenisca han respondido mejor que
en otros tipos de formaciones. La técnica consiste en inyectar el inhibidor -
diluido, dentro de la formacién a una presién inferior a la presidn de fractu

ramiento.

Después del tratamiento, el pozo se cierra durante un periodo del orden de -
veinticuatro horas y a continuacidn se induce a produccién. El control de la
desorcidén del producto se efectia muestreando periédicamente los fluidos pro

ducidos y detectando la concentracién de inhibidor en el agua.

Muchos investigadores han estudiado los fendmenos implicados en esta técnica
y de su estudio se han ideado variantes de la misma.

(21)
Miles sugirié un tipo diferente de técnica de inyeccién forzada. El pro

cedimiento ccnsiste en la inyeccién de un compuesto quimico disuelto antes
de ser inyectado a la matriz. Una vez inyectado se precipita a cierta dis--

tancia de la pared del pozo y posteriormente, se redisuelve parcialmente con
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la salmuera producida, dando concentraciones muy bajas pero aun efectivas. -

Esta técnica tiene como inconveniente el producir un posible dafio a la forma
.

cidn.

(93)
Tinsley y colaboradores propusieron otra técnica de inyeccidn forzada.-

El método de colocacidén es independiente de las propiedades de adsorcidén del
inhibidor. La técnica se basa en la inyeccidn forzada de la solucién de inhi
bidor, a una baja velocidad pero con suficiente presidn para iniciar y exten
der una fractura. La solucién de tratamiento se filtra a través de las caras
de la fractura o la formacidén, y mis tarde regresa lentamente en el flujo -
del agua producida, en cantidades suficientes para controlar la incrusta- -
cidn. -

(94)
Finalmente, Springgs y Hover desarrollaron una técnica por etapas de in

yeccién forzada, intentando una distribucién del inhibidor liquido sobre to-

da la seccién productora. El procedimiento consiste en inyectar a la forma--

cidén, la mitad de la solucién del inhibidor, a un ritmo de inyeccidén bajo pa

ra evitar el fracturamiento; desplazar con agua o aceite y posteriormente =--

bombear una solucidn de polimero que desviard el inhibidor para mejorar su -

distribucidén a través de todo el intervalo productor. A continuacidén se inyec
ta la otra mitdad de la soluci6én de inhibidor y se desplaza dentro de la for

macién con aceite o agua. El regreso del inhibidor se controla detectando -

periédicamente la concentracién de aditivo en el agua producida.

Debido al elevado costo involucrado en estas operaciones, las modificaciones
hechas a las diferentes técnicas tienen como objetivo colocar el inhibidor
en la zona adecuada, permitiendo una dosificacién del producto en el agua -
producida y dando como resultado un mayor tiempo de proteccidén contra la -

incrustacién.
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Los inhibidores de incrustacidén también se han aplicado en forma de micro-
cdpsulas disefiadas para dar una Gptima velocidad de liberacién del compues
to quimico, a la temperatura de fondo de pozo. La cdpsula es soluble en --
agua y tiene diferente coeficiente de expansién que el producto quimico --
dentro de la misma. La liberacidén del aditivo estd en funcién de esta di-
ferencia de coeficientes, asi como de la velocidad de solucién de la cép-

sula a ciertas temperaturas.
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CAPITULO IV

DESARROLLO DEL METODO DE EVALUACION

La primera y mds importante etapa para un efectivo control de incrustaciones
radica en la adecuada evaluacidén de los inhibidores de incrustacién. La mayo
ria de los estudios realizados no consideran los aspectos bdsicos de crista-
lizacién e inhibicidén, as{ como los mecanismos y cinética de reaccidén; por
lo que a menudo, los datos reportados por diferentes autores son contradic-
torios. Como consecuencia, hay muchas fallas en los procedimientos de trata-
miento en campos de aceite y gas. Esto es sorprendente ya que la formacidn
de incrustaciones es un problema bastante costoso a la Industria Petrolera.
Varios investigadores se han interesado en el desarrollo de equipos de prue
(56,89,95,98)
ba , con el objeto de simular las condiciones de depositacién
en el campo. También se han utilizado en el campo cupones, que se colocan -
en un punto determinado de las lineas de flujo y sefalan la efectividad de
un inhibidor, de acuerdo con la cantidad de depdsito incrustado. El método
de evaluacién cominmente empleado, es la llamada prueba de precipitacidn -
que mide la efectividad de los inhibidores, sobre la cristalizacidén. Sin em
(63)
bargo, en muchos casos , un inhibidor se aplica quedando sujeta la bondad
del producto al éxito de la prueba de campo. Este procedimiento debe evitar-
se, ya que en la mayoria de los casos, ya sea por la inefectividad del inhi-
bidor o por el uso de concentraciones no adecuadas, se forma la incrustacidn
y se rechaza un producto que probablemente bajo determinadas condiciones, y

a concentraciones suficientes, pudiera inhibir efectivamente la formacidn de

un depdsito incrustante.

