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GLOSARIO

AGUA DE FORMACION: es el agua que se encuentra en los pozos petroleros,
puede estar emulsionada en el crudo o puede estar como agua libre.

CONCENTRACION: es la cantidad de soluto que se disuelve en relacion al solvente.
La cantidad de soluto es menor a la del solvente formando una solucién.

ESPECTROFOTOMETRIA: es un método de analisis que permite medir la radiacion
absorbida o transmitida por una sustancia midiendo la intensidad de la luz cuando
un haz luminoso pasa a través de la muestra.

ION (ES): es un atomo o conjunto de atomos que tienen una carga positiva
(cationes) y carga negativa (aniones).

INDICE DE LANGELIER: es un indice que se calcula para establecer el equilibrio
del agua y asi determinar la tendencia corrosiva o incrustante del agua.

MODELO DE PITZER: el modelo de Pitzer se basa en la interaccion iénica donde
la interaccion entre dos iones de signo opuesto y la interaccion entre iones del
mismo signo depende exclusivamente de la carga eléctrica.

PRECIPITACION: es el sélido que se produce en una disolucion por efecto de una
reaccion quimica o bioquimica. La precipitacion ocurre cuando una sustancia
insoluble se forma en la disolucion debido a una reaccién quimica o a que la
disolucién ha sido sobresaturada por algun compuesto, esto es, que no acepta mas
soluto y que al no poder ser disuelto, dicho soluto forma el precipitado.

PRINCIPIO DE LE CHATELIER: permite establecer si un sistema en equilibrio es
sometido a cambios de temperatura, presion, volumen y concentracion
contrarrestara el efecto que lo perturbd y recuperar el estado de equilibrio.

QUELACION: sustancias complejas que contienen iones metélicos y metales
pesados.

SATURACION: es cuando se incrementa la cantidad de soluto en una solucién
hasta llegar a su limite y no poder aumentar su concentracion, dos factores que
intervienen en la saturacién son la presion y la temperatura. Si se sigue afiadiendo
soluto, la solucion quedara sobresaturada.

SOLUBILIDAD: capacidad de una sustancia o un cuerpo para disolverse al
mezclarse con un liquido.

VELOCIDAD DE REACCION: es la cantidad de productos o reactivos que se
convierte en una reaccion por unidad de volumen y de tiempo. La cantidad de

15



compuestos de la reaccion, la presion, el orden de la reaccion y la temperatura
afecta la velocidad de reaccion. Por lo tanto, cuanto mayor sera la concentracion
mayor sera la velocidad de reaccion.
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RESUMEN

Este proyecto aborda uno de los problemas mas frecuentes que presenta la
industria petrolera en el proceso de produccion de crudo; este es la aparicion de
incrustaciones que se forman por la reaccion de los iones presentes en el agua de
formacién; el crecimiento de las incrustaciones resulta de los procesos de
nucleacion homogénea y heterogénea que se dan en forma paralela, y se depositan
en las tuberias de produccion, ocasionando entre otras el taponamiento en las
mismas.

En este trabajo se estudio la formacion de incrustaciones en la plataforma petrolera
ubicada en Brasil como causa de la recuperacién secundaria por inyeccion de agua
de mar desde el inicio de la produccion para garantizar la maxima produccién del
petréleo que trae consigo reduccion e incremento en costos de mantenimiento en
las operaciones de extraccion y produccion de hidrocarburos en la plataforma
maritima petrolera, siendo uno de los principales problemas a mitigar y prevenir por
las empresas operadoras.

Para dar solucion al problema de incrustacion presente en la plataforma petrolera
se disefio, evalué y recomend6 un producto inhibidor de incrustaciones para la
plataforma. Para esto se realizo la caracterizacion del agua de formacion por medio
del diagrama de Stiff para determinar el tipo de agua que se esta, utilizando los
valores de cada uno de los iones obtenidos a partir del analisis realizado a nivel de
laboratorio del agua de formacién y con la ayuda del célculo de cada uno de los
indices existentes con el fin de determinar si el agua es corrosiva o incrustante. De
igual manera con ayuda del software Scalesoftpitzer se determind el tipo de
incrustaciones que se forman en la plataforma, los resultados mostraron que las
incrustaciones son: carbonato de calcio y sulfato de bario. De acuerdo a esto se
seleccionaron seis inhibidores de tipo fosfato y polimero, debido a sus bondades
para inhibir este tipo de incrustaciones.

Por medio de pruebas de laboratorio de compatibilidad y eficiencia se determiné el
porcentaje de inhibicibn de cada uno de los inhibidores identificando el mejor
inhibidor para realizar el disefio de experimentos donde se establecid el
neutralizador y dosificacion adecuada para la aplicacion del producto recomendado;
al obtener el producto inhibidor de incrustacién se calculd el costo de este y el
margen de rentabilidad. La aplicacion de este producto se realizé directamente en
la linea de produccion donde se encuentra el agua de formacion, siendo necesario
un monitoreo constante del sistema para asegurar un tratamiento quimico favorable.

PALABRAS CLAVES: Incrustacion, inhidor, solubilidad, temperatura, pH, presion
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INTRODUCCION

En la industria petrolera, el problema de incrustaciones es frecuente en los procesos
de extraccion y produccion generalmente ocasionados por la presencia de agua en
el yacimiento. Inicialmente durante el proceso de extraccion el fluido se presenta
poca cantidad de agua de formacion, pero con el paso del tiempo la cantidad de
agua aumenta debido a que se hace una recuperacion secundaria donde el
propasito es mantener la presién por medio de la inyeccion de agua, para desplazar
el crudo hacia el pozo, como consecuencia de esto a medida que fluye el agua se
generan incrustaciones. Segin Rémulo Ornellas del Valle!, en las plataformas de
petréleo se producen principalmente problemas por deposicién de sales, como el
sulfato de bario y estroncio y los carbonatos de calcio y magnesio. Mientras que los
sulfatos se depositan debido a la mezcla de agua de mar rica en sulfatos con el
agua presente en el interior de los depdsitos de petroleo ricos en iones de bario y
estroncio, por otro lado, los carbonatos son precipitados debido al cambio en la
saturacion, que es muy sensible a variaciones de temperatura, presion y pH.

También existen otros mecanismos de producciébn como empuje por gas en
solucion, empuje por capa de gas, empuje por expansion del agua connata y
reduccion del volumen poroso, empuje hidraulico que pueden influir en la saturacion
del yacimiento. Debido a esto es necesario realizar ciertos tratamientos, ya sea por
osmosis inversa (Ol), sales de ablandamiento (suavizadores), limpiezas acidas,
eliminacién de dioxido de carbono por aireacion, el uso de NaOH, Ca (OH)2, Na2COs
o NaHCOs, inhibidores etc; esto genera sobre costos en el mantenimiento del
yacimiento y su produccién, causando pérdidas, ya que es necesario detener la
produccion del fluido para realizar estos tratamientos. ?Por esta razén se utilizan
inhibidores de tipo fosfato, polimero y Ester, los cuales son utilizados como
tratamiento quimico contra las incrustaciones eficientes a bajos costos.

Existen diferentes tipos de iones presentes en el agua de produccion, ya que el
agua es un excelente solvente y puede transportar minerales que producen sales
inorganicas, tal como lo manifiesta Nemerow® como son los Carbonatos de calcio o
calcita (CaCOs), Sulfato de Calcio o yeso (CaSOa), el sulfato de Bario o Barita
(BaS0Oa4), Sulfato de Estroncio o Celestita (SrSO4), Sulfatos de hierro o Siderita
(FeCOs3 0 FeSOa) y Cloruro de Sodio (NaCl).

Los depdsitos de Calcio, Bario, Estroncio, Hierro y demas iones presentes en las
tuberias son los responsables de la dureza del agua, ya que, dependiendo de la

1 ORNELLAS DEL VALLE, Romulo. Determinacién de la tasa de incrustaje en los cambios de calor
con la ayuda de métodos de optimizacion, RIO DE JANEIRO, RJ - BRASIL Septiembre 2012, p. 19.
2CHINA NATIONAL OFFSHORE OIL CORPORATION. Tratamiento de todo el sistema de agua
salada en una plataforma costa afuera — CNOOC, China

8 NEMEROW, Nelson. Tratamiento de vertidos industriales y peligrosos. 1998. Vol (3) P.2
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cantidad de compuestos presentes en el agua, la temperatura, la turbulencia del
flujo y pH, ocasionan que los minerales precipiten y se depositen sobre la superficie
de la tuberia. Esto conlleva a que aumente la caida de presion y la velocidad de flujo
sea menor. “Estas incrustaciones obstruyen mas del 40% del area de influencia de
la tuberia, lo que ocasiona menor produccion de crudo e impide el acceso de las
herramientas de reparacion en el interior del pozo.” Para prevenir la formacion de
incrustaciones, es necesario utilizar un inhibidor como tratamiento quimico.

El inhibidor recomendado para el desarrollo de este problema ataca
progresivamente las incrustaciones formadas solubilizandolas en medio acuoso y
descomponiendo los iones, para evitar o reducir las incrustaciones que generan
dafios graves e irreversibles en el yacimiento, segin Quintanilla® algunos de los
dafios son: afectacion de equipos de produccién en fondo y facilidades de superficie,
disminucién en las areas efectivas de flujo en las lineas de produccion. Debido a
esto se hace necesario realizar limpiezas acidas y mecanicas, que generan dafios
en las tuberias y costos para los operadores.

De acuerdo con lo anterior se hace necesario evaluar diferentes inhibidores que
presenten la menor cantidad de efectos secundarios como formacién de
precipitaciones o formacién de cristales que causen taponamientos, que ademas
permitan la reduccién de costos y por supuesto reduzcan el problema de las
incrustaciones.

4 CRABTREE, Mike, et al. La lucha contra las incrustaciones — Remocion y prevencion. Otofio
1999. Texas Estados Unidos. P 31.

5 QUINTANILLA. Guillermo. Evaluaciéon del dafio por precipitacién y depositacion de escamas
minerales en la fase piloto de un proyecto quimico ASP (Alcali-Surfactante-Polimero) en un campo
de petroleo en Colombia. Medellin-Colombia. Tesis Doctoral. Universidad Nacional de Colombia. P
29
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Identificar un producto inhibidor de incrustacién para evitar el taponamiento de las
lineas de produccién de una plataforma petrolera.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

* Caracterizar fisica y quimicamente el agua de formacion de la plataforma
petrolera.
* Seleccionar el inhibidor de acuerdo con la caracterizacion del agua de formacion.

* Determinar la cantidad de inhibidor para prevenir la incrustacion.

* Determinar los costos y el margen de rentabilidad del proyecto.
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1. MARCO TEORICO

En este capitulo se trabajé cada uno de los conceptos planteados que esta
relacionado con el problema tratado el cual es la formacion de incrustaciones en las
tuberias de las lineas de produccién y asi comprender cada uno los factores que se
involucran.

1.1 INCRUSTACIONES

Son precipitaciones de los iones que contiene el agua que se depositan en las
tuberias causando taponamiento de estas y equipos que se utilizan para la
produccion o extraccion del crudo. Segun Gonzalez® esto también puede ocurrir en
yacimientos donde se emplea la inyeccién de agua como sistema de recuperacion
mejorada, o al utilizar gas con alto contenido de CO:2 y otros contaminantes. Las
incrustaciones mas comunes son: sulfato de bario, carbonato de calcio, Sulfato de
Calcio, y compuestos de hierro.

Figura 1. Formacion de
incrustacion en una tuberia

-

Fuente: CRABTREE, Mike, et al.
La lucha contra las incrustaciones —
Remocion y prevencion. Otofio
1999. Texas Estados Unidos. {en
linea} Disponible en:
https://www.slb.com/~/media/Files/
resources/oilfield_review/spanish9
9/aut99/p30_49.pdf

6 DAVILA GONZALEZ, Vicente. Compuesto estabilizado eliminador e inhibidor de incrustaciones en
tuberias, Geo Estratos, S.A. De C.V, mayo 17 de 2011. P 3.
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Uno de los problemas de la industria petrolera en la fase de produccion es la
acumulacion de precipitacion de iones que con el tiempo van formando una capa
gruesa de compuestos como se observa en la figura 1 donde se observa como en
el interior de la tuberia hay presencia de incrustacion, las cuales causan dafios en
las lineas de produccién y como consecuencia de esto la reduccion en la produccion
de crudo. Cabe resaltar que la proteccion de las tuberias contra la formacion de
incrustaciones se lleva a cabo confiriéndole al agua un caracter ligeramente
incrustante para formar una pelicula aislante sobre las paredes para protegerlas de
la corrosion, pero limitando el fendmeno a fin de evitar una obstruccion de los tubos
y la alteracion de la presién y funcionamiento de la red de agua potable.’

1.2 PROBLEMAS GENERADOS POR LAS INCRUSTACIONES PRESENTES EN
LAS TUBERIAS DE PRODUCCION

Entre los problemas que pueden ocasionar las incrustaciones en el sistema de
produccién encontramos:

e Bloqueo del flujo normal del fluido cuando se forma una capa gruesa de
precipitacion de minerales sobre las tuberias de produccion.

e Deterioro o recubrimiento de los equipos del sistema, como las valvulas o
mandriles, en otros casos puede llegar a ocasionar un dafio mayor cuya Unica
solucion sea el cambio de tuberias o equipos.

e Aumento de costo, ya que la solucién para arreglar los problemas generados por
las incrustaciones, a las industrias cuestan millones de ddlares por afio en
términos de produccidn.

1.3 ORIGEN DE LAS INCRUSTACIONES

El agua es el solvente universal el cual al interactuar con los minerales que estan
presentes en las formaciones se precipitan saturando el sistema de extraccion y
produccion del yacimiento. De acuerdo con Marti® la precipitacion de los iones se
presenta cuando se perturba el estado normal del agua, esta se desequilibra
haciendo que el limite de solubilidad de los componentes se sobrepase. La
solubilidad es dependiente de la temperatura y la presion, cuando la primera
variable aumenta la otra disminuye; se aumenta la solubilidad de los minerales
presentes en el agua y como consecuencia de esto se forman las incrustaciones.

7 DE SOUSA, Cristina; CORREIA, Angelina y COLMENARES, Maria Cristina. Corrosion e
incrustaciones en los sistemas de distribucién de agua potable: Revision de las estrategias de
control. En: Boletin de Malariologia y Salud Ambiental, Bol Mal Salud Amb v.50 n.2 Maracay dic.
2010

8 MARTI, Fernando Burriel. Quimica analitica cualitativa. Editorial Paraninfo, 2002, p. 286
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1.3.1 Mezclas incompatibles. Segun Snoeyink y Jenkins® existen diferentes clases
de agua, que en su composicion son incompatibles entre si, por lo tanto, al
mezclarse se puede presentar un desequilibrio, lo que ocasiona que se comience a
precipitar los iones de cada una. La incompatibilidad entre aguas puede darse de
tres formas:

La primera, cuando se mezcla agua de mar (rica en Calcio Ca*) y agua de formacion
proveniente de los pozos (rica en Calcio Ca* y Bario Ba?*): estos dos iones son los
que mas se incrusta. La segunda cuando el agua dulce, aunque no presenta gran
cantidad de Calcio Ca* puede llegar a incrustar si se mezcla con el agua de
formacién debido a que presenta diferentes composiciones y la tercera cuando el
agua de formacién que sale directamente de los pozos se mezcla con agua de
inyeccion, esto conlleva al rompimiento del equilibrio que tiene cada una, haciendo
gue sus iones se precipiten por la diferencia de solubilidades.

La mezcla de estos fluidos en la matriz cercana a la cara del pozo generalmente
produce nuevos fluidos con concentraciones combinadas de iones que superan los
limites de solubilidad de los sulfatos. La mezcla de aguas incompatibles tiene lugar
en las tuberias de produccion, lo cual producen incrustaciones, que se pueden
eliminar tanto quimica como mecanica.®

1.3.2 Auto sedimentacion. Cuando existen cambios en la temperatura y presion que
experimenta el agua de formacion se presentan cambios en el limite de solubilidad
de los iones generando incrustaciones.

1.3.3 Incrustaciones inducidas por la evaporacién. La produccién de gas de
hidrocarburos y la salmuera de formacion generan incrustaciones las cuales
aparecen cuando la presion disminuye en las tuberias de produccion, el volumen de
gas se expande y por lo tanto la salmuera comienza a evaporarse, esto produce
iones disueltos los cuales superan la solubilidad del mineral presente en el agua.

1.4 FACTORES QUE INFLUYEN EN LA APARICION DE LAS INCRUSTACIONES

Existen factores fisicos que influyen en la aparicion de incrustaciones en la mayoria
de los casos estos no se pueden controlar, por lo tanto, es importante conocer el
tratamiento que se debe efectuar para poder reducir los problemas generados por
las incrustaciones.

De acuerdo con lo anterior es necesario abordar un concepto muy importante y es
el de solubilidad, de acuerdo con Changla solubilidad es la cantidad méaxima de

9 SNOEYINK, V y JENKINS, D. Quimica del agua. Ed. Limusa, México, pp. 13-26. 2004
10 CRABTREE, op. cit, p. 36

11 CHANG, R. Quimica. McGraw Hill. México, 2010, p.531
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soluto que es capaz de disolverse en una determinada cantidad de un disolvente a
una temperatura determinada.

