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Resumen

El disefio de las estrategias convencionales de produccion se basa comunmente en las reservas de
hidrocarburos, el desempefio y las caracteristicas del yacimiento, la ubicacion (onshore u offshore), y el
tiempo de retorno de las ganancias. Sin embargo, en los yacimientos de crudo pesado y extrapesado el
término de aseguramiento de flujo se afiade al conjunto de factores que intervienen en los proyectos
petroleros. A pesar de que el término de aseguramiento de flujo es relativamente nuevo dentro de la
industria petrolera, ha tomado gran interés dentro del desarrollo de los yacimientos de crudo pesado y
extrapesado ya que representa una solucion técnica y econdmica viable para suplir el constante

incremento en la demanda energética internacional.

Los precios volatiles del petrdleo y las reservas a la baja de crudo ligero alrededor del mundo
estan sirviendo como incentivo para extraer la mayor cantidad de crudo posible sin dejar a un lado el
tema econdmico. Ademas, hay un enfoque distinto sobre la adaptacion de las técnicas en la produccién
de crudos pesados y extrapesados. No es sorprendente que haya un interés creciente en la investigacion
sobre el potencial para expandir los métodos de recuperacion mejorada (EOR) en los yacimientos de
crudo pesado y extrapesado. De hecho, durante las Gltimas décadas, una variedad de métodos de EOR
han sido desarrollados y aplicados. En general, el desarrollo de EOR se ha expandido con éxito a nivel

mundial en la recuperacion de crudo pesado y extrapesado.

Es fundamental tomar en cuenta que, en el contexto convencional y no convencional de
produccidn, hay varios parametros que influyen directamente en las propiedades y en la recuperacién de
los hidrocarburos. En este trabajo se enlistan y definen dichos parametros, tales como: el concepto del
aseguramiento de flujo, los s6lidos que permean en la problemaética para lograr el aseguramiento de flujo,
la definicion y conceptualizacién de los crudos pesados y extrapesados, los métodos de recuperacion de
este tipo de hidrocarburo, las particularidades en la conduccién y manejo de los crudos pesados y
extrapesados y, centrando el analisis de un caso en especifico, el contexto geoldgico regional de la cuenca
Tampico-Misantla, siendo un campo que se localiza en dicha cuenca el motivo del trabajo para definir la
viabilidad técnico-economica en la propuesta de aseguramiento de flujo basado en la ingenieria de

yacimientos.

Palabras clave: Aseguramiento de flujo, crudo pesado y extrapesado, cuenca Tampico-Misantla.



Abstract

Strategies for conventional production design are commonly based on a combination of actual
hydrocarbon reserves, the performance and characteristics of the reservoir, the location (onshore or
offshore), and time to return on investment. However, the additional concept of flow assurance is
included for the case of heavy and extra heavy crude oil reservoirs. Although the concept of flow
assurance is relatively new in the petroleum industry, there has been great interest in research and
development of it for use in heavy and extra heavy crude oil reservoirs as it represents a viable technical
and economic solution to help supply the constant increase in international energy demand.

Volatile oil prices and declining reserves of light crude all over the world are serving as an
incentive to extract as much crude oil as economically possible. In addition, there is a different approach
on adaptation of techniques in production of heavy and extra heavy oil. Not surprisingly, there has been
a growing interest in research on the potential to improve Enhanced Oil Recovery (EOR) in heavy and
extra heavy oil fields. In fact, in recent decades a variety of EOR methods have been developed and
applied. Overall, developments in EOR have successfully increased worldwide recovery of heavy and
extra heavy oil.

It is critical to remember that, for both conventional and unconventional oil production there are
several parameters that directly influence the properties and recovery of hydrocarbons. This dissertation
lists and defines these parameters, such as: the concept of flow assurance, solids which complicate the
ability to achieve flow assurance, the definition and concept of heavy and extra heavy oil, recovery
methods for these types of hydrocarbons, and distinctive differences in the flow and management of
heavy and extra heavy oils. The focus will be centered on a specific field in the Tampico-Misantla
geologic basin with the aim to define the technical-economic viability of a reservoir engineering flow

assurance proposal.

Keywords: Flow assurance, heavy oil, extra heavy oil, Tampico-Misantla Basin.
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Introduccion

La planificacion y administracion de un proyecto petrolero ha requerido de avances tecnologicos y
estratégicos para desarrollar las actividades propias de la industria. El aseguramiento de flujo ha sido un
tema determinante para atenuar y mitigar los problemas relacionados con el flujo de fluidos desde el
yacimiento hasta la superficie. En este sentido, el concepto de aseguramiento de flujo ha surgido por la
necesidad de incluir los riesgos inherentes en las actividades de exploracion y extraccion, siendo un factor

concluyente en las decisiones técnico-econdémicas de los proyectos petroleros.

Técnicamente hablando, dentro del aseguramiento de flujo se relacionan temas termodinamicos,
quimicos y mecanicos, tomando en cuenta que el transporte de hidrocarburos desde los yacimientos hasta
las instalaciones de superficie representa la esencia de esta terminologia. En una industria donde existen
riesgos en todo el desarrollo de actividades, el aseguramiento de flujo se ha convertido en la nueva

vertiente para la toma y resolucion de decisiones estratégicas.

Uno de los intereses comunes en la produccién de hidrocarburos es mantener un gasto constante
con sistemas y metodologias que sean econdmicamente rentables. Con este objetivo en mente; ingenieros
de yacimientos, profesionales de la industria y cientificos se encuentran en la primera linea de actividades
de aseguramiento de flujo dentro compafiias petroleras, compafiias de servicios y consultoras, ademas,
instituciones financieras, de seguros y organismos reguladores, ya que esto se focaliza para tomar
decisiones sobre las inversiones, la seguridad y el medio ambiente. Los operadores y sus empleados, los
socios y las industrias de apoyo, han trabajado durante décadas con la técnica y mecanismos de seguridad

necesarios para llevar los hidrocarburos desde el yacimiento hasta la superficie.

El flujo multifasico en tuberias es el tema principal en el que se enfoca el aseguramiento de flujo.
La integracion de la fase de hidrocarburos y la quimica de la precipitacion de sélidos dentro del flujo
multifasico es donde esta nueva disciplina de aseguramiento de flujo tiene mayor peso. El problema de
la precipitacion de ceras parafinicas y su depositacion son tan antiguos como la industria petrolera.
Recientemente se han analizado dentro del campo de estudio de los sélidos hidrocarburos la formacion

y depositacion de naftenatos, asi como la formacién de hidratos de gas natural y asfaltenos.

Las decisiones que se toman para el desarrollo de un campo estan en funcion del analisis
econdmico, por lo que se necesita entender el funcionamiento, metodologia de calculo y fluctuacion de
los indicadores econdmicos utilizados para examinar el valor de un proyecto. Es importante sefialar que

la etapa de evaluacion y desarrollo de un campo es critica para generar valor en un activo descubierto y
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es donde los ingenieros de yacimientos tienen mayor influencia en las decisiones clave. Es importante
mencionar que las decisiones que se toman en la etapa inicial de un proyecto tienen el mayor impacto
financiero, ya que en esta etapa se debe realizar una evaluacion preliminar de todas las propuestas a

implementar e incluir la metodologia a seguir para conseguir el aseguramiento de flujo en la produccion.

Objetivo general

El presente trabajo busca manifestar la importancia de contar con un sistema de aseguramiento de flujo
que permita obtener la mayor produccién de hidrocarburos de un modo econémicamente rentable; siendo

el objeto de estudio un campo de crudo pesado dentro la cuenca Tampico-Misantla.

Objetivos especificos

1. Definir el término de aseguramiento de flujo en los sistemas de produccion de hidrocarburos.

2. Explicar las principales caracteristicas del crudo pesado y extrapesado desde un punto de vista
composicional y de toma de decisiones en proyectos petroleros.

3. Precisar la metodologia asociada al aseguramiento de flujo para la produccion de crudos pesados
y extrapesados.

4. Conceptualizar de forma general las principales restricciones de flujo en un sistema de
produccidn, siendo especificos con la conduccién y manejo de crudos pesados y extrapesados.

5. Reunir el conocimiento técnico y econdmico para definir la rentabilidad de un proyecto de

produccion de crudo pesado en un campo dentro de la cuenca Tampico-Misantla.

Metodologia

A lo largo del Capitulo 1 se llevara a cabo una discusion sobre los factores que resultan desafiantes en el
aseguramiento de flujo; destacando la formacion de sélidos a partir de los hidrocarburos, el anélisis de
asfaltenos, parafinas, hidratos de gas, incrustaciones, naftenatos, emulsiones, y su remediaciéon para

asegurar el flujo de los hidrocarburos en toda la cadena de produccion.

Dentro del Capitulo 2 se aborda la definicion y conceptualizacion de los crudos pesados y

extrapesados, partiendo desde la definicidn de petroleo crudo, las particularidades de los crudos pesados
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y extrapesados en materia composicional y la determinacion de las caracteristicas de los yacimientos que

contienen este tipo de fluidos.

El Capitulo 3 parte de la idea fundamental del flujo de fluido a través de medios porosos y del
manejo en la superficie; describiendo la problematica que surge al momento de poner en produccion un
pozo, los procesos convencionales de produccion y los métodos de recuperacion que se utilizan

actualmente en la industria.

Para el Capitulo 4 se definiran los procesos que abarcan la conduccion y manejo de los crudos
pesados y extrapesados, haciendo énfasis en la problematica que presenta la conduccién, transporte o
recoleccion de los hidrocarburos como accion de llevar los fluidos que se encuentran en el yacimiento
hacia la superficie a través de pozos; desde la cabeza del pozo por lineas de descarga hacia las

instalaciones de procesamiento, para posteriormente vender y/o comercializar crudo y gas natural.

En el Capitulo 5 se explicara el contexto geoldgico regional de la Cuenca Tampico-Misantla,
abordando caracteristicas propias que definen la geologia del campo. Ademas, se abordara el concepto
fundamental del Estado del Arte, aplicando los postulados que lo definen para abordar el tema a tratar
dentro de las condiciones, propuesta y aplicacion del aseguramiento de flujo, asi como los resultados del
andlisis técnico-econdmico derivados de la metodologia empleada.

Adicionalmente, se incluyen cuatro apéndices. EI Apéndice A incluye la teoria y desarrollo
matematico del Andlisis de Curvas de Declinacién, parte fundamental del estudio econémico para un
proyecto petrolero. EI Apéndice B presenta una metodologia empirica relacionada al analisis de los
prondsticos de produccion asociados a la Relacion Agua-Aceite, RAA, (Water-Oil Ratio, WOR por sus
siglas en inglés), trabajo propuesto por Bondar y Blasingame que da una idea del potencial que tiene un
pozo para producir hidrocarburos respecto al corte de agua. EI Apéndice C es un compendio de los
resultados y graficas de los andlisis realizados en los pozos del campo de la cuenca Tampico-Misantla
revisados en este trabajo. Para finalizar, en el Apéndice D se muestra la evaluacion econémica por pozo
y por campo que se generd para demostrar la importancia de contar con algin método de aseguramiento

de flujo en la produccion de los pozos.
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Capitulo 1. Aseguramiento de flujo

El término de aseguramiento de flujo ha ganado interés dentro de la industria petrolera debido a la
importancia de mantener estable la produccién y minimizar la formacidn de materiales y sustancias que
obstruyen el flujo de los hidrocarburos. Garantizar un flujo constante en la corriente de hidrocarburos
desde el yacimiento hasta el punto de venta es el principal objetivo del aseguramiento de flujo y esta
estrechamente relacionado con el flujo multifasico en tuberias. Los cambios de temperatura y presion
juegan un papel fundamental en el analisis del flujo de los hidrocarburos, provocando, en algunos casos,
la formacion y depositacion de distintos componentes. Cuando el aceite sobrepasa su presion de punto
de burbuja, las fracciones de hidrocarburos ligeros son liberadas como fase gaseosa, esto vuelve al aceite
mas viscoso aumentando la presion sobre el sistema y modificando las condiciones de flujo. Comprender
el comportamiento de las fases que acompafian a estos cambios, la prediccion de su secuencia
cronoldgicay la magnitud de la depositacion son factores clave para el desarrollo de estrategias de disefio

y operacién dentro del aseguramiento de flujo (Gudmundsson, 2007).

1.1 Conceptos fundamentales del aseguramiento de flujo

El concepto de aseguramiento de flujo se desarroll6 a raiz de que el enfoque tradicional en la produccion
de los hidrocarburos no era el adecuado para diversos sistemas, que no incluyen modelos convencionales;
dichos sistemas incluyen tramos largos de tuberias, profundidades extremas, temperaturas anormales y

tipos de hidrocarburos diferentes.



El término de aseguramiento de flujo (Flow Assurance) fue utilizado por primera vez por la
compaiiia brasilefia Petroleo Brasileiro S.A., conocida simplemente como Petrobras, a principios de la
década de 1990. El término en su idioma original, que es portugués, se escribe como Garantia do

Escoamento, que significa literalmente «Garantia de flujo» (Hernandez, 2014).

A pesar de que el aseguramiento de flujo abarca diversos temas especializados y muchisimas
disciplinas de ingenieria, el fin comun es el mismo; garantizar el flujo de los hidrocarburos producidos.
Ademas del modelado de instalaciones y la simulacién multifésica de fluidos, el aseguramiento de flujo
implica conocer el proceso en que los yacimientos producen y el manejo de los componentes que se
pueden llegar a formar debido a las condiciones de presion y temperatura que existen dentro del sistema

integral de produccion (Speight, 2013).

En materia financiera, la interrupcion en la produccion y el dafio a las instalaciones debido a un
problema relacionado con el aseguramiento de flujo puede llevar a consecuencias muy grandes. Algo
que complica ain mas al aseguramiento de flujo es que los sélidos pueden interactuar entre si y pueden
causar obstrucciones y provocar fallos o rupturas en los sistemas de ductos y tuberias. Por tal motivo, el
aseguramiento de flujo se aplica durante todas las etapas de la produccion de los hidrocarburos;
comenzando desde el disefio detallado de las instalaciones y aparejos de produccion, la vigilancia en el
flujo de fluidos, la solucién de problemas de funcionamiento y la optimizaciéon de los sistemas de

produccién y conduccion de los hidrocarburos (Gerez y Pick, 1996).

En la Figura 1.1.1 se propone un esquema conceptual para definir un método de aseguramiento

de flujo adecuado para un sistema de produccion de hidrocarburos.

Aseguramiento de
flujo

Muestreo de Anélisis de
fluidos en campo laboratorio
| | | |
Identificacion del Definicion del Proceso de Estrategia preventiva
problema proyecto remediacion (a futuro)

Figura 1.1.1 Conceptualizacion de un sistema con Aseguramiento de Flujo (Elaboracion propia).




El muestreo de fluidos y su andlisis en laboratorio son fundamentales para definir con que tipo de
fluidos se va a tratar y su metodologia de explotacion. Dichos estudios incluyen sus propiedades fisicas
y el esclarecimiento de sus caracteristicas principales. Este analisis es de suma importancia si se trata de
crudos pesados y extrapesados, permitiendo la identificacion, caracterizacion y posible definicion de los
cambios de presion y temperatura necesarios para la formacién y depositacion de asfaltenos, parafinas,

hidratos de gas, incrustaciones, naftenatos y emulsiones.

La cadena de los sélidos en el aseguramiento de flujo se muestra en la Figura 1.1.2. Los fluidos
involucrados son el aceite, gas y agua. Dichos fluidos interactian para formar los sélidos, sujetos a
cambios de temperatura, presién y composicion. Los cambios composicionales ocurren debido a la
evaporacion de los fluidos constituyentes y a través de la mezcla de fluidos que tienen diferentes
concentraciones. El sector mostrado por (...) en la Figura 1.1.2 representa a las leyes, modelos quimicos
y fisicos que describen la precipitacién y la depositacion de las sustancias. Las principales ingenierias y
ciencias naturales que proporcionan las leyes y teorias para el analisis del aseguramiento de flujo son la
quimica, mecénica de fluidos y la termodinamica. Todo el funcionamiento de las leyes y teorias se basan
en la matematica y fisica de los fluidos, y para que los resultados tedricos sean Utiles, las constantes,
coeficientes, nimeros y factores deben ser determinados a través de experimentos de laboratorio y

andlisis de campo (Gudmundsson, 2007).

Figura 1.1.2 La cadena de los sélidos en el aseguramiento de flujo (Modificado de Gudmundsson, 2007).



1.2 Relevancia del aseguramiento de flujo

El principal objetivo de un especialista en aseguramiento de flujo es mantener el gasto y las condiciones
constantes de un sistema de produccion. Para logarlo, se deben definir cuales son los problemas que son
detectables en todo el sistema de produccion y qué procesos se pueden mejorar dadas las condiciones de
flujo de los hidrocarburos. El aseguramiento de flujo requiere un profundo analisis de las amenazas
térmicas, hidraulicas y de fluidos relacionadas con el flujo, la calidad de los fluidos y la integridad
mecanica de los medios de transporte. Este andlisis se puede esquematizar dentro de un modelo de
analisis de riego de tipo mofio, ya que resulta adecuado para ver qué tan bien se colocan las barreras
protectoras contra las amenazas para lograr el aseguramiento de flujo y qué tan bien se realizan los
esfuerzos de mitigacion para prevenir casos indeseables (Makogon, 2019).

U Problemas térmicos % Flujo de fluidos v Métodos mecanicos

U Problemas hidraulicos | » Probleméticas posibles % Calidad del flujo v" Se mitiga con: v" Métodos quimicos

O Con los fluidos per se % Integridad de la tuberia v' Mejora en los procesos

Figura 1.2.1 Esquema de analisis de riesgo de tipo mofio para el aseguramiento de flujo (Makogon, 2019).

Para garantizar que el aseguramiento de flujo exista dentro de las estrategias de explotacion de
los hidrocarburos se requiere de una solida comprension y planificacion en la mejora de las condiciones
de flujo de fluidos del yacimiento a la superficie. Los puntos clave para definir la capacidad de aporte
del sistema seradn la energia del yacimiento, la profundidad, las distancias de desplazamiento de las

estaciones de recoleccion y las propiedades del fluido.

Hablando dindmicamente, los comportamientos que exhiben los fluidos estan en funcion de la
presion y la temperatura del sistema, pero también se ve involucrado el gasto con el que se produce o en
el que viaja la corriente del fluido. Los principales problemas relacionados con el aseguramiento de flujo
son los riesgos térmicos y los riesgos hidraulicos. La formacidn y depositacidn de asfaltenos, parafinas,
la formacién de hidratos de gas, las incrustaciones, naftenatos y emulsiones son preocupaciones
relacionadas con los riesgos térmicos, mientras que la contencion de los fluidos y la erosion son

preocupaciones relacionadas a los riesgos hidraulicos. Contar con suficiente informacion sera de gran



utilidad para disefiar sistemas que mitiguen o minimicen la formacion o depositacion de estos

componentes, pudiendo generar soluciones rapidas para contrarrestar dichos efectos.

Econdmicamente hablando, conocer los gastos esperados, el periodo de produccion y el tipo de
fluido son datos necesarios para definir estrategias de aseguramiento de flujo, pudiendo generar diversos
escenarios que involucren varias especialidades dentro del analisis, definiendo criterios sélidos que
Ileven a la mejor decision. Parte de la complicacién en la eleccion de la estrategia de aseguramiento de
flujo es la imposibilidad de generar un modelo de simulacion con comportamientos similares y periodos
de formacion y depositacion de los componentes que se pueden generar a partir de los cambios de presion
y temperatura debido a la particularidad de cada uno de ellos, lo que ocasionaria una obturacion parcial

o total de tuberias o sistemas de transporte de los hidrocarburos (Gudmundsson, 2007).

Las condiciones de produccién son tan diversas que no hay una solucién Unica para definir una
estrategia de aseguramiento de flujo. Algunas ocasiones el tratamiento quimico es la respuesta, otras
veces el aislamiento térmico de las lineas de flujo puede resolver el problema, en algunas ocasiones se
requerird una combinacion de ambos. Actualmente se promueve que la informacién de produccion,
presion y temperatura se obtenga en tiempo real, lo que permite la prediccion de problemas de flujo con
algo de tiempo de anticipacion para tomar medidas de mitigacion. A través de la recoleccion sistemética
de datos, las tendencias que afectan la eficiencia del flujo pueden identificarse para modificar los
prondsticos de produccién y visualizar los gradientes de presion que existan dentro del sistema de flujo.
La adquisicién de datos para el aseguramiento de flujo beneficia a la administracion integral de
yacimientos, las mediciones de temperatura distribuida y los modelos predictivos (Speight, 2017).

1.3 Principales restricciones de flujo

Las restricciones de flujo pueden ocurrir a nivel de yacimiento, en la tuberia del pozo o en un arbol de
produccion, aunque también ocurren en las lineas de descarga que llegan a los colectores. En algunos
casos, las restricciones pueden ocurrir en varios lugares simultdneamente, dependiendo de las
condiciones de flujo y de produccion que tenga el sistema, ya que el contenido de sélidos en los fluidos
del yacimiento varia mucho; las condiciones de presion y temperatura dentro y fuera del yacimiento
resultan relevantes para su generacién y depositacion, lo que da origen a una problematica de explotacion
y un sinfin de problemas asociados a la produccion de hidrocarburos. La variacion en el comportamiento

de las condiciones de flujo deja en claro que la implementacion del aseguramiento de flujo es necesario,



tomando en cuenta la necesidad de contar con un efecto sinérgico para una mejor apreciacion y
comprension adecuada del flujo multifasico. La eficacia de un sistema de aseguramiento de flujo puede
hacer que un proyecto petrolero sea rentable o no, por lo que es de gran importancia conocer qué

problemas podemos enfrentar al producir, conducir y manejar hidrocarburos.

Algunas compafiias clasifican los problemas de aseguramiento de flujo y quimica de la
produccién de manera distinta, mientras que otras los combinan incluso con problemas mecéanicos y de
corrosion. Estas criterios estan estrechamente relacionados con el tamafio y recursos de las compafiias
(Makogon, 2019). No obstante, el American Petroleum Institute ha numerado nueve problemas de

aseguramiento de flujo de la siguiente manera:

Depositacion de hidratos de gas.
Depositacion de parafinas.
Depositacion de asfaltenos.

Formacién de emulsiones.

Formacién de espumas.

Depositacion mineral (scale formation).
Produccién de arena.

Formacién de tapones (slugging).

© 0o N o g B~ w DN PE

Problemas mecanicos y de materiales.

La lista APl 17 TR4 anterior captura la mayor parte del alcance de este trabajo, sin embargo, se
opto por revisar unicamente 5 problemas asociados al aseguramiento de flujo, los cuales se describiran a
continuacion, ya que representan un desarrollo tipico de yacimientos de crudos pesados y extrapesados

en los campos de México.

1.3.1 Asfaltenos

Los asfaltenos son posiblemente uno de los componentes mas estudiados y, sin embargo, menos
entendidos en la industria petrolera. En la medida en que la estructura de los asfaltenos se vuelve mas
compleja su investigacion a fondo es comunmente evitada debido a la gran cantidad de incgnitas que
resultan de su analisis. Debido a su naturaleza compleja, es necesario tomar un enfoque multidisciplinario

para determinar el comportamiento preciso de los asfaltenos. La quimica organica por si sola no es



suficiente ya que la fisica, las matematicas y la ingenieria son necesarias para estudiar los asfaltenos
(Gudmundsson, 2017).

Los asfaltenos son generalmente definidos como la fraccion de crudo insoluble en solventes
alifaticos de bajo peso molecular; como el n-pentano o el n-hexano, pero que si son solubles en tolueno
0 benceno. Se definen también como moléculas planas, poliaromaticas y policiclicas que contienen
heteroatomos y metales. Esta definicion abarca numerosos materiales que no estan bien caracterizados,
lo que complica atin mas su estudio debido a que muchos investigadores utilizan la sustancia equivocada
para realizar su analisis, a pesar de la excelente calidad de sus equipos e impecabilidad de su metodologia.
Todo acerca de los asfaltenos parece no ser concluyente, esquivo y muy complejo, sin embargo, los
asfaltenos han atraido a numerosos investigadores con diversos puntos de vista debido a los problemas
que causan en diversos puntos de la cadena de produccion de los hidrocarburos. Los asfaltenos se
consideran como uno de los componentes menos valiosos del crudo. La presencia de asfaltenos causa un
aumento notable en la viscosidad del crudo, por lo que resulta complicado de transportar, manejar y
procesar. Debido a la alta resistencia a la descomposicion de sus componentes, las moléculas de asfalteno
generalmente son responsables de disminuir el porcentaje de los destilados del crudo (Alayon, 2004). En
la Figura 1.3.1 se muestra una representacion esquematica de una molécula de asfalteno. Ademas,
debido a la presencia de componentes y metales pesados, los asfaltenos son muy dificiles de biodegradar,
convirtiéndolos en el compuesto mas problematico desde una perspectiva de gestién de residuos

petroleros.

Muchas de las propiedades que hacen que los asfaltenos sean indeseables también pueden
hacerlos atiles dependiendo de la aplicacion en cuestion, por ejemplo, el asfalto es un material efectivo
para la superficie de carreteras. Para esta aplicacion, la bioinercia, la tenacidad reoldgica y la adherencia
son propiedades necesarias que hacen del asfalto un candidato ideal para aplicaciones de recubrimiento
protector. Dentro de la industria petrolera las propiedades de los asfaltenos son deseables para fluidos de
perforacion en el control de pérdida de fluido y para lograr la estabilidad del pozo (Akbarzadeh et al.,
2007). Cuando se habla de utilidad de los asfaltenos en aplicaciones a nivel de yacimiento, aunque no se
han estudiado todas sus aplicaciones, se ha identificado la contribucién de los crudos asfalticos para
aumentar la generacion y retencion de microburbujas que pueden mejorar significativamente la

recuperacion de hidrocarburos.
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Figura 1.3.1 Representacion esquematica de una molécula de asfalteno (Alaydn, 2004).

Todas las definiciones anteriores sobre los asfaltenos son buenas para abarcar fines practicos,
pero no dan mas informacion desde el punto de vista de su comportamiento fisicoquimico en relacién

con la precipitacion de estos.

Los asfaltenos son compuestos polidispersos en grupos funcionales en su peso molecular y en su
estructura. El contenido de compuestos aromaticos en los asfaltenos esta entre el 40 y 60%, con una
relacién atomica H/C de 1 a 1.2. Un alto porcentaje de los anillos arométicos estan conectados en la
estructura intermolecular y por esta razén las moléculas de asfaltenos presentan formas aplanadas. Antes
se consideraba a los asfaltenos como macromoléculas de gran peso molecular y que poseian una
estructura formada por una matriz aromatica muy condensada, rodeada por anillos nafténicos y cadenas
alifaticas, con incorporacion de grupos multifuncionales; tales como alcoholes, aminas primarias y

secundarias, &cidos, éteres, ésteres, cetonas y conjuntos mas complejos como las porfirinas.

En algunos crudos se han determinado atomos metalicos, principalmente niquel (Ni) y vanadio
(V). La estructura de las moléculas de asfaltenos muestra que son compuestos con partes relativamente
polares dadas por anillos aromaticos por los grupos funcionales y las partes apolares constituidas por las

cadenas alifaticas, lo cual permite presentar una dualidad polar-polar, dandole propiedades interfaciales.



Tabla 1.3.1 Composicion tipica de elementos presentes en moléculas de asfalteno (Alayén, 2004).

Elemento [%0] Rango Valores Tipicos
Carbono (C) 78-90 82 -84

Hidrdgeno (H) 6.1-10.3 6.5-75
Nitrogeno (N) 0.5-3.0 1.0-2.0
Azufre (S) 1.9-10.8 2.0-6.0
Oxigeno (O) 0.7-6.6 0.8-2.0
Vanadio (V) [ppm] 0-1,200 100 — 300
H/C 08-15 1.0-1.2

Los cambios producidos en la presion y temperatura son factores que determinan la composicion
de los hidrocarburos producidos, lo cual puede provocar precipitacion y depositacion de asfaltenos. Estos
cambios pueden ser inducidos por una diversidad de procesos, incluyendo el agotamiento primario, la
inyeccidn de gas natural o dioxido de carbono, los tratamientos de acidificacion y la produccion mezclada
de fluidos incompatibles entre si. En la Tabla 1.3.1 se muestran los rangos y valores tipicos en las

moléculas de asfalteno, mismos que se ven afectados por los cambios mencionados anteriormente.