El uso de cupones testigo no da resultados confiables. El hecho de que no se
forme incrustacién en el cupén, no necesariamente significa que el inhibidor

previene la formacién de la incrustacidn, ésta puede depositarse en otro pun
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to alejado del cupdén. Por lo tanto, un inhibidor que se ha considerado exce-
lente, de acuerdo con el resultado de la prueba, puede ser totalmente inefec

tivo.

Los equipos de prueba no reproducen las condiciones reales de incrustacion
en el campo, sin embargo, si dan una idea del efecto de un inhibidor sobre -

la precipitacién y adherencia de los cristales a una superficie.

La prueba de precipitacién es un método confiable para la evaluacién de in-
hibidores de incrustacidn, si se toma en cuenta los pardmetros que contro--

lan la cinética de cristalizacidn.

Dada la magnitud del problema de incrustaciones en nuestro medio, es necesario
recurrir a los inhibidores de incrustacién como medida preventiva y evaluar-

los antes de ser utilizados.

En los siguientes pirrafos se presenta un conjunto de pruebas desarrolladas,

que constituyen un método de evaluacidén de los inhibidores de incrustacidn.

Método de evaluacidn.- Como se establecid en capitulos anteriores, los inhibi
dores de incrustacidén de sales actlan mediante dos mecanismos: combinindose
con los iones que tienden a precipitar, para formar complejos solubles y/o -
modificando el crecimiento del cristal, permitiendo la nucleacidn, pero im-
pidiendo su posterior crecimiento. De las caracteristicas quimicas de cada
inhibidor depende el mecanismo de accidén del mismo, y en consecuencia el --
procedimiento empleado para su evaluacién. Por lo anterior, se elabord el -

siguiente programa de pruebas:

1) Pruebas de precipitacidnm.

2) Pruebas de asentamiento.

3) Pruebas dinadmicas de inhibicidén de incrustacion.
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4) Capacidad de adsorcidén en un medio poroso.
5) Velocidad de desorcidn de un medio poroso.
6) Compatibilidad.

7) Dafio permanente ocasionado en un medio poroso.

Estas pruebas se efectuaron con cuatro inhibidores de incrustacidén de BaSOy

y dos de CaCO3,

Con el objeto de hacer mds criticas las condiciones de prueba, en todos los
casos se emplearon soluciones con una elevada concentracién de iones incrus-
tantes. Con niveles de sobresaturacién mayores de los utilizados, las pruebas

resultan altamente costosas y el precipitado obtenido tiene poca adherencia.

Las soluciones anidnicas son varias veces mds concentradas que las catidnicas

ya que, bajo estas condiciones, se forman incrustaciones mds duras y adheren
(95)

tes .

Las soluciones de BaCl, y Na,;S0, se mantuvieron en la relacién de concentra-

ciones de Ba't 4 S0, existentes en el campo.

Como se aprecia en la Fig. 10, a la temperatura y concentracién de NaCl selec
cionada (25°C y 30000 ppm de NaCl), la solubilidad de Bas0, es muy baja, con

lo que se tienen mds severas condiciones de incrustacidn.

Para hacer comparativas las pruebas de laboratorio, se mantuvieron constan--

tes todas las variables mencionadas.

IV.1 PRUEBAS DE PRECIPITACION.- Cuando se mezcla una solucidén que contie-

“++

ne SOT , con otra que contiene Ba' ', se forma un precipitado blanco y crista

lino de BasO, . Si a una de las solcuiones se le afade un inhibidor de in-
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hibidor de incrustacion, que forme complejos solubles con el Ba T

% canti-
dad de precipitado disminuird de acuerdo con la eficiencia del inhibidor. --
Cuando el mecanismo de inhibicidén del producto consiste en la modificacidn

3 .z ++ o S F A
del cristal, la concentracion de Ba en solucion sera similar a la de una

prueba en blanco, pero el precipitado formado tendrd una apariencia diferen

te a la del blanco.