1.4.1 lones. La composicion del agua (ya sea agua de formacion, agua de
inyeccion, agua de mar o agua dulce), pueden presentar baja solubilidad, lo que
permite que los iones puedan precipitarse facilmente formando compuestos, esto
se debe por cambios leves o agresivos fisicos en el sistema. En la tabla 1 se
muestran los iones mas comunes que estan presentes en el agua.

Tabla 1. lones presentes en el agua de formacién

lones catidnicos lones anidnicos
Bario Ba?* Cloruro CI-
Calcio Ca? Bicarbonato HCO?3"
Potasio K* Sulfato S04 &
Sodio Na* Acetato C2H302-
Aluminio  AIR*

Hierro Fe2*

Magnesio Mg?*
Estroncio Sr?*
Fuente: elaboracion propia

1.4.2 Temperatura. Esta variable afecta directamente la solubilidad de los iones ya
gue al aumentar o disminuir la temperatura la solubilidad de estos cambia; en la
figura 2 se muestra la relacion existente entre la temperatura y la solubilidad de los
iones. Teniendo en cuenta lo anterior y segiin Riafio? Al aumentar la temperatura
la solubilidad aumenta para muchas sustancias; sin embargo, hay excepciones, por
lo tanto, la mejor manera de determinar la relacion es por experimentacion.

12 RIANO, N. Fundamentos de Quimica Analitica Basica—Analisis Cuantitativo, Editorial Universidad de Caldas,
2007. Consultado on-line, junio de 2018, p. 27.
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Figura 2. Solubilidad vs Temperatura
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Fuente: CRABTREE, Mike, et al. La lucha contra las
incrustaciones — Remocién y prevencién. Otofio
1999. Texas Estados Unidos {en linea} Disponible
en:
https://www.slb.com/~/media/Files/resources/oilfield
_review/spanish99/aut99/p30_49.pdf

De acuerdo con la figura 2 solo el yeso, la anhidrita y el sulfato de Bario presentan
una disminucion en su solubilidad al aumentar la temperatura para el resto de los
minerales aumenta su solubilidad. En la tabla 2 se presentan los valores de
solubilidad de cada incrustacion

Tabla 2. Solubilidad de cada una de las
incrustaciones

Incrustacion Solubilidad
(mg/l)
Sulfato de calcio 2080
Sulfato de Estroncio 129
Carbonato de Calcio 53
Sulfato de Bario 2,3

Fuente: elaboracién propia
1.4.3 Presion. Cuando existe una caida de presion disminuye la solubilidad del

carbonato de calcio CaCOs, y, por tanto, incrementara la relacion de saturacion de
este

25



1.4.4 pH. El pH del agua de formacién es un factor que favorece la aparicion de
incrustaciones. Segln Maximino Lorenzo Vallejo'® hay una diferencia importante en
la quimica acuosa de las incrustaciones de sulfatos e incrustaciones de carbonatos/
sulfuros. Mientras los sulfuros son mas o menos independientes del pH hay una
fuerte dependencia del pH en la solubilidad de los carbonatos/ sulfuros.

1.5 EQUILIBRIO QUIMICO

El equilibrio quimico se da cuando la velocidad de reaccion a la que se forman los
productos a partir de reactivos es igual a la velocidad a la que se forman reactivos
a partir de productos!4, como se observa en la siguiente reaccién donde A, B, Cy D
son compuestos quimicos y a, b, ¢ y d son los coeficientes estequiométricos de la
ecuacion quimicamente balanceada:

aA+ bB & cC+dD
La constante de equilibrio es la expresion de equilibrio de la reaccién la cual es el
valor numérico que se obtiene al sustituir presiones parciales o concentraciones
molares en la expresion de la constante de equilibriol®; esta se expresa en la
ecuacion 1, donde la concentracion de los productos estd en relacion con la
concentracion de los reactivos cada uno elevado a sus correspondientes
coeficientes estequiométricos los cuales equilibran la reaccion.

Ecuacién 1. Constante de equilibrio
[C]°[D]
[A]*[B]”

Ke =

Cuando la constante de equilibrio es mayor a 1 la reacciéon se da hacia los
productos, caso contrario, cuando la constante de equilibrio es menor a 1 la reaccion
se da a favor de los reactivos.1®

1.5.1 Efecto de la temperatura sobre la constante de equilibrio. El principio de Le
Chatelier es un principio que permite predecir los efectos de un sistema en equilibrio
cuando es perturbado por el cambio de la temperatura, modificacién de la presiéon o
cambio en las concentraciones de alguno de los componentes, el sistema
desplazara su posicion de equilibrio de modo que se contrarreste el efecto de la
perturbacion.t’

13 LORENZO,op. Cit, p. 26.
14 CHANG, op. Cit, p 562

15SBURSTEN, LeMay Brown. Quimica la ciencia central Novena Edicién Pearson, p.580
16 CHANG, op.Cit, p. 554..

17 BURSTEN LeMay Brown. Quimica la ciencia central Novena Edicién Pearson, p.594
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Segun a lo anterior cuando la temperatura aumenta se afecta las reacciones
quimicas en el sentido de aumentar su velocidad; el equilibrio quimico se desplazara
en el sentido de la reaccion que absorba calor y viceversa'®. Es decir, cuando se
aplica mas calor a una reaccion exotérmica se presenta un aumento de temperatura
que perturba los productos de la reaccidn y por lo tanto para evitar la perturbacion
las moléculas de producto reaccionan para dar moléculas de reactivos y el punto de
equilibrio se desplaza hacia la parte de reactivos. Segun Maximino Lorenzo Vallejo
la constante de equilibrio de una reaccion exotérmica disminuye cuando se eleva la
temperatura. La constante de equilibrio de una reaccion endotérmica aumenta al
incrementar la temperatura.*®

1.5.2 Efecto de la presién sobre la constante de equilibrio. Las reacciones que se
encuentran en estado soélido o liquido al tener un cambio de presion no tiene un
efecto sobre el punto de equilibrio de la reaccién. Pero cuando la reaccion se
encuentra en estado gaseoso el punto de equilibrio se ve afectado por la presion.

al(gy + bB(gy < cC(gy +dDg

La ecuacion 2 muestra cdmo se calcula la constante de equilibrio de los
componentes en fase gaseosa. Esta se calcula dividendo las presiones parciales de
los productos sobre los reactivos, teniendo en cuenta que cada uno esta elevado a
sus correspondientes coeficientes estequiométricos los cuales permiten que la
reaccion este balanceada

Ecuacion 2. Constante de equilibrio en relacion de la
presibn de cada uno de los componentes en fase
gaseosa

De acuerdo con el principio de Le Chéatelier el aumento de presion ocasiona un
cambio de equilibrio que tendera a contrarrestar el efecto del incremento de
presion??; es decir en el caso siguiente cuando se tiene la siguiente reaccién como

a continuacion se presenta:

2A+B-2C

18 L ORENZO,op. Cit, p.9
19 L ORENZO,o0p. Cit,.p.9
20 L ORENZO, op.Cit, p. 10.
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Al presentarse un aumento de presion se desplazara el equilibrio de la reaccion
hacia el numero de moles mas pequefio y se formaran mayor cantidad de producto
en este caso C, en caso contrario si la presion se disminuye se favorece la formacion
de los reactivos Ay B.

La concentracion de liquidos y solidos puros sera 1 en la expresion en equilibrio
(Kp). Esto es igual a cuando se calcula Ke; puede utilizarse Kp en aquellas
reacciones que incluyen sélidos y liquidos puros ya que estos no se incluyen en la
expresion de equilibrio.?!

1.5.3 Efecto de la concentracién sobre la constante de equilibrio. La constante de
equilibrio se obtendr& para todas las diferentes concentraciones iniciales a diferente
temperatura.??

1.6 TIPOS DE INCRUSTACIONES

Como se mencion6 anteriormente la presencia de iones y la precipitacion de estos
hacen que se vayan formando compuestos que posteriormente se van depositando
en la superficie de las tuberias formando las incrustaciones. Entre los compuestos
que comunmente se forman se encuentran:

1.6.1 Carbonato de Calcio (CaCOs). Es una de las incrustaciones mas frecuentes
en los yacimientos, esta se le conoce también como calcita. La aparicion de estas
incrustaciones se presenta con el aumento de la temperatura, es muy comun
encontrarlas en zonas donde hay altas temperaturas. El carbonato de calcio se da
cuando hay una reaccion entre los iones de calcio y carbonato o bicarbonato como
se observa a continuacion.

Ca*? + CO0;™% - CaCo0;

Cuando se da la disolucion de los minerales de las rocas carbonatadas estas
interacttan con el agua de formacion al fondo del pozo el cual perturba el equilibrio
del sistema. Para el caso de la calcita al momento de perforar el diéxido de carbono
que esta en estado gaseoso presente al interior del pozo se difunde en el agua:

CO,+H,0 <H,CO,
Esta difusion del diéxido de carbono en el agua se da por la presion parcial del
didéxido de carbono en fase gaseosa en contacto con el agua de formacién, esto
hace que se forme acido carbdnico, el cual se ioniza de la siguiente manera:

21Célculo de la constante de equilibrio Kp usando presiones  parciales
es.khanacademy.org/science/chemistry/chemical-equilibrium/equilibrium-constant/a/calculating-
equilibrium-constant-kp-using-partial-pressures

22 LORENZO, op.Cit, p. 11.
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H,CO5; & H*+CO0;"

Al tener presencia de CO:2 en el pozo aumenta la solubilidad del carbonato de calcio
en el agua, lo que forma acido carbdnico que se disocia haciendo que la solubilidad
del carbonato aumente; por lo tanto, es mas facil que se precipite, esto tiene un
efecto en el pH del agua, el cual disminuye en la siguiente reaccion se muestra la
formacion del carbonato de calcio.

Ca*?+ 2HCO; - CaCOs + CO, + H,0

En la Figura 3 se observa la presencia de incrustaciones de carbonato de calcio al
interior de la tuberia, los cuales son cristales de gran tamafio que con el tiempo se
van aglomerando hasta el punto de reducir el espacio al interior de las tuberias
obstruyendo el paso del fluido.

Figura 3. Presencia de Carbonato de
Calcio al interior de las tuberias.

R 3 gy
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Fuente: inhibidores de escala Aqua
Phoenix Solutions | Navi Mumbai,
Maharashtra. Disponible en:

https://www.iagua.es/blogs/luis-martin-
martinez/mitos-y-timos-agua-
descalcificadores

1.6.2 Sulfato de Bario (BaSO4). Esta es una de las incrustaciones mas dificiles de
prevenir ya que es una de la mas insoluble por lo que son resistentes tanto a
tratamientos quimicos como mecanicos. Esta reaccion se da entre el ion Bario y el
ion Sulfato como se observa en la siguiente reaccion.

Ba*? + S0,”* - BaS0,
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Estas incrustaciones pueden presentarse a temperatura ambiente por lo que son
comunes en los yacimientos. En la figura 4 se puede observar la formacion de
sulfato de Bario también conocido como Barita.

Figura 4. Formacion de Barita

Fuente: MARTINEZ, Luis Martin Mitos y timos del agua:
Descalcificadores. Disponible en:
https://www.iagua.es/blogs/luis-martin-martinez/mitos-y-
timos-agua-descalcificadores

1.6.3 Sulfato de Calcio (CaSOa). Son cristales mas pequefios que los del carbonato
de Calcio. La solubilidad de estas incrustaciones aumenta cuando se presenta un
incremento de la temperatura, disminucion de la presion y aumento del pH. Ver
figura 5.

Esta incrustacion se presenta cuando los iones de Calcio y el sulfato reaccionan
formando sulfato de calcio (CaSOa).

Ca*?+ S0,7% - CaSo,
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Figura 5. Sulfato de Calcio en tuberia

>

Fuente:aguas duras — Incrustaciones y
formacion de sarro. Disponible en:
http://panachlor.com/?p=20

1.7 FORMACION DE LAS INCRUSTACIONES

Existen dos vias por las cuales los iones comienzan a unirse para formar las
incrustaciones, estas son: por nucleacibon homogénea o por nucleacién
heterogénea. A continuacion, se describird cada una de estas.

1.7.1 Nucleacién homogénea. Cuando un fluido se satura, los iones se
desestabilizan, lo que ocasiona que diferentes iones se agrupen hasta que se forme
cristales imperfectos, a esto se le denomina nucleacion homogénea, esto se
observa en la figura 6, donde a medida que se van formando cristales llegan iones
que se van agrupando en los sitios donde la superficie es imperfecta. La energia
necesaria para que el cristal crezca proviene de la reduccion de la energia libre de
la superficie del cristal que disminuye a medida que aumenta el radio, una vez
superado un cierto radio critico.?

23 CRABTREE, op.cit, p. 32
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Figura 6. Nucleacién
Homogénea
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Fuente: CRABTREE, Mike,
et al. La lucha contra las
incrustaciones — Remocion y
prevencion. Otofio 1999.
Texas [Estados Unidos.
Disponible en:
https://www.slb.com/~/medi
a/Files/resources/oilfield_rev
iew/spanish99/aut99/p30_49
pdf

1.7.2 Nucleacion heterogénea. La nucleacion heterogénea se da en la superficie de
las tuberias de produccién que tienen contacto con el fluido.
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Figura 7. Nucleacién
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En la figura 7 se observa como la acumulacion de incrustaciones ocurre cuando la
presién de fluencia coincide con la presion del punto de burbujeo. La compresién de
los fendmenos de nucleacion permite el desarrollo de productos inhibidores de
incrustacion que estan disefiados para atacar la nucleacion y los procesos de
formacion de incrustaciones.?*

1.8 CONTROL DE INCRUSTACIONES

Existen dos tipos de métodos para poder controlar las incrustaciones, uno por
medido de tratamiento quimico y otro por tratamiento no quimico.

1.8.1 Tratamiento quimico. Este tratamiento sirve para prevenir, reducir y/o retardar
las incrustaciones que se forman en las tuberias, ya que, por medio de uso de
inhibidores que son productos quimicos aplicados con una dosificacion adecuada,
son buenos contrarrestando los depdsitos de minerales. Existen dos tipos de
inhibidores tanto organicos e inorganicos.

24 CRABTREE, op.cit, p. 33
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o Inhibidores Organicos. Estos inhibidores son utilizados con frecuencia en la
industria ya que no presentan problemas de reversibilidad, es decir, estos al
mezclarse con las incrustaciones no forman compuestos nuevos. Por lo
general, este tipo de inhibidores se inyectan de forma continua por medio de
bombas en la superficie 0 en los pozos inyectores. Existen tres tipos de
inhibidores mas comunes, los esteres organicos, los fosfatos organicos y los
polimeros organicos.

o Esteres. Los ésteres se forman a partir de la union de &cidos con alcoholes.

Los esteres mas comunes utilizados en la industria son los amino fosfatos
esteres y el alcohol fosfato esteres.

Ventajas

o Son solubles en aceite, por lo tanto, pueden ser mezclados con inhibidores de
corrosion

o Sirven para inhibir las incrustaciones tanto de sulfato como carbonato, aunque
son excelentes inhibiendo el sulfato de calcio (CaS0Oa4)

Desventajas
° Tienden a formar emulsion cuando se mezcla con aceite.

o No se puede utilizar en sistemas de alta temperatura, ya que son estables a
100¢° C.

. Cuando se utilizan concentraciones altas en salmueras con alto contenido de
calcio, este tiende a revertirse y por lo tanto ocasionar problemas.

o Fosfatos. Son inhibidores buenos en la inhibicion el carbonato de calcio
(CaCOgs). Los mas utlizados son los ATMP (Amino Trimetileno Acido
Fosfonico), HEDP (1- Hidroxietilideno -1, acido 1-Difosfonico), EDTMP (etilen

diamina tetra), HMDTMP (Hexametilendiamintetra), DETPMP (Dietilentriamina
penta), BHMTPMP (Hexametileno Triamina Penta).

Ventajas
o Son Estables a altas temperaturas.
e  Su solubilidad en otros compuestos es mejor.

. A diferencia de los esteres son solubles a altas concentraciones en salmueras
con alto contenido de calcio, por lo que no se revierten.
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. No forman emulsiones.

Desventajas

o Para que se inhiban las incrustaciones se necesita una alta concentracién de
este.

o Pueden formar trifosfato de calcio Ca (POa)s, el cual no tiene propiedades de
inhibicion lo que puede llegar a ocasionar problemas, si el pozo se somete a
una sobreexposicion de este inhibidor.

o Polimeros. Son compuestos de cadenas largas. Comunmente se utilizan los
poliacrilatos, poli metacrilato, poliacrilamida y polimeleato los cuales sirven
para inhibir el carbonato de calcio (CaCOs3), sulfato de bario (BaSOa4), sulfato
de calcio (CaS0a) y sulfato de estroncio.