Los asfaltenos pueden acumularse en muchos lugares a lo largo del sistema de produccién; desde
el interior de la formacion hasta las bombas, la tuberia de produccidn, los cabezales de los pozos, las
valvulas de seguridad, las lineas de descarga, estranguladores y las instalaciones en superficie (Hammami
y Ratulowski, 2007).

La precipitacion de asfaltenos se refiere al fendmeno mediante el cual un crudo, bajo ciertas
condiciones de presion, temperatura, composicion y régimen de flujo, se separa en una o dos fases fluidas
de grandes proporciones, ya sea gas y/o liquido, y en una fase insoluble, de menor tamafio, constituida
principalmente por los asfaltenos. Para un crudo en particular, la cantidad de material precipitado
generalmente es mayor a medida que disminuye el nimero de carbonos del agente precipitante. Por
ejemplo, la cantidad de precipitado usando n-pentano puede ser dos y hasta tres veces mayor que la

cantidad precipitada cuando se utiliza n-heptano. La Figura 1.3.2 ejemplifica esta precipitacion.
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Figura 1.3.3 Efecto del nimero de carbonos del agente precipitante sobre la cantidad de componentes
insolubles (Alayon, 2004).

En la Figura 1.3.3 se observa efecto del nimero de carbonos del agente precipitante sobre la

cantidad de componentes insolubles que, a partir del n-heptano, la cantidad precipitada permanece
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practicamente constante, por lo que se puede sefialar que solo los componentes mas polares y, por lo
tanto, mas insolubles, precipitan con n-heptano. A pesar de que la precipitacion de asfaltenos es un
problema muy conocido dentro de la Industria Petrolera, sus principales causas y mecanismo de
depositacion no han sido comprendidos en su totalidad. Con base en la informacion experimental se ha
propuesto que el fendmeno de precipitacion de asfaltenos puede ser descrito como un proceso en varias
etapas que van desde la asociacion de asfaltenos para formar pequefios agregados o pseudomicelas,
pasando por el crecimiento de éstos para conducir a agregados mas grandes, los cuales, bajo condiciones
favorables, crecen lo suficiente como para precipitarse. En la Figura 1.3.4 se muestra una estructura

hipotética de una molécula de asfaltenos.

Figura 1.3.4 Estructura hipotética de una molécula de asfaltenos propuesta por Angle (2001). Figura de Silset
(2008).

El esquema que se visualiza en la Figura 1.3.5 se basa en la conceptualizacion de que las
moléculas existen a la presion del yacimiento (p = py) y a la presion ligeramente menor del flujo del pozo
(pwf < py). Los agregados existen a presiones ligurmente por encima de la presion de burbuja (p > py)
pero por debajo de la presion del limite superior de la envolvente de fase de los asfaltenos. Los cimulos
existen a una presion por debajo del punto de burbuja (p < pp), hasta el limite inferior de la envolvente
de fase de los asfaltenos. Los agregados y cumulos de asfaltenos son supuestamente de tamafio no

uniforme y comunmente se denominan polidispersados.
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Figura 1.3.5 Visualizacion de asfaltenos, que van desde moléculas disueltas (p = pr) hasta coloides agregados
(p > pp) y mas a coloides agrupados o cimulos (p < pp); (Gudmundsson, 2007).

La solubilidad de los asfaltenos en el crudo depende de la presion, la temperatura 'y la composicion
del crudo per se. La caracteristica inusual de la precipitacion de los asfaltenos es que ocurre a altas
presiones, a diferencia de los otros sélidos hidrocarburos; como las parafinas y los naftenatos. La parafina
se precipita debido a la reduccion de la temperatura y el naftenato se precipita debido a la interaccion
con agua de formacion con un pH por encima al neutro. Para proporcionar antecedentes fisicos y
composicionales que afectan la precipitacion de asfaltenos se necesitan conocer los cambios entre las
condiciones de yacimiento y las de superficie. Se ha demostrado que la densidad del crudo es el pardmetro
dominante en la precipitacion de asfaltenos. La densidad del crudo po, a condiciones de yacimiento por
encima del punto de burbuja se relaciona con la compresibilidad ¢, y el factor de volumen del aceite, B,

a través de la Ecuacion 1.3.1.

_ 1(6V) 1 <aBO> 1 (ap0> ' B
Co = v \ap T— ap = ap ; Ecuaciéon 1.3.1

Donde T asume un comportamiento isotérmico dentro del sistema. El factor de volumen del aceite
Bo es el volumen de aceite mas el gas disuelto a la presion del yacimiento, dividido por el volumen de
aceite a condiciones de superficie. El crudo dentro del yacimiento puede estar saturado con gas disuelto
y también puede estar bajosaturado. Con los asfaltenos se hace una analogia a la clasificacion de

ingenieria de yacimientos ya que el crudo puede estar saturado o no con asfaltenos.
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1.3.2 Parafinas

Desde los comienzos de la industria petrolera la depositacion de parafinas ha sido un problema
mayusculo. Cuando el aceite y el condensado se enfrian en una tuberia, la parafina se puede precipitar,
por lo que se implementan revestimientos térmicos para evitar las caidas de temperatura. Sin embargo,
en las tuberias submarinas el problema es ain mayor (Aiyejina et al., 2011). Se estima que la parafina se
precipita cuando la temperatura cae entre 30 y 40 °C en la corriente de flujo; entre mas ligero sea el
condensado, la parafina se precipitard a temperaturas aun mas bajas. Un ejemplo de este tipo de
depositacion se muestra en la Figura 1.3.6. El calentamiento de tuberias se realiza en algunos lugares
alrededor del mundo, pero debido a su alto costo de implementacion no todos los campos son factibles a
esta técnica. La parafina que se deposita usualmente es retirada mecanicamente, raspando los intervalos
obturados y escariando las zonas propensas a la depositacion; como son las conexiones o bridas. La
frecuencia del escariado depende de los fluidos producidos, de la capacidad de la tuberia y del gasto de

produccidn que se tenga (Gudmundsson, 2017).
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Figura 1.3.6 Depositacion de parafina en la tuberia (Exaltexx, 2019).

La eliminacion puntual de la parafina depositada se requiere para evitar la pérdida eventual de
una tuberia en el caso de que se obstruya por completo. Para entender y mitigar dicho problema se han
realizado multiples investigaciones y estudios de campo sobre los mecanismos y procesos que rigen la

formacion y depositacion de parafinas (Tordal, 2006).
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La parafina es un componente de los hidrocarburos que se encuentra en la mayoria de los crudos
y los condensados, pertenece al grupo de los alcanos de cadena lineal que contienen més de 15 atomos
de carbono y tiene muy poca ramificacion. Una molécula de parafina puede tener mas de 80 atomos de
carbono. Cuanto mayor sea el tamafio de la molécula, mayor sera la temperatura de fusion. La parafina
también se define operativamente a traves de su solubilidad en varios solventes, la mayoria de las veces
como acetona (Wang & Huang, 2014). La parafina puede causar grandes problemas en la produccion de
los hidrocarburos debido a tres razones principales:

1. Flujo restringido debido al diametro interno reducido en las tuberias y al aumento de la rugosidad
interna.
2. Incremento en la viscosidad del aceite.

3. Depositacion de cera en tanques de almacenamiento.

14
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Figura 1.3.7 Distribucién del nimero de carbonos en las parafinas (Gudmundsson, 2017).
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Existe la posibilidad de que la parafina se cristalice y se adhiera a superficies como las lineas de
descarga y la tuberia de produccién, formando una capa de depositacion que aumentara con el tiempo y
eventualmente, en el peor de los casos, bloqueara completamente la linea. Tal depositacion reduce la
capacidad de flujo de la linea disminuyendo el diametro efectivo y aumentando la rugosidad de la pared
de la linea y por lo tanto la caida de presion. En algunos casos, los depdsitos de parafina han provocado

las rupturas en los sistemas de bombeo y el bloqueo a la formacion productora (Gudmundsson, 2017).

Termodindmicamente hablando, la formacion de depdsitos de parafina podria ocurrir a cualquier
temperatura entre el punto nube y el punto de escurrimiento. Los aceites sometidos a un descenso gradual
de temperatura llegan a un punto en el que comienzan a enturbiarse debido a la formacion de
microcristales de parafina. A esta temperatura se le denomina punto de nube. El punto de escurrimiento
se define como la temperatura minima a la que un crudo fluira cuando se enfria, sin perturbaciones a un
gasto estandar. Cuando la temperatura de la solucion liquida disminuye hasta el punto nube, la energia
de movimiento molecular se incrementa generandose aproximaciones entre los cristales que han iniciado
su formacién y consecuente agregacion de cadenas adyacentes, por lo que las moléculas de parafina

contintan adhiriéndose hasta formar cristales ordenados (Strizhenko & Sergeev, 2016).

La temperatura a la cual la parafina comienza a precipitarse se llama temperatura de aparicion de
cera (WAT — Wax Appearance Temperature). El término punto nube también es usado y esta basado en
un procedimiento estandarizado de medicion con gran cantidad de muestras. Cuando el crudo y los
condensados se enfrian por debajo del punto nube, mas y mas parafina puede precipitarse. A cierta
temperatura, la mezcla de hidrocarburos y parafina precipitada se convierte en un sélido suave, llamado
gel, y deja de fluir por las lineas o el medio por el cual estén viajando. La precipitacion y depositacion
de parafina a partir de condensados de gas es mas frecuente en situaciones cuando dos liquidos
condensados de diferentes composiciones y/u origenes se mezclan. La temperatura a la que ocurre la
gelificacion se llama temperatura de punto de vertido (PPT — Pour Point Temperature) y también esta
basado en un procedimiento estandarizado de medicién con gran cantidad de muestras. Los sélidos que
estan en estado estacionario (sin fluir) aumentan la rigidez (resistencia al corte) con el tiempo, lo que
provoca que los arranques en el flujo de las tuberias se dificulten o resulte imposible en algunos casos,

por lo que un enfriamiento adicional aumentaria la rigidez del gel (Aiyejina et al., 2011).

Podria parecer contradictorio que la parafina se precipite no sélo en crudo, pero también puede
ocurrir en los condensados del gas, que son hidrocarburos ligeros. Las ceras puras de parafina son sélidos

a condiciones estandar (condiciones ambiente), y la que se precipita del crudo y de los condensados de
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gas consiste en una distribucion de alcanos normales de manera que las moléculas mas pesadas se
depositan primero, luego las moléculas mas ligeras y asi sucesivamente. La composicion exacta de la
parafina que se deposita depende no s6lo de la composicion del crudo, sino también de la tasa de
enfriamiento y las condiciones del flujo del fluido dentro del medio. Los depositos de parafina se
encuentran a menudo con otros sélidos que resultan problematicos para el aseguramiento de flujo (Wang
& Huang, 2014).

\N\ANAINAANANANANNANASN  n-Parafina

W iso_Paraﬁna

Ciclo-Parafina

Figura 1.3.8 Estructuras de ceras parafinicas (Gudmundsson, 2007).

La parafina es uno de los principales compuestos del crudo que se depositan. En la préctica se
mencionan dos tipos de parafinas:

1. Parafina macrocristalina: estd compuesta principalmente por n-alcanos de cadena lineal que van
de C2o a Cso.

2. Parafina microcristalina: esta compuesta en mayor proporcion de iso-parafinas (cadenas
ramificadas de alcanos) y naftenos (alcanos ciclicos) con un nimero de carbonos algo mayor; que

van de Czg hasta Cego.

Dependiendo de la fuente del crudo, la composicidn de la parafina puede variar desde predominar
los n-alcanos de relativa baja masa molar (peso molecular) a una alta proporcion de iso-alcanos mas
pesados y alcanos ciclicos. Tipicamente, los depositos de parafina de los crudos consisten en 40 a 60%
en peso de parafinas macrocristalinas y menos del 10% en peso de parafinas microcristalinas. Los
depositos de parafina fresca también contienen una fraccion significativa de crudo. Con el tiempo, la
fraccion de crudo disminuye (debido a la difusién) y la parafina se vuelve mas dura (envejecimiento de
la parafina) (Strizhenko & Sergeev, 2016).
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Figura 1.3.9 Depositacion de parafina en una tuberia (Strizhenko & Sergeev, 2016).

1.3.3 Hidratos de gas

La importancia de los hidratos de gas dentro del aseguramiento de flujo ha tomado un interés mayor en
los Gltimos afios. A condiciones atmosféricas normales se forma hielo a 0 °C en el agua dulce, caso
contrario de los hidratos de gas, los cuales se forman a temperaturas y presiones anormales. Los hidratos
de gas son estructuras sélidas formadas a bajas temperaturas y altas presiones. Son solidos cristalinos
que consisten en moléculas de gas rodeadas por una molécula de agua. Su composicion comun es de 10%
en contenido de hidrocarburos, principalmente metano y compuestos livianos, y un 90% de agua
(Gudmundsson, 2017).
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Figura 1.3.10 a) Poliedro con 12 caras pentagonales; b) Poliedro desplegado con caras pentagonales
(Gudmundsson, 2007).

La estructura cristalina del hidrato de gas es similar a la del agua congelada. Las moléculas de
agua, unos pocos grados por encima de su punto de congelacion adquieren una estructura cada vez mas
parecida al hielo a medida que se va enfriando. Algo similar ocurre cuando el agua saturada con
moléculas de gas se enfria; ya que las moléculas de gas deben disolverse primero en el agua. La presencia
de las moléculas de gas estabiliza las moléculas de agua formando estructuras similares a la del hielo a
medida que avanza el punto de congelacion del agua pura. Cabe mencionar que Opticamente mientras un
cristal de hielo transmite luz, un hidrato de gas refleja la luz y es de color blanco a la vista (Zerpa et al.,
2010).

Los cristales son estructuras tridimensionales; los cubos tienen seis lados (también llamados
caras) y las piramides triangulares cuatro lados. La forma cubica también se llama hexaedro y la forma
piramidal tetraedro. En conjunto, las diversas formas se llaman poliedros. Un poliedro con 12 caras se
Ilama dodecaedro. Cada una de las 12 caras tiene forma de pentagono. Una de las jaulas de cristal que
puede atrapar pequefias moléculas de gas tiene la forma de un dodecaedro, como se muestra en la Figura
1.3.10. En cada una de las esquinas de un hidrato con forma de dodecaedro se encuentra una molécula
de agua en una estructura tridimensional. El atomo de oxigeno del agua es mas grande que cada uno de
los atomos de hidrogeno y la molécula es altamente polar, lo que provoca que los &tomos de hidrégeno
estén separados por un angulo de 105 grados. Se sabe que el angulo de cada una de las esquinas de un

pentagono ideal es de 108 grados.
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Hablando de sustancias contaminantes en el gas, la presencia de HzS ocasiona temperaturas de
formacion de hidratos sustancialmente altas a una determinada presion. EI CO2 generalmente tiene un
impacto mucho menor y con frecuencia reduce la temperatura de formacion de los hidratos de gas. Los
hidratos de gas también son llamados clatratos, lo que significa que su estructura se encuentra encerrada
o forma una jaula. Como tal, la formacion de hidratos de gas no es una reaccion quimica sino un proceso
fisico. Las moléculas de gas deben ser lo suficientemente pequefias como para caber dentro de las jaulas
de agua sélida, también llamadas cavidades. Las moléculas que pueden formar hidratos de gas que estan
presentes en la produccion de hidrocarburos son el metano, etano, propano, iso-butano (el n-butano no
ya que éste puede ser una molécula lineal o ramificada, mientras que el iso-butano es esencialmente una
molécula ramificada), dioxido de carbono, sulfuro de hidrégeno y nitrégeno. La presencia de hidratos de
gas puede crear condiciones como las que se visualizan en la Figura 1.3.11, donde la tuberia de
produccion del pozo colaps6 por la formacion de hidratos de gas dentro del espacio anular en un pozo
cerrado. Este percance sucedio en un pozo en tierra siberiano en 1965, a una temperatura de 8 [°C], con
una presién de colapso de la tuberia mayor a las 800 [atm], un espesor de 6 [mm] y un diametro interior
de 63 [mm] (Makogon, 2019).

Figura 1.3.11 Colapso en la tuberia de produccién debido a la presencia de hidratos de gas (Makogon, 2019).

Mientras el agua y el gas entren en contacto, existe la posibilidad de formacién de hidratos de
gas, ocasionando restriccion para el flujo de los hidrocarburos, y diversos riesgos en actividades de la

industria petrolera. Cuando el aceite o el gas son conducidos a través de ductos presurizados en climas

19



frios, puede existir suficiente agua y metano en la mezcla para formar hidratos soélidos, los cuales pueden
obstruir el ducto. El quitar un taponamiento formado por hidratos puede ser peligroso; un taponamiento
de hidratos presurizado puede viajar a velocidades muy grandes, pudiendo lesionar a trabajadores y
ocasionar rupturas en los ductos y equipos utilizados. Una forma de evitar la obstruccion de los ductos
por hidratos de gas es a traves del calentamiento de éstos, pero la extraccion de agua antes de la
compresion de los hidrocarburos puede ser un tratamiento mas efectivo desde el punto de vista
econdmico. A efecto de evitar la formacion de hidratos de gas en los ductos, se puede utilizar una
combinacion de técnicas que pueden resultar efectivas; esto es, eliminar el agua por debajo del punto de
rocio, mantener la temperatura por encima del punto de formacion de hidratos y utilizar inhibidores para

evitar que la mezcla se solidifique. Lo que se puede apreciar en la Figura 1.3.12.
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Figura 1.3.12 Tapon de hidratos de gas en un piston muestrero para tomar nucleos (PolarTREC, 2010).

1.3.4 Naftenatos

Los naftenatos estan constituidos por los cicloalcanos, que son hidrocarburos saturados, cuyo esqueleto
es formado Gnicamente por &tomos de carbono unidos entre ellos con enlaces simples en forma de anillo.
También se pueden definir como surfactantes naturalmente presentes en los crudos, que, de acuerdo con

su tipo, naturaleza y concentracion, ademas de ciertas condiciones de pH inicial en el agua de formacion
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(o carga de cationes y/o concentracion) durante la produccion, pueden precipitar y generar
taponamientos, corrosion y emulsiones, con pérdidas en la produccion (Gudmundsson, 2017). La
depositacion de naftenatos se ha convertido en un problema importante en la produccion de aceites crudos
acidos. Dada la severidad de los problemas que pueden ocasionar y el desconocimiento sobre estos
compuestos, se pueden confundir por su apariencia fisica con los asfaltenos, aunado a esto, el problema
aumenta referido al capital y los gastos operativos, reduciendo la operacion regular y seguridad de las
instalaciones de produccion y procesamiento. Desde la década de 1960 se sabe que los naftenatos dan
lugar a emulsiones estables de aceite y agua, lo que dificulta la separacion requiriendo el uso de productos
quimicos especializados. También los naftenatos dan lugar a depdsitos solidos dentro de los separadores

trifasicos y durante el proceso de desalinizado (Rojas-Zambrano, 2017).

Las acciones correctivas y de prevencion para la formacion y depositacion de naftenatos incluyen
la regulacion del pH (inyeccidn de &cidos) y el uso de productos quimicos. Los depositos de naftenatos
se originan a partir del &cido nafténico disuelto en el crudo. Los problemas con naftenatos surgen cuando
se produce aceite, gas y agua; la reduccién gradual de la presiéon en la corriente de flujo, desde el
yacimiento hasta las instalaciones de superficie, provocan la desgasificacion de CO; de la fase de agua
y, por lo tanto, un aumento del pH. El &cido nafténico activo en superficie dentro de una interfaz aceite-
agua se disocia y se une con iones metélicos disueltos en la fase acuosa. El resultado es la formacion de
naftenato de calcio pesado y naftenato de sodio mas ligero, los iones metalicos son divalentes y
monovalentes, respectivamente. Los términos CaN y NaN son acrénimos para los naftenatos de calcio y

sodio (Gudmundsson, 2017). Lo que se puede observar en la Figura 1.3.13.

Figura 1.3.13 Formacion de naftenatos de calcio en campos nigerianos (Oduola et al.,2013).
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El aceite crudo contiene un espectro muy grande de compuestos quimicos. Los compuestos
pueden organizarse en las fracciones conocidas de saturados, aromaticos, resinas y asfaltenos (SARA).
En la fraccion se incluyen varios acidos nafténicos solubles en aceite. Cuando los &cidos entran en
contacto con el agua desgasificada (despresurizada) durante la produccién, se forman depdsitos sélidos

de naftenatos (Rojas-Zambrano, 2017).

Los &cidos nafténicos en el crudo son considerados como una clase de marcadores y segun
estudios, estan bioldégicamente ligados a la madurez y el nivel de biodegradacion de los campos. Hay una
variedad de técnicas para investigar y determinar los posibles depdsitos de naftenatos y el acido nafténico
del crudo; tales como el andlisis elemental de la Espectroscopia de Resonancia Magnética Nuclear
(RMN), analisis TAN (Total Acid Number por sus siglas en inglés o determinacién de la concentracién
de acido), osmometria (estudio de la presion osmdtica en soluciones) de presion de vapor, la
cromatografia de gases a alta temperatura y la cromatografia liquida-espectrometria (LCMS). Otras
pruebas son la determinacion del valor del pH por disociacién de naftenatos, pruebas de botella y prueba
de separacién dindmica (Rojas-Zambrano, 2017).

La habilidad para predecir la formacion de naftenatos en laboratorio ha presentado varios
inconvenientes. Por ejemplo, las pruebas de botellas sufren muchas limitaciones relacionadas al pobre
control de pH, mezclas ineficientes, tiempos de residencia poco representativos junto a evaluaciones
indirectas que indican a menudo problemas de compatibilidad de fluidos y la no identificacién de
depdsitos de naftenatos. Los naftenatos son un problema que se debe controlar, remediar e inhibir, pero
para lograr todos estos retos, el primer paso es caracterizarlos e identificarlos (Oduola et al.,2013).

Los &cidos nafténicos son parte de la mayor familia de &cidos carboxilicos que se encuentra en el
petroleo crudo. Los &cidos en el crudo son predominantemente acidos carboxilicos que tienen el grupo
funcional O=C-OH, que se muestra en la Figura 1.3.14. La formula general se puede escribir R-COOH
(Gudmundsson, 2017).

O

C

R~ oH

Figura 1.3.14 Estructura de un acido carboxilico, donde R es un hidrégeno o una cadena carbonada.
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El atomo de carbono tiene un doble enlace covalente al oxigeno y un sélo enlace covalente al
hidréxido. La R representa el resto de la molécula, que no participa ni afecta su reactividad quimica
principal. En la depositacion de naftenato, es el ion hidroxido el que libera (dona) el ion hidrégeno cuando

se disuelve en agua (Gudmundsson, 2017).

Los &cidos nafténicos se disuelven en aceite crudo, que se hace soluble por las moléculas mas
ligeras que lo rodean, provocando el efecto de solvatacion; que es un proceso que consiste en la atraccion
y agrupacion de las moléculas que conforman un disolvente, o en el caso del soluto, sus iones. Cuando
se disuelven los iones de un disolvente, éstos se separan y se rodean de las moléculas que forman el
disolvente. Cuanto mayor es el tamafio del ion, mayor sera el nimero de moléculas capaces de rodear a
éste, por lo que se dice que el ion se encuentra mayormente solvatado. Los &cidos nafténicos son
escasamente solubles. En general, son compuestos de C10 a C50 de 0 a 6 anillos saturados fusionados.
El nimero de carbonos y la distribucion del contenido del anillo dependen de la fuente del crudo. La
cantidad de formacion de so6lidos aumenta con el peso molecular y el valor de pH de la fase acuosa. Un
aspecto importante de la depositacion de naftenato, es conocer la concentracion de &cidos nafténicos en

los aceites crudos (Modificado de Makogon, 2019).

Tabla 1.3.2 Porcentaje en peso de los componentes nafténicos del crudo (Makogon, 2019).

Componentes Peso [%]
Naftenos 30-60
Acido Nafténico 1.5-3.0
Naftenatos 0.075-0.15

El crudo contiene aproximadamente de 2 a 3% en peso de acidos nafténicos. Diversos autores
han afirmado que los aceites crudos pueden contener hasta un 2% en peso de &cidos nafténicos,
constituidos por una amplia gama de componentes individuales. En un intento por generalizar el
porcentaje en peso de acidos nafténicos en el crudo y el porcentaje involucrado en la depositacién de
naftenato, un punto de partida fue del 30 a 60% en peso de los naftenos en los aceites crudos. Dividiendo
este numero arbitrariamente por 20 (para obtener el acido disuelto) y nuevamente dividiendo
arbitrariamente por 20 (para obtener un solido precipitado), las concentraciones resultaron en los
porcentajes en peso de la Tabla 1.3.2. Las concentraciones de acido nafténico son objetivas, mientras
que las concentraciones de naftenato (el porcentaje del acido que conduce a la formacién de solidos) son
especulativas. Los valores en la Tabla 1.3.2 se pueden considerar estimados. Se requiere contar con el
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reporte de las mediciones existentes y el programa de mediciones futuras para ajustar las concentraciones

a valores mas acertados.

Figura 1.3.15 Apariencia fisica de los naftenatos (Rojas-Zambrano, 2017).

1.3.5 Emulsiones

La formacién de emulsiones en la produccion de petroleo y gas es inevitable, desde el yacimiento hasta
su etapa de produccion. El petréleo crudo contiene todos los ingredientes para estabilizar las interfaces
aceite-agua, por lo que el desafio principal es la separacion de las emulsiones en sus fases liquidas
constituyentes (Velasquez-Pereira, 2014).

Una emulsiéon es una dispersion termodindmicamente inestable de dos liquidos inmiscibles,
normalmente de naturaleza apolar y polar, en la que uno de ellos forma gotas de tamafio pequefio (de 0.1
a 100 micras) que se denomina fase dispersa o interna y el otro, fase continua o externa. En la practica
debe contener un tercer componente, un emulsionante, que es una sustancia anfifilica que facilita la
formacion de la emulsion disminuyendo la tension interfacial entre la fase apolar (oleosa) y la polar
(acuosa) y ademas aporta al menos una cierta estabilidad fisica durante un tiempo, que puede ser mas o
menos largo, dependiendo de la composicion, caracteristicas de procesado y condiciones externas

durante el envejecimiento (Laurencio-Alfonso y Delgado-Drubey, 2008).

La formulacién de emulsiones se basa en un conocimiento profundo sobre sus componentes
béasicos y sus interrelaciones: la fase oleosa, la fase acuosa y el o los emulsionantes (Mufioz et al., 2007).
En algunos casos, para que la emulsion presente propiedades funcionales aceptables, resulta fundamental

utilizar algun tipo de estabilizante o estabilizador. La estabilidad fisica de una emulsién esta condicionada
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por el resultado de un balance complejo de fuerzas de atraccion y repulsion entre las gotas de fase

dispersa, condicionado por las condiciones fisicoquimicas del medio continuo (Tadros, 2013).

Dependiendo de la naturaleza de las fases dispersa y continua, las emulsiones se clasifican como
O/W, W/O y del tipo W/O/W, O/W/O. Una emulsion O/W, se denomina emulsion aceite en agua. En

este tipo de emulsiones la fase dispersa consiste en pequefias gotas de un liquido de naturaleza oleosa,

por tanto, hidréfoba, y una fase continua dominada por un medio normalmente acuoso. Logicamente en

una emulsién agua en aceite W/O, la fase dispersa es de naturaleza acuosa y la continua oleosa (Silset,

2008). La posibilidad de que se formen emulsiones O/W o W/O con crudos depende de sus propiedades

fisicas y quimicas. En la Figura 1.3.16 se ejemplifican los tipos de emulsiones anteriormente

mencionados.

Aceite en agua (O/W)

*

’:‘
o0
Aceite en agua en
aceite (O/W/0)

<4
@@r

Agua en aceite (W/O)

Agua en aceite en agua
(W/O/W)

@@@

s

Figura 1.3.16 Tipos de emulsiones simples: aceite en agua (O/W) y agua en aceite (W/O), y tipos de
emulsiones dobles: agua en aceite en agua (W/O/W) y aceite en agua en aceite (O/W/Q) (Schramm, 2005).