Por lo anterior, y con la finalidad de conocer el mecanismo de inhibicidén de
los productos a fin de evaluarlos apropiadamente, se efectuaron pruebas de

precipitacidn.

Estas pruebas consisten en mezclar 50 ml de una solucién de BaCl, de 1500 ppm
H

de Ba con 50 ml de una solucidn de NaZSO4 de 8000 ppm, a la que previa-

mente se afiade la concentracién deseada del inhibidor por probar. La segunda

solucidén contiene, ademds, la cantidad necesaria de NaCl para obtener una

concentracién final de 30000 ppm de esta sal.

Después de combinar las soluciones incompatibles, el sistema se mantiene en

observacién durante 24 horas a temperatura ambiente, se filtra y se toma una

alicuota de la solucidén en la que se determina la concentracidn de Ba++’ por
{99)

el método de Crook y Yardley .

in el caso del CaCO,, en todas las pruebas se empled el mismo procedimiento.
Las concentraciones de las soluciones de CaCl, y NajCOj empleadas fueron
de 2000 ppm de Ca™t = ;

y 9000 ppm de CO3 , respectivamente. Dado que la solu-
bilidad del CaCO3 disminuye con el incremento de la temperatura, estas - -
pruebas se efectuaron a 80°C con el objeto de tener las condiciones mis --
criticas y simular las del campo. La cuantificacién de catt en solucién se

(99)
1levé a cabo titulando el Ca'’ con EDTA ‘
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La valoracién de esta prueba se obtiene determinando el porciento de la con-

;2 + i .z :
centracion de Ba  mantenido en solucidon y observando la apariencia del pre-

cipitado formado en funcidén del tiempo.

Se considera que un producto, que forma complejos solubles con el catidn in

crustante, es un buen inhibidor si mantiene en solucidén el 807 del Ba++ o -

4+

Ca

Por otro lado, la apariencia amorfa del precipitado formado indica, cualita-
tivamente, que el mecanismo de inhibicidén corresponde al de modificacién de
cristales. La variacidn de esta apariencia con el tiempo permite conocer el

periodo efectivo de accién del producto.

IV. 2 PRUEBAS DE ASENTAMIENTO.- Cuando el mecanismo de inhibicidén de un -
producto consiste en la modificacidn del cristal, el tamafio y la densidad -
del mismo se alteran. En consecuencia, la velocidad de asentamiento del ---

(26)
cristal cambia, de acuerdo con lo establecido por la ley de Stokes 5

Existe una relacidén directa entre la concentracién de particulas sdlidas --
(100)
suspendidas en el seno de un fluido y la absorbancia del sistema « La

variacién de la absorbancia con el tiempo, proporciona una medida indirec-

ta de la velocidad de asentamiento de las particulas suspendidas.

Con fundamento en lo expuesto, se determind, indirectamente, la modifica--
cidén de los cristales al graficar la absorbancia del sistema contra el tiem
po. Se puede considerar esta grdfica como la velocidad de asentamiento del

precipitado.

Las pruebas de asentamiento consisten en mezclar 5 ml. de solucién de BaCl2

de 1500 ppm de Ba't con 5 ml de solucién de Na,S0, de 8000 ppm de SOZ con-

teniendo el inhibidor en la concentracidn deseada y NaCl en la cantidad ne-
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cesaria para dar una concentracién final de 30000 ppm de NaCl.

En un fotocolorimetro Klett Summerson se determina, a diferentes tiempos, la
absorbancia del sistema contra un blanco a 450 T/Lutilizando un filtro azul

No. 42.

De acuerdo con el comportamiento presentado por los productos, se establecid
que una velocidad de asentamiento con una pendiente mixima de 10° al cabo de
4 horas, indica una buena inhibicién de incrustacidn por modificacidn de cris

tales.

IV. 3 PRUEBAS DINAMICAS DE INHIBICION DE INCRUSTACION.- La formacidén de in
crustaciones en el campo, se efectla en un sistema dindmico. Esto hace nece-
sario incluir en la evaluacién de inhibidores, una prueba dindmica que simu-

le el proceso de formacién de una incrustacidn.

Las pruebas dindmicas efectuadas son comparativas entre si y permiten conocer
!
el comportamiento de los inhibidores sobre la precipitacidén y adherencia de

los cristales formados a una superficie.