Ventajas

e  Son excelentes inhibidores a bajas concentraciones.
o Se pueden utilizar a altas temperaturas.

e Son altamente compatibles con salmueras de alta concentracién de calcio y
aceites.

e Acidos poli organicos. Este inhibidor esta basado en la molécula de &cido
etilendiamina tetra acético (EDTA) la cual actia por medio del método de
guelacién, el secuestrante se mezcla con un atomo de calcio y forman un
compuesto que es altamente soluble lo que permite que el sulfato y el
carbonato no se precipiten para formar incrustaciones. A pesar de que se
necesiten grandes cantidades de este &cido se utiliza muchas veces para
remover depdsitos de sulfato de calcio (CaSOa).

o Inhibidores inorganicos. Son inhibidores que pueden tener una alta y baja
solubilidad en el agua lo que es una ventaja al momento de querer controlar
una inhibicién, pero tienen un elevado costo.

o Polifosfatos simples. Son sélidos inorganicos no cristalinos que por lo general
contienen sales de sodio y sales de potasio. Existen tres tipos de polifosfatos
simples.

- Hexametasfosfato de sodio o potasio

- Triposlifosfato de sodio o potasio
- Tetrapirofosfato de sodio o potasio
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La desventaja de utilizar este inhibidor es que puede presentar reversion es decir
que el fosfato pierda efectividad como inhibidor a medida que pasa el tiempo

Ventajas

o Son sustancias solubles en agua y en salmueras

o Este inhibidor se puede utilizar de tipo solido o se puede disolver en agua, para
utilizarlo de forma liquida.

Desventajas

o En ocasiones presenta reversion, es decir, se hidroliza el fosfato formando
ortofosfatos los cuales al reaccionar con el calcio forma fosfato de calcio que
es insoluble.

o Con el tiempo va perdiendo la capacidad de inhibicién.

e Se pueden ver afectados por variables como el pH que al disminuir puede
ocasionar que su reversidn sea mas rapida y por lo tanto pueden llegar a
precipitar.

1.9 PREDICCION DE INCRUSTACIONES

Para la determinacion de la prediccion de las incrustaciones es necesario
determinar los indices de estabilidad de agua, los cuales pueden ser calculados por
medio de aplicaciones. Para esto es necesario el analisis fisico — quimico del agua:
estos indices también permiten clasificar el agua. Existen tres tipos de clasificacion:

. Aguas corrosivas: es agua que presentan propiedades corrosivas, es decir que
el metal tiende hacer desgastado por una accion electroquimica que genera
dafos en su superficie.

. Aguas agresivas: son aguas que al tener presentes CO: este puede llegar a
disolver la cal.

. Aguas incrustantes: es agua que al pasar por tuberias suele tener iones que
pueden disolverse segun su solubilidad y cambios en factores fisicos, pueden
causar precipitaciones generando carbonato de calcio, sulfuro de Bario, entre
otros compuestos ocasionando incrustaciones.

Los indices permiten determinar la tendencia con que el carbonato de calcio puede

depositarse, para esto se evalla el equilibrio del agua en relacion con su caracter
incrustante o corrosivo. Cada uno de los indices se determinan por medio de
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formulas que se tomaron de la Fundacién Centro canario del Agua?®; a continuacion,
se muestra cada uno de los indices.

1.9.1 indice de Langelier. El indice de Langelier también llamado indice de
saturacion permite determinar la tendencia de precipitacion del carbonato de calcio
(CaCOg3) y asi saber si el agua de formacién esta saturado, sobresaturado, o infra
saturado.

Para la determinacion del indice de Langelier (LSI), es necesario determinar la
temperatura en el que se encuentra el agua, para asi poder calcular el equilibrio del
agua con respecto a su caracter incrustante o corrosivo. El indice de Saturaciéon se
calcula por medio de la Ecuacién 3 la cual es la diferencia del pH de saturacion
(pHs) y el pH del agua.

Ecuacidn 3. indice de Langelier
LSl = pH — pHs

Si el LSI <0, el agua tiene tendencia a ser corrosiva

Si el LSI = 0, el agua se encuentra en equilibrio quimico

Si el LSI > 0, el agua tiene tendencia a ser incrustante

Para calcular el pHs (pH de saturacion) es necesario tener encuentra la temperatura

Ecuacion 4. Calculo del pH de saturacion

pHs = (93 + A+ B) — (C + D)

Donde,

1
A= 10 (log(solidos totales disueltos) — 1)
B = —13.121og[ T (°C) + 273.15] + 34.55

mgCaCO;
= togee (F5=)

o mgCaCo3
D = log[alcalinidad total (—)]

1.9.2 indice de Oddo y Thomson. Oddo y M. Thomson fueron investigadores de la
Ryce University, en 1982 estudiaron el indice de Stiff y Davis. Con la misma

25 GONZALEZ. E; PARRA M. y HERNANDEZ M, Calculo De los indices de Langelier (Simplificado),
LSI (SM2330), Ryznar, Puckorius, Larson — Skold, Dureza y Alcalinidad. Fundacion Centro Canario
del Agua.
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informacion de Stiff y Davis desarrollaron un IS (indice de saturacién) que en lo
posible siga a Stiff-Davis en el rango en que sea posible calcular ambos

a) Stiff y Davis no pueden calcularse por encima de 194°F (98°C)

b) Todos los indices requieren conocer el pH del agua lo cual no es sencillo
debido a que se presenta a altas presiones y temperaturas. El efecto del CO:2
es significativo para el pH del agua debido a la presién parcial de este, lo que
hace que se aumente.

El indice de Oddo y Thompson para CaCOs es un algoritmo que evita “medir” el pH
en cualquier condicién no ambiente. Con la misma informacion de Stiff y Davis
desarrollaron un Is (indice de saturacion) que, cuando sea posible siga a Stiff-Davis
en el rango en que sea posible calcular ambos.?®

Mediante Oddo-Thomson el Is puede calcularse entre 32 y 392°F y entre 14,7 y
20014,7 psia

. Un Is positivo indica una solucién capaz de precipitar CaCO3.

. Un Is con valor 0 es una solucion en equilibrio.

. Un Is negativo indica una solucion que puede disolver CaCO3

1.9.3 indice de Ryznar. Este es un indice que permite determinar la tendencia de
precipitacion del carbonato de calcio (CaCOs3). Este indice es semi- empirico, por lo
tanto, no es muy confiable al momento de determinar la tendencia del agua. Para
determinar este indice, como se observa en la figura 5, se debe realizar la diferencia
entre dos veces el pH de saturacién y el pH del agua ya que Ryznar revel6 que las
aguas de baja y alta dureza tiene el indice de incrustacion de Langelier casi iguales.

Ecuacion 5. indice de Saturacion de Ryznar

RSI = 2(pHs) — pH

Si, RSI > 9, levemente corrosiva el agua
7.5 <RSI <9, corrosiva
7 <RSI < 7.5, altamente corrosiva
6 < RSI < 7, el agua puede ser corrosiva o incrustante
5 < RSI < 6, levemente incrustante
RSI < 5, altamente incrustante

Al igual que el indice de Langelier el pHs, ver ecuacion 6:

26 ESTUDIOS Y SERVICIOS PETROLEROS S: R: L., Incrustaciones en aguas coproducidas:
Carbonato de calcio, Ciudad Autbnoma de Buenos Aires, p. 6-7
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Ecuacion 6. Calculo del pH de saturacion

pHs = (93 + A+ B) — (C + D)

Donde,

1
A= 10 (log(solidos totales disueltos) — 1)
B = —13.12log[ T (°C) + 273.15] + 34.55

mgCaCO
C = log [ca (—g L 3)]

o mgCaCo3
D = log[alcalinidad total (—)]

1.9.4 Indice de Puckorius. Este indice también llamado (Practical Scaling Index) en
vez de utilizar el pH del agua utiliza el pH del sistema en equilibrio como se observa
en la ecuacion 7.

Ecuacion 7. indice de Saturacion de Puckorius

PSI = 2(pHs)LSI — pHeq

Para calcular el pH del sistema en equilibrio (pHeq), se debe utilizar la ecuacion 8

Ecuacion 8. Calculo del pH del sistema en equilibrio

pHeq = 1.465*|0g [Alcalinidad] + 4.55

De acuerdo con el valor del indice de Puckorius (PSI) se determina la tendencia

Si, PSI > 6.5, tiende a que el agua corroa

4.5 < PSI < 6.5, Es un rango donde el agua ni incrusta

1.5 < PSI, el agua tiende a incrustar

1.9.5. indice de Larson — Skold (Lal). Es util para aguas equilibradas y también las
depuradas en especial las aguas frias (<20 © C). Con aguas con alcalinidad muy
baja (por ejemplo, aguas desaladas) o alcalinidad muy alta (aguas subterraneas
afectadas de invasién marina, como por ejemplo las aguas de Tenerife) no funciona
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bien. Larson considera los cloruros, los sulfatos y alcalinidad total, para calcular este
indice utiliza la ecuacion 9:27

Ecuacién 9. indice de Larson — Skold

([CI7] + [S04]7)
([HCO37] +[CO5]7)

Lal =

De acuerdo con el valor obtenido se puede determinar la tendencia del agua

Si, Lal < 0.8, no tiende a corroer
1.2 < Lal < 0.8, Tiende a corroer

1.2 > Lal, altamente corrosiva

Entendiendo cada uno de los aspectos que se relacionan con las incrustaciones
se dard a continuacion solucion al problema de incrustacion en las tuberias de la

plataforma petrolera.

27 PANCORBO, Francisco J. indices de estabilidad del agua: indices de Langelier (IS), Ryznar (IR),
Puckorius (PSI) y Larson — Skold (IRL), jueves, 19 de mayo de 2011
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2. CARACTERIZACION DEL AGUA DE FORMACION DE LA PLATAFORMA

Para la evaluacion del inhibidor de incrustacién que prevenga el taponamiento de
las lineas de produccién de la plataforma se realizo el analisis del agua de formacién
gue se encuentra en dicha plataforma. Esto con el fin de obtener los datos
necesarios en la seleccion del inhibidor como lo son: la concentracion de cada uno
de los iones presentes, la temperatura y el pH.

Cuando se realiza la separacion del agua de formacion del crudo a nivel de
laboratorio, se debe a que en ocasiones el agua est4d emulsionada, segun
Velasquez y Pereira?®, la formacion de estas emulsiones es un problema que puede
surgir durante la recuperacion, tratamiento, transporte y refinacién de petréleo. Las
emulsiones se producen cuando el petroleo y agua de produccién se ponen en
contacto debido al alto cizallamiento o cuando se inyectan mezclas de vapor de
agua en el pozo o en las instalaciones de superficie; las emulsiones mas comunes
que se encuentran en el petrdleo son agua en crudo (W / O). Las cuales estan
fuertemente estabilizadas por surfactantes naturales presentes en el mismo que
impiden la coalescencia de las gotas mediante la formacion de una pelicula
viscoelastica alrededor de la gota de agua, por lo tanto, se debe utilizar
demulsificantes y un bafio maria para calentar dejando asi por un tiempo que el
crudo y el agua se separe para la realizacion del andlisis del agua de formacion. Por
otra parte, cuando el agua no se encuentra emulsionada puede utilizarse el agua
libre.

2.1 METODOS UTILIZADOS PARA LA DETERMINACION DE LA CANTIDAD DE
IONES PRESENTES EN EL AGUA DE FORMACION DE LA PLATAFORMA

Para el andlisis del agua de formacion se utilizé diferentes métodos teniendo como
guia el libro Estandares Normalizados de andlisis de aguas potables y residuales?®.
Se determiné la caracterizacion del agua de formacién que en este caso es de
interés ya que se determina que cantidades de minerales hay en dicha agua. A
continuacion, se explica cada uno de los métodos que se utilizan para el andlisis
gue se lleva a cabo en laboratorio.

2.1.1 Procedimiento espectrofotometria por absorcién atomica. En este método se
determind los iones sodio, potasio, magnesio, calcio, bario y estroncio; Esta técnica
se basa en la medicién de absorcion de una sustancia el cual se puede realizar por
medio de diferentes instrumentos que tiene un haz o doble haz de luz. Esta técnica

28 VELAZQUEZ, Ingrid y PEREIRA, Juan. Revista Ingenieria UC 46, Vol. 21, No. 3, Diciembre 2014,
P. 45-54

29 APPA, AWWA, WPCF. Estandares normalizados de analisis de aguas potables y residuales.
Ediciones Diaz de Santos. Madrid. 1992.
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se basa en la absorcion de energia radiante (generalmente en las regiones
ultravioletas y visible) por &tomos neutros en estado gaseoso.*°

En ente método se dirige un rayo de luz a través de una llama a un monocromador,
el cual es un dispositivo Optico que sirve para medir la composicion de la luz segun
su distribucion de longitudes de onda (distribucion espectral) ya sean
electromagnéticas o no a partir de una fuente emisora que produzca una amplia
gama de longitudes de onda y sobre un detector que mide la cantidad de luz
absorbida por el elemento atomizado en la llama3! debe utilizarse las lamparas
correspondientes para determinar cada ion de acuerdo con su longitud de onda. La
cantidad de energia absorbida en la llama a una longitud de onda caracteristica es
proporcional a la concentracion del elemento en la muestra®® .Los gases que se
utilizaron para el analisis fue aire y acetileno.

Figura 8. Espectrofotometro de Absorcién Atémica Perkin-Elmer mod.
3110.

Fuente: elaboracion propia

El equipo utilizado en este método fue el Espectrofotometro de Absorcion Atomica
utilizado para el analisis del agua de formacion Perkin-Elmer mod. 3110 como se
muestra en la figura 8.

30 APHA, AWWA y WPCF. Estandares normalizados de analisis de aguas potables y residuales.
Madrid: Editorial Diaz de Santos, S.A., 1992., p.6

81 |bid, P.21

32 |bid, P.32
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2.1.2 Método turbidimetro. Este método es necesario para determinar la cantidad
de sulfato presente en el agua. Lo que se busca es que el ion sulfato (SO4%) se
precipite por la presencia de un acido; en este caso se utilizé acido acético y cloruro
de Bario (BaCl2) que reacciona produciendo sulfato de Bario (BaSOas); este se
presenta en cristales de tamafio uniforme. A continuacién, se muestra la reaccion
gue se produce para determinar la cantidad de sulfato:

S0,~ + 2HCl — H,S0, + 2Cl~
H,SO0, + BaCl, — BaSO, + 2HCl

Para la realizacidon de este método, se tomd 100 ml de la muestra que en este caso
es el agua de formacion. Se le agrego 20 ml de una solucién tampoén (30 g de cloruro
de Magnesio Hexahidratado, MgCl2.6H20, 5 g de acetato de sodio,
CH3COOHNa.3H20, 1 g de nitrato potasico, KNOs, y 20 ml de acido acético,
CH3COOH, en 500 ml de agua destila aforando hasta 1000 ml); se agito y agrego
cloruro de Bario, BaClz; por ultimo, se coloco en la celda del turbidimetro y se hizo
la medicion correspondiente de sulfato.

Para la determinacion de la concentracion de sulfato presente en el agua de
formacion de la plataforma, se realiz6 la curva de calibracién obtenida a partir de la
solucién tampon utilizando diferentes patrones de SO4? tras medir la turbiedad en
el turbidimetro HANNA HI 93073 mostrado en la figura 9, al obtener el valor de la
concentracion del sulfato, se utiliz6 la ecuaciébn 10 para los calculos
correspondientes:

Ecuacion 10. Calculo de miligramos de sulfato

mg S0,%~ *1.000
ml muestra

mg S0,*” =

mg SO,°”: mg obtenido a partir del célculo correspondiente de la curva de
calibracion.

ml muestra: ml de muestra que se agregd en la celda para la medicién en el
turbidimetro.
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Figura 9. Turbidimetro HANNA
HI 93073

Laboratorio PT

HARINNM instruments

Range 0.00...9.000 FTU

'iiiiii

HI 93703
MICROPROCESSOR
TURBIDITY METER

Fuente: elaboracion propia

2.1.3 Método Argento métrico. El principio de este método se trata de “una soluciéon
neutra o ligeramente alcalina, el cromato de potasico puede indicar el punto final de
la titulacion de cloruros™2 por lo que los cloruros reaccionan con el nitrato de plata
formando un precipitado blanco de cloruro de plata para la deteccién del punto final
es necesario utilizar cromato de potasio que da un precipitado rojo anaranjado de
cromato de plata que aparece cuando la precipitacién del cloruro de plata se ha
completado, como se observa en la siguiente reaccion.

Cl™ + Ag* — AgCl

Cr0,~ + 2Ag* - Ag,Cr0,

33 APHA, AWWA y WPCF. op.cit, p.
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Para la realizacion del método argentométrico, se utilizé6 una muestra de 100 ml y
se afadid 1 ml de H202 y se agito. Luego se titul6 la muestra, para esto fue
necesario ajustar el pH de la muestra entre 7 y 10 utilizando Hidroxido de Sodio
NaOH; luego se afiadid 1 ml de la solucion indicadora el cual fue el cromato de
potasio K2CrOasy se titulé con nitrato de plata AQNOs hasta el punto final amarillo.
Para este método se determina la concentracion de cloruro presente en el agua por
medio de la ecuacion 11 que se observa a continuacion:

Ecuacion 11. Determinacion de la concentracion de
cloruro

Cl~ (A—B)=N *35.450

ml muestra

Donde,

A= ml Valoracién para la muestra
B= ml valoracion para el blanco
N = Normalidad de AgNO3 (0.0141N)

2.1.4 Meétodo de Titulacion o dureza de calcio. Por medio de este método se
determind la cantidad de bicarbonato, para la realizacién de la titulacién se necesita
de un reactivo estandar el cual se conoce la concentracion.

