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Resumen

Actualmente en la industria petrolera, la extraccion de hidrocarburos
frecuentemente viene acompafiada por agua. Esta produccion de agua se
incrementa gradualmente durante la explotacion de los yacimientos, al grado de
exceder el volumen de aceite producido en los yacimientos maduros. Por lo tanto,
es necesario predecir los problemas que se generan con la presencia de agua en la
produccion de crudo.

Desde el inicio de los proyectos se deben disefiar correctamente las instalaciones
de produccion y tratamiento del crudo, considerando la aparicién y el incremento de
los cortes de agua para reducir los costos del proyecto. Sin embargo, el proceso de
deshidratacion y desalado de crudo sigue siendo un reto en los campos de aceite
pesado.

Tomando en cuenta la importancia de esta situacion en la industria petrolera, esta
tesis tiene como objetivo: Mostrar la optimizacion realizada a una planta
deshidratadora de crudo, ubicada en instalaciones costa afuera mexicanas, con la
finalidad de remover el exceso de agua presente en la corriente de aceite crudo y
acondicionarlo a la especificacion de exportacion y venta.

La investigacion comienza con la revision y definicion de los pardmetros que
impactan en la produccion por la presencia de agua en el crudo, tales como:
incrustaciones, corrosion, asfaltenos y formacion de emulsiones. Después, se
describen los principales equipos utilizados en la deshidratacion de crudo en
instalaciones costa afuera. Se revisa la literatura, presentando diferentes casos de
estudio referentes a la deshidrataciébn de aceite crudo en campos de distintas
regiones en el mundo y las nuevas tecnologias. Finalmente, se describe el proyecto
de optimizacion, mostrando los cambios y equipos nuevos instalados en la planta
de deshidratacién de aceite crudo en aguas mexicanas.
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Introduccion

El hallazgo de aguas salinas contaminadas con petréleo en los campos productores
de sal en Estados Unidos motivo la busqueda de petroleo en dichas zonas. Fue en
Oil Creek, cerca de Titusville, Pensilvania en 1859, cuando Edward Drake, perfor6
un pozo con profundidad de 70 pies utilizando métodos de los productores de sal.
Dando asi origen al primer pozo productor, con aproximadamente 35 bpd (barriles
por dia) (Blumer, 2006).

Los primeros productores de petréleo no notaron la importancia que tenia la
presencia de agua en el crudo. Y fue hasta 1938 que se reconocid la existencia de
agua intersticial en los yacimientos de petréleo, después de multiples pruebas de
laboratorio donde se analizaron algunas propiedades en nucleos de roca, como la
porosidad y las saturaciones de fluidos. M&s tarde, ingenieros petroleros y geélogos
aprendieron que el agua asociada al petréleo se podia identificar, basandose en las
caracteristicas quimicas de los yacimientos (Blumer, 2006).

La gran cantidad de agua producida en los campos sorprendio a los productores de
petréleo. Incluso hoy en dia, el tratamiento de esta agua sigue teniendo costos
significativos para las compafias petroleras, las cuales siempre estan tratando de
reducir los costos de operacién. Esto se debe a que durante la produccion primaria
de un yacimiento, el volumen de agua producida aumenta y el volumen de la
produccion de crudo va disminuyendo. Al final de la vida productiva de los
yacimientos se procesan grandes voliumenes de agua, lo cual afecta directamente
a la rentabilidad de los proyectos petroleros.

Existen ejemplos donde el operador de un campo se da cuenta de que los costos
del manejo de agua producida son tan altos, que un yacimiento deja de ser rentable
y decide venderlo a nuevos operadores; los cuales deben encontrar una forma de
minimizar el impacto econdémico de la presencia de agua en la produccién de crudo.
Muy pocos yacimientos maduros han sido abandonados completamente debido a
la presencia de agua, gracias a las nuevas tecnologias y al trabajo de ingenieria,
gue hacen posible el control de la produccion de agua, dando como resultado, la
rentabilidad econdmica de un yacimiento con grandes cortes de agua.

El reto como productores de petrdleo es encontrar y desarrollar nuevos métodos
para producir la mayor cantidad de aceite crudo en un yacimiento, minimizando los
impactos del agua producida.



Objetivo
La presente tesis tiene como objetivo:

Mostrar la optimizacion realizada a una planta deshidratadora de crudo, ubicada en
instalaciones costa afuera mexicanas, con la finalidad de remover el exceso de agua
presente en la corriente de aceite crudo y acondicionarlo a la especificacion de
exportacion y venta.

Alcances
Los alcances de esta investigacion son:

e Realizar una revision de la literatura referente al impacto de la presencia de
agua en el crudo producido, los equipos utilizados en el proceso de
deshidratacion y los diversos casos de estudio en la industria petrolera.

e Presentar los principales equipos instalados en el mejoramiento de una
planta de deshidratacion de crudo, mostrando sus caracteristicas y su
principio de operacion.

e Mostrar el esquema general del proceso de deshidratacion de la planta
optimizada.

Contenido de la tesis

Los conceptos generales sobre la presencia de agua contenida en el crudo
producido y su impacto directo en la produccion se abordan en el capitulo 1. Se
describen los factores que afectan la operacion debido a la produccion de aceite
con agua, como son las incrustaciones, corrosion, asfaltenos y emulsiones. Asi
como los métodos para romper una emulsion.

En el capitulo 2 se describen los equipos utilizados en la deshidratacion de crudo
en instalaciones costa afuera, mostrando sus principales caracteristicas y su
principio de operacion.

En el capitulo 3 se hace una revision de la literatura, mostrando diez casos de
estudio en diferentes regiones del mundo con respecto a la deshidratacion de crudo.
Se presentan mejoras en la deshidratacion de campos de Medio Oriente, Estados
Unidos, Qatar, Rusia, China, Oman y Nigeria, mostrando los resultados obtenidos y
las ventajas de estos cambios en las instalaciones de deshidratacion de crudo.

La optimizacion de la planta deshidratadora de crudo en instalaciones mexicanas
se presenta en el capitulo 4, donde se muestran los resultados obtenidos con el
disefio antiguo y se describen los componentes instalados. Se muestran los

2



principios de operacion, sus instrumentos de control, las condiciones de operacion
y los sistemas de seguridad en la planta.

Finalmente, se presentan las conclusiones y recomendaciones de esta tesis.



Capitulo 1

Conceptos generales sobre la produccidn
de agua en campos petroleros

En este capitulo se presenta el impacto que tiene la presencia de agua en la
produccién de crudo, asi como los problemas que se generan con ella.
Primeramente, se describen las incrustaciones y la corrosion. Se presenta la
definicion de asfaltenos y los tratamientos utilizados en su precipitacion. Finalmente,
se presenta la definicion de las emulsiones, los tipos que existen, su formacién y los
métodos utilizados para romper una emulsion.

1.1 Importancia de la produccion de aceite con agua

La extraccion de aceite y gas frecuentemente viene acompafiada por agua o
salmuera. El contenido de agua en la produccion se incrementa en yacimientos
maduros a tal grado de exceder el volumen de hidrocarburos producidos antes de
llegar al agotamiento del yacimiento. Los costos por produccion y manejo de esta
agua definen el tiempo de vida econdmico y las reservas de hidrocarburos de un
campo. Por lo tanto, es importante entender y predecir el comportamiento de los
problemas inducidos por la produccién de agua (Blumer, 2006).

Usualmente el desarrollo tecnolégico no esta enfocado a la produccion de agua,
debido a que esta no genera una fuente de ingresos, lo cual complica el
entendimiento de los diversos problemas generados por la presencia de agua.
Recientemente, se ha incrementado la importancia de la produccion de crudo con
agua desde el punto de vista ambiental, ya que en el pasado no se prestaba
atencion a esta agua producida; se consideraba un desperdicio y se vertia en el
mar. Mas tarde, fue necesario considerar el tratamiento de esta agua, debido a la
posible contaminacién que se podia generar con las practicas realizadas en su
eliminacién. Las regulaciones cada vez son mas estrictas de acuerdo con los
contaminantes del agua producida, por lo tanto, algunos operadores han
considerado reinyectarla para evadir los costos de dichas regulaciones.

El agua producida posee una quimica compleja que se encuentra en equilibrio con
el aceite y el gas a condiciones de presion y temperatura del yacimiento; sin
embargo, una vez que se produce aceite y gas, este equilibrio se pierde, lo que



puede originar efectos perjudiciales. Los operadores se enfocan precisamente en
estos efectos para asi mitigar los impactos economicos y ambientales.

Estos cambios quimicos ocurren durante la produccién primaria como resultado de
la disminucién de la temperatura y la reduccion de la presién del agua que va del
yacimiento hasta las instalaciones superficiales. Este comportamiento puede ser
mas complejo si multiples zonas del yacimiento estan produciendo con diferentes
pozos o se estd mezclando la produccion en la superficie. Ya que esta mezcla puede
conducir a la formacion de incrustaciones, corrosion u otros efectos dafiinos.

Por lo tanto, las cuestiones relacionadas con la produccion de agua son un tema
central, aungque éstas no sean evidentes inmediatamente debido a que no generan
una ganancia economica.

Usualmente los gastos por la produccién de agua son bajos en el desarrollo inicial
de los campos; por lo tanto, los disefiadores de las instalaciones costa afuera
deberian de construir e instalar el equipo adecuado para el tratamiento de agua
producida desde el inicio del proyecto, con el objeto de reducir los costos del mismo.
La eventual aparicion de grandes producciones de agua requiere de inversion y
gastos de operacidén que no generaran ninguna ganancia y que, al no considerar
esta produccion de agua desde el inicio del proyecto, puede generar errores en el
disefio de las instalaciones para su tratamiento y grandes gastos de operacion.

La Figura 1.1 demuestra el impacto que tiene el incremento del corte de agua en el
costo del inhibidor de corrosion por barril de aceite producido, asumiendo como
constante el precio del inhibidor de corrosion en $0.10 USD por barril de aceite.
Actualmente este costo puede ser mas bajo o mas alto. Al mejorar la tecnologia
para el tratamiento de agua, se reducen los costos, a medida que los yacimientos
maduran (Blumer, 2006).
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Figura 1.1 Impacto del corte de agua en el costo total del barril de aceite producido (Blumer, 2006).



1.2 Incrustaciones y corrosion

Dos de los principales problemas que se generan con la produccion de agua son
las incrustaciones minerales y la corrosion, los cuales pueden conducir a fugas y
costos por reparacion.

El trabajo conjunto de ingenieros, quimicos y operadores es determinar y elegir la
mejor opcidn costo-beneficio para solucionar los retos que representan estos
problemas, ya que, los inhibidores de incrustaciones y de corrosion deben ser
elegidos especificamente por cada area a través de pruebas de laboratorio y de
campo para encontrar el inhibidor con mejor combinacion de costo y desempefio.

1.2.1 Incrustaciones

La produccion de agua frecuentemente desarrolla depdsitos de compuestos
inorganicos, que pueden llegar a tapar o perforar la tuberia de produccion, valvulas,
bombas o la terminacién de un pozo. Ademas, estas incrustaciones pueden limitar
y afectar la produccion, debido a que algunas veces se puede requerir el abandono
de un pozo dafiado.

Se ha desarrollado tecnologia para remover las incrustaciones de las tuberias de
produccion, lineas de flujo, vélvulas, y equipo superficial, restableciendo la
produccién que se ha perdido. Ademas, permite prevenir la ocurrencia de estas
incrustaciones. El uso de esta tecnologia es temporal y generalmente dura de 3 a
12 meses el tratamiento con un inhibidor convencional o de 24 a 48 meses con
métodos combinados de fracturamiento e inhibidores (Jasinski, 2007).

Como se menciond anteriormente, al momento de producir desde la formacién
aceite, agua y gas hasta la superficie, la presion y la temperatura cambian y algunas
sales pueden precipitarse. La Tabla 1.1 muestra las formulas quimicas y los
nombres de los minerales mas comunes que tienden a precipitarse en los campos
petroleros. Las incrustaciones mas comunes son: calcita, barita, celestita, anhidrita,
sulfuro de hierro y halita. Muchas de estas incrustaciones pueden aparecer
simultdneamente, ademas de que tienden a mezclarse (Jasinski, 2007).



Tabla 1.1 Incrustaciones minerales en campos petroleros.

Mineral Formula
Calcita CaCOs
Aragonita CaCoOs;
Anhidrita CaS0O,
Barita BaSO,
Celestita SrSO,
Mackinawita FeS
Pirita FeS,
Halita NaCl
Fluorita CaF,
Esferelita ZnS
Galena PbS

La solucion y prevenciéon de incrustaciones implica un costo; deben tomarse en
cuenta las consecuencias que generan estas incrustaciones, ya que sus efectos
pueden resultar demasiado caros.

Por ejemplo, en un pozo del campo Miller, en el Mar del Norte, la produccién cayo
de 30,000 bpd hasta cero en solo 24 horas debido a incrustaciones. El costo por
limpiar este pozo y ponerlo a producir nuevamente, fue aproximadamente el mismo
gue se requeria para el tratamiento preventivo de incrustaciones en todo el campo.
Los problemas asociados a las incrustaciones empeoran con el tiempo y resultan
ser econdmicamente mas caros (Jasinski, 2007).

Los métodos usados para remover las incrustaciones deben ser rapidos. Estas
pueden ser removidas mecanicamente o disueltas quimicamente, dependiendo del
tipo, cantidad, composicion quimica y textura de las incrustaciones. Los métodos
mecanicos son las mas utilizados para remover incrustaciones en tuberias. Por otra
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parte, los métodos quimicos son utilizados para remover depdsitos solubles en los
lugares criticos y complejos de las instalaciones, como son: estrangulador, aparejo
y bajantes. Ademas, son usados cuando los métodos mecanicos no son efectivos o
son demasiado costosos.

1.2.2 Corrosion

La corrosion de los metales es un proceso electroquimico que consiste en la
transferencia de electrones de los atomos de hierro de los metales con los iones de
oxigeno o hidrogeno del agua, debido a que el hierro es suficientemente activo para
reaccionar con el agua, generando iones solubles de hierro y gas de hidrégeno
(Jasinski, 2007).

Si se encuentran cercanos dos tipos de metales diferentes o se tiene una variacion,
por pequefia que sea, en la composicion del metal de una misma tuberia, la
presencia de un medio electrolitico, como es el caso del agua, los convierte en un
sistema potencial de corrosion. En este caso, el metal con la mayor tendencia a
corroerse forma un polo negativo, semejante a un anodo, y si los dos metales estan
comunicados por un conductor, la otra seccidén del metal forma el polo positivo, un
catodo.

El &nodo pierde iones metalicos positivos (Fe++) hacia el electrolito lo que causa
una liberacion de electrones y por ende la oxidacion. El aumento de electrones en
el metal genera un potencial eléctrico que los hace fluir a través del conductor hasta
la seccion que hace o conforma el catodo. Ya en el catodo este exceso de electrones
es neutralizado por iones presentes en el electrolito, proceso conocido como
reduccion. Bajo esta situacion la parte del metal que hace de &nodo sufrird corrosion
por tanto tiempo como el circuito descrito se mantenga, este juego de
combinaciones de iones presentes en el electrolito e iones cedidos de los metales
termina creando los productos de la corrosion como el sarro y otras particulas
(Jasinski, 2007). La Figura 1.2 es la representacion de un sistema de corrosion.



Figura 1.2 Representacion de sistema de corrosién (Jasinski, 2007).

Los métodos para evitar la corrosion son conceptualmente sencillos: aislar el metal
del agente corrosivo, utilizar metales resistentes a la corrosibn en medios
corrosivos, inhibir quimicamente los procesos de corrosién, mover el potencial
eléctrico del metal a una region donde se genere la minima corrosién posible, o
bien, vivir con la corrosién y reemplazar los componentes una vez que fallen debido
a la corrosion (Jasinski, 2007).

1.3 Asfaltenos

Algunos tipos de crudo tienden a depositar asfaltenos durante su produccion. Estos
depodsitos pueden tapar las tuberias de produccién e instalaciones superficiales,
incluyendo valvulas y equipo de seguridad y control de las instalaciones. La
precipitacion de asfaltenos es causada por diversos factores, como son los cambios
en la presion, temperatura y composicion quimica. Ademas, esta precipitaciéon no
esta relacionada con la cantidad de asfaltenos disueltos en el fluido del yacimiento,
ya que, algunos crudos con un porcentaje de asfaltenos de 1% o menos forman
depdsitos en las tuberias, mientras otros con 10% o mas de asfaltenos no forman
depdsitos. La composicion quimica de los asfaltenos varia de acuerdo con el campo
0 yacimiento, los asfaltenos contenidos en el crudo de campos de Venezuela son
guimicamente diferentes a los que encontramos en campos de México o del Mar
del Norte (Jasinski, 2007). Sin embargo, algunas generalidades pueden ayudar en
el disefio para la prevencion y remedio de estos problemas.

La precipitacion de asfaltenos y los cambios en la presion y temperatura pueden ser
ilustrados en las siguientes figuras. La Figura 1.3 muestra una gréafica del porcentaje
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de peso de los asfaltenos precipitados en funcién de la presion a temperatura del
yacimiento. En esta, podemos ver que no hay precipitacion de asfaltenos con el
decremento de la presidn, hasta que se alcanza la presion de precipitacion de 4,500
Ib/pg2. Esta precipitacion va aumentando cuando la presion disminuye, alcanzando
su maximo valor en la presion de saturacion 2,000 Ib/pg2. Los depoésitos de
asfaltenos se pueden volver a disolver a medida que la presion disminuye, al menos
parcialmente, con probabilidades de alcanzar un valor de cero a una baja presion,
conocida como presion de disolucion (Jasinski, 2007).

1.2

Porcentaje de peso de
asfaltenos precipitados

0 @
1,000 1,500 2,000 2,500 3,000 3,500 4,000 4,500 5,000

Presion (Ib/pg?)
Figura 1.3 Relacion de la presion con respecto a la precipitacion de asfaltenos (Jasinski, 2007).

La Figura 1.4 nos muestra una envolvente de precipitacion de asfaltenos (EPA),
con una curva de las presiones de precipitacion (frontera superior) y las presiones
de disolucion (frontera inferior) en funcion de la temperatura, sobrepuesta con una
curva de saturacion de presion/temperatura. El significado de la regién de la
envolvente EPA, es que los asfaltenos precipitan en valores de presion y
temperatura entre las fronteras. El problema de la precipitaciébn sera mayor con
valores cercanos a la linea de saturacion. Por lo tanto, en esta figura se muestra
una posible ruta para evadir estos asfaltenos durante la produccion (Jasinski, 2007).
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Figura 1.4 Envolvente de precipitacion de asfaltenos (Jasinski, 2007).

Los cambios en la presion y la temperatura no son los Unicos que pueden generar
la precipitaciéon de asfaltenos, ya que estos también pueden generarse al combinar
dos tipos de crudo distintos. Se ha observado que los problemas relacionados a los
asfaltenos se incrementan con el inicio de la produccion de agua. Ademas, la
presencia de otros solidos con agua en el fluido producido puede agrandar las
consecuencias de la precipitacién de asfaltenos, generando una gran masa de
sélidos y/o estabilizacion de emulsiones. Esto se puede ejemplificar en la Figura
1.5. Los agregados de asfalteno se adsorben con parafinas y otros sélidos sobre las
gotas de agua, estabilizando una emulsién que puede ser suficientemente fuerte
para tapar la produccion.
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Figura 1.5 Visualizacién de los efectos estabilizadores de los asfaltenos y otros sélidos en gotas de agua
(Jasinski, 2007).
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1.3.1 Definiciéon de asfaltenos

Los componentes mas pesados del petroleo pueden ser separados en 4 grupos.

e Saturados: Incluyen todos los componentes hidrocarburos con atomos de
carbon saturados. Estos son los n-alcanos, i-alcanos y cicloalcanos
(naftenos).

e Aromaéticos: Incluyen a los bencenos y todos los compuestos derivados con
uno o mas anillos de benceno.

e Resinas: Son componentes con grupos de alta polaridad y largas colas de
alquenos. Los grupos polares son compuestos aromaticos y anillos de
nafteno y algunas veces contienen atomos de oxigeno, azufre y nitrégeno.
Las resinas puras son liquidos pesados o sélidos pegajosos.

e Asfaltenos: Son componentes grandes y altamente polares creados por
anillos condensados aromaticos y anillos de nafteno. Los asfaltenos puros
son negros.