Estas pruebas se llevan a cabo en un equipo que consiste de dos celdas; una

contiene la solucién anidénica (Na,S0, o NayCO3) ¥ la otra la solucién ca-

tidénica (BaCl, o CaCly) . El diagrama esquemdtico se muestra en la Fig. 26.
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El procedimiento de prueba consiste en mezclar 4 l.de solucidén de BaCL2 de

e =
1500 ppm de Ba ~ con 4 1. de solucidn de Na,50, de 8000 ppm de S0, , a la

que se ha afadido la cantidad de NaCl necesaria para dar en la solucidn fi-

nal 30000 ppm de dicha sal.

La solucidn anidnica y catidnica se desplazan con nitrdgeno hacia una "Y"

y de ahi a un cupdnde prueba donde se mezclan.

La mezcla de las dos aguas incompatibles da como resultado una solucidn so-
bresaturada de BaSOa y se deposita la incrustacidén en el cupén. Antes y des

pués de cada experimento se pone a peso constante el cupén. La diferencia

de peso del cupdn antes y después de la prueba, proporciona la cantidad de

BaS0, incrustada.

Las pruebas con el inhibidor se llevan a cabo en la misma forma, adicionan-

do la concentracidén deseada del mismo a la solucidn anidnica.

Para el BaS0, las pruebas se efectuaron a temperatura ambiente durante 5 mi

nutos; en el caso del CaCO3 la temperatura de prueba fue de 80°C.

Los resultados que se obtienen en esta prueba se expresan como eficiencia de

inhibicién, de cada producto, a diferentes concentraciones.
La eficiencia de inhibicidn en por ciento, se obtuvo mediante la férmula:

Ef. de inh. = 100 - mg de BaSo, incrustados a X ppm de inhibidor x 100

<}
ng de BaSO, incrustados a O ppm de inhibidor

Se considerd que un producto con una eficiencia mayor de 807%, es un buen in

hibidor de incrustacién.

Cuando los inhibidores de incrustacién se van a aplicar a un pozo mediante

la técnica de inyeccidén forzada, es necesario conocer la capacidad que tie-
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nen estos productos para adsorberse en la roca de la formacién. Dicha adsor-
cion debe ser reversible, es decir, el inhibidor debe desorberse lentamente
con el agua producida de la formacidn, con el objeto de obtener una dosifi-
cacion del aditivo, que permita la inhibicién de la incrustacién de una sal

durante un tiempo prolongado.

Si el inhibidor se aplica en lineas superficiales dosificandolo continuamen-
te, la evaluacidén del mismo queda concluida con las pruebas antes menciona-

das.

En este trabajo, los inhibidores de incrustacion de BaSO, fueron evaluados

4
para aplicarse mediante inyeccidn continua en lineas superficiales. Los in-
hibidores de Caco; se pretenden aplicar dentro del pozo mediante una técni

ca de inyeccidén forzada, por lo que fue necesario realizar con ellos las -

pruebas 4, 5, 6 y 7, antes mencionados.

IV. 4 CAPACIDAD DE ADSORCION EN UN MEDIO POROSO.- Cuando dos fases inmis-

cibles se ponen en contacto, en ocasiones, la concentracidn de una fase es

mayor en la interfase que en el seno de su solucidén. Esta tendencia del so-
(1o1)

luto a acumularse en una superficie se denomina adsorcidn . Dicho fe-

némeno se presenta debido a que los atomos en cualquier superficie estan su

jetos a fuerzas de atraccidén no balanceadas, perpendiculares al plano de la

superficie, y por lo tanto poseen una cierta insaturaciodn.

La superficie de muchas substancias son inertes en el sentido de que los re
querimientos de valencia de sus atomos estan satisfechos por enlaces con -
atomos adyacentes. Con este tipo de superficies, la adsorcidn tiene a efec
tuarse simplemente mediante fuerzas de atraccion fisicas. Esta clase de ad
sorcion se denomina adsorcién fisica o de Van der Waals. Por otra parte, -
algunas superficies estan mucho mas insaturadas y los requerimientos de sus

atomos superficiales no estdn completamente satisfechos por enlaces con los
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atomos cercanos. En la adsorcién, dicha superficie tendera a formar enlaces

quimicos con una fase vecina y este proceso se denomina adsorcidn quimica.

La diferencia entre la adsorcidén quimica y fisica radica en que en la pri-
mera hay una transferencia de electrones entre el adsorbente y el adsorbato,

lo cual no sucede en la adsorcion fisica.