En el estudio de las emulsiones W/O, es importante conocer la estructura y propiedades de los

componentes del crudo, su tendencia a asociarse y acumularse en la interfase, su solubilidad y
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sensibilidad a los cambios de presion y temperatura. Las emulsiones en el campo se caracterizan por
varias propiedades, incluyendo la apariencia y el color, contenido de agua libre y sedimentos (BS&W
por sus siglas en inglés), tamafio de la gota y las viscosidades interfaciales. La formacion de las
emulsiones W/O se produce generalmente por la presencia de resinas, asfaltenos y naftenatos presentes
en el crudo, que desempefian el papel de emulsionantes naturales. Estos agentes emulsionantes tienen
una atraccion mutua lo que resulta en la formacion de una membrana elastica alrededor de las gotas,
evitando que las gotas de agua se unan y se decanten por gravedad. Esta membrana es gruesa y puede

ser facilmente visible en un microscopio optico (Modificado de Schramm, 2005).

La estabilidad de estas emulsiones puede ser de pocos minutos hasta algunos afios y que varia
dependiendo de las caracteristicas del crudo y el agua. EI mecanismo de estabilidad esta relacionado con
la naturaleza y las propiedades fisicas del crudo (viscosidad, densidad, etc.), los componentes con
actividad superficial y la reologia interfacial alrededor de gota de agua pueden darnos una idea sobre la
elasticidad y viscosidad y, por ejemplo, la presencia de una “pelicula” para el caso especifico del crudo
en esta interfase (Laurencio-Alfonso y Delgado-Drubey, 2008). En la Figura 1.3.17 se observan muestras

de aceite emulsionadas, donde cada una presenta un corte de agua diferente.

Figura 1.3.17 Muestras de aceite emulsionadas y con cierto corte de agua (Elaboracion propia).

Las emulsiones del crudo se forman en una corriente de flujo desde el yacimiento y en varias

zonas de caida de presion en las instalaciones superficiales. Las restricciones de flujo proporcionan a la
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mezcla de fluidos la energia necesaria para formar una emulsion. Una emulsion estacionaria se rompera
en dos fases liquidas inmiscibles en ausencia de un emulsionante. Los diversos procesos de ruptura de
las emulsiones se muestran esquematicamente en la Figura 1.3.18. EI proceso A es la flotacion
(creaming) y el proceso B se define como sedimentacion, generalmente resultante de fuerzas
gravitacionales o centrifugas. En una etapa estacionaria, las gotas mas ligeras se mueven hacia la parte
superior y las gotas mas pesadas hacia la parte inferior. El proceso C es la floculacion (adicién) de gotas
debido a las fuerzas de atraccion de van der Waals. El proceso D es una inversion de fase, que depende
del emulsionante y la relacion entre el volumen de aceite y agua. El proceso E es la coalescencia, que
resulta del adelgazamiento y la interrupcion de la pelicula de liquido entre las gotas. Dos 0 mas gotas se
fusionan en gotas mas grandes, por lo que se forma una capa de aceite. El proceso F es la maduracion,
también llamado maduracién de Ostwald. El tamafio de la distribucién en las gotas cambia (debido a la

difusion) a gotas mas grandes que tienen menor energia libre (Modificado de Gudmundsson, 2017).
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Figura 1.3.18 Representacion esquematica de los procesos de ruptura en las emulsiones (Gudmundsson,
modificado de Tadros, 2017).
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Capitulo 2. Crudos pesados y extrapesados

El petroleo crudo se presenta en muchas formas diferentes en todo el mundo. Una caracteristica
importante del petroleo crudo que afecta la facilidad con la que se puede producir es su densidad y
viscosidad (Cherepanov, 2014). Por lo general, el petréleo crudo mas liviano se puede producir con
mayor facilidad y menor costo que el petrdleo crudo pesado. Histéricamente, gran parte del suministro
de petréleo del mundo provino de yacimientos de petréleo crudo ligero o mediano. Actualmente los
crudos pesados y extrapesados han tomado gran interés dentro de la industria. Con el incremento de la
demanda energética los recursos convencionales de gas y aceite han presentado gran dificultad para
definir su localizacién y para crear estrategias de explotacion, por lo que se ha buscado dentro de los
crudos pesados y extrapesados como una solucion para suplir la brecha de produccion creada en los
ultimos afios. Los crudos pesados y extrapesados, alguna vez considerados econémicamente no viables
en su explotacién e ineficientes en su produccién, ahora son vistos como un recurso para explotar.
Algunos expertos creen que las reservas de crudos pesados y extrapesados representan mas de la mitad

de los recursos mundiales (Santos et al., 2014).

Las reservas de crudo pesado son muy diferentes a las convencionales. Por un lado, la escala de
tiempo de produccion es mucho mas larga. Los yacimientos de crudo pesado tipicamente producen a un
gasto constante durante decadas. Con el tiempo, producen mucho aceite. La mayoria de los yacimientos
de crudo pesado se encuentran en arena poco consolidada, lo que significa que los perforadores deben
tomar precauciones adicionales para mantener la integridad de los pozos y administrar la produccién y

eliminacién de arena. También hay grandes diferencias en los tipos de yacimientos de crudo pesado,
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incluso de campos adyacentes. Los métodos de recuperacion que funcionan en un lado del yacimiento

pueden no funcionar en el otro (Meléndez, 1982).

Cualquier operador de crudo pesado enfrenta decisiones sobre como desarrollar sus activos. Se
debe realizar un analisis para clasificar los diferentes recursos de hidrocarburos por método de
produccion. Luego se realiza una priorizacion basada en consideraciones financieras, de mercadeo y
ambientales para desarrollar una estrategia de produccién. En todos los casos, se deben llevar a cabo una

caracterizacion adecuada del yacimiento, modelado, simulacion y estudios piloto.

2.1 Composicion del petroleo crudo

La definicion formal de gravedad API se describe como una unidad de medida del American Petroleum
Institute generalmente aplicada en sistemas petroleros. La gravedad APl esta dada por la Ecuacion 2.1.1

y a su vez, la gravedad especifica del aceite esta dada por la Ecuacion 2.1.2:

14
API =

Yo

—131.5; Ecuacion 2.1.1

donde:
API: gravedad API

¥, gravedad especifica del aceite (densidad relativa) @ 60 °F y presion atmosférica

Po 'y
Yo = — Ecuacién 2.1.2
Pw

donde los valores de densidad del aceite po y del agua pw son a condiciones estandar. Las unidades
de la densidad de los liquidos no son relevantes ya que la gravedad API es adimensional, ademas, es
importante mencionar que la gravedad API esta expresada en grados (no grados de temperatura). La
gravedad API es usada para clasificar los crudos como ligeros, medianos, pesados y extrapesados tal cual

se muestra en la Tabla 2.1.1.
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Tabla 2.1.1 Clasificacion de los tipos de crudo segun la °API @ 60 °F y presion atmosférica.

Tipo de crudo °API
Ligero >31.1
Mediano 22.3-31.1
Pesado <22.3
Extrapesado <10

Dichos valores indican si el crudo flota o se hunde en agua, tomando en cuenta que la densidad
relativa del agua es uno (1) con un valor de gravedad API igual a 10. Una consideracion adicional a la
categorizacion del tipo de crudo es con base al contenido de azufre y puede ser clasificado conforme a la
Tabla 2.1.2.

Tabla 2.1.2 Clasificacion generalizada del crudo segun el contenido en azufre (Speight, 2013).

Tipo de crudo Contenido en azufre
Dulce <1%
Amargo >1%

Los valores de gravedad APl mas altos reflejan tipos de crudo mas livianos. Los limites entre los
diferentes tipos de crudo (por ejemplo, liviano, intermedio, pesado, extrapesado) siguen la misma
tendencia, pero diferentes autores eligen limites semejantes entre las categorias; dentro de la industria se
categoriza como bitumen, crudo pesado, crudo ligero y crudo mediano cuando se tiene una gravedad API
dentro de los rangos de 0-10, 10-22, 22-30 y por encima de 30 respectivamente, observandose que dicha

clasificacion puede variar dependiendo de la region (Speight, 2013).

A menudo la gravedad API es usada para correlacionar las propiedades fisicas del petréleo crudo,
tales como la densidad y la viscosidad; generalmente la viscosidad del crudo es inversamente

proporcional a la gravedad API, dicho comportamiento se visualiza en la Figura 2.1.1.
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Log-Viscosidad vs. Gravedad API
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Figura 2.1.1 Viscosidad en escala logaritmica vs. Gravedad API para: a) Crudos extrapesados; b): Crudos
pesados y c): Crudos convencionales (Speight, 2013).

En la literatura se pueden encontrar numerosas correlaciones para determinar la viscosidad del
crudo bajo diferentes condiciones que van desde el yacimiento hasta las instalaciones de superficie, para
diferentes tipos de yacimientos, cuencas sedimentarias y regiones productoras de aceite (Frick, 1962).
Es importante aclarar que el aceite saturado, bajosaturado y el aceite en tanque de almacenamiento,
también llamado aceite muerto, tienen diferentes propiedades. La viscosidad mostrada en la Figura 2.1.1
es para aceite muerto. Los cuatro tipos principales de moléculas de hidrocarburos presentes en el crudo

son las parafinas, naftenatos, arenos (hidrocarburos aromaticos) y asfaltenos, que se enlistan en la Tabla
2.1.3.

Tabla 2.1.3 Composicion por peso de hidrocarburo presente en el crudo (Speight, 2013).

Hidrocarburo Promedio [%] Rango [%0]
Parafinas 30 15-60
Naftenatos 49 30-60
Arenos 15 3-30
Asfaltenos 6 -
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Los rangos de la composicion elemental del crudo se muestran en la Tabla 2.1.4. La calidad y el
precio del crudo dependen del contenido de azufre y de los elementos metélicos, que son tipicamente
niquel y vanadio, aunque también hierro y cobre (Head et al., 2003). El azufre y los metales crean
problemas al momento de refinar el crudo y a su vez conducen a la corrosion y bajan el rendimiento en

los catalizadores (Speight, 2013).

Tabla 2.1.4 Rangos de la composicion elemental del crudo (Speight, 2013).

Elemento Peso [%]
Carbono 83-87

Hidroégeno 10-14

Nitrogeno 0.1-2
Oxigeno 0.1-15
Azufre 0.05-6*
Metales <0.1

*Algunos autores incluyen el valor de 0.5-6 en el azufre

2.2 Definicion de crudo pesado y extrapesado

La clasificacion general del crudo cominmente se relaciona con la facilidad de flujo y en consecuencia
denota caracteristicas técnicas sobre su produccion, transporte y su proceso de refinacién. Compafiias
petroleras y organismos reguladores generalmente adoptan criterios de definicion que toman en cuenta
aspectos financieros y el grado de mejora tecnoldgica. Debido a que estos criterios suelen tomar

variaciones temporales deben aplicarse con cautela (Alboudwarej et al., 2006).

En la Tabla 2.2.1 se enlistan los principales crudos pesados y extrapesados que se comercializan
alrededor del mundo. El crudo pesado es un tipo de crudo que es viscoso y contiene un mayor nivel de
azufre que el crudo convencional. EI nombre de crudo pesado a menudo puede ser engafioso, ya que se
usa como referencia al combustéleo que contiene residuos de la destilacién, es decir, combustéleo

residual, creosota de alquitran o petréleo crudo viscoso.

El crudo extrapesado es un término que puede ser cuestionable relacionandolo con la viscosidad
ya gque cuenta con limitado conocimiento cientifico. Si bien este tipo de crudo puede parecerse al betin
de arena o al alquitran ya que no fluye facilmente, usualmente se reconoce que tiene movilidad en el
yacimiento en comparacion con el betlin de arena o el alquitran, que generalmente son incapaces de fluir

a condiciones de yacimiento (Zhang y Dusseault, 2004).
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Tabla 2.2.1 Gravedad API de crudos pesados y extrapesados alrededor del mundo (Speight, 2013).
Azufre [%

Nombre del crudo Pais + °API

wiw]

Bachaquero Venezuela 13.0 2.6
Boscan Venezuela 10.1 5.5
Cold Lake Canada 13.2 4.1
Huntington Beach Estados Unidos de Norteamérica 194 2.0
Kern River Estados Unidos de Norteamérica 13.3 11
Lagunillas Venezuela 17.0 2.2
Lloydminster Canada 16.0 2.6
Lost Hills Estados Unidos de Norteameérica 18.4 1.0
Merey Venezuela 18.0 2.3
Midway Sunset Estados Unidos de Norteamérica 12.6 1.6
Monterey Estados Unidos de Norteamérica 12.2 2.3
Morichal Venezuela 11.7 2.7
Mount Poso Estados Unidos de Norteamérica 16.0 0.7
Pilon Venezuela 13.8 1.9

San Ardo Estados Unidos de Norteamérica 12.2 2.3
Temblador Venezuela 19.0 0.8
Tia Juana Venezuela 12.1 2.7
Wilmington Estados Unidos de Norteamérica 17.1 1.7
Zuata Sweet Venezuela 15.7 2.7
Maya México 21.0 34
Altamira México 15.0 5.5

Figura 2.2.1 Muestreo de crudo pesado en un campo de la Cuenca Tampico-Misantla, México (Elaboracion

propia).
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Figura 2.2.2 Comparativa entre densidades y viscosidades de los hidrocarburos y de otros liquidos (Curtis et al.,

2003).

34



2.3 La alta viscosidad en los crudos pesados y extrapesados

La resistencia de un fluido a fluir se debe a la friccion intermolecular, esta resistencia se denomina
viscosidad. La viscosidad mas utilizada es la viscosidad dinamica, también llamada viscosidad absoluta,
expresada por la letra x [mPa-s] o [cP]. En general se requiere una fuerza mayor para hacer fluir un fluido
de alta viscosidad que un fluido de baja viscosidad. La viscosidad cinematica, que es otra expresion para
este término, se define simplemente como la viscosidad dindmica dividida por la densidad del fluido,
expresado por # [m?/s]. El término general de viscosidad se refiere cominmente a la viscosidad dinamica
(Modificado de Gudmundsson, 2017).

El crudo pesado se caracteriza por su alta viscosidad, es decir, por su resistencia al flujo y las
altas densidades que tiene en comparacién con el crudo mas liviano. La mayoria de los yacimientos de
crudo pesado se originaron como crudo mas liviano que se generé en formaciones profundas, pero migré
a la region somera donde fueron degradados por las bacterias y por la intemperie, y donde el hidrocarburo
mas ligero se escap6. El crudo pesado es deficiente en hidrégeno y tiene alto contenido de carbono,

azufre y metales pesados (Saniere et al., 2004).

Una de las principales caracteristicas quimicas de un crudo pesado y extrapesado es su gran
contenido en asfaltenos. Estas moléculas constituyen una clase de sustancias definidas en funcion de su
solubilidad en solventes organicos. Los asfaltenos son los componentes mas pesados y aromaticos de un
petrdleo crudo. Es bien reconocido que, gracias a estas caracteristicas quimicas, los asfaltenos se pueden

auto ensamblar a través de interacciones fisicas y aumentar la viscosidad de un medio en el que se afiaden.

Las mediciones reoldgicas realizadas sobre mezclas de asfaltenos revelaron que por encima de
una concentracion critica de asfaltenos, C*, estos componentes dramaticamente aumentan su viscosidad
(Saniere et al., 2004). Estudios de dispersion de rayos X de angulo reducido (Small Angle X-ray
Scattering, SAXS) realizados en las mismas muestras mostraron que este fendmeno se debe a un cambio

estructural:

e Cuando C<C* (dominio diluido): las particulas de asfaltenos se comportan como particulas
coloidales dispersas en aceite. EI pardmetro estructural medido por SAXS puede ser considerado
como su radio de giro, Rq.

e Cuando C>C* (dominio semi-diluido): las particulas de asfaltenos se superponen. En tal régimen,
el parametro estructural medido es la longitud de correlacion & que es indicativa del tamafio del

mallado en la red formada por los asfaltenos.
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Los datos anteriormente mencionados se ilustran en la Figura 2.3.1, que muestra el cambio

estructural bien correlacionado con un aumento de la viscosidad, #r.
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Figura 2.3.1 Comportamiento ilustrativo de cambios estructurales y reoldgicos presentados en asfaltenos, T=
20[°C] (Saniere et al., 2004).

Cabe sefialar que el crudo pesado y extrapesado contiene aproximadamente 17% de los asfaltenos
pertenecientes al dominio semi-diluido, por lo que tienden a superponerse y aumentar la viscosidad del
crudo (Saniere et al., 2004). En la Figura 2.3.2 se observa una representacién esquematica de una

estructura organizada por particulas de asfaltenos en crudos pesados en funcion de su concentracion.
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Figura 2.3.2 Representacion esquematica de la asociacion de asfaltenos (Saniere et al., 2004).

El crudo pesado es mas dificil de explotar que los crudos convencionales o ligeros. Una definicion
muy general de los crudos pesados se ha basado en la gravedad API y la definicion es bastante arbitraria,
aunque ha habido intentos de precisar la definicion basada en viscosidad, la gravedad APl y la densidad.
El término de crudo pesado también se ha usado arbitrariamente (pero incorrectamente) para describir
tanto los crudos pesados que requieren estimulacion térmica de recuperacion del yacimiento y del betin
en arena bituminosa (arena de alquitran), formaciones a partir de las cuales se recupera el material

bituminoso pesado, lo que se considera una operacion minera (Modificado de Speight, 2013).

El término crudo extrapesado es un término recientemente evolucionado relacionado con la
viscosidad del fluido. Si bien este tipo de crudo puede parecerse al alquitran de arena bituminosa y no
fluye facilmente, generalmente se utiliza el término de aceite extrapesado cuando tiene movilidad en el
yacimiento en comparacion con la arena de alquitran o betin, que normalmente es incapaz de moverse
(flujo libre) a condiciones de yacimiento. La movilidad del crudo extrapesado se debe a las condiciones
termodinamicas de un yacimiento, generalmente con elevada temperatura (es decir, mas alta que el punto

de vertido del crudo extrapesado) o debido a otros factores que estan sujetos a condiciones encontradas
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en el yacimiento. Los crudos pesados y extrapesados son considerados recursos energeticos no
convencionales cuando requieren tecnologias de produccién diferentes a las practicas comunes de
explotacion, es decir, cuando necesitan métodos de recuperacion térmica para movilizar los fluidos en el

yacimiento (Alboudwarej et al., 2006).

Los crudos pesados y extrapesados se caracterizan principalmente por tener altas densidades, altas
viscosidades y altos porcentajes de componentes pesados; principalmente asfaltenos, parafinas,
naftenatos y otros compuestos pesados, ademas de tener una baja Relacion Gas-Aceite, bajo contenido
de hidrégeno y altos contenidos de carbono y sulfuro. La viscosidad de los crudos convencionales puede
oscilar entre 1 [cP] (que es la viscosidad del agua), y 10 [cP], mientras que la viscosidad de los crudos
pesados y extrapesados va desde 20 [cP] y mas de 1,000,000 [cP] (Head et al., 2003).

2.4 Caracteristicas de los yacimientos de crudo pesado

Un yacimiento se define como un cuerpo de roca permeable y porosa que tiene la capacidad de almacenar
y transmitir fluidos; ya sean petréleo, agua y gas. Un yacimiento generalmente es grande y extenso en
volumen y capacidad, y es creado por los pasos secuenciales de depositacién, migracion vy

entrampamiento (Curtis et al., 2003).

Fisicamente, los yacimientos son cuerpos heterogéneos geoldgicos complicados. No son los
medios porosos homogéneos que a menudo se idealizan sobre lapiz y papel para nuestros calculos. La
heterogeneidad significa que las propiedades especificas de interés variaran vertical y horizontalmente
dentro del yacimiento (Ahmed, 2018). A menudo, los efectos de las heterogeneidades generalmente no
estan bien en la etapa de planificacion de cualquier operacion de explotacion de petréleo y so6lo se hace

evidente cuando el agua ha comenzado a ser producida antes del tiempo previsto.

Si bien factores como la porosidad, la permeabilidad y la presién determinan como se comportara
un yacimiento, la densidad y la viscosidad del crudo son las propiedades que dictan el enfoque de
produccién que tomara una compariia petrolera. Los petrdleos densos y viscosos, denominados crudos

pesados y extrapesados, presentan retos de produccion especiales, pero no insuperables.
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Figura 2.4.1 Diferencia de viscosidad y densidad en crudos pesados, extrapesados y bitumen (Saniere et al.,

2004).

El crudo, ya sea pesado, extrapesado o convencional, no se puede confinar en un determinado

espacio rocoso a menos que haya una trampa de yacimiento ya que se requiere del limite entre la roca

sello y el yacimiento como tal. Generalmente el yacimiento es convexo hacia arriba, pero la forma exacta

del limite varia ampliamente. Las formas mas simples y comunes son las convexas planas, lentes,

anticlinales y domos, cada una de las cuales tiene una parte superior convexa superficial. Muchas

acumulaciones de hidrocarburos se encuentran en anticlinales o domos, estructuras que generalmente son

mas faciles de detectar que algunos otros tipos de trampas (Meléndez, 1982). Ejemplificando lo anterior

se muestra en la Figura 2.4.2 los tipos de trampas de hidrocarburos.
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Figura 2.4.2 Conceptualizacion de los tipos de trampas de hidrocarburos (Modificado de Tarbuk, 2001).

Las caracteristicas particulares de los crudos pesados son principalmente atribuidas a un proceso
de biodegradacion en el que los microorganismos en una escala de tiempo geoldgico degradan los
hidrocarburos ligeros y medios, haciendo que éstos sean compuestos poliaromaticos, resinas y asfaltenos.
La degradacion microbiana alcanza temperaturas Optimas por debajo de 80 [°C], promoviendo la
oxidacion del aceite, reduciendo la Relacion Gas-Aceite (RGA) y aumentando la densidad, la acidez y
la viscosidad, asi como proporcion de azufre y metales pesados. Ademas de la biodegradacion, la
formacion de crudo pesado puede ocurrir a través de mecanismos como el fraccionamiento de fases, que
se basa en la pérdida de una significativa fraccion de masa original y remocion de fracciones de crudo
ligero (Curtis et al., 2003).

Los crudos pesados usualmente se crean en formaciones gigantescas poco profundas en cuencas
geoldgicas marginales formadas por fragmentos no consolidados como las arenas. El crudo pesado se
produce tipicamente de formaciones geoldgicamente jovenes; Pleistoceno, Plioceno y Mioceno, esto se
ilustra en la Figura 2.4.3. Estos yacimientos tienden a ser someros y poseen sellos menos efectivos,
exponiendolos a condiciones que conducen a la formacion de crudo pesado. La naturaleza somera de la
mayoria de las acumulaciones de crudo pesado se debe a que muchas se descubrieron tan pronto como
se establecieron las poblaciones en sus proximidades. La recoleccion de crudo de chapopoteras y la
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excavacion a mano constituyeron las formas mas tempranas de recuperacién, seguidas de la perforacion
de tuneles y la mineria (Santos et al., 2014).
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Figura 2.4.3 Seccidn de la Tabla Cronoestratigrafica Internacional, v2020/03 (IUGS, 2020).
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Los yacimientos de crudo pesado tienden a tener baja presion y bajo RGA (excepto los crudos
espumosos pesados), resultando generalmente en un menor Factor de Recuperacién en comparacion con
los yacimientos de crudo ligero. A pesar de que las caracteristicas de los yacimientos de crudo pesado
apuntan a una produccion mas compleja y costosa, factores tales como la alta permeabilidad pueden

hacer que el proceso valga la pena.

Para los productores de crudo pesado, el emprendimiento requiere una inversion de largo plazo.
La alta viscosidad del crudo pesado aumenta las dificultades de transporte y de obtencion de productos
comerciables, requiere técnicas de refinamiento especiales y por ende mas costosas. El valor de la
tecnologia depende de su habilidad para reducir el costo total. Debido a que la mayoria de los campos de
crudo pesado son someros, los costos de perforacion no han constituido el factor dominante, pero el uso
creciente de pozos horizontales y multilaterales complejos esta introduciendo algunos costos en esta

etapa del desarrollo.

2.5 Costos, intereses econdmicos e inversion en los crudos

pesados y extrapesados

La explotacion de los crudos pesados y extrapesados implica grandes inversiones. Para tener una idea de
la cantidad de capital que se debe aplicar en los proyectos que involucran este tipo de fluidos se puede
hacer una comparativa entre la inversién para el plateau de produccion con los siguientes supuestos: la
inversion de capital aproximada en la Faja del Orinoco, Venezuela, es de unos $20,000 [US$/Bbl/dia];
en Canada, va desde $24,000 a $28,000 [US$/Bbl/dia] para la produccion con SAGD (Steam-Assisted
Gravity Drainage) y de $24,000 a $30,000 [US$/Bbl/dia] para el tipo de explotacion minera, lo mismo
ocurre con Estados Unidos; y en Indonesia los costos aproximados son de $25,000 [US$/Bbl/dia]. En
comparacion, el capital para producir crudo en alta mar es en promedio de $12,000 [US$/Bbl/dia] en los
paises antes mencionados. Con esto podemos resumir que la explotacion de crudo pesado y extrapesado

es en promedio dos veces mayor que el capital invertido en crudos medianos o ligeros.
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Figura 2.5.1 Comparativo entre costos promedio de operacion por pais (Modificado de Makogon, 2019).

Una gran ventaja del crudo pesado y extrapesado es que, debido a la cantidad de recursos
involucrados, la explotaciéon es a largo plazo; por ejemplo, la produccion en promedio de algunos
proyectos es de 35 afios. Eso permite tanto al Estado como a las compafiias petroleras asegurar una cierta
cantidad de ingresos del crudo durante un largo periodo de tiempo. Ademas, los proyectos a largo plazo
tienen la ventaja de ser mas independientes de la fluctuacion del precio del petréleo que los proyectos a
corto plazo. De hecho, en la década de los 90’s la decision de lanzar multiples proyectos alrededor del
mundo fue tomada cuando el precio del petréleo era particularmente bajo (Modificado de Abdel-Aal y
Alsahlawi, 2013). En la Figura 2.5.2 se observa la fluctuacion en los precios del crudo en México,
demostrando la volatilidad de los precios y la importancia de definir estrategias en los proyectos

petroleros.
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Figura 2.5.2 Precios del Crudo [US$/Bbl] en México de Enero 1990 - Agosto 2020 (SIE y PMI, 2020).

El precio del crudo y su variacion en el tiempo se ha convertido en uno de los rasgos dominantes
de laindustria petrolera, ya que la incertidumbre sobre su precio a futuro constituye un riesgo de inversion
considerable. La industria petrolera es un negocio Unico ya que los subproductos del crudo son
especialmente Utiles para los sistemas econdmicos, militares y politicos modernos. Sin embargo, hay

algunos puntos destacables:

1. Laproducciony el procesamiento del crudo son sumamente costosos en capital.
2. Lainversion conlleva un riesgo considerable.

3. Los prospectos vislumbrados pueden verse socavados por el éxito de la exploracion.

Por tal motivo, la competencia y la rentabilidad de los proyectos puede llegar a ser impredecible.
Conjuntamente, el mercado del petrdleo es completamente internacional; involucrando a casi todos los
paises como consumidores y mas de 40 como productores importantes, lo que conduce a un mercado

mundial donde los precios son similares y se encuentran interconectados en todo el mundo.
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Capitulo 3. Aseguramiento de flujo en la produccion de
crudos pesados y extrapesados

Existen varios métodos por los cuales la recuperacion no térmica de los crudos pesados y extrapesados
puede lograrse. Estos métodos van desde la recuperacion primaria; en la que la energia del yacimiento
permite que el aceite fluya desde el pozo sin ayuda, a métodos de recuperacion mejorada en los que se
debe agregar energia al yacimiento para producir crudo pesado y extrapesado. De hecho, los crudos
pesados y extrapesados tienden a abarcar un amplio rango de viscosidad desde liquidos méviles hasta los
de dificil flujo, sin embargo, el efecto del método en las propiedades del crudo y en el yacimiento deben

considerarse antes de la aplicacion (Speight, 2013).