El método experimental utilizado para determinar las fracciones de estos grupos es
llamado analisis SARA: saturados, aromaticos, resinas y asfaltenos.

Los asfaltenos son una clase soluble en aromaticos ligeros como el benceno y el
tolueno, pero son insolubles en parafinas (Nghiem y Kohse, 2006). Estos
comunmente son clasificados por la parafina con la cual se precipitan del crudo (n-
pentano o n-heptano).

Una molécula de asfalteno consiste en grupos de anillos condensados de
aromaticos y nafténicos. Cada grupo contiene no mas de 5 a 6 anillos, conectados
por parafinas, las cuales incluso pueden contener &tomos de oxigeno y azufre. Las
resinas y los asfaltenos contienen cerca de la mitad del total de nitrégeno y azufre
en el aceite crudo. Se puede observar el ejemplo de una molécula de asfalteno en
la Figura. 1.6.
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Figura 1.6 Estructura hipotética de un asfalteno (Nghiem y Kohse, 2006).

A pesar de que se sigue investigando la naturaleza exacta de las condiciones de
equilibrio de los asfaltenos en los fluidos petroleros, una de sus caracteristicas es la
tendencia por formar agregados en soluciones de hidrocarburos; estos agregados
son llamadas micelas. Las micelas y el medio de hidrocarburos forman un sistema
coloidal. La Figura 1.7 muestra micelas de resina/asfalteno suspendidas en aceite.

Figura 1.7 Micelas de resina/asfalteno (Nghiem y Kohse, 2006).

1.3.2 Tratamientos para la precipitaciéon de asfaltenos

El método preventivo mas efectivo es operar bajo condiciones fuera de la envolvente
de precipitacion de asfaltenos. Esto requiere de minimizar las caidas de presion en
el aparejo de produccion.
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Los inhibidores quimicos pueden ser usados para prevenir la precipitacion de
asfaltenos, estos deben estar presentes en el crudo antes de que se aparezca la
precipitacion. La inyeccion continua de un inhibidor en las lineas de producciéon de
crudo es algo muy sencillo, de igual manera que la inyeccion de inhibidores antes
de la mezcla de asfaltenos en crudos incompatibles (Jasinski, 2007).

Los inhibidores de asfaltenos generalmente son polimeros orgénicos. Estos grupos
funcionales interactian con los asfaltenos de la misma manera que las resinas
naturales mantienen a los asfaltenos disueltos por encima de un rango de presion y
temperatura. Dada la variabilidad en la estructura de los asfaltenos, es importante
que el polimero inhibidor se evalué especificamente en el crudo que se utilizara
(Jasinski, 2007).

Generalmente los depdsitos de asfaltenos se remueven manualmente, si es que
estos se presentan en el equipo superficial y se tiene un facil acceso, como lo es en
los separadores y otros equipos. Los métodos fisicos se pueden usar dependiendo
la dureza de los depdsitos, un ejemplo es con elementos de limpieza interna, corrida
de diablos, que es apropiada para remover depdsitos en ductos. En la Figura 1.8
se puede observar como la deposicion de asfaltenos afecta los indicadores de nivel
de un separador, generando un riesgo en las instalaciones.

Limite de Limite de Limite de
Nivel " Nivel I Nivel
Asfaltenos Asfaltenos Asfaltenos

Figura 1.8 Falla en indicadores de nivel de un separador debido a la presencia de asfaltenos (Cameron 2015).

Debido a que la solubilidad de los asfaltenos aumenta con el incremento de
contenido de aromaticos, los solventes como el xileno y el tolueno son la opcion
tradicional para disolver los depdsitos de asfaltenos. Con las estrictas regulaciones
en torno a estos solventes, las emisiones volatiles y su inflamabilidad, hacen que el
uso del xileno y tolueno no sea atractivo, y otros solventes son utilizados como
alternativa. Los terpenos son usados efectivamente como solventes, incluso
reemplazando al xileno, debido a las consideraciones de salud, seguridad y medio
ambiente (Jasinski, 2007). Estas alternativas de solventes aromaticos inhiben los
depositos de asfaltenos, rompiéndolos y haciendo que se precipiten pequefas
particulas, las cuales se mantienen en suspension en el aceite.
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1.4 Emulsiones

El crudo raramente se produce solo, ya que en la mayoria de los yacimientos se
produce una combinacion de crudo con agua. Esta agua crea grandes problemas y
generalmente incrementa el costo de produccion del aceite. El agua producida tiene
gue separarse del aceite, tratarse y eliminarse de manera correcta, lo cual implica
un costo. Ademas, para que el crudo pueda ser vendido se debe cumplir con ciertas
especificaciones, incluyendo la cantidad o porcentaje de agua contenidos en el
crudo, asi como la sal contenida en él.

Es posible que el agua producida esté en forma de emulsion; regularmente, las
emulsiones en un campo petrolero son una dispersioén de gotas de agua en el aceite.
Estas emulsiones pueden generar dificultades en el tratamiento y causar severos
problemas en las instalaciones y plantas de separacién del gas y aceite. Las
emulsiones ocurren en casi todo el proceso de produccién del crudo, ya sea dentro
del yacimiento, pozo y cabezales, dentro de las instalaciones de tratamiento de
crudo humedo y en las plantas de separacion de gas-aceite, y durante el transporte
a través de ductos, y en tanques de almacenamiento. Por lo tanto, cuando el agua
forma emulsiones estables en el crudo y no pueden ser removidas de manera
convencional en los tanques de almacenamiento, es necesario utilizar métodos de
tratamiento de emulsiones.

1.4.1 Definicion de emulsion

Una emulsién es una combinacion de dos liquidos inmiscibles, donde uno de ellos
se encuentra disperso en forma de gotas dentro del otro (Warren, 2007). La fase
gue se presenta en forma de gotas es llamada fase dispersa o interna, y la fase en
la que dichas gotas se encuentran suspendidas es llamada fase continua o externa
(Kokal, 2006). Para las emulsiones que se producen en los campos petroleros, uno
de los liguidos es agua y el otro aceite crudo; el volumen de agua que se emulsiona
con el crudo varia de una instalacién a otra, de tal forma que puede ser menos del
1% y algunas veces mas del 80%.

1.4.2 Tipos de emulsiones

Las emulsiones se pueden clasificar en tres grupos: agua en aceite, aceite en agua
y emulsiones multiples.

e Emulsiones agua en aceite: Consisten en gotas de agua en una fase
continua de aceite. Este tipo de emulsiones son las mas comunes en la
industria petrolera. En la Figura 1.9 se ilustra un ejemplo:
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15 um

Figura 1.9 Emulsién agua en aceite (Warren, 2007).

e Emulsiones aceite en agua: Consisten en gotas de aceite en una fase
continua de agua, como se ilustra en la Figura 1.10. Algunas veces este
tipo de emulsiones también son conocidas como emulsiones inversas.

Figura 1.10 Emulsién aceite en agua (Warren, 2007).

e Emulsiones multiples: Este tipo de emulsiones son mas complejas y
consisten en pequefias gotas suspendidas dentro de otras gotas mas
grandes, las cuales estan suspendidas en una fase continua. Por ejemplo,
una emulsibn agua en aceite en agua consiste en gotas de agua
suspendidas dentro de gotas de aceite, las cuales se encuentran
suspendidas en una fase continua de agua, como se puede observar en
la Figura 1.11.
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Figura 1.11 Emulsién agua en aceite en agua (Warren, 2007).

El tipo de emulsion formada depende de varios factores. Como regla, cuando la
fraccion volumétrica de una fase es muy pequefia comparada con la otra, la fase de
fraccion mas pequefia es la fase dispersa y la otra por ende sera la fase continua
(Kokal, 2006).

Las emulsiones también se pueden clasificar de acuerdo con el tamafio de las gotas
en la fase continua. Cuando las gotas dispersas son mayores a 0.1um, se considera
como macroemulsion. Las emulsiones de este tipo normalmente son
termodinamicamente inestables; en contraste con estas, existen las llamadas
microemulsiones, las cuales se forman espontaneamente cuando dos fases
inmiscibles se juntan debido a la extremadamente baja energia interfacial. Las
microemulsiones estan constituidas por gotas muy pequefias, menores a 10nm y
son consideradas termodindmicamente estables.

1.4.3 Formacién de emulsiones

Para que una emulsion se forme, debe haber dos fluidos inmiscibles, existir la
agitacion suficiente para dispersar gotas de un liquido dentro del otro, y ademas
estar presente un agente emulsionante (Kokal, 2006).

La agitacion que se necesita para formar una emulsion puede ser proporcionada
por diversos factores como son las bombas, el flujo a través de ductos o tuberias,
el cabezal de produccion, la caida de presion por estranguladores, valvulas u otros
equipos superficiales, o cualquier combinacién de estos. Entre mas agitacion exista,
se dispersaran gotas de agua mas pequefias en el aceite. Las emulsiones formadas
por pequefias gotas de agua son las mas estables y dificiles de tratar.

Otro factor igual de importante en la formacion de emulsiones es la presencia de un
agente emulsionante. Los emulsionantes naturales se encuentran en la fraccién
mas pesada del crudo. Estos emulsionantes estabilizan las emulsiones y contienen
agentes surfactantes y solidos finamente divididos.

e Surfactantes. Los surfactantes o tensoactivos son compuestos que son
parcialmente solubles en agua y aceite. Estos tienen una parte hidrofébica
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con afinidad al aceite y una parte hidrofilica con afinidad al agua. Debido
a su estructura molecular, los surfactantes tienden a concentrarse en la
interfase agua-aceite, donde forman una pelicula interfacial.
Generalmente reducen la tension interfacial y promueven la dispersion de
las gotas. Los emulsionantes que se originan del crudo naturalmente,
contienen fracciones con mayor punto de ebullicién, tales como los
asfaltenos y resinas, &cidos organicos y bases. Otros surfactantes
provienen de los quimicos inyectados en la formacién o en el pozo, como
son los fluidos de perforacion, inhibidores de corrosion, inhibidores de
incrustaciones y agentes de control de asfaltenos (Kokal, 2006).

Solidos finos. Estos sélidos pueden actuar como estabilizadores
mecanicos. Estas particulas son todavia mas pequefias que las gotas de
emulsion, se relinen en la interfase agua-aceite y son mojadas por los dos
liquidos. La efectividad de estos sélidos para estabilizar las emulsiones
depende de diversos factores como el tamafio de la particula, las
interacciones inter-particulas y la mojabilidad de las particulas. Algunos
sélidos finos encontrados en la produccion de crudo son particulas de
arcilla, arena, asfaltenos y parafinas, productos de corrosion,
incrustaciones minerales y lodo de perforacién. En la Figura 1.12 se
puede observar el mecanismo de estabilizacion de una emulsion debido
a la presencia de asfaltenos (Kokal, 2006).

+ 5E
' &
Agregados de
asfaltenos

Gota de agua Asfaltenos estabilizando

las gotas de agua

Las gotas resisten la coalescencia
debido a la estabilizacion

Figura 1.12 Mecanismo de estabilizacion de emulsiones (Kokal, 2006).

Las emulsiones se caracterizan por diferentes propiedades como los son su
apariencia y color, porcentaje de contenido de agua en el crudo y tamafio de gota.
El porcentaje de contenido de agua en el crudo representa a los solidos y la porcion
acuosa en una emulsion. Existen diversos métodos para determinar la cantidad
existente de solidos y agua en una emulsion, e incluso se han propuesto métodos
estandarizados por medio de diversas instituciones como el Instituto del Petroleo
del Reino Unido, el Instituto Americano del Petrdleo y la organizacion internacional
de normas internacionales ASTM (American Society of Testing Materials). La
técnica mas comun para determinar aceite, agua y solidos consiste en afiadir una
ligera dosis de desemulsionante en una emulsion, centrifugarla y dejarla reposar o
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asentar. La cantidad de sélidos y agua separada es medida directamente de los
tubos disefiados especialmente para centrifugar.

1.4.4 Desemulsificacion

Se conoce como desemulsificacion a la ruptura de una emulsién de crudo en sus
dos fases: aceite y agua. Los productores de petroleo se interesan en tres aspectos
de la desemulsificacion: la velocidad con la que se realiza la separacion, la cantidad
de agua que queda en el crudo después de la separacion y la calidad del agua
separada para poder disponer de ella (Kokal, 2006).

Las emulsiones poseen cierta estabilidad, que surge de la formacion de peliculas
interfaciales que encapsulan a las gotas de agua. Para separar la emulsion en aceite
y agua, esta pelicula debe ser destruida y hacer que las gotas se junten. Los factores
gue aceleran la ruptura de las emulsiones son los siguientes (Kokal, 2006):

Temperatura. La aplicacién de calor promueve y acelera el proceso de separacién
de la emulsion. Un incremento en la temperatura tiene los siguientes efectos:

e Reduce la viscosidad del aceite.

¢ Incrementa la movilidad de las gotas de agua.

¢ Incrementa la velocidad de asentamiento de gotas de agua.

e Incrementa las colisiones de gotas y favorece la coalescencia.

e Rompe la pelicula sobre las gotas de agua debido a la expansion del agua y
mejora el drenaje y la coalescencia de dicha pelicula.

e Incrementa la diferencia de densidades entre los fluidos y esto mejora el
tiempo de asentamiento del agua y de separacion.

Estos factores favorecen la desestabilizacion de la emulsion, sin embargo, se tienen
ciertas desventajas. Se debe realizar un andlisis econémico que considere algunos
factores como son los costos del calentamiento, tiempo de tratamiento y el agua
residual en el crudo.

Agitacién. Al reducir la agitacion, automaticamente se reduce la estabilidad de la
emulsién, ya que una agitacion alta, causa mayores mezclas de aceite y agua,
generando pequefias gotas; por lo tanto, se deben reducir o minimizar las formas
de corte del flujo de crudo como lo son las valvulas, estranguladores y obstrucciones
de flujo.

Tiempo de Residencia. Es el periodo de tiempo en el que la emulsién se mantiene
en la temperatura de tratamiento, normalmente este tiempo se encuentra entre 10
y 30 minutos. A medida que incrementa el tiempo de residencia, aumentara la
eficiencia de la separacion y se reducira la cantidad de agua residual en el crudo.
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De igual manera se incrementa el costo de los equipos de separacién por el tiempo
de residencia.

Eliminacidén de Sdlidos. Debido a que la presencia de sélidos es necesaria para
estabilizar una emulsion, algunas veces se deben eliminar para solucionar o reducir
el problema con las emulsiones. La presencia de solidos como asfaltenos y
parafinas en una emulsion, trae efectos perjudiciales y se debe realizar todo lo
necesario para eliminarlos del crudo. Se pueden eliminar los sélidos dispersandolos
en el aceite o bien remojandolos con agua y elimindndose junto con el agua.

1.4.5 Mecanismos involucrados en la desemulsificacion

Existen dos pasos en el proceso de desemulsificacion, el primer paso es la
floculacion (agregacion, aglomeracion o coagulacion) y el segundo paso es la
coalescencia. Estos dos pasos son determinantes en la velocidad de rompimiento
de una emulsion, como se describe a continuacion (Warren, 2007):

Floculacion. Durante la floculacion las gotas de agua se agrupan formando
agregados, y las gotas se encuentran tan cerca una de otra que incluso se tocan sin
llegar a la coalescencia. La velocidad de floculacion depende de los siguientes
factores:

e La cantidad de agua en la emulsion. La velocidad de floculacion es mayor
cuando el corte de agua es alto.

e Temperatura alta en la emulsién. La temperatura incrementa la energia
térmica de las gotas y con esto aumenta la probabilidad de colisién.

e Baja viscosidad del aceite. Esta reduce el tiempo de asentamiento e
incrementa la velocidad de floculacion.

e Diferencia de densidades alta entre aceite y agua, ya que incrementa la
velocidad de sedimentacion.

Coalescencia. Durante la coalescencia, las gotas de agua se fusionan para formar
una gota grande. Este es un proceso irreversible que disminuye la cantidad de
gotas, llegando eventualmente a la desemulsificacion total. La coalescencia se
mejora con los siguientes factores:

e Una velocidad alta de floculaciéon incrementa la frecuencia de colisibn entre
las gotas.

¢ Una alta tension interfacial. El sistema trata de reducir la energia interfacial
por medio de coalescencia.

e Altos cortes de agua incrementan la frecuencia de colision entre las gotas.
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e Los desemulsionantes quimicos convierten peliculas solidas en peliculas
moviles que son fragiles y que pueden romperse facilmente, promoviendo la
coalescencia.

1.4.6 Métodos para romper una emulsién: térmico, mecénico, eléctrico y
quimico

En la industria petrolera se deben separar o romper completamente las emulsiones
antes de que el aceite pueda ser transportado y procesado. La separacion de
emulsiones en aceite y agua requiere de la desestabilizacién de las peliculas
emulsionantes que estan alrededor de las gotas de agua. Este proceso es logrado
por alguno de estos métodos o la combinacion de varios de ellos (Warren, 2007):

e Afadir desemulsionantes quimicos.
e Incrementar la temperatura de la emulsion.
e Aplicar campos electrostaticos para promover la coalescencia.

¢ Reducir la velocidad de flujo para permitir la separacion gravitacional del
aceite, agua y gas. Esto generalmente se logra con ayuda de grandes
separadores y tratadores.

Los métodos para romper una emulsion tienen aplicaciones especificas,
dependiendo de la variedad de crudos, el equipo de separacion, los quimicos
desemulsionantes y otras especificaciones del producto. EI método para el
tratamiento de emulsiones mas comun es la aplicacion de calor y un quimico
desemulsionante apropiado para promover la desestabilizacion, seguido de un
tiempo de asentamiento con mallas electrostaticas que promuevan la separacion
gravitacional.

Métodos térmicos. El calor reduce la viscosidad del aceite e incrementa la
velocidad de asentamiento del agua, ademas un incremento en la temperatura
favorece a la desestabilizacion y reduccién de la viscosidad interfacial. Otro aspecto
relevante debido a una alta temperatura es el incremento de la frecuencia de
coalescencia de las gotas de agua, en otras palabras, el calor acelera el
rompimiento de emulsiones. El aumento de temperatura también tiene algunos
efectos negativos, el primero, el costo de calentamiento, segundo, debido al
calentamiento se pueden perder las fracciones ligeras del crudo, reduciendo los
grados APl y el volumen de aceite tratado, y finalmente, se incrementa la tendencia
de precipitacion de compuestos 0 incrustaciones, ademas de incrementar el
potencial de corrosion en los tratadores. Por lo tanto, se debe hacer un detallado
analisis econdémico considerando todos estos aspectos y el costo-beneficio del
tratamiento (Kokal, 2006).

Métodos mecanicos. Existe una gran variedad de equipo para romper emulsiones
en la industria petrolera, incluyendo los separadores de 2 o 3 fases, FKWO (Free
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Water Knockout), deshidratadores, desaladores, tanques de asentamiento, etc. La
separacion de aceite y agua usualmente se efectla a través de la separacion
gravitacional, debido a que el agua tiene mayor densidad que el aceite, las gotas de
agua tienden a asentarse (Kokal, 2006).

Métodos eléctricos. Algunas veces se usan mallas o rejillas electrostaticas para el
tratamiento de emulsiones, ya que, el alto voltaje es efectivo para romper las
emulsiones, esto es porgue las gotas de agua tienen una carga eléctrica asociada
y cuando se aplica un campo eléctrico, las gotas de agua se mueven rdpidamente,
colisionando unas con otras y llegando a la coalescencia.