La adsorcidn de un producto en un medio poroso, es un fendémeno de caracter

predominantemente fisico, que depende principalmente de la superficie espe-
(102-103)

cifica del medio . Su evaluacidn comparativa.puede efectuarse en -

forma confiable en medios porosos homogéneos, formados por arena empacada -

(104)
. En esta prueba se utilizaron empaques de arena Ottawa limpia y seca,

mallas 30-50, el procedimiento consistid en saturar el empaque de arena con
150 ml de la solucidén de inhibidor por probar a una concentracidn de 100 ppm
y a la temperatura ambiente. Al cabo de 4 horas se drend el exceso de solu-
cién de la arena, cuantificando en el fluido drenado la cantidad de inhibi=-
dor no adsorbida por la arena. Esta concentracidén de inhibidor se determind
(105)
mediante una prueba estandar de analisis de fosfatos . La diferencia -
entre la cantidad de inhibidor introducida al empaque y la detectada en la
solucion drenada, proporciondé la adsorbida por el medio poroso. Esta canti-

dad, expresada como un porcentaje de la cantidad introducida a la arena, se

reporta como la capacidad de adsorcidén del producto en el medio poroso.

De acuerdo con los resultados obtenidos se considerd que un producto tiene
buenas propiedades de adsorcién si su capacidad de adsorcién es mayor del

90%.

IV. 5 VELOCIDAD DE DESORCION DE UN MEDIO POROSO.- Aun cuando un producto
tenga buenas propiedades de adsorcidn, puede presentar un pobre comporta-

miento en una prueba de campo, a consecuencia de su rapida desorcidén de -
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la formacién. En estas condiciones el periodo de proteccidén es extremadamente
corto y su utilizacidén incosteable, por tanto, la velocidad de desorcién que
presentan los inhibidores del tipo estudiado, es una de las principales pro-

piedades para su seleccidn y aplicacidn.

El procedimiento de prueba consistié en formar empaques de arena Ottawa lim-

pia y seca, mallas 30-50. El equipo empleado se presenta en la Fig. 27

El empaque de arena se saturé con agua destilada y se calenté a 180°F. Mante
niendo la temperatura, se introdujeron al empaque 100 ml de la solucidén de
inhibidor a 500 ppm. y se dejaron en contacto con la arena durante 4 horas.
Al cabo de este tiempo se inicid la circulacidn de agua destilada a través
del empaque, lo que propicié la liberacién paulatina del inhibidor previamen
te adsorbido. Los voldmenes del efluente se recolectaron para detectar la can
tidad de inhibidor desorbida, como una funcidén de los volimenes porosos circu
lados.

Los resultados obtenidos en esta prueba se expresan graficamente como el por
centaje de la cantidad de inhibidor en el empaque, en funcién de los voldme-
nes porosos circulados. Estos resultados son comparativos entre si, por lo que
no deben considerarse sus valores absolutos,puesto que las pruebas se desarro
llan con un método confiable de laboratorio,mas no simulan las condiciones de
campo.

Se considera que el inhibidor que permanece en la arena, queda adsorbido,qui-
micamente y permanecerd en el medio poroso.Esta cantidad de inhibidor no de-
sorbible depende tanto de las caracteristicas del medio poroso, como la de -

las del inhibidor.

IV.6 COMPATIBILIDAD.- Algunos inhibidores previenen la formacidn de incrusta

ciones, pero pueden producir efectos negativos y causar dafio a la formacién.




mueras, formando sales poco solubles dentro de una formacidén productora,que
se depositan como una verdadera incrustacién; o bien pueden formar emulsiones
estables con el aceite crudo y provocar un bloqueo por emulsién. Por esta ra-
z6n es necesario efectuar pruebas de compatibilidad de los inhibidores con --
los fluidos producidos y aquellos empleados normalmente en tratamientasal pozo.
Las pruebas de compatibilidad se efectuaron con los siguientes fluidos:

1) Agua destilada

2) Agua potable

3) Solucién de cloruro de sodio (50,000 mg/1)

4) Agua dura (2,500 mg/l de CaClp y 50,000 mg/l de NaCl)

5) Acido clorhidrico al 15%

6) Crudo del campo Poza Rica

7) Agua de la formacidén Tamabra de Poza Rica

El procedimiento de prueba consistié en colocar en vasos de precipitado de
250 ml, 50 ml de cada fluido enumerado. Se adiciondé a cada vaso el inhibi-
dor, en una concentracién de 10,000 ppm. Los recipientes se taparon y se de
jaron reposar durante 24 horas en un bafio de aceite a 180°F. Al cabo de es-
te perfiodo se extrajeron las muestras del bafio de aceite, observdndose la -
compatibilidad de los productos con los fluidos aludidos.