Ademas de tomar en cuenta la informacion anterior no importa cual sea el método de recuperacién

o0 de produccion usados, los gastos de produccion dependen de una serie de factores tales como:

e Geometria del yacimiento, principalmente espesor de formacion y continuidad del yacimiento.
e Presion del yacimiento.

e Profundidad del yacimiento.

e Tipo de roca (facies) y permeabilidad.

e Saturaciones y propiedades de los fluidos.

e Grado de fracturamiento, numero de pozos y sus ubicaciones.

e Relacion de la permeabilidad de la formacion a la viscosidad del aceite.

En campo los operadores pueden aumentar la produccion sobre lo que naturalmente ocurriria por

tales métodos como fracturar el yacimiento para abrir nuevos canales de flujo y disminuir la caida de
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presion, inyectando gas 0 agua para aumentar la presion del yacimiento o disminuir la viscosidad del

aceite, y con calor o productos quimicos.

La produccién de crudo pesado y extrapesado ha aumentado en los Gltimos afios y se espera que
aumente en el futuro debido al déficit esperado de la oferta en crudos medianos y ligeros. Las vastas
reservas de crudo pesado y extrapesado disponibles en varias partes del mundo son cada vez mas
importantes como una fuente probable de energia para desarrollar en el futuro. Si el potencial y la
promesa de este tipo de hidrocarburos se materializan dependeran totalmente de la evolucion de las
tecnologias y métodos de recuperacion apropiados para la gama tan amplia de condiciones tanto de
yacimientos como de produccion en las que se encuentran inmiscuidas, siempre tomando en cuenta el

beneficio social y el cuidado al medio ambiente (Modificado de Cherepanov, 2014).

3.1 Problematicas asociadas a la produccion de crudos

pesados y extrapesados

El crudo pesado se produce comercialmente por recuperacion primaria, inyeccion de agua y métodos de
recuperacion mejorada de aceite (Enhanced Oil Recovery por sus siglas en inglés, EOR). En un
yacimiento el aceite crudo pesado y extrapesado a menudo es muy viscoso (a menos que la temperatura
del yacimiento sea alta) y no fluye facilmente, por lo que se utilizan ciertas metodologias para mitigar o
disminuir este problema. Los métodos tradicionales de recuperacion de aceite, tales como métodos
primarios y secundarios, usualmente no son aplicables al crudo pesado o, si son aplicables, es comun
omitir tales métodos y proceder a los métodos de recuperacién mejorada. Sin embargo, lo que se aplica
a un yacimiento de crudo pesado no necesariamente puede ser aplicado a otro yacimiento (Abreu et al.,
1985).

La cantidad de aceite que se puede recuperar depende de varios factores que incluyen la
permeabilidad de la roca, la presion de la formacion y la viscosidad de los fluidos, entre otros. Cuando
las rocas del yacimiento se encuentran en condiciones de mucha presion, existiendo una permeabilidad
extremadamente baja; como en las lutitas, generalmente el aceite no puede fluir a través de la roca, pero
cuando son permeables; como en las arenas, el aceite fluye libremente. El flujo de aceite es a menudo
ayudado por las presiones naturales que lo rodean; como la presion de algun acuifero asociado, del
casquete de gas o del mismo gas presente en el aceite y por supuesto, por la fuerza de gravedad. Por otra

parte, la enorme variabilidad geoldgica de los distintos tipos de yacimientos conduce a definir distintos
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perfiles de produccion. Los yacimientos de crudo pesado se pueden desarrollar a niveles significativos
de produccion y se mantienen por largos periodos de tiempo debido a su tipo de empuje predominante,
mientras que los yacimientos de gas declinan rapidamente por las condiciones mismas del hidrocarburo

y de su medio.

La busqueda para producir crudo pesado es un problema global, sin embargo, en muchos casos
el hidrocarburo no presenta las condiciones que son tipicas para los crudos pesados; como que el aceite
Viscoso se mantiene en arenas poco profundas y permeables, ahora los campos de interés de explotacién
incluyen carbonatos fracturados, localizaciones offshore cada vez mas profundas y geol6gicamente mas
complejas. Estas nuevas configuraciones introducen nuevos retos, que incluyen vias altamente

permeables y limites de acceso al yacimiento.

3.2 Métodos no térmicos de recuperacion de crudos pesados

y extrapesados

3.2.1 Recuperacion primaria

El comportamiento de recuperacidn primaria esta regido por las fuerzas que intervienen en el flujo de
fluidos a través de un medio poroso: fuerzas viscosas, gravitacionales y capilares. Este proceso es
caracterizado por la variacion de la presion en el yacimiento, los ritmos de produccion, la relacion gas-
aceite, la afluencia del acuifero y la expansion del casquete de gas. Los factores que afectan el
comportamiento del yacimiento son las caracteristicas geoldgicas, las propiedades roca-fluido, la

mecénica de fluidos y las instalaciones de produccion.

La recuperacién primaria de crudo pesado no presenta un enfoque habitual ya que las técnicas se
basan completamente en las fuerzas naturales dentro del yacimiento y, aunque la recuperacion primaria
es ampliamente aplicable a la recuperacion de crudo mediano y ligero, es menos aplicable al crudo pesado
(Satter y Thakur, 1994). En yacimientos de alta temperatura que mantienen al crudo pesado
suficientemente fluido, la recuperacion primaria se aplica sin problemas. Las caracteristicas de los
mecanismos de produccién primaria se enlistan en la Tabla 3.2.1 y en la Figura 3.2.1 se observa el

porcentaje de la contribucion de la recuperacion primaria dependiendo de los diferentes tipos de empuje.
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Tabla 3.2.1 Caracteristicas de los mecanismos de produccion primaria (CNH, 2012).

. Presion del Relacion Gas- Produccion de L i
Mecanismo yacimiento Aceite (RGA) Agua Eficiencia Comentarios
Declina rapida Ninguna
. . 1-10%
Expansion y Permanece bajay (excepto en Promedio: -
roca-fluidos continuamente  constante yacimientos con 306 '
Pi>Po alta Swi)
L . . Ninguna .
. Declina rapido  Primero baja, luego 5-35% Requiere bombeo
Empuje por S (excepto en . .
. y sube a un maximo y g promedio: al comienzo de la
gas disuelto . yacimientos con i
continuamente  cae nuevamente alta Sui) 20% produccion
Wi
_ Aum_enta 20-40% La surgencia de
Empuje por . continuamente en .. gasenzonas
Declina lento y - Ausente o Promedio:
casquete de continuamente  P°Z0S terminados en insianificante 25% o estructuralmente
gas zonas estructurales g MAS bajas indica este
altas empuje
Los pozos
Permanece alta terminados en
X - N calculado por
. y essensiblea  Permanece bajasila zonas 35-80% .
Empuje por iy, - .. balance de materia
; la produccion  presion permanece estructuralmente  Promedio:
acuifero . : cuando W, no se
de aceite, gasy alta bajas producen 50% .
considera
agua agua
rapidamente
Permanece baja en Cuando k>200 mD
. Declina rapido 4] 40-80% y el angulo del
Segregacion pozos terminados en  Ausente o . o o
bor y e Promedio: yacimiento > 10°y
gravitacional . zonas estructurales insignificante X
continuamente 60% la po es baja (<5
altas cP)
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Influencia de los mecanismos de produccién primaria;
Factor de recuperacion vs. Presion original de yacimiento
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Figura 3.2.1 Influencia de los mecanismos de produccion primaria; Factor de recuperacion vs. Presion original
de yacimiento (Satter-Thakur, 1994).

Los mecanismos de produccion de aceite pesado por empuje de gas no estan completamente
aclarados y, en consecuencia, es dificil optimizar la recuperacion primaria. Sin embargo, los temas de
produccién primaria no deben ser descartados del todo ya que la produccidn de este tipo de hidrocarburos
es mayor en algunos yacimientos que la estimada en yacimientos convencionales (Pooladi-Darvish y
Firoozabadi, 1999).

Dicho esto, los operadores intentaran producir tanto crudo pesado como sea posible mediante
métodos de recuperacién primaria (produccion en frio), pero esto depende de la fluidez del crudo que, a
su vez, depende de la temperatura del yacimiento. El término produccion en frio se refiere al uso de
técnicas de operacion y equipos de bombeo especializados para producir agresivamente yacimientos de
crudo pesado sin aplicar calor. Esto fomenta la produccion asociada de grandes cantidades de los

yacimientos no consolidados que a su vez da como resultado una mayor produccion de crudo pesado.

En resumen, la recuperacion primaria en yacimientos de crudo pesado y extrapesado pueden ser
tan altos como el 20% pero a menudo son mas bajos. Cuando termina la recuperacion primaria todavia
hay una cantidad significativa de aceite remanente en el yacimiento y éstos han sido despojados de su
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energia natural. Para recuperar aceite adicional la energia del yacimiento tiene que reponerse, y luego el

crudo debe ser desplazado para poner en produccion los pozos (CNH, 2012).

3.2.2 Recuperacion secundaria

El proceso de recuperacion secundaria consiste en agregar energia a la que naturalmente tiene el
yacimiento con el fin de proveer un empuje adicional mediante la inyeccién de fluidos en forma
inmiscible (gas, agua y combinacion agua-gas). Incluso en yacimientos convencionales, grandes
cantidades de aceite pueden quedarse dentro del yacimiento después de la produccion primaria debido a
que la presién natural del yacimiento ha disminuido hasta el punto en que no puede hacer fluir el aceite
hasta la superficie. Cuando se trata de yacimientos de crudo pesado y extrapesado, aproximadamente el
90% del volumen de aceite original puede quedarse en el yacimiento debido a las caracteristicas de los

fluidos y del yacimiento como tal (De Ferrer, 2001).

La recuperacion secundaria utiliza diversas técnicas para ayudar a recuperar aceite de yacimientos
agotados o de baja presion. Al implementar un proceso de recuperacion secundaria se busca reemplazar,
total o parcialmente, un mecanismo primario por uno secundario, basado en un desplazamiento
inmiscible. La efectividad y rentabilidad de este reemplazo, en cualquier etapa de la vida productiva del
yacimiento, determina el momento 6ptimo para iniciar un proceso de inyeccion de fluidos (Abreu et al.,
1985).

3.2.2.1 Inyeccion de agua

La inyeccion de agua (Waterflooding) tuvo sus comienzos en la ciudad de Pithole, al oeste de
Pennsylvania, en 1865. Esta actividad ocurrié accidentalmente cuando el agua, proveniente de algunas
arenas acuiferas poco profundas o de acumulacidon de agua superficial, se movia a través de las
formaciones petroleras, entrando en los intervalos productores de los pozos perforados incrementando la
produccién de crudo en pozos vecinos (Forrest, 1982). Inicialmente se pensaba que la funcion principal
de la inyeccion de agua era la de mantener la presion del yacimiento y no fue sino hasta los primeros
afios de 1890 cuando los operadores notaron que el agua que habia entrado a la zona productora habia

mejorado la produccion.

La inyeccion de agua ha sido por muchos afios el método dominante que involucra la inyeccion

de fluidos. Su popularidad se explica por:
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e Larelativa facilidad con la que se inyecta debido a la carga hidrostatica que se logra en el pozo
de inyeccion.
e Lafacilidad con que el agua se extiende a través de una formacion productora.

e Laeficiencia del agua para desplazar aceite.

Este método se utiliza para prevenir y contrarrestar la baja presién en el yacimiento: el agua
reemplaza al aceite que ha sido producido, manteniendo los gastos de produccion y procurando una
presion constante (De Ferrer, 2001). La inyeccion de agua ha resultado un método exitoso en sélo algunos
yacimientos con crudos de altas viscosidades, sin embargo, puede ser usado como método de
mantenimiento de presion en yacimientos de crudo pesado y extrapesado. La recuperacion incremental

va desde 2 a 20% utilizando dicho método.
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Tabla 3.2.2 Tipos de Inyeccion de Agua y sus particularidades (De Ferrer, 2001).

Tipo de - . .
PO O Caracteristicas Ventajas Desventajas
Inyeccion
No se utiliza toda el
agua para desplazar al
No requiere de la hidrocarburo
La inyeccion es perforacion de pozos No es posible lograr un
directamente en el adicionales seguimiento detallado
el acuifero o cerca del No requiere descripcién del frente de invasion
Periférica o e
tradicional contacto agua- detallada del yacimiento Puede fallar por mala
aceite, por lo que i6 icacio
(externa) p q Recuperacion alta de comunicacion entre la

no se requiere
buena descripcion
del yacimiento

aceite con poca
produccién de agua
Reduccion de costos por
el manejo de agua

periferia y el centro del
yacimiento

La recuperacion de la
invasion es a largo
plazo por la lentitud
del procedimiento

El agua se inyecta
dentro de la zona
de aceite. Se
emplea en
yacimientos con
poco buzamiento y

Produce una invasion
mas rapida en
yacimientos
homogéneos, de bajos
buzamientos y baja
permeabilidad efectiva
con alta densidad de

Requiere una mayor
inversion en

Dispersa o en Una aran superficie pozos comparacion con la
arreglos g P ' Rapida respuesta del inyeccion externa
. A fin de obtener un . .
(interna) yacimiento Exige mayor

barrido uniforme,
los pozos
inyectores se
distribuyen entre
los pozos
productores

Elevada eficiencia de
barrido

Buen control de frente
de invasién
Disminuye el efecto
negativo de las
heterogeneidades

seguimiento y control
Es mas riesgosa

3.2.2.2 Inyeccion de gas

Para hablar de inyeccion de gas debemos entender el concepto de miscibilidad. La miscibilidad es un
fendmeno fisico que consiste en la mezcla de dos fluidos en todas proporciones sin que se forme entre
ellos una interfase. Se dice entonces que un fluido es solvente del otro. La miscibilidad se debe a que las
fuerzas de atraccion de carécter electroquimico que se ejercen entre las moléculas de dos fluidos son
iguales o mayores que aquellas que acttan entre las moléculas de un mismo fluido; el proceso de mezcla
resultante eliminara la interfase original. Una condicidn para que dos fluidos sea miscibles es que exista
cierta afinidad quimica entre ambos. La mezcla no es un fendbmeno quimico ya que no hay reaccion de
este tipo (De Ferrer, 2001).
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La inyeccion de gas natural fue el primer método sugerido para mejorar la recuperacion de
hidrocarburos y se utilizd inicialmente a comienzos de 1900 con fines de mantenimiento de presion.
Posteriormente se llevaron a cabo otras aplicaciones que fueron calificadas como proyectos de
recuperacion secundaria, ya que el gas inyectado, ademas de aumentar la energia del yacimiento, debia

desplazar el crudo (Speight, 2013).

La inyeccion de gas consiste en reinyectar gas natural en un yacimiento, tipicamente el yacimiento
contiene tanto gas natural como petroleo crudo, todo con el fin de aumentar la presion dentro del
yacimiento y asi inducir el flujo de crudo, o bien secuestrar el gas que no puede ser exportado. Este
método no debe ser confundido con el Sistema Avrtificial de Produccién denominado Bombeo Neumatico
(Gas Lift), donde se inyecta gas por el espacio anular del pozo para aligerar la columna hidrostatica.

Después de que el crudo ha sido bombeado, el gas natural se recupera.

El gas natural u otros gases inertes hacen que la presion aumente en el pozo, causando asi que
mas moléculas de gas se disuelvan en el aceite disminuyendo su viscosidad y por lo tanto aumentando la
produccién del pozo. El aire no es adecuado para la inyeccion en los pozos porque tiende a causar

deterioro del aceite; por lo tanto, se utiliza dioxido de carbono o gas natural para presurizar el pozo.
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Tabla 3.2.3 Tipos de Inyeccion de Gas y sus particularidades (De Ferrer, 2001).

Tipo de

) Caracteristicas Ventajas Desventajas
Inyeccion
La eficiencia de
recuperacién mejora
La inyeccion se muy poco o0 nada como
realiza dentro de la consecuencia del
zona de aceite. Se relieve estructural o el
aplica en drene gravitacional
yacimientos Es posible orientas el La eficiencia de
homogéneos, con gas inyectado hacia la barrido es inferior a la
poco buzamiento, Zonha mas apropiada que se logra con la
Interna o relativamente La cantidad de gas inyeccion externa
dispersa delgados, con inyectado puede Los canales formados
empuje por gas en optimizarse mediante el por la alta velocidad de
solucion y sin capa control de la produccion flujo originan que la
de gas inicial. Por e inyeccion de gas eficiencia de la
eso, Se requiere un recuperacion sea
numero elevado de inferior que la externa
puntos de La cantidad de pozos
inyeccion. de inyeccion requerida
aumenta el costo de
operacion
rLeé;;i?;egr?;n s Se requigr.e de buer_1a
casquete de gas, ya 3 permeabl_lld_ad vertical
S ’ En comparacion con la en el yacimiento
sea primario o . o )
secundario. Se inyeccion interna Es necesario controlar
. presenta mayor la produccion de gas
aplica en eficiencia de barrido libre de la zona de
yacimientos de alto . .
Externa Los beneficios aceite

relieve estructural,
con altas
permeabilidades
(>200 [mD]) y la
cantidad de pozos
depende de la
inyectividad

obtenidos de la
segregacion
gravitacional son
mayores

Las intercalaciones de
lutitas, asi como las
barreras son
inconvenientes para la
inyeccion de gas
externa

3.2.3 Recuperacion mejorada (EOR)

La recuperacion mejorada se refiere a la recuperacion de aceite obtenida al inyectar materiales que
normalmente no estan presentes en el yacimiento, o materiales que cominmente estan en el yacimiento
pero que son inyectados a condiciones especificas con el fin de alterar considerablemente el
comportamiento fisicoquimico de los fluidos del yacimiento. Esta definicion abarca todos los procesos
de recuperacion (desplazamiento de fluidos, fase de remojo; donde el pozo se cierra durante varios dias

para permitir una distribucion uniforme del calor, e intervenciones a pozo), y considera muchas
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sustancias para la recuperacion de aceite. Es importante sefialar que los métodos de EOR no se restringen

a métodos de una etapa de produccién dada (primaria, secundaria o terciaria) (CNH, 2012).

Los metodos de recuperacion mejorada van un paso mas allad y confian en procedimientos que
reducen la viscosidad del aceite para incrementa la produccion, en comparacion con los métodos de
recuperacion primaria y secundaria. Convencionalmente, la recuperacion terciaria comienza cuando la
recuperacion secundaria no es suficiente para continuar la produccion adecuada, pero solo cuando el
aceite todavia se puede extraer de forma rentable. Esto depende del costo del método de extraccion vy el
precio actual del petréleo crudo. Cuando los precios son altos, se recuperan los pozos que antes no eran
rentables en produccion y cuando los precios son bajos, la produccion se reduce.

Para el caso del crudo pesado y extrapesado, la recuperacion mejorada se inicia antes de las
técnicas de recuperacion secundaria para sostener la produccion. De hecho, la recuperacion mejorada es
el método habitual para la recuperacion de crudo pesado y extrapesado y, en cierta medida, también se
define como recuperacion avanzada (IOR), aunque estos términos también se aplican a los métodos

secundarios.

Los hidrocarburos en los que se pueden aplicar técnicas de EOR tienen un amplio rango de
caracteristicas fisicoquimicas: desde crudos volatiles con altas gravedades API y baja viscosidad hasta
crudos con gravedades API muy bajas y de viscosidad muy alta. Asimismo, pueden estar almacenados
en depdsitos con caracteristicas geoldgicas diversas: desde yacimientos carbonatados de baja
permeabilidad en profundidades considerables, hasta formaciones de arenas someras.

Por lo anterior, los métodos de EOR pueden aplicarse casi en cualquier tipo de sistema roca-
fluido. Los métodos de recuperacion mejorada se pueden clasificar en dos grandes grupos principales:
térmicos (inyeccion de vapor, agua caliente y combustion) y no-térmicos (inyeccion de quimicos como

surfactantes, polimeros y alcalis e inyeccidn de gases miscibles) (CNH, 2012).
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Métodos de
Recuperacion
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[ 1
Térmicos No Térmicos
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Figura 3.2.2 Clasificacién de los Métodos de Recuperacion Mejorada (EOR) (CNH, 2012).

3.2.4 Esquema tradicional de métodos de recuperacion

A través del tiempo se cred un paradigma operativo que prescribia que la explotacion de un yacimiento
iniciaba con la recuperacion primaria (mecanismos naturales de produccion como: expansion del sistema
roca-fluidos, expansién del gas en solucion, empuje del acuifero, expansidn del casquete de gas asociado
o0 drene gravitacional, o0 mediante sistemas artificiales de produccion). Posteriormente, una vez agotada

una fraccion importante de la energia propia del yacimiento, se continuaba con la recuperacion
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secundaria: meétodos para aumentar o mantener la energia natural del yacimiento al inyectar agua y/o gas
bajo condiciones inmiscibles para mantenimiento de presion. Finalmente, al concluir los dos anteriores,
se procedia con la recuperacion terciaria: cualquier técnica usada después de la recuperacion secundaria.
Este paradigma de etapas cronoldgicas debe superarse para incorporar el EOR desde etapas tempranas

en la explotacion de los yacimientos que asi lo requieran (CNH, 2012).

Recuperacién Primaria

Recuperacion Secundaria

- Expansion del sistema

roca-fluidos - Recuperacion Mejorada
Mantener la energia natural

- Gas en solucion del yacimiento con la
- Empuje del acuifero inyeccion de agua y/o gas|Cualquier técnica usada
- Expansi6n del casquete de | Pajo condiciones inmiscibles | después de la recuperacion
gas secundaria:
- Drene gravitacional - Miscible
- Térmica
- Quimica

Figura 3.2.3 Esquema tradicional de métodos de recuperacién (CNH, 2012).

Por lo anterior, los procesos de recuperacion de hidrocarburos deben ser vistos como alternativas
adicionales de recuperacidn y no como etapas secuenciales de recuperacion. Con base en las propiedades
del sistema roca-fluidos del yacimiento y en los precios del hidrocarburo se puede seleccionar el tipo de
recuperacion adecuado y en el momento oportuno, a fin de alcanzar el factor de recuperacién final que
proporcione el mayor beneficio técnico-econdmico al término de un proyecto de recuperacion de
hidrocarburos (CNH, 2012).

3.3 Métodos térmicos de recuperacion de crudos pesados y

extrapesados

La necesidad que se tiene de explotar los yacimientos de aceite pesado y extrapesado alrededor del mundo
ha originado el desarrollo de los métodos térmicos de recuperacién. La aplicacion de métodos térmicos

de recuperacion se centra en reducir la viscosidad del aceite y aumentar la movilidad. La viscosidad del
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crudo pesado y extrapesado disminuye rapidamente con temperaturas altas; por lo tanto, se puede requerir

calor externo para poner en produccion el pozo (Sahni et al., 2000).

Por conveniencia, se supone que antes del agotamiento de la energia del yacimiento, el crudo
convencional es producido por técnicas de recuperacion primaria y secundaria, mientras que el crudo
pesado y extrapesado requiere (en la mayoria de los casos) una aplicacion inmediata de las técnicas de
recuperacion mejorada. En algunos casos, la mayoria del crudo pesado y extrapesado del subsuelo no
fluird hacia un pozo de manera suficiente para que sea econdmicamente rentable. Los métodos de
recuperacion térmica implican calentar el yacimiento, reduciendo asi la viscosidad del crudo permitiendo

que fluya hacia el pozo (Itoh et al., 1994).

El vapor de alta temperatura se usa comunmente para aportar calor a la formacién. La relacion de
aceite-vapor (Steam-Oil Ratio, SOR) o la relacidn de aceite-combustible (Fuel Oil Ratio, FOR) es una
medida importante de la energia requerida para producir crudo pesado; un SOR de 7 significa que siete
barriles de agua (convertidos a vapor) son necesarios para producir un barril de aceite (Alvarado y
Banzer, 2002).

Es usual decir que los métodos térmicos de recuperacion tienen éxito porque tienden a reducir la
viscosidad del crudo; sin embargo, hay varios factores importantes relacionados con la quimica del
petrdleo y las interacciones que tiene éste con la roca, mismas que desempefian un papel importante en
la recuperacion de crudo pesado. Antiguamente la aplicacién de calor a los yacimientos de aceite s6lo se
hacia con fines de limpieza, para eliminar bitimenes o parafinas depositadas en las paredes de los pozos,
ya que estas incrustaciones disminuian la productividad de los pozos. Estos métodos pueden clasificarse

en tres grupos diferentes:

1. Los que usan calentadores en el fondo del pozo
2. Lainyeccidn de fluidos calientes ya sea agua 0 vapor
3. Los que originan la formacion de un frente de combustién que se desplaza lentamente a traves

del yacimiento por un suministro continuo de aire (combustion in situ)

3.3.1 Calentadores de fondo

Los calentadores de fondo se han usado en operaciones de campo en la industria petrolera desde 1865, a
escasos seis afios después de la perforacion del pozo Drake. Tienen la ventaja de que son faciles de

operar, pero el ritmo de generacion de calor es relativamente pequefio (100,000-150,000 [BTU/hora]),
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comparado con el que se proporciona al yacimiento en un proyecto de inyeccion de vapor, el cual
sobrepasa normalmente los 20,000,000 [BTU/hora] (Alvarado y Banzer, 2002).

3.3.2 Inyeccion de fluidos calientes

La inyeccion de fluidos calientes constituye otra forma de método térmico de recuperacion de crudos
pesados y extrapesados. En este caso el calor es generado en la superficie y es inyectado al yacimiento a
través de pozos inyectores. Los liquidos inyectados van desde el agua (tanto liquido y vapor) y aire, a
otros como gas natural, dioxido de carbono, gases de escape, e incluso disolventes (Pooladi-Darvish y
Firoozabadi, 1999). Cabe sefialar aqui que, si el vapor de agua se inyecta en el yacimiento, el proceso

seria designado como inyeccion de vapor.

3.3.2.1 Inyeccion de agua caliente

En su forma mas simple, la inyeccion de agua caliente implica el flujo de sélo dos fases: agua y aceite.
La inyeccion de agua caliente es basicamente un proceso de desplazamiento en el que el crudo se desplaza
inmisciblemente, dicho procedimiento va dirigido a beneficiar las condiciones de relacién de movilidades
aceite-agua en las cercanias de los pozos inyectores. A excepcion de los efectos de la temperatura y el
hecho de que generalmente se aplican a crudos relativamente viscosos, la inyeccion de agua caliente
tiene muchos elementos en comin con los métodos de inyeccion de agua convencionales
(Waterflooding). Debido a la presencia generalizada de agua en todos los yacimientos de aceite, la
inyeccion de agua caliente debe ocurrir hasta cierto punto en todos los métodos térmicos de recuperacion.
Se sabe que la inyeccién de agua caliente contribuye al desplazamiento de aceite aguas abajo, tanto de

los motores de vapor como de la combustién en las unidades de bombeo (Alvarado & Banzer, 2002).

En la inyeccion de agua caliente, el borde de ataque del agua pierde calor tan apresuradamente
que alcanza de manera acelerada la temperatura inicial del yacimiento. En este método, la movilidad del
aceite original es la del aceite sin calentar en la parte superior del borde de desplazamiento frontal. Por
otro lado, la viscosidad del agua caliente inyectada es mas baja que en los procesos convencionales de
inyeccion de agua (Waterflooding). Asi, la relacion de movilidad del aceite por delante del frente de
desplazamiento y el agua inyectada cerca del pozo de inyeccion, es menos favorable en procesos de

inyeccién de agua caliente que en los procesos de inyeccion de agua convencionales, 1o que deberia
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resultar en un punto de surgencia un tanto mas rapido que en la inyeccidn de agua caliente (Alvarado y
Banzer, 2002).

Por otra parte, la relacion de movilidad de los fluidos en las zonas calentadas es mas favorable
con la inyeccidn de agua caliente que en las de inyeccion de agua convencional. Esto se traduce en una
mejor eficiencia de desplazamiento de la zona calentada, lo que mejoraria la recuperacion final incluso

cuando la saturacién del aceite residual no disminuye al aumentar la temperatura.

