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Resumen

Resumen

Debido a que el llamado “petroleo facil” en el mundo ha comenzado su etapa de
declinacion y a que la demanda energética de la humanidad en los Gltimos afios se ha
incrementado, las compafiias petroleras han tenido la necesidad de explorar y explotar
yacimientos de petréleo en aguas cada vez méas profundas, lo que ha llevado al desarrollo
de nuevas tecnologias que puedan ser aplicables en los lugares mas remotos. Ahora bien,
cuando se tiene un yacimiento en aguas profundas y que ademas produce aceite pesado o
extrapesado, los métodos de explotacion se vuelven cada vez mas complejos y costosos
debido a las condiciones prevalecientes en los ambientes de aguas profundas aunado a los

problemas de aseguramiento de flujo que pueden presentarse.

Aunque en México se tiene una gran experiencia en la extracciéon de aceites pesados en
aguas someras, debe comenzarse a estudiar la factibilidad de explotar yacimientos en aguas
profundas aprovechando la experiencia de otros paises y la tecnologia existente. Por lo
anterior, es importante saber que una de las alternativas de explotacion para este tipo de
yacimientos es el procesamiento submarino, el cual es un método de produccion probado y
utilizado actualmente en aguas profundas, sin embargo, es necesario realizar un estudio

técnico-econdmico para conocer si es viable la aplicacion de este tipo de sistemas.

Esta tesis tiene como objetivo el andlisis técnico de dos sistemas de procesamiento
submarino (bombeo multifasico y separacion submarina) aplicados al caso de un campo
hipotético de crudo extrapesado y gas en aguas profundas (caso base), mediante el uso de
un simulador comercial de flujo en tuberias. De esta manera se busca determinar qué
sistema resulta ser mas factible para su aplicacién, apoyando la decisién con un analisis

econémico preliminar.

Primeramente mediante una revision bibliografica se identifican los principales problemas
de aseguramiento de flujo que pueden presentarse a lo largo del sistema, asi como algunos
métodos preventivos y correctivos que pueden aplicarse. También se da un panorama
general sobre los sistemas submarinos de produccion, mismos que son utilizados en los

sistemas de explotacién de crudo pesado y extrapesado en aguas profundas.
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Resumen

Posteriormente se analizan los sistemas de procesamiento submarino que son aplicables a la
explotacion de campos que producen crudo pesado y extrapesado, se expone el principio de
funcionamiento de cada sistema, algunos casos de aplicaciones ya existentes, asi como

ventajas y desventajas de cada uno.

Se presenta la aplicacion de los sistemas de bombeo multifasico y la separacidén submarina
en la base del riser a un campo en aguas profundas con las caracteristicas antes
mencionadas, a través del uso del simulador de flujo en tuberias en estado estacionario
Pipephase® con el propésito de realizar un analisis comparativo de los beneficios que
ofrecen ambos sistemas y seleccionar el método de explotacién més conveniente.

v El caso base consta de un sistema submarino de produccién que transporta el crudo
extrapesado y el gas por medio de un riser a un FPSO por la energia natural del
fluido.

v" En el segundo escenario se coloca un médulo de bombeo multifasico en la base del
riser para impulsar la mezcla multifasica y transportarla hacia la superficie a un
FPSO.

v Por ultimo, en el tercer escenario se tiene un modulo de separacion submarina del
que se derivan dos risers, uno en el que se transporta el gas separado a un FPSO y

otro en el que el liquido es bombeado hacia la misma instalacion superficial.

Finalmente, se presentan los resultados obtenidos en cada escenario planteado, asi como el
analisis técnico y econémico preliminar comparando los tres casos estudiados. Con base en
lo anterior, se enlistan las conclusiones a las que se llegd y algunas recomendaciones
propuestas para la aplicacion de estos sistemas en el desarrollo de campos en aguas

profundas.
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Capitulo 1

Debido a que el llamado “petroleo facil” en el mundo ha comenzado su etapa de
declinacion y a que la demanda energética de la humanidad en los Gltimos afios se ha
incrementado, las compafiias petroleras han tenido la necesidad de explorar y explotar
yacimientos de petroleo en aguas cada vez mas profundas, lo que ha llevado al desarrollo
de nuevas tecnologias que puedan ser aplicables en los lugares mas remotos; ademas de
tomar en cuenta para su explotacion yacimientos de aceites pesados y extrapesados a los

que anteriormente no se les daba importancia.

Ahora bien, cuando se tiene un yacimiento en aguas profundas y que ademas produce aceite
pesado o extrapesado, los métodos de explotacion se vuelven cada vez mas complejos y
mas costosos debido a las condiciones de presidn, temperatura y profundidad que existen en
los ambientes de aguas profundas aunado a los riesgos que se corren de que el fluido sea
propenso a formar parafinas o asfaltenos, a que se presenten las condiciones adecuadas para
la formacion de hidratos de gas, al incremento de la viscosidad de los fluidos producidos, a
los problemas de inestabilidad en los patrones de flujo multifasico, a los problemas

derivados de las grandes distancias que el fluido debe recorrer para llegar al sitio final, etc.

Algunos campos en el mundo que producen hidrocarburos pesados en aguas profundas son
el Campo Dalia (tirante de agua (T.A.) = 1500 m) en Angola con crudos de 21 a 23 °API,
los Campos Jubarte (T.A. = 1350 m) y Marlim (T.A. =910 m) en Brasil con densidades de
crudo de 17 °APl y 18 a 24 °API respectivamente. Sin embargo, en México se han
descubierto yacimientos de aceite pesado y extrapesado en aguas profundas del Golfo de
México, lo cual implica un gran reto para la industria petrolera mexicana. Por ejemplo, el
campo Nab descubierto en el afio 2004 en la zona de Campeche Oriente en el Golfo de

México tiene un tirante de agua de 679 m y una densidad del aceite crudo de 8.8 °API.

Aunque en México se tiene una gran experiencia en la extraccion de aceites pesados, debe
comenzarse a estudiar la factibilidad de explotar los yacimientos en aguas profundas

aprovechando la experiencia de otros paises y la tecnologia existente.
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Por lo anterior, es importante saber que una de las alternativas de explotacion para este tipo
de yacimientos es el procesamiento submarino, el cual es un método de produccion probado
y utilizado actualmente en aguas profundas y que tiene como propdsito asegurar que los
fluidos se transporten integramente desde que fluyen del yacimiento al fondo del pozo,
hasta las instalaciones superficiales de produccion minimizando los problemas que se
puedan presentar a lo largo del sistema con lo que proporciona en algunos casos mayores
beneficios que el procesamiento superficial costa afuera. Sin embargo, es necesario realizar

un estudio econémico para conocer si es viable la aplicacion de este tipo de sistemas.

Es preciso también analizar la factibilidad de combinar el procesamiento submarino con
algn método preventivo del aseguramiento de flujo (inyeccion de productos quimicos,
aislamiento o calentamiento de tuberias, etc.) y/o algun sistema artificial de produccion

(bombeo neumaético, bombeo electrocentrifugo, bombeo hidraulico, etc.).

Debe tenerse un buen conocimiento de las caracteristicas del fluido que se produce, de las
condiciones de presion y temperatura existentes, de las instalaciones superficiales y
subsuperficiales con que se cuenta, asi como de los recursos humanos y econdmicos

disponibles con la finalidad de seleccionar el método adecuado de explotacion.

En esta tesis se plantea un campo hipotético localizado en aguas profundas, con un tirante
de agua de 1000 m que produce crudo extrapesado de alrededor de 11.1 °API y gas, para
cuya explotacion se analizan dos opciones de procesamiento submarino:

v" Sistema de bombeo multifasico en la base del riser

v' Sistema de separacion submarina y bombeo en la base del riser.

Primeramente se identifican los principales problemas del aseguramiento de flujo que
pueden presentarse a lo largo del sistema (parafinas, asfaltenos, hidratos de gas, arenas,
incrustaciones minerales, flujo inestable), asi como algunos métodos preventivos vy
correctivos que pueden aplicarse para evitarlos 0 minimizarlos. También se da un panorama
general sobre los sistemas submarinos de produccién, mismos que son utilizados en los

sistemas de explotacion de crudo pesado y extrapesado en aguas profundas.
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Posteriormente se analizan los sistemas de procesamiento submarino que son aplicables a la
explotacion de campos que producen crudo pesado y extrapesado, planteando tanto la
colocacion de un mddulo de bombeo multifasico en la base del riser como el uso del
sistema de separacion submarina y bombeo también en la base del riser, se expone ademas
el principio de funcionamiento de cada sistema, algunos casos de aplicacion ya existentes,

ventajas y desventajas de cada uno.

Se presenta la aplicacion del bombeo multifasico y la separacion submarina en la base del
riser a un campo en aguas profundas con las caracteristicas antes mencionadas, a través del
uso del simulador de flujo en tuberfas en estado estacionario Pipephase® de la compafiia
Invensys Operations Management, con el propdsito de realizar un analisis comparativo de
los beneficios que ofrecen ambos sistemas y seleccionar el método de explotacién mas
conveniente.
v El caso base consta de un sistema submarino de produccién que transporta el crudo
extrapesado y el gas por medio de un riser a un FPSO.
v En el segundo escenario se coloca un médulo de bombeo multifasico en la base del
riser para impulsar la mezcla multifasica y transportarla hacia la superficie a un
FPSO.
v" Por ultimo en el tercer escenario se tiene un moédulo de separacion submarina del
que se deriva un riser de gas que llega a la superficie y un riser en el que el liquido

es bombeado hacia la misma instalacién superficial.

Finalmente, se presentan los resultados obtenidos en la simulacion de cada escenario
planteado asi como el analisis técnico y economico de los mismos, mostrando también los
beneficios que proporciona el uso de cada uno de los sistemas de procesamiento submarino
estudiados y un andlisis comparativo de los tres escenarios. Con base en lo anterior, se
enlistan las conclusiones a las que se llego y algunas recomendaciones propuestas para la

aplicacion de los sistemas.
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11.1 Aseguramiento de Flujo

La exploracién y desarrollo de campos en aguas profundas alrededor del mundo se han
convertido en actividades clave para la mayoria de las compafiias que se dedican a la

exploracién y produccion de aceite y gas.