La deshidratacion electrostatica generalmente es utilizada junto con la adicion de
quimicos y calor. El uso de esta tecnologia reduce las necesidades del
calentamiento tales como menores temperaturas que resultan en ahorro de
combustible y se reducen los problemas de incrustaciones y formacién de corrosion.
Ademas, utilizar mallas electrostaticas reduce el uso de quimicos para romper la
emulsion. Una de las limitantes de la deshidratacion electrostética son los cortos
circuitos o arcos eléctricos, los cuales generalmente suceden cuando hay un exceso
de agua. Actualmente, los disefios de mallas electrostaticas han eliminado la
formacion de arcos eléctricos (Kokal, 2006).

Métodos quimicos. Quizas el método de tratamiento de emulsiones mas comun es
afadir quimicos desemulsionantes. Los cuales estan disefiados para neutralizar el
efecto estabilizador de los agentes emulsionantes. Los desemulsionantes son
compuestos tensoactivos, que cuando son afiadidos a una emulsion, migran hacia
la interfase aceite-agua, rompen o debilitan la pelicula interfacial y mejoran la
coalescencia de las gotas de agua. Una 6ptima desemulsificacion con un quimico
requiere de la seleccion apropiada del desemulsionante, la cantidad indicada del
guimico, una adecuada mezcla del quimico en la emulsion y el suficiente tiempo de
retencién en los separadores (Kokal, 2006).

La seleccién correcta del desemulsionante es crucial para la eliminacién o
rompimiento de la emulsion. Los quimicos desemulsionantes contienen los
siguientes compuestos: solventes, ingredientes tensoactivos y floculantes.

Los siguientes pasos ayudan a una seleccion correcta del guimico desemulsionante
(Kokal, 2006):

e Caracterizacion del crudo y sus contaminantes, incluyendo su gravedad API,
tipo y composicion de aceite y agua, solidos inorganicos, cantidad y tipos de
sales.

e Evaluacién de los datos operacionales, incluyendo gastos de produccion,
capacidad de equipos de tratamiento, presiones y temperaturas de
operacion, equipo de dosificacion de quimicos y puntos de inyeccion,
localizacion de muestreo y frecuencia de mantenimiento.
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Los procedimientos de prueba o muestreo son validos para una apropiada seleccion
de los quimicos a utilizar, estas pruebas incluyen las pruebas de botella,
simuladores dinamicos y pruebas de campo. Estas pruebas tienen algunas
limitaciones, ya que existen miles de quimicos en el mercado y puede resultar un
proceso muy largo, debido a los cambios en las condiciones operacionales de las
instalaciones. Por lo tanto, es importante tener un registro estricto de los datos de
operacion y de los resultados de las pruebas realizadas.

Con respecto a la dosificacion, la cantidad de quimico afiadido es muy importante,
ya que, si se afiade muy poco desemulsionante, el problema de emulsién quedara
sin resolverse y un exceso en la dosis podria estabilizar ain més la emulsién. Es
dificil prescribir una dosis estandar para el tratamiento de emulsiones debido a la
variedad de quimicos desemulsionantes disponibles, los diferentes tipos de crudo,
el equipo de separacion seleccionado y la variedad en la calidad de los productos.
Con base en la literatura, los gastos de desemulsionante varian de 10 hasta 100
ppm durante la recuperacion primara y secundaria. Durante la recuperacion
terciaria, los gastos de desemulsionante pueden llegar a ser miles de partes por
millén en los casos mas extremos (Kokal, 2006).
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Capitulo 2

Equipos utilizados para la deshidratacion
de crudo en instalaciones costa afuera

En este capitulo se presentan algunos aspectos relevantes del tratamiento y la
deshidratacion del crudo, describiendo los equipos utilizados en estos procesos.
Comenzando con la descripcion de los separadores de acuerdo con su tipo, forma
y componentes internos. Posteriormente, se presentan los distintos tipos de
tratadores como son los tratadores de agua libre o FWKO, tratadores horizontales,
verticales y electrostaticos, describiendo sus funciones en el proceso del crudo. Por
altimo, se describen los desaladores, asi como sus funciones en el tratamiento de
crudo.

2.1 Generalidades

Es de conocimiento general, que los pozos petroleros producen una mezcla de gas,
aceite, agua con minerales disueltos, otros gases (nitrégeno, diéxido de carbono,
sulfuro de hidrégeno) y sélidos. Para que estos hidrocarburos puedan venderse
deben separarse del agua y los sélidos, medirse y transportarse. Este proceso
consiste en separaciones de fase y cambios en la presion y temperatura, con la
meta principal de cumplir con las especificaciones de venta, las cuales definen el
maximo porcentaje permisible de agua, sal y otras impurezas en los hidrocarburos.
Por lo tanto, es necesario el tratamiento y la deshidratacion del aceite producido.

Una de las especificaciones que se debe cumplir, es que el aceite enviado desde
las instalaciones de tratamiento de aceite himedo no debe contener mas del 1% de
contenido de agua en el crudo. En los oleoductos se tiene un rango de 0.1 a 3% y
comunmente en los ductos del Golfo de México se requiere menos del 1% de agua
(Thro, 2007).

Se necesita de un bajo contenido de contenido de agua y sal en el crudo para reducir
la corrosion y la precipitacion de sales, debido a que una de las principales
preocupaciones en las refinerias es eliminar la sal del crudo antes de causar
corrosion u otros efectos perjudiciales en los equipos de refinacion.

El proceso principal en las instalaciones de produccion de petroleo es separar el
aceite del gas, agua y solidos, para poder estabilizarlo y de esta manera cumplir con
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todos los parametros de calidad de venta. Ademas, es importante el tratamiento del
gas separado para lograr su venta y consiste en comprimirlo, deshidratarlo y
remover el contenido de H,S y CO,. Como proceso secundario queda, el
tratamiento del agua producida para su eliminacion. Su tratamiento consta de
eliminar los hidrocarburos dispersos y disueltos, ademas de la separacion, se puede
incluir la filtracion, desionzacion y/o el bombeo. En la Figura 2.1 se puede ver el
diagrama de una instalacion de produccion simple.

Para cumplir con este proceso, se requiere de sistemas auxiliares, como lo son los
procesos de calentamiento y de enfriamiento, los cuales ayudan en el tratamiento
del aceite, en el calentamiento del combustible de las turbinas y en la compresion
del gas. Ademas, las instalaciones no pueden funcionar sin electricidad y es
necesario la presencia de sistemas de generacion eléctrica y potencia. Otro punto
relevante en las instalaciones es la necesidad de sistemas de seguridad, incluyendo
los instrumentos de seguridad y sistemas de paro por emergencia.

La deshidratacion en instalaciones costa fuera se ve limitada por el espacio para los
equipos y el tiempo de tratamiento. Las diferencias entre los equipos de proceso
(separadores, tratadores, bombas, compresores, etc.) instalados en una plataforma
y los instalados en campos terrestres, son menores. Sin embargo, se debe
considerar el uso de equipos compactos y ligeros. Una de las diferencias mas
grandes es el uso de separadores y tratadores horizontales, ademas de la
instalacién de los equipos en modulos.

AP _ B
Fy P 5+ Deshidratacion s \fenta
]
BP |Compresidn
- -
FPozos de gas
. > Tratamiento
» Separacion * 4o aceite —» Venta
1 Tratamiento L AP Alta presidn
* deagua Eliminacidn IP: Intermedia presidn

BP: Baja presidn

Figura 2.1 Instalacion tipica de produccion (Thro, 2007).

2.2 Separadores

El primer paso en el proceso de estabilizacion del crudo es separar el gas del liquido
y el agua del aceite, esto se realiza con ayuda de un separador, que es un

25



contenedor a presién, en el cual fluyen los fluidos provenientes de los pozos para
separar el gas, el aceite y el agua por efectos de la gravedad. Es necesaria esta
separacion de fases para poder recuperar la mayor cantidad de hidrocarburos
liquidos, cumplir con las especificaciones de venta, realizar pruebas de pozos,
mediciones de flujo y para proteger las bombas y los compresores.

Los separadores pueden clasificarse en separadores de dos fases, si se va a
separar el gas del total de liquido en la corriente proveniente de los pozos; y en
separadores de tres fases, si se requiere separar el liquido en aceite y agua (Arnold
y Stewart, 2008).

El primer separador en las instalaciones, el cual recibe la produccion desde los
pozos, es llamado separador de alta presion (AP) y puede ir directamente conectado
a los ductos con destino al tanque de almacenamiento, dependiendo del disefio de
las instalaciones y de las condiciones de produccién del campo. También, son
utilizados los separadores de presion intermedia (IP), formando una segunda etapa
0 estacion de separacion; es recomendable utilizar una segunda etapa de
separacién, ya que de esta manera el aceite estabilizado en el tanque de
almacenamiento es mayor. Se tienen dos grandes beneficios al utilizar una segunda
etapa de separacion: la primera es que se requiere menor potencia en los
compresores debido a que el gas se libera a altas presiones y la segunda es que,
se produce mayor cantidad de aceite estabilizado. Si se utiliza una tercera etapa de
separacion, con un separador de baja presion (BP), la cantidad de aceite
estabilizado en el tanque aumenta alin mas. Una tipica separacién con 3 estaciones
como la que se muestra en la Figura 2.2 puede separar la produccion en un
separador AP, a 1100 Ib/pg?, pasando el aceite a un separador IP, a 450 Ib/pg?y a
un separador BP, a 150 Ib/pg? (Thro, 2007).

Tratamiento
de gas

& | * l
i . L L d==hl,
- Segunda estacion
= j . -
E*——| de compresidn
e p
SeparadnrAP ’" ) £ ﬂ “[
Separadnr P e ( J

Separador BP

Primera estacidn de
compresidn

|
i Tratamiento de aceite

e

Tratamiento de agua

Figura 2.2 Separacion con 3 estaciones o etapas (Thro, 2007).
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Las caracteristicas de la corriente de flujo pueden generar afectaciones en el disefio
y la operacion del separador. Por lo tanto, los siguientes factores deben
determinarse antes del disefio del separador (Arnold y Stewart, 2008):

e Gastos de gas y liquido (minimo, promedio y maximo).
e Presiones y temperaturas de operacion y de disefio.

e Propiedades fisicas de los fluidos, como la densidad y factor de
compresibilidad.

e Presencia de impurezas (parafinas, arena, incrustaciones, etc.).
e Tendencia del crudo a formar espumas.

e Tendencias corrosivas del liquido o gas.

Separadores horizontales y verticales.

Los separadores son diseflados y construidos de manera horizontal, vertical y
esférica. Los que se utilizan comunmente son los horizontales y verticales, la
seleccion se basa de acuerdo con los resultados deseados, el espacio en las
instalaciones y siempre se considera el costo del tiempo de vida. La Tabla 2.1
compara las ventajas y desventajas de los separadores horizontales y verticales
(Chin, 2007):
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A . CA e CA CA . e e CA . e e . CA CA . . e . . A e e CA e
Horizontal | Vertical Discusion
En separadores horizontales, las gotas o
Separacion: Mejor burbujas no tienen que asentarse o levantarse a
través de un flujo a contracorriente.
1 _ : Los solidos se remueven mas facilmente desde
Solidos: Mejor )
el fondo de un separador vertical.
Manejo o Meior Los separadores verticales tienen menores
instalacion: ) dimensiones horizontales.
Los separadores horizontales proporcionan
Espumas: Mejor mayores areas superficiales para el escape de
burbujas.
Baches de Meior Los cambios de nivel del liquido no afectan la
liguido: ) capacidad de gas en el separador.

Independientemente del tamafio y forma del separador, cada uno contiene cuatro
grandes secciones, que son ilustradas en las Figuras 2.3y 2.4 (Chin, 2007).

Seccién de deflector de entrada. La corriente de flujo que entra al separador es
una mezcla de gas y liquido a una alta velocidad, debido a esta alta velocidad; el
fluido entra al separador con un momentum alto. El deflector de entrada, también
conocido como seccion de separacion primaria, cambia abruptamente la direccion
del flujo, absorbiendo el momentum del liquido y permitiendo la separacion del gas

y el liquido.
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Figura 2.3 Esquema de separador horizontal (Arnold y Stewart, 2008).
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Figura 2.4 Esquema de separador vertical (Arnold y Stewart, 2008).

Seccién de recoleccion de liquidos. Esta seccién se localiza al fondo del
separador, proporcionando el tiempo de retencién necesario al gas arrastrado en el
liquido para que pueda escapar a la seccion de asentamiento por gravedad. El
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grado de separacién es proporcional al tiempo de retenciéon proporcionado. El
tiempo de retencion es afectado por la capacidad de liquido del separador, el gasto
con el cual los fluidos entran al separador y la diferencia de la densidad de los
fluidos. La separacion de liquido-liquido requiere un tiempo de retencidon mas largo
gue la separacion de liquido-gas.

Seccion de asentamiento por gravedad. A medida que la corriente de gas ingresa
en esta seccion, su velocidad disminuye y las pequefias gotas de liquido arrastradas
en el gas y que no fueron separadas con el deflector de entrada, caen a la interfase
de gas-liquido debido a la gravedad.

Seccidn de extractor de niebla. El gas que abandona la seccion de asentamiento
por gravedad contiene pequefias gotas de liquido, generalmente menores de 100 a
140 micrones. Antes de que el gas abandone el separador, éste pasa a través de
una seccion de extractor de niebla; esta seccion utiliza elementos de coalescencia
gue proporcionan una gran area superficial para eliminar las pequefias gotas de
liquido. A medida que el gas fluye a través de los elementos de coalescencia, se
generan multiples cambios de direccidn; debido a su gran masa, las gotas de liquido
no pueden seguir estos cambios en la direccidon del flujo, por lo tanto, chocan y se
recolectan en los elementos de coalescencia, donde caen a la seccion de
recoleccion de liquidos.

2.3 Tratadores de agua libre (free water knockout, fwko)

Ninguna separacion es perfecta y siempre queda agua en el aceite, el contenido de
agua en el crudo puede tener un rango desde menos de 1% hasta mas de 20%.
Entre menor sea la gravedad API, menor sera la eficiencia de separacion.

Normalmente se forman tres fases cuando se genera una agitacion en la emulsion
y luego se deja asentar: una capa superior de aceite con pocas y muy pequefas
gotas de agua dispersas; una capa inferior con agua libre con pocas y muy
pequefias gotas de aceite dispersas; y una capa en medio de emulsion. El agua
libre, es el agua que es separada completamente y depositada en el fondo del
contenedor, comunmente ocurre entre 3 y 10 minutos (Arnold y Stewart, 2008).

Los tratadores de agua libre (FWKO, por sus siglas en inglés) son contenedores o
vasijas presurizadas con la finalidad de remover el agua libre de la corriente de
crudo y son disefiados de forma horizontal o vertical, predominando los horizontales
como el que se muestra en la Figura 2.5. Estos son instalados en la trayectoria de
flujo de la produccién donde la turbulencia ha sido minimizada y usualmente operan
a una presion de 50 Ib/pg? o menor, dependiendo su ubicacién.
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Figura 2.5 Esquema de tratador de agua libre horizontal (Arnold y Stewart, 2008).

El fluido entra en el FWKO y fluye en contra de un deflector de entrada, el cambio
repentino de momentum causa la separacion inicial del liquido y el poco contenido
de gas. La seccion de recoleccidon de liquidos proporciona tiempo al aceite y la
emulsién para formar la capa superior mientras el agua libre se asienta en el fondo
del contenedor. Cuando hay una cantidad considerable de gas en la corriente de
entrada, se puede utilizar un separador trifasico, asi como un FWKO.

El aceite y el agua se separan de manera mas rapida y completa en un FWKO
cuando el liquido viaja a través de un contenedor horizontal, ya que el flujo horizontal
permite el movimiento de las gotas hacia abajo, con menos restricciones.

Algunos factores que afectan el disefio son: tiempo de retencién, gasto de flujo,
temperatura, gravedad del aceite, distribucion en el tamafio de las gotas de agua y
las caracteristicas de la emulsion (Arnold y Stewart, 2008).

2.4 Tratadores verticales de aceite con emulsiones

Los tratadores verticales son utilizados comunmente para el tratamiento de
emulsiones en un solo pozo (Warren, 2007). En un disefio vertical tipico, como se
muestra en la Figura 2.6, el flujo entra en la seccién de separacion de gas,
encontrada cerca de la cima o punta del tratador. Esta seccién debe disefiarse
adecuadamente para la separacién de gas del liquido. Si el tratador recibe la
corriente de un separador, esta seccion puede ser muy pequefia y deberia contener
un deflector de entrada y extractor de niebla.

El liquido fluye hacia el fondo del tratador, que funciona como un FWKO. Si el
tratador recibe la corriente de un FWKO, la seccion del fondo debera ser muy
pequefia. Ademas, si se requiere tratar toda la corriente, la seccion del fondo debera
tener el tamafio adecuado para un suficiente tiempo de retencion, que permita
asentar al agua libre.
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Figura 2.6 Esquema de tratador vertical (Arnold y Stewart, 2008).

El aceite y la emulsion fluyen alrededor del tubo de calentamiento hacia la seccién
de coalescencia, donde encontraran suficiente tiempo de retencion que permitira el
asentamiento de las gotas de agua en la seccidén de agua. Las valvulas de descarga
mantienen el nivel del aceite, y con un indicador de nivel se puede ajustar y controlar
la interfase de aceite-agua. Ademas, se colocan deflectores y platos de separacion
en la seccién de coalescencia, por encima del tubo de calentamiento.

Por medidas de seguridad, en operaciones costa afuera es preferible utilizar dentro
del tratador un fluido de transferencia de calor y un intercambiador de calor, en lugar
de un tubo de calentamiento que utilice combustible (Arnold y Stewart, 2008).

2.5 Tratadores horizontales de aceite con emulsiones

Este tipo de tratadores son utilizados para corrientes que fluyen de multiples pozos
y los detalles de su disefio varian de acuerdo a donde son manufacturados, pero
sus principios son los mismos, como se pueden observar en la Figura 2.7. Los
tratadores horizontales contienen 3 secciones principales: frontal (calentamiento y
lavado de agua), de agitacion y de coalescencia.
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Figura 2.7 Esquema de tratador horizontal (Arnold y Stewart, 2008).

Los fluidos entran por la seccion frontal e inician su recorrido hacia abajo del
deflector, donde el gas se libera y se elimina a través de la salida de gas. El aceite,
la emulsion y el agua libre pasan del deflector al esparcidor, localizado ligeramente
por debajo de la interfase de aceite-agua, donde el agua libre es separada. El aceite
y la emulsion son calentados al pasar por el tubo de calentamiento.

A medida que se va separando el agua libre, su nivel se eleva dentro del tratador,
por lo que es necesario que se vaya eliminando para que no desplace al aceite y la
emulsion. Si el nivel de agua es demasiado bajo, la seccién frontal no estara
disponible para realizar el lavado al aceite y la emulsién que entran al tratador, lo
cual reduce la eficiencia de tratamiento (Arnold y Stewart, 2008). El nivel de la
interfase aceite-agua es controlado por un indicador de nivel.

El tamafio de la seccion frontal debe ser el ideal para el asentamiento del agua libre
y el calentamiento del aceite. La seccién de coalescencia debe ser de tamafio
suficiente para un adecuado tiempo de retencién, que permita la coalescencia y
asentamiento de las gotas de agua (Arnold y Stewart, 2008).

La mayoria de los tratadores horizontales construidos hoy en dia no usan tubos de
calentamiento. El calor es afiadido a la emulsion en un intercambiador de calor antes
de que la emulsion entre al tratador. Ademas, algunos tratadores son disefiados
Gnicamente con la seccion de coalescencia. En este caso, el fluido es bombeado
desde un intercambiador de calor hasta al tratador, que es operado a una alta
presién para mantener el aceite por encima del punto de burbuja.
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2.6 Tratadores electrostaticos

El flujo a través de un tratador electrostatico es basicamente el mismo que en un
tratador horizontal, con la excepcion de que se incluye una malla electrostatica en
la seccidn de coalescencia, la cual ayuda a promover la coalescencia de las gotas
de agua. Ademas de que, tipicamente operan a menores temperaturas. En la Figura
2.8 se ilustra un esquema de un tratador electrostatico.
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Figura 2.8 Esquema de tratador electrostatico (Arnold y Stewart, 2008).