Eficiencia de desplazamiento

Densidad del aceite

Figura 3.3.1 Contribuciones relativas de los mecanismos de recuperacion a la eficiencia del desplazamiento del
aceite por agua caliente: 1. Expansion Térmica; 2. Reduccién de la Viscosidad; 3. Humectabilidad; 4. Tension
Interfacial Aceite-Agua. (Alvarado & Béanzer, 2002).

Normalmente, en la inyeccion de agua caliente, el agua se filtra y se manipula para controlar la
corrosion y la incrustacion vy, si es necesario, es tratada para minimizar la hinchazén de las arcillas en el
yacimiento. La mineralogia compleja de las arcillas debe tenerse en cuenta siempre que esta exista en el

yacimiento.
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3.3.2.2 Inyeccion de vapor

Los procesos basados en la inyeccion de vapor son los mas avanzados en términos de experiencia en
campo y por lo tanto tienen mayor certidumbre en la estimacién de desempefio. Sin embargo, como en
todos los procesos de recuperacion mejorada, se requiere una buena caracterizacion de yacimientos para
su correcta aplicacion. Los procesos de inyeccion de vapor a menudo se aplican en yacimientos que

contienen crudos pesados y extrapesados.

La aplicacion comercial de procesos de inyeccion de vapor ha estado en marcha desde principios
de los afos sesenta. Por el contrario, aunque la combustion in situ ha sido probada en campo bajo una
amplia variedad de condiciones de yacimiento, pocos proyectos han resultado técnica y economicamente

viables para su aplicacién en escala comercial (Cherepanov, 2014).

La inyeccion de vapor vista a nivel de pozos es un método de estimulacion del ritmo de
produccién, en los que las principales dificultades para su explotacidn son debidas a la alta viscosidad
del aceite, que puede o no acompafarse de la depositacion de asfaltenos y/o parafinas en el fondo del
pozo. La estimulacion se consigue al proporcionar al yacimiento una cantidad considerable de calor
usando, para su transporte, vapor de agua. El disefio para la inyeccion de vapor en un caso concreto
enfrenta diversos problemas, muchos de los cuales s6lo pueden resolverse a través de experiencias
obtenidas en casos previos. Especificamente, el disefio de la inyeccion de vapor para el primer pozo
seleccionado en un yacimiento ha de llevarse a cabo desconociendo un buen nimero de pardmetros y
caracteristicas cuya incorrecta suposicion puede conducir a resultados negativos, sin embargo, la primera
prueba debe considerarse como un experimento a través del cual sera posible conocer directamente
algunos criterios y adquirir los elementos de experiencia indispensables para planear adecuadamente la
siguiente inyeccion. La informacion que proporcionan las pruebas de laboratorio siempre resulta

conveniente para contar con una base (Alboudwarej et al., 2006).
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Figura 3.3.2 Escenario ideal para el movimiento de vapor inyectado (Curtis et al., 2003).

En los métodos de inyeccidn de vapor se suministra calor y energia de accionamiento en forma
de vapor inyectado a traves de pozos en el yacimiento de crudo pesado y extrapesado. En la mayoria de
los casos, la presion de inyeccion debe exceder la presion de fractura de la formacién para forzar el vapor
en el yacimiento e inducir el contacto con el aceite. Cuando se haya logrado un calentamiento suficiente,
los pozos de inyeccion se cierran por un periodo de remojo y luego se producen los demas, primero
aplicando la presion creada por la inyeccion. y luego usar bombas a medida que los pozos se enfrian 'y la

produccién disminuye (Alboudwarej et al., 2006).

3.3.3 Procesos de combustion

Este proceso se inicia bajando un calentador o encendedor en un pozo de inyeccion, luego se inyecta aire
por el pozo, y el calentador funciona hasta que se logra la ignicién. Después de calentar la formacion se
retira el calentador, pero se continda la inyeccion de aire para mantener el avance del frente de
combustion. A veces se inyecta agua simultanea o alternativamente con aire, creando vapor que

contribuye a una mejor utilizacién del calor, reduciendo el requerimiento de inyeccién de aire.

Quemar porciones del aceite en el yacimiento para generar calor y desplazar aceite adicional tiene

ventajas en comparacion con otros métodos térmicos de recuperacion. El proceso proporciona resultados
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rapidos, pero elimina los costos y desventajas de generar energia y vapor en la superficie. El proceso

introduce calor al yacimiento inyectando aire, luego iniciando la ignicion en el fondo del pozo.

En algunos casos los gases de combustion también se retienen en el yacimiento. A medida que el
fuego se mueve, el frente en llamas empuja una mezcla de gases de combustion calientes, vapor y agua
caliente, que también ayudan a mover el aceite para producir los pozos. Al igual que los métodos de
inyeccidn de vapor, la combustidn in situ requiere instalaciones en superficie muy especificas (Curtis et
al., 2003).

En el caso de la recuperacion de crudo pesado, la combustion in situ proporciona el calor para
movilizar el crudo y puede proporcionar alguna mejora. En el proceso, se puede inyectar aire seco o aire
mezclado con agua en el yacimiento. En una situacion ideal, el fuego se propaga uniformemente desde
la inyeccidn de aire al pozo productor, moviendo aceite y gases de combustion por delante del frente. El
coque que queda detras del aceite movido proporciona el combustible para el proceso de ignicion. Las
temperaturas en la zona de combustion delgada pueden alcanzar varios cientos de grados centigrados,
por lo que se requiere contar con un monitoreo preciso y las herramientas adecuadas para revisar la

informacion recopilada.
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Capitulo 4. Conduccion y manejo de crudos pesados y

extrapesados

El procesamiento, acondicionamiento o manejo de los hidrocarburos son todos aquellos procesos que se
le aplican al aceite, gas y/o agua para eliminar o remover las impurezas que contienen, con el fin de
aumentar la calidad de los hidrocarburos, proteger las instalaciones superficiales y cumplir con ciertas

especificaciones de transporte, venta y ambientales.

El transporte y manejo de crudos pesados y extrapesados se estd convirtiendo en un tema
importante ya que su produccion esta aumentando actualmente en todo el mundo. Los crudos pesados y
extrapesados se caracterizan por una baja gravedad APl y una alta viscosidad que dificultan su flujo a
través de tuberias. La tecnologia de tuberias convencional esta disefiada para crudos livianos y medianos,
pero la tuberia de crudos pesados y extrapesados pueden ser dificiles de acondicionar y disefiar debido a
las altas viscosidades, a la depositacion de asfaltenos y parafinas, al aumento del contenido de agua de

formacion, contenido de sal y problemas de corrosién (Gudmundsson, 2017).

Actualmente los recursos petroleros son importantes contribuyentes a la produccién de
combustibles liquidos, por lo que resulta esencial darse cuenta de que para los distintos tipos de crudos
hay varios parametros que puede influir en sus propiedades y en el método de explotacién de éstos.
Dichas propiedades son usualmente especificas para el yacimiento en particular en el que el crudo se

encuentra.
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Figura 3.3.1 Representacién del cambio de pardmetros para la explotacion de los diferentes tipos de crudo
(Modificado de Gudmundsson, 2017).

4.1 Transporte de crudos pesados y extrapesados por tuberias

Alrededor del mundo existen varios miles de kilémetros de ductos y tuberias que transportan crudos
pesados, cada tuberia presenta especificaciones diferentes, por ejemplo, algunas tienen revestimiento
térmico para transportar el crudo a una temperatura deseada (Martinez-Palou et al., 2011). Para definir
las estrategias y los métodos de transporte de crudos pesados y extrapesados se toman en cuenta los

parametros mas relevantes que se enlistan a continuacion:

e Velocidad de flujo

e Viscosidad del fluido

e Temperatura del medio y del fluido
e Densidad/Gravedad

e Punto de escurrimiento
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La capacidad de una tuberia depende de las pérdidas de presion entre las estaciones de bombeo y
el punto de donde provengan los fluidos, a su vez, las pérdidas de presion dependen directamente del
didmetro de la tuberia, la longitud, la rugosidad, la velocidad del fluido y el factor de friccion utilizado.
Por tal motivo, para una determinada tuberia con un diametro, longitud y rugosidad dados, la clave en el
juego de las variables sera la velocidad del fluido y el factor de friccion (Gerez y Pick, 1996). Para
determinar la pérdida de carga en una tuberia se puede utilizar la Ecuacién 6.1 que es la expresion de
Darcy-Weisbach:

_five

= ; Ecuacién 4.1.1
D2g

Ah

donde:

Ah: Pérdida de carga [m]

D: Didmetro interno de la tuberia [m]

f: Factor de friccion [~]

L: Longitud del segmento de tuberia [m]
V: Velocidad del fluido [m/seg]

g: Aceleracion de la gravedad [m?/seg]

El factor de friccién (f) varia dependiendo del nimero de Reynolds (Rn) y del régimen de flujo
involucrado, por ejemplo, flujo laminar, critico o turbulento. EI nimero de Reynolds esté en funcion de
la viscosidad (), de la velocidad (V) del fluido dentro de la tuberia y del diametro de ésta (Nikhar, 2010).
Para los distintos regimenes de flujo el factor de friccion puede ser determinado tomando en cuenta las

siguientes formulaciones:
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Flujo laminar

f ==<%; paraR, < 2,000;

Flujo critico
erl.596
f = m; para 2,000 < R, < 2,500;

Primera etapa del flujo turbulento

9.364

= —R3-265; para 2,500 < R,, < 40,000;

Segunda etapa del flujo turbulento

0.157

= R0.188; para Rn > 40,000;
n

donde:

€: Rugosidad de la tuberia [m].

Ecuacion 4.1.2 (Férmula de
Kent)

Ecuacion 4.1.3

Ecuacion 4.1.4 (Férmula de
Heltzel)

Ecuacién 4.1.5 (Féormula de
Heltzel)

Ecuacién 4.1.6 (Féormula de
Colebrook)
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El nimero de Reynolds se determina de acuerdo con la Ecuacion 4.1.7:

R, =—; Ecuacion 4.1.7

donde:
W: Viscosidad [m?/seg]

Analizando las ecuaciones anteriormente mencionadas se puede determinar que la variable
principal de interés para el operador de las tuberias en cuestion de capacidad de flujo es la viscosidad.
Para el disefiador, las principales variables son la velocidad, viscosidad y densidad. EI nimero de
Reynolds es una variable critica utilizada para reducir los riesgos en la degradacion de la tuberia y la
integridad de ésta. La viscosidad y la densidad del crudo varian inversamente respecto a la temperatura,

tal y como se muestra en la Figura 4.1.1.

Viscosidad/Densidad vs. Temperatura
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1.800 0.89
1.600 0.38
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% 083 &
2 600
3 0.82
2
=
400 081
200 0.8
0 0.79
0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100

Temperatura [°C]

—— Viscosidad Cinematica Densidad

Figura 4.1.1 Variacion de la viscosidad y de la densidad respecto a la temperatura (Modificado de Gerez y Pick,
1996).
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4.2 Métodos para el mejoramiento de las caracteristicas de

flujo en tuberias

Las técnicas modernas de produccion en crudos pesados y extrapesados han impactado positivamente en
el valor comercial del crudo, asi como la habilitacion para su extraccion. De estas innovaciones muchos
programas de investigacion fueron implementados alrededor del mundo para superar los problemas de
conduccién y manejo de crudos pesados y extrapesados a través de tuberias para garantizar su flujo en
grandes distancias que separan a los pozos productores y los puntos de venta o de transferencia de

custodia.

Las tecnologias propuestas para el transporte de crudos pesados y extrapesados deberian
disminuir la resistencia al flujo lo suficiente para que los requisitos de bombeo y el diametro de la tuberia
garantice que el proceso sera econdmicamente viable. Varios métodos han sido capaces de proporcionar
estas caracteristicas en el proceso de transporte de crudos pesados y extrapesados, algunos de los cuales
demostraron ser prometedores en pruebas de campo y actualmente estan siendo utilizados, mientras que

otros aun estan en desarrollo (Nikhar, 2010).

Los métodos mas importantes para transporte de crudo pesado y extrapesado se pueden dividir
en cinco categorias principales: calefaccidn, dilucion, mejora parcial y emulsion (transporte lubricado) y
flujo anular . Mientras que el calor, la dilucion y la mejora parcial son métodos dirigidos a reducir la
viscosidad del aceite modificando su microestructura, la emulsion (flujo lubricado) y el flujo anular
reducen los efectos de las pérdidas de presion por friccién causados por el aceite viscoso, dichos efectos
resultan de la produccion y transporte del crudo y se indica como una tecnologia emergente para

reemplazar los procesos convencionales actualmente utilizados en la industria (Saniere et al., 2004).
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Tabla 4.2.1 Comparativa entre los métodos para el mejoramiento de flujo (Saniere et al., 2004).

Emulsion
Requerimientos Calefaccion Dilucion Mejora parcial (transporte Flujo anular
lubricado)
Diametro de
tuberia Normal Grande Normal Grande Normal
requerido
Corrosion Probablemente No requiere No requiere Probablemente  Probablemente
. Alta (Sistema Alta Normal/Alta Normal/Alta
Inversion Normal S . .
adicional (Calentadores) pa_rale_lg de (Refinacion en (Slste_mg de (Slstgmg de
dilucién) campo) abastecimiento)  abastecimiento)
Problemas Fuente No es - Tratamiento de Tratamiento de
ambientales eléctrica especifica No es especifica aguay agua
separacion
Meétodos tradicionales Métodos para desarrollar

4.2.1 Calefaccion

Como la viscosidad disminuye muy rapidamente al aumentar la temperatura, la calefaccion es un método
atractivo para mejorar el flujo de los crudos pesados y extrapesados, sin embargo, el disefio de una tuberia
con calefaccién no es facil ya que implica muchas consideraciones, como la expansion de las tuberias,
numero de estaciones de bombeo y calefaccion, pérdidas de calor etc. Otras consideraciones importantes
son los costos altos que implica la instalacion de este método y el incremento del grado de corrosion en
la cara interna de la tuberia debido a la temperatura. Ademas, se ha demostrado que la calefaccion en
tuberias puede inducir cambios en la estructura coloidal de los crudos pesados y extrapesados,

empeorando sus propiedades reolégicas (Nikhar, 2010).

4.2.2 Dilucion

Mezclar el crudo pesado y extrapesado con crudos mas livianos resulta un método avanzado para mejorar
su movilidad. Dicho metodo se llama dilucion. Usualmente se utilizan condensados, nafta, queroseno y
crudos mas ligeros para que el método se lleve a cabo. Puesto que existe una relacion exponencial entre
la viscosidad resultante de la mezcla y la fraccion de volumen diluyente, se concluye que es un método
eficiente, esto se ejemplifica en la Figura 4.2.1. Sin embargo, para alcanzar limites aceptables para el
transporte, una fraccion tan alta como 30% en volumen diluyente es necesario para realizar el proceso, e

implica gran capacidad en la tuberia, capacidad de bombeo y disponibilidad del diluyente. Reciclar el
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diluyente puede ser una solucion, pero se requiere de una gran inversion para instalar un oleoducto

adicional.
Volumen de diluyente vs. Viscosidad del crudo diluido
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100
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Fraccion en volumen del diluyente [%]

Figura 4.2.1 Efecto de la dilucién con condensado en la viscosidad del crudo a diferente gravedad API (Saniere
et al., 2004).

4.2.3 Mejora parcial

Este método consiste en modificar la composicion de crudos pesados y extrapesados para hacerlos menos
viscosos. El desarrollo de tecnologias tales como procesos de hidrotratamiento tradicionalmente usados
en refinerias, pueden considerarse para esta metodologia. La mejora parcial elimina contaminantes y
puede reducir o eliminar la necesidad de agregar diluyente para cumplir con las especificaciones de la
tuberia respecto a viscosidad y densidad (Saniere et al., 2004).

4.2.4 Emulsion (transporte lubricado)

El método consiste en dispersar el crudo pesado en agua formando gotitas estabilizadas por surfactantes,
lo que lleva a una importante reduccion de la viscosidad. Una emulsion tipica estd compuesta por 70%

de aceite crudo, 30% Fase acuosa y 500-2,000 [ppm] de aditivos quimicos. La emulsion resultante tiene
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una viscosidad en el rango de 50-200 [cP] a condiciones de operacion de la tuberia y es particularmente

estable (Saniere et al., 2004). Esto se ilustra en la Figura 4.2.2.

100
10
5
£
% 1
: E— 2720 de operacién para
.‘>£ crudos pesados
0.1F
Emulsiones O/W
O .01 | 1 1 1 1 1

2 15 26 37 48 60

Temperatura [°C]

Figura 4.2.2 Reduccion de viscosidad en crudos pesados y bitumen por medio de emulsiones O/W (Saniere et
al., 2004).

4.2.5 Flujo anular

El método de transporte llamado flujo anular (Core Annular Flow) consiste en una pelicula de agua que
rodea el nlcleo de aceite y acta como lubricante para que la presion de bombeo necesaria para el flujo
sea comparable con el flujo de agua sola, reduciendo la caida de presion en la tuberia causada por la
friccion. Las fracciones de agua estan tipicamente en el rango de 10-30%. Se han realizado estudios
tedricos, de laboratorio y pruebas de campo que han demostrado cierta estabilidad en el flujo de este tipo
de configuraciones, conduciendo a un gradiente de presion longitudinal y una caida de presién total

similar al agua en movimiento (Saniere et al., 2004).

El principal problema de esta tecnologia es que los aceites tienden a adherirse a la pared de la

tuberia, lo que lleva a la restriccion y un eventual bloqueo del sistema de flujo. Este tipo de dificultad
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puede mitigarse durante una operacion de paro permitiendo la segregacion de las fases y requiriendo una

gran presion de reinicio.

Agua

)

t

Tuberia

Figura 4.2.3 Esquema de disefio de tuberia que permite el flujo anular en crudos pesados y extrapesados
después de un periodo sin flujo (Modificado de Martinez-Palou et al., 2011).
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Capitulo 5. Caso de estudio

5.1 Contexto Geoldgico Regional de la Cuenca Tampico-

Misantla

5.1.1 Ubicacion

La Cuenca Tampico-Misantla se ubica en el oriente de México y comprende desde el extremo sur del
estado de Tamaulipas hasta la parte central del estado de Veracruz, porciones orientales de San Luis
Potosi, Hidalgo, norte de Puebla y la plataforma continental hasta la isobata de 200 metros. Limita al
norte con la porcién central de la Cuenca de Burgos, al sur con la Cuenca de Veracruz, al oeste con el
frente del Cinturén Plegado de la Sierra Madre Oriental y al este con aguas territoriales en la Provincia
de Cordilleras Mexicanas. La Cuenca Tampico-Misantla cubre un area de 57,170 km? (SLB, 2010).
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Figura 5.1.1 Ubicacion de la Cuenca Tampico-Misantla y principales campos de aceite y gas (SLB, 2010).

5.1.2 Marco tectdnico y geologia estructural

Tecténicamente la provincia geoldgica de Tampico-Misantla ha pasado por varias etapas. A fines del
Tridsico (Rhaetiano) se formaron cuencas que han sido relacionadas al inicio del proceso de rift del Golfo
de México o al tectonismo en la margen occidental con el ancestral océano Pacifico. Durante el Jurasico
Temprano y Medio se presento una etapa de rift que dio lugar a la apertura del Golfo de México. Durante
el Jurasico Tardio y hasta inicios del Cretacico Temprano se presentd la etapa de deriva (drift) con la
formacion de corteza oceanica en la parte central del Golfo de México. La margen pasiva establecida en
la etapa de deriva continud en el Cretacico tras el cese de la apertura del Golfo (SLB, 2010). En la Figura
5.1.2 se ilustran los principales elementos tectdnicos y estructurales que dominan la Cuenca Tampico-
Misantla.
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Figura 5.1.2 Principales elementos tectonicos y estructurales que dominan la Cuenca Tampico-Misantla
(PEMEX, 2010).

Desde finales del Cretacico se inicia la formacion de una antefosa como resultado de la
aproximacion del cinturén de pliegues y cabalgaduras laramidico que dio lugar a la Sierra Madre
Oriental. Las rocas mesozoicas de la parte occidental de la provincia fueron plegadas y cabalgadas al ser
incorporadas al cinturén de deformacion. Esta carga tectonica provocoé la subsidencia por flexura de la
corteza al oriente del cinturén cabalgado y la formacion de la cuenca de antepais (foreland basin) o
antefosa de Chicontepec durante el Paleoceno-Eoceno, parcialmente limitada al este por la Plataforma
de Tuxpan. Tras el cese de la deformacion laramidica y la colmatacion de la antefosa, la provincia pasé
a un dominio de margen pasiva en la que la carga sedimentaria ocasionada por el paquete terciario
depositado sobre la margen continental provoco la subsidencia y el basculamiento de esta provincia hacia
el Golfo de México. El area de afloramientos cenozoicos marinos de esta provincia geoldgica es lo que
se definio originalmente como Cuenca Tampico-Misantla por Lopez-Ramos (1956), limitada al norte por
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el Arco de Tamaulipas, al sur por el Macizo de Teziutlan, al oeste por los afloramientos mesozoicos de
la Sierra Madre Oriental y al este se consideré como limite geogréfico la linea de costa actual del Golfo
de México, si bien actualmente se considera la isobata de 200 metros (PEMEX, 2010).

Geologicamente se reconocen cuatro subprovincias parcialmente superpuestas:

1. La subprovincia mesozoica que incluye principalmente yacimientos en rocas carbonatadas del
Jurasico y Cretacico y que constituyo el basamento de la antefosa terciaria.

2. El frente de la sierra sepultado en el occidente que comprende los pliegues y cabalgaduras
laramidicos en rocas mesozoicas.

3. Laantefosa de Chicontepec con yacimientos en turbiditas del Paleoceno-Eoceno.

4. La plataforma continental del Terciario, con yacimientos de gas en areniscas de plataforma, talud

y cuenca.

Estas subprovincias comparten elementos del sistema petrolero, por lo que se describen de manera
conjunta. Desde el punto de vista estructural, las rocas anteriores al Jurasico Medio estan afectadas por
el fallamiento normal synrift que produjo una serie de bloques basculados y que control6 la distribucion
de las facies almacenadoras jurasicas, lo que se ilustra en la Figura 5.1.3. Algunas de estas fallas fueron
reactivadas en el Jurasico Tardio y Cretacico Temprano pero principalmente durante la deformacién
laramidica desde finales del Cretacico hasta el Eoceno, creando vias de migracion para salmueras de
cuenca e hidrocarburos. En la parte occidental y norte de la provincia los esfuerzos laramidicos
produjeron pliegues y cabalgaduras que crearon fracturas en las rocas jurasicas y cretacicas mas fragiles
y que actualmente estan sepultadas por rocas del Cretéacico Superior y Cenozoico. La subsidencia térmica
y la acumulacién de la cufia sedimentaria cenozoica de margen pasiva provocaron el basculamiento
regional de esta provincia hacia el este. Otro patron estructural relevante son las fallas de crecimiento
sintéticas y antitéticas que afectan a los sedimentos terciarios de la plataforma continental, creando

anticlinales tipo roll-over (SLB, 2010).
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Figura 5.1.3 Seccidn estructural a través de la Provincia Tampico-Misantla y ubicacién de los sistemas petroleros
establecidos: 1. San Andrés (grainstones ooliticos); 2. EI Abra (calizas de plataforma); 3. Tamabra (pie de talud
carbonatado); 4. Tamaulipas Inferior (calizas fracturadas); 5. Tamaulipas Superior-San Felipe (calizas
fracturadas); 6. Chicontepec (areniscas turbiditicas); 7. Mioceno-Plioceno (areniscas de barras costeras) (SLB,
2010).

5.1.3 Marco estratigrafico y ambientes de depdsito

La columna sedimentaria de la Cuenca Tampico-Misantla, ilustrada en la Figura 5.1.4, se puede
clasificar en tres sistemas litoestratigraficos, que son Synrift, Margen Pasiva, Antefosa y Margen Pasiva.
El primer sistema sedimentario esta relacionado con la apertura del Golfo de México, synrift (Jurdsico
Medio-Aaleniano-Calloviano); constituido por conglomerados, areniscas y lutitas de coloracion rojiza,
pertenecientes a la formacion Huehuetepec, depositados posiblemente por corrientes aluviales en fosas
durante el Bathoniano, representando los espesores mas potentes en los depocentros y adelgazandose al
acufiarse contra los altos de basamento, dando origen a las formaciones Tepexic y Santiago. La continua
deriva continental permitio la inundacién con aguas marinas en las areas bajas y limitrofes a los océanos,
dando oportunidad al desarrollo de ambientes mixtos, marinos epicontinentales y plataformas (CNH,
2018).
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Figura 5.1.4 Columna estratigrafica de la provincia Tampico-Misantla (Modificado de COMESA, 2017).
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A partir del Jurasico Medio-Calloviano hasta el Jurésico Tardio-Kimmeridgiano, el hundimiento
de la cuenca estuvo acompafado por un sistema deposicional transgresivo, el cual fue oscilante, dando
lugar a un dominio mixto. Durante la invasion de aguas marinas se desarrolld6 una amplia gama de
ambientes sedimentarios en diferentes areas de la cuenca, depositandose las formaciones San Andrés,
Chipoco y Taman (PEMEX, 2010).

En la etapa de Margen Pasiva (Jurasico Tardio-Oxfordiano y Cretacico Medio-Cenomaniano) una
subsidencia térmica se generalizo en toda la cuenca, formando amplias plataformas marinas en las que
se depositaron potentes espesores de rocas carbonatadas y algunas intercalaciones de arcillas y calizas
arcillosas; las condiciones oscilatorias del nivel del mar mantuvieron una tendencia transgresiva
depositandose las formaciones Pimienta, La Casita, San Marcos, Barril Viejo, Padilla, La Mula, Cupido,
Tamaulipas Inferior, la Brecha Otates y La Pefia (PEMEX, 2010).

Durante el Cretacico Tardio continué el depdsito de Margen Pasiva, formando grandes
plataformas carbonatadas, como la de Tuxpan, constituidas por cuerpos arrecifales, con cambios laterales
en el talud y cuenca, dando origen al deposito de las formaciones EI Abra, Tamabra y Tamaulipas

Superior, siendo éstas del Cretacico Medio-Albiano-Cenomaniano (SLB, 2010).

El sistema litoldgico de Antefosa de finales del Cenomaniano e inicios del Cretacico Tardio-
Turoniano representa un pulso transgresivo que ahoga gran parte de la Plataforma de Tuxpan,
prevaleciendo un ambiente de cuenca, depositandose calizas, calizas arcillosas-carbonosas y lutitas
calcareas, pertenecientes a las formaciones Agua Nueva, San Felipe y Méndez. En el limite de esta
secuencia ocurre un cambio de sedimentacion debido al evento laramidico, depositandose secuencias de
areniscas y lutitas conformadas por las formaciones Velasco, Chicontepec Inferior, Medio y Superior. El
ultimo sistema litolégico de Margen Pasiva consiste en una secuencia progradante de depositos fluvio-
deltaicos en la porcion oriental de la Cuenca Tampico-Misantla, depositandose las formaciones
Guayabal, Chapopote, Tantoyuca, Palma Real Inferior, Palma Real Superior, Coatzintla, Escolin y
Tuxpan, con cambios laterales de facies asociados a las fluctuaciones relativas del nivel del mar (SLB,
2010).

Las facies de plataforma progradaron hasta abarcar la mayor parte de la actual plataforma
continental. En esta zona se depositaron una serie de parasecuencias apiladas constituidas por limolitas
arcillosas y areniscas de grano fino. Sobre la plataforma las areniscas porosas se concentran en los
sistemas de nivel alto (highstand systems tracts) y generalmente corresponden a zonas con altas
amplitudes sismicas (PEMEX, 2010). Dicha esquematizacién de las facies se aprecia en la Figura 5.1.5.
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Figura 5.1.5 Facies que conforman la Plataforma de Tuxpan (PEMEX, 2010).