Por lo que respecta a las pruebas con el crudo de Poza Rica, el procedimien-
to consistié en determinar la tendencia de los productos a formar emulsio--
nes. El método consiste en mezclar volimenes iguales de la solucién del in-
hibidor y aceite crudo, sometiéndolos a agitacidn durante 3 minutos, a - -
1000 rpm, con un agitador de alto ritmo de corte. La emulsién formada se
dejd reposar en un bafio de temperatura de 80°C y se tomaron, a diferentes -

tiempos, lecturas de la fase acuosa liberada.

La evaluacidn de la tendencia de los productos a formar emulsiones, se - -
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efectué comparando los tiempos de separacién de las fases crudo-agua con una

prueba en blanco.

iv. 7 DANO PERMANENTE OCASIONADO EN UN MEDIO POROSO.- Estas pruebas se --
efectuaron con la finalidad de determinar el dafio que puede ocasionar la in
yeccidén de un inhibidor que forma grumos al mezclarse con el agua de la for
macién. El procedimiento que se siguid estd basado en las normas estableci-
(106)
das por el Instituto Americano del Petrdleo . Estas pruebas consisten
en medir la permeabilidad de un nicleo a un fluido de referencia, antes y
después de circular el fluido que interesa probar. La comparacién de las -

permeabilidades mencionadas indica el grado de dafio ocasionado a la forma-

cidn.

La determinacién del dafio se efectud sobre nicleos de arenisca Berea. Los
fluidos empleados fueron: solucidén del inhibidor a 5000 ppm, salmuera de -

2500 ml/1 de CaCl2 y 50000 mg/l de NaCl vy aceite soltrol.

Los resultados obtenidos en esta prueba se expresan como el porcentaje de -
recuperacidn de la permeabilidad de referencia (permeabilidad de referencia
= permeabilidad medida después de inducir el dafio/ permeabilidad medida an-

tes de provocar el dafio).
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CAPITULO V

RESULTADOS EXPERIMENTALES

V.1 PRUEBAS DE PRECIPITACION

Los resultados obtenidos en estas pruebas, para el BaSO, y CaCO se presentan

4 3

en las Tablas 6 y 7, respectivamente. Se observa que, excepto el inhibidor "E"
ninguno de los productos probados formd complejos solubles con el Batt ) Ca++-
3

sin embargo se notaron diferencias sustanciales en cuanto a la apariencia del

precipitado obtenido con el inhibidor y sin él.

El inhibidor "E" a elevadas concentraciones mantuvo el 10% del Ca™** en solu- -
cién, y la apariencia del precipitado formado, a cualquiera de las concentra--

ciones probadas, fue diferente a la observada en una prueba en blanco.

De estos resultados, se considera que los inhibidores probados actlan princi-
palmente modificando los cristales incipientes de BasO, y CaCO3 , a excep--

cién del producto "C", el cual no presenta propiedades de inhibicién.
V.2 PRUEBAS DE ASENTAMIENTO

Los resultados obtenidos para cada uno de los productos probados, a diferentes

concentraciones, se presentan en las Figuras 28 a 33.

De estas figuras se observa que el producto "A'" (Fig. 28) inhibe la deposita-

cién de BaSO4 a concentraciones mayores de 1500 ppm.

De la Figura 29 se aprecia que el producto "B'" inhibe la depositacidn de Baso,,

a concentraciones mayores de 500 ppm. El producto "C" (Fig.30) presenta un com
portamiento similar al blanco, lo cual indica que no inhibe la depositacidn de

BaS0,.
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De la Fig. 31, correspondiente al producto '"D'", se observa un comportamiento
efectivo de inhibicidn de depositacién de BaS0O, entre las concentraciones de

4
200 a 3000 ppm.

El producto "E" de acuerdo con la Fig.,32, inhibe la depositacion de CaCOq a

concentraciones mayores de 500 ppm.

El producto "F" (Fig. 33) inhibe la depositacién de CaCOj3 a concentraciones ma

yores de 500 ppm.
V.3 PRUEBAS DINAMICAS DE INHIBICION DE INCRUSTACION
Los resultados obtenidos en estas pruebas se presentan en las Figuras 34 a 39.

De los inhibidores de incrustacidn de BaSO4 probados, Unicamente los produc-
tos "B" y "D" (Figs. 35 y 37) alcanzaron una eficiencia mayor del 80%. El pri
mero, a concentraciones mayores de 500 ppm y el producto '"D" de 200 a 1000 --

ppm, a concentraciones mayores disminuye su eficiencia de inhibicién.