Mientras que el término es relativamente nuevo, los problemas relacionados con el
Aseguramiento de Flujo han sido un tema critico en la industria petrolera desde sus
primeros tiempos. Por ejemplo, se observo la presencia de hidratos que causaban bloqueos
en lineas de gas apenas en la década de los 1930s, problema solucionado por inhibicién

quimica usando metanol.

En los tiempos recientes, el Aseguramiento de Flujo (Flow Assurance) ha tenido un gran
auge como una disciplina importante en la produccion de campos petroleros costa afuera y
éste puede entenderse como la capacidad de producir y transmitir econémicamente
fluidos hidrocarburos del yacimiento al usuario final en cualquier ambiente a lo largo de
la vida de un campo, desarrollando estrategias de control de sélidos y condiciones de

flujo inestable.

Las metas del aseguramiento de flujo son:
* Reducir el riesgo de pérdida o disminucion de la produccion

« Mejorar el gasto de produccién

Las estrategias del aseguramiento de flujo deben integrarse en el disefio de todo el sistema
y en las operaciones de campo para lograr el éxito, ya que éste juega un rol integral en el

ciclo de vida de un proyecto.

El Aseguramiento de Flujo cubre un amplio rango de habilidades técnicas:
« Adquisicién de muestras representativas de fluidos
« Manejo de sélidos (hidratos, parafinas, asfaltenos)

» Modelado térmico/hidraulico
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» Estrategias Operativas de Campo

I.L1.1 Breve discusién sobre la presencia de sélidos como problematica del

Aseguramiento de Flujo

Las actividades desarrolladas en aguas profundas se enfrentan a diferentes retos, de
particular preocupacion son los efectos de la presencia de hidrocarburos solidos y su
potencial para interrumpir la produccion debido a su depositacion a lo largo del sistema

integral de produccién.

El potencial de depositacion y formacion de hidrocarburos solidos afecta adversamente al
aseguramiento de flujo en los sistemas de produccion de aguas profundas y es un factor de

riesgo clave en la evaluacién de desarrollos de campos costa afuera.

Los hidrocarburos solidos tienen el potencial de depositarse en alguna parte de la vecindad
del pozo y los disparos, en el pozo, en las instalaciones subsuperficiales y superficiales, asi

como en las lineas de descarga y transporte.

Las condiciones de temperaturas bajas y presiones altas encontradas en instalaciones de
aguas profundas pueden causar la formacién de parafinas, asfaltenos e hidratos de gas que
se acumulan hasta impedir el flujo de los fluidos producidos, dichos bloqueos representan
grandes pérdidas econémicas ya que interrumpen la produccion y resultan en dificiles
operaciones para limpiar los equipos. Por lo anterior, el disefio de los sistemas de
produccién y las estrategias de funcionamiento deben incluir entre otras cosas el control y

la remocion de tales depdsitos.

Es importante tomar en cuenta que “si los hidrocarburos sélidos se forman pero no se

depositan, no son un problema”.
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11.1.1.1 Asfaltenos

Se definen como sustancias orgénicas arométicas de altos pesos moleculares que presentan
una estructura molecular extremadamente compleja, estdn conformados por diferentes
proporciones de nitrogeno, azufre y oxigeno y son solubles en solventes aromaticos pero

son insolubles en alcanos.

Asfalteno

Fig. 11.1 Molécula de asfalteno

Estos compuestos pueden ocasionar diversos problemas como el bloqueo de tuberias de
extraccion y transporte de crudo, reduccion de su aprovechamiento econdmico y

contaminacion de los ecosistemas.

Generalmente, los asfaltenos tienden a permanecer en
solucién o en suspension coloidal bajo las condiciones de
presion y temperatura del yacimiento, pero inician su
precipitacién una vez que la estabilidad de la suspension

coloidal disminuye, lo cual es causado principalmente por los

cambios de presion durante la explotacion primaria. Por otra
parte también se ha reportado que los asfaltenos comienzan a

ser inestables como resultado de una mezcla de los fluidos de

la corriente, asi como por la inyeccion de gas durante las

operaciones de Recuperacion Secundaria. Fig. 11.2 Seccion de tuberia taponada
por depositacién de asfaltenos
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Remediacion:

+ Control Mecéanico
Involucra el escareo mecénico usando herramienta con linea de acero, diablos de
limpieza o hidroblasteo utilizando tuberia flexible.

« Lavado con solventes
Empleo de solventes hidrocarburos tales como tolueno, xileno, etc., éstos pueden
ser efectivos para disolver depdsitos de asfaltenos pero son poco empleados costa
afuera debido a su costo, dificultad de aplicacion y por motivos asociados con la

seguridad y proteccion ambiental.

11.1.1.2 Parafinas

También son sustancias organicas muy saturadas de alto peso molecular, su composicion es
principalmente de hidrocarburos de cadenas rectas, sin ramificaciones. Se caracterizan por
tener una estructura "macrocristalina” (cristales grandes y quebradizos) y longitudes de Cig
hasta C4. La formacion de los cristales depende significativamente de los cambios de
temperatura, aungue la presion y composicion también afectan a su formacion pero no de

forma significativa.

Si las parafinas se presentan, pueden causar algunos problemas tales como el incremento en
las caidas de presion debido a su depositacion en superficies internas, restringiendo el flujo
y posiblemente constituyendo un bloqueo total, ademés los requerimientos de energia y
presion para mover los fluidos son mayores como consecuencia del aumento en la

viscosidad de los mismos.

Fig. 11.3 Seccién de tuberia taponada por depositacion de parafinas
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Remediacion y prevencion:

Control Mecanico

Empleo de diablos de limpieza, herramientas con linea de acero o tuberia flexible
con la finalidad de prevenir o remover depdsitos de parafinas.

Control Térmico

Se emplean algunas técnicas termales pasivas para prevenir la formacion de
parafinas, por ejemplo el aislamiento de lineas de flujo. Por otra parte las técnicas
de calor activo como la circulacion de fluidos calientes en las lineas de flujo o la
aplicacion directa de calor generado eléctricamente se emplean para la prevencion y
remocion de los depositos.

Inyeccion quimica

En este caso pueden inyectarse algunas sustancias como:

* Modificadores de cristales, pueden emplearse para prevenir la depositacion de
parafinas pero sélo son efectivos si se inyectan de forma continua sobre el sistema a
una temperatura mayor que la temperatura de aparicion de parafinas.

* Surfactantes, pueden ser usados para prevenir la depositacion y remover depositos
existentes.

* Solventes, pueden usarse para disolver depoésitos de parafinas, los mas

comunmente usados son el diesel, xileno y disulfuro de carbon.

11.1.1.3 Hidratos de gas

También llamados  “clatratos” (compuestos de
inclusion). Se forman por el contacto de gases
formadores de hidratos (metano, etano, propano, CO2 y
H2S) y agua liquida a condiciones de bajas temperaturas
y altas presiones. Las moléculas de agua forman una
estructura con una cavidad central en la que se
encapsulan moléculas de gases formadores de hidratos.
Los hidratos de gas se clasifican en tres estructuras:

Estructura I, Estructura Il y Estructura H.

Fig. 11.4 Hidratos de gas, también
llamados “hielos que arden” y su
estructura molecular

10
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Estas estructuras parecidas al hielo, pueden llegar a bloguear la produccion submarina o las

lineas de flujo, pero el problema se agrava més en instalaciones de aguas profundas debido

a las bajas temperaturas del ambiente marino y las altas presiones existentes, condiciones

ideales para su formacion aunado a la presencia de agua en los fluidos producidos.

Una vez formado el tapon de hidrato, la recuperacion de las condiciones originales es

costosa y demorada, es por esa razén que la prevencion resulta necesaria.

Remediacion y prevencion:

Control Mecanico
Uso de diablos de limpieza para remover los cristales de las paredes de las lineas
pero también como medio para barrer el agua acumulada en puntos bajos en el

sistema de flujo.

Control Térmico

Las técnicas termales pasivas incluyen el uso de aislantes térmicos en tuberias y
lineas de flujo con la finalidad de retener el calor suficiente y evitar llegar a las
condiciones de formacién de hidratos. Las técnicas de control termal activo
incluyen el calor directo de origen eléctrico aplicado sobre la linea de flujo o la

circulacion de fluidos calientes por lineas adyacentes.

Deshidratacion del gas
La eliminacion del agua que forma parte de los fluidos producidos, es la solucion
permanente para problemas de hidratos, se hace con la finalidad de disminuir el

punto de rocio.

Inyeccion quimica
Los aditivos mas comunes son el metanol, etileno-glicol y dietileno-glicol. El
metanol es el mas usado porque se dispersa bien en la corriente de gas, pero puede

Ilegar a causar contaminacion y problemas en plantas de proceso.

11
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11.1.1.4 Otros solidos

Arenas

Algunos de los problemas que se derivan de la presencia de arenas de la formacion en la
produccién son:

Taponamiento en los disparos, tuberia de produccion, lineas de flujo y demés equipo,
incremento en las pérdidas de presion por friccion debido a la reduccion del area de flujo
por el bloqueo parcial de tuberias, erosion de los equipos como valvulas, estranguladores y
tuberias, acumulacion en vasijas superficiales provocando pérdidas de produccion por

tareas de limpieza.

Control:
» Revestimiento del agujero con tuberia ranurada
» Colocacion de empaque de grava (Gravel Pack) en agujero descubierto

» Fracturamiento usando resinas y apuntalantes

Incrustaciones minerales

En los yacimientos petroleros existe presencia de agua saturada con sales de la roca
disueltas en ella y ésta es producida con los hidrocarburos. La precipitacion del excedente
de las sales presentes en el agua producida, da lugar a las incrustaciones minerales que
pueden originar grandes depdsitos y consecuencias desfavorables para la productividad del

yacimiento.

Las incrustaciones mas comunes son de Carbonato de Calcio (CaCQOs, calcita) y sulfato de
Bario (BaSQy,, barita).

La precipitacion se genera principalmente en elementos como valvulas y estranguladores,
ocasionando su mal funcionamiento asi como caidas adicionales de presion debidas a la

reduccion del area de flujo.

Remediacion y prevencion:

* Inyeccidn de productos quimicos para inhibir la formacion.

12
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* Remocién quimica:
Empleo de &cidos inorgéanicos, cominmente HClI o HNO; para remover

incrustaciones de carbonatos.