5.1.4 Marco convencional

Los campos convencionales de gas y aceite estan localizados en los sistemas petroleros del Jurasico
Superior Kimmeridgiano, Cretéacico y Terciario. Los campos principales corresponden a calizas ooliticas
del Jurésico Superior de la Formacién San Andrés. Calizas facturadas del Cretacico Medio en la
Formacion Taméan (Localizado en el extremo de la Plataforma de Tuxpan), y rocas carbonatadas de la
Faja de Oro, la Formacién ElI Abra (Albiano-Cenomaniano). La produccién asociada a los sistemas
petroleros del terciario proviene de canales y l6bulos turbiditicos de las trampas estratigraficas de la
Formacion de Chicontepec y depdsitos de areniscas intercaladas con lutitas de los sistemas petroleros del
Mioceno-Plioceno. Esto se observa en la Figura 5.1.6. Las principales rocas generadoras para la Cuenca
Tampico-Misantla han sido definidas como rocas arcillo-calcareas de Jurasico Superior (Formaciones
Pimienta, Taman y Santiago), y sistemas petroleros del Turoniano-Cenomaniano (Formacion Agua
Nueva) (PEMEX, 2010).
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Figura 5.1.6 Recursos convencionales de la Cuenca Tampico-Misantla (PEMEX, 2010).

En general, el mapa representado en la Figura 5.1.7 permite observar la discretizacion de la
calidad de hidrocarburos, donde la gravedad del aceite tiende a ser mas ligera hacia el Oeste, cambiando
a pesado e inmaduro hacia el Este. Unicamente en la porcion mas proximal con la Sierra Madre Oriental
(pocidn occidental de la Provincia Tampico-Misantla), se tiene la presencia de gas seco, indicando un

mayor sepultamiento y procesos de calentamiento de las rocas generadoras hacia estas porciones de la
cuenca (SLB, 2010).
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Figura 5.1.7 Discretizacion de la gravedad API en la Cuenca Tampico-Misantla (PEMEX, 2010).

5.1.5 Geologia petrolera

En la porcién centro occidental de esta provincia se tienen espesores de 50 a 1,150 metros de lutitas
carbonosas de la formacién Huayacocotla con materia organica precursora de gas y condensado de
submadura a sobremadura. Estas rocas han generado hidrocarburos que se han entrampado en rocas
clasticas de la formacion Cahuasas y de las formaciones Huehuetepec y Tepexic del Jurdsico Medio y
contribuyeron a la carga de rocas almacén del Jurasico Superior, Cretacico y Terciario. Sin embargo,

estudios geoquimicos han determinado que las principales rocas generadoras de esta provincia son del
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Jurasico y corresponden a la formacion Santiago del Oxfordiano con kerdgeno tipo I, 11 'y 1ll, a la
formacion Taman del Kimmeridgiano con kerdgeno tipo Il, y principalmente a las rocas arcillosas de la
formacion Pimienta del Tithoniano con kerdégeno tipo I, las cuales se encuentran actualmente en el pico
de generacion de aceite (SLB, 2010).

Mesozoico Cenozoico

Cretacico Paledgeno Nedgeno

Edad (m. a) / Elementos
Superior Inferior Superior

Paleoceno
Eoceno
Oligoceno
Mioceno
Plioceno
Pleistoceno
Holoceno

140 120 100 80

L o
o

40 20

Fon

Roca generadora

Roca almacenadora

Roca sello

E E E = estratigraficas E Compresidn Dist. grav.  Formaci6n de trampas

Generacion-Migracidn

Figura 5.1.8 Principales sistemas petroleros en la Cuenca Tampico-Misantla (SLB, 2010).

La formacién de trampas por deformacion laramidica ocurrié principalmente en la parte
occidental de la provincia, mientras que la distension gravitacional que produjo fallamiento listrico afecta
a sedimentos terciarios de la plataforma continental en la parte oriental. En el Cretacico los intervalos
con potencial generador corresponden al Horizonte Otates y a la formacion Agua Nueva; sin embargo,
el poco espesor del Otates y la inmadurez del agua nueva les restan importancia (PEMEX, 2010). La
roca generadora activa se distribuye regionalmente identificAndose varios focos de generacién
distribuidos en toda la cuenca. Adicionalmente, hay evidencias de generacién en cantidades menores de
rocas de edad Terciaria. Las rocas jurasicas entraron en la ventana de generacion de aceite y se han
mantenido en ella desde el Cretacico Medio. Las caracteristicas de los sistemas petroleros principales

que han establecido produccion comercial en esta provincia se muestran en la

Tabla 5.1.1.0tros sistemas petroleros que han resultado con producciones menores o
manifestaciones importantes incluyen a los Conglomerados Tajin, grainstones ooliticos de las
formaciones Tepexic y Huehuetepec en trampas estratigraficas por acufiamiento o cambio de facies,
grainstones ooliticos del miembro calcarenitico de la Formacién Tamaulipas Inferior y areniscas
deltaicas de la Formacion Tantoyuca. En el Mioceno Plioceno de la plataforma continental se han
identificado sistemas petroleros potenciales que varian desde complejos de canales y abanicos

submarinos hasta rellenos de cafiones submarinos (Vazquez-Pérez, 2017).
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En la Figura 5.1.9 se muestra una seccién InLine con horizontes y fallas interpretadas de una

seccion de la Cuenca Tampico-Misantla.
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Figura 5.1.9 InLine sobre una seccion de la Cuenca Tampico-Misantla (Elaboracion propia, hecho en Petrel®,

Schlumberger).
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Tabla 5.1.1 Sistemas petroleros convencionales de la Cuenca Tampico-Misantla (SLB, 2019).

Nombre Litologia Sello Trampas hi d-rrtl)ggrotl)euro Campos
Grainstones ooliticos Estratigraficas
dolomiticos, porosidad Calizas (acufiamientos  Aceite ligero
. L P . - contra altos de (Tithoniano- Arenque
San Andrés primariay secundaria  arcillosas basamento Oxfordiano- San Andrés
f(si?nﬁer:?(;e?éno) (Pimienta) cambio de Kimmeridgiano)
g facies)
. - . Estructurales,
Calizas pelagicas Calizas combinadas
Tamaulipas fracturadas arcillosas (anticlinales Aceite pesadoa  Tamaulipas-
Inferior (Tamaulipas Inferior,  (Tamaulipas baio ' ligero Constituciones
Berriasiano-Aptiano)  Inferior, Otates) di gcor dancia)
Calizas fracturadas de Estructurales
Cuencas fracturadas (pliegues y Aceite pesado a -
San Felipe-  (San Felipe-Agua Margas zonas de ligero P Ebano
Agua Nueva Nueva, (Méndez) fractura (Tgithoniano) Panuco
Turoniano- asociadas
Campaniano) a fallas)
Brechas y turbiditas
de talud Calizas Combinadas
carbonatado, arcillosas (por cambio
Tamabra porosidad compactas Igteral Aceite ligero Poza Rica
primaria y secundaria  (Tamaulipas de facies y (Tithoniano) Tres Hermanos
(Tar_nabra, Superior, basculamiento)
Albiano- Agua Nueva)
Cenomaniano)
Arenas carbonatadas . Ace_|te pesado,
b Calizas en tierra,
karstificadas de . .
maraen arcillosas a ligero, Cerro Azul
g . y lutitas (Agua  Estratigréaficas condensado y <
plataforma, porosidad - Santa Agueda
El Abra rimaria Nueva, San (paleorelieve gas Atln
P . Felipe, depositacional)  asociado en la
y secundaria (EI Abra, . Bagre
. Méndez, parte
Albiano- o .
. Terciario) marina
Cenomaniano) (Tithoniano)
Areniscas turbiditicas Estratigraficas y
de . . combl_nadas Aceite pesadoa  Agua Fria
complejos de canal y  Lutitas (cambio lateral ligero Taiin
Chicontepec  abanicos intercaladas de facies, bajo (Tgithoniano— C oJa echaca
submarinos (Chicontepec) discordancia, Terciario) SoIeF()ja q
(Chicontepec, asociadas a
Paleoceno-Eoceno) pliegues)
Areniscas de barras Ie;rlgqil(l)cl)ggf Estructurales
Mioceno- costeras intercaladas (anticlinal de Gas seco y Lankahuasa
Plioceno : . : roll-over, cierre  himedo Sihini
(Mioceno-Plioceno) (Mioceno-
. contra falla)
Plioceno)
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5.2 Estado del Arte del campo

5.2.1 ¢Qué es el Estado del Arte?

El estado del arte es un estudio analitico del conocimiento acumulado que hace parte de la investigacion
documental, la cual se basa en el analisis de documentos escritos. Tiene como objetivo inventariar y
sistematizar la produccion en un area del conocimiento, ejercicio que no debe quedarse tan solo en el
inventario, sino que debe trascender més all&, porque permite hacer una reflexién profunda sobre las
tendencias y vacios en un area especifica (Molina-Montoya, 2005). Una vez explicada la definicion de

este tipo de estudio se puede continuar con el objeto de este trabajo.

5.2.2 Informacidn general

Se conform6 un repositorio de informacion integrando datos contenidos en estados mecéanicos, oficios
de terminacion e informacion adicional en los expedientes de pozos; tales como reportes de perforacion,
reparaciones mayores y menores, pruebas de formacion, pruebas de produccion, pruebas de presion y
algunos informes de geologia, con la finalidad de validar por diferentes fuentes la informacion de pozos
y comenzar a entender el comportamiento general del campo. En funcidn de los oficios de terminacion,
de los resultados obtenidos en las pruebas de formacion y produccién, y de los datos actuales de

produccién de los pozos del campo se discretizé la informacién como se muestra en la Tabla 5.2.1.
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Tabla 5.2.1 Repositorio de informacion del campo (Elaboracion propia).

Informacion General

Formacién El Abra Litologia Facies carbonatadas
Era/Periodo Mesozol:;é)é?oretauco Tipo de trampa Trampa estructural

Informacion del Yacimiento

Ao de descubrimiento 1979 Mecanismo de empuje Expansion roca-fluidos
. Elevacion del terreno
Profundidad [m TVD] 2,976 [m TVD] 80
Datum [m TVDss] -2,941 OWC - [m TVDss] -2,970
o Gradiente de presién
Temperatura [°C] 90.59 [Psi/pie] 0.3376
Puwsi [psia] 3,626.57 Py — [psia] 2,264.42
Informacion del Volumen Original
OOIP [MMBDIs] 37 Net Pay Promedio [m] 35
Fr teorico [%0] +20 Swi [%0] 5
NTG [m] 30 Sw [%0] 35
Area [km?] 5.9 Permeabilidad [mD] 0.1-100
Porosidad [%0] 9

Propiedades de los Fluidos

oo — [PAPI] 10.34 pH del agua 7.4
oi — [CP] 24,000 Salinidad del agua 30.202
[Ppm]
Boi— [RBbI/STB] 1.09327 Rsi — [pie¥/Bbl] 143.637

Datos de Produccion

Ultimo dato de

produccién Septiembre 2019 Puws [psia] 2,996.86
Qo [BPD] 393 Np [MMBDblIs] 6.748
Qw [BPD] 537 Gp [MMMPC] 0.007
FR actual [%] 18 Wp [MMBBDbIs] 2.032
Pozos perforados 7 Corte de agua [%0] +55
Pozos activos 5 Pozos abandonados 2
Pozos inyectores 0 Pozos cerrados 0

5.2.2.1 Ubicacidon geografica

El campo se encuentra ubicado en el estado de Veracruz de Ignacio de la Llave; al Sureste de la ciudad
de Poza Rica de Hidalgo, al Noroeste de la ciudad de Gutiérrez Zamora y al Oeste de la ciudad de

Tecolutla. Estad asociado a un alto topografico con respecto a la cima de la formacion El Abra,
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perteneciente a la Cuenca Tampico-Misantla. El alto es de aproximadamente 1.7 kilometros en la
direccion NW-SE por 1.5 kilémetros en la direccion NE-SW. Tiene un relieve de 80 metros, siendo su

cota méxima de -3,520 metros bajo el nivel del mar.

5.2.3 Descripcion del campo

El campo fue descubierto en el afio 1979. Los datos recuperados de la prueba de produccién asociada al
pozo descubridor del campo se muestran en la Tabla 5.2.2. Cuenta con un total de 7 pozos perforados,
de los cuales producen actualmente 5. Su produccion acumulada es de 6.748 MMBDbIs de aceite, 0.007
MMMPC de gas y 2.032 MMBbls de agua.

Tabla 5.2.2 Prueba de produccion del Pozo-1, descubridor del campo (Elaboracion propia).

Pozo-1
Intervalo 2,915-2,925m
Presiénen la TP 35 kg/cm? = 497.817 psi
Diametro de la TP 27/8
Aforo inicial 1,195.69 BPD de aceite y 0.007 MMPCD de gas

5.2.4 Nucleos

El campo cuenta con informacion de nicleos basica y detallada de 5 pozos, los 2 pozos restantes no

cuentan con dicha informacion.

Tabla 5.2.3 Informacién de nucleos del campo (Elaboracion propia).

Pozo Tipo de Ndcleo Descripcion  Imagenes Petrofisica Basica
Convencional _ _ _ Porosidaq,_ Permeapilidad Vertical,_
Pozo-1 ’ Litoldgica Si Permeabilidad Horizontal, Saturacién de Agua
Muestra de Canal L -
y Saturacion de Aceite
Convencional o _ Porosidagl,_ Permeal_JiIidad Vertical,_,
Pozo-2 Muestra de Can’al Litoldgica Si Permeabilidad Horizontal, Saturacién de Agua
y Saturacion de Aceite
Pozo-3 Convencional Litoldgica No Sin Informacion
Pozo-4 Convencional Litologica No Sin Informacion
Convencional o _ Porosidaq,_ Permeapilidad Vertical,_ ]
Pozo-6 ’ Litologica Si Permeabilidad Horizontal, Saturacion de Agua

Muestra de Canal y Saturacion de Aceite
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a) Pozo 1, Nucleo 3, Intervalo 2,868-2,869 m b) Pozo 1, Nucleo 3, Intervalo 2,869-2,870 m

¢ ) Pozo 1, Ndcleo 3, Intervalo 2,870-2,871 m d) Pozo 1, Ndcleo 3, Intervalo 2,871-2,872 m

—

w07

2870.0¢

B P g —_ |
E . .

e ) Pozo 1, Nucleo 3, Intervalo 2,872-2,873 m

Figura 5.2.1 Fotografias de nucleos del Pozo-1 (PEMEX, 2010).
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5.2.5 Registros geofisicos

De los 7 pozos del campo ninguno carece de registros geofisicos de pozos. Los registros mas comunes

son los resistivos, Potencial Espontaneo (Spontaneous Potential, SP por sus siglas en inglés) y Rayos

Gamma (Gamma Ray, GR por sus siglas en inglés). De los 7 pozos, 5 tienen el set de datos completo

(Neutron Porosidad, Densidad, Radioactivo, Acustico y Resistivo). Los 2 pozos restantes tienen el

conjunto de registros basico (carecen de registros Densidad y Neutron). En la Tabla 5.2.4 se menciona

el funcionamiento conceptual de los registros geofisicos basicos, y en la

Tabla 5.2.5 se enlistan los registros geofisicos por pozo.

Tabla 5.2.4 Registros geofisicos de pozos (Vanoye, 2018).

¢ Qué

. .y o AW ranictran .
Registro ¢ Coémo funciona” ¢ QUE registra” identifica? Unidades
Resistividad  Registra la resistencia de una roca para Resistividad Saturacién de [Ohm-m]
(RD) impedir el flujo de una corriente eléctrica fluidos
Potencial Registra diferencia de voltaje entre un . Rocas
. - Potencial
Espontaneo  electrodo movil en el pozo y un electrodo . permeables 0 no [mV]
" . espontaneo
(SP) fijo en la superficie permeables
Rayos Registra la radioactividad de la Tipos de roca
Gamma formacion, principalmente el Uranio, Radioactividad  (Lutitasy [°API]
(RG) Torio y Potasio arcillas)
Densidad Registra la cantidad de rayos gamma que  Densidad de la . 3
(RHOB) atraviesan en la formacion roca Densidad [g/cm’]
Neutrén Registra la cantidad de atomos de Concentracion
S : . . 0
(NPHI) hldrogeno en el fluido conte_n,ldo enel de hidrégeno Porosidad [%6]
espacio poroso de la formacion
Sonico Registra la velocidad de una onda sénica  Tiempo de .
] 9 P Porosidad [ms-m]
(At) a través de su paso por la formacion trénsito
Tabla 5.2.5 Tipo de registro geofisico por pozo (Elaboracién propia).
P00 Tipo de registro
SP RG Rxo Rt DT DTSM RHOB NPHI NEUT
Pozo-1 v v v v 4 4 v v v
Pozo-2 v v v v v v v v v
Pozo-3 v v v v v v v
Pozo-4 v v v v v v v
Pozo-5 v v v v v v v v v
Pozo-6 v v v v v v v v v
Pozo-7 v v v v v v v v v
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5.2.6 Propiedades de los fluidos

Desde el inicio de la explotacion del campo, el estudio de las propiedades de los fluidos se ha realizado
a través de analisis PVT, cromatografias de gases en superficie y anélisis de agua. Es importante destacar
el hecho de que no se tienen disponibles analisis PVT recientes para los fluidos producidos por los pozos
dentro del campo. Por lo que para poder realizar los calculos para caracterizar los fluidos es necesario
determinar las propiedades PVT de los mismos con el uso de correlaciones. Dichas correlaciones
permiten obtener una buena aproximacion del valor real de las propiedades de los fluidos. Para los pozos
productores del campo se realizaron pruebas para conocer la densidad del aceite producido, dichas
pruebas se enlistan en la Tabla 5.2.6. Se concluye que en promedio se tiene un crudo con 10.34 °API en

el campo.

Tabla 5.2.6 Densidad del aceite del campo (Elaboracién propia).

Pozo °API
Pozo-1 10.6
Pozo-2 9.4
Pozo-3 111
Pozo-4 10.9
Pozo-7 9.7

De la cromatografia de gases se obtienen pardmetros relevantes para las areas de yacimientos,
produccion, comercializacion, entre otras, ya que se obtienen principalmente datos como el peso
especifico del gas, poder calorifico del gas, asi como el porcentaje molar de la composicion de metano,

etano, propano, i-butano, n-butano, i-pentano, n-pentano, hexano, nitrégeno, diéxido de carbono, etc.

Tabla 5.2.7 Cromatografia de gases del Pozo-7 (Elaboracion propia).

Componente [%] Mol Peso Molecular 19.86 [g/Mol]
Nitrogeno (N2) 1.080 Densidad Relativa Calculada 0.6857 [~]
Didxido de Carbono (CO,) 0.620 Densidad Relativa Determinada  0.8870 [~]
Acido Sulfhidrico (H,S) 0.000 Poder Calorifico Total 10,585.30 [Kcal/m?]
Metano (C1) 84.990 Poder Calorifico Neto 9,589.70  [Kcal/m?]
Etano (C>) 5.710
Propano (Cas) 3.810
i-Butano (i-Cy) 0.780
n-Butano (n-Cs) 1.790
i-Pentano (i-Cs) 0.560
n-Pentano (n-Cs) 0.560
Hexano (Ce+) 0.100

100.0
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5.2.7 Analisis de produccion del campo

Este campo inici6 su explotacion en el afio de 1979 como productor de aceite con una produccién inicial
de 1,195 BPD. Los altos ritmos de explotacion que al inicio alcanzaron hasta 4,460 BPD, ocasionaron
una declinacion acelerada del orden de £30% anual, lo que se reflejo en el aumento del flujo fraccional

de agua.

El analisis de produccion permite identificar el tipo de declinacion del yacimiento y el potencial
de flujo de los pozos a través de pronosticos basados en métodos empiricos o analiticos. Ademas,

contempla el andlisis de los fluidos esperados y su caracterizacion dinamica.

Es importante conocer el estado actual de produccién en los pozos del campo, ya que para el
analisis de factibilidad técnica de las operaciones se compara la produccién historica de los pozos, la
declinacion anual efectiva y los gastos registrados. Se recomienda contar con un historial de datos de
presion, lo cual facilita el ajuste de los datos de produccion por medio de modelos analiticos. Lo ideal
seria que existan datos suficientes de presion en cada una de las etapas del yacimiento (desarrollo, plateau
y declinacion). Lamentablemente el campo cuenta con pocos datos de presion. La Tabla 5.2.8 muestra
los resultados de un Registro de Presion de Fondo Cerrado en el Pozo-3; donde la presion marcada por
la sonda es de 2,996.86 [psia], pws, mostrando un gradiente estatico representativo al aceite y una presion
lejana a la presion de burbuja, pb, de 2,264.42 [psia].

Tabla 5.2.8 Resultados de un Registro de Presion de Fondo Cerrado en el Pozo-3 (Elaboracién propia).

Servicio Registro de Presion de Fondo Cerrado (RPFC)
Presién en Cabeza 771.39 [psi]
Profundidad de Sonda 2,890.00 [m]
Nivel de Liquidos 900.00 [m]
Profundidad Interior 2,965 [m]
Intervalo 2,926-2,956 [m]
Profundidad Presion Pres_ién AP AP Gradiente Fluido Temperatura Temperatura

[m] [kg/lcm?]  [psia] [kg/em?] [psi] [kg/cm?/m] [°F] [°C]

0 0.89 12.66 - - - 98.89 37.16

500 21.77 309.64 20.88 296.98  0.0418 99.66 37.59

1,000 64.59 918.69 4282 609.04  0.0856 Aceite 121.42 49.68

1,500 104.01 1,479.37 3942 560.68  0.0788 Aceite 144.77 62.65

2,000 140.25 1,994.82 36.24 51545  0.0725 Aceite 163.98 73.32

2,500 176.46 2,509.85 36.21 515.03  0.0724 Aceite 181.35 82.97

2,890 210.7 2,996.86 3424 487.01  0.0878 Aceite 195.06 90.59

93



En la Tabla 5.2.9 se detallan los datos de produccién por pozo y totales del campo. Dicha tabla

sirve como base para definir propuestas a intervencion y metodologias para estimar la Recuperacion

Esperada Final con base en los resultados obtenidos de la declinacion anual por pozo (Di, A e.).

Tabla 5.2.9 Estado actual, produccion inicial (Qoi) y produccion acumulada (Np) (Elaboraciéon propia).

Estado Np
Pozo Actual Qu[BPDl  vimgplsy Qe [BPDI
Pozo-1 Productor 1,195.69 1.9443 70.00
Pozo-2 Productor 594.39 0.9282 50.00
Pozo-3 Productor 394.63 0.9014 123.00
Pozo-4 Productor 382.84 0.7350 100.00
Pozo-5 Taponado 92.52 0.8205 89.59
Pozo-6 Taponado 624.00 0.6823 24.03
Pozo-7 Productor 358.32 0.7366 54.00

Los datos contenidos en la Tabla 5.2.9 pueden ser trabajados en software de paqueteria como

Microsoft Excel® o Microsoft Access®, no obstante, existe software especializado en la administracion

y visualizacion de bases de datos como OFM® (Oil Field Manager) de Schlumberger, DecisionSpace®

de Halliburton, Harmony® de IHS y Topaze® de KAPPA. Dichas bases de datos permiten visualizar el

comportamiento y las producciones discretizadas, pero se necesita contar como minimo con los

siguientes rubros:

e Nombre del pozo
e Intervalo

e Formacion

e Produccion de aceite, gas y agua (preferentemente por fecha)

Para crear un prondstico de produccion el gasto inicial propuesto busca aproximarse al gasto de

cierre o al ultimo gasto registrado, ya que se necesita analizar la consistencia de los Gltimos gastos de

produccion. Una vez identificados estos parametros, es posible extrapolar el comportamiento para

conocer el perfil de produccion futuro. En la Figura 5.2.2 se muestra el ajuste para la curva de

declinacion de aceite en un grafico Qo vs. Tiempo en el Pozo-2.
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Ajuste para la Curva de Declinacién de Aceite

Pozo-2
90
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Figura 5.2.2 Ajuste para la curva de declinacién en un Grafico Qo vs. Tiempo del Pozo-2 (Elaboracion propia,
hecho en OFM®, Schlumberger).

La historia de produccién del campo ha permitido definir una tendencia para efectuar un ajuste
histérico mediante la metodologia de Analisis de Curvas de Declinacién (Decline Curve Analysis, DCA
por sus siglas en inglés) y elaborar pronosticos de produccion para los 5 pozos que actualmente se
encuentran produciendo. Dentro del Apéndice A - Teoria y desarrollo matematico del Analisis de Curvas
de Declinacion se describe dicha metodologia. Ademas, en el Apéndice B - Relacion Agua-Aceite
(RAA) VS. Produccion acumulada (Np) se enuncia una metodologia propuesta en la que se visualiza la
tendencia en la produccién de agua con el propdsito de pronosticar la produccion de aceite y determinar

el valor de la Recuperacién Esperada Final (Estimated Ultimate Recovery, EUR por sus siglas en inglés).

En la Tabla 5.2.10 se muestran los parametros de produccion para utilizar la metodologia
empirica de Analisis de Curvas de Declinacion, ademas se enlistan los resultados obtenidos del
prondstico de produccion asociado por pozo productor en el campo, resultando una Recuperacién
Esperada Final total del campo de 7.110 [MMBDbIs].

95



Tabla 5.2.10 Parametros de produccion en los pozos del campo (Elaboracion propia).

Qof Tipo de Di (Ae) 0 Np EUR
Pozo [BPD] Declinacién  [o6] Ve[l QoIBPDI 1 vinisl (MMBbIs]
Pozo-1 70.00 Exponencial +30 56 60.00 0.062 2.006
Pozo-2 50.00 Exponencial +30 73 40.00 0.037 0.966
Pozo-3 123.00  Exponencial +30 17 110.00 0.124 1.025
Pozo-4 100.00  Exponencial +25 69 90.00 0.118 0.853
Pozo-7 54.00 Exponencial +30 56 45.00 0.044 0.780

TOTAL 345.00 0.385 5.631*

*EUR considerando 5 pozos, el total del campo seria de 7.133 [MMBDIs]

En el Apéndice C - Graficos de produccion se muestran los graficos de la produccion asociada
por pozo en el campo. La suma de los pronosticos de produccidn resulta en una Recuperacion Esperada
Final total del campo de 7.133 [MMBDbIs].

5.2.8 Aseguramiento de Flujo en el campo

5.2.8.1 Factibilidad técnica de las operaciones

Debido a las propiedades de los fluidos y a las caracteristicas del campo resulta complicado producir los
pozos y transportar el crudo. La produccion del campo se transporta mediante autotanques hasta el punto
de venta que es la Bateria de Separacion, donde se mide y determina la calidad del crudo. En la Figura
5.2.3 se ilustra el esquema general para el manejo de produccidon del crudo en el campo.

Pozos 4._ Estacién de 4 ’ Destruccion
del Recoleccion ‘ | LCONtIolaaa/de

Campo *_ : Gas
]
]
]
]
]
)
:
]
1
. 0

i m_ Estacion de Recoleccion de
{: """" - = PEMEX

i é g Punto LDD
stacionde 4 uemador
» de
Autotanque & Recoleccién ‘ _{- Pozos & Ecolégico 0 T e Gasoductos
we we we  Transporte por
Autotanque

Figura 5.2.3 Esquema general para el manejo de produccion del crudo en el campo (Elaboracion propia).
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5.2.8.1.1 Condiciones superficiales y estado actual de los pozos

De los 7 pozos existentes en el campo actualmente producen 5, los otros 2 pozos fueron taponados. En

la Tabla 5.2.11 se menciona el estado actual de los pozos.

Tabla 5.2.11 Estado actual de los pozos (Elaboracion propia).

Pozo Estado actual
Pozo-1 Productor
Pozo-2 Productor
Pozo-3 Productor
Pozo-4 Productor
Pozo-5 Taponado
Pozo-6 Taponado
Pozo-7 Productor

El estado de los pozos se obtuvo en funcién de los oficios de terminacion y programas de
taponamiento y abandono de pozos, sin embargo, se requiere verificar con la locacion fisica del pozo
para corroborar el estado en el que se encuentran actualmente. Debido a la importancia de realizar un
andlisis detallado para proponer el sistema de aseguramiento de flujo que sera el mejor para el campo fue
necesario ir a las locaciones para verificar condiciones superficiales, vias de acceso, caminos y

condiciones de la macropera.