El producto "A" (Fig. 34) presentd una eficiencia menor de 80% a todas las --

concentraciones probadas.

Los dos inhibidores de CaCO3 presentaron una eficiencia mayor de 80% a con-
centraciones arriba de 500 ppm. El producto "E" (Fig. 38) a bajas concentra-
ciones produce una inversidn en el proceso, promoviendo el incrustamiento de
CaC03 , lo que resulta en una mayor incrustacidén que la obtenida en las prue

bas a O ppm.

De la Figura 39 se observa que el producto "F'" a concentraciones mayores de

10000 ppm, disminuye su eficiencia de inhibicién.

V.4 CAPACIDAD DE ADSORCION EN MEDIO POROSO
Los resultados de esta prueba se presentan en la Tabla 8, donde se observa -

83



que en cuanto a capacidad de adgorcidén los productos "E" y "F" se

en la misma forma, ambos poseen buenas propiedades de adsorcidm.
V.5 VELOCIDAD DE DESORCION DE UN MEDIO POROSO

Los resultados obtenidos en esta prueba se presentan en la Figura
inhibidores de incrustacién de CaCO3 presentan un comportamiento

puede considerarse adecuado en cuanto a velocidad de desorcidn.
V.6 COMPATIBILIDAD.

Los resultados de esta prueba se presentan en la Tabla 9. Como se

comportan

40. Los dos

similar, que

observa, el

producto "F'" presenta mejor compatibilidad con todos los fluidos probados que

la exhibida por el producto "E'". El primero forma una solucién turbia con --

agua dura,en cambio el producto "E'" presenta formacidén de grumos con dicha

;2
solucion.

v.7 DANO PERMANENTE OCASIONADO EN UN MEDIO POROSO

Los resultados obtenidos de reducci6én permanente de permeabilidad,

productos "E" y "F" se presentan en la Tabla 10. Estos resultados

para los

indican el

dafio ocasionado en los nlcleos, por la inyeccién de los inhibidores "E" y

"F'", es reducido.
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CONCLUSIONES

De la investigacidn tanto bibliografica como experimental realizada en el
presente trabajo se propone: un método de evaluacidén de inhibidores de in

crustacion de sales que consta de siete pruebas referidas en el texto.

Esta serie de pruebas proporciona resultados comparativos, tomando en - -
cuenta los diferentes mecanismos de accidon de los productos quimicos, asi

como las técnicas de aplicacidn de los mismos.

El método de evaluacion permite la seleccidon de los mejores inhibidores -
para prevenir la formacion de depdsitos de sales, propiciada por aguas --

potencialmente incrustantes.

La aplicacién de este método de evaluacidn no esta restringida a los pro-
ductos que se utilizan para controlar la incrustacidon de sales en la explo
tacion del petrdleo, sino que puede hacerse extensiva a la industria en -
general, en donde se presente formacion de incrustaciones y sea necesario

emplear un inhibidor.

Aunque el método de evaluacién objeto de este trabajo se restringio a los
depdsitos de BaSO4 y CaCO3 , también puede utilizarse para incrustacio-

nes de CaSO4 y otras menos frecuentes.
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TABLA No. 6.- RESULTADOS DE LAS PRUEBAS DE PRECIPITACION DE BaSO,

Concentracién % Ba'' en Observaciones™

PRODUCTO (ppm) solucién Inicial 4 Horas 24 Horas
Blanco 0 1.0 PC PCS PCS
Inhibidor "A" 500 1.0 PA PCS PCS
Inhibidor "B" 500 1.0 PA PPAS PAS
Inhibidor "C" 500 1.0 PC PCS PCS
Inhibidor "D" 500 1.0 PA PAD PPAS
Inhibidor "A" 1500 1.0 PA PAD PAS
Inhibidor "B" 1500 1.0 PA PAD PPAS
Inhibidor "C" 1500 1.0 PC PCS PCS
Inhibidor '"D" 1500 1.0 PA PAD PPAS
Inhibidor "A" 3000 1.0 PA PAD PAS
Inhibidor "B" 3000 1.0 PA PAD PAD
Inhibidor "C" 3000 1.0 PC PCS PCS
Inhibidor '"D" 3000 5.0 ST ST ST
Inhibidor "A" 5000 2.0 ST sT ST
Inhibidor "B" 5000 5.0 ST ST ST
Inhibidor '"C" 5000 1.0 PC PCS PCS
Inhibidor "'D" 5000 5.0 ST ST ST
Inhibidor "A" 8000 2.0 ST ST ST
Inhibidor "B" 8000 5.0 ST ST ST
Inhibidor "C" 8000 1.0 PC PCS PCS
Inhibidor "D" 8000 5.0 ST ST ST
* PC : Precipitado cristalino