* Remocion mecanica:
Es necesario intervenir el pozo y es un procedimiento caro sobre todo para pozos
submarinos. Esto incluye: escariador, lavado a presion con agua (con o sin acido),
re-perforacion, fracturamiento en la formacién, reemplazo de equipo dafiado por

incrustaciones.

1.L1.2 El flujo inestable (bacheo) como factor que afecta directamente al

Aseguramiento de Flujo

A lo largo de todo el Sistema Integral de Produccion se encuentra presente el flujo
simultaneo de gas y liquido conocido como flujo multifasico, es de relevante importancia
en los sistemas submarinos de produccion principalmente debido a que los costos de
produccién estdn directamente relacionados con las caracteristicas del fluido que se

produce.

De las diferentes configuraciones que pueden adoptar las fases al fluir simultaneamente, el
régimen de flujo que resulta de un mayor interés particularmente en instalaciones
submarinas de produccién es el flujo bache, lo anterior debido a que se trata de la
produccion intermitente de tapones de liquido y burbujas de gas que pueden alcanzar
dimensiones de varios cientos de metros de longitud y pueden ocasionar problemas como
grandes fluctuaciones tanto en presiones como en gastos, aunado a eso pueden también
causar:

» Daiio en el equipo: vibracion, impactos debidos a la carga, corrosion.

« Disminucién de la eficiencia de la separacién, resultando en una separacién pobre

de los fluidos.
» Variaciones largas y abruptas en la carga de compresores, resultando en operaciones

de compresion ineficientes.

13
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« Paros frecuentes de equipo.
Puede hacerse una clasificacion de la formacion de tapones de liquido y gas en un sistema

de acuerdo con su mecanismo, como Sigue:

11.1.2.1 Bacheo Hidrodinamico
Los baches hidrodinamicos generados a partir del flujo estratificado inician por la
inestabilidad de las olas en la interfase liquido-gas bajo ciertas condiciones de flujo.

En las Figs. Il.5a, 11.5b y 11.5c se muestra el proceso de formacion de un bache
hidrodindmico a partir del flujo estratificado:
(@) La interfase liquido-gas se eleva hasta la cima de la tuberia, lo cual sucede cuando la

diferencia de velocidades entre la fase gas Y la fase liquido es suficientemente alta.

Fig. 11.5a) La interfase liquido-gas se eleva hasta la cima de la tuberia

(b) Una vez que la ola alcanza la cima de la tuberia, se forma un bache. El bache es
empujado por el gas y viaja a una velocidad mayor que la capa de liquido, de esta manera

barre una mayor cantidad de liquido.

Fig. 11.5b) Formacidn del bache

(c) El arrastre de gas reduce el colgamiento promedio de liquido en el bache,

incrementando asi la turbulencia dentro de él.

Fig. 11.5c) Arrastre de gas dentro del bache

——
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Una parte importante de las pérdidas de presion por friccion en el flujo multifasico, se debe

a la region de turbulencia dentro del bache.

Es necesario dar seguimiento al desarrollo de los baches individuales a lo largo de la
tuberia para estimar el volumen del liquido que se descarga. La evolucion de los baches es
muy sensible a la inclinacion de la tuberia, por lo que cambiarla en menos de un grado
puede ser suficiente para alterar el balance causando una transicion en el régimen de flujo.
De esta manera, los picos y depresiones que se presentan a lo largo del perfil de la tuberia

pueden tener un efecto muy significante.

En la Fig. 11.6 se comparan los patrones de flujo de una topografia horizontal simple y una
con algunas ondulaciones. El régimen de flujo en lineas con ondulaciones varia entre flujo
estratificado y flujo bache, esto implica que no solo podria diferir marcadamente el tamafio

del bache sino que las caidas de presion son muy diferentes también para cada régimen.

Al realizar el modelado del flujo multifasico en tuberias, es importante representar estas
ondulaciones tan religiosamente como sea posible cuando se trabaja con gastos bajos; en el

caso de gastos altos, las ondulaciones pueden no tener mucho impacto en las predicciones.

Flujo Bache

A

Flujo Estratificado Flujo Bache Flujo Estratificado.L Flujo Bache : Flujo Estratificado

Flujo Bache
ple ole e

Fig. 11.6a) Patrén de flujo bache, presente en una tuberia con topografia horizontal.
11.6b) Patrones de flujo bache y estratificado que se alternan cuando la topografia del
terreno presenta ondulaciones.

11.1.2.2 Bacheo severo
En la Fig. 11.7 se muestra el proceso de formacion de un bache en un sistema linea-riser. El

liquido se acumula en la base del riser, bloqueando el flujo de la fase gas. Este paquete de

15
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liquido se acumula hasta que la presion del gas es lo suficientemente alta para superar la

hidrostatica y empujar el bache de liquido hacia afuera del riser.

«dd

a) Formacion del bache b) Produccion del bache c) Penetracion del gas d) Salida del gas

Fig. 11.7 Proceso de formacion y descarga de un bache en un sistema linea-riser

Los baches pueden ser muy severos y causar grandes variaciones en la presion y en las

descargas de liquido de la tuberia.

El bacheo severo es una situacion de régimen transitorio que requiere un modelado
dindmico para su descripcion y prediccion. En los casos en que las predicciones realizadas
resultan en problemas de manejo de gas o liquido, debe determinarse el efecto del

estrangulamiento adicional corriente arriba del separador.

Si el sistema de transporte termina en un riser vertical a una plataforma de recoleccion, el
recorrido del bache de la tuberia horizontal al tubo ascendente resulta en efectos de flujo
ciclicos. Como el bache desacelera en el tubo vertical, la burbuja de gas que le sigue es
comprimida; dicha compresion continla hasta que se genera la energia suficiente para

empujar el bache hacia afuera del riser.

Cuando la presién en la cabeza de los pozos es limitada, en el riser que va del suelo marino
a la plataforma puede formarse una contrapresion debido a los baches, lo que limitara la
produccion de los pozos. En tales circunstancias, las pérdidas de presion vertical pueden
reducirse si se coloca en el fondo marino un cachador de baches y las fases gas y liquido

son separadas; el liquido bombeado a la superficie y el gas fluyendo libremente a la
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plataforma a través de tubos separados. Una alternativa es la inyeccion de gas en la base del

riser, lo que aligera la columna de fluido y minimiza las pérdidas verticales de presion.

11.1.2.3 Remediacién y prevencion de los problemas de bacheo
Para solucionar el problema de bacheo, debe evaluarse cada caso con la finalidad de

encontrar la solucion particular mas adecuada para el problema.

Algunas de las posibles soluciones aplicables son:
* Reduccion de diametros
Esto puede hacerse en tuberias, lineas de flujo y/o risers. Una reduccion en el
didmetro reduce la tendencia y severidad del bacheo, pero ésta debe ser la apropiada

para optimizar las caidas de presion y la capacidad de produccion del sistema.

« Empleo de maltiples lineas de flujo de dimensiones diferentes
Tiene la finalidad de reducir la tendencia y severidad del bacheo y proveer una

mayor flexibilidad operativa.

» Bombeo neumético y derivacion del gas
Con esto se incrementa el volumen de gas en la corriente debido a la inyeccion en el
fondo del pozo, corriente arriba de la linea de flujo o en la base del riser. El gas de
inyeccién ayuda a elevar el liquido y previene de esta manera la formacion de un

bache de liquido.

« Técnicas de control en el equipo superficial y subsuperficial
Algunas de ellas se enlistan:

v’ Estrangulamiento del flujo, aplicado en la parte superior del riser para
estabilizar el flujo multifasico ascendente, con esto se logra que la
aceleracion del liquido aumente y la presién hidrostatica en el riser decrezca.

v Colocacion de cachadores de baches (slug catcher), pueden instalarse en la
base del riser con la finalidad de atrapar o cachar los baches de liquido y

burbujas de gas; el gas puede ser separado de la corriente y enviarse hacia la
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superficie mientras que el liquido puede bombearse por otro tubo para
reducir la contrapresion generada por la columna hidrostatica en el sistema.

v’ Separacién submarina, se instala un separador submarino en la base del
riser. Este proceso puede reducir en gran medida el volumen de inhibidores
requeridos para prevenir la formacion de hidratos y corrosion en la linea de
gas. Son necesarias dos lineas de flujo y una bomba submarina para elevar el
liquido.

v" Corrida de diablos, el diablo se mueve a través de la linea de flujo por lo
que empuja al fluido enfrente de él y a su vez limpia la tuberia. La velocidad

del diablo debe ser controlada para evitar problemas de bacheo.

11.2 Sistemas Flotantes de Produccién

Comunmente para la extraccion de petréleo en aguas someras se utilizan las plataformas
fijas del tipo jacket. Tales plataformas han mostrado ser estructuras altamente confiables
ante condiciones ambientales criticas, pero los costos de su construccion, instalacion,
operacion y mantenimiento, se incrementan notablemente con el aumento del tirante de

agua en el cual se desean instalar.

Por lo anterior, se han propuesto diversos sistemas estructurales de tipo flotante que
constituyen alternativas mas economicas y técnicamente favorables para la explotacion de
yacimientos en aguas profundas, tales como (Fig. 11.8):

« Unidades Flotantes de Produccién, Almacenamiento y Descarga (FPSOs)

» Plataformas Semisumergibles (SEMIs)

» Plataformas de Piernas Atirantadas (TLPs)

+ Plataformas tipo SPAR

Actualmente, sistemas flotantes de produccion estan siendo utilizados satisfactoriamente en
Estados Unidos, Brasil, Mar del Norte, Africa y Asia; el récord actual de un sistema
flotante en operacién lo posee una plataforma Semisumergible en el Campo Nakika (parte

estadounidense del Golfo de México) en un tirante de agua de 1,920 m.
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% . <.
Fig. 11.8 Sistemas Flotantes de Produccion

11.2.1 Descripcién de los Sistemas Flotantes de Produccion (SFPs)

Los sistemas flotantes se refieren a las plataformas marinas del tipo embarcacion, utilizadas
para la explotaciéon de yacimientos petroliferos localizados en sitios con tirantes de agua
superiores a los 300 m, aungue algunas de ellas se pueden utilizar en aguas someras como
los FPSOs. La caracteristica distintiva entre las plataformas fijas y dichos sistemas, es que
estos ultimos soportan el peso de los equipos encontrados en las cubiertas, los risers, las
lineas de anclaje y su peso propio, a travées de la flotacion de su casco y utilizan un sistema
de posicionamiento para mantenerse en su sitio de operacion. En la Fig. 11.9 se muestran los

componentes principales de los sistemas flotantes.