En la Figura 5.2.4 se observan las condiciones de un pozo productor, en este caso del Pozo-4; el
cual cuenta con arbol de valvulas, lineas de descarga y contrapozo parcialmente lleno con agua de lluvia.
El camino para acceder al pozo se encuentra en buenas condiciones y no hay necesidad de desmalezar el

camino.

Figura 5.2.4 Instalaciones superficiales y condicion actual del Pozo-4 (Elaboracion propia).
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En contraste, en la Figura 5.2.5 se observan las condiciones de un pozo taponado y abandonado,

en este caso del Pozo-5; el cual se encuentra en medio de una locacion sin instalaciones ni camino de

acceso.

Figura 5.2.5 Instalaciones superficiales y condicién actual del Pozo-5 (Elaboracion propia).

5.2.8.1.2 Estado mecanico de los pozos

El estado mecéanico de pozo (o diagrama esquematico de pozo) identifica los componentes principales
de la terminacion instalados durante la perforacion y trabajos de reparaciones. La informacion incluida
en el estado mecanico se refiere a las dimensiones principales de los componentes y a la profundidad en
la que éstos se localizan. Para cualquier operacién de intervencién, debe existir un estado mecanico
actualizado disponible para permitir que los ingenieros y los operadores de equipos seleccionen el
equipamiento mas apropiado y preparen los procedimientos operativos que sean compatibles con
cualquier restriccion de fondo de pozo.

Es necesario contar con el estado mecanico de cada pozo para tomar decisiones en la supervision
0 monitoreo de los pozos. El estado mecanico del pozo deberd incluir tanto la profundidad vertical
medida (Measured Depth [MD]), como la verdadera (True Vertical Depth [TVD]) de las tuberias,
disparos, empacadores y todo el equipo subsuperficial, asi mismo, informacion de diametros internos y
externos de las tuberias y accesorios.

En la Figura 5.2.6 se muestra el estado mecénico del Pozo-3. En este estado mecanico se muestra
que la profundidad interior del pozo se encuentra en el tope de cemento a 2,965 m, por lo que posibles
zonas de oportunidad se encuentran por encima de este nivel. En el caso del campo al ser pozos verticales,
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la profundidad vertical medida [MD] como la profundidad vertical verdadera [TVD] se consideran las

] [ REV J-55, 54.5 Ib/pie, 13 3/8" & 300 m

mismas.

= =] Boca de Linera 1,895 m
- e TR N-80, 43.6 Ib/pie, 35/8" 2 1,300 m
| Camisa CAMCO "C" 2 7/8" & 2,889 m

TP N-80, 6.4 Ib/pie, M-VAM, 2 7/8" 52,900 m

= = Empacador PERMALASH 6 5/8" a 2,300 m

5 | = Intervalo 2,926-2,856 m

Tope de cemento & 2,965 m

Liner P-110, 18 Ib/pie, HD-513, 7" @ 3,650 m

Arbol de valvulas 13 3/8" x 9 5/8" x 2 7/8" E.P.N. 5-900

Figura 5.2.6 Estado mecanico del Pozo-3 del campo (Elaboracion propia).

5.2.8.2 Propuesta operativa utilizando mejoradores de flujo

Una vez conocidas las condiciones superficiales y estados actuales de los pozos se realizé un
levantamiento de muestras de crudo para conocer las variables operativas desde el punto de vista de los
fluidos con el fin de proponer el sistema mas eficiente para resolver el problema de emulsion y mejorar
el tiempo de carga del crudo a los autotanques. Posterior al levantamiento se realizaron pruebas en
laboratorio donde se llevdo a cabo una caracterizacion completa del crudo para determinar su

composicion. En general los pozos operan de la siguiente manera:

e Tanque de almacenamiento: 200 barriles (32 m3).
e Linea de descarga: 2” y 15 metros de longitud.
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e Sistema de recoleccién del crudo: por medio de autotanque.
e Produccion por pozo: 80 BPD

e Temperatura de la muestra de crudo: 35 [°C].

Para minimizar el problema ocasionado por la emulsién y la mejora del tiempo de carga del crudo
a los autotanques se optd por la utilizacién de mejoradores de flujo; ya que con estos se obtiene la
separacion de los fluidos y, a su vez, la reduccion de la viscosidad, resultando la opcién mas rapida y

viable técnica, operativa y economica.

5.2.8.2.1 Teoria de los mejoradores de flujo

Los mejoradores de flujo han sido aplicados por varios afios dentro de la industria petrolera como
elementos que mejoran las propiedades interfaciales del crudo en diversos procesos, desde la perforacion
hasta su acondicionamiento (Schramm, 2005). Los mejoradores de flujo contienen elementos activos
cuidadosamente seleccionados que rodean a las particulas del hidrocarburo, mejorando la viscosidad del

crudo y su transporte (Arriola'y De Gorordo, 2016). Se clasifican en dos tipos:

e Base agua: se basan en una tecnologia integrada por una mezcla de surfactantes, también
Ilamados tensioactivos, que pueden ser no-idnicos, anionicos, catiénicos y co-surfactantes que al
ser cuidadosamente seleccionados tienen la capacidad de reducir la friccién del crudo pesado y
extrapesado a través de la formacion de emulsiones inversas de tipo O/W, donde el agua mantiene
una fase continua y el crudo se mantiene en fase dispersa logrando un facil transporte de crudos
altamente viscosos. Los surfactantes o elementos tensioactivos son aquellos que pueden generar
un cambio o actuar sobre la tension superficial o interfacial. Estos a su vez se clasifican de la
siguiente manera:

o Los surfactantes no-idnicos en solucidn acuosa no se ionizan debido a que poseen grupos
hidrdéfilos del tipo alcohol, fenol, éter o amida.

o Los surfactantes anionicos se disocian en un anion anfifilo y un cation, el cual suele ser
un metal alcalino o un amonio cuaternario, a este tipo pertenecen algunos sulfonatos,
acidos grasos, agentes espumantes, humectantes, dispersantes, etc.

o Los surfactantes cationicos tienen un grupo funcional en la molécula cargado
positivamente, sin embargo, para mantener la neutralidad eléctrica, éste esta asociado a
un anion (ion negativo). Como cada agente tensioactivo, los tensioactivos cationicos estan

formados por una parte polar y una parte no polar.
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o Los co-surfactantes, también Ilamados tensioactivos anfoteros, pueden ser usados para
estabilizar las emulsiones en funcion del tamafio y distribucion de gotas que facilite al

formulador alcanzar la fase dispersa deseada.

Cabeza hidrofila Cabeza hidrofoba

T

Tensioactivo no 16nico

B

Tensioactivo anionico

+

Tensioactivo catidnico

- &

Tensioactivo anfotero

Figura 5.2.7 Clasificacion de los surfactantes/tensioactivos (Padial, 2017).

e Base aceite: son una combinacion de elementos tensioactivos que elevan la capacidad de
disolvencia (alto valor de kauri-butanol), los cuales al ser mezclados en aceites viscosos logran
reducir la viscosidad de manera considerable, el volumen suministrado en estos tratamientos
quimicos es integrado en la produccion por lo que no es necesaria su separacion en procesos

posteriores.

Al momento de seleccionar o disefiar un mejorador de flujo deben tomarse en cuenta algunos
parametros; como son el tamafio y distribucion de la gota, el cual es muy importante, ya que esta
caracteristica proporcionara informacién con relacion a la estabilidad de la emulsion, igualmente debe
considerarse que la efectividad de los surfactantes no sea afectada por la salinidad ni el pH, pues estos
factores se encuentran presentes en el crudo a tratar (Angle, 2001). Es muy importante hacer mencion
que los surfactantes permaneceran en el crudo y seran separados durante el proceso de deshidratacion

con el agua (Veil y Quinn, 2008).
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5.2.8.3 Evaluacion econdmica

El objetivo primordial de la evaluacion econdmica es proporcionar criterios para visualizar si un proyecto

resulta rentable o no; partiendo de la premisa de que los beneficios esperados (ingresos) deben exceder

los costos totales de la produccion. Hay muchas formas diferentes de medir el desempefio financiero, no

obstante, todas las medidas deben tomarse en conjunto ya que las decisiones que se toman respecto a la

inversion en cualquier proyecto se toman con base en su valor (Abdel-Aal y Alsahlawi, 2013). Este valor

se categoriza por una combinacion de parametros, entre los cuales se encuentran:

e Valor presente neto (VPN).

e Valor presente de la inversion (VPI).
e Eficiencia de la inversion (VPN/VPI).

e Tasa interna de retorno (TIR).

Todo esto debe considerarse para tomar una decision de inversion completa e identificar las

opciones mas rentables, no obstante, algunos indicadores se consideran mas importantes que otros

dependiendo de factores comerciales, politicos y las circunstancias de una compafiia. En la Tabla 5.2.12

se enlistan los elementos clave para realizar un analisis econémico.

Tabla 5.2.12 Elementos clave para realizar un andlisis econémico (Elaboracion propia).

Elemento Descripcion Andlisis
Produccion . - iy
. Considera los prondsticos de produccién . .
de aceite, . - Mayor volumen de hidrocarburos extraidos,
asociado a la perforacion de pozos nuevos, .
condensado . mayores ganancias brutas.
y gas desarrollo de campos y operaciones a pozos.
Valor que se ajusta seguln las condiciones de
Valor monetario recibido por unidad mercado, eventos geopoliticos y tendencias
Precios producida y vendida de los hidrocarburos globales. Ademas, considera la calidad de los
producidos hidrocarburos, costos de logistica y
transporte.
Valor porcentual de los ingresos que el En México, se llevan a cabo licitaciones de
operador petrolero por ley tiene que pagar al  areas contractuales, en las que se definen
Regalias Gobierno del pais en el que opera. Existen regalias base que el Gobierno establece y

Inversiones o
Capital
(CAPEX)

Gastos
Operativos
(OPEX)

diferentes esquemas y modelos de regalias
para cada pais.

Son las inversiones que se realizan para
iniciar un proyecto petrolero, esto considera
actividades de perforacion, exploracion,
equipos, infraestructura, entre otros.

Costos incurridos para transportar una
unidad de hidrocarburos desde el
yacimiento hasta su comercializacion

regalias adicionales que el operador propone
para adjudicarse un érea.

Para iniciar un proyecto petrolero, se requiere
grandes inversiones de capital.

Se pueden considerar dos clases de gastos
operativos, 1) Fijos: considera los gastos que
se requieren pagar con cierta periodicidad y
2) Variables: gastos que se pagan en funcion
de la produccién de hidrocarburos
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La rentabilidad de un proyecto mide el grado en que una empresa genera ganancias a partir del
uso de sus recursos (Wheaton, 2016). Detrés de la necesidad de rentabilidad estd el hecho de que
cualquier empresa comercial hace uso del dinero invertido para obtener ganancias. En pocas palabras, la
rentabilidad se mide dividiendo las ganancias obtenidas por la empresa entre la inversion utilizada. El
resultado de un analisis economico proporciona indicadores que permiten conocer ciertos parametros

que nos ayudan a tomar la mejor decision posible.

e Valor Presente Neto (VPN): permite conocer los valores presentes de los flujos de caja en un

periodo de tiempo.

e Valor Presente de la Inversion (VPI): resulta de la suma de las inversiones descontadas a una

tasa de interés establecida.

e Eficiencia de la Inversién (VPN/VPI): es la eficiencia de la inversion a la rentabilidad que se

obtiene.

e Tasa Interna de Retorno (TIR): tasa de interés o rentabilidad que ofrece una inversion, en otras

palabras, el porcentaje de beneficio o pérdida.

La evaluacion econdmica generalmente se visualiza en tablas que contienen las consideraciones

realizadas y los resultados de la evaluacion econdmica, tal y como se muestra en la Tabla 5.2.13.

Tabla 5.2.13 Consideraciones y resultados de una evaluacion econémica (Elaboracion propia).

Precio de los liquidos

Precio del Aceite $60.00 [US$/BbI]
Precio del Gas $3.40 [US$/MPC]
Regalias
Regalia Base del Aceite 9% [%]
Regalia Base del Gas 3% [%]
Regalia Adicional 40% [%]
OPEX/CAPEX
OPEX por Barril $11.00 [US$/BbI]
OPEX por Gas $1.00 [US$/MPC]
CAPEX $1,877 [US$]
Indicadores
VPN $3,621 [US$K]
VPI $1,248 [USS$K]
VPN/VPI 2.9 [~]
TIR 77.1 [%]
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Las evaluaciones economicas se muestran en el Apéndice D - Corrida econémica. En dicho
Apéndice se muestra un andlisis econémico realizado para cada uno de los pozos productores del campo
hasta un limite técnico de 10 [BPD], sin embargo, el analisis muestra el limite econémico por pozo que
arroja el modelo. Esta evaluacion econdmica considera la produccion esperada, costo actual del aceite,
gastos operativos, costo de la intervencion, regalias base y adicional e impuestos, asi como indicadores

econdémicos que ayudan a interpretar la rentabilidad en los proyectos petroleros.

5.2.8.4 Resultados del muestreo

Posterior al andlisis, se obtuvieron los siguientes resultados de una muestra representativa del crudo

producido en el campo.

Tabla 5.2.14 Caracterizacion de la muestra (Elaboracion propia).

Muestra Determinacion Resultado Unidades

Agua libre 35 [%]
Emulsion 11 [%]
Agua total 45 [%]
Viscosidad 24,000 [cP]
APl Emulsionado 9.2 [~]
. API Deshidratado 10.38 [~1
Crudo del campo estudiado Asfaltenos 11.73 [%]
Parafinas de bajo peso molecular 4,57 [%]
Parafinas de alto peso molecular 20.31 [%]
pH del agua 7.4 [~]

Cloruros 16,732 [ma/L]

Salinidad 30,202 [mg/L]

Con dichos resultados se concluy6 que el crudo presenta alto contenido en material parafinico de
alto peso molecular, lo que provoca la estabilidad de la emulsion y facilita la coalescencia entre el agua
y el aceite. Derivado del analisis realizado se observo una reaccion positiva con el uso de mejoradores

de flujo para romper la emulsion, asi como la reduccién en la viscosidad del crudo.

5.2.8.5 Pruebas de botella

Las pruebas de botella se realizaron dosificando diferentes concentraciones de productos
qguimicos mejoradores de flujo, posteriormente se le dio continuidad a los que presentaron mayor

eficiencia. La muestra presento un alto contenido de parafinas de alto peso molecular, lo cual promueve
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estabilidad en la emulsion y facilita la coalescencia entre el aguay el aceite. Las pruebas fueron realizadas

por la compafiia contratada utilizando demulsificante fabricado en sus laboratorios.

5.2.8.5.1 Inicio (hora cero - 0)

Tabla 5.2.15 Hora cero — 0 (Elaboracion propia).

Muestra

Comentarios

Evidencia

Representativa

-Se presenta totalmente emulsionada y

(Blanco) dispersa en la botella
-Se observa con un cambio de coloracion it
al comenzar la agitacion, cambiando 9 lz,;o
2,000 [pPm] otablemente su fluidez por la presencia Q‘Jﬂ"‘f\"@ el
de agua separada en las paredes
-Al  terminar la agitacion, casi
3,000 [ppm] inmediatamente  se  decanta  un
’ bp aproximado del 6% de agua en el fondo
de la botella. Figura 5.2.8 Botellas de la
evidencia de la hora cero - 0.
5.2.8.5.2 Inicio (hora uno - 1)
Tabla 5.2.16 Hora uno — 1 (Elaboracién propia).
Muestra Comentarios Evidencia

Representativa
(Blanco)

2,000 [ppm]

3,000 [ppm]

-Se presenta totalmente emulsionada y
dispersa en la botella

-La muestra presenta una separacion de
agua de 11% aproximadamente

-La muestra presenta una separacion de
agua de 16% aproximadamente

Figura 5.2.9 Botellas de la
evidencia de la hora uno - 1.
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5.2.8.5.3 Inicio (hora doce - 12)

Tabla 5.2.17 Hora doce — 12 (Elaboracidn propia).

Muestra Comentarios Evidencia

Representativa -Se presenta totalmente emulsionada y
(Blanco) dispersa en la botella

-La muestra presenta una separacion de

2,000 [ppm] agua de 21% aproximadamente

-La muestra presenta una separacion de

3,000 [ppm] agua de 33% aproximadamente
Figura 5.2.10 Botellas de la
evidencia de la hora doce - 12.
5.2.8.5.4 Inicio (hora veinticuatro - 24)
Tabla 5.2.18 Hora veinticuatro — 24 (Elaboracién propia).
Muestra Comentarios Evidencia

Representativa -Se presenta totalmente emulsionada y
(Blanco) dispersa en la botella

-La muestra presenta una separacion de

2,000 [ppm] agua de 33% aproximadamente

-La muestra presenta una separacion de
agua de 45% aproximadamente

3,000 [ppm]

Figura 5.2.11 Botellas de
evidencia de la hora
veinticuatro - 24.

a

Para la hora veinticuatro — 24 se observo agua totalmente decantada, con una separacion de 42%

aproximadamente, lo que representa el agua total.
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5.2.8.6 Cambio en la viscosidad del crudo

Las pruebas de reduccion de viscosidad se realizaron dosificando 2,000 y 3,000 ppm del producto

quimico, las muestras se dejaron en reposo y se fue evaluando la viscosidad como se describe en la Tabla

5.2.19.
Tabla 5.2.19 Relacion de la viscosidad del crudo respecto al tiempo (Elaboracion propia).
Tiempo 1 Hora 2 Horas 6 Horas 12 Horas 18 Horas 24 Horas
Unidades [cP] [cP] [cP] [cP] [cP] [cP]
Muestra representativa 24,000 24,000 24,000 24,000 24,000 24,000
2,000 ppm 17,000 16,200 14,100 13,000 12,150 9,300
3,000 ppm 15,200 11,500 10,400 9,750 7,800 6,100

En la Figura 5.2.12 se aprecia como la viscosidad disminuye de manera importante con 3,000

ppm del quimico mejorador de flujo, a las 24 horas posteriores a su dosificacion, reduciendo un 74.5%

de la viscosidad inicial del crudo. Para medir la viscosidad se utilizd el método ASTM D 2196 “Standard

Test Methods for Rheological Properties of Non-Newtonian Materials by Rotational Viscometer”.

Viscosidad vs. tiempo
30.000

25.000

20.000

15.000

Viscosidad [¢P]

10,000

5.000

Tiempo

= = = Muestra representativa ~ ———2,000 ppm 3.000 ppm

1 Hora 2 Horas 6 Horas 12 Horas 18 Horas 24 Horas

Figura 5.2.12 Reduccidn de la viscosidad conforme pasa el tiempo (Elaboracion propia).
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5.2.8.7 Equipo empleado

Si bien los equipos de inyeccion usados en campo para la aplicacién de los mejoradores de flujo
dependeran de las condiciones e infraestructura que tenga la instalacion, se deben tomar en cuenta varios
factores para su montaje. Los equipos comdnmente son neumaticos, eléctricos, con motor de combustion

interna o con generacion de energia alterna, pudiendo ser solares.

El sistema de inyeccién propuesto para el desarrollo de las actividades para el aseguramiento de
flujo en los pozos del campo consiste en implementar una bomba alimentada por paneles solares, baterias
0 conexiones de acero inoxidable, tubing de alta presion, charola antiderrames, membrana de retencion

de liquidos, sistema de medicidn a gasto instantaneo y sistema de aterramiento.

Se preve que todo el equipo esté contenido dentro de un resguardo con estructura metalica, con
tanques de almacenamiento del tipo tétem de 1,000 litros colocados sobre charolas antiderrames y
membranas de retencién de liquidos. La Figura 5.2.13 ilustra un ejemplo de la estacion de inyeccion y

el tanque de almacenamiento tipo tétem del mejorador de flujo.

La inyeccion del producto quimico mejorador de flujo se colocara en la véalvula de '2” que se
localiza en la bajante del pozo. Al ingresar el producto quimico en la bajante del pozo, este se trasladara
hacia el tanque de almacenamiento por la linea de descarga en el cual se tendra un tiempo de residencia
de 72 horas, suficiente para que el mejorador de flujo realice su funcién y se tengan resultados favorables

en el manejo y conduccion de crudo en el campo.

Figura 5.2.13 Equipo propuesto para el manejo de la produccion en superficie (Elaboracion propia).
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5.2.8.8 Resultados finales y sugerencias operativas

Como se evidencié en las pruebas realizadas, el mejorador de flujo presenté gran eficiencia para
deshidratar el crudo y reducir la viscosidad para los pozos del campo en un 74.5% pasadas las 24 horas
posteriores a su dosificacion. Por otro lado, al modificar la reologia del crudo con el mejorador de flujo,
la gravedad API se mejora de 10.34 a 12.19, dicha variacion fue en relacién con la cantidad de agua
contenida en el crudo y las propiedades fisicas de éste. En relacion a los tiempo de trasiego al autotanque,

estos se mejoraron:

e Antes del tratamiento: de 3 a 4 horas.

e Con tratamiento: de 30 minutos a 1 hora

Comportamiento del Mejorador de Flujo en el Pozo-4
160 45

140 4.0
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1.0
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Figura 5.2.14 Comportamiento del Mejorador de Flujo en el Pozo-4 (Elaboracién propia).

Es importante resaltar que conforme avance el tiempo y el corte de agua vaya en aumento es
necesario realizar una reformulacion del mejorador de flujo y dosificar de otra manera; siendo que podria
resultar mas factible aumentar la intensidad del mejorador de flujo para reducir las dosis de inyeccion y
la ubicacion de inyeccion, pudiendo ser la cabeza del pozo o inyectarlo directamente en fondo para
aumentar la efectividad de mezclado entre el mejorador de flujo y el crudo.
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Conclusiones

De acuerdo con los resultados obtenidos y analizados en el presente trabajo sobre el aseguramiento de
flujo en crudos pesados y extrapesados de un campo de la Cuenca Tampico-Misantla, se deducen las

siguientes conclusiones:

1. Los solidos que presentan una problematica para el aseguramiento de flujo reflejan diferentes
comportamientos termodinamicos. A raiz de dicho comportamiento algunos se precipitan debido
a la caida de presion (asfaltenos y naftenatos), otros méas debido al enfriamiento en el sistema de
produccién (parafinas e hidratos de gas) y otros debido a los altos cortes de agua y a la diferencia
de densidades de los fluidos (emulsiones).

2. Los diferentes procesos fisicos y quimicos involucrados en la precipitacion y la depositacion de
los solidos hace que el campo de estudio del aseguramiento de flujo sea multidisciplinario, por
tal motivo, para el andlisis de la produccion y el entendimiento de yacimientos petroleros se
requiere de un equipo que involucre todas las areas de la ingenieria para solucionar y mitigar los
problemas en el aseguramiento de flujo.

3. Los resultados del cambio de viscosidad obtenidos durante las pruebas de laboratorio con
mejorador de flujo muestran un comportamiento favorable mientras se incrementa gradualmente
la concentracion, esto se debe a que una vez que se logra formar y estabilizar la emulsién inversa
O/W se reduce la friccion del crudo de manera inmediata.

4. El entendimiento de los procesos de depositacién puede ser complicado, sin embargo, es un
requisito para tomar decisiones acertadas. A menudo se utilizan sofisticados modelos de
simulacion para predecir la depositacion de sélidos, pero no siempre lo complicado resulta lo
mejor; en términos generales, el adagio de basura dentro, basura fuera recae en esta premisa.

5. Los crudos pesados y extrapesados representan un gran porcentaje en las reservas mundiales de
hidrocarburos, por lo que el aseguramiento de flujo figura como una necesidad para poder cubrir
la demanda energética a nivel global.

6. A pesar de que el andlisis de la produccion asociado a la Relacion Agua-Aceite, RAA, sea un
método meramente empirico, ayuda a estimar un valor de la Recuperacion Esperada Final con
datos que se tienen de primera mano y de una forma muy sencilla.

7. Mediante la evaluacion econdmica se logro visualizar la rentabilidad del campo y los posibles
escenarios que surgen con las opciones listadas de metodologia de aseguramiento de flujo,
ponderando el grado en que se generaban ganancias a partir del uso de sus recursos.
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Recomendaciones

Como consecuencia del presente trabajo sobre el aseguramiento de flujo en crudos pesados y
extrapesados de un campo de la Cuenca Tampico-Misantla, se recomienda considerar los siguientes

puntos:

1. Debido a que el aseguramiento de flujo es un tema multidisciplinario se requiere la integracion
de un grupo de expertos en ingenieria de yacimientos, ingenieria de productividad de pozos,
instalaciones, planeacion de proyectos y gestion econdmica para que la ejecucion del proyecto
sea llevada a cabo con éxito.

2. Hacer un analisis econdémico de sensibilidad resulta imprescindible debido a los altos costos que
sugieren este tipo de intervenciones, ademas de que se prioriza el mantenimiento operativo y la
optimizacion de la produccion sin olvidar el costo asociado a la intervencion.

3. Desarrollar procedimientos experimentales para el analisis de compuestos organicos contenidos
en el crudo y en el agua presente en la produccion.

4. Implementar metodologias para el andlisis y recopilacion de la informacion que resulten viables
para revisar y documentar con mayor eficacia una propuesta de intervencion en los pozos y
sistemas de produccion.

5. Realizar mediciones constantes para observar el comportamiento de los fluidos conforme pasa el
tiempo y el periodo de produccién aumenta, ya que permite predecir hasta cierto punto la posible
depositacion de compuestos, logrando minimizar las intervenciones en los pozos.

6. Llevar un registro de todas las actividades realizadas en los pozos es de suma importancia ya que
una vez que los tratamientos son hechos a los pozos y los mejoradores de flujo son inyectados
mejoraran las condiciones de movilidad del crudo, lo cual cominmente ocasiona un aligeramiento
en la columna del pozo o caidas de presion en las lineas de descarga, siendo aqui donde se deben
ajustar las condiciones operativas para optimizar la produccion.

7. Ejecutar pruebas de compatibilidad entre los diferentes fluidos producidos con los productos
quimicos inyectados, ya que la mezcla puede ocasionar depositacion de solidos y formacion de
emulsiones.

8. Conocer el aspecto geoldgico del campo ayuda a tener una mayor idea sobre el comportamiento
termodinamico de los fluidos y de los mecanismos de produccién asociados a la trampa que los

contiene.