La seccion de coalescencia contiene dos o0 mas electrodos: uno conectado a tierra
en el contenedor y otro suspendido con aislantes. Un sistema eléctrico suministra
un potencial eléctrico al electrodo suspendido. Usualmente se aplica un voltaje de
10,000 a 35,000 VAC y el consumo de energia de la malla varia de 0.05 a 0.10
KVA/pies? (Arnold y Stewart, 2008). La intensidad del campo electrostatico es
controlada por el voltaje aplicado y el espacio entre los electrodos.

El uso de un campo eléctrico es efectivo siempre y cuando la viscosidad del fluido
sea menor que 50 cp a la temperatura de separacion, la diferencia de gravedad
especifica entre el aceite y el agua sea mayor que 0.001, y la conductividad eléctrica
del aceite no exceda a 107°* mQ/cm (Arnold y Stewart, 2008).

El aceite y las pequefias gotas de agua entran a la seccién de coalescencia y viajan
a través de las mallas electrostaticas, donde las gotas de agua comienzan a ser
ionizadas o electrificadas y son forzadas a chocar.

Los electrodos poseen cargas eléctricas que cambian varias veces por segundo, de
esta manera las gotas de agua son situadas en un movimiento rapido de ida y vuelta.
Entre mayor sea el movimiento de las gotas, es mas probable que las gotas de agua
choguen unas con otras, rompan la capa del agente emulsionante, se junten y se
sedimenten de la emulsion. La Figura 2.9 muestra los efectos de las cargas
eléctricas en las gotas de agua de la emulsioén.
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Electrodos

Figura 2.9 Efecto de carga eléctrica en gotas de agua (Arnold y Stewart, 2008).

Es esencial que el disefio del tratador proporcione la distribucion de la emulsiéon a
través de la malla eléctrica, ya que se debe mantener el fluido en su fase liquida
dentro de la zona de coalescencia eléctrica. Es importante evitar que el nivel del
agua alcance la altura de los electrodos debido a que el agua producida contiene
sales. Estas sales hacen del agua un excelente conductor de corrientes eléctricas.
Por lo tanto, si el agua contacta a los electrodos, es probable un corto circuito en la
malla o el transformador.

Las experiencias en campo indican que los tratadores electrostaticos son eficientes,
reduciendo el contenido de agua en el crudo de 0.1 a 0.5%, lo cual, los hace
particularmente atractivos para las operaciones de deshidratacién y desalado de
aceite crudo (Arnold y Stewart, 2008).

2.7 Desaladores de crudo

Al proceso de eliminar las sales solubles en agua de la corriente de crudo, es
conocido como desalado de crudo. Usualmente, las refinerias especifican en los
contratos de venta, el maximo contenido de sal y de agua. La especificaciéon de
contenido de sal varia de 10 a 20 Ib/Mbl; para satisfacerla, las instalaciones de
produccion a veces requieren de un desalador de crudo. La mayor cantidad de sal
en el crudo esta disuelta en pequefias gotas de agua, por lo tanto, al remover el
agua, se eliminara la sal del crudo.

El proceso de desalado involucra dos pasos. El primer paso es mezclar agua limpia
o tratada con el agua producida, esto bajara la salinidad del agua producida por la
dilucion de la sal. El segundo paso es la deshidratacion, la cual elimina el agua del

35



crudo. Esta dilucién y deshidratacion produce una baja salinidad en el agua residual
del crudo. Cabe mencionar que cualquier agua con un bajo contenido de sal puede
ser utilizada en el proceso de desalado (Arnold y Stewart, 2008).

Cualquier equipo que remueva el agua del aceite puede ser utilizado como
desalador. La mayoria de los desaladores utilizados son tratadores electrostaticos
horizontales. La temperatura del crudo que se desalinizard es determinada por la
corriente recibida desde los intercambiadores de calor (Arnold y Stewart, 2008).

El propoésito de un sistema de desalado es reducir a niveles aceptables la cantidad
de sal en el aceite tratado. La Figura 2.10 muestra el esquema de un sistema de
desalado con una estacion. En este sistema, el agua de dilucidn es inyectada en la
corriente de aceite y luego es mezclada. El aceite entra al desalador, donde el agua
es eliminada. Para reducir los requerimientos del agua de dilucién, el crudo puede
ser deshidratado antes del proceso de desalado; con esto se eliminard el total de
agua producida con anterioridad al desalado.

Mezclador

£

Corriente
de aceite

[==1

Agua de dilucidn Agua para eliminacidn

Figura 2.10 Sistema de desalado con una estacion (Arnold y Stewart, 2008).

La Figura 2.11 muestra el esquema de un sistema de desalado con dos estaciones
y con capacidad de reciclar el agua de dilucion. Este sistema es similar al descrito
anteriormente. La Unica diferencia es que el agua eliminada en la segunda estacion
es bombeada de regreso a la primera estacion. La adicibn de este reciclaje
proporciona cierta dilucion del agua salada antes de la primera estacion, reduciendo
los requerimientos de agua de dilucibn comparados con un sistema de
deshidratacion y desalado de una estacion (Arnold y Stewart, 2008).
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Figura 2.11 Sistema de desalado con dos estaciones (Arnold y Stewart, 2008).
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CAPITULO 3

Revision de la literatura “estudios de
caso de deshidrataciéon de crudo”

En este capitulo se presenta una revision de la literatura acerca de casos de estudio
sobre la deshidratacion de crudo en distintas regiones del mundo. Comenzando con
una breve introduccién sobre la importancia del correcto disefio de las instalaciones
de deshidratacion. Se presentan diversos casos donde se optimizan los equipos y
sistemas de deshidratacion de crudo en campos de Medio Oriente, Estados Unidos,
Qatar, Rusia, China, Oman y Nigeria, mostrando los resultados obtenidos, asi como
las ventajas de estas mejoras en las instalaciones y en la deshidratacion final del
crudo de cada campo donde se realizaron.

3.1 Introduccion.

En la industria petrolera y bajo un panorama internacional, la importancia del
proceso de deshidratacion y desalado de aceite crudo estad muy bien entendido. Por
lo tanto, se conocen a la perfeccion los problemas que se pueden generar en las
instalaciones y en la produccién de aceite, debido a un mal disefio en las
instalaciones de tratamiento de crudo y a un sistema poco eficiente de
deshidratacion y desalado.

El proceso de deshidratacion y desalado sigue siendo un reto en campos de aceite
pesado a nivel mundial, ya que implica manejar temperaturas altas de operacion,
tratadores de gran tamafio y usualmente volumenes altos de quimicos
desemulsionantes; incrementando los costos de operacion.

Otros retos que incluye la deshidratacién de aceite son los grandes cortes de agua,
el incremento en la viscosidad de las emulsiones y la alta conductividad del aceite,
esta ultima juega un rol importante en el funcionamiento del campo electrostatico
dentro de los tratadores, ya que si la conductividad del aceite es muy baja, la carga
electrostatica tendra dificultades para lograr dispersar las gotas de agua, y si es muy
alta, se reduce el campo electrostatico, dando como resultado una deshidratacion
con poca efectividad.

Usualmente, los deshidratadores de crudo utilizan calor, tiempo de retencién y
tecnologia de deshidratacion electrostéatica para lograr una deshidratacién de crudo

38



eficiente. Entendiendo como una deshidratacion eficiente al uso de tratadores
pequefios, bajas temperaturas de operacibn y poco uso de quimicos
desemulsionantes.

Se puede tomar como ejemplo, la optimizacion del proceso de deshidratacion y
desalado en instalaciones de EUA, en la region de las costas del Golfo, donde se
presentaba un consumo excesivo de quimicos desemulsionantes debido a una
deshidratacion poco eficiente; por lo tanto, se decidié modificar los sistemas de
desalado, logrando reducir: el volumen de quimicos utilizados, el consumo de
energia, la concentracion de aceite en el agua tratada y el costo de mantenimiento.
Como éste, hay diversos casos que nos muestran los beneficios de un buen disefio
en los sistemas de deshidratacion y desalado de crudo.

3.2. Optimizacién de deshidratadores en campos maduros de Medio Oriente

Los campos maduros usualmente tienen altos cortes de agua y gran contenido de
sélidos en la produccion; dicha combinacion forma emulsiones muy estables que
son dificiles de romper utilizando tratadores convencionales de Corriente Alterna
(AC) (Sellman y Mandewalkar, 2016).

Se han mejorado un gran ndmero de viejos deshidratadores y desaladores de
Corriente Alterna en Medio Oriente, utilizando la nueva y avanzada tecnologia de
doble frecuencia. Estas actualizaciones se hacen en el mismo sitio y se reutiliza el
contenedor a presion existente, con instalacion de nuevos dispositivos internos y
nuevo suministro de energia. Cada actualizacion es planeada con base en los
tratadores existentes, las nuevas propiedades del fluido y las condiciones del
proceso. Se han obtenido mejoras significantes por las optimizaciones, incluyendo
(Sellman y Mandewalkar, 2016):

e Grandes gastos a través de tratadores ya existentes.

e Valores bajos de contenido de agua y concentraciéon de sal en el aceite
tratado.

e Bajas temperaturas de operacion.
e Menor uso de agua de lavado y desemulsionante.

Las siguientes optimizaciones de deshidratadores y desaladores se realizaron en
Irak e incluyeron mejoras en el esparcidor interno, sistema de electrodos, sistema
de remocion de solidos, unidades de potencia y de voltaje, ademas de no utilizar
una fuente de calor externa. Los resultados se muestran en la Tabla 3.1:
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Tabla 3.1 Optimizacion de deshidratadores y desaladores.

Densidad 34 °API 32.6 °API
Entrada de concentracion de sal y 5470 Ib/Mbl 24500 Ib/Mbl
contenido de agua en el crudo 5.7% 27 7%
39 Ib/Mbl 135 Ib/Mbl
Salida en deshidratador
0.04 % 0.2%
24 Ib/Mbl 7 Ib/Mbl
Salida en desalador
0.04% 0.015%

3.3 Actualizacion de tecnologia doble polaridad a doble frecuencia en aceite
crudo de diferentes regiones del continente americano

En el Centro de Tecnologia de Cameron, ubicado en Houston Texas, se llevaron a
cabo pruebas y verificaciones para demostrar que la capacidad de deshidratacion
de crudo puede mejorarse utilizando la tecnologia AC/DC en lugar de la tecnologia
convencional AC de los tratadores electrostéaticos. Las pruebas buscaron demostrar
que el gasto que fluye a través del tratador electrostatico podria ser mejorado
(Sellman et al., 2012):

e 25% usando la tecnologia doble polaridad.
e 125% usando la tecnologia doble frecuencia.

Se realizaron estas pruebas utilizando un crudo de 20.6 °API en tres tratadores del
mismo tamano (12’ x 80’), pero con diferente tecnologia electrostatica cada uno, las
cuales fueron AC convencional, doble polaridad y doble frecuencia. Cada tratador
recibia un corte de agua de 15% y la especificacion de salida fue de 0.5% de
contenido de agua en el crudo. Los resultados fueron alentadores y como se puede
observar en la Figura 3.1, la tecnologia doble frecuencia cumplié con las
expectativas:

40



Doble frecuencia

Doble polaridad |

Corriente alterna |

50,000 100,000 150,000 200,000
Barriles por dia por tratador

Figura 3.1 Capacidad de deshidratacion utilizando diferentes tecnologias electrostaticas (Sellman et al.,
2012).

En el mismo centro de investigaciones, se llevd a cabo la optimizacidon de tecnologia
electrostatica, cambiando de doble polaridad (DP) a doble frecuencia (DF),
utilizando crudos de diferentes regiones y caracteristicas. Los resultados se pueden

observar en la Tabla 3.2:

Tabla 3.2 Actualizacion de tecnologia DP a tecnologia DF.

Crudo Venezuela | Venezuela | Wyoming Oklahoma Brasil
Densidad 25 °API 17 °API 24 °API 23 °API 14 °API
Temperatura 150 °F 280 °F 130 °F 135 °F 240 °F
Entrada de
contenido de 9% 28% 11% 11% 5%
agua en el crudo
Velocidad de 200 94 100 75 80
fluido bpd/pies? bpd/pies? bpd/pies? bpd/pies? bpd/pies?
Salida de
contenido de 1.8% 0.3% 1.45% 1.35% 0.5%
agua (DP)
Salida de
contenido de 0.6% 0.1% 0.85% 0.8% 0.27%
agua (DF)
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3.4 Optimizacion en sistema de deshidratacion y desalado de crudo en
refineria de Estados Unidos, utilizando un tratador Bilectric

Una refineria estadounidense ubicada en las costas del Golfo decidié afiadir un
deshidratador Bilectric, debido a los malos resultados obtenidos y a los problemas
gue experimentaban con su sistema de desalado y deshidratado, el cual consistia
en tres tratadores paralelos, que daban tratamiento a un crudo pesado de
Sudamérica.

Se realiz6 un andlisis comparativo de datos obtenidos en un periodo de 6 meses
antes y después de la optimizacion. Solo uno de los tres deshidratadores fue
cambiado por un Bilectric. Durante este periodo, los tres deshidratadores fueron
operados bajo las mismas condiciones para obtener datos contundentes en la
comparacion.

La Figura 3.2 muestra el arreglo del sistema de desalado y deshidratacion, donde
podemos ver que el deshidratador Bilectric se encuentra en la seccion A, mientras
gue el deshidratador con el que se realizaron las comparaciones se localiza en la
seccion B (Movafaghian, 2003).

Bilectric

Deshidratador nuevo

Deshidratador

Alimentacidn antiguo

C Deshidratador
antiguo

Figura 3.2 Esquema de seccién de desalado y deshidratacién (Movafaghian et al., 2003).

La Figura 3.3 muestra una grafica de la comparacion entre las capacidades de flujo
através de los deshidratadores. Se puede observar que se tiene un comportamiento
similar al periodo anterior de la modernizacién, esto es debido a limitaciones
operacionales por las que pasé el nuevo deshidratador. Cerca del final del periodo
de prueba, el nuevo disefio muestra una diferencia de 10,000 bpd sobre el anterior
deshidratador.
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Figura 3.3 Gréfica de capacidad de flujo de deshidratadores (Movafaghian et al., 2003).

Otra de las caracteristicas observadas, fue el porcentaje de contenido de agua en
el crudo tratado a la salida de cada deshidratador. En la Figura 3.4 observamos
nuevamente una gréafica con la comparacién de datos obtenidos del porcentaje de
agua contenida en el crudo antes y después de la modernizacion. El promedio de
valores de contenido de agua en el crudo, en el periodo anterior a la modernizacion
muestra una reduccion significativa con el nuevo deshidratador, mientras que el
antiguo deshidratador contina mostrando los mismos niveles de contenido de agua

en el crudo.
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Figura 3.4 Comparacion de porcentaje de contenido de agua en el crudo (Movafaghian et al., 2003).
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En la siguiente figura se puede ver con mas detalle la diferencia entre valores
obtenidos de contenido de agua en el crudo. Es notorio que el nuevo deshidratador
tiene datos consistentes y concentrados en un valor de 0.6%, mientras que el
antiguo tiene datos dispersos y proximos al 1% (Movafaghian).
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Figura 3.5 Comparacion de porcentaje de contenido de agua en el crudo de deshidratadores (Movafaghian et
al., 2003).

La formacion de emulsiones en la interfase aceite-agua es un fenémeno negativo,
con el cual los operadores deben lidiar y estar preparados. Una medida de control
comunmente utilizada es afadir quimicos desemulsionantes en la entrada o
alimentacion de los equipos (Movafaghian et al., 2003). La Figura 3.6 muestra los
resultados de los intentos por controlar la capa de emulsion por parte de la refineria,
utilizando un quimico desemulsionante en la alimentacion de los deshidratadores.
La curva superior indica la corriente leida del transformador para los antiguos
deshidratadores. La dosis de desemulsionante es de 27 ppm y la refineria redujo
esta dosis a 20 ppm. El pico mayor de la corriente graficada de los antiguos
deshidratadores, nos indica un incremento de la capa de emulsion, lo cual da como
resultado cortos circuitos de las mallas dentro del tratador. Ademas, se demuestra
la dependencia a los quimicos por parte de los antiguos deshidratadores para
controlar la capa de emulsion y para mantener la operabilidad. Por otra parte, la
curva inferior nos muestra que el deshidratador Bilectric mantuvo la corriente original
a través de todo el experimento, que consistié en disminuir la dosis del quimico
desemulsionante y suministrar la dosis original en repetidas ocasiones. Por lo tanto,
el deshidratador Bilectric se desempefia de manera satisfactoria con bajas dosis de
desemulsionante (Movafaghian et al., 2003).
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Figura 3.6 Tratamiento quimico en deshidratador Bilectric (Movafaghian et al., 2003).

El estudio realizado demostr6 una gran superioridad por parte del deshidratador
Bilectric con respecto a su desempefio y asociandolo a el ahorro en los costos. El
analisis econdmico de este estudio revelo el ahorro de costos en las siguientes
areas (Movafaghian et al., 2003):

e Ahorro de energia. La corriente leida tuvo un promedio de 44 amperes,
comparado con los 155 amperes promedio de los demas deshidratadores.

e Estabilidad operacional. El disefio Bilectric fue menos susceptible a las
fluctuaciones generadas y proporcioné mayor consistencia en sus
resultados.

e Reduccion de inyeccibn de quimicos. Para mantener un desempefio
aceptable, otros deshidratadores necesitan de 2 a 3 veces mas
desemulsionante que el deshidratador Bilectric.

La refineria report6 un ahorro en sus costos por aproximadamente $289,000 délares
por afio durante el curso de este estudio, al convertir uno de sus tratadores en
Bilectric (Movafaghian et al., 2003).
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3.5 Optimizacion de sistema de deshidratacion de crudo en plataforma de
California, Estados Unidos

Con el objetivo de reducir los costos de operacion y las emisiones de gases de
efecto invernadero, una compafia estadounidense realiz0 un programa de
reconfiguracion en la plataforma Holly ubicada en California (Frankiewicz et al.,
2010).

Esta plataforma fue construida en 1966 y disefiada originalmente como plataforma
de produccion, el tratamiento de los fluidos producidos se efectuaba en
instalaciones en tierra. Solo se llevaba a cabo la separacion gas-aceite en
plataforma y la deshidratacion del crudo en tierra. Con el incremento del corte de
agua, la capacidad de recibir los fluidos en instalaciones terrestres comenzé a limitar
la produccion. En la Figura 3.7 se muestra el disefio de la plataforma antes de la
mejora.

El proyecto de reconfiguracion consistia en realizar la deshidratacion de crudo en
las instalaciones costa afuera e inyectar el agua producida de nuevo a la formacion.
Las condiciones de disefio se muestran en la Tabla 3.3:

Tabla 3.3 Condiciones de disefio para reconfiguracion de

plataforma Holly.

Densidad 21 °API

Capacidad de disefio para | 5,000 bpd por tratador y con
crudo tratado espacio para dos tratadores

Contenido de agua en el crudo | 1% maximo

Temperatura de proceso 51.67 °C

Gravedad especifica del agua | 1.06

Capacidad de inyeccion de

15,000 bapd
agua

Volumen de gas 100 Mpcd
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Al llevar a cabo la inyeccion de agua y la deshidratacion en las instalaciones costa
afuera, los costos de operacion y mantenimiento en las instalaciones terrestres
disminuiria notablemente, ademas, el consumo de energia y las emisiones por
combustion se reducirian, ya que no se necesitaria calentar el aceite y el agua para
facilitar su deshidratacion (Frankiewicz et al., 2010).

Para cumplir con la necesidad de deshidratar el crudo en instalaciones costa afuera,
se requeria instalar equipo de deshidratacion. Se eligié un tratador electrostatico
para cumplir con el propésito, ademas de que, con este equipo se reduciria el tiempo
de retencion. Fue necesario quitar los separadores de prueba existentes para crear
espacio al tratador electrostatico, ya que habia un area muy limitada para este.