El casco de flotacion puede ser compuesto por columnas y pontones (TLP y SEMI), por

una sola columna de gran diametro (SPAR), o de tipo embarcacion (FPSO).

El sistema de posicionamiento puede ser a través de un conjunto de lineas de amarre
(cadenas, tubos de acero, cables de acero o poliéster), o del tipo dinamico basado en
propulsores mecanicos (trusters). Generalmente, los sistemas de posicionamiento dindmico

son utilizados en unidades de perforacién y las lineas de amarre en sistemas de produccion.
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Fig. 11.9 Componentes principales de un sistema flotante

Cada uno de los conceptos estructurales tiene caracteristicas propias que ofrecen ventajas y
limitaciones para su seleccion como centro de proceso para el desarrollo de campos
petroleros. A continuacién se muestran la descripcion y principales ventajas y desventajas

de los cuatro tipos de sistemas flotantes.

11.2.1.1 Plataformas de Piernas Tensionadas (TLPs)
Las plataformas de piernas tensionadas son instalaciones de produccion flotantes amarradas
verticalmente al lecho marino por tendones. En la Fig. 11.10 se muestran tipos de TLPs.

Fig. 11.10 De izquierda a derecha TLP tipica, TLP Moisés, TLP estrella de mar
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Mientras un casco flotante soporta la superestructura de la plataforma, un intrincado
sistema de amarres mantiene la plataforma en su sitio. La flotabilidad del casco contrarresta
el peso de la superestructura de la plataforma, requiriendo grupos de estrechos tendones o
piernas atirantadas, para asegurar la estructura a los cimientos en el lecho marino. Los

cimientos se mantienen inmoviles por pilotes clavados en el lecho marino.

El sistema de piernas atirantadas tensionadas permite el movimiento horizontal con
disturbios de olas, pero no permite el movimiento vertical que hace a las TLPs una popular

opcidn de estabilidad.

El bésico disefio de una TLP incluye cuatro columnas llenas de aire formando un cuadrado.
Estas columnas estan soportadas y conectadas por pontones similares al disefio de una

plataforma de produccién semisumergible.

La cubierta de la plataforma se localiza en lo alto del casco de la TLP. La superestructura
de una TLP es la misma que una plataforma de produccion tipica, consiste de un casco que
aloja el equipo de perforacion y produccién, tan bien como el médulo de potencia y los
dormitorios. Los pozos secos son comunes en las TLPs debido a que se reducen los

movimientos verticales en la plataforma.

La mayoria de los pozos produciendo en TLPs estan desarrollados a través de risers rigidos,
que elevan los hidrocarburos del lecho marino a los arboles secos localizados en la cubierta
de la TLP.

A continuacion se describen ventajas y desventajas para el uso de plataformas TLPs.

Ventajas
» Bajos movimientos en el plano vertical.
» Permite el uso de equipo de perforacion y acceso a pozos.
+ Utiliza arboles superficiales de produccion.

» Uso de risers verticales de acero.
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Desventajas
« Limitaciones de uso en aguas ultra-profundas debido al peso y colapso
hidrostatico de su sistema de tendones (tubos de acero encargados de restringir
movimientos verticales).
« Sensible a cambios de carga sobre la cubierta.

» No permite el almacenamiento de aceite.

11.2.1.2 Plataformas Semisumergibles (SEMIs)
Este tipo de plataformas son mas estables que cualquier unidad flotante de produccion, y
muchas veces se escogen para condiciones dificiles debido a su habilidad para soportar

aguas tempestuosas. En la Fig. 11.11 se muestra una plataforma semisumergible.

Una semisumergible esta disefiada para una cubierta que contiene el equipo de perforacion
y otros tipos de maquinaria, soportadas por columnas tipo pontones que estdn sumergidas
dentro del agua. Otro tipo de plataforma de perforacién que puede perforar en aguas ultra
profundas son los barcos de perforacion, estos son capaces de sostener mas equipo; sin

embargo las semisumergibles son elegidas por su estabilidad.

Fig. 11.11 Semisumergible Noble Clyde Bourdreaux

Mientras se transportan, las semisumergibles no estan hundidas en el agua. Solo durante las
operaciones de perforacion estdn sumergidas parcialmente. Debido a que las
semisumergibles pueden flotar en el agua, es facil transportar estas plataformas de una
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localizacion a otra. Algunas semisumergibles son transportadas en barcazas (Fig. 11.12) y

otras tienen su propio sistema de propulsion.

Fig. 11.12 Transporte de semisumegible en barcaza

Basados en la forma en que la plataforma estd sumergida en el agua, hay dos tipos
principales de semisumergibles: semisumergibles tipo botellas y semisumergibles

estabilizadas por columnas.

Las semisumergibles tipo botella consisten de cascos en forma de botellas debajo de la
cubierta de perforacion que puede ser sumergida llenando el casco con agua. (Fig. 11.13).

Las semisumergibles tipo botella fueron originalmente concebidas como plataformas
sumergibles. Como plataformas sumergibles, las botellas debajo de la plataforma fueron

sumergidas completamente, descansando en el lecho marino.

Pero, con el paso del tiempo, los arquitectos navales se dieron cuenta que la plataforma
mantenia su estabilizacion si las botellas estaban sumergidas parcialmente, pero podian
perforar en aguas més profundas. Las lineas de amarre eran entonces usadas para mantener
la semisumergible en su lugar, y estas anclas son la Gnica conexion que la plataforma tiene
con el lecho marino. Eventualmente, estas plataformas fueron disefiadas solo para servir

como semisumergibles.

Como semisumergibles, las plataformas ofrecen estabilidad excepcional en las operaciones

de perforacion, ademas el giro y cabeceo por las olas y viento fue disminuido grandemente.
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Adicionalmente a los casos de amenazas por mal clima, como tormentas, ciclones y

huracanes, algunas localizaciones de perforacion son siempre rigurosas con el mar
constantemente agitado.

Fig. 11.13 Semisumergible tipo botella
Un nuevo disefio popular para semisumergibles es las semisumergibles estabillizadas por

columnas (Fig.11.14). Aqui, dos cascos horizontales estan conectados via columnas
cilindricas horizontales a la cubierta de perforacion encima del agua. Las columnas

diagonales mas pequefias estan usadas para soportar la estructura.

Sumergir este tipo de semisumergible se lleva a cabo llenando parcialmente los cascos
horizontales con agua hasta que la plataforma se ha sumergido a la profundidad deseada.
Las lineas de amarre anclan la plataforma encima de los pozos, y el posicionamiento

dinamico puede ayudar a mantener la semisumergible en la correcta localizacion.

Fig. 11.14 Semisumergible DSS38 (estabilizada por columnas)

24

——
| —



Capitulo 11

A continuacion se presentan las ventajas y desventajas de usa plataforma semisumergible.

Ventajas
» Permite el uso de equipo de perforacion y acceso a pozos.
« Minimos cambios con el aumento del tirante de agua.
+ Permite manejar grandes cargas sobre su cubierta.
« Laultima generacion de SEMIs permite el uso de risers de acero en catenaria.
« Se cuenta con diferentes tipos de sistemas de anclaje para diferentes condiciones
de sitio.
Desventajas
« Altos movimientos.
» Uso de arboles submarinos de produccion.
» Generalmente utiliza risers flexibles.

» Los sistemas submarinos son un factor critico.

11.2.1.3 Plataformas tipo SPAR

Es una alternativa de plataforma flotante que puede soportar operaciones de perforacion,
produccion y almacenamiento. Consiste de una cilindro largo vertical que soporta la
superestructura con el equipo. Similar a un iceberg, la mayoria de una instalacion SPAR se
localiza bajo la superficie del agua, proveyendo que la instalacion incremente su
estabilidad.

Se disefié originalmente como una boya flotante para adquirir informacion oceanografica.
El principal componente de una instalacibn SPAR es la camara flotante hermética
profunda, o el casco cilindrico hueco. Habitualmente el casco es rodeado con tracas para
aumentar la estabilidad. Adicionalmente, el fondo del cilindro incluye una seccion de lastre
con material que pesa mas que el agua, asegurando que el centro de gravedad se localice

debajo del centro de flotacion.

El disefio profundo hermético hace a la SPAR menos propensa a la afectacion por viento,

olas y corrientes, permitiendo la facilidad de soportar desarrollos de arboles submarinos y
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secos. Adicionalmente, el cilindro adjunto actia como proteccion para riser’s y equipo,
haciendo a la SPAR una eleccion ideal para desarrollo en aguas profundas. Ademas, el
casco puede proveer almacenamiento para produccion de aceite y gas.

En lo alto del casco de la SPAR se ubica la superestructura, la cual puede constar del
equipo de perforacion, produccion y habitacional. La perforacion se lleva a cabo desde la
superestructura a través del casco cilindro hueco; y los risers de perforacion, importacion y
exportacion son pasados a través del casco adjunto. Toda la instalacion SPAR es entonces

amarrada al lecho marino.

Mientras el casco es sujetado a la cama de mar a través de varias técnicas de amarre, la
instalacion de la SPAR no requiere amarres para permanecer erguido. El disefio Unico de la
SPAR asegura que la instalacion no se vuelque incluso si los amarres no estén conectados

porque el centro de gravedad esté localizado debajo del centro de flotacion.

Existen tres tipos de SPARs, incluyendo el disefio original SPAR, SPARs atadas y celdas
SPAR (Figs. 11.15 y 11.16). Consistiendo de un casco cilindrico individual, el disefio
original para SPAR’S fue creado en la mitad de los 90’s con el primer desarrollo en el

campo Neptuno en el Golfo de México.

La siguiente interpretacion de las SPARs fue la SPAR atada, la cual es similar al disefio de
la SPAR original, pero el casco cilindrico esta cortado y se incorpora un atado debajo. El
atado generalmente incluye placas horizontales que ayudan a disminuir el movimiento
vertical. La SPAR atada es ventajosa porque pesa menos que el disefio original, y porque

requiere menos acero, por lo cual cuesta menos.