Se utilizé una muestra de 5 ml, se diluyo un poco con agua destilada, y se adiciono
una solucién de Hidréxido de sodio (NaOH 1N, 1000 ml) e indicador el cual es
murexida; se titulé lentamente con EDTA (en intervalos de 3 a 5 segundos por gota)
hasta viraje del indicador (rosado - violeta).

Para la determinacion de la cantidad de bicarbonato se debe tener en cuenta la
ecuacion 12:

Ecuacion 12. Determinacion de alcalinidad en agua

Ax B x1.000
ml de muestra

mg CaC03 =

A= ml de titulacion para la muestra
B= mg CaCOs equivalente a 1 ml de titulante EDTA
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2.2 RESULTADOS ANALISIS DEL AGUA DE FORMACION

De acuerdo con los métodos descritos anteriormente se determind la cantidad de
cada uno de los iones que estan presentes en el agua de formacion, en la tabla 3
se muestran los resultados obtenidos. Se realizo la caracterizacion solo una vez ya
gue al ser muestras que se estan analizando se pueden ver afectadas por factores
que la pueden contaminar y cambiar sus propiedades.

Tabla 3. Composicion del agua de formacion

Analisis Unidad Método utilizado Resultado
Compatibilidad Eficiencia
(muestra 1) (muestra 2)

Sodio mg /L Método Espectométrico 21500 42174
de absorcion atémica

Potasio mg /L Método Espectométrico 132 248
de absorcién atobmica

Magnesio mg /L Método Espectométrico 302 313
de absorcién atobmica

Calcio mg /L Método Espectométrico 1335 886
de absorcién atomica

Bario mg /L Método Espectométrico 163 228
de absorcion atémica

Estroncio mg /L Método Espectométrico 162 231
de absorcion atémica

Cloruro mg /L Método Argento métrico 38597 67343

Sulfato mg /L Método Turbidimetro 100 100

Bicarbonato mg /L Método de Titulacién 371 974

Fuente: elaboracion propia

De acuerdo con cada método se obtuvieron los iones presentes en el agua con su
respectiva cantidad expresada en mg/L.

2.3 DIAGRAMA DE STIFF

El diagrama de Stiff es una grafica compuesta por tres ejes horizontales cada uno
de ellos uniendo un catién y un anién. Del lado izquierdo del diagrama se colocaron
los cationes y los aniones al costado derecho. Siempre el Na* se confronta con el
Cl,, el Ca*? con el HCO3s" y el Mg*? con el SO42 (a veces también se pueden mostrar
otros dos iones, como el Fe*? contra el NO3z); las concentraciones estan dadas en
meg/l.3* Este diagrama permite determinar el tipo de agua de cada sitio que se
desee conocer y comparar de manera preliminar.

34 AGUAYSIG. Los diagramas mas usados para la interpretacion de analisis hidro quimicos, 10 enero
2011.
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De Acuerdo con la composicion del agua de formacion obtenida con anterioridad a
partir del andlisis quimico desarrollado a la muestra de agua de formacion en el
laboratorio, se realizé un diagrama de Stiff donde se puede observar en la figura 10
que el agua presente en la plataforma es agua de mar.

Para hallar los miliequivalentes (meq)se utilizo la ecuacion 13.

Ecuacion 13. Conversion de mg/L a meg/L

meq 1mmol Numero de valencia(meq)
— * *
= mg/L

Peso atomico(mg) 1mmol

Al realizar los célculos correspondientes de mg/L a meqg/L como se observa en el
anexo Ay utilizando la ecuacién 13 de cada uno de los iones presentes en el agua
de formacion, se obtuvieron los siguientes datos mostrados en la tabla 4.

Tabla 4. Composicién del agua de formacion
en miliequivalente por litro (meq/L).

Andlisis Unidad Valor
Sodio meq/L  1835,24
Potasio meq /L 6,34

Magnesio meq /L 25,76
Calcio meq /L 44,22
Bario meq /L 3,2

Estroncio meq /L 5,27
Cloruro meq/L  1899,66
Sulfato meq /L 2,08

Bicarbonato meq /L 15,96

Fuente: elaboracion propia

a7



Figura 10. Diagrama de Stiff de la plataforma petrolera

Ma + K . . . Po4 i . i _al

Ca S04

Mg . | A A . | HCO3+(
TeR3 5994 3996 199.8 0.0 1988 3996 5994 7993
ey

Stiff-P-54
Fuente: herramienta HatariChem

Por lo tanto al conocer que el agua presente en la plataforma es agua de mar en el
analisis del agua de formacién se obtuvo que los iones que estan en mayor
proporcién es el cloro (CI) y el sodio (Na*), ya que en las aguas tanto residuales,
naturales y de formacion el cloruro de sodio (NaCl) es uno de los compuestos que
se encuentran en mayor proporcion, el cloruro puede estar presente a
concentraciones altas por el paso del agua de mar.3%; sin embargo estos dos iones
no se precipitan tan facilmente porque la solubilidad de estos son los valores mas
altos por lo tanto no reaccionan con otros iones que puedan formar incrustaciones.
Por otro lado, los iones de bicarbonato (HCOg) y sulfato (SO4%) son los que tienen
una alta solubilidad por lo que suelen precipitarse y formar compuestos con el
carbonato de calcio (CaCOs3), sulfato de Bario (BaSOa4); estos son los que mas se
presentan en las tuberias de las lineas de produccion. Por altimo, los iones como el
magnesio, potasio y estroncio son iones que estan presentes en el agua de
formacion, pero estos se presentan en pequefias cantidades y no se precipitan con
facilidad.

35 PPA, AWWA, WPCF. Estandares normalizados de andlisis de aguas potables y residuales.
Ediciones Diaz de Santos. Madrid. 1992, p. 4-76
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2.4 COMPORTAMIENTO DEL EFECTO DEL AGUA DE FORMACION POR
MEDIO DEL CALCULO DE LOS DIFERENTES INDICES DE SATURACION

Para poder determinar con precision el efecto que tiene el agua de formacion en las
lineas de produccién se calculé los diferentes indices de saturacion que se
definieron anteriormente para predecir si es incrustante, corrosiva 0 no presenta
ningun efecto en el equilibrio del agua de formacion, los calculos de cada uno de los
indices se muestran en el Anexo B, a continuacion, en la tabla 5 se expresa el
resultado de cada uno de los indices.

Tabla 5. Indices de incrustacion

indice Rango Valor Diagnostico

indice de LSI < 0, el agua tiene tendencia a ser corrosiva Agua con
Langelier LSI = 0, el agua se encuentra en equilibrio quimico LS5] = 8,84 tendencia a ser

LSl > 0, el agua tiene tendencia a ser incrustante incrustante
indice de RSI > 9, levemente corrosiva el agua Agua Altamente
Ryznar 7.5 < RSI < 9, corrosiva  pgy = -10.25 incrustante

7 < RSI < 75, altamente corrosiva

6 < RSI < 7, el agua puede ser corrosiva o]

incrustante

5 < RS < 6, levemente  incrustante
RSI < 5, altamente incrustante

indice de PSI > 6.5, tiende a que el agua corroa pS] = 1248 Agua con
Puckorius 4.5 <PSI < 6.5, es un rango donde el agua incrusta "7 tendencia a ser
4.5 < PSI , el agua tiende a incrustar incrustante
Indice de Lal < 0.8, no tiende a corroer _ Altamente
Larson 12 < Lal < 0.8, Tiende a corroer Lal = 118,92 corrosivo

— Skold 1.2 > Lal, altamente corrosiva

Fuente: elaboracion propia

Como se observa en latabla 5 se calcularon cada uno de los indices de incrustacion;
de acuerdo con cada uno de los rangos, los valores que se obtuvieron de cada uno
de estos dieron como resultado en todos los casos que el agua es incrustantes.

Se caracteriz6 el agua de formacién utilizando diferentes métodos para poder
determinar que iones estan presentes en el agua de formacion de la plataforma
petrolera y la cantidad respectiva de cada uno para asi realizar el diagrama de stiff
para saber con certeza qué tipo de agua se estaba tratando que en este caso dio
como resultado agua de mar y con esto se determind los valores de diferentes
indices de incrustacion para saber si el agua formaria incrustaciones o por el
contrario corrosion en las tuberias por donde pasa.
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Como se puede observar en el indice de Larson — Skold el agua es también
corrosiva, ya que todas las aguas son corrosivas en cierto grado. La tendencia
corrosiva del agua dependera de sus caracteristicas quimicas y fisicas. También,
es importante la naturaleza del material con el cual el agua entra en contacto. Los
inhibidores afiadidos al agua pueden proteger un material particular y ser perjudicial
para otros. Las interacciones quimicas y fisicas entre los materiales de la tuberia 'y
el agua pueden causar corrosion.3®

36 DE SOUSA, op. Cit.
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3. SELECCION DE INHIBIDORES ACORDE A LA CARACTERIZACION DEL
AGUA

Para la seleccion del inhibidor de incrustacion se suministraron al programa
Scalesoftpritze SSP 2017 los datos obtenidos en la etapa de caracterizacion del
agua de formacion. Esto permitié determinar la tendencia que tiene cada uno de los
compuestos que se generan por la reaccion de los iones. Después, se realizd una
prueba de compatibilidad con 6 tipos de inhibidores para determinar cuales no
presentan precipitacion o formacion de cristales y por dltimo una prueba de
eficiencia; con los resultados obtenidos se determind cual de los inhibidores es mas
efectivo al prevenir la formacion de incrustaciones.

3.1 CARACTERISTICA DEL SOFTWARE SSP 2017

Por medio del software SSP 2017 se determind la tendencia de incrustacion
presente en la plataforma para diferentes minerales de acuerdo con los iones y la
cantidad que hay de cada uno de estos teniendo en cuenta el pH, la temperatura y
presion, ya que son variables que influyen en la formacion de incrustaciones. Para
esto es necesario conocer la composicion del agua obtenida en el analisis.

La modelacion de equilibrio quimico se realiz6 utilizando un programa de cémputo
que utiliza el modelo de interaccion idnica o también llamado teoria de electrélitos
de Pitzer (1979; 1987), en los que se emplean coeficientes que toman en cuenta las
interacciones entre los componentes individuales de la solucién; calculando el
efecto de la temperatura, presion y composicion sobre los coeficientes de actividad
de los iones.

Determina el nivel de saturacion de los iones presentes en la salmuera a
condiciones de presion y temperatura especificas basado en la composicion
electrolitica de la salmuera. Segun el resultado de indice de saturacion se concluye
la tendencia a precipitacion de las diferentes sales, de esta forma:

Si IS < 0 No existe tendencia a la precipitacion
Si IS = 0 El sistema se encuentra en equilibrio
Si IS > 0 Existe tendencia a la precipitacion

Para conocer el comportamiento de la solubilidad de las incrustaciones en el agua
de produccidn se debe tener en cuenta la constante de producto de solubilidad de
cada uno de los minerales en el sistema de produccion (calcita, barita, halita,
hemidrita, anhidrita, yeso, celestita y siderita) y los factores que facilitan la
precipitacion de cada una de las incrustaciones, entre los cuales se tienen: la
composicién del agua de formacion, las condiciones iniciales de temperatura y
presion como se muestra en la tabla 3. En el anexo C se presenta el funcionamiento
paso a paso del programa SSP 2017.
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3.1.1 Tendencia de las incrustaciones con respecto a la Temperatura. En la figura
2 se muestra la relacion existente entre la formacion de incrustaciones y la
temperatura de acuerdo con esto se evidencia como el indice de saturacion se ve
afectado por la solubilidad de cada compuesto. Esto debido a que las sustancias
tienen un limite de disolucién el cual es la capacidad de disolverse en un liquido,
cuando este se sobrepasa se suele saturar la sustancia.

Al observarse un aumento de la temperatura segiin Maximino Lorenzo Vallejo®’ se
afecta las reacciones quimicas en el sentido de aumentar su velocidad; por lo tanto,
se comienza a formar el carbonato de calcio. Debido a esto cuando el indice de
saturacion es positivo indica precipitacion, por otro lado, si el indice es 0, indica que
el agua esta en equilibrio por lo que no hay ninguna alteracién en el sistema, por el
contrario, un nivel de saturacibn menor a cero no presenta precipitacion, pero esto
indica que el agua de formacion podria causar problemas de corrosion en las lineas
de produccion.

Grafica 1. Tendencia de las incrustaciones con respecto a la temperatura
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Fuente: elaboracion propia

De acuerdo con el comportamiento general de las incrustaciones de carbonato de
calcio esta presenta una tendencia inversa con respecto a las demas incrustaciones
ya que al aumentar la temperatura su solubilidad disminuye, por lo tanto, causan
incrustaciones a altas temperaturas. En este caso como se observa en la grafica 1
la tendencia del software se evidencia como la solubilidad de la calcita (carbonato
de calcio, CaCOg) tiene este comportamiento, por lo tanto, el indice de saturacion
aumenta levemente lo que indica que se genera precipitacion.

37 LORENZO, op. Cit, p 47
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Por otro lado, la solubilidad de la Barita (sulfato de bario, BaSOa4) tiende a disminuir
con méas facilidad cuando la temperatura se encuentra en el rango de 25 °C a 100°C,
por lo que se presenta formacion de incrustacion a bajas temperaturas, en este caso
esta es la incrustacion que mas se presenta en la plataforma esto permite observar
como la temperatura tiene una correlacion inversa con el indice de saturacion. La
solubilidad del sulfato y Bario a pesar de aumentar con respecto a las altas
temperaturas pueden ser inclusive insolubles.

El sulfato de calcio por lo general se encuentra en forma de yeso (Sulfato de Calcio
di hidratado, CaS04.2H20), ya que es estable a 100°C, por lo que se observa en la
grafica como al estar entre una temperatura de 25°C y 90°C tiene una tendencia
constante con respecto al indice de saturacion y no presenta precipitacion. Cuando
la temperatura suele sobrepasar los 100 °C se forma La Anhidrita (sulfato de calcio,
CaSO0:a4) la cual a altas temperaturas es menos soluble por lo que se suele precipitar,
en este caso se observa como a diferencia del yeso presenta un cambio leve en el
indice de saturacion por lo que a medida que se aproxima a los 90°C esta se vuelve
menos soluble y presenta un leve crecimiento. Es importante tener en cuenta que
entre los 80°C y 121°C pueden formarse cualquiera de los tipos de sulfato de calcio
(yeso, anhidrita).

otra incrustacion es la Celestita (Sulfato de Estroncio, SrSOa4), segun Maximino
Lorenzo Vallejo su solubilidad por lo general aumenta hasta una temperatura de
40°C, a partir de ahi, cuando esta tiende aumentar la solubilidad disminuye®®. Como
se observa en el grafico a medida que la temperatura llega a 90°C esta suele
presentar un indice de incrustacion mayor por lo que se evidencio que su solubilidad
disminuye, pero no suele precipitarse.

3.1.2 Tendencia de las incrustaciones con respecto a la Presién. Cuando se
presenta una leve caida de presion se presenta la formacién de incrustacion; en la
grafica 2 se observa el comportamiento de cada una de las incrustaciones cuando
la presion va de 25 bar a 12 bar.

38 | ORENZO, op. Cit p.47
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Grafica 2. Tendencia de las incrustaciones respecto a la presion
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Fuente: elaboracion propia

Por lo general al disminuir la presion la solubilidad de los compuestos tiende a
reducirse por lo que se precipitan. Cuando la calcita (carbonato de calcio, CaCOs3)
presenta una reduccion continua de la presién se liberan gases disueltos como el
didxido de carbono (COz2) que tiende a perturbar el equilibrio del bicarbonato por lo
que tiene como efecto la disminucion de la solubilidad y por lo tanto la precipitacion
del carbonato de calcio. En este caso se observa como el indice de incrustacion es
positivo lo que representa la presencia de esta precipitacion en la plataforma.

Por otro lado, la Barita (Sulfato de Bario, BaSOa4) presenta una solubilidad tan baja
gque cuando se combinan los iones de bario y sulfato se precipita casi
inmediatamente, cuando la presién disminuye tiende a formarse el sulfato de bario,
este comportamiento se observa en la gréfica 2 debido a la disminuciéon de la
presion el indice de incrustacion va aumentando lo que indica que hay precipitacion
de barita.

Otra de las incrustaciones gue suelen presentarse en las tuberias es la Anhidrita
(sulfato de calcio, CaS0Oa4) y el yeso (CaSOa4. 2H20), cuando la solubilidad del sulfato
de calcio en el agua se incrementa con la presion. La caida de presion puede ser
una de las principales causas de desequilibrio quimico para formar la incrustacién
de CaS04*°, ya que como se observa en la grafica 2 a medida que se reduce la
presion se disminuye la solubilidad, por lo tanto, el indice de incrustacion también
se disminuye lo que indica que no hay precipitacién.