Siguiendo con esta remodelacion de la plataforma Holly, se utilizaron dos
separadores trifasicos para la separacion primaria, a los cuales se les cambio por
completo los componentes internos para cumplir con la capacidad del disefio de 14
MMpcd, 8,000 bpd y 12,000 bapd. Los nuevos componentes internos incluyen
(Frankiewicz et al., 2010):

o Deflector de entrada ciclonico para una eficiente separacion gas-lliquido.

e Dos placas perforadas para el control del recorrido del flujo y reducir la
posibilidad de un corto circuito en el tratador.

¢ Nuevo sistema de coalescencia para mejorar la coalescencia de la emulsion.
e Nuevo extractor de niebla.

¢ Nueva seccion de fondo que permite operar con un incremento en el nivel de
liquido en el contenedor.

e Distribuidor de flujo vortex para asegurar que el agua limpia cerca del fondo
del contenedor no tenga carga.

El agua proveniente de los separadores es descargada en un contenedor, donde se
le remueve el aceite restante antes de ser inyectada. Cabe mencionar que a este
contenedor también se le cambiaron los componentes internos.

El aceite separado es enviado al separador de gas y de ahi al tratador electrostatico,
porque es necesario eliminar todo el gas del crudo antes de introducirlo al tratador.
El separador de gas esta disefiado para aceptar mas de 100,000 pcd junto 7,500
bpd de emulsion con un contenido de agua en el crudo superior a 33%, valor que
se reduce a menos de 3% después de la deshidratacién en el tratador electrostéatico
(Frankiewicz et al., 2010). Ademas, un contenedor que servia para almacenar acido
fue convertido en separador de prueba bifasico. El nuevo disefio de la plataforma
Holly como se muestra en la Figura 3.8:
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Figura 3.8 Nuevo disefio de instalaciones en la plataforma Holly (Frankiewicz et al., 2010).
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3.6 Instalacion de tecnologia VIEC en el campo Dukhan, Qatar

La produccion en las instalaciones del campo Dukhan son una mezcla de aceite,
gas y agua, en la cual se dificulta la separacion de aceite y agua, especialmente
cuando la temperatura es baja, debido al incremento de la viscosidad y la formacion
de emulsiones de agua en aceite.

Qatar Petroleum decidi6 llevar a cabo la implementacion de la tecnologia Vessel
Internal Electrostatic Coalescer (VIEC) en Dukhan, con la cual se esperaba el
incremento en el tiempo de retencidn, la reduccién en la formacion de emulsiones y
la reduccioén en la inyeccidén de desemulsionante.

Teniendo como base que, al aplicar una técnica de electro-coalescencia en la
primera etapa de separacion incrementa la eficiencia en dicho proceso, se instalé
un VIEC, que consiste en un separador de 3 fases, el cual genera un campo
electrostatico que rompe con las emulsiones (AlQahtani, 2012).

La implementacion se realiz6 bajo condiciones invernales (diciembre a febrero) y se
esperaba alcanzar un rango menor a 0.2% de contenido de agua en el crudo al salir
del separador. Las condiciones de operacion en invierno son las siguientes:

e Temperatura de operacién de 4 °C.

e Presion de operacion de 170 Ib/pgz.

e Gasto de entrada de 64 bpd.

e Contenido de agua en el crudo mayor a 5%.

e Consumo promedio de desemulsionante alrededor de 30 ppm.

Después de la instalacion del VIEC, se recolectaron 4 muestras cada 6 horas
diariamente con motivos de analisis en el laboratorio, mostrando los resultados de
salida de contenido de agua y sal en el crudo en la Tabla 3.4 y Tabla 3.5
respectivamente:

50



ablad 4 allla de conieniao ade agua e aldo
Contenido de agua en Dosis de
el crudo desemulsionante

Antes de modificacién 0.2-1.2% 30 ppm

DEIES Ok 0.05— 0.2 % 30 ppm

modificacion

Después de 0.1-0.3% 12 ppm

optimizacién

La Figura 3.9 muestra el contenido de agua en el crudo en la corriente de salida a
diferentes gastos de inyeccién de desemulsionante. Se puede observar que la
tecnologia VIEC entrega buenos resultados con una reduccion del 60% del
desemulsionante a temperatura de invierno (AlQahtani, 2012).

1.00 s Sin VIEC @ 30 ppm
desemulsionante

s Con VIEC @ 30 ppm
0.60 desemulsionante

Con VIEC @ 12 ppm
desemulsionante

=]
in
]

Contenido de agua en crudo (%)

10:00 16:00 22:00 4:00

Duracidn (horas)

Figura 3.9 Contenido de agua en el crudo a diferentes gastos de inyeccién de desemulsionante (AlQahtani,
2012).
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aldld allda Jde e 00 de al € a0 Alld0
Contenido de sal Dosis de
en crudo desemulsionante
Antes de

modificacion 40 — 200 Ib/Mbl 30 ppm
Después de 20 — 46 Ib/Mbl 30 ppm
modificacion

DESHUES G 20 — 64 Ib/Mbl 12 ppm

optimizacién

La Figura 3.10 muestra que la tecnologia VIEC puede alcanzar resultados
aceptables en el contenido de sal en aceite cuando se reduce a 60% la inyeccién

de desemulsionante. Ademas, en el verano se puede reducir ain mas la inyeccién

del quimico, ya que incrementa la temperatura.

Después de la instalacién de VIEC se observé que el contenido de agua en el crudo

disminuy6 en un rango de 0.05 a 0.2%, el contenido de sal en un rango de 20 a 46
Ib/Mbl, ademés el rango de aceite en agua disminuyé méas del 50% (AlQahtani,

2012).
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Figura 3.10 Rango de contenido de sal en aceite en diferentes escenarios (AlQahtani, 2012).

16:00

22:00 4:00

Duracidn (horas)

=== Sin VIEC @ 30 ppm
desemulsionante

s Con VIEC @ 30 ppm
desemulsionante

Con VIEC @ 12 ppm
desemulsionante

52



3.7 Nueva metodologia en la deshidratacion eléctrica de crudo en Rusia

Con el incremento de campos maduros, caracterizados por tener una produccion
con altos cortes de agua y formacion de emulsiones muy resistentes, se han
incrementado los problemas para el tratamiento de crudo, ademas de que las
especificaciones de venta también se han endurecido.

En Rusia se producen deshidratadores electrostéticos verticales y horizontales, y se
instalan en arreglos de 2 a 3 estaciones de separacion. Se sabe que la
deshidratacion electrostatica de crudo es de los procesos mas eficientes para
romper con las emulsiones; sin embargo, existen algunos defectos vy
contradicciones en los deshidratadores que inhiben el proceso de desemulsificacion
como son los siguientes (Shvetsov y Yunusov, 2010):

e Interrupciones y averias entre los electrodos, causadas por cadenas
conductoras de gotas de agua, las cuales disminuyen el voltaje entre los
electrodos, atenuando o cesando por completo el proceso de coalescencia
de las gotas de agua, en el mejor de los casos 0 un corto circuito en el peor
de los casos.

e Laintensidad del campo eléctrico no cambia y permanece constante, aunque
se sabe que deberia cambiar con respecto al tamafio de las gotas de agua
gue es variable.

e No se producen suministros de alto voltaje especificos para los
deshidratadores eléctricos.

Estos son algunos de los motivos por los que se implementd un nuevo sistema de
electrodos, que consiste en una placa vertical resistiva de electrodos, hecha de un
material no metalico con propiedades fisicas, quimicas y eléctricas especificas.
Ademas, estos deshidratadores fueron hechos completamente a prueba de
explosiones causadas por altos voltajes, soportando un suministro con un rango de
25 a 250 kVA de corriente alterna y directa (Shvetsov y Yunusov, 2010).

Se probd experimentalmente la dependencia del consumo de energia de los
deshidratadores, con respecto a la fuerza del campo eléctrico entre los electrodos
con una concentracion de agua en el crudo de 5-50%. Como se puede observar en
la grafica de lado izquierdo de la Figura 3.11, el tratamiento es estable en cada
rango especifico de corte de agua, caracterizandose por un bajo consumo de
energia. Ademas, la prevencion de interrupciones en los electrodos se proporciona
por las magnitudes de fuerza del campo eléctrico que van por encima de los 4
kV/cm, incluso excediendo la fuerza requerida para una desemulsificacién eficiente.

Por otra parte, se realizo6 un experimento similar con un deshidratador convencional
y podemos observar en la grafica del lado derecho de la Figura 3.11 que para una
concentracion de 2% de agua en aceite ocurre un corto circuito a 1.2 kV/cm y en el
caso de 5% de corte de agua, solo es posible alcanzar una fuerza en el campo a no
mas de 0.8 kV/cm, lo cual esta muy por debajo de lo requerido para romper la
emulsion (Shvetsov y Yunusov, 2010).
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Figura 3.11 Gréficas de consumo de energia eléctrica de los deshidratadores (Shvetsov y Yunusov, 2010).

La deshidratacién fue llevada a cabo a una temperatura de 35 °C y sin inyeccién
de desemulsionante. Los resultados obtenidos fueron aceptables y se concluye

gue el uso de este nuevo método permite (Shvetsov y Yunusov, 2010):
Eliminar la probabilidad de cortos circuitos en los electrodos.
Incrementar el tiempo en el tratamiento eléctrico de emulsiones.

Bajo costo de operacion debido al bajo consumo de energia.

Estabilidad en la operacion de los deshidratadores e incremento en la

eficiencia de deshidratacién y desalado de crudo.
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3.8 Mejoramiento en la tecnologia de deshidratacién para produccion de
crudo con polimero en el campo Daging, China

Con la finalidad de reducir los costos de inversién y el consumo energético, se
realizé la simplificacion y optimizacion de las instalaciones superficiales del campo
Dagqing en China.

Debido a la inyeccion de un polimero como método de recuperacion terciaria, la
produccioén en el campo Daging es una mezcla de aceite, agua, alta concentracion
de polimero y algunas particulas de minerales, dando como resultado emulsiones
de gran estabilidad y muy dificiles de separar (Wang et al., 2016).

Se eliminaron un horno de calentamiento para suministro de agua, un ducto y una
bomba, que eran utilizados en las instalaciones superficiales de produccion para
incrementar la temperatura en el proceso. Con el incremento del corte de agua y la
produccion de polimero en los pozos, las propiedades reoldgicas cambiaron y era
necesario prescindir de estos elementos. Ademas, se optimizd la técnica de
deshidratacion electrostatica, utilizando un campo eléctrico de Corriente Directa en
los deshidratadores. La Figura 3.12 muestra el esquema de la optimizacion del
proceso de separacion y deshidratacion.

: I Desemulsionante : 1

;2‘,\‘, i | Horno de Deshidratador
oF 2 I o —— I calentamiento  eléctrico 1
T ' N e |
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I
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| Bomba de agua Agua residual Almacenamiento Bomba de aceite 1
i de aceite |

Figura 3.12 Esquema de la optimizacion del proceso de deshidratacion (Wang et al., 2016).

Esta estacion de deshidratacion cuenta con tres deshidratadores eléctricos
operando de manera paralela a una temperatura de 50 a 60 °C, uno de estos con
tecnologia AC/DC y los otros dos con la optimizacion de corriente directa. El
consumo de desemulsionante se redujo de 30 mg/L a un rango de 15-20 mg/L con
la optimizacion de esta tecnologia y el contenido de agua en el crudo fue
continuamente menor a 0.15% en la produccion con inyeccion de polimero. Esto
mostr0 una notable ventaja con respecto a la eficiencia de deshidratacion,
conservacion de energia y especialmente en el mejoramiento y estabilidad de la
operacion sobre la tecnologia anteriormente usada. Llegando a la conclusion de que
la optimizacion en esta tecnologia de deshidratacion valio la penay tiene el potencial
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para el tratamiento de emulsiones con propiedades complicadas y dificiles de
separar (Wang et al., 2016).

3.9 Impacto de lainyeccién de polimero en la deshidratacion de crudo en
campo ubicado en Oman

Un campo en la Sultana de Oman ha sido operado bajo la inyeccion de polimero
desde el 2010. El polimero inyectado eventualmente se fue produciendo y la
concentracion de éste en los fluidos producidos se fue incrementando con el tiempo.
El disefio de las instalaciones no contemplaba la produccién de polimero y esto
representd un gran potencial de efectos perjudiciales debido a la concentracion de
polimero en la produccion.

Estos problemas fueron identificados como un riesgo en el sistema de
deshidratacion de crudo, con gran impacto en el porcentaje de contenido de agua
en el crudo debido a la produccion de polimero (Al Kalbani et al., 2014):

e Incremento en la capa de emulsion dentro del tratador de agua libre.

e Desemulsionante inefectivo en el rompimiento de emulsiones formadas con
polimero.

e Falla en calentadores debido a la presencia de polimero.

Para mitigar estos mecanismos y conocer el impacto de la produccion de polimero
en la deshidratacion, se realizaron diversas pruebas.

El polimero producido fue muestreado desde los pozos de produccién para
determinar su viscosidad y su concentracion. Mostrando que, para la misma
concentracion, el polimero producido tiene una menor viscosidad que el polimero
inyectado.

Se realizaron pruebas de botella para determinar la efectividad del
desemulsionante a diferentes concentraciones del polimero en la corriente. El
desemulsionante fue probado a diferentes dosis, tiempos de mezclado y calentado
a 60 °C. Se determino su efectividad midiendo el contenido de agua en la corriente
de crudo a 60 °C y a diferentes concentraciones de polimero en el fluido. Los
resultados de las pruebas se muestran en las Figuras 3.13 y 3.14:

56



i ’.,,.'-—r r:\\-

== <1 ppm
=@ (-100 ppm
200-300 ppm

]
o o

Lo
o o

Separacion de agua (%

o
0 10 20 30 40 50
Concentracion de desemulsionante (%)

=

Figura 3.13 Resultados de pruebas de botella con concentraciones de polimero menores a 400 ppm (Al
Kalbani et al., 2014).
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Figura 3.14 Resultados de pruebas de botella con concentraciones de polimero mayores a 400 ppm (Al
Kalbani et al., 2014).

Los resultados mostrados en todos los casos indican que el desemulsionante tiene
la capacidad de separar la emulsion formada con los fluidos producidos y con el
polimero igualmente producido. Ademas, se requiere un incremento en la
concentracion de desemulsionante inyectado de 10% a un rango de 30-50% (Al
Kalbani et al., 2014). El desemulsionante tuvo éxito con una concentracion de
polimero mayor a 400 ppm y present6 un incremento en el contenido de agua en el
crudo de 0.5% a 1.5%.

Con base en el comportamiento del desemulsionante, el rompimiento de la emulsion
es factible técnicamente, pero esto representa un incremento en el costo de
operacion por la dosis de quimico y un incremento en el contenido de agua en el
crudo (Al Kalbani et al., 2014).
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3.10 Influencia de parametros clave en la deshidratacion y desalado de crudo
en el Golfo Pérsico

Una compaiiia de petrdleo irani realizé un estudio con la finalidad de identificar los
principales parametros que afectan la calidad final del crudo. Esto incluyo el tipo y
monto de inyeccion de desemulsionante, temperatura y pH del agua, con el objeto
de determinar la eficiencia en el proceso de deshidratacion y desalado. Los
experimentos fueron realizados en laboratorio y a escala industrial en una estacion
doble de desalado (Vafajoo et al., 2012).

Las Tablas 3.6 y 3.7 muestran las caracteristicas del crudo y los rangos de
operacion de los parametros:

Tabla 3.6 Caracteristicas de crudo del Tabla 3.7 Rangos de
Golfo Pérsico. operacion.

Densidad 19 °API Temperatura 98-133 °F
RGA 100 piess/bl Tiempo de 10-30 min
retencion
. Agua de
Presion de vapor 10 Ib/pg? 5-59
p P9 lavado 2.5-5%
Contenido de sal 6161 Ib/Mbl pH 2.5-13.2
Contenido de 10 %Peso
asfalteno
Contenido de 2 6 %Peso

resina

Se hizo la prueba de laboratorio con 6 diferentes desemulsionantes, donde se
comparé la salida de agua en el crudo y se determiné que los desemulsionantes C
y F tienen mayor eficiencia de separacion por lo que fueron seleccionados para las
pruebas de campo. Las Tablas 3.8 y 3.9 muestran los resultados de la inyeccion de
los desemulsionantes F y C respectivamente, a diferentes gastos:
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Tabla 3.8 Resultados de desemulsionante F a diferentes concentraciones.

Gasto de inyeccion de

desemulsionante O e <IU [pIpi £l [pR0m S o
Gasto de aceite 410 m3/h 410 m3/h 410 m3/h 410 m3/h
Temperatura Inicial 72.5°C 70 °C 70 °C 71 °C
Temperatura final 113 °C 113 °C 113 °C 113 °C
Agua de lavado 20 md/h 20 m3/h 21 m3/h 22 m3/h
Entrada de contenido 1.88% 1.53% 1.58% 1.7%
de agua en el crudo
Salida de contenido de 0.2% 0.2% 0.2% 0.2%
agua en el crudo
Eficiencia de
eliminacién de agua en 89% 86.9% 87.3% 88.2%
el crudo
Entrada de contenido 1268.4 1258.8
de sal en el crudo 1z ekl Ib/Mbl 12168 aihilsl Ib/Mbl
Salida de contenidode | g\ 1) 6 Ib/Mbl 5 Ib/Mbl 4.4 1b/Mbl
sal en el crudo
Eficiencia de
eliminacioén de sal en el 99% 99.5% 99.6% 99.7%
crudo
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Tabla 3.9 Resultados de desemulsionante C a diferentes concentraciones.

Gasto de inyeccion de

desemulsionante 120 ppm 110 ppm 100 ppm 90 ppm
Gasto de aceite 410 m3/h 410 m3/h 410 m3/h 410 m3/h
Temperatura inicial 77 °C 78 °C 78 °C 77 °C
Temperatura final 113 °C 113 °C 113 °C 117 °C
Agua de lavado 15 m3/h 15 m3/h 15 m3/h 18 m3/h
Entrada de contenido 1.87% 1.85% 1.71% 1.63%
de agua en el crudo
Salida de contenido de 0.5% 0.4% 0.4% 0.32%
agua en el crudo
Eficiencia de
eliminacién de agua en 73% 78% 76.6% 80%
el crudo
ENUEREL 81 Conisilly 1274511500 \bMbl | 1270 Ib/Mbl | 1260 Ib/Mbl
de sal en el crudo Ib/Mbl
Salida de contenido de 27% 26% 2506 14%
sal en el crudo
Eficiencia de
eliminacion de sal en el 97.8% 97.9% 98% 98.8%
crudo

Para el estudio del efecto del pH asociado al agua en la estabilidad de la emulsion,
se utilizaron HCly NaOH para lograr el valor de pH deseado. La Tabla 3.10 muestra
el efecto del incremento del pH del agua en el porcentaje de agua separada en la
emulsién. Incrementar el valor de pH del agua en la emulsién, hace que la emulsién
sea inestable (Vafajoo et al., 2012).
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Tabla 3.10 Porcentaje de agua separada por el incremento de pH del agua.

pH de agua asociada

2.5

4.2

6.2

8.2

10.5

13.2

Agua separada

3%

18%

34%

55%

60%

58%

Por dltimo, se recolectaron datos de campo por un periodo de 6 meses en la
plataforma petrolera para evaluar el efecto de la temperatura en el desempefio del
desalador. Encontrando que tras el incremento de la temperatura la eficiencia de
operacion de deshidratacion y desalado pueden mejorar, como se puede observar
en la Tabla 3.11. Sin embargo, con el calentamiento, dos tipos de problemas
pueden ocurrir. El primero es que los componentes ligeros, que son los que
determinan el precio del crudo, pueden vaporizarse con el calor. La otra desventaja
es que la eficiencia de separacion puede afectarse debido a la formacién de
burbujas de aire (Vafajoo et al., 2012).

Tabla 3.11 Prueba en plataforma a diferentes temperaturas.