La variacion mas reciente de la SPAR es la celda SPAR, la cual es una version reducida a
escala del disefio original. La celda SPAR incluye seis vasijas a presion congregadas
alrededor de una séptima vasija. Se asemeja a un hot dog masivo, estas vasijas a presion
son generadas mas facilmente y costeadas efectivamente a través de produccion en masa.

Proveen la flotacion para la instalacion, las vasijas son mantenidas en un lugar por acero
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estructural, el cual se extiende debajo de las vasijas y mantiene con el disefio hermético
profundo para proveer estabilidad.

Fi

g. 11.15 Semisumergible tipo SPAR Tradicional

Fig. 11.16 Semisumergible tipo SPAR ATADA (izquierda) y tipo CELDA SPAR (derecha)

A continuacion se muestran las ventajas y desventajas de la plataforma tipo SPAR.
Ventajas

« Permite el uso de equipo de perforacién y acceso a pozos.
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» Permite el uso de arboles superficiales de produccion.
« Minimos cambios con el aumento del tirante de agua.
+ Permite almacenamiento de aceite en su casco, pero no es tipico.
+ Alta estabilidad.
Desventajas
* Movimientos medios.
+ Sistema de risers complejo.

« Serequiere el montaje de la cubierta en el sitio de instalacion.

11.2.1.4 Unidades Flotantes de Produccién, Almacenamiento y Descarga (FPSOs)

Son instalaciones de produccion costa afuera que albergan equipo de proceso y
almacenamiento para producir hidrocarburos (Fig. 11.17). El disefio basico de la mayoria de
los FPSOs abarca un contenedor en forma de barco, con equipo de proceso o0
superestructura, a bordo la cubierta del contenedor, y almacenamiento de hidrocarburos
debajo en un doble casco. Después del proceso, un FPSO almacena aceite o gas antes de
descargar periédicamente a buques de transporte o transportar el petroleo procesado por

tuberias.

Fig. 11.17 FPSO

Amarrados en el sitio por varios sistemas de amarre, los FPSOs son soluciones de
desarrollo efectivas para campos en aguas profundas y ultra-profundas. Un sistema de

amarre central permite al barco rotar libremente para responder mejor a las condiciones del
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clima, mientras los sistemas de amarre extendidos anclan el barco a varias localizaciones en

el lecho marino (Fig. 11.18).

Usualmente son conectados a pozos submarinos, los FPSOs unen los hidrocarburos de los
pozos de produccion submarinos a traves de una serie de tuberias en el campo. Una vez que
el aceite es explotado por los pozos submarinos, los hidrocarburos son transportados a
través de lineas de flujo y risers, el aceite y gas viaja del fondo marino a la torrecilla del

contenedor y después al FPSO en la superficie del agua.

Fig. 11.18 Transporte de la produccion de un campo submarino a un FPSO

El equipo de proceso a bordo de un FPSO es similar al que se encuentra encima de una
plataforma de produccion. Generalmente construido en mddulos, el equipo de
procesamiento de un FPSO puede consistir de separacion de agua, tratamiento de gas,
procesamiento de aceite, inyeccion de agua y compresion de gas, entre otros. Los

hidrocarburos se transfieren después al contenedor de doble casco para almacenamiento.

El aceite crudo que es almacenado a bordo frecuentemente es transferido a barcos de
transporte y el gas se transporta por ductos o se reinyecta al campo para incrementar la

produccién.

Un FPSO es una solucién de desarrollo viable para diferentes situaciones de campo costa

fuera. Debido a que los FPSOs pueden desconectadorse de sus amarres, estos contenedores
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de produccion costa fuera son Optimos para areas con condiciones de clima adversos, como

cuando existen ciclones y huracanes.

Adicionalmente, debido a que los FPSOs pueden moverse, hay ademas soluciones
econdémicas para campos marginales, en la que el contenedor puede moverse a otro
desarrollo y reubicarse una vez que el campo original se halla agotado. Incluso, los FPSOs
son una Optima opcién para desarrollo cuando no existen tuberias o infraestructura para
transferir la produccion a tierra. Adicional a las ventajas adicionales de un FPSOs los

buques existentes frecuentemente son convertidos a FPSOs.

Los FPSOs se usan para produccion costa fuera desde los afios 70’s, aunque histéricamente
se han utilizado en el Mar del Norte, en costa fuera de Brazil, en la zona del Pacifico en

Asia, en el Mar Mediterraneo y en costa fuera del oeste de Africa.

Ademas de los FPSOs existen sistemas flotantes similares como los Sistemas Flotantes de
Almacenamiento y Descarga (FSOs), Sistemas Flotantes de Produccion (FPSs) y Unidades
de Almacenamiento Flotantes (FSUs). Adicionalmente, los primeros Sistemas Flotantes de
Produccidn, Perforacion, Almacenamiento y Descarga (FDPSO) fueron desarrollados en el
2009 por Murphy Oil’s para el campo de aceite Azurite costa fuera en la Republica del
Congo. EI FDPSO Azurite incorpora equipo de perforacion en aguas profundas que
ayudaran a desarrollar el campo y puede ser removido y reusado después de que todos los

pozos de produccién del campos Azurite hayan sido perforados.

A continuacion se presentan las ventajas y desventajas de usar un FPSO.
Ventajas

« Se puede utilizar tanto en aguas someras como profundas.

« Minimos cambios con el aumento del tirante de agua.

» Grande capacidad de espacio y de cargas en la cubierta.

« Permite el almacenamiento de aceite.

* Numero ilimitado de pozos.
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Se cuenta con diferentes tipos de sistemas de anclaje para diferentes condiciones

de sitio.

Desventajas

Altos movimientos.

Uso de arboles submarinos de produccion.

Uso de risers flexibles con limitacion en diametro para aguas ultra-profundas.
Los sistemas submarinos son un factor critico.

No cuenta con equipo para perforacion y acceso a los pozos.

No permite el almacenamiento de gas.

En ambientes agresivos se requiere el uso de sistemas de anclaje tipo torreta.

11.3 Sistemas submarinos de produccién

Los sistemas submarinos de produccion se definen como los equipos, lineas y componentes

que se localizan en el lecho marino, que permiten la produccién de gas y crudo de campos

localizados en aguas profundas y llevarla a centros de proceso (plataformas fijas o sistemas

flotantes de produccién) o a instalaciones en tierra.

Los sistemas submarinos de produccién tienen elementos mecéanicos, hidraulicos,

eléctricos y estructurales. Los principales componentes de un sistema submarino de

produccién son:

Arboles submarinos (subsea trees)

Lineas de flujo (flowlines)

Lineas de conduccion (pipelines)

Mudltiple de recoleccion o colectores (manifold)
Plantillas (templates)

Sistema de control

Umbilicales (umbilicals)

Sistemas de enlace y conexion (Tie in and connection systems)
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11.3.1 Arboles submarinos (subsea trees)

Un arbol submarino es un arreglo de valvulas, tuberias, accesorios y conexiones instaladas
sobre el pozo para controlar el flujo de hidrocarburos del mismo. Los arboles submarinos
pueden ser verticales u horizontales. En la Fig. 11.19 se aprecian algunos arboles

submarinos de produccion.

Lineas de flujo

Bomba de refuerzo
submarina
Linaa umbilical
electro-hidréulica

Ameglo de terminacion
delineas umbilicales

Arboles | il
de produccién | )
submarinos e — A

Médulo de
viglanciay
control
submarino

"
Conductor volante electro-hidréulico sl colector

Conductor volants electro-hidréulico
&l érbol de produccitn submarino

Fig. 11.19 Componentes de un sistema submarino de produccién

Los arboles verticales se instalan después de bajar la tuberia de produccién en el pozo. Por
lo tanto, si se requiere una reparacion, el arbol puede recuperarse sin remover la
terminacion. Su principal limitacion es la dificultad que implica la intervencion del pozo

después de la instalacion. En la Fig. 11.20 se puede apreciar un arbol vertical submarino.

Los arboles horizontales estan disefiados para permitir que los ingenieros finalicen una
operacion de terminacion despues de instalado el arbol. Por consecuencia, la tuberia de
produccion y otros dispositivos pueden bajarse en el pozo después de instalarse el arbol en
su lugar. Se pueden efectuar operaciones de reacondicionamiento sin remover el arbol,
reduciendo el tiempo y las erogaciones, a la vez que se mejora la seguridad. En la Fig. Il.

21 se puede observar una arbol horizontal submarino.
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Hoy en dia existen arboles submarinos de prueba y de produccion, las compafiias que los

fabrican, son FMC Technologies, Cameron y Schlumberger.

4"-!"»..

Fig. 11.21 Arbol horizontal submarino

Fig. 11.20 Arbol vertical submarino

Schlumberger ha desarrollado un arbol submarino de prueba, herramienta utilizada durante
la etapa de exploracion de un pozo, con el fin de evaluar la produccion y la capacidad de
afluencia del mismo. Por otro lado, Cameron tiene 2 tipos de arboles de produccion
submarinos que son Modular Dual Bore Christmas Tree y SpoolTree Subsea Christmas
Tree, los cuales fueron redisefiados para cambiarlos a la nueva tecnologia llamada
MOSAIC Modular Subsea And Integrated Completions, (Terminaciones Integradas y
Modulares Submarinas). Dicha tecnologia se basa en modulos llamados “bloques de
construccion” (building blocks) los cudles son una combinacion de componentes
estandarizados. Los elementos basicos del sistema MOSAIC son:
e Posicion
Provee soporte, orientacion y proteccion a otros elementos del sistema MOSAIC
(guia base de perforacion, plantillas, porches, controles y conectores remotos, etc.)
e Presion
Provee control de presidn y zonas de aislamiento (cabezales de pozo, colgadores de
tuberia, conectores de linea de acero, estranguladores, etc.)
e Distribucion
Dirige el flujo de los hidrocarburos, inyeccion de fluidos e informacion de flujo
(bases de flujo, maltiples de recoleccion y terminacion de ensamble de umbilicales).

e Acceso

——
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Provee una trayectoria de operacion para manejar el activo. (Arboles de valvulas y
risers).

e Control
Suministra poder, retroalimentacion y logica a otros elementos del sistema
(controladores hidraulicos, controladores hidraulicos pilotos, controles multiplex,
montajes de terminaciones hidraulicas, paneles ROV, etc.)

e Conexion
Provee un vinculo entre tuberias y los mddulos MOSAIC (diversos tipos de

conectores para tuberias flexibles o rigidas).