PA : Precipitado amorfo, tipo coloidal

ST : Solucién extremadamente turbia

PCS : Precipitado cristalino asentado

PPAS: Poco precipitado amorfo asentado

PAD : Precipitado amorfo disperso, en suspensidn

PAS : Precipitado amorfo asentado
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TABLA 7.- RESULTADOS DE LAS PRU! S .2 PRECIPITACION DE CaCO

3
Concentracién % catten Observaciones

Producto _(ppm) solucién Inicial 4 horas 24 horas
Blanco 0 0.25 PC PCS PCS
Inhibidor "E" 500 0.25 PA PCS PCS
Inhibidor "F" 500 0.25 PA PCS PCS
Inhibidor "E" 1500 4.0 ST PA PAS
Inhibidor "F" 1500 0.25 PA PCS PCS
Inhibidor "E" 3000 10.0 ST PPAS PAS
Inhibidor "F" 3000 0.25 ST PPAS PAS
Inhibidor "E" 5000 10.0 ST PAD PAS
Inhibidor "F" 5000 1.0 ST PAD PAD
Inhibidor "E" 8000 10.0 ST PAD PAD
Inhibidor "F" 8000 1.0 ST PAD PAD

* Especificaciones en la Tabla 6

95



TABLA No. 8.- CAPACIDAD DE ADSORCION DE LOS INHIBIDORES "E" Y "F"

Inhibidor % Adsorcidn
HE" 98
"Fll 98

TABLA No. 9.- COMPATIBILIDAD DE LOS INHIBIDORES "E" Y "F" CON DIVERSOS FLUIDOS

Agua des Agua Po Solucidén Salmuera HC1 Agua de Crudo de

Producto tilada table de NaCl NaCI+CaClp 15% Formacidén Poza Rica
Inhibidor "E" S T S G S G c
Inhibidor "F" S S S T S ] c

\

S: Soluble.- El producto forma una solucidén verdadera con el fluido de prueba
C: Compatible.- No se forman emulsiones estables.
T: Turbiedad.- Se observa turbiedad sin llegar a formar grumos.

G: Forma grumos.- El producto forma grumos que se aglomeran con el tiempo
y la temperatura.
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TABLA No. 10.- RESULTADOS OBTENIDOS EN LAS PRUEBAS DE DANO POR INYECCION DE
SOLUCIONES DE INHIBIDORES DE INCRUSTACION DE CaCO3

Prueba Volumen Fluido de dafio Recuperacién de la
Nimero poroso _(em”) (Sol. a 5000 ppm) permeabilidad ( % )
1 12 Inhibidor "E" 98.60
2 13 Inhibidor "F" 99.25
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@ Fuente de suministro de agua destilada

Fueme de suministro de la solucién de inhibidor

@ Unidad de calentamiento

@ Empaque de arena
@ Colector de muestras

Fig.27 -EQUIPO UTILIZADO PARA DETERMINAR LA VELOCIDAD DE DESORCION DE
INHIBIDORES.
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Fig.28 .— VELOCIDAD DE ASENTAMIENTO DE Ba SO4

CON EL INHIBIDOR "A"
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Fig.29.- VELOCIDAD DE ASENTAMIENTO DE BaSOg4
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Fig. 30- VELOCIDAD DE ASENTAMIENTO DE BaSO4
CON EL INHIBIDOR 'C"
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Fig.34 - CURVA DE EFICIENCIA DE INHIBICION
DE INCRUSTRACION DE BaSO4 PARA
EL INHIBIDOR "A"
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Fig.35 - CURVA DE EFICIENCIA DE INHIBICION
DE INCRUSTRACION DE BaSO4 PARA
EL INHIBIDOR "B"
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Fig36- CURVA DE EFICIENCIA DE INHIBICION DE INCRUSTACION
DE BaSO4 PARA EL INHIBIDOR "C"
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Fig.37 - CURVA DE EFICIENCIA DE INHIBICION DE INCRUSTACION
DE BaSO4 PARA EL INHIBIDOR "D"
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