39 HERNANDEZ CASTRO, Henry Fernando y MEJIA GAMEZ, Christian José. Evaluacion de la
depositacion de incrustaciones en sistemas de bombeo electro sumergible del campo Cantagallo,
Bucaramanga, 2009, p. 30
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Por lo general a medida que aumenta la presion aumenta la solubilidad de la
Celestita (Sulfato de Estroncio, SrSQa), esto se da como efecto de la reduccién del
tamafo de la particula del sulfato, por lo tanto, se observa como a medida que
disminuye la presion se disminuye el indice de saturacion esto se da por que la
solubilidad del SrSO4 incrementa.

3.1.3 Tendencia de las incrustaciones con respecto al pH. En la grafica 3 se
presenta la tendencia del carbonato de calcio la cual es la incrustacion que presenta
cambios con el pH.

Grafica 3. Tendencia del carbonato de calcio respecto al pH
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Cuando el bicarbonato esta presenta en la composicién del agua la probabilidad de
formacion de carbonato de calcio es mas probable si se tiene pH alcalinos. El
intervalo 6ptimo de pH es 6,8 - 7,2 y el cual corresponde a una alcalinidad
bicarbonatada. La cantidad de dioxido de carbono presente en el agua afecta el pH
y la solubilidad del carbonato de calcio. A méas bajo pH, es menos probable que la
precipitacion ocurra; lo contrario, mas alto pH es mas probable que esta ocurra.*°

Como se observa en la gréfica 3 el pH aumenta por lo que el indice de incrustaciéon
es cada vez mayor por lo tanto hay una precipitacion leve de carbonato de calcio.
Esto se debe a la relacién entre el pH y el diéxido de carbono (CO2) presente en el
sistema de produccion de crudo al mezclarse con el agua de formacion genera un
aumento de pH fomentando la formacién carbonato de calcio.**

40 HERNANDEZ op.Cit, p. 29
41 DE SOUSA, op.Cit,
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De acuerdo con esto el carbonato de calcio es la incrustacion que presenta un
mayor cambio de solubilidad con respecto a los demas compuestos cuando el pH
aumenta; el pH es un factor que tiene poco o ningun efecto sobre la solubilidad de
sulfatos ya que estos iones no contienen bicarbonato el cual se ve afectado por el
didxido de carbono.

De acuerdo con la tendencia obtenida en el software SSP2017 se determiné que
las incrustaciones suelen presentar en la linea de produccion de la plataforma
petrolera son la Calcita y la Barita, ya que las condiciones en las que se encuentra
el agua de formacion en la plataforma afectan la solubilidad de los iones por lo que
se ve la presencia de estas incrustaciones.

La tendencia que presenta el carbonato de calcio se ve afectada por la temperatura,
la presion y el pH, debido a que, al aumentar la temperatura se disminuye la presion
y como consecuencia de esto se libera dioxido de carbono; el carbonato y calcio se
precipita por lo que esta presente en la linea de produccién de la plataforma.

Por otro lado, la barita que es la incrustacion que tiene el indice de saturacion mas
alto se da por las condiciones 6ptimas que presenta la plataforma para su formacion
ya que se encuentra entre el rango de temperatura donde la solubilidad es mas baja
y presenta caida de presién que es otro factor que ayuda a la formacion de esta.

3.2 INHIBIDORES PARA REALIZAR LAS PRUEBAS DE COMPATIBILIDAD Y
EFICIENCIA

Se seleccionaron 6 inhibidores tres de tipo fosfato y el resto polimérico, de acuerdo
con el programa Scalesoftpitzer las incrustaciones que se forman en las tuberias de
la plataforma es carbonato de calcio (CaCOs), y sulfato de bario (BaSOa), por lo
tanto como se observa en el capitulo 1 el inhibidor tipo fosfato son inhibidores
buenos en la inhibicion el carbonato de calcio (CaCOs), son estables a altas
temperaturas, su solubilidad en otros compuestos es mejor y a diferencia de los
esteres son solubles a altas concentraciones en salmueras con alto contenido de
calcio por lo que no se revierten. Por otro lado, los inhibidores poliméricos son
buenos inhibiendo tanto las incrustaciones de carbonato de calcio y sulfato de bario
son excelentes inhibidores a bajas concentraciones se pueden utilizar a altas
temperaturas y son altamente compatibles con salmueras de alta concentracion de
calcio y aceites.

Los inhibidores 1 y 6 son inhibidores con la misma composicion, pero diferente
proveedor por lo que se quiso observar el comportamiento de estos dos inhibidores
al momento de inhibir incrustaciones. El tipo de inhibidores se muestran a
continuacion en la Tabla 6:
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Tabla 6. Inhibidores utilizados en la prueba de compatibilidad

INHIBIDOR TIPO DE COMPOSICION
INHIBIDOR

1 Fosfatos Acido [[ Fosfonometil) imino] bis [(ethilennitrilo) bis
(metiln)]]

2 Fosfatos Acido [[ (2 - hidroxietil) imino] bis (metilen)]
bifosfonico sodio sal

3 Polimérico Solucion acuosa de acidos fosfonicos

4 Polimérico acido poli carboxilico modificado (Inhibidor de
Incrustacion Poliméricas)

5 Polimérico Solucién acuosa de acidos fosfonicos

6 Fosfatos Acido [[ Fosfonometil) imino] bis [(ethilennitrilo) bis
(metiln)]]

Fuente: elaboracion propia

3.3 DETERMINACION DE COMPATIBILIDAD DE LOS INHIBIDORES DE
INCRUSTACION CON LA COMPOSICION DEL AGUA DE FORMACION.

La prueba de compatibilidad se realiz6 a nivel de laboratorio de acuerdo con la
norma NACE TM01974? (anexo D). Para esta prueba, se seleccionaron 6 inhibidores
de incrustacion.

o PROCEDIMIENTO PRUEBA DE COMPATIBILIDAD

Esta prueba se realiz6 utilizando botellas de vidrio de 100 ml donde cada una se
llend y se dosifico el inhibidor en cada una de estas (se utilizé para cada inhibidor
cuatro dosificaciones diferentes), estas botellas se colocaron a temperatura de la
plataforma que es de 90 °C utilizando un bafio Maria. Se utilizé un blanco frio para
observar si se presentaba alguna precipitacion a temperatura ambiente de 20°C y
un blanco caliente a la misma temperatura de la plataforma que es el escenario
critico, ya que se toma como referencia para saber que tanto puede llegar a
precipitarse los componentes del agua de formacion en el caso de que estuviera a
temperatura de la plataforma sin ningan tipo de tratamiento quimico.

La prueba después de las 24 horas establecidas desde el momento que se
dosificaron las botellas se observa cuales fueron los mas afines con la composicién
del agua de formacion y las condiciones de la plataforma, la cual se encuentra a
una temperatura de 90 © C y un pH de 6.6 que son las variables que influyen en la
formacion de precipitacion de iones en la linea de produccion. Esta prueba se realiza
por duplicado en 4 diferentes dosificaciones, en la figura 11 se observa el
procedimiento en un diagrama de bloque y como se aprecia en la tabla 7 se
presentan los resultados finales de la prueba.

42 PETROBLOGGER.COM, blog sobre la industria del petroleo y gas natural normas nace —
descripcion y lista de standards, 14 enero, 2010.
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. DIAGRAMA DE BLOQUES PRUEBA COMPATIBILIDAD

Figura 11. Diagrama de bloques prueba de compatibilidad
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Fin

Fuente: elaboracion propia
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Tabla 7. Resultados obtenidos en la prueba de compatibilidad.

Lectura
Inhibidor Ambiente 90 °C Resultado
OH 1H 2H 6H 12H 18H 20H
Sin Sin Sin Sin Sin Sin Sin
1 precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion Compatible
niturbidez ~ niturbidez = niturbidez  niturbidez  niturbidez  niturbidez  niturbidez
Sin Sin Sin Sin Sin Sin Sin
2 precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion Compatible
niturbidez ~ niturbidez  niturbidez = niturbidez  niturbidez  niturbidez = niturbidez
Sin Sin Sin Sin Sin Sin Sin
3 precipitacién precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion Compatible
niturbidez  niturbidez  niturbidez  niturbidez  niturbidez = niturbidez i turbidez
Sin Sin Sin Sin Sin Sin Sin
4 precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion  Incompatible
niturbidez ~ niturbidez  niturbidez = niturbidez  niturbidez  niturbidez = niturbidez
Sin Sin Sin Sin Sin Sin Sin
5 precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion Compatible
niturbidez  niturbidez ~ niturbidez  niturbidez  niturbidez = niturbidez i turbidez
Sin Sin Sin Sin Sin Sin Sin
6 precipitacién precipitacién precipitacién precipitacion precipitacién precipitacién precipitacion Compatible

ni turbidez

ni turbidez

ni turbidez

ni turbidez

ni turbidez

ni turbidez

ni turbidez

Fuente: elaboracion propia

De acuerdo con lo obtenido en las pruebas de compatibilidad el inhibidor “4”, que
es un acido poli carboxilico modificado (Inhibidor de Incrustacion Polimérico), es
incompatible con el agua de formacion como se observa en la figura 12 este
presenta una leve precipitacién en el fondo por lo que se descarta ya que en vez de
prevenir las incrustaciones en las tuberias de las lineas de producciéon puede
ocasionar obstruccion.
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Figura 12. Visualizacion de compatibilidad de los
|nh|b|dores de acuerdo con el agua de formacién

Fuente: elaboracion propia

3.4 EVALUACION DE LA EFICIENCIA DE LOS INHIBIDORES EN LA
PREVENCION DE LAS INCRUSTACIONES

La prueba de eficiencia se realiza de acuerdo con la norma NACE TM01943.
Después de haber determinado en la prueba de compatibilidad los inhibidores afines
con la composicion del agua de formacién segun el analisis realizado anteriormente.
En esta prueba se calcula la eficiencia de cada inhibidor, es decir, el porcentaje de
inhibicién de incrustacién que tiene cada producto para asi determinar cual(es) son
los que mejor inhiben la formacion de incrustaciones.

o PROCEDIMIENTO

Esta prueba se realiza en botellas de 100 ml de vidrio para poder visualizar a medida
gue pasaba el tiempo el comportamiento fisico. Con el agua de formacion se llena
las botellas necesarias para la prueba hasta la marca de 100 y asi dosificar cada
inhibidor (en este caso se hacen tres dosificaciones diferentes para cada inhibidor),
se colocan a temperatura de la plataforma dentro de un bafio Maria y se hace lectura
transcurridas las 24 horas después de la dosificacién. Esta prueba se realiza por
duplicado.

43 PETROBLOGGER.COM, blog sobre la industria del petréleo y gas natural normas nace —
descripcion y lista de standards, op.cit
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Trascurridas las 24 horas y evitando agitar o golpear cada botella se sacan del bafio
Maria para realizar la medicion de la dureza de calcio por el método de titulacion lo
cual permite obtener el porcentaje de incrustacion de cada uno de los inhibidores.
Para esto fue necesario preparar una solucion de EDTA al 0,01 N estandarizada
con una solucion de carbonato de calcio, esta es la solucion volumétrica que se
adiciona a la bureta para titular, la murexida es el indicador y una solucion de
Hidréxido de sodio (NaOH) al 0,1 M. Para preparar el analito se pipetea 5 ml de
cada una de las botellas, que contenian el agua de formacion con la dosificacion
correspondiente para cada una de estas. Se titulo hasta que el punto final tuvo un
leve cambio de color de rosado a Lila como se observa a continuacion en la figura
14, esto indica que ya se ha llegado al punto de equivalencia donde se mezclé
cantidades iguales de disolucion de reactivo y del agua de la plataforma.
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DIAGRAMA DE BLOQUES DEL PROCEDIMIENTO DE LA DETERMINACION DE EFICIENCIA DE INHIBICION

DE INCRUSTACION

Figura 13. Diagrama de bloques para la determinacion de eficiencia de inhibicion de incrustacion
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Fuente: elaboracion propia

Titular con una solucion de
EDTA al 0,01 N estandarizada
con carbonato de calcio.

Observar
cuidadosamente si hay
formacién de cristales o

precipitacién de cada
botella
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El punto final de la titulacién es
de rosado a fucsia, para
observar mejor el punto final se
recomienda poner una hoja
blanca.

Y

Realizar los calculos
correspondientes con el dato
obtenid de la titulacion.




Figura 14. Cambio de color del punto final de la prueba de eficiencia.

Fuente: elaboracion propia

Se realiz6 la prueba con 5 inhibidores de incrustacion los cuales pasaron en la
prueba de compatibilidad. Con esta prueba lo que se determino fue la eficiencia del
inhibidor contra las incrustaciones. En esta prueba se utilizaron tres dosificaciones
(20 ppm,30ppm,40 ppm), este rango de dosificacidbn se determind porque por lo
general se utiliza de 30 a 50 ppm esto se mide por medio de una prueba residual en
la plataforma petrolera.

Se realiza la medicion de la dureza de calcio por el método de titulacion. En las

tablas 8 y 9 se puede ver los resultados obtenidos de forma numérica; estos datos
se graficaron para entender mejor la tendencia de cada inhibidor.
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PRUEBA 1

Tabla 8. Resultados de Porcentaje de inhibicion de la prueba 1 de eficiencia

Dosis Lectura Porcentaje
Inhibidor Ambiente 90°C de
ppm OH H 2H 6H 12H 18H 20H 24H  inhibicion
20 Sin Sin Sin Sin Sin Formacion ~ Formacion ~ Formacion 619
1 30 precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion  de cristales  de cristales  de cristales 66,7
40 nitwbidez  nitubidez niturbidez  niturbidez  niturbidez ensuperficie ensuperficie ensuperficie 76,2
20 Sin Sin Sin Sin Sin Sin Sin Formacion 571
2 30 precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion  de cristales 62
40 nitubidez  nitwbidez nitubidez nitwbidez nitubidez nitubidez nituhidez ensuperficie 62
20 Sin Sin Sin Sin Sin Sin Sin Formacidn 52
3 30 precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion  de cristales 62
40 nitubidez  nitubidez nitubidez nitubidez  nitubidez nitubidez niturhidez ensuperficie 67
20 Sin Sin Sin Sin Sin Formacion ~ Formacion ~ Formacion 3
5 30 precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion  de cristales  de cristales  de cristales 38
40 nitbidez  nitubidez nitubidez nitubidez  niturbidez ensuperficie ensuperficie ensuperficie 52
20 Sin Sin Sin Sin Sin Formacion ~ Formacion ~ Formacion 56
6 30 precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion de cristales  de cristales  de cristales 57

40 nitrbidez  nitwbidez  nitubidez  niturbidez  niturbidez ensuperficie ensuperficie ensuperficie 59

Fuente: elaboracion propia

La grafica 4 presenta los datos obtenidos de la prueba de eficiencia presentes en
la tabla 8 donde los inhibidores presentan un porcentaje de inhibicion muy similar
a diferencia del inhibidor 1 que inhibe en un 60 por ciento a unas dosis de 20 ppm
y de 76,2 por ciento a 40 ppm; el inhibidor 5 es el que presenta el valor mas bajo
de inhicion.
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Grafica 4. Representacion grafica del porcentaje de inhibicion de los inhibidores
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Fuente: elaboracion propia

PRUEBA 2

Se hizo una réplica de la prueba de eficiencia para corroborar los datos obtenidos
de la prueba 1. Los datos de la prueba 2 se presentan en la tabla 9 y se observan
en la gréfica 5 donde se presenta el mismo comportamiento donde el inhibidor 1
es el que tiene el mayor porcentaje de inhibicién y el inhibidor 5 es el que tiene el
menor porcentaje de inhibicion que es de 50 por ciento.
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Tabla 9. Resultados de Porcentaje de inhibicion de la prueba 2 de eficiencia

Lectura Porcentaje
Inhibidor Ambiente 90°C de
ppm OH H 2H 6H 12H 18H 20H 24H inhibicion
20 Sin Sin Sin Sin Sin Formacion ~ Formacion ~ Formacion 62
1 30 precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion de cristales  de cristales  de cristales 68
40 nitubidez nitubidez nitwbidez nitubidez  niturbidez ensuperficie ensuperficie ensuperficie 74
20 Sin Sin Sin Sin Sin Sin Sin Formacion 52
2 30 precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion  precipitacion  de cristales 62
40 nitubidez ~ nitubidez nitubidez nitubidez niturbidez  niturbidez  niturbidez  ensuperficie 61
20 Sin Sin Sin Sin Sin Sin Sin Formacion 53
3 30 precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion  precipitacion  de cristales 65
40 nitubidez nitwbidez nitwbidez nitubidez  nitubidez  nitubidez  nitwbidez ensuperficie 65
20 Sin Sin Sin Sin Sin Formacion ~ Formacién ~ Formacion 26
5 30 precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion de cristales  de cristales e cristales 3
40 nitubidez nitwbidez nitwbidez nitubidez  nitubidez ensuperficie ensuperficie ensuperficie 47
20 Sin Sin Sin Sin Sin Formacion ~ Formacion ~ Formacion 45
6 30 precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion precipitacion de cristales ~ de cristales - de cristales 52
40 niturbidez  niturbidez  niturhidez  niturhidez  niturbidez  ensuperficie ensuperficie en superficie 58

Fuente: elaboracion propia

Grafica 5. Representacion gréafica del porcentaje de inhibicion de los inhibidores
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Fuente: elaboracion propia

45

En la gréfica 4 y 5 se observa el comportamiento del porcentaje de inhibicion con
respecto a cada una de las dosificaciones. Comparando las dos pruebas que se
realizaron el inhibidor 1 que es de tipo fosfato es el méas efectivo, ya que su
porcentaje de inhibicién es de 74 por ciento en la dosificacion mas alta que es de
40 ppm comparado con los demas inhibidores en los cuales el inhibidor 2 tuvo un
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porcentaje de inhibicién de 61 porciento, el inhibidor 3 de 65 por ciento y el inhibidor
5 de 47 porciento que es el que presenta el porcentaje de inhibicion més bajo.