11.3.2 Mdltiple de recoleccion (manifold)

Es una estructura localizada en el lecho marino, compuesta por valvulas, tuberias y
accesorios  para recibir los fluidos producidos de varios pozos y desviarlos a una
determinada direccién (una linea de flujo o un riser). Se podria decir que un multiple de

recoleccion es un punto de control en el sistema submarino de produccion.

Los multiples de recoleccion también pueden ser utilizados para inyectar agua, gas o

alternadamente agua y gas.

La distribucion del campo define el tipo de mdltiple de recoleccién aunque se puede dar el

caso en que no exista en el sistema submarino. Algunos tipos de distribucién son:

11.3.2.1 Plantilla-Multiple de recoleccion (Template Manifold)
Estructura disefiada para perforar a través de y
ella y albergar varios arboles submarinos, |
multiples de recoleccion, lazos y lanzadores de
diablo, equipo de tratamiento quimico, entre
otros. En la Fig. 11.22 se observa una plantilla-

maultiple de recoleccion.

Fig. 11.22 Plantilla-Multiple de recoleccién
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11.3.2.2 Grupo-Mdltiple de recoleccion (Cluster Manifold)

Estructura disefiada para direccionar los fluidos de varios pozos situados alrededor de ella.

En la Fig. 11.23 se observa un Grupo-Mdltiple de recoleccion.

Fig. 11.23 Grupo-Mdltiple de recoleccion

11.3.2.3 Tuberia-Terminal-Mdltiple de recoleccion (Pipeline End Manifold, PLEM)

Version simple de un grupo-multiple de recoleccion disefiado para direccionar el fluido de

solo 1 o 2 arboles de valvulas. Un PLEM se conecta directamente a una linea de flujo

submarina sin el uso de una terminacién final de tuberia, PLET por sus siglas en inglés

(Pipeline End Termination), en la Fig. 11.24 se observa un PLEM.

Fig. Il. Tuberia-Terminal-MJltiple de recoleccién
Los elementos principales de un colector son:

Tuberias (ver Fig. 11.25)

Valvulas de Compuerta y Actuadores
Lazo de Lanzadores de Diablos
Medidores de flujo (ver Fig. 11.26)
Marcos Estructurales

Instrumentacion

b

Fig. 11.25 Tuberias de trabajo
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e Inyeccion de Quimicos
e Enlaces de Lineas de Flujo y Conectores
e Cimentacion (ver Fig. 11.27)

e Aislamiento

Fig. 11.26 Medidores de flujo  Fig. 11.27 Cimentacion

11.3.3 Lineas de flujo, tuberias y riser.
Son el medio por el cual los fluidos se transportan de un lugar a otro.

Tuberia: Un sistema de tubos largos conectados, generalmente enterrados en la tierra o
tendidos sobre el lecho marino, que se usa para transportar fluidos en una sola fase. Por

ejemplo gasoductos, oleoductos, etc.
Linea de flujo: Son las tuberias a través de las cuales el crudo y gas viajan del pozo al

equipo de procesamiento o almacenamiento.

Algunas diferencias entre tuberias y lineas de flujo son:

Tabla 11.1 Diferencias Tuberia/Linea de flujo

Tuberias Lineas de flujo
Baja presion Alta presion
Diametros grandes Diametros pequefios
Longitudes grandes Longitudes cortas
Fluidos en una fase Flujo multifasico

Aplicacion de aseguramiento
de flujo

Usadas para inyeccién de agua

——
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Riser: Conducto de acero a través del cual el liquido viaja hacia arriba. Es un sistema
especial de tuberia, conexiones y accesorios que forman un conducto entre el lecho marino
y el sistema que se tenga en superficie para los siguientes propdsitos: exportacion,
importacion o circulacién de fluidos, orientacion de la perforacion o de herramientas de

terminacion a los pozos o soporte para sistemas auxiliares.

Las tuberias y lineas de flujo se usan para varios propdsitos en el desarrollo de un campo
petrolero submarino. Algunos ejemplos son:
e Tuberias de exportacion
e Lineas de flujo para transferir
hidrocarburos de una plataforma a
lineas de exportacion.
e Lineas de flujo para inyeccion de
agua o de quimicos.

e Lineas de flujo para transferir

hidrocarburos entre plataformas,

. ., Fig. 11.28 Lineas de flujo submarinas que
multiples de recoleccion y pozos conectan la cabeza del pozo a un riser

satelites. En la Fig. 11.28 se observan lineas de flujo conectadas a un riser.

Generalmente, el término de lineas de flujo submarinas se usa para describir las tuberias
submarinas que transportan aceite y gas de la cabeza del pozo al pie del riser; el riser esta
conectado a una instalacion de procesamiento como una plataforma o a un FPSO.

11.3.4 Umbilicales

Un umbilical es un arreglo de tuberias y conductores
entre el equipo de control de superficie y el equipo
submarino de control. Los umbilicales son

estructuras complejas compuestas de capas de acero,

polimeros y otros materiales. En la Fig. 11.29 se

observa el corte transversal de un umbilical.
Fig. 11.29 Corte transversal de un

umbilical de 9 1%
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El umbilical puede utilizarse para inyeccion de fluidos del sistema de control, inyeccién de
quimicos, contener cables electronicos y/o lineas de fibra Optica, todo ello para llevar a
cabo las operaciones del sistema submarino de control. El nimero y tipo de umbilical varia
de acuerdo a los requerimientos del campo. Algunos diametros son: 3/8”, 14, Y4, 5/8”, %47,

17, llegando todo el umbilical a medir de diametro hasta 10”.

Los umbilicales se disefian de acuerdo a los requerimientos del sistema de produccién, se
usan principalmente en sistemas como FPSO vy plataformas semisumergibles para

propdsitos de produccion.

Los fabricantes de umbilicales tienen disponible herramientas para que el usuario pueda
disefiar el umbilical que cubra sus necesidades. En la Fig. 11.30 se muestra la imagen de un

disefio de umbilical realizado en la pagina de internet de la empresa Umbilicals.

Configuracién de un umbilical |

‘ Usa esta herramienta de configuracién

| de los componentes de un umbilical

| para crear una configuracion que

satisfaga tusnecesidades, Esto ayudard

‘ anuestro equipo de venta para cotizar
lo que necesitas.

cnar @ sorraR To0o B

TPODEMANGUERA  CABLES Y ENLACES |

@ 34" Recuperacién de gas

1727 Aire/Gas
! N/
TP
LXXRXRADS -~
@ 34" Agua Caliente
300 v S

_| Movertodo v

Fig. 11.30 Disefio de un umbilical

11.3.5 Sistemas de control de produccion

El sistema de control de produccion lleva a cabo la operacion de valvulas y estranguladores
en terminaciones submarinas, plantillas, multiples de recoleccion, tuberias, etc.
Adicionalmente su disefio debe proveer el medio para apagar el sistema de manera segura
en caso de una falla del equipo o de una pérdida de control hidraulico o eléctrico en el

equipo de superficie.
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Un sistema de control de produccion consiste de controles de superficie y equipo de
potencia, modulos de control submarino, sensores con distribuciones eléctricas e
hidraulicas. Los sistemas de control han evolucionado debido al aumento en la profundidad
del agua de los campos submarinos y la complejidad de éstos, dichos factores influyen en el

tiempo de respuesta satisfactorio cuando se realizan operaciones criticas.

Los primeros métodos de control de pozos usando control hidraulico directo de las valvulas
submarinas se han vuelto menos confiables debido a limitaciones operacionales y al tamafio
y costo de los umbilicales que se requieren para proveer una transmision de potencia
hidraulica. Los sistemas de control actualmente son més avanzados y complejos, éstos
pueden usar sistemas hidraulicos pilotos, sistemas pilotos secuenciales, sistemas
electrohidraulicos y completamente eléctricos. En la Fig. 11.31 se observa un mddulo

submarino de control.

¥ 2a=—al

Fig. 11.31 M6dulo submarino de control

11.3.5.1 Equipo de control de superficie (Topside)
El equipo de control de superficie (Fig. 11.32) comprende una unidad de potencia hidraulica

(HPU), una unidad de potencia electrénica (EPU) y un panel de control de pozos.

La unidad de potencia hidraulica proporciona el suministro de presion hidraulica alta y
baja y generalmente funciona con motores eléctricos. La HPU incluye tanques, bombas, un

sistema de control de contaminacion y control de valvulas hidraulicas. Los fluidos que se

——
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usan comunmente en los sistemas de produccidn son hidrocarburos sintéticos y fluidos con

alto contenido de agua.

Red de la plataforma

Senal de paro de emergencia

Unidad de proceso
Unidad de potencia
hidraulica ( HPU) Suministro de potencia

ininterrumpida (UPS)

Patin acumulador

Unidad de control
submarino (SCU)

Unidad de potenciay
comunicacién submarina
{spcu)

Colgador del umbilical

Unidad de inyeccion

quimica (CIU) k
Cajas de unién
hidraulicas/quimicas

Cajas de union eléctricas/opticas

Fig. 11.32 Equipo de control de superficie

11.3.6 Jumper

Tuberia corta, flexible o rigida (Fig. 11.33 y Fig.
11.34), usada para conectar una linea de flujo a
una estructura submarina o dos estructuras
submarinas localizadas cerca una de otra, como
pozos submarinos a multiples de recoleccion,

sleds (trineos) a pozos o mdltiples de

recoleccion a sleds (trineos).

Fig. 11.33 Jumper rigido

Los diametros oscilan entre 4 y 18 pulgadas y las longitudes superan los 50 metros.

i |
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11.3.7 Sistemas submarinos de enlace y conexién

Los sistemas de enlace y conexidn se usan para realizar conexiones y enlaces entre lineas
de flujo y arboles de valvulas, umbilicales y sistemas de control, jumpers y multiples de
recoleccion, etc. Existen enlaces tipo vertical y horizontal, asi como herramientas

asociadas con la operacion de enlace.