Temperatura

98 °C

106 °C

110 °C

115°C

120 °C

133 °C

Eficiencia de
eliminacién de sal en
crudo

97.3%

97.7%

98%

98.2%

98.5%

97.9%

Eficiencia de
eliminacion de agua en
crudo

71.7%

78.9%

81.3%

82.3%

86%

79.8%
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3.11 Comparacién y seleccién de quimico desemulsionante para la region
Delta Niger, Nigeria

Conociendo la importancia de los métodos quimicos de deshidratacion en la
industria petrolera y con la existencia de bastantes quimicos que ayudan con el
rompimiento de emulsiones, se deben tomar en cuenta diversos factores al
momento de seleccionar el que mas convenga en el tratamiento del crudo, como lo
son el tiempo de residencia, la dosis del quimico a utilizar, el efecto de
calentamiento, etc.

En Nigeria se llevo a cabo un estudio con la finalidad de identificar el quimico
desemulsionante mas efectivo como tratamiento de deshidratacion en una
determinada region. Este estudio se basé en diferentes muestras de emulsiones del
campo OPL en la region Delta Niger. Se seleccionaron cuatro pozos de cuatro
diferentes plataformas del campo con un promedio en la densidad del crudo de 22
°API.

Se utilizaron pruebas de botella con el objetivo de comparar con diferentes
desemulsionantes la velocidad de asentamiento del agua de la emulsion con la
menor cantidad de quimico para romper la emulsion. Durante las pruebas de botella
se compararon cuatro diferentes marcas de quimico desemulsionante en diferentes
muestras de crudo con una variacion de la temperatura, diferentes intervalos de
tiempo y considerando el porcentaje de deshidratacion del crudo.

Los resultados de las pruebas utilizando los cuatro desemulsionantes (A, B, Cy D)
a temperatura de 40 °C y de 60 °C; y en diferentes intervalos de tiempo de 10 a 60
minutos se muestran en las Tablas 3.12 y 3.13.

Tabla 3.12 Resultados de pruebas de botella a 40 °C y 50 ppm de desemulsionante.

Campo Tiempo Porcentaje de agua separada
(min) A (%) B (%) C (%) D (%)
10 min 0.40 0.20 - 0.09
Akam
60 min 15.0 13.8 1.80 0.12
10 0.50 0.40 0.01 0.06
Adanga
60 15.48 13.62 1.90 0.10
10 0.30 0.20 - 0.06
Ebughu
60 14.00 10.76 1.52 0.10
10 0.02 0.05 - 0.10
Mimbo
60 2.68 3.10 0.01 1.78
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Tabla 3.13 Resultados de pruebas de botella a 60 °C y 50 ppm de desemulsionante.

Campo Tiempo Porcentaje de agua separada
(min) A (%) B (%) C (%) D (%)

10 0.80 0.60 0.01 0.10
Akam

60 16.20 14.98 2.00 0.40

10 0.90 0.80 0.01 0.10
Adanga

60 18.00 16.77 3.89 0.90

10 1.02 1.00 0.01 0.10
Ebughu

60 21.00 18.72 4.00 1.78

10 0.18 0.20 - -
Mimbo

60 7.58 9.50 0.12 1.30

Como se puede observar en los resultados de la comparacion, el desemulsionante
con mejor desempefio fue el “A” a una temperatura de 60 °C y con un gasto de 50

ppm.
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CAPITULO 4

Optimizacion en sistema de
deshidratacion de crudo en instalaciones
costa afuera mexicanas

En el dltimo capitulo de esta tesis se presenta la planta de deshidratacion, ubicada
en instalaciones costa afuera mexicanas, antes y después de su optimizacion.
Comenzando con el primer disefio, el cual no dio los resultados esperados y tuvo
que ser mejorado. Ademas, se presentan todos los equipos que fueron instalados
en esta optimizacion, asi como su principio de operacion en el proceso de
deshidratacion y sus instrumentos de control. Finalmente, se presentan los sistemas
de seguridad instalados en la planta de deshidratacion.

4.1 Esquema general y resultados del sistema de deshidratacion de crudo
antes de la optimizacion

Uno de los objetivos principales en la produccién de crudo es explotar de manera
racional los yacimientos cumpliendo con las mejores practicas que marca la
industria petrolera, con esto, se deben seguir las especificaciones de venta con
respecto al contenido de agua en el crudo. La razén de mayor peso en el control y
monitoreo del contenido de agua en el crudo es totalmente econdmica, ya que la
presencia de agua en el aceite implica un menor precio de venta, sin mencionar el
riesgo potencial de corrosion y formacion de incrustaciones en los equipos del
proceso y en la red de distribucion.

En instalaciones costa afuera mexicanas, un sistema de deshidratacion de crudo
tiene como meta enviar el crudo producido a los centros de consumo en condiciones
de ser procesado de manera adecuada y eficiente, con respecto al contenido de
agua y sal en el crudo. Los valores requeridos para las condiciones de salida del
crudo son 75 Ib/Mbl de sal y un contenido de agua en el crudo menor o igual a 0.5%
(NOM-016-CRE-2016, Especificaciones de calidad de los petroliferos).

En la Tabla 4.1 se muestran las condiciones originales de operacion del crudo a
tratar y deshidratar:
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Tabla 4.1 Condiciones de operacion originales del

crudo.
Densidad 21 °API
Contenido de agua en el 10-30 %
crudo

Gasto de liquido 60,000 bpd
Gasto de aceite 54,000 bpd
Gasto de agua 6,000 bpd
Temperatura de operacion 130-140 °C

Para lograr el proceso de deshidratacion del crudo, el sistema estaba compuesto
por los equipos principales descritos a continuacion:

Separador trifasico: Era el primer paso dentro del proceso de
deshidratacion y desalado, en este equipo se recibia la produccién desde el
cabezal de mezcla y se realizaba la separacién en tres corrientes de salida:
corriente de gas a compresores Booster, corriente de crudo a
acondicionamiento térmico, y corriente de agua de formacién a pozo letrina.

Intercambiador de calor: Su funcidén consistia en aprovechar el calor de la
corriente de crudo tratado que sale del desalador hacia el cabezal existente
de crudo separado, esta operacion permitia incrementar la temperatura del
crudo para acercarse a la de operacion del deshidratador.

Calentador: En este equipo se realizaba el mayor intercambio de calor para
elevar la temperatura del crudo hasta la temperatura fijada de operacion
(130-140 °C).

Horno de calentamiento: En este equipo se llevaba a cabo el calentamiento
del aceite térmico, que llegaba mediante bombeo y recirculacion hasta el
calentador para lograr el intercambio de calor con la corriente de crudo
precalentada en el economizador.

Deshidratador: El equipo deshidratador del tipo electrostatico eliminaba el
agua remanente de la corriente de crudo proveniente del separador trifasico.
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Desalador: Este equipo contaba con las mismas dimensiones y principio de
operacion que el deshidratador, la diferencia consistia en una valvula de
mezclado que permite hacer el lavado del crudo mediante la adicion externa
de agua de mar.

Cabe mencionar que este sistema de deshidratacion y desalado contaba con
Sistema de Paro por Emergencia y con un Sistema Digital de Monitoreo y Control
para Fuego y Gas, ademas de contar con instalaciones para servicios auxiliares del
proceso, tales como, electricidad, agua, gas, aire de servicio, etc.

Surgid la necesidad de realizar una optimizacion al sistema de deshidratacion de
crudo debido a variables no consideradas en el disefio del proceso descrito
anteriormente, obteniéndose de los siguientes resultados:

El separador trifasico no logro la meta de contenido de agua en el crudo, que
era maximo de 2.3%, dando un 10%.

Las bombas de crudo excedieron su capacidad de disefio que era de 42,000
bpd, por lo tanto, no lograron manejar el flujo maximo de crudo de 54,000
bpd.

Las bombas de agua de lavado no descargaban con la presion suficiente
para agregar agua de mar a la corriente de crudo.

La temperatura media a la que se calent6 el crudo fue de 124 °C y no a 138
°C, debido a que las bombas de aceite crudo no desarrollaban la presion
suficiente, ni flujo para mantener en estado liquido el crudo a 138 °C en el
desalador.

El manual del deshidratador y desalador indican que no estaban disefiados
para manejar los 54,000 bpd.

El consumo de desemulsionante fue de 102 ppm cuando debi6 ser 75 ppm
COmMOo maximo.

En la Figura 4.1 se puede observar el esquema general del sistema de
deshidratacion y desalado anteriormente descrito y antes de su optimizacion.
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Figura 4.1 Esquema general de sistema de deshidratacién y desalado antes de su optimizacion.
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4.2 Optimizacion de sistema de deshidratacion de crudo en instalaciones
costa afuera mexicanas

Se instalo un nuevo sistema de deshidratacion de crudo con el objetivo de remover
el exceso de agua presente del 35% en la corriente de 90,000 bpd de aceite crudo
a exportacion y asi acondicionarlo a la especificacion de venta de menos del 1.0%
de contenido de agua en el crudo.

Se redisefio el modulo de deshidratacidén en plataforma, instalando nuevos equipos
para llevar a cabo el proceso de deshidratacion de crudo. En este nuevo proceso,
el fluido proveniente del cabezal de mezcla entra a un separador bifasico donde se
separa en una corriente de gas y otra de aceite humedo; el gas separado es enviado
a compresion y el aceite humedo es bombeado a un tratador de agua libre. Cabe
mencionar que antes de que el fluido ingrese al separador bifasico se inyectan
quimicos para el tratamiento de emulsiones y asfaltenos. En el tratador de agua libre
se separa agua Yy aceite humedo, el agua se envia al pozo letrina y el aceite himedo
a los dos deshidratadores electrostaticos, donde finalmente se cumple con el
contenido de agua en el crudo requerido y se transporta a la terminal donde se
comercializa.

4.2.1 Inyeccién de desemulsionante y dispersante de asfaltenos

El objetivo del tratamiento quimico dentro del sistema de deshidratacion de crudo
es la inyeccién de los productos quimicos desemulsionante y dispersante de
asfaltenos para tratar la emulsién de agua congénita en el aceite crudo y lograr la
deshidratacion requerida, con especificacion de venta de menos del 1% de
contenido de agua en el crudo.

El desemulsionante tiene como tarea desestabilizar y romper la emulsién para
acelerar la coalescencia de las gotas de agua en un tiempo de reposo o en un
campo electrostatico de acuerdo con las propiedades del aceite emulsionado con
agua.

El dispersante de asfaltenos ayuda en la desestabilizacion de la emulsion formada
o fortalecida por los asfaltenos como agentes emulsionantes. Este producto quimico
dispersa los asfaltenos a su cadena oleofilica y permite que el desemulsionante
rompa la emulsion para acelerar la coalescencia de las gotas de agua.

Se realizaron pruebas de botella para la seleccién de los productos quimicos, los
cuales fueron elegidos de acuerdo con el que logré el menor porcentaje de agua en
las mezclas evaluadas en un determinado tiempo.

Una vez elegidos los quimicos, se realizé la inyeccion de estos en la entrada de
fluidos a la plataforma antes del separador bifasico gas-aceite para tener un mayor
tiempo de contacto y mezclado.
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Los paquetes de inyeccion de cada quimico estan conformados por un tanque de
almacenamiento y dos bombas, una de estas bombas es de respaldo como se
puede observar en la Figura 4.2. Cada paquete cuenta con transmisores de nivel y
de presion, medicidn de flujo y de presion local.

Salida de gas

T

Tangue

Bombas
=1
- l
Salida de aceite
Bombas himedo
=
=]
Entrada de aceite
himedo a N

instalaciones

Figura 4.2 Esquema de paquetes de inyeccion de quimicos.

Sistema de Inyeccién de quimicos

El proceso de la inyeccion de desemulsionante y dispersante de asfaltenos consta
de lo siguiente y se ilustra en la Figura 4.3:

Los tanques de almacenamiento tienen capacidad de 6,405 m3 de
desemulsionante y 9,395 m3 de dispersante de alfaltenos, suficiente para una
o dos semanas de maxima dosificacion de 100 ppm y 80 ppm
respectivamente. El control y supervision remota del tanque se realiza
mediante el transmisor de nivel.

Las bombas suministran la presion necesaria de 2.4 kg/cm2 con el fin de
inyectar el producto en los puntos seleccionados; estas succionan a presion
atmosférica del tanque de almacenamiento, ajustandose a la dosificacion y
al gasto requerido.

El calibrador de dosificacion mide el fluido a inyectar para controlar y ajustar
el gasto del producto a través de la bomba dosificadora; ademas se puede
verificar el gasto en cualquier momento.

El punto de inyeccién determinado para el tratamiento de crudo hiumedo es
la linea de alimentacion al separador bifasico. Este punto de inyeccion cuenta
con un dispositivo de inyeccion de naturaleza mecénica que permite la
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dispersion efectiva del quimico en el fluido. Primero se realiza la inyeccion
del desemulsionante, seguido por la del dispersante de asfaltenos.

Figura 4.3 Esquema del sistema de inyeccion de quimicos.
Instrumentos utilizados en el sistema de inyeccion de quimicos

El sistema de inyeccion cuenta con diversos dispositivos de control de flujo y
seguridad del proceso que son necesarios para una inyecciéon segura.

Indicadores de nivel: Constan de un transmisor de nivel magneto-restrictivo que
controla la cantidad del quimico en cada tanque de almacenamiento, cuenta con
rangos de calibracion y alarmas de nivel. Se puede observar un indicador de nivel
en la Figura 4.4.
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Figura 4.4 Indicador de nivel en tanques de almacenamiento de quimicos.

Indicadores de presion: Se tienen cuatro unidades para medir la entrada y salida
local de la presién en las lineas de entrada y descarga de las bombas de inyeccion.
Cuentan con puntos de ajuste, y en este sistema es de 3.4 kg/cm? y se pueden
observar en la Figura 4.5

Figura 4.5 Indicadores de presion en sistema de inyeccién de quimicos.

Calibradores de dosificacion: Sirve para verificar el gasto inyectado por la bomba
en cualquier momento; consta de un tubo de borosilicato en aluminio, con visor de
precision de calibracion del 0.05 al 02%, cubierta de policarbonato de resistencia de
alto impacto y escala de doble lectura. Como se muestra en la Figura 4.6.
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Figura 4.6 Calibrador de dosificacion.

Amortiguadores de pulso: Estos instrumentos de acero inoxidable permiten
disminuir las vibraciones generadas por el bombeo en tuberia larga, ademas de
disminuir el golpe de ariete. Los amortiguadores se cargan con nitrégeno a 60-80%

de su presion de trabajo, establecida en 2.4 kg/cm? y se pueden observar en la
Figura 4.7

Figura 4.7 Amortiguadores de pulso en bombas de inyeccién de quimicos.

Arresta flama: Los tanques cuentan con esta proteccién instalada en el techo y son
de acero inoxidable. La combinacion venteo-arresta de flama proporciona la
prevencion de llama en ambos lados y ademas provee un venteo compacto al
tanque de quimicos. La Figura 4.8 muestra un esquema de un arresta flama.

72



Arresta
flama

Figura 4.8 Arresta flama en tanques de almacenamiento de quimicos (Cameron, 2015).

Valvula de alivio (PSV) y valvulas manuales: Las valvulas de alivio de presion de
diafragma operan cuando la presion el sistema de quimicos excede el valor
predeterminado de la valvula. Son disefiadas para proteger a los sistemas de
dosificacion de quimicos contra dafios producidos por presiones altas, las cuales
pueden ser causadas por bloqueos en la tuberia de alimentacion de quimicos, por
cierres accidentales de valvulas, o valvulas de inyeccion tapadas. Cada PSV
descarga a una linea de 1” de diametro de retorno a los tanques en caso de sobre
presién. Como se muestra en la Figura 4.9, el diafragma es mantenido contra el
asiento de la valvula mediante un resorte interno. Cuando se excede una presion
predeterminada, el diafragma es forzado hacia arriba y el quimico fluye fuera de la
valvula a través del puerto de alivio hacia el tanque de quimicos o a la succion de la
bomba.

Figura 4.9 Valvulas de alivio en sistema de inyeccion de quimicos (Cameron, 2015).

Ademas, se incluyeron las siguientes valvulas manuales en el sistema de inyeccion
de quimicos, ilustradas en la Figura 4.10:

+ Valvulas manuales de bola para el aislamiento de cada una de las bombas.
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+ Valvulas manuales de bola para las conexiones de las boquillas en cada
tanque.

+ Valvulas manuales de retencion y de bola para la descarga de las bombas.

+ Vélvulas manuales para el aislamiento de drenajes, venteos e instrumentos
de presion.

* Vélvula de bola para la columna de dosificacion.

* Filtros “Y” para evitar solidos y/u objetos extrafios durante el arranque y
operaciones.

Valula de  Medidor
contrapresion de ;

i Amortiguadar
presid g
i \ n’fs_---_-,‘-lu:le pulsaciones

Dizpositivo
inyectar

Filtro en "™ ‘
Vilwlas de aislamiento Bomba de

guimicos

Tuberia de alivio de presidn

Figura 4.10 Esquema de valvulas en el sistema de inyeccion de quimicos (Cameron, 2015).

4.2.2 Separador bifasico gas-aceite hUmedo

El separador bifasico gas-aceite humedo recibe la produccion desde el cabezal de
mezcla con los quimicos inyectados. Este separador consiste en un recipiente
presurizado con tecnologia de alta eficiencia para la 6ptima separacion de gas de
la corriente. Esta tecnologia de separacion de alta eficiencia se compone por los
siguientes internos del separador:

Tecnologia porta test revolution: Es un dispositivo interno centrifugo, el cual
consiste en pares de tubos conectados a la seccién de entrada de fluidos al
separador. Es utilizado para eliminar la espuma y mejorar el control del fluido dentro
del separador. Se han instalado mas de 500 unidades alrededor del mundo, dando
buenos resultados. En la Figura 4.11 se puede observar este dispositivo interno.
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Figura 4.11 Tecnologia porta test revolution (Schlumberger, 2016).

El porta test revolution trabaja de la siguiente manera: Los fluidos entran al
separador por la seccion de entrada y pasan al multiple del porta test revolution, el
fluido es distribuido uniformemente en los tubos, creando una fuerza centrifuga. El
liquido va hacia la pared del tubo y el gas es forzado a ir hacia el centro del vortice,
creando la separacion de gas y liquido. El liquido sale por la parte inferior del tubo
y el gas se retira por la parte superior del tubo como se muestra en la Figura 4.12.

Salida de gas
.f g

Migracian Migracidn
del liquido a del gas al
las paredesﬂh‘:? centro del
Entrada Eﬂ“dﬁje gas . del tubo e 9 vortice
- Separacidn
~ gas-liguido S

@&;g
alida de liquido e e::? "

_ _/Sélidus

Salida del
liguido === —

Figura 4.12 Principio de operacion de porta test revolution (Schlumberger, 2016).
El porta test revolution posee las siguientes ventajas:
e Elimina espuma

e Minimiza el area de separacion y el peso en las nuevas instalaciones de
separacion.

e Aumenta la eficiencia de separacion gas-liquido en separadores existentes.
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e Optimiza y en muchos casos elimina los costosos productos quimicos
antiespumantes.

e Disminuye el arrastre de liquido en corrientes de gas de salida.

e Reduce el contenido de agua en las corrientes de salida de aceite del
separador.

Mampara perforada: Estos dispositivos son utilizados en los separadores de gas-
liquido para prevenir las ondas en la superficie de la fase liquida y para prevenir el
entrampamiento o arrastre de liquido en el gas después de la separaciéon primaria.
Esta mampara se instala aproximadamente a 76 cm del dispositivo interno porta test
revolution en el separador como se puede ver en la Figura 4.13.

Mampara perforada

Figura 4.13 Ubicacién de mampara perforada en el separador bifasico (Schlumberger, 2016).

Rompedor de vértice: Previenen la formacién de vortices que pueden arrastrar
particulas de gas hacia la fase liquida. Son instalados en la salida de liquidos y el
de tipo rejilla es el mas efectivo de acuerdo con diversos estudios, que indican que
la velocidad de salida del liquido debe ser menor o igual a 11 pies/s para prevenir
la formacion de vortices en la fase liquida y este separador cuenta con dos de este
tipo, tal como se muestra en el esquema del separador bifasico en la Figura 4.14.
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Figura 4.14 Esquema de separador bifasico con tecnologias de alta eficiencia (Schlumberger, 2016).