. PRIORIZACION DE LOS INHIBIDORES EVALUADOS
De acuerdo a las pruebas realizadas tanto de compatibilidad como de eficiencia se
muestra en la tabla 10 el inhibidor que mejor previene las incrustaciones en la

plataforma hasta el que menos favorece la inhibicion.

Tabla 10. Priorizaciéon de eficiencia de los inhibidores evaluados

Inhibidor Tipo de Composicion
inhibidor

1 Fosfatos Acido [[ Fosfonometil) imino] bis [(ethilennitrilo)
bis (metiln)]]

3 Polimérico Solucién acuosa de acidos fosfonicos

2 Fosfatos Acido [[ (2 - hidroxietil) imino] bis (metilen)]
bifosfonico sodio sal

6 Fosfatos Acido [[ Fosfonometil) imino] bis [(ethilennitrilo)
bis (metiln)]]

Polimérico Solucién acuosa de acidos fosfonicos
4 Polimérico Acido poli carboxilico modificado (Inhibidor de

Incrustacion Poliméricas)

Fuente: elaboracion propia

De acuerdo a esto el mejor inhibidor es de tipo fosfato y el que menos tiene efectos
positivos en el ataque de las incrustaciones de carbonato de calcio y sulfato de bario
es de tipo polimérico.

3.5 ANALISIS DE RESULTADOS

Por medio de la prueba de compatibilidad se observé que no todos los inhibidores
son compatibles con el agua de formacion ya que pueden favorecer las
incrustaciones al momento de inyectarlo y formar pequefios cristales o
precipitaciones. Esta prueba es esencial para determinar los inhibidores que mejor
comportamiento presentan en la plataforma.

En la prueba de eficiencia se determind que el producto que presenta el mejor
porcentaje de inhibicion fue el que contiene el inhibidor 1 de tipo fosfato que en la
dosificacion minima de 20 ppm es de 62 por ciento y en la dosificacion mas alta que
corresponde a 40 ppm es de 74 porciento, el cual su composicion es Acido [[
Fosfonometil) imino] bis [(ethilennitrilo) bis (metiln)]]. Comparando con el inhibidor
6, que tiene la misma composicién se observa que este no es igual de eficiente, ya
gue su porcentaje de inhibicién a 20 ppm fue de 45 por ciento y a 40 ppm es de 62
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porciento como se observa en la tabla 8 y 9; esto se debe probablemente a que la
materia prima con la que se realiza el inhibidor no sea de buena calidad o en el
proceso de fabricacion hay variables que afectan en el producto final.

De acuerdo al programa scalesoftpitzer las incrustaciones que se forman en la
plataforma son el carbonato de calcio (Calcita) y el sulfato de bario (barita);
obteniendo estos resultados se seleccionaron 6 inhibidores donde se realizé dos
tipos de pruebas. La primera de compatibilidad que permitié descartar uno de los
seis inhibidores ya que formaba cristales y precipitaciones lo que podria generar
taponamientos en las tuberias de la plataforma si se inyecta y la prueba de eficiencia
en la que se obtuvo que los inhibidores que lograron un porcentaje mas alto de
inhibicién fue el inhibidor de tipo fosfato con una composicion de Acido [[
Fosfonometil) imino] bis [(ethilennitrilo) bis (metiln)]] y el inhibidor polimerico que es
una solucion acuosa de acidos fosfénicos, pero comparando estos dos inhibidores
el que mejor inhibe las incrustaciones en la plataforma es el inhibidor de tipo fosfato
ya que inhibe hasta un 74 por ciento la formacion de incrustaciones y asi evita que
alla un taponamiento en las tuberias de la plataforma.

Como se determin6 en el calculo de los indices de saturacion se observd que
también el agua es corrosiva por lo tanto es necesario que la proteccién de las
tuberias contra la formacion de incrustaciones se lleve a cabo confiriéndole al agua
un cardcter ligeramente incrustante para formar una pelicula aislante sobre las
paredes y limitando el fenbmeno a fin de evitar una obstruccion de los tubos y la
alteracion de la presion y funcionamiento de la red de agua potable*4, por eso el
porcentaje de inhibicién tiene un valor de 74 porciento.

44 DE SOUSA, op.Cit,
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4. DETERMINAR LA CANTIDAD DE INHIBIDOR PARA PREVENIR LA
INCRUSTACION

El disefio experimental tiene como objetivo averiguar la influencia de la cantidad de
inhibidor que se necesita y el tipo de neutralizador sobre el porcentaje de inhibicidon
de la incrustacion y cuantificar dicha influencia para prevenir el taponamiento de las
lineas de produccion por la aparicion de incrustaciones. El disefio experimental que
se desarrollo es de tipo factorial multinivel.

Para el desarrollo del disefio experimental se utilizé dos neutralizadores, una amina
primaria y un compuesto alcalino que permite aumentar el pH acido del inhibidor
hasta que este quede neutro (6 - 7) Se debe utilizar un neutralizador ya que al ser
el inhibidor acido al aplicarse puede provocar problemas de corrosiéon por lo que al
inyectarse con un pH neutro este no generara ningun desequilibrio en las lineas de
produccion. Estos neutralizadores aumentan el pH porgue son altamente alcalinos.

41 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

Determinar que neutralizador al mezclarse con el inhibidor presenta el mejor
porcentaje de inhibicién y con qué dosis se puede inyectar en la plataforma para
poder evitar las incrustaciones.

4.2 FACTORESY NIVELES

Se determind los factores que se van a evaluar, en este caso son dos los cuales
son el neutralizador y la dosificacion, cada uno de estos tiene cierto nimero de
niveles que corresponde a los valores de cada uno ya sea cualitativo o cuantitativo
como se observa en la tabla 11.

Tabla 11. Factores y niveles del disefio
experimental factorial multinivel

Factor Niveles Valores
Neutralizador 2 Amina; Alcalino
Dosificacion 3 20; 30; 40

Fuente: elaboracion propia

4.3  DEFINICION DE VARIABLES

Para poder desarrollar el disefio de experimentos se determind las variables a
utilizar y sus caracteristicas. Existen dos tipos de variables:

Independientes (controladas): pueden ser manipuladas durante la experimentacion

Dependientes (No controladas): es el resultado de las variables independientes.
Estas no se pueden modificar.
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Para el analisis de todas las posibles opciones se define como variable respuesta
al porcentaje de inhibicion para determinar la mejor eficiencia de acuerdo con el
neutralizador y la cantidad de dosificacion. A continuacién, se muestra en la Tabla
12 las variables en el disefio experimental, lo cual permite identificar cuales pueden
variar e influir en el resultado final del disefio experimental y asi reducir errores.

Tabla 12. Variables controladas y no controladas del disefio experimental
Variables o factores Controlable No controlable Justificacion

Es una variable controlable en el

Tipo de disefio experimental ya que se puede

neutralizador X utilizar otro tipo de neutralizadores para
gue el inhibor tenga un pH neutro.
Es una variable controlable en el disefio
Dosificacién X experimental porque se puede utilizar

otras cantidades de inhibidor para
poder prevenir las incrustaciones.

Es la variable respuesta, no se puede
X controlar ya que esta depende de los
factores de la experimentacion.

Porcentaje de
inhibicién

Es una variable controlable en el disefio
experimental, ya que se puede

Temperatura X modificar para comprobar que la
temperatura afecta en la inhibicion de
las incrustaciones.

Es una variable controlable, ya que
pH X esta puede variar ya que debe estar en
unrangoentre 6y 7.

Fuente: elaboracion propia

4.4 PLANTEAMIENTO DE LAS HIPOTESIS

Para cada factor e interaccion entre estos se realiza dos tipos de afirmaciones:
hip6tesis nula, la cual establece que no existe efecto de los factores sobre la variable
respuesta®® , y la hipétesis alterna, la cual se quiere demostrar que si existe efecto
de los factores sobre la variable respuesta. Cuando el valor teérico de las tablas de
Ficher sea mayor al calculado se acepta la hipétesis nula, cuando no ocurra se
acepta la hipotesis alterna.

45 CANAVOS, George. Probabilidad y estadistica, aplicaciones y métodos. Primera ed. Fernandez, Espaia:
McGraw-Hill, 1988. p. 407.
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Para el Factor A (Neutralizador)

Hipotesis Nula de A: el neutralizador no tiene efecto en el porcentaje de inhibicion
de incrustacion

Hipétesis Alterna de A: el neutralizador tiene efecto en el porcentaje de inhibicion
de incrustacion

Para el Factor B (Dosificacion)

Hipotesis Nula de B: la dosificacion no tiene efecto en el porcentaje de inhibicion de
incrustacion

Hipétesis Alterna de B: la dosificacion tiene efecto en el porcentaje de inhibicién de
incrustacion

Para la interaccion del factor Ay factor B (Neutralizador y la dosificacion).

Hipotesis Nula de AB: la interaccion entre el neutralizador y la dosificacion no tiene
efecto en el porcentaje de inhibicion de incrustacion

Hipétesis Alterna de AB: la interaccidn entre el neutralizador y la dosificacion tiene
efecto en el porcentaje de inhibicion de incrustacion

4.5 ELECCION DEL DISENO EXPERIMENTAL

De acuerdo con los factores que presenta el experimento y los niveles de cada uno
respectivamente, se eligié un disefio factorial con niveles mixtos o multinivel, que en
este caso son dos factores los cuales son el tipo de neutralizador y la dosificacién;
el primero con dos niveles que corresponden a una amina primaria y un alcalino y
la dosificacion con tres niveles (20 ppm, 30 ppm y 40 ppm) respectivamente.

4.6 PROCEDIMIENTO Y RECOLECCION DE DATOS

La experimentacion para la obtencion de los datos para el desarrollo del disefio
experimental se realiz6 por medio de la prueba de eficiencia de acuerdo con la
norma NACE TM019% que se encuentra en el anexo D.

v Materiales
o Pipeteador eléctrico
o 12 Beackers de 100 ml para la titulacion de las muestras

4646 PETROBLOGGER.COM, blog sobre la industria del petréleo y gas natural normas nace —
descripcion y lista de standards, 14 enero, 2010, op.cit
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Pipeta de 5 mi

12 recipientes para muestras
Bureta de 25 ml

Equipos

Plancha Agitadora

[ ] <\. e o

<\

Reactivos

Fenolftaleina

Hidréxido de sodio al 0,01 N
EDTA

Agua destilada

DATOS OBTENIDOS DE LA PRE-EXPERIMENTACION.

Como se observa en la tabla 13 los resultados obtenidos en la pre-experimentacion
para llevar a cabo el disefio experimental.

Tabla 13. Datos obtenidos en la pre-
experimentacion para el desarrollo del disefio
experimental

Dosificacion Porcentaje

Neutralizador (ppm) fe Irlsleien

20 51

33

Alcalino 30 62
65

40 74

76

20 73

70

Amina Primaria 30 3
71

40 4

72

Fuente: elaboracién propia
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4.7  ANALISIS DE VARIANZA

Para el andlisis de varianza es necesario calcular el valor de la suma de cuadrados,
grados de libertad y cuadrados medios para hallar los valores F calculados y
comparar con los valores teéricos. En la figura 15 se muestra las féormulas para
elaborar la tabla Anova para poder determinar los valores que se van a comparar
los valores de la tabla de Fisher y en el anexo E se encuentra los calculos
correspondientes de la tabla 14.

Figura 15. Tabla Anova para el desarrollo del disefio factorial multinivel

Fuente de Suma de Grados de :
variacion cuadrados libertad Cuadrado medio F,
Tratamientos A 55 a-1 S8, . _MS,
) =t F
! MSa=21 " Ms,
Tratamientos B 88 b-1 == 85, = MS;
! . M5 =51 =3,
Interaccion 55 45 (@-1)(b-1) ___ 58, p =M
Wa=ne-n - 7w,
Error S5, ab(n-1) __55
) M5 = o -1)
Total 58, abn 1

Fuente: MONTGOMERY, Disefio y andlisis de experimentos, segunda edicion:
editorial Limusa Wiley, p.180

De acuerdo con los calculos elaborados que se encuentran en el Anexo C se
obtuvieron los siguientes resultados presentados en la tabla 14 a partir de los
valores presentados en la tabla 13 con respecto a la pre -experimentacion.

Tabla 14. Tabla Anova. Andlisis de Varianza obtenido del disefio factorial multinivel
implementado.

Fuente GL SC MC Valor F
Neutralizador 1 432,0 432,00 14,64
Dosificacion 2 610,2 305,08 10,34
Interaccién 2 514,5 257,25 8,72
Error 6 177,0 29,50

Total 11 1733,7

Fuente: elaboracion propia

GL: Grados de libertad
SC: Suma de cuadrados
MC: Cuadrado medio

F: Valor tedrico de Ficher
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Se toma un a de confiabilidad del 95 por ciento, por lo tanto, se mira en tablas de
puntos porcentuales de distribucion F tomada del libro disefio y analisis de
experimentos de Montgomery, a = 0.05 y teniendo como valor:

F neutralizador

vl=a-1 v2=ab(n—-1)
vl=2-1)=1 v2=2%x3(2-1)=6
F dosificacion
vl=b-1 v2=ab(n—-1)
vl=3-1)=2 v2=2%x3(2—-1)=6
F interaccion
vil=(a—1)(b—-1) v2=ab(n—-1)

v1=2-1)B-1)=2 1v2=2+32-1)=6

FnNeutralizador=14,64 > Frablas= 5,99 El neutralizador tiene efecto en el porcentaje de
inhibicién de incrustacion.

Fposificacion=10,34 > Fravlas= 5,14 La dosificacion tiene efecto en el porcentaje de
inhibicion de incrustacion.

Finteraccion= 8,72> Frablas= 5,14 La interaccion entre el neutralizador y la dosificacion
tiene efecto en el porcentaje de inhibicién de incrustacion.

De acuerdo con los valores calculados de F y comparando con los datos teoricos,
se puede determinar si los factores e interaccion entre estos tienen efecto o no sobre
la variable respuesta. Teniendo en cuenta que el tipo de neutralizador tuvo un valor
F calculado 14,64 mayor a la F teorica que es de 5,99 se rechaza la hipotesis nula
por lo tanto se aceptod la hipotesis alterna donde el tipo de neutralizador tiene efecto
en el porcentaje de inhibicién de incrustacion; la dosificacién también presento una
F calculada con un valor de 10,14 mayor al F teorico que es de 5,14 por lo que
también tienen efecto en la variable respuesta que es el porcentaje de inhibicion de
incrustacion y la interaccion entre estas dos variables tuvieron un valor de F
calculado de 8,72 mayor al F teédrico de las tablas de Ficher que es de 5,14 , por lo
tanto se rechaza la hipétesis nula pero se acepta la hipétesis alterna donde estas
variables tienen efecto sobre él porcentaje de inhibicion contra las incrustaciones.

De acuerdo con el disefio experimental se pudo determinar que el neutralizador y la

cantidad de dosificacion de la formula del inhibidor influyen en la eficiencia del
inhibidor; es necesario utilizar un neutralizador para que el pH del inhibidor sea
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neutro ya que el inhibidor es acido lo que puede generar otros dafos en la tuberia
y se pudo determinar como a medida que la dosificacion aumenta se tiene un mejor
porcentaje de inhibicion, el mejor neutralizador en este caso es la amina primaria
que tiene un mejor porcentaje de inhibicion incluso en la dosificacion mas baja que
es de 20 ppm, asi se pudo obtener una formula y una dosificacion apropiada para
cumplir con la inhibicion de incrustaciones.
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5. DETERMINAR LOS COSTOS Y EL MARGEN DE RENTABILIDAD DEL
PROYECTO

Se determiné el costo del producto que se obtuvo en este proyecto, se calcul6 el
costo de la fabricacion del producto para asi determinar el margen de rentabilidad
del proyecto y compararlo con el producto actual inyectado en la plataforma.