11.3.7.1 Configuraciones de enlace vertical
Se le llama configuracion de enlace vertical
porgue al conectar un jumper o una linea de
flujo con un arbol submarino o un mdltiple
de recoleccion, la conexion se realiza sobre
un eje vertical. En la Fig. 11.35 se muestra un
jumper que va a conectar un arbol submarino

de produccion con un multiple de

recoleccion y se aprecia claramente la S
posicion vertical de los extremos del jumper. Fig. 11.35 Configuracién de enlace
vertical

Algunas caracteristicas de esta configuracién son:

e La conexion se realiza rapidamente debido a que se baja el jumper directamente
sobre el punto de conexion (hub de aceptacion), no requiere la ayuda de un
accesorio adicional para posicionarla.

e Menor impacto en los puntos de conexion.

e Ampliamente usado en aguas profundas.

11.3.7.2 Configuracion de enlace horizontal
En este caso el enlace se hace sobre un eje
horizontal, tal como se puede observar en la
Fig. 11.36.

Las caracteristicas de esta configuracion son:
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e Se usa ampliamente en areas donde se practica la pesca, para minimizar el riesgo de
enganches existentes con la mayoria de los sistemas submarinos que yacen en el
lecho marino.

e El enlace se realiza méas lentamente que uno vertical, ya que el jumper debe ser
colocado en los puntos de conexion y alineados con la ayuda de un accesorio con
forma de embudo.

e Se puede realizar la operacion con o sin asistencia de buzos.

e La conexion debe disefiarse y ejecutarse cuidadosamente para evitar sobre presion

en los materiales.

El jumper se transporta al punto de enlace con el uso de un
cabrestante/ montacargas. La conexion se lleva a cabo con
o sin la ayuda de un vehiculo operado a distancia (ROV) tal
como se observa en la Fig. 11.37.

11.3.7.3 Vehiculos operados a distancia

Un vehiculo operado a distancia (Remotely Operated

Vehicle, ROV) es un robot submarino no tripulado que Fig. 11,37 Conexion de

permite al operador del vehiculo permanecer en un configuracion vertical

asistida por un ROV
ambiente confortable mientras el ROV realiza su trabajo
bajo el agua (ver Fig. 11.38). Un umbilical proporciona la
energia necesaria para el funcionamiento del vehiculo,
igualmente es el vinculo para transmitir las sefiales y
Ordenes para su correcto funcionamiento, el umbilical
también es el medio por el cual regresa la informacion
captada por el vehiculo como videos, fotografias, etc.

Dependiendo de la configuracion de enlace que se

realizard y los sistemas que se van a enlazar como Fig. 11.38 Vehiculo operado a
distancia (ROV)
arboles submarinos con multiples de recoleccion o

umbilicales con sistemas de control, existen diversos tipos de ROVs a utilizar.
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El uso de ROVs no se limita a los sistemas de enlace en la industria petrolera, también son

utilizados en el &rea de perforacion y mantenimiento en aguas someras y profundas.

11.3.7.4 Conectores

FMC Technologies provee una serie de conectores estandar sencillos o multiples de 2” a
36”. Los conectores se usan para hacer una conexion fuerte y apretada a presion, disefiadas
para soportar las condiciones como presion, temperatura, torceduras, a las que estaran
sometidos, ademas de la alta presion externa como resultado de la profundidad del tirante

de agua.

Los conectores de abrazadera consisten en 2 piezas de abrazaderas disefiadas para
conexiones horizontales, bajas presiones y grandes diametros (ver Fig.11.39). Los
conectores collet son usados para conexiones de jumpers horizontales y verticales en

configuraciones hidraulicas y mecénicas (ver Fig.11.40).

Fig. 11.39 Conector tipo abrazadera Fig. 11.40 Conector tipo Collet
(Clamp)

11.3.8 Separadores submarinos

Los campos en aguas profundas constituyen un ambiente dificil, es por ello que se han
desarrollado miles de tecnologias que se usan para enfrentar estos desafios, desde grandes y
complejos sistemas de produccion hasta tratamientos quimicos para facilitar el flujo de

petréleo y de gas.
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La separacion submarina parece tener significativas ventajas
en la produccion remota para grandes distancias Yy
particularmente en aguas profundas comparadas con otras

tecnologias, como bombas multifasicas.

El flujo de fluidos a través de las lineas de flujo, tuberias y
risers provoca considerables caidas de presion, aunado a esto,
la columna de fluidos corriente abajo genera una
contrapresion sobre la cabeza del pozo. El objetivo de la
separacion submarina es disminuir la contrapresion en la
cabeza del pozo, separando las fases gas y liquido en el lecho

marino, tan cerca como sea posible al pozo productor.

Para campos maduros, una estacion de separacion submarina
puede contribuir a incrementar la produccion, mejorando y
prolongando la infraestructura existente. En la Fig.11.41 se

observa un separador submarino.

11.3.9 Bombas multifasicas submarinas

Fig. 11.41 Separador
gas/liquido Caisson de la
marca FMC Technologies.

La presion es la fuerza impulsora que desplaza los fluidos desde el espacio poroso hasta las

instalaciones de procesamiento. Las bombas multifasicas proveen capacidades de refuerzo

de flujo adicionales que ayudan a extender la vida productiva de los campos petroleros.

Se utilizan bombas multifasicas en el lecho marino para superar las elevadas

contrapresiones e impulsar los fluidos producidos a lo largo de toda la extension de la linea

de flujo y a través del tubo ascendente de produccion.

Las condiciones de flujo transitorio resultantes de la separacion de fases debida a las caidas

de presion durante la produccion y la diferencia de velocidades de flujo de las fases, pueden

provocar alteraciones de proceso en el equipo de produccién de superficie.
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Las bombas multifasicas submarinas presurizan las corrientes de produccion,
comprimiendo el gas y a veces haciendo que vuelva a estar en solucion. Asi, la corriente de
produccion que es expulsada desde una bomba multifasica se comporta como un liquido
homogéneo, a condiciones de presion y temperatura elevadas y con un régimen de flujo
estacionario. Al salir de la bomba, el calor generado por el bombeo es transmitido a la
corriente de produccidn, lo que ayuda a reducir los problemas de formacién de hidratos y
ceras. Al mismo tiempo, el incremento de presién ayuda a mantener las velocidades de

flujo de las fases.

Las bombas multifasicas submarinas son capaces de tratar una gama de fases de fluidos que
oscilan entre 100% de liquido y 100% de gas y pueden manejar los fluidos transitorios
generados en la linea de flujo como resultado de la separacion del gas. En la siguiente

figura se observa una bomba multifasica (ver Fig. 11.42).

Impulsor Difusor

Fig. 11.42 Bomba multifasica helicoaxial (Framo) de cuatro etapas que combina las
capacidades de un impulsor centrifugo con un compresor de gas axial y que puede operar a
lo largo de una gama de fases, desde liquido puro hasta gas puro.

——
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Capitulo III

Definicion conceptual de los
sistemas de procesamiento
submarino aplicables a la
produccion de crudo
extrapesado y gas.
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111.1 Crudo pesado y extrapesado

A pesar de que usualmente los aceites densos y viscosos, llamados aceites pesados, no se
contemplan para su explotacion como recurso energético debido a las dificultades y costos
asociados con su produccidn, en la actualidad se han convertido en un importante recurso
ya que los yacimientos convencionales se encuentran en declinacion. Se sabe que existen
reservas de mas de 6 trillones de barriles de aceite atribuidos a los hidrocarburos més
pesados en el mundo, esto es mas de tres veces la cantidad de las reservas mundiales

combinadas de aceite y gas convencionales, por lo que merecen especial atencion.

Si bien factores como la porosidad, la permeabilidad y la presién determinan el
comportamiento que tendra un yacimiento, la densidad y la viscosidad del fluido son las

propiedades que dictan el enfoque de produccién que debe adoptarse para su explotacion.

La viscosidad a la temperatura de yacimiento es generalmente la medida mas importante
para un productor de hidrocarburos, ya que ésta indica la facilidad con la que fluird la
mezcla; la densidad, por otra parte, es mas importante para la refinacion de petréleo porque
es un mejor indicador de los derivados que se obtendran de la destilacion.

Desafortunadamente no existe una correlacion clara entre ambas.

En la industria petrolera, la densidad se ha convertido en el parametro mas comdnmente
utilizado para clasificar los aceites crudos, ésta se expresa en términos de grados API (por
las siglas en inglés de Instituto Americano del Petroleo) y se relaciona con la gravedad
especifica del fluido; cuando el petroleo es méas denso, la densidad APl es mas baja y

viceversa. Los aceites pesados son definidos como sigue:

Tabla I11.1 Clasificacién de los crudos pesados

Tipo de crudo Viscosidad (cp) Densidad (°API)
Pesado 100-10,000 10-20
Extrapesado <10,000 <10
Bitumen >10,000 <10
( ]
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Actualmente, la explotacion de crudo pesado y extrapesado es un gran reto tecnologico y
mas aun cuando dichos recursos estan presentes en yacimientos de aguas profundas. Para

lograrlo, una alternativa es el procesamiento submarino.
111.2 Procesamiento submarino

Para operaciones convencionales de produccion la presién de abandono en la cabeza de los
pozos es de alrededor de 100-200 psig (7-14 kgi/cm?), en el caso de pozos submarinos en
campos marginales, estas presiones de abandono pueden ser tan altas como 1000-2000 psig
(70-140 kgs/cm?) debido a la contrapresién ejercida por las grandes longitudes de las lineas
de flujo. Estos pozos operan bajo una constante contrapresion a lo largo de la vida del

campo y se ha demostrado que esto reduce la ultima recuperacion.

Contrario a los métodos convencionales en una estacion superficial de proceso, el
procesamiento submarino se realiza en el mismo suelo marino. Este ofrece beneficios tales
como reduccion de los requerimientos de carga en la cubierta de la plataforma/FPSO,
también disminuye la contrapresion en el riser debida a los fluidos producidos, reduce los
costos de inversion inicial y costos de operacion, mejora los factores de recuperacion del
yacimiento, ademas otra de las ventajas es que el fluido se vuelve menos susceptible a la

formacion de hidratos y puede trabajarse con menores gastos de operacion.