Operacion de separador bifasico gas-aceite hiumedo

El proceso en el separador bifasico gas-aceite humedo debe cumplir con los
requisitos mostrados en la Tabla 4.2 para una 6ptima separacion:

Tabla 4.2 Requisitos en el proceso del separador gas-aceite humedo.

Densidad 21 °API
Gasto de aceite humedo 145,000 bpd
Viscosidad de aceite hUmedo @44 C° 598.4 cp
Gasto de gas 1 MMpcd
Presién de operacion 1 kg/cm?
Temperatura de operacion 44 °C
Nivel del liquido en el separador 1.803 m

El separador bifasico opera de acuerdo con sus secciones de separacion, las cuales
se ilustran en la Figura 4.15. En la separacion primara, a través del porta test
revolution se remueven las gotas de liguido mas grandes contenidas en el gas,
minimizando la turbulencia, formacion de espuma y arrastre del liquido en el gas
antes del segundo proceso de separacion. En la separacion secundaria a través del
eliminador de neblina de tipo ldminas, se remueven las gotas mas pequefias del
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liquido en el gas. En la seccion de acumulacion de liquido, se tiene suficiente tiempo
de residencia y capacidad para manejar la llegada de liquido hasta un 85% del nivel
del separador. Y finalmente se realiza la descarga de liquido y gas. El gas es
mandado a compresion y la corriente de aceite himedo es bombeado, por medio
de bombas de doble tornillo que incrementan la presién del fluido, hacia un tratador
de agua libre pasando antes por los intercambiadores de calor donde se incrementa
la temperatura del aceite himedo.

Entrada o/~ .. Separacion z
'Separaciﬁlﬁﬁe‘:undaria de gas.

=pale T Descarga
pnmara | “Acumulacidn de
™ liuido , |
U T
lAn:eite

himedo

Figura 4.15 Principio de operacion de separador bifasico gas-aceite humedo.

Existen dos variables que se deben controlar debido a que afectan directamente en
la eficiencia de separacion del separador bifasico:

e Control de presion: Si la presidbn aumenta, la capacidad de separacion de
gas aumenta. Si la presion es muy baja, los componentes ligeros del crudo
se van a separar aguas abajo del proceso. Por lo tanto, la presion se debe
mantener en su punto de ajuste para obtener la mejor separacion.

e Control de nivel de liguido: En los separadores horizontales, el control de
la altura de nivel en el recipiente es la clave para una separacion 6ptima. El
nivel debe ser lo suficientemente alto para que el volumen de liquido en el
recipiente proporcione el tiempo de residencia necesario para que las
burbujas de gas se desprendan y salgan a la superficie sin causar
turbulencia.

Instrumentos de control en el separador de gas-aceite humedo

El separador bifasico cuenta con dos variables de control principales, la presién vy el
nivel del liquido en el contenedor. La temperatura y el flujo son variables
monitoreadas Unicamente como informacion del proceso de separacion. Todos los
instrumentos utilizados en el monitoreo y control del proceso cuentan con las
especificaciones requeridas para realizar las mejores practicas de la industria.

Indicadores de nivel: Se tienen dos indicadores de nivel, uno magnético y otro de
presion diferencial, mostrados en la Figura 4.16. EI magnético debe cerrar la
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entrada de fluido hacia las instalaciones de deshidratacion en caso de un nivel del
liquido mayor al 85% del separador, evitando el arrastre de gas hacia las bombas y
el arrastre de liquido a los compresores. El transmisor de nivel del tipo presion
diferencial envia una sefial de nivel de liquido en el separador, la cual actia sobre
la valvula de control de nivel instalada a la entrada del separador, ajustando el flujo
de alimentacion a las instalaciones de deshidratacion desde el multiple general de
produccion. Los niveles de alarma son 1.4 m para un nivel muy bajoy 2.174 m para
uno muy alto.

Transmisor de nivel de
presion diferencial

.

Transmisor de nivel
magnético

Figura 4.16 Indicadores de nivel en separador bifasico gas-aceite himedo (Magnetrol, 2018).

Transmisores de presién: Los transmisores de presion envian sefales de la
presion en el separador bifasico al control de presion, el cual esta ajustado a 1.0
kg/cm?2y actla sobre la valvula de control de presion instalada en la linea de succion
de los compresores de refuerzo de presion de gas de la plataforma. Ademas, envian
las sefales de alarma al Sistema de Paro por Emergencias, las cuales activan las
acciones de paro por emergencia sobre las valvulas de apertura y cierre en el
separador. El transmisor se puede observar en la Figura 4.17.
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Figura 4.17 Transmisor de presién del separador bifasico gas-aceite himedo (Emerson, 2017).
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Transmisor de temperatura: La temperatura se supervisa por medio de este
transmisor mostrado en la Figura 4.18. Una baja temperatura puede reducir la
capacidad de calentamiento de los intercambiadores y del sistema de recuperacion
de calor, evitando que se alcance la temperatura del proceso de separacion y
deshidratacion.

Figura 4.18 Transmisor de temperatura en el separador bifasico gas-aceite himedo (Emerson, 2017).

Medidor de gas: Se tiene instalado un medidor de flujo de gas de tipo cono
instalado en forma horizontal en la linea de salida de gas, las lecturas realizadas
sirven de supervision de la operacion. Sus puntos de ajuste son de 0.2 MMpcd para
un rango bajo y 2.0 MMpcd para un valor alto.

Vélvulas: Existen diferentes valvulas instaladas en el proceso del separador
bifasico Gas-Aceite HUmedo. Se tienen dos valvulas de paro por emergencia (SDV),
una bloquea la alimentacion general del aceite himedo a las instalaciones desde el
cabezal general de produccion y la otra bloquea el paso de gas a la linea del
quemador; éstas se activan con un rango de 0.4 kg/cm2. También hay una valvula
de purga (BDV) que permite el desalojo del gas hacia la linea de desfogue, y se
activa a 1.8 kg/cmz.

4.2.3 Bombas reforzadoras de crudo

En el esquema de la planta de deshidratacion de crudo anterior se observé que
habia una insuficiencia de presién de entrada para la operacién de los equipos de
deshidratacion de crudo en la plataforma y para las altas temperaturas requeridas;
mediante simulaciones se determiné que el incremento de presion debe ser mayor
a 11 kg/cmz para incrementar la temperatura de operacion a 120 °C. Por lo tanto,
fue necesario la instalacién de nuevas bombas que ayudaran en el proceso y que
permitieran incrementar la presion del crudo a deshidratar.

Se seleccionaron bombas de desplazamiento positivo tipo doble tornillo, unas de las
mas utilizadas en las operaciones de produccion. Una de sus caracteristicas es que
son capaces de alcanzar altas presiones aun operando con una baja presion de
succion. Otras de sus caracteristicas son:

e Manejo de fluidos corrosivos.

e Manejo de altos gastos y fluidos de alta viscosidad.
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e Simplicidad de operacion y mantenimiento.

¢ Flujo uniforme y de dimensiones pequefas para su ensamblaje.

Operacion de las bombas

La estacion de bombeo de crudo incrementa la presion del aceite himedo de 1.0
kg/cm? hasta 11.2 kg/cm? para lograr la transferencia de la mezcla desde el
separador bifasico gas-aceite humedo hacia: las unidades de precalentamiento, el
tratador de agua libre, las unidades de calentamiento y los equipos de
deshidratacion. La corriente de aceite humedo bombeada se divide en dos para ser
distribuidas a los intercambiadores de calor para su precalentamiento.

Las bombas de refuerzo de crudo operan bajo las siguientes condiciones dentro del
sistema de deshidratacién, mostradas en la Tabla 4.3:

Tabla 4.3 Condiciones de operacion de bombas reforzadoras de crudo.

Gasto méaximo 145,000 bpd
Presién de succion 1.0 kg/cm?
Presién de descarga 11.2 kg/cm?

Temperatura de succion y

44 °C
descarga

Si asi se desea, se puede arrancar solamente una, dos o tres de las 5 bombas de
la estacion, de acuerdo con el volumen de fluido que entra a las instalaciones y con
el aumento de presion.

Las bombas operan en el proceso mediante lazos de control y por medio de
variadores de frecuencia, los cuales aumentan o disminuyen la velocidad de
acuerdo con el nivel de fluido en el separador bifasico. También, la presion de
descarga se controla mediante el sistema de control de presion ajustado a 11.2
kg/cmz, el cual activa la valvula de control de presion con el fin de regularla en la
linea de descarga hacia el sistema de precalentamiento.
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Instrumentos de control en las bombas reforzadoras de crudo

Las bombas cuentan con parametros importantes en su operacion como son la
presion, la temperatura y el contenido de agua en el crudo. La instrumentacién con
la que se monitorea y controla estos parametros se encuentra conectada a un
Controlador Légico Programable (PLC) en el cuarto de control en la plataforma,
detectdndose a tiempo cualquier mal funcionamiento.

Indicadores y transmisores de presion: La presion de succion y de descarga son
monitoreadas por los indicadores y transmisores de presion, los cuales tienen como
objetivo 1.0 kg/cm2 y 11.2 kg/cm? respectivamente. Una presion de descarga muy
baja podria ocasionar que se alcance la vaporizacion del fluido en el tratador de
agua libre y en los deshidratadores electrostaticos, comprometiendo su eficiencia
de separacion. También una presion de descarga muy alta se debe evitar para no
alcanzar la presion de disefio de los intercambiadores de calor y de los
componentes de separacion. Se tienen los siguientes puntos de ajuste:

e Baja presion de succion: 0.45 kg/cmz.
e Alta presion de descarga: 13.2 kg/cm?

Transmisor de temperatura: La temperatura se monitorea en el cabezal de
succion de las bombas por medio del transmisor de temperatura, la cual tiene como
objetivo de operacion 44 °C. Una baja temperatura puede reducir la capacidad de
calentamiento de los intercambiadores de calor y del sistema de recuperacion de
calor, evitando que se alcance la temperatura deseada en el proceso. Tiene como
punto de ajuste 110 °C.

Medidores de flujo: Se cuenta con un analizador de contenido de agua en el crudo
en el cabezal general de descarga, el cual permite monitorear el porcentaje de agua
en la corriente de crudo. Ademas, existen placas de orificio localizadas sobre la
linea de recirculacién de la corriente de salida de las bombas, la cuales son
utilizadas solo si se llegara a presentar una baja presién en la linea de succion.

Cabe mencionar que se cuenta con diferentes valvulas manuales de bloqueo que
sirven para aislar los equipos para su mantenimiento, para recircular el fluido hacia
el separador bifasico, etc.

4.2.4 Intercambiadores de calor y unidades de recuperacién de calor

Con la finalidad de alcanzar la temperatura de operacion en el proceso de
deshidratacion de crudo, se instalaron siete intercambiadores de calor y tres
unidades de recuperacion de calor dentro de las instalaciones costa afuera que
llevan a cabo dicho proceso. Su instalacion estéa distribuida por todo el sistema de
deshidratacion de crudo aprovechando al maximo la energia térmica de todos los
componentes del sistema.
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Intercambiadores de calor

Un intercambiador de calor es un dispositivo utilizado para transferir energia térmica
entre dos o mas medios a diferentes temperaturas con un contacto térmico.
Usualmente se calientan y/o enfrian corrientes de fluidos que se encuentran
separadas por una barrera evitando la mezcla de estas y su contacto directo. En los
arreglos a contracorriente, que son los utilizados en las instalaciones, las corrientes
de fluidos entran por extremos opuestos y fluyen en direcciones igualmente
opuestas con diferentes temperaturas; por lo tanto, una corriente se calienta y la
otra se enfria.

Salida de fluido "B" frio

Entrada de fluido "A" frio

Salida de fluido "A" caliente

Entrada de fluido "B" caliente
Figura 4.19 Intercambiador de calor con flujo a contracorriente (Cameron, 2015).

Los intercambiadores de calor instalados en la planta de deshidratacion manejan
los siguientes fluidos a contracorriente:

e Aceite hUmedo-agua separada.
¢ Aceite hUmedo-aceite deshidratado.

e Aceite hiUmedo-aceite de calentamiento.

Intercambiadores aceite himedo-agua separada

Una fraccién del aceite humedo que proviene de las bombas reforzadoras se
calienta por intercambio de calor a contracorriente con el agua separada que
proviene de los deshidratadores, que fluye por el lado de la coraza de los
intercambiadores, y dirigiéndose hacia el tratador de agua libre.
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La corriente de aceite humedo fluye por el lado de los tubos de los intercambiadores
de calor para ser calentado de 44 °C hasta 74 °C. La descarga de este aceite
precalentado a 74 °C se hace por el cabezal comin de descarga de los
intercambiadores hacia el tratador de agua libre. La corriente de agua separada
fluye a través del lado coraza a contracorriente intercambiando calor y enfriandose
de 119 °C a 74 °C, dirigiendose hacia las bombas de descarga de agua al pozo
letrina.

Se cuenta con dos intercambiadores de calor aceite humedo-agua separada y
operan bajo las condiciones mostradas en la Tabla 4.4:

Tabla 4.4 Condiciones de operacion de intercambiadores de calor aceite

hamedo-agua separada.

Flujo de aceite himedo 47,800 bpd

Flujo de agua separada 21,500 bpd
Temperatura de entrada de aceite himedo 44 °C
Temperatura de entrada de agua separada 119 °C
Temperatura de salida de fluidos 74 °C

Presién de entrada de aceite humedo 11.2 kg/cm?

Presidn de entrada de agua separada 5.9 kg/cm?

Presion de salida de aceite himedo 9.8 kg/lcm?

Presion de salida de agua separada 4.5 kg/cmz

Intercambiadores aceite hUmedo-aceite deshidratado

El 65% de la corriente de aceite himedo que proviene de la estacion de bombas
reforzadoras, es calentado por los intercambiadores de calor con un flujo a
contracorriente con el aceite deshidratado proveniente de los deshidratadores, para
alimentar al tratador de agua libre.

La corriente de aceite humedo fluye por el lado de los tubos de los intercambiadores
de calor para ser calentado de 44 °C hasta 74 °C. La descarga de este aceite
precalentado a 74 °C se hace por el cabezal comiun de descarga de los
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intercambiadores hacia el tratador de agua libre. La corriente de aceite deshidratado
fluye a través del lado coraza a contracorriente intercambiando calor y enfriandose
de 119 °C a 73 °C, dirigiendose hacia las bombas de exportacion de crudo.

Se tienen instalados tres intercambiadores de calor aceite humedo-aceite
deshidratado y deben cumplir con las condiciones de operacion mostradas en la
Tabla 4.5:

Tabla 4.5 Condiciones de operacion de intercambiadores de calor aceite

humedo/aceite deshidratado.

Flujo de aceite humedo 94,250 bpd

Flujo de aceite deshidratado 90,000 bpd
Temperatura de entrada aceite hUmedo 44 °C
Temperatura de entrada de aceite deshidratado 119 °C
Temperatura de salida de aceite humedo 74 °C
Temperatura de salida de aceite deshidratado 73 °C

Presion de entrada de aceite hUmedo 11.2 kg/cm?

Presion de entrada de aceite deshidratado 5.9 kg/cm?

Presién de salida de aceite humedo 9.8 kg/cm?2

Presién de salida de aceite deshidratado 4.5 kg/cmz

Intercambiadores aceite hUmedo-aceite de calentamiento

La corriente de aceite humedo proveniente del tratador de agua libre es calentada
por los intercambiadores de calor con un flujo a contracorriente con un fluido
sintético de transferencia de calor proveniente de las unidades de recuperacion de
calor, con el objetivo de alcanzar la temperatura de operacién necesaria en los
deshidratadores electrostaticos.
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La corriente de aceite humedo fluye por el lado de la coraza de los intercambiadores
de calor para ser calentado de 74 °C hasta 119 °C. La descarga de este aceite
hamedo calentado a 119 °C se hace por el cabezal comun de descarga de los
intercambiadores hacia los dos deshidratadores electrostaticos. La corriente de
aceite térmico o de calentamiento fluye a través del lado de los tubos a
contracorriente intercambiando calor y enfriandose de 299 °C a 159 °C, dirigiéndose
hacia el tanque de expansion de aceite térmico para su recalentamiento en las
unidades de recuperacion de calor.

Se tienen instalados dos intercambiadores de calor aceite humedo-aceite de
calentamiento con los cuales se alcanza la temperatura de operacion en los
deshidratadores y que deben cumplir con las condiciones de operacion mostradas
en la Tabla 4.6:

Tabla 4.6 Condiciones de operacion de intercambiadores de calor aceite

himedo-aceite de calentamiento.

Flujo de aceite humedo 112,500 bpd
Flujo de aceite de calentamiento 71,400 bpd
Temperatura de entrada aceite himedo 74 °C
Temperatura de entrada de aceite de o
: 239 °C
calentamiento
Temperatura de salida de aceite humedo 119°C
Temperatura de salida de aceite de o
: 159 °C
calentamiento
Presion de entrada de aceite hiumedo 9.8 kg/cm?2
Presion de entrada aceite de calentamiento 7.9 kg/cm?2
Presion de salida de aceite humedo 6.7 kg/cm?
Presién de salida de aceite deshidratado 4.9 kg/cm?
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Instrumentos de control en los intercambiadores de calor

Los parametros importantes que se monitorean en los intercambiadores de calor
son la presion, el flujo y la temperatura, ya que con estos se puede detectar alguna
falla en ambos lados de circulacion de fluidos. Todos los intercambiadores de calor
utilizados tienen instalada la instrumentacion local de presion y temperatura
necesaria para la deteccion de cualquier mal funcionamiento. Ademas, se cuentan
con valvulas de alivio térmico para descargar los fluidos en caso de que exista algun
bloqueo.

Se tienen instalados transmisores de flujo, presién y temperatura que cuentan con
lazos de control con el PLC para la deteccion temprana de alguna falla. Cada linea
de proceso de entrada y salida tiene un termémetro y un indicador de presion.
Ademas, en los cabezales de salida de aceite humedo calentado hay transmisores
de temperatura para supervisar la eficiencia de estos equipos.

Unidades de recuperacién de calor

Son componentes instalados en la salida de las turbinas de gas, para recuperar el
calor de los gases de escape. Esto incrementa la eficiencia del ciclo de operacién
sobre todo en la reducciéon de emisiones de carbono.

Figura 4.20 Unidades de recuperacién de calor (Cameron, 2015).
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Los gases de salida de la turbina entran a las unidades de recuperacion de calor a
través de un “damper”, donde los gases del escape son dirigidos a una seccion de
tubos, al ducto de desviacion o una combinacion de ambos.

El haz de tubos consiste en varias bobinas en paralelo. Las bobinas estan conectas
a un cabezal de entrada y a un cabezal de salida. El medio de calentamiento, en
este caso aceite térmico, entra en el cabezal de entrada localizado en la parte fria
del haz de tubos, y el calor de los gases de escape es transferido al medio de
calentamiento a contracorriente. Una vez que se calienta el aceite térmico fluye
hacia los intercambiadores de calor aceite himedo-aceite de calentamiento para
incrementar la temperatura del aceite himedo a contracorriente.

La temperatura de salida del medio de calentamiento esta controlada por el damper,
mediante el ajuste de la valvula de compuerta para llevar la cantidad correcta de
gas de escape al haz de tubos. La Figura 4.21 ilustra el proceso de operacion de
las unidades de recuperacion de calor.

Unidad de recuperacidn de calor

semmssssmmm e

sessssssssssssssssssssssssss

Damper ——3&

EEme

Entrada /
de gas \ /

Intercambiadores de calor

==

Turbina de gas

Figura 4.21 Proceso de operacion de unidades de recuperacion de calor (Cameron, 2015).

Se tienen instaladas tres unidades de recuperacion en las instalaciones que ayudan
con el incremento de la temperatura del aceite himedo para su deshidratacion;
estas unidades se rigen bajos las condiciones de operacion mostradas en la Tabla
4.7:
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Tabla 4.7 Condiciones de operacion de las unidades de recuperacion de calor.