5.1 COSTO DE LA FORMULA OBTENIDA EN EL PROYECTO

Se obtuvo el costo de la formula obtenida en el proyecto; en la tabla 15 se determiné
la composicion de cada uno de los componentes de la férmula del producto y el
valor unitario por galén obtenidos de los precios que se maneja con el proveedor de
cada materia prima y con esto el precio total del producto. Cada célculo realizado
se observa en el anexo F.

Tabla 15. Costo del producto obtenido en el proyecto por galon
Costo Materia
prima por Costo Producto

Materia Prima  Composicion Densidad Especifica Galon
($ Materia
L prima/ Galdn)
Inhibidor 30,0 1,360 21,43 $6,43
Amina Primaria 10,5 1,020 7,01 $0,74
Agua 59,5 1,000 0,08 $0,05
Total 100,0% Total $7,22
1,110

Densidad Especifica Producto
Fuente: elaboracion propia

5.2 COSTO DE FABRICACION DEL PRODUCTO DEL PROYECTO

Para el costo de produccién en planta se tuvo en cuenta el precio de elaboracion
para fabricar el producto para que pueda ser inyectado en la plataforma y asi se
determiné el valor que es de 9,63 $/ galdn.

5.3 MARGEN DE RENTABILIDAD

Para saber cudl es la ganancia por la venta del producto obtenido en el proyecto,
se determiné el margen de rentabilidad que hace referencia al porcentaje de
incremento del costo de fabricacion de acuerdo al precio de venta de producto. Se
determind que el margen de ganancia que se desea obtener del proyecto es del 40
por ciento.
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Ecuacion 14. Margen de rentabilidad

Precio venta del producto — Costo

Margen de Rentabilidad: ( ) *100

Precio de venta del producto

Costo )

P iod ta: (
rectogeventai\1 - Margen de rentabilidad

9,63 ga$ién 3
Precio de venta: 1-420% | 16,05 galon

De acuerdo al margen de rentabilidad que se desea obtener que es del 40 por ciento
se obtuvo que el precio de venta del producto debe ser de 16,05 $/galon.

5.4 COMPARACION DEL PRODUCTO OBTENIDO DEL PROYECTO Y EL
PRODUCTO ACTUAL INYECTADO EN LA PLATAFORMA

Al igual que la férmula del proyecto, se realiz6 el calculo de la cantidad anual del
inhibidor inyectado actualmente en la plataforma en galones que se utilizaron de
acuerdo con la dosificacion de este.

Tabla 16. Comparacion del producto del proyecto y del inyectado actualmente en la
plataforma

Producto del proyecto Producto actual
inyectado en
plataforma
Dosis 20 ppm 30 ppm
Costo[$us/gal] $9,63 $12,04

Fuente: elaboracion propia

Comparando el producto del proyecto con el producto inyectado actualmente en la
plataforma y la dosificacion de cada uno de estos, donde el primero tiene una
dosificacion de 20 ppm y producto actual que es de 30 ppm, por lo que se necesita
menos cantidad de producto. El costo del producto que se obtuvo en el proyecto es
de $US 9,63, el cual presenta un precio mas bajo que la formula actual que tiene un
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valor de $12,04. Por lo tanto, se evidencia que el costo del producto del proyecto es
mejor que la del proyecto actual.
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6. CONCLUSIONES

La caracterizacion del agua permitié determinar los iones presentes y la cantidad
de cada uno para poder determinar las potenciales incrustaciones a formarse y
evaluar diferentes inhibidores para determinar el mas eficiente.

De acuerdo al diagrama de Stiff elaborado a partir de los resultados obtenidos
de la composicion del agua de formacion de la plataforma petrolera, el agua
evaluada es de tipo marina, por lo tanto, los iones de sodio y cloruro son lo que
estan en mayor cantidad en el agua, el sodio tiene una concentracion de 42174
mg/L y el cloruro de 67343 mg/L.

Se determiné mediante los indices de saturacion que el agua de mar presente
en la plataforma en este caso es incrustante, por lo tanto, los iones que
presentan valores de solubilidad méas bajos que son el ion bicarbonato (HCO3)
y sulfato (SO4%) se precipitan facilmente y reaccionan con otros iones como el
Sodio, el Bario y el Calcio.

En la plataforma se evidencio que ademas de ser incrustante el agua de las
lineas de produccion también tiene una tendencia corrosiva que pueden dafios
en las tuberias.

Se obtuvo que las incrustaciones que se presentan en la plataforma son el
carbonato de calcio también llamado calcita y el sulfato de bario llamada barita
por medio del software ScaleSoftPitzer 2017.

Se determind que el inhibidor de tipo fosfato es mejor para inhibir en este caso
las incrustaciones de carbonato de calcio y sulfato de bario. Se evalu6 los dos
tipos de inhibidores que son los fosfatos y poliméricos por medio de pruebas de
compatibilidad y eficiencia.

Las condiciones en las que se encuentra la plataforma tanto en temperatura que
esta entre 25° C y 90° C y la presion son ideales para la formaciéon de
incrustaciones de carbonato de calcio CaCOs y sulfato de bario BaSO4 que son
las incrustaciones mas frecuentes en los yacimientos.

Se determind tanto el tipo de neutralizador que favorece el inhibidor y la
dosificacion a inyectar en la plataforma; ademas se obtuvo que la interaccién
entre estos dos factores influye en el porcentaje de inhibicion de la plataforma
por medio del disefio experimental multinivel.

EL neutralizador que favorece la inhibicion de incrustaciones es la amina
primaria con una dosificacién de 20 ppm para que el porcentaje de inhibicion sea
mayor al 70 porcentaje.
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e El margen de rentabilidad del producto del proyecto es de 40 por ciento por la
venta de este con un valor 16,05 $/ galon .
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7. RECOMENDACIONES

Es necesario controlar y prevenir las incrustaciones ya que las condiciones de la
plataforma son ideales para que se formen facilmente y ocasionen
taponamientos o reduccion de la produccion. Debido a que la plataforma tiene
un problema muy comudn en la produccién de crudo que es la aparicion de las
dos incrustaciones mas comunes las cuales son carbonato de calcio y el sulfato
de bario.

Se recomienda un inhibidor de tipo fosfato con una dosis de 20 ppm (partes por
millén) para prevenir las incrustaciones de sulfato de bario presentes en la
plataforma ya que es bueno en el control de estas incrustaciones.

Siempre que se vaya a evaluar algun inhibidor hacer las pruebas
correspondientes para determinar cual de los inhibidores que se seleccionen
tengan una mejor inhibiciéon de incrustaciones ya que no todos los inhibidores
presentan el mismo comportamiento.

Evaluar las implicaciones de utilizar los inhibidores poliméricos en las aguas de
los yacimientos para prevenir las incrustaciones que se puedan formar.

Evaluar otro tipo de disefio experimental para poder determinar mas
interacciones entre variables y otros factores que impliquen en la eficiencia de
la aplicacion del producto para la inhibicién de incrustaciones.

Evaluar diferentes inhibidores de corrosion para evitar que las tuberias se
puedan corroer ya que en el calculo de los indices de saturacion se observo una
tendencia de agua corrosiva y asi evitar que las tuberias se deterioren y
ocasionen dafios mayores.
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ANEXO A

CONVERSION DE MG/L A MEQ/L DE CADA UNO DE LOS IONES PRESENTES

EN EL AGUA DE FORMACION

SODIO
meq 42174mg 1mmol 1meq 1835 24
= * * =
L L 22,98mg 1mmol ’
POTASIO
meq _ 248mg* Immol . 1meq _ 634
L L 39,09mg 1mmol
MAGNESIO
meq _ 313mg* 1mmol . 2meq — 25 76
L L 24,30mg 1mmol ’
CALCIO
meq _ 886mg>k 1mmol . 2meq _ 4422
L L 40,07mg 1mmol ’
BARIO
meq _ 220mg* Immol . 2meq _ 390
L L 137,32mg 1mmol ’
ESTRONCIO
meq _ 231mg* Immol . 2meq _ 597
L L 87,62mg 1mmol
CLORURO
meq _ 67343mg 1mmol 1meq — 1899 66

L L * 35,45mg * 1mmol
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SULFATO

meq 100mg 1mmol 2meq

= 2,08
L L 96,06mg i 1mmol
BICARBONATO
974 1 1  1me
meq _ mg mmo q _ 15,96

L L 61,00mg 1mmol
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ANEXO B

CALCULO DE LOS INDICES DE INCRUSTACION PARA DETERMINAR QUE
EFECTO TIENEN EL AGUA DE FORMACION DE LA PLATAFORMA

indice de Langelier. Para el célculo del indice de Saturacion de Langelier se calculd
el pH de saturacion del agua de formacion

pHs =(93+A+B)—(C+D)
pHs = (9.3 + 0,4051 + 0,9616) — (6,2169 + 6,2580)

pHs = —1,8082
. (log(solidos totales disueltos) — 1)
B ) 10
= — (log(112473) — 1
— (log(112473) — 1)

A
A

0,4051

B = —13.12log[ T (°C) + 273.15] + 34.55
B = —13.121og[ T (90°C) + 273.15] + 34.55

B =0,9616
mgCaCO
¢ = tog|ea (===
1860CaC0;
C = log [886 (f)]
C =6,2169
o mgCaCo3
D = log[alcalinidad total (—)
1860CaCo3
D = log[974 (f)
D = 6,2580

Al calcular el pHs se puede determinar el valor del indice de Saturacién de Langelier:
LSI = pH — pHs

LSI = 6,64 — (—1,8082)

LSI = 8,84

El indice de saturaciéon de Langelier es de 8,84, por lo tanto, este ion es mayor a o
lo que indica que es un agua altamente incrustante.
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indice de Ryznar. Al igual que el indice de Saturacion de Langelier, se debe
determinar el pH de Saturacion del sistema.

pHs =(93+A+B)—(C+D)
pHs = (9.3 + 0,4051 + 0,9616) — (6,2169 + 6,2580)
pHs = —1,8082

1
A= T (log(solidos totales disueltos) — 1)

1
A= (log(112473) — 1)
A =0,4051

B = —13.12log[ T (°C) + 273.15] + 34.55
B = —13.121og[ T (90°C) + 273.15] + 34.55

B = 0,9616

mgCaCO
C = log [ca (%

1860CaC04
C = log [886 (f)]
C =6,2169

o mgCaCo3
D = log[alcalinidad total —>]

1860CaCo3
D = log[974 (f)

El célculo del indice de Ryznar es la diferencia dos veces entre el pH de saturacion
calculado anteriormente y el pH del sistema.

RSI = 2(pHs) — pH
RSI = 2(—1,8082) — 6,64
RSI = —10,25

El indice de Ryznar dio un valor de -10,25, por lo que al ser menor a 5, se evidencia
que el agua de formacidon que se encuentra en la plataforma es altamente
incrustante.

indice de Puckorius. Se calcula pHeq (pH del sistema en equilibio), de la siguiente
forma

pHeq® = 1,465 x log(Alcalinidad) + 4,5
pHeq® = 1,465 * (974) + 4,5
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pHeq® = 8.87

Al obtener el valor de PH del sistema en equilibrio, que es de 8,87, se determina el
valor del indice de saturacion. El pH de saturacion (pHs), se determina igual al de
los indices de Langelier y Ryznar.

PSI=2(pHs)-pHeq
PSI=2(-1,8082)-8,87
PSI=-12,48

indice de Larson — Skold (Lal). Para calcular el indice de Larson — Skold, las
concentraciones de cada uno de los iones que intervienen en la formula se deben
expresar en equivalentes por millén (meg/L).

Lal=([Cl-]+[SO4] =)/([HCO3-] +[CO3] =)
Lal= (1896,98+2,08) / (15,96+0)
Lal= -12,48

Este valor segun los rangos de Larson — Skold es menor a 0,8 por lo que no es
corrosiva, que es otro de los problemas que se pueden ocasionar por el tipo de
agua.
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ANEXO C
UTILIZACION DEL SOFTWARE SCALESOFTPITZER

ScaleSoftPitzer™
SSP2017

Rice University Brine Chemistry Consortinmmm
EFEnergy & Environmental Systems Instituate
Rice University
Houston, TX 77005
TUSA

MNovember 30, 2016

El software SSP 2017, es una plantilla en Excel programada para realizar los
calculos correspondientes para determinar la tendencia de incrustacion, para esto
es necesario tener en cuenta la composicién de los iones, y las variables que
influyen en la formacion de incrustaciones como el pH, la temperatura y presion.

1. En la figura 16 como se observa se debe colocar el nhombre del pozo o
locacion que se va a trabajar en el software, ya que permite determinar el
comportamiento del agua de formaciéon sola o en caso tal de que estuviera
combinada con agua pura u otra agua de formacion de otros pozos.

Figura 16. Introduccién de los parametros iniciales del agua de yacimientos que se
quiere trabajar en el software

A B C D E F G H [ J 1
1 ! 2 3 4 3 i Click here:
2 Parameters Units Input Input Input Input Input Click here BID, psia, °F
3 |Select the brines I C C C R Click here:
mA3/D, bar, °C
4 |Sample ID Cell H34 is STP Goal Seek
Select fluid by Ic. pH. Cell: Click here ti
SN poigy T alopilCells “ggp  Cickhersio
6 (..}..Pglaml.... - box(es) in row used 1|1 mixed Uncheck All Click here to
T 3. P34 brines boxes output SR
8 TLocation calculation.
Click here: Click here:
9 IField mgiL Molality
Fuente: tomado del programa ScaleSoftPitzer
2. Se debe introducir la composicién del agua de formacién como se observa

en la figura 17, para determinar la tendencia de las incrustaciones que se forman.
Se debe tener en cuenta las unidades estan en mg/L.
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Figura 17. Datos de la composicion del agua de yacimiento

10
11
12
13
14
15
16
17
18
19
20
21
22
23
24
25

A B C D E F G H

Na (mg/L) 42.174,00|
K (if not known =0) (mg/L) 248,00
Mg (mg/L) 313,00|
Ca¥ (mg/L) 386,00
S (mg/L) 231,00
Ba~ (mg/L) 228,00
Fe— (mg/L)

In~ (mg/L)

Ph™ (mg/L)

cr (mg/L) 67.343,00
so> (mg/L) 100,00
F (mg/L)

Br (mg/L)

Silica (mg/L as Si)

Total Alkalinity (mg/L as HCO3 974,00

CO;~ Alkalinity

(mg/L as CO3)

Fuente: tomado del programa ScaleSoftPitzer

3.

Luego colocar el valor de las condiciones iniciales en la que se encuentra la
plataforma, en este caso se tiene una temperatura de 90°C y una presion de 24,80
bar. Es importante tener en cuenta las unidades con las que se va a trabajar. Si se
desea trabajar con temperatura en Farenheit (°F), la presion en psia, o por lo
contrario si la temperatura esta en Celsius (°C) la presion debe estar en bar, como
se presenta a continuacion en la figura 18.

Figura 18. Condiciones iniciales de presion y temperatura del agua de formacién de

la plataforma

For mixing: Type T's & P's in red box below.
Initial T (°C) 90,00
Final T (°C)
Initial P (bar) 24.80
Final P (har)
API Oil Grav. API grav.
Gas Sp.Grav. Sp.Grav.

Fuente: tomado del programa ScaleSoftPitzer

4.

Cuando el programa corre este determina las condiciones finales de
temperatura y presion del agua de formacién en la plataforma, ver figura 19.
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Figura 19. Valores iniciales y finales de la plataforma con respecto a la presion y la

temperatura

38 For mixing: Type T's & P's in red box below.
29 [Initial T 0 20,00

40 |Final T 0 25,00

41 |Initial P (bar) 25.00

42 |Final P (bar) 12,00

43 |:\PI 0il Grav. API grav.

44 |Gas Sp.Grav. Sp.Grav.

Fuente: tomado del programa ScaleSoftPitzer

5. El software permite observar el comportamiento de cada una de las
incrustaciones que se pueden formar de acuerdo a la temperatura, presion y en el
caso del carbonato de calcio el pH, con respecto al indice de incrustacién, como se
observa en la figura 20, 21, y 22.