111



Nomenclatura

Yo. Gravedad especifica del aceite (densidad
relativa) @ 60 °F y presion atmosférica

W Viscosidad [m?%/seg] o [cP]

API: gravedad API

ASTM: Sociedad Americana para Pruebas y
Materiales (American Society for Testing and
Materials, ASTM International por sus siglas en

inglés)
Bo: Factor de volumen del aceite [m3/m3]
BOPD: Barriles de aceite por dia

BS&W: Abreviatura de sedimento basico y

agua.
BWPD: Barriles de agua por dia

C*: Concentracion critica de asfaltenos
C: Carbono

C1: Metano

C2: Etano

Cs: Propano

Ce+: Hexano

Co: Compresibilidad del aceite [psi™]
COz2: Didxido de Carbono

D: Diametro interno de la tuberia [m]

DCA: Analisis de Curvas de Declinacién
(Decline Curve Analysis, DCA por sus siglas en

inglés)
Di (A e.): Tasa de declinacion anual efectiva

EOR: Recuperacion mejorada (Enhanced Oil

Recovery, EOR por sus siglas en inglés)

EUR: Recuperacién Esperada Final (Estimated
Ultimate Recovery, EUR por sus siglas en

inglés)
f: Factor de friccion [~]

FCF: Flujo de Caja Libre (Free Cash Flow, FCF

por sus siglas en inglés)

g/Mol: Peso molecular en gramos/Mol
g: Aceleracion de la gravedad [m?/seg]
Gp: Produccion acumulada de gas [MMMPC]
H: Hidrogeno

H.S: Acido Sulfhidrico

i-Cs4: i-Butano

I-Cs: i-Pentano

L: Longitud del segmento de tuberia [m]
MD: Measured Depth [m]

mD: MiliDarcy

mg/L: Miligramos por litro

MMBbls: Millones de barriles
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N: Nitrogeno

N2: Nitrogeno

n-Cs4: n-Butano

n-Cs: n-Pentano

Np: Produccién acumulada de aceite [MMBDblIs]
NTG: Relacion Net-to-gross [decimal]

O: Oxigeno

p: Presion [psi] o [kg/cm?]

pv: Presion de burbuja [psi] o [kg/cm?]

pH: Potencial de hidrégeno

PMI: PMI Comercio Internacional

ppm: Partes por millon

PVT: Presion, Volumen y Temperatura

pwi: Presion de fondo fluyendo [psi] o [kg/cm?]
Pws: Presion de fondo cerrado [psi] o [kg/cm?]
py: Presion de yacimiento [psi] o [kg/cm?]
Qq: Gasto de gas [BPD]

Qo: Gasto de aceite [BPD]

Qw: Gasto de agua [BPD]

RAA: Relacion Agua-Aceite [~]

Rg: Radio de giro

RGA: Relacion Gas-Aceite

Rn: Numero de Reynolds

RPFC: Registro de Presion de Fondo Cerrado

S: Azufre

SARA: Fracciones de saturados, aromaticos,

resinas y asfaltenos

SIE: Sistema de Informacion Energética

T: Temperatura [°C] o [°F]

TIR: Tasa interna de retorno [%]

TVD: True Vertical Depth [m]

TVDss: True Vertical Depth subsea [m]
US$/Bbl: Dolares estadounidenses por barril

US$/MPC: Doélares estadounidenses por millar

de pie cubico de gas

US$k: Miles de dolares estadounidenses

V: Vanadio

v: Velocidad del fluido [m/seg]

VPI: Valor presente de la inversion [US$k]
VPN/VPI: Eficiencia de la inversion [~]

VPN: Valor presente neto (NVP) [US$K]

W.: Corte de agua [%]

Wop: Produccion acumulada de agua [MMBDblIs]
Ah: Pérdida de carga [m]

&: Rugosidad de la tuberia [m]

n: Viscosidad cinematica [m?/s]

po. Densidad del crudo a condiciones de

yacimiento [~]
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Apéndice A - Teoria y desarrollo matematico del Analisis de
Curvas de Declinacion

El Analisis de Curvas de Declinacion (Decline Curve Analysis, DCA por sus siglas en inglés) es una
metodologia empirica de ingenieria de yacimientos que extrapola las tendencias en los datos de
produccién de los pozos de aceite y gas (Arps, 1945). El propdsito del DCA es generar un prondstico de
produccion para determinar la Recuperacion Esperada Final (Estimated Ultimate Recovery, EUR por sus

siglas en inglés).

Una de las ventajas de utilizar la metodologia de DCA es que los datos de producciéon resultan
los Unicos datos de entrada; las reservas remanentes se calculan con base en la prediccion del
comportamiento de la produccién de hidrocarburos bajo la consideracion de que la curva de produccion
sigue una tendencia y la seguira a traves del tiempo, siempre y cuando las condiciones de explotacion
permanezcan constantes (respecto a la referencia), de manera que este método puede aplicarse tanto de
forma individual por pozo como a todo el campo, segun el detalle de informacion que se tenga (Fekete
Associates, 2012). No obstante, el DCA puede presentar muchas trampas, ya que se requiere de mucho
criterio ingenieril y algo de experiencia para evaluar si el comportamiento observado refleja la conducta
dindmica y la fisica del yacimiento para determinar si la extrapolacién es valida. A su vez el DCA debe
ser parte de un analisis integrado en combinacion con otras técnicas como la simulacién, los modelos

analiticos y el calculo volumétrico (Blasingame y Lee 1986).

Dentro del DCA existe una regla de oro que fue definida en 1962 por Thomas Frick en su libro
Petroleum Engineering Handbook, la cual dice: «The basic assumption in this procedure is that whatever
causes controlled the trend of a curve in the past will continue to govern its trend in the future in a
uniform manner», que traducido al espafiol diria lo siguiente: «La suposicién basica en esta metodologia
es que cualesquiera que sean las causas que controlen la tendencia de una curva en el pasado,

continuara gobernando su tendencia en el futuro de manera uniforme».

Generalmente, el DCA se lleva a cabo en una gréafica de Gasto vs. Tiempo o Gasto vs. Produccion
acumulada (Np). Las ecuaciones més utilizadas dentro del DCA son las documentadas por primera vez
por J.J. Arps en 1945, quien publico una relacion matematica para definir el gasto de produccién de un
pozo conforme pasa el tiempo. Su teoria hizo referencia a notables autores, tales como Arnold y Anderson
(1908), W.W. Cutler (1924), H.N. Marsh (1928) y R. E. Allen (1931). Muchos trabajos publicados han
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tratado de proponer nuevos modelos o modificar la formulacion de Arps basandose en derivaciones

tedricas, sin embargo, después de mas de 70 afios el método original se sigue usando ampliamente.

El desarrollo matematico del DCA surge con el concepto de declinacion nominal del gasto, a, que

se define como el cambio fraccional del gasto por unidad de tiempo:

__@a/e) _ 1Aq

At q At’ Ecuacion A. 1

Otra forma de representar la declinacién nominal se basa en la relacién del gasto, g, y el exponente
de declinacion, b:

a = kq®; Ecuacion A. 2

Cuando la produccion se representa como velocidad de flujo en el tiempo, la velocidad de
declinaciéon nominal del gasto es igual a la pendiente en un punto del tiempo dividido por la velocidad
en ese mismo punto. Arps clasifico tres tipos de declinacién segun el valor del exponente b; dichos tipos

de declinacion son exponencial, hiperbolica y armonica. La clasificacion se enlista en la Tabla A. 1:

Tabla A. 1 Tipos de declinacion (Arps, 1945).

Tipo de declinacion Exponente de Arps, b
Exponencial 0
Hiperbolica O<b<1

Armonica 1

Declinacion Exponencial

Cuando la declinacion es constante se considera como exponencial. Para el primer tipo de declinacion,

cuando b es igual a cero, la declinacion nominal del gasto se puede expresar de la siguiente manera:

a = kq° Ecuacion A. 3

Donde k es una constante igual a la expresion a/q® a condiciones iniciales:
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k=—F=a=a Ecuacion A. 4
l

Como la declinacion es constante el resultado de integrar la expresion anterior resulta con la

siguiente:
1dq Ecuacion A. 5
a=kq" = _EE;
t q dq
f adt :f - Ecuacion A. 6
0 qi q
1
—at=In—; Ecuacion A. 7
q;
q = q;eC; Ecuacion A. 8

Por lo tanto, una grafica de Gasto vs. Tiempo, con el eje establecido en escala logaritmica, dara

como resultado una linea recta. A su vez, la produccion acumulada se define como:

N ]t 4 Ecuacion A. 9
p=| qat;
0
t
Np = f q;e dt; Ecuacion A. 10
0
. — g.p(-at)
e
Np = LA [ q; ; Ecuacion A. 11
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_qi—q .
Np = ; Ecuacion A. 12

La grafica de Gasto vs. Produccion acumulada dara como resultado una linea recta.

Declinacion Hiperbolica

Para el segundo tipo de declinacion, cuando b es un nimero entre cero y uno, la declinacion nominal del

gasto se puede expresar de la siguiente manera:

a = kq?; Ecuacion A. 13

a « g Ecuacion A. 14

Donde k es una constante igual a la expresion a/g® a condiciones iniciales:

_ 4 Ecuacion A. 15

Como el gasto no es constante, la sustitucién e integracion de la ecuacion para el gasto da como

resultado la siguiente expresion:

b 1dq Ecuacion A. 16
a = kq = —Ea;

sustituyendo k de la Ecuacién A. 15:

1dq Ecuacion A. 17

a =— = — ——

q ;
qlb qgdt
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a

)

dq

q q( +1)

l 1 -b -b
S t=7@q " —q; ")

La produccién acumulada se define como:

[1— (1 + bai)=a/)];

_ di )
1= U+ baya/»’
t
Np =j q dt;
0
t
q;
Np = dt;
P L (1 + ba,t)a/®
qi
Np = ———
P ad-b

@
q

Np

Tomando en cuenta la siguiente expresion:

)b = (1+ a;t);

La expresion anterior la sustituimos en la Ecuacion A. 23:

qi

B a;(1—b)

qi

-6

q

)(b—l)l;

Ecuacion A. 18

Ecuacion A. 19

Ecuacion A. 20

Ecuacion A. 21

Ecuacion A. 22

Ecuacion A. 23

Ecuacion A. 24

Ecuacion A. 25
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b
i 0-1) _ g1, Ecuacion A. 26

Np =m[ql

La curva de esta declinacion nos permite observar que las grafica de Gasto vs. Tiempo y Gasto
vs. Produccién acumulada no presentan una relacion lineal, independientemente si el gasto se establece
en un eje cartesiano o logaritmico.

Declinacion Armodnica

El tercer tipo de declinacion resulta especial porque b es igual a uno. La declinacion nominal del gasto
se puede expresar de la siguiente manera:

a=kq%; Ecuacion A. 27

Donde k es una constante igual a la expresion a/g® a condiciones iniciales:

k = i _ 4 Ecuacion A. 28

Cqt q

Como el gasto de declinacidn no es constante, la sustitucién e integracion de la ecuacion para el
gasto de declinacién da como resultado:

b 1dq Ecuacion A. 29
a= kq = —EE;

Sustituyendo k de la Ecuacion A. 28:

a; . 1dq Ecuacién A. 30
a=—Fq =———;
qlb q dt
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ta; 1 dq .,
— dt = - Ecuacion A. 31
a;

a; 1 1
%o _ [(_ _) _ (_ _>]; Ecuacion A. 32
qi q qi
__ 4%
q= (1+at) Ecuacion A. 33

La produccién acumulada se define como:

t Ecuacion A. 34
Np =f q dt;
0
t g
Np =j ————dt; Ecuacion A. 35
0 (1 + al-t)
t
Np = ] qdt; Ecuacion A. 36
0

Tomando en cuenta la siguiente expresion:

% = (1 + a;t); Ecuacion A. 37

La expresion anterior la sustituimos en la Ecuacion A. 35:

q; (%’) Ecuacion A. 38
Np =—In(—|;
a; q
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Si graficamos valores con este tipo de tendencia se puede observar que en la grafica del Gasto vs.
Tiempo no da como resultado una relacion lineal, independientemente de si el gasto se establece en un
eje cartesiano o logaritmico, no obstante, en una gréfica de Gasto vs. Produccion acumulada, con el

gasto establecido en un eje logaritmico, se tiene como resultado una linea recta.

125



250

200

150

100

Gasto (Qo) [BPD]

50

Curvas de declinacion
Gasto (Qo) vs. Tiempo

|

=== Declinacion Exponencial

== Declinaciéon Armonica

Declinacion Hiperbolica |+

\\-...\__

\\\

10 15

20 25

Tiempo [afios]

30

Figura A. 1 Curvas de declinacién, Gasto (Qo) vs. Tiempo (Modificado de Fekete Associates, 2012).
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Figura A. 2 Curvas de declinacion, log-Gasto (Qo) vs. Tiempo (Modificado de Fekete Associates, 2012).
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Curvas de declinacion
Gasto (Qo) vs. Produccién Acumulada (Np)
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Figura A. 3 Curvas de declinacion, Gasto (Qo) vs. Produccion acumulada (Np) (Modificado de Fekete
Associates, 2012).
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Figura A. 4 Curvas de declinacion, Corte de Aceite vs. Produccion acumulada (Np) (Modificado de Fekete
Associates, 2012).
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Figura A. 5 Curvas de declinacion, log-Corte de Aceite vs. Produccion acumulada (Np) (Modificado de Fekete

Associates, 2012).
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Figura A. 6 Curvas de declinacion, BS&W vs. Produccion acumulada (Np) (Modificado de Fekete Associates,

2012).
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Apéndice B - Relacion Agua-Aceite (RAA) vs. Produccion
acumulada (Np)

Analizar el prondstico de produccion asociado a la Relacion Agua-Aceite, RAA, (Water-Oil Ratio, WOR
por sus siglas en inglés) es un método en el que se visualiza la tendencia en la produccion de agua con el
propdsito de pronosticar la produccion de aceite y determinar el valor de la Recuperacion Esperada Final
(Fekete Associates, 2012). La prediccion de la Relacion Agua-Aceite es un método de analisis
meramente empirico ya que no hay un modelo formal o ecuaciones que soporten dicho comportamiento.
Las graficas de la Relacion Agua-Aceite y la Relacion Agua-Aceite+1 tipicamente son semilogaritmicas;
con la produccién acumulada de aceite en las abscisas y la Relacion Agua-Aceite, Relacion Agua-Aceite
+1 en las ordenadas (Bondar y Blasingame 2002). Dichas expresiones se definen en la Ecuacién B. 1y
Ecuacion B. 2 respectivamente, mientras que el corte de agua se define en la Ecuacién B. 3.

dw

RAA = —; Ecuacion B. 1
do
+ Ecuacion B. 2
RAA+1=1¥ q";
do
RAA qw

¢~ RAA+1 T + 0o [0] Ecuacién B. 3

La interpretacion de la Relacion Agua-Aceite en combinacion con la metodologia de Analisis de
Curvas de Declinacion puede aumentar la confianza en los prondsticos. En la declinacion exponencial o
armoénica a menudo se observan tendencias en la pendiente a razon del tiempo. Al trazar un prondéstico
en los datos del gasto y la tendencia visualizada se puede hacer un match con los datos histdricos. Cabe
mencionar que es menos probable que estas interpretaciones muestren un sesgo personal ya que el
prondstico Unicamente se veria razonable si coincidiera con dicha tendencia (Bondar y Blasingame
2002). La declinacién exponencial se analiza mejor en un grafico semilogaritmico de Relacion Agua-
Aceite 0 Relacion Agua-Aceite +1 vs. Tiempo (RAA, RAA+1 vs. t), mientras que la declinacion

armonica se analiza mejor en un grafico semilogaritmico de Relacion Agua-Aceite 0 Relacion Agua-
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Aceite +1 vs. Produccion acumulada (RAA, RAA+1 vs. Np). La Figura B. 1 ilustra lo comentado

anteriormente.

Hp: 2975.1 Msth
Wp: 5794140 Msth
102

N =

102

EUR = 3806 Mbhl

0 400 800 1200 1600 2000 2400 2800 200 3600 4000

Pt

Cumulative Oil (Msth)

Figura B. 1 Anélisis de la Relacion Agua-Aceite/ Relacion Agua-Aceite+1 (RAA/RAA+1) vs. Produccion
acumulada (Np) (Fekete Associates, 2012).

La Relacion Agua-Aceite y la Relacion Agua-Aceite+1 se usan indistintamente, sin embargo, la
ventaja de la Relacién Agua-Aceite+1 reside en que se pueden trazar periodos con cero produccion de
agua. En algunos casos, la tendencia de la relacion aparecerd mas lineal en Relacion Agua-Aceite y en
otros la Relacién Agua-Aceite+1. Es comin que la Relacion Agua-Aceite se comporte linealmente
cuando el gasto de agua es constante, mientras que la Relacion Agua-Aceite+1 se comporta linealmente
cuando el gasto del fluido total es constante (Fekete Associates, 2012). Esta tendencia puede guiarnos en
la seleccidn del tipo de grafico a utilizar, no obstante, ambas tendencias deben tomarse con cierto grado
de incertidumbre. Para crear el prondstico, se coloca una tendencia lineal en la Relacion Agua-Aceite o
Relacion Agua-Aceite+1 y se usa el maximo corte de agua para truncar el pronostico (Bondar y
Blasingame 2002). El prondstico proporcionara un resultado mas util en escenarios que tengan
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mecanismo de empuje hidraulico o sistemas de inyeccion de agua (Waterflooding), asi como alta
produccion de agua. A pesar de ello, la linealizacion de los datos elimina los aspectos de diagndstico que
pueden desearse para estos yacimientos. De manera similar al Andlisis de Curvas de Declinacién, las
tendencias creadas con las graficas de la Relacion Agua-Aceite deben considerarse bajo condiciones de
operacion constantes; alguna alteracion en las operaciones como la perforacion infill de un pozo (pozo
de relleno) pueden aparecen como pendientes cambiantes en la tendencia de la Relacion Agua-Aceite.
La dificultad de estimar el comportamiento en yacimientos con empuje hidraulico surge con la incdgnita
de como caracterizar el rendimiento de flujo de dos fases (aceite-agua) usando analisis y soluciones
basadas en la teoria de flujo monofasico, o mediante el uso de modelos de estado estacionario
simplificados para representar dos fases (Fekete Associates, 2012). Cabe mencionar que ninguno de los
enfoques resulta del todo correcto, sin embargo, ambos son utilizados ampliamente para el analisis de

datos adquiridos en sistemas con empuje hidraulico.

Siguiendo la metodologia planteada se obtuvo un valor que corresponde al EUR calculado seguin
el Andlisis de Curvas de Declinacién realizado por pozo y por todo el campo, dicho valor es +7.133

[MMBblIs], lo que corrobora el valor calculado por la metodologia de DCA.

c) Campo
RAA, RAA+1 vs. Produccion Acumulada (Np)
100.000

10.000 4

{
] |
1.000 ]! r' l

AA'

RAA, RAA+HL
\
1
g

0.100 s |

0.010 ’

0.001
0.0 1.0 2.0 3.0 4.0 5.0 6.0 7.0 8.0

Produccion Acumulada [MMBDbls]

=—=RA =——RAA

Figura B. 2 Gréfico RAA, RAA+1 vs. Produccion acumulada del campo (Elaboracion

propia).
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Apéndice C- Graficos de produccion

Actualmente, los pozos productores fluyen por energia natural. Se emple6 la informacién mensual de los
datos de produccién a partir del primer periodo de explotacidn de todos los pozos, asi como su produccion
acumulada, los pardmetros petrofisicos del yacimiento y las propiedades de los fluidos. Una de las
premisas principales para que la aplicacion del analisis de curvas de declinacion sea valida es que las
condiciones de operacion deben permanecer constantes a lo largo del periodo en que se esta efectuando
un ajuste de los datos de produccién y un pronostico. Cualquier cambio va a afectar la Recuperacion
Esperada Final (Vera, 2015). A través de la elaboracion de graficos de produccion en el tiempo y el ajuste
historico de produccion se logré identificar la declinacion de cada uno de los pozos productores en los
cuales se pudiera establecer una declinacién asociada al comportamiento y condiciones de produccion

del campo.

Enla Tabla C. 1 se muestra la plantilla para realizar el pronéstico de produccion; donde los datos
de entrada son el gasto inicial en BPD, la declinacion anual en porcentaje y el corte de agua también en
porcentaje. EIl vector de produccion se calcula mediante una formula que contempla la declinacién
exponencial anual estimada, el gasto inicial de produccién y el corte de agua medido o estimado para el
pozo, obteniéndose asi el gasto mensualizado tanto de aceite como de agua, la produccién acumulada y
el tiempo estimado de produccion.

Tabla C. 1 Ejemplo de los datos de entrada para el calculo del pronéstico de produccion del Pozo-7
(Elaboracion propia).

S oo

Declinacion Exponencial Qoi Di (Ae.) Meses 1 n
Produccion de Aceite  45.00 30% [BPD] 45.00
Acumulado de Aceite [MMBDbIs] 0.00
Produccion Acumuladade Aceite [MMBbIS] 0044 .
Produccion de Agua [BPD] 57.27 n
Acumulado de Agua [MMBDbIs] 0.00
Corte de Agua 56% [%] 56% n
Produccion Acumulada de Agua [MMBDbIs] 0.141
Meses produciendo 62
Afos produciendo 5.2
Np  0.737 [MMBbIs]
EUR  0.780 [MMBbIs]
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En la Figura C. 1 se muestra el grafico del prondstico de produccion del campo, dicho grafico
muestra los pronosticos asociados para cada pozo y la producciéon acumulada total.

Pronostico de Produccion del Campo

400 0.450

350 0.400

0.350
300

0.300
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100
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50 0.050

0.000

1 6 11

16 21 26 31 36 41 46 351 56 61 66 71 76 81 86 91 96 101 106

Tiempo [meses]
wom Pozo-2  mmm Pozo-3

Pozo-1 mmm Pozo-4  mmmmPozo-7 =——=Produccion Acumulada de Aceite [MMBDIs]

Figura C. 1 Prondstico de Produccion de aceite propuesto para el campo (Elaboracion

propia).

En la Tabla C. 2 se muestran los datos obtenidos de los prondsticos de produccion por pozo y el

total del campo.

Tabla C. 2 Datos obtenidos del pronéstico de produccion por pozo (Elaboracion propia).

Qof Tipo de Di(Ae) 0 Meses de Qo Np EUR

OO gppy Declinacion  [%] VI produccien [BPD] [MMBbls] [MMBbls]
Pozo-1 70.00 Exponencial +30 56 73 60.00 0.062 2.006
Pozo-2 50.00 Exponencial +30 73 57 40.00 0.037 0.966
Pozo-3 123.00 Exponencial +30 17 97 110.00 0.124 1.025
Pozo-4 100.00 Exponencial +25 69 107 90.00 0.118 0.853
Pozo-7  54.00 Exponencial +30 56 62 45.00 0.044 0.780
TOTAL 107 340.00 0.385 5.631*

*EUR considerando 5 pozos, el total del campo seria de 7.133 [MMBDIs]
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a) Campo b) Campo
Qo vs. Tiempo Qo vs. Produccion Acumulada (Np)
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Figura C. 2 a) Grafico Qo vs. Tiempo; b) Grafico Qo vs. Produccion Acumulada; ¢) Grafico RAA, RAA+1 vs. Produccién acumulada; d)
Graficos especializados del campo; EUR: 7.133 [MMBbls]; Di (A e.): £30% (Elaboracidn propia).

134




a) Pozo-1 b) Pozo-1
Qo vs. Tiempo Qo vs. Produccion Acumulada (Np)
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Figura C. 3 a) Grafico Qo vs. Tiempo; b) Grafico Qo vs. Produccion Acumulada; ¢) Grafico RAA, RAA+1 vs. Produccién acumulada; d)
Graficos especializados del Pozo-1; EUR: 2.006 [MMBDbIs]; Di (A e.): 30% (Elaboracion propia).
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a) Pozo-2
Qo vs. Tiempo

b) Pozo-2
Qo vs. Produccion Acumulada (Np)
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Figura C. 4 a) Grafico Qo vs. Tiempo; b) Grafico Qo vs. Produccion Acumulada; ¢) Grafico RAA, RAA+1 vs. Produccién acumulada; d)
Graficos especializados del Pozo-2; EUR: 0.966 [MMBDbIs]; Di (A e.): 30% (Elaboracion propia).
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a) Pozo-3 b) Pozo-3
Qo vs. Tiempo Qo vs. Produccion Acumulada (Np)
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Figura C. 5 a) Grafico Qo vs. Tiempo; b) Grafico Qo vs. Produccion Acumulada; ¢) Grafico RAA, RAA+1 vs. Produccién acumulada; d)

Graficos especializados del Pozo-3; EUR: 1.025 [MMBDbIs]; Di (A e.): 30% (Elaboracion propia).
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a) Pozo-4 b) Pozo-4
Qo vs. Tiempo Qo vs. Produccion Acumulada (Np)
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Figura C. 6 a) Gréafico Qo vs. Tiempo; b) Gréafico Qo vs. Produccion Acumulada; c) Grafico RAA, RAA+1 vs. Produccion acumulada; d)
Graficos especializados del Pozo-4; EUR: 0.853 [MMBBbls]; Di (A e.): 25% (Elaboracion propia).
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a) Pozo-5
Qo vs. Tiempo

b) Pozo-5
Qo vs. Produecién Acumulada (Np)
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Figura C. 7 a) Grafico Qo vs. Tiempo; b) Grafico Qo vs. Produccion Acumulada; ¢) Grafico RAA, RAA+1 vs. Produccién acumulada; d)
Graficos especializados del Pozo-5; Np: 0.820 [MMBDbIs] (Elaboracién propia).
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Figura C. 8 a) Grafico Qo vs. Tiempo; b) Grafico Qo vs. Produccion Acumulada; ¢) Grafico RAA, RAA+1 vs. Produccién acumulada; d)

Graficos especializados del Pozo-6; Np: 0.682 [MMBDbIs] (Elaboracién propia).
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Figura C. 9 a) Gréafico Qo vs. Tiempo; b) Gréafico Qo vs. Produccion Acumulada; c) Grafico RAA, RAA+1 vs. Produccion acumulada; d)
Graficos especializados del Pozo-7; EUR: 0.780 [MMBBbls]; Di (A e.): 30% (Elaboracion propia).
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Apéndice D - Evaluacion econdmica

Debido a que la propuesta operativa contempla una serie de supuestos y un prondstico de produccién
asociado por pozo, se necesita realizar un analisis econdomico que involucre las caracteristicas

particulares para cada caso. A continuacion, se muestran los resultados de la evaluacion econémica.

Los efectos econémicos de la utilizacion de mejoradores de flujo deben ser evaluados para
determinar el valor que minimice el costo de transporte. En la Tabla D. 1 se muestran los resultados de
la evaluacion econémica por Pozo y por todo el campo, para el Gltimo caso se asume que la produccién

es de los 5 Pozos productores y los gastos asociados (Capex y Opex) se suman en conjunto.

Tabla D. 1 Resultados de la evaluacion econémica por pozo y por todo el campo (Elaboracion propia).

Analisis Econémico

Tasa de descuento anual [%6] 10% 10% 10% 10% 10% 10%
Tasa de descuento mensual [%6] 0.8% 0.8% 0.8% 0.8% 0.8% 0.8%
NPV @ 10% [US$K] $210.6 ($45.7) $905.1 $769.3 $16.0 $2,363.7
TIR 76.9% -4.5% 481.8% 285.8% 15.0% 160.0%
FCF Acumulado [US$k] $288.7 ($16.4) $1,143.8 $1,007.1 $56.0 $3,095.1
Meses de Repago 15.9 143.1 6.7 9 30 11
Produccién Inicial [BOPD] 60 40 110 90 45 345
Produccién Inicial [BWPD] 76 108 108 200 57 465
Produccién Acumulada (Np) [MBbls] 62.0 37.4 123.5 118.5 43.7 385.1
Produccién Acumulada (Wp) [MBbls]  232.4 239.0 101.9 1,047.9 140.8 1,762.1
Netback promedio [US$/Bbl] $18.0 $15.4 $20.3 $19.7 $16.3 $20.4
Opex promedio [US$/Bbl] $5.1 $7.6 $2.8 $3.3 $6.8 $2.6
Cash on Cash 1.70 0.85 4.02 3.56 1.05 2.58
Capex [US$] $300,000 $300,000 $300,000 $300,000 $300,000 | $1,500,000
Capex/Bbl [US$/Bbl] $4.8 $8.0 $2.4 $2.5 $6.9 $3.9
Limite Econémico [BPD] 12 11 12 12 12 10

Nota: Promedios consideran los primeros 12 meses

De los cinco pozos evaluados, sélo uno resulta con un NPV negativo, sin embargo, el costo
asociado a la pérdida puede ser prorrateado por los otros 4 pozos, resultando econémicamente viable el
proyecto con la utilizacion del mejorador de flujo, ademas, el valor no se aleja demasiado para que sea

rentable, por lo que la diferencia seria minima para el retorno de la inversion.
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En la Figura D. 1 se muestra el Flujo de Caja Acumulado (FCF) [US$k] por Pozo, dicho
indicador (Free Cash Flow, FCF por sus siglas en ingles) es el flujo de caja obtenido de las actividades
de la compafiia una vez han sido deducidas las inversiones para mantener el negocio. Es decir, es el
dinero gque genera la compafiia, una vez deducidos los costos de inversion (Capex), costos de produccion
(Opex), y demas gastos. Por tanto, tiene en cuenta los flujos de efectivo que generan los activos
independientemente de como son financiados. El Free Cash Flow es una magnitud importante porque
nos permite medir si las inversiones necesarias para mantener el negocio o los intereses y dividendos
pagados son muy elevadas con respecto al flujo de caja que se genera. Por ello, es comunmente utilizado
para determinar la capacidad real de generacion de beneficios de una compafiia en oposicion al Beneficio

Neto contable.

Flujo de Caja Acumulado por Pozo (FCF) [USSK]
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Figura D. 1 Flujo de Caja Acumulado (FCF) [US$k] por Pozo (Elaboracion propia).
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