Medio de calentamiento Aceite térmico Therminol 55

Gasto de medio de calentamiento 71,400 bpd

Temperatura de entrada del medio de

; 160 °C
calentamiento

Temperatura de salida del medio de

) 240 °C
calentamiento

4.2.5 Tratador de agua libre

El tratador de agua libre instalado en la planta de deshidratacion consiste en un
recipiente presurizado con internos disefiados para el manejo de los fluidos de
entrada al sistema, recibidos desde los intercambiadores de calor aceite hUmedo-
agua separada y aceite humedo-aceite deshidratado, logrando la separacion de
agua libre de la corriente de aceite himedo. La separacién de agua libre de una
corriente de aceite himedo se consigue asegurando un régimen de flujo adecuado
y una apropiada distribucién del fluido en el separador. Este, tiene instalada
tecnologia de alta eficiencia para obtener un buen comportamiento del fluido y
asegurar los mejores resultados.

Distribuidor HiFlo

Es un interno de alta eficiencia de separacion instalado en el tratador de agua libre,
el cual consiste en un esparcidor que reduce la velocidad del fluido antes de su
descarga en el recipiente y que puede proporcionar un gasto hasta 35% mayor a
través de este, aprovechando al maximo su volumen, ya que elimina la recirculacion
del fluido dando como resultado una mejor distribucion del fluido y por lo tanto un
tiempo de residencia mas largo dentro del tratador, como se puede ver en la Figura
4.22 (Sellman et al., 2013).
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Distribuidor convencional Distribuidor HiFlo

Figura 4.22 Comparacion de distribuidor convencional con distribuidor HiFlo (Sellman et al., 2013).

Colector

Se tiene instalado un solo colector de forma longitudinal a lo largo de la parte
superior del recipiente, al cual se le colocan orificios acomodandolos de forma que
puedan lograr la coleccién uniforme del aceite himedo que asciende dentro del
tratador de agua libre, como se puede observar en la Figura 4.23.

Colector

U Aceite himedo

..............................

Flujo
distribuido

Aceite himedo

1 >

Agua libre

Figura 4.23 Esquema de tratador de agua libre.
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Operacién de tratador de agua libre

El tratador de agua libre debe cumplir con las condiciones de operacion mostradas
en la Tabla 4.8 para conseguir un 6ptimo desempefio:

Tabla 4.8 Condiciones de operacion del tratador de agua libre.

Gasto de aceite humedo 90,000 bpd
Descarga de agua libre 23,000 bpd
Presién de operacion 9.8 kg/cm?
Temperatura de operacién 74 °C
Nivel de la interfase en el tratador 810 mm
Contenido de agua en el crudo a la entrada 35%
Contenido de agua en el crudo a la salida 20%

Este equipo tiene como funcidn Unica, la remocion de agua de la corriente de aceite
hamedo por medio de la accion de las fuerzas gravitacionales en la seccion de
coalescencia, desde 35% hasta maximo 20% de contenido de agua en el crudo. El
tratador esta construido con una sola seccién y opera lleno de liquido desgasificado.

Su operacion se rige en el siguiente proceso:

e La corriente de aceite humedo entra al tratador de agua libre por la boquilla
gue da paso al distribuidor HiFlo; el fluido es uniformemente distribuido en el
recipiente.

e El régimen de flujo permite la remocién de agua libre por accion de la fuerza
de gravedad y la diferencia de densidad entre los fluidos de los liquidos.

e EIl aceite con agua emulsionada asciende hacia el colector en la parte
superior del recipiente y es descargada, la corriente de aceite humedo
separada se divide en dos para alimentar a los intercambiadores de calor
aceite hiumedo-aceite de calentamiento.

¢ Mientras tanto, las gotas de agua migran hacia la fase acuosa y son retiradas
del tratador por la parte inferior para su descarga al pozo letrina.
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Instrumentos de control en el tratador de agua libre

El tratador de agua libre cuenta con dos principales parametros de control: la presion
y el nivel de la interfase, los parametros como la temperatura y el flujo solo son
monitoreadas como referencias de la operacion.

Indicadores y transmisores de nivel

Se tienen instalados dos transmisores, uno primario que controla la salida de agua
con la valvula de descarga y otro secundario que sirve por si ocurre una falla con el
primero, los cuales estan programados en el PLC. El detector de interfase es el del
tipo radar y esta ajustado al 75% equivalente a 810 mm, medidos desde el fondo
del recipiente. En la Figura 4.24 se puede observar el esquema de un transmisor
de nivel de interfase.

Figura 4.24 Esquema de transmisor de nivel de interfase (Agar Corp., 2012).
Indicadores y transmisores de presion

Existen tres transmisores instalados y es el transmisor primario el que da la salida
del aceite emulsionado con ayuda de la valvula de presion. La presion de operacion
siempre debe estar por encima de la presion de vapor del aceite a través del sistema
de coalescencia, evitando la formacion burbujas de gas.

Indicadores y transmisores de temperatura

La temperatura en el tratador de agua libre se supervisa mediante lectura remota
en el PLC por medio de un transmisor y por medio de un indicador. Normalmente la
temperatura de operacion debe mantenerse tan alta como sea posible durante una
operacion estable, ya que el incremento de la temperatura mejora el desempefio del
proceso y reduce el consumo de los productos quimicos.
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Transmisor de flujo de agua y valvulas de seguridad

El gasto de agua en el tratador solo es un parametro de referencia que se supervisa
mediante lectura remota en el PLC por medio del transmisor de flujo de agua. Es de
tipo magnético y esta instalado de forma horizontal en la linea de salida de agua,
con el fin de medir el agua libre separada.

Se cuenta con una valvula de control de salida de agua que permite el control de la
descarga de agua libre del tratador. Ademas, una valvula de control de presién que
permite el control de la salida de aceite emulsionado. Por ultimo, una Valvula de
Alivio ajustada a 11.8 Kg/cm2 en caso de un exceso en la presion.

4.2.6 Deshidratadores electrostaticos Bilectric

Para completar el proceso de deshidratacion de crudo se tienen instalados
deshidratadores electrostaticos, como el que se muestra en la Figura4.25, los
cuales reciben la corriente de aceite himedo desde el tratador de agua libre y
calentada por los intercambiadores de calor aceite himedo-aceite de calentamiento.
Estos deshidratadores son recipientes presurizados con una seccién de
coalescencia, ademas, contienen internos hidraulicos para el manejo del aceite
hamedo y un sistema electrostatico para acelerar el proceso de separacion del agua
contenida en el crudo por medio de un campo de corriente alterna AC.

Figura 4.25 Deshidratador Bilectric (Schlumberger, 2016).

Tecnologia Bilectric

Los deshidratadores instalados en el sistema de deshidratacion cuentan con la
tecnologia Bilectric, la cual fue introducida por primera vez en la industria petrolera
en 1980 y hoy en dia existen mas de 300 unidades en operacion alrededor del
mundo. Este disefio maximiza la utilizacién del espacio interno del recipiente debido
al mecanismo de distribucion de la emulsién y que es ilustrado en la Figura 4.26. El
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fluido que alimenta al deshidratador es distribuido entre los electrodos energizados
instalados en el plano horizontal y perpendicular a la direccion de caida de las gotas
de agua dentro del recipiente (Movafaghian et al., 2003.)

Deshidratador convencional Deshidratador Bilectric

Figura 4.26 Comparacion de deshidratador convencional con deshidratador Bilectric (Schlumberger, 2016)
Algunas ventajas de la tecnologia Bilectric se enlistan a continuacion:

e Tratamiento con un rango amplio de tipos de crudo y trabajo con la minima
supervision de operacion.

e Maximo tiempo de residencia para separar el agua contenida en el aceite.
e Salida de aceite y agua con gran calidad.

e Reduccion de costos de operacién y mantenimiento.

e Excelente distribucion del flujo.

e Rapida coalescencia con el minimo consumo de energia eléctrica.

La tecnologia Bilectric se desempefia con la ayuda de los siguientes componentes
y que son ilustrados en la Figura 4.27:

Electrodos: El area de electrodos se localiza por encima de la mitad del
deshidratador y tienen una separaciéon minima entre ellos de 8 pg, una separacién
irregular puede causar una mala distribucién del campo electrostatico, dando como
resultado una deshidratacion deficiente. El ensamble de electrodos genera un
campo eléctrico uniforme y cuenta con tres niveles de parrillas suspendidas de los
colgadores aislantes, los cuales estan hechos de teflébn y que sirven de soporte,
aislandolos eléctricamente.

Distribuidores de entrada: Dispositivos verticales que se encargan de distribuir el
aceite humedo entre las rejillas de electrodos superiores y medias, y las rejillas

94



medias e inferiores, ya que tienen dos zonas de salida de crudo. Distribuyen la
emulsion con un flujo suave y de manera radial.

Colector de aceite: Consiste en una seccion de tuberia con agujeros perforados y
se localiza en la parte superior del recipiente, donde entra el aceite, generando un
flujo uniforme a través de este. Los agujeros del colector de descarga deben estar
libres de incrustaciones, suciedad, lodo, etc., ya que si son tapados u obstruidos
pueden causar un bajo desempefio debido a una mala distribucion.

Bujes de entrada: Son dispositivos que entran al recipiente a través de un orificio
en la parte superior del deshidratador y que lo conectan con las unidades de
potencia o transformadores, haciendo contacto eléctrico y fisico con el conjunto de
electrodos.

Salida de aceite
separado —— .

Transformadores -{’/

Colectores de salida
Distribuidores de entrada

Electrodos
(tres nveles)

7

_~#*Valvula de 5

\d/control/i X ;
2. X7 | PEERN Cabezal de

4 6/\&9 . 2 distribuidores de

= 8 entrada
N,

Valvula emulsionante ——_°

Entrada de aceite
himedo

Salida de agua

- separada

Figura 4.27 Deshidratador Bilectric (Schlumberger, 2016).
Operacién de deshidratadores electrostaticos Bilectric

Estos equipos tienen como unica funcion la eliminacion del agua contenida en el
crudo por accion de fuerzas electrostaticas en campos eléctricos de corriente
alterna. Logrando este proceso mediante la accion de energizar y oscilar las gotas
de agua a cierta frecuencia en el campo electrostatico generado entre los electrodos
del deshidratador. Los deshidratadores trabajan llenos al 100% de liquido,
trabajando bajo las condiciones mostradas en la Tabla 4.9 y la distribucion de fluidos
es ilustrada en la Figura 4.28:
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Tabla 4.9 Condiciones de operacion de deshidratadores electrostaticos.

Flujo de aceite himedo 90,000 bpd
Presion de operacion 6.7 kg/cm?
Temperatura de operacion 119 °C
Contenido de agua en el crudo a la entrada 20%
Contenido de agua en el crudo a la salida <0.5%

El proceso de operacion para alcanzar la especificacion de separacion de agua
contenida en el aceite de los deshidratadores es el siguiente:

e La corriente de aceite humedo proveniente de los dos intercambiadores de
calor aceite humedo-aceite de calentamiento es recibida por los
deshidratadores electrostaticos, entrando al recipiente por los cabezales de
distribucion, los cuales distribuyen la emulsién uniformemente entre los tres
niveles de electrodos, donde se inicia el proceso de coalescencia.

e El tamafio de las gotas de agua incrementa y caen de manera vertical hacia
la interfase de agua-aceite. Este movimiento vertical promueve una zona no
turbulenta entre las secciones de aceite y de agua en el recipiente.

e Las pequefias gotas de agua que escapan del electrodo inferior fluyen
verticalmente a la zona del electrodo superior, beneficiando una segunda
oportunidad de coalescencia.

e El aceite fluye hacia el colector en la parte superior del deshidratador y se
descarga para su comercializacion. Mientras que el agua separada fluye
hacia el fondo del recipiente, donde es descargada hacia el pozo letrina.

Electrodos —==—"§

Menor espesor |
posible

Sdlidos

Figura 4.28 Distribucion de fluidos dentro de deshidratador electrostatico (Cameron, 2015).
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Instrumentos de control en deshidratadores electrostaticos Bilectric

Estos equipos tienen como principales variables de control, el nivel de interfase y la
presion del recipiente, ademas se monitorea la temperatura por medio de un
transmisor directo al PLC.

Detectores de Interfase

Se tienen instalados cuatro diferentes detectores de interfase con los cuales se
controla la operacion, los cuales se muestran en la Figura 4.29. La sonda 1 ayuda
con el control de la interfase de la emulsion dentro del deshidratador, la cual debe
ser lo mas delgada posible para una 6ptima deshidratacion. La sonda 2 controla el
contenido de agua en el aceite por debajo de la seccidn de electrodos. La sonda 3
funciona como medidor del contenido de agua en la corriente de entrada de aceite
hamedo. Finalmente, la sonda 4 permite la deteccién del contenido de sélidos en el
recipiente.

Sonda 3

Sonda

Figura 4.29 Detectores de interfase en deshidratadores electrostaticos (Agar Corp., 2012).
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Transmisor de presioén

Se encuentra instalado en la linea de descarga de crudo, envia su sefial al PLC y
sirve de aislamiento del sistema, ademas de supervisar la operacion.

Véalvulas de control

Se tiene instalada una valvula de control de la interfase en la linea de descarga de
agua y es controlada directamente por el detector de interfase 1. Ademas, hay una
valvula de control de presién que actia neumaticamente y se encuentra instalada
en la linea de descarga de agua.

4.3 Esquema general de optimizacién en sistema de deshidratacion de crudo
en instalaciones costa afuera mexicanas

Después de la instalacion de los nuevos componentes en el sistema de
deshidratacion en la plataforma, se obtuvieron los resultados esperados, con un
contenido de agua en el crudo menor a 0.5%. El esquema general de las
instalaciones se ilustra en la Figura 4.30:

98



— 2 :

i ompresores

pceite booster

himedao Inyeccidn de

guimicos

o U
= 8
w

. e . de aceit
nmmw ............... . 1 ® térmico
B o '

Pk .ﬂr Separador v@ o Deshidratadorn u.®
bifdsico > 1 _ :
%IIIIE“ _
o )@
! -===-X
Bombas de crudo Intercambiadores HQ |®
de calor \@lvﬁ Deshidratador u.m.wu

I - ©

E..-uu._

Lnidades de
recuperacion de 4 | !

calar
R Aceite

/“\ | " deshidratado

Bl

99

Figura 4.30 Esquema de planta de deshidratacion después de su optimizacion.



4.4 Sistemas de seguridad en planta de deshidratacion

Las instalaciones de produccion usualmente operan de acuerdo con su disefio. El
crudo y gas viajan desde al yacimiento hasta las instalaciones superficiales, donde
seran separados, tratados y medidos para posteriormente enviarlos a través de
ductos al usuario final. Ocasionalmente, ocurren problemas o mal funcionamiento,
se rompen elementos, cambian las condiciones, los hornos se apagan y se cierran
pozos. Muchos de estos problemas tienen una solucion sencilla y sin
complicaciones; desafortunadamente, otros problemas no y conllevan a
consecuencias mas graves como lesiones del personal, fugas, ruptura de los
equipos, contaminaciéon del medio ambiente o pérdida de los activos de la
compainia.

Por tales motivos, es necesaria la instalacion de un sistema de seguridad para
prevenir dichos problemas. Normalmente, existen dos niveles de proteccion en un
sistema de seguridad: primaria y secundaria.

e Proteccion primaria: La proteccion primaria usualmente consiste en un
sensor o interruptor en el equipo que detecta eventos indeseables. Por
ejemplo, los equipos pueden tener instalados sensores de presion,
temperatura o nivel, los cuales detectan valores muy altos o muy bajos de
acuerdo con los rangos normales de operacion. Una vez que se detecta un
evento no deseado, se requiere de un Sistema de Paro por Seguridad para
cerrar el flujo en el equipo afectado (Thro, 2007).

e Proteccién secundaria: Esta proteccion se da en caso de que la proteccién
primaria falle u opere de manera muy lenta en la solucién del problema.
Consiste en una valvula de alivio (PSV) que previene un exceso de la presion.
Estas vélvulas son disefiadas para abrir, aliviando la sobrepresién en un
recipiente o ducto a través del cabezal de alivio, enviando los fluidos a un
lugar seguro para su recuperacion o desecho. Alternativamente, la proteccion
secundaria consiste en sensores redundantes a los utilizados por la
proteccion primaria, los cuales pueden localizarse en los equipos aguas
abajo o en los equipos en cuestion (Thro, 2007).

Adicionalmente a la proteccién primaria y secundaria del proceso, un sistema de
emergencia es utilizado para minimizar los efectos del escape de hidrocarburos.
Este sistema incluye detectores de gas combustible, detectores de fuego,
detectores de humo, un sistema de contencion de fugas de hidrocarburos liquidos
y un sistema de paro por emergencias que proporciona un método para el control
del proceso e iniciar el cierre de la plataforma.

4.4.1 Sistema de paro por emergencia

El sistema de deshidratacién de crudo cuenta con dos tipos de paro, un paro total
normal o programado para mantenimiento u otras causas y un paro por emergencia.
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El paro por emergencia se inicia desde el Sistema de Paro Por Emergencia del
centro de proceso costa afuera, el cual envia una sefal de cierre a la valvula de
seguridad instalada en el separador bifasico gas-aceite. Cuando se presenta un
paro por emergencia todo el sistema de deshidratacion queda fuera de operacion
porque todos los motores de las bombas son apagados remotamente.

Una vez que ocurre un paro por emergencia, los patines de inyeccion son
paralizados directa o indirectamente en forma secuencial. En el separador bifasico
gas-aceite se corta el flujo de alimentacion, ya sea de manera manual o automatica
por medio de los dispositivos de control. Las bombas reforzadoras son apagadas
por medio de los variadores de frecuencia de cada una de ellas. Ademas, las
bombas de circulacion de los intercambiadores de calor paran, incluyendo la del
aceite térmico. Se corta la alimentacion de fluidos al tratador de agua libre y a los
deshidratadores electrostaticos de manera manual o automatica. Finalmente, todos
los equipos de la planta de deshidratacion deben ser aislados manualmente,
despresurizados, venteados y drenados si es necesario.
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Conclusiones y recomendaciones

Conclusiones

1.

Se llevé a cabo revision de la literatura referente a la deshidratacion de aceite
crudo, encontrando variedad de estudios de caso donde se destaca la
importancia de eliminar el agua contenida en el crudo y las nuevas
tecnologias.

El disefio de un sistema de deshidratacion de aceite crudo debe ser lo mas
pequefio posible pero capaz de alcanzar los requisitos esperados del
tratamiento de crudo. Ademas, al inicio del proyecto se tiene que considerar
el comportamiento futuro del yacimiento y el incremento de la produccién de
agua.

Se puede minimizar la inversién econémica del equipo de tratamiento de
crudo, estudiando detalladamente el problema y seleccionando los métodos,
equipo y procedimientos apropiados.

Los costos del tratamiento quimico se pueden minimizar utilizando el
desemulsionante adecuado, la cantidad optima del quimico, la locacion,
método de inyeccion y uso de calor 6ptimos. Un balance adecuado de
tratamiento quimico y calor ayuda a proporcionar un sistema de
deshidratacion econémico y eficiente.

La optimizacién de la planta de deshidratacion de crudo en instalaciones
costa afuera mexicanas fue exitosa, al alcanzar la especificacion de
exportacion y venta de aceite de 0.5% de contenido de agua en el crudo.

Con el nuevo disefio del sistema de deshidratacion de crudo en las
instalaciones mexicanas, se garantizdé un gran aprovechamiento de energia,
gracias al sistema de inyeccién de quimicos, los intercambiadores de calor y
las unidades de recuperacion de calor.
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Recomendaciones

1. Investigar a fondo el surgimiento de las nuevas tecnologias utilizadas para la
deshidratacion de aceite crudo, tales como los canales de flujo en escala
micro con uso de grafeno, desemulsionantes y otros huevos métodos.

2. Estudiar detalladamente el principio de operacion de los instrumentos de
control en los equipos de deshidratacion de aceite crudo, tales como
transmisores, indicadores y sondas de nivel.

3. Utilizar los equipos de tratamiento de crudo sacando la mayor ventaja de
ellos, bajo una constante y cuidadosa observacion, pruebas, supervision y
mantenimiento, para obtener la maxima eficiencia.
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