. TENDENCIA CALCITA (CARBONATO DE CALCIO (CaCOs3))

Figura 20: Comportamiento de la calcita con respecto a la temperatura, presion, pH
y el indice de saturacion de Oddo - Thomson

A B C D E F .6 H I J K L M N 0 P Q R 8 T u v W X [a
1 Wellg): 0 MEGSTR) 0 MeOHSTI 0
2| T P Caleite NIMP| H after Dolomitq lonic =il N
3 °C | tw | i [ S [Delasi] mgl | (ug)ppition [SPBpP| ST | Strength Calcite 1 Calcite MIC Isopleth
'Y S ] 645 | 047 | 08 | 246 [ 000 620 | Ves | 088 | 204 130 £00 ]
5 3 G| 646 | 057 | 07 | 12 |00 615 | Yes [ L6 | 104 | _ 500 _—— —=Caldte S| —F
HEE 5| 647 | 08 | 06 | 33 |00 611 | Yes [ 14 | 2 | %1 w3 o 2
T 6] 649 | 036 | 05 | 37 |00 60 | Yes | 168 | 14 | % 00 E "
I W 631 | 08 | 043 [ %7 [000] 60 | Yes | 192 | 10 | § g Wi w0 5

= - Q@ Y !
a6 ] 635 | 094 [ 93 | B9 [0 60 | Ves | 253 | 204 | 5 e — -
0 & [ 65 | L0 [ 026 | %8 | 004] 600 | Yes | 231 | 2 WG — ]
[ 7 2 638 | L2 | 007 | %5 [010]| 598 | Ves | 237 | 204 0.00 0 L 5 ¢
2[ B ﬁl 660 | 120 | 008 | 5 | 02| 397 | Yes | 177 | 1M 0 0 4 310 > H
I B[ 6 |12 [ 00 | 0 [0 ] 38 | Yes | 2% | M pressure (bar] © 0
44 User Input (T, P, and CO,% in columns 4, B, and C below™: | pH 05 5
1; }g lﬁg g;g Click this 0 0
e i 038 fioniy oo e w B
= run these
1820 260 028 e Temp ()
19 29 333 0%
0 B 406 0%
A B 4] 0%
2 B B 0%
B[ W[ 661 0%
247 3W 700 0%
25 |" The cells in purple can be changed by users.
26 " The cakoulations use the values of CO,% in Cells F13-F17 and H.S concentration from the "Tnput"shest to calculate
27 | the B-H SI, ST at the specific condition, and ASL
2
2 v
3 Tile | Input | nputl | Weli#1+Fresh Water | Mixing TwoWells | Whatif | Calcite | Barite | OtherSO4s | Halte | SulfidesFluorite Carbonates | Si .. (3 [l 3

Listo. '.j Promedio: 0,89 Recuento: 10 Suma: 8,89 ﬁ E = 1 + 90%

Fuente: tomado del programa ScaleSoftPitzer
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. TENDENCIA DE LA BARITA (SULFATO DE BARIO (BaSOg))

Figura 21. Comportamiento de la Barita con respecto a la temperatura, presion, pH

‘ el indice de saturacion de Oddo - Thomson
Archivo [EGISCMM nsetar  Disefiode pagina  Formulas  Datos  Revisar  Vista  Programador  Complementos & Buscar & Compartir

‘D é; | [Tmes NewRoma |10 - E " p

8 [¥] Rellenar -
Pegar . Insertar Eliminar Formato Buscary
- - - - Borrar ~ seleccionar ~

Portapaneles 1 Fuente Alineacién nimero Estilos Celdas Edicién -

a3 - £ M

A B C D E F G H J K L M N (o] 3 Q R s T -

1 | Wellis):

2 T P Barite BHPMP . —_—l MeOH(STB) 0

3 =C bar SI DeltaSI | mg/L* | (mg) Barite mg/l* | MEG(STB) 0 Barite MIC |50p|eth

4 25 2" 204 059 257 0.19 2,50 240

5 3 15 194 0,50 236 0.1 2,00 IS - =5 (Inh=0mg/L] = —=Barite =P

6 39) 15| 1.86 041 234 0.17 \ 2

= 3,0 30

7 4 16| 178 033 233 0.16 @ 20 zmg .

8 54 I 026 231 0.1 £ 100 = 25 5

9 61 o Lot 020 29 0.16 2 5o 225 %

10 68 2| 158 0,14 28 0,16 s 2,0 20 %

1 76 2" 15 0.09 226 0.17 @ 000 220 z a

12 55 5| 149 0,04 2 0,18 o 10 20 30 215 15 &

13 90| z?l 143 0,00 223 0,19 Pressure (bar) 2 H

14 [User Input (T and P in Columns A and B): 10 10g

15 7] 13]

05 5

16 106 791]

17 135 1.567} 0,0 0

18 165 2343 Click here to run 0 20 a0 60 80 100

19 194] 3119 these test cases. T ¢
20 | 389 e ()
2 252 467
22 28] 5 445}
23 311 6224
2 340) 7.000{
25 | "This is the amount of barite that would have to precipitate at the T and P for the brine to be at equilibrium with basite solid
26 -

» Title | Input | Inputll | Well#1+Fresh Water | Mixing Two Wells | Whatif | Calcte | Barite | Other SO4s | Halite | SulfidesFluoriteCarbonates | Si ... (&) < y

Listo ) Promedio: 1,70117169  Recuento: 11 Suma: 17,0117169 ER |- 1 + 1008

Fuente: tomado del programa ScaleSoftPitzer
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e TENDENCIA DE OTRAS INCRUSTACIONES DE SULFATO (S04%)

Figura 22. Comportamiento de las incrustaciones formadas por sulfato con respecto
a la temperatura, presion, pH y el indice de saturacion de Oddo — Thomson.

55P2017_singue (version 1).xsb - Excel Manuel Antonio Salamanca

Vista  Programador  Complementos @ Buscar

o [P -
0 B [ fimes NewRoma < |10 - E p
B - . [¥] Rellenar -
Pegar . Insertar Eliminar Formato Buscary
- . . . Borrar~ seleccionar
Portapapeles 1 Fuente Alineacién Nimero Estilos Celdas Edicion -~
19 & fe || -0,77748090151092 v
A B ¢ D E F G H 1 4 KL M n 0 3 Q R s T u v w x Y z AA ([~
1 [ Wells):
2 71 T Cypoum** i Anhydrite Celestite MeOH(s 0 Celestite Calcium Sulfates
a| °c r S| mels | ST | mels| ST | mele| S megl* MEGGSTE 0 — 5 —mg/Lpet ——Gypsum  —— anhydrita
4 2 2.03 273 25 E 00 1 00
g : 2,02 2 '2 22 - = % L
s 2 266 B E 3 030 1 E
— - e ' L T e =
s & ) X3 185 K e w00 Pressure (Bar]
10| 68 2 196 0 245 0 181 o 7 0
1 2 195 0 239 0 173 0 7 0
12 83 23 195 0 232 0 166 0 6 0 Calcium Sulfate MIC Isoplethd
1390 25 195 0 5 0 59 0 062 0
14 N — —
15 |User Input (T and P): ~ Click here to un
8T i these test cases.
[z 15 ** Taypsum Anmyarite]
18 106 791 e s
19 155 | 1567 o .
20 165 | 2343 5 90 3
i [ 8 s = /“‘/m = 15
= 8.0 w0k
¥ a5
20 M [P
Temp (0]
iva sulfate solids,
Warning: Gypsum is aot expected to form at 2bout 40 C or 104 . The prediction may not be mezningful
3 Title Input Input It ‘Well#1+Fresh Water Mixing Two Wells ‘What if Calcite Barite Other 504s Halite Sulfides,Fluorite, Carbonates Si . @ < »
Listo =] B mo- + 8%

Fuente: tomado del programa ScaleSoftPitzer

El software trabaja con el modelo termodinamico de Odom y Thomson. El cual es
un algoritmo que tiene en cuenta las condiciones del sistema como la presion
temperatura y pH, asi como la fuerza ionica de la composicién del agua. Este
modelo permite determinar el indice de saturacion de cada una de las
incrustaciones.

OTROS USOS DEL SOFTWARE

Este software también permite determinar El programa esta diseflado para la
prediccion, tratamiento y control de depdsitos de escala comun en pozos de petréleo
y gas. Programa utiliza ya sea pH medido o cantidad de dioxodp de carbono COz;
La teoria del electrolito de Pitzer donde se ve intervenido para calcular los
coeficientes de actividad; PengRobinson la relacion matematica entre la presion,
volumen y temperatura con relacion a la ley de los gases ideales (EOS) para
coeficientes de fugacidad de gas; Coeficientes de actividad del efecto de etilenglicol
y metanol para calcita, barita, yeso, celestita y halita. Se pueden realizar numerosos
calculos. Para determinar la tendencia de las incrustaciones también se puede tener
encuenta los caudales tanto del gas, aceite y agua.
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Permite trabjar diferentes concentracones de salmuera, aceite y gas para
determinar el comportamiento de la calcita y la barita antes de la precipitacion al
igual que el pH, el tiempo de inhibicién y el comportamiento del carbonato de calcio
cuando se precipita, también permite utilizar el diametro interno de la tuberia vy la
Longitud de esta o la distancia de recorrida por el fluido.
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ANEXO D

NORMATIVIDAD DE LAS PRUEBAS REALIZADAS EN LABORATORIO PARA
INHIBIDORES DE INCRUSTACION*

“‘NACE International fue originalmente conocida como “La Asociacion Nacional de
Ingenieros de Corrosion” Establecida en 1943

Las practicas estandar NACE son:
- Métodos de seleccion, disefio

- Instalacion u operacion de un material o sistema cuando la corrosion es un
factor.

- Métodos de tratamiento de la superficie de materiales para control de
incrustacion.

- Criterios para la operacion y el mantenimiento adecuados de un sistema de
control de la corrosion

- Métodos para el uso apropiado de las técnicas de control de la corrosion.

- Procedimientos para aumentar la efectividad, la seguridad y los beneficios
econdmicos de una instalacién o sistema.

- Procedimientos para el uso apropiado de un sistema de control de corrosién

47 PETROBLOGGER.COM, BLOG SOBRE LA INDUSTRIA DEL PETROLEO Y GAS NATURAL
NORMAS NACE — DESCRIPCION Y LISTA DE STANDARDS, 14 enero, 2010
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NACE TM03741. Laboratory Screening Tests to Determine the Ability of Scale
Inhibitors to Prevent the Precipitation of Calcium Sulfate and Calcium
Carbonate from Solution (for Oil and Gas Production Systems).*®

“Esta norma habla de la solucion de incrustacion por calcio en salmueras que
contienen grandes cantidades de sales de calcio, el cual forma sulfato de calcio o
carbonato de calcio.

Los inhibidores de incrustacion se utilizan para controlar la formacién de
incrustaciones, reduciendo asi las dificultades de produccion.

Los métodos de prueba en esta norma estan disefiados para proporcionar una
medida relativa y cuantitativa de la capacidad de un inhibidor de incrustaciones para
prevenir la precipitacion de solidos. Se consideran como punto de partida en la
evaluacion del inhibidor de incrustaciones. Este método permite un modo uniforme
de evaluar los resultados de las pruebas y facilita la discusién de los resultados por
parte de las partes interesadas.

Los métodos de prueba en este estandar se han seleccionado como un medio para
comparar la efectividad del inhibidor de incrustaciones en la prevencion de la
precipitacion de sulfato de calcio y carbonato de calcio.

TMO0197-2010, Laboratory Screening Test to Determine the Ability of Scale
Inhibitors to Prevent the Precipitation of Barium Sulfate or Strontium Sulfate,
or Both, from Solution (for Oil and Gas Production Systems).*®

Esta norma trata de la solucion de incrustacion de sulfato de Bario y sulfato de
estroncio de campos petroliferos contienen suficiente ion sulfato en presencia de
iones de bario o iones de estroncio.

La seleccion del mejor inhibidor de incrustaciones para una aplicacion determinada
a menudo sigue un largo programa de prueba. El programa generalmente comienza
con la recoleccién de productos potencialmente Utiles que luego son sometidos a
un proceso de seleccion en el laboratorio para determinar si productos especificos
o clases de productos funcionan mejor que otros.

El procedimiento de seleccion de laboratorio descrito se considera como punto de
partida en la evaluacion de inhibidores de incrustaciones. El procedimiento
estandariza la recopilacion de resultados de pruebas de deteccion para facilitar la
discusion de los resultados por parte de las partes interesadas.

48 PETROBLOGGER.COM, op. Cit.
49 PETROBLOGGER.COM, op. Cit
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ANEXO E
CALCULOS DE LA TABLA ANOVA EN EL DISENO EXPERIMENTAL

Para el desarrollo del disefio experimental se desarroll6 los célculos
correspondientes para realizarla tabla Anova.

Calculos

Para los célculos de la suma de cuadrados, grados de libertad y cuadrados medios,
se debe usar como referencia los datos de la tabla 11:

Tabla 17. Resumen de los datos para utilizar en el célculo de cada ecuacién

Neutralizador (i) Dosificacion (ppm) (j)
20 Yij 30 Yij 40 Yij Yi
Alcalino 51 84 62 127 74 150 361
33 65 76
Amina Primaria 73 143 73 144 74 146 433
70 71 72
Y
Yj 227 271 296 794

Fuente: elaboracion propia

. SUMA DE CUADRADOS

SCA (Tratamiento Factor A “Neutralizador”)

1% y?
SCA = —E 2 — ——
bn ¢ lyl abn

1=

Donde,
a=2
b=3
n=2
SCA = - 361)2 + (433)2 79427
_2*3( ) (433) 2%3%2

SCA = 432
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SCB (Tratamiento Factor B “Dosificacion”)

1< y?

B=— 2 — —

s¢ anZly] abn
j:

SCB = ! 227)? + (271)% + (296)? 7947

T 2x%2 ( ) ( ) ( ) 2*%3 %2
SCB = 610,2

Donde,

a=2

b=3

n=2

SCAB (Fuente de Variacion entre los dos Factores (Neutralizador y
Dosificacion)

a b 5

SCAB = lzz ii? —y——SCA — SCB
nda £ yy abn
=1 j=1
1 2 2 2 2 2 2 (794)2
SCAB == [(84)* + (127)* + (150)% + (143)* + (144)? + (146)” — - —=—— — 432
—610,2

Donde,
a=2

b=3

n=2

SCAB =514,5

SCT (Fuente de Variacién entre los dos Factores)

b n
g y
T = 2 —
SC ZZZyljk oy

SCT = (51)% + (62)% + (74)?> + (33)%2 + (65)% + (76)*> + (73)? + (73)* + (74)?

+(70)%2 + (71)? + (72)? 794°
(70) (71) (72) 22372
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SCT = 1733,7
SCE (Fuente de Variacion del error)
SCE = SCT — SCA —SCB — SCAB
SCE =1733,7—432 —-610,2 — 514,5
SCE = 829,00

. CALCULO DE CUADRADOS MEDIOS DE CADA UNO DE LOS EFECTOS
DE VARIACION

Para calcular el valor de los cuadrados medios, es necesario hallar los grados de
libertad de cada efecto (Factor A, factor B, Interaccion AB, error y total), ya que la
suma de cuadrados de cada uno se divide entre los respectivos grados de libertad.

Tabla 18. Calculo de grados de libertad para los
cuadrados medios de cada efecto de variacion

Efecto Grados de libertad
A a-1
B b-1
Interaccion AR (@-1)b-1)
Error ab(n -1)
Total abn -1

Fuente: MONTGOMERY, Disefio y analisis de
experimentos, segunda edicion: editorial Limusa
Wiley, p.178

Cuadrado medio factor C (neutralizador)
MSA = ScA
=7
MSA = ( 32 ) =432
=\7=9)=
Cuadrado medio factor B (dosificacién)

SCB
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MSB = (514'5> = 305,08
“\3-1/ ’

Cuadrado medio interaccion AB (neutralizador y dosificacion)

MSAB = SCAB
B ((a —1)(b - 1))
MSAB( 2145 ) = 257,25
2-1)@B-1)) 7
Cuadrado medio del error
MSE = SCE
B (ab(n - 1))
MSE = (m) = 29,50

Para probar el alcance de los dos factores y su interaccion, se divide el cuadrado
medio correspondiente por el cuadrado medio del error.

FA = MSA _ 432 _ 14,64
" MSE 2950
5 - MSB 305,08 1034
"~ MSE 2950
FAB — MSAB 257,25 _ 677
~ MSE ~ 2950
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ANEXO F

CALCULOS DEL PRECIO DEL PRODUCTO Y PRECIO DE PRODUCCION EN
LA PLANTA

CALCULO DE LOS COSTOS DEL PRODUCTO

Para realizar los costos del producto se utilizé la siguiente ecuacion

% materia prima
100

Precio del producto = Precio por Galén *

El valor del precio por galon de cada materia prima se obtuvo a partir de los
proveedores

Tabla 19. Costos materia prima del inhibidor
Costo Materia

Materia Prima Composicion Densidad Especifica prima por Galéon
UsS$
Inhibidor 30,0 1,360 21,43
Amina Primaria 10,5 1,020 7,01
Agua 59,5 1,000 0,08

Fuente: elaboracion propia
INHIBIDOR

21,43% 30% $
* =
galon 100% '~ galon

Precio del producto =

NEUTRALIZADOR (AMINA PRIMARIA)

. 701$% 10,5% $
Precio del producto = — * =0, z
galon 100 % galén
AGUA
. 0,08% 59,5% $
Precio del producto = — * =0, z
galon 100 % galén

El total del costo de la formula por galén se calcul6 con la suma de cada valor de la
materia prima

Costo por galon de la formula = Costo inhibidor + costo neutralizador + costo agua
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Costo por galén de la formula =$6,43 +$0,74 +$0,05 =$7,22
Para el costo de produccion del producto en planta para suministrar a la plataforma
para su inyeccion se tuvo en cuenta el valor de produccion, con la ecuacion se hallo
lo que cuesta

Costo de produccioén en planta = Costo por galon de la formula + $2,41

Costo de produccion en planta = $7,22 + $2,41 = 9,63
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