El procesamiento submarino puede tomar varias formas, comprendiendo innumerables
escenarios de separacion y bombeo, la Tabla I11.2 muestra una clasificacion de los sistemas

submarinos de procesamiento.
111.2.1 Separacion Submarina

La separacion submarina gas/liquido es una de las alternativas de procesamiento submarino
aplicada a una corriente multifasica de fluidos con la finalidad de lograr su transporte a
través de grandes distancias ya que el desarrollo de las reservas de gas y aceite costa afuera

camina hacia aguas cada vez mas profundas y campos marginales, y debido a que muchos
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de estos campos no justifican economicamente el uso de plataformas de piernas fijas o de

instalaciones flotantes de produccion.

Clasificacion

Tipo 1

Tipo 2

Tipo 3

Tipo 4

Tabla I11.2 Clasificacion de los Sistemas Submarinos de Procesamiento

Caracteristicas

Se maneja directamente
la mezcla multifasica

Separacion parcial de de
los fluidos producidos

Separacion completa de
los fluidos producidos a
condiciones submarinas

Linea de exportacién de
aceite y gas con calidad

Equipo

Bomba Multifasica

Separador y bomba
multifasica; posible uso
de compresor para gas

himedo

Separador y rectificador
de gas, bomba
monofésica o

multifasica; posible uso

de compresor de gas

Mudltiples etapas de
separacion y tratamiento
de fluidos; bombas y
compresores
monofésicos

Manejo de agua

Ninguno... Es bombeada
con los otros fluidos
producidos

Posible re-inyeccion
parcial de la corriente de
agua, agua “libre”

Re-inyeccion/manejo de
la mayoria del agua
producida

Re-inyeccion/manejo de
la totalidad de la
corriente de agua

Manejo de arena

Ninguno... Es
bombeada con los
fluidos producidos

Ninguno... Es
bombeada con los
liquidos producidos

Debe ser direccionada

Debe ser direccionada

El concepto de separacion submarina consiste en la separacion de gas y liquido de la

corriente de los fluidos producidos, generalmente, en o cerca de la cabeza del pozo. El

liqguido es bombeado en una sola fase ya sea a tierra 0 a una instalacion remota de

produccion, y el gas que se separa se hace fluir a la misma locacion a través de una tuberia

independiente a la presién de separacion.

La separacion del gas y liquido permite minimizar riesgos de formacion de hidratos y

bacheo tipicamente asociados con los ambientes de aguas profundas, mientras que permite

un eficiente bombeo de la fase liquida con la ya probada tecnologia de la bomba eléctrica

sumergible.

——
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Algunos de los beneficios de la separacion submarina gas/liquido son:

e Reduccién de la contrapresion impuesta en la cara de la formacion, permitiendo
maés grandes gastos de produccion y mayores factores de recuperacion.

e Impacto en los temas del aseguramiento de flujo, ya que un gran porcentaje de los
hidrocarburos mas ligeros son derivados a través de la linea de gas lo que ayuda a
evitar problemas de formacion de hidratos.

e La posibilidad de que el gas sea re-comprimido y re-inyectado para proporcionar
mantenimiento de presion al yacimiento.

e La presion de separacion puede ser disminuida para permitir una mas facil
reanudacion de los pozos.

e Un buen procesamiento de fluidos en el suelo marino también permite que las

estaciones de proceso en las plataformas sean mas pequerias.

111.2.1.1 Bombeo Electrocentrifugo (BEC)

Un componente importante del sistema de separacion submarina es la bomba
electrocentrifuga ya que ésta suministra la energia necesaria para elevar el liquido a la
superficie, a continuacion se da un panorama general a cerca del funcionamiento de dicho

dispositivo.

Una bomba electrocentrifuga es accionada por un motor eléctrico cuya flecha impulsora es
conectada a la flecha de la bomba. Su funcion es la de imprimir la presion necesaria a los
fluidos para hacerlos llegar a la superficie a la presion requerida. Se compone de multiples
etapas y cada etapa consiste de un impulsor o rotor y de un difusor o estator (ver Fig.lll.1y
111.2).

Fig. I11.1 Impulsor de una bomba BEC: rotor Fig. I111.2 Difusor de una bomba BEC: estator

El fluido entra al impulsor por medio de un orificio interno, cercano al eje y sale por el

diametro exterior del impulsor, donde se generan fuerzas centrifugas que aumentan la
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velocidad del fluido (energia potencial + energia cinética). Por otro lado, la parte
estacionaria (difusor) direcciona al fluido de la forma adecuada al siguiente impulsor,
transforma parte de la energia cinética en energia potencial o de presion. En la Fig. 111.3 se

observa el avance de los fluidos de una etapa a otra, entrando al impulsor y luego al estator.

Fig. 111.3 Corte transversal que muestra el paso del fluido del impulsor al difusor en cada etapa

111.2.1.1.1 Curvas caracteristicas de la bomba
Las curvas de comportamiento de la bomba indican para diversos gastos los valores de
eficiencia y longitud de columna hidraulica o carga que es capaz de desarrollar la bomba,

asi como la potencia requerida en cada caso (Fig. 111.4).

Carga |

Efic.%

:
I

2000 2500 3000 3500

CAPACIDAD BPD

Fig. 111.4 Curvas caracteristicas de una bomba eléctrica sumergible
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111.2.1.1.2 Arreglo de bombas en serie y paralelo

La operacion de bombas en paralelo es frecuentemente la mejor solucién a problemas de
variacion de capacidad, por otra parte un arreglo en serie se emplea para lograr la presion o
carga necesaria. En la Fig. I11.5 se observa la curva de capacidad vs. carga de una bomba
eléctrica sumergible.

Carga
A

Ha

»

¢ Q > Gasto

A

Fig. I11.5 Curva de capacidad vs. carga de una bomba eléctrica sumergible

Para bombas en serie, la curva de capacidad vs. carga de la bomba equivalente se obtiene
agregando los valores de carga a la misma capacidad, cuando se trabaja con dos bombas
iguales, se duplica el valor de la carga sin modificar el valor de capacidad con respecto de
la curva original, como se muestra en la Fig. 111.6. En el caso del comportamiento de dos
bombas iguales colocadas en paralelo, la curva de la bomba equivalente se obtiene para
duplicando los valores de capacidad sin modificar los de carga, como se muestra en la Fig.
1.7

Carga
A
Carga
\’\ A
Ha |
i Ha
¢ Qa > G;sto ¢ Qu > Qu > Gasto
Fig. 111.6 Curva de capacidad vs. carga de dos Fig. 111.7 Curva de capacidad vs. carga de dos

bombas en serie. bombas en paralelo.
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111.2.1.2 Caisson Separator

El sistema Caisson Separator fue desarrollado por las compafiias Shell y FMC. Este sistema
consiste de un cajon hidraulico de mas de 300 pies de largo que es hincado en el suelo
marino y contiene un separador ciclonico gas/liquido en la cima y una bomba

electrocentrifuga (BEC) alojada en la parte inferior del Caisson (ver Figs. 111.8 y 111.9a).

La corriente multifasica entra al Caisson por el extremo
superior y fluye hacia dentro del separador a través de una
entrada tangencial que tiene un cierto angulo de inclinacion.
La corriente de flujo se separa en liquido y gas mientras viaja
en forma descendente siguiendo una trayectoria de espiral.
Adicionalmente ocurre la separacion del liquido méas pesado
que se pega a las paredes del separador por accion de las
fuerzas centrifuga y gravitacional. El liquido entonces fluye
hacia la parte baja, al carter del Caisson, donde esté la bomba
eléctrica sumergible que lo conduce hacia una linea de flujo
llevada a la instalacion superficial de produccion. El gas
liberado fluye hacia la instalacion superficial con su propia
presion (presion de separacion del Caisson) en una linea de

flujo separada (ver Fig.111.9b).

Fig. 111.8 Sistema Caisson
Separator-BEC

Proyectos ya realizados en los que se ha aplicado la tecnologia son Parque das Conchas en
Brasil y Perdido en el Golfo de México, por mencionar algunos.
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Salida de liquido bombeado

T [ —p Salida del

Entrada gas separado

multifasica

tangencial\}_,. e
SN

Plataforma de produccion \ -

Gas separado

Pelicula de liquido
que resbala

Liquido

Linea multifasica

Pozo

Separador Caisson y

Bomba Eléctrica Sumergible —— Interfase gas-liquido

Bomba Eléctrica Sumergible = Liquido separado

Motor

r— Carcasa

Fig. 111.9a, izquierda) Esquema de flujo del pozo productor al sistema Separador Caisson-BEC
Fig. 111.9b, derecha) Esquema de flujo en el sistema Separador Caisson-BEC

111.2.1.3 Sistema de Separacion Vertical Anular y de Bombeo, VASPS

El Sistema de Separacion Vertical Anular y de Bombeo, VASPS (por las siglas en inglés de
Vertical Annular Separation and Pumping System), es un concepto innovador que maneja
integralmente el equipo de separacion y bombeo submarinos, instalados en una tuberia

conductora de 30-36” en un pozo ficticio.

Después de que la mezcla gas/liquido es separada por el paso en flujo descendente de la
corriente multifasica a través de un canal en forma de espiral (Fig. 111.10), las fases son
enviadas en tuberias independientes hacia la superficie, la fase liquida es bombeada y el gas
es venteado hacia la instalacion. La linea de aceite esta conectada a dos mdaltiples, uno de
produccioén y otro de prueba, cuyo flujo es controlado desde el equipo superficial; por otra
parte, la corriente de gas llega a la instalacion, a una presion controlada pasando por un
rectificador de gas y finalmente a la succién de un sistema de compresion.

Las mediciones de gasto, presion y temperatura son tomadas a la llegada de ambas lineas a
la instalacion superficial de produccion.
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Salida de liquido

Cabeza del separador
(Cémars de expansion del ges)

Salida de gas E
Entrada de fluido K g _—r
(mezcla multifasica) 2 Tuberia de descarga : ‘

de liquido

Cubierta resistente a la presion
(Revestimiento externo)

Trayectoria de salida

del liquido
Cubierta resistente a la

presion

Union separador-hélice —i |

A
Gas en el espacio anular _m

Union separador-hélice
(Revestimiento intermedio)

Gas en el espacio anular

] GAS SEPARADO
[ LiQUIDO SEPARADO
FLUJO MULTIFASICO

N

Bomba Eléctrica Sumergible

Tuberia de descarga de liquido (Revestimiento interno)

(Revestimiento interno)

Fig. 111.10 Concepto del Sistema de Separacion Vertical Anular y de Bombeo, VASPS

En la Fig. I11.11 se muestran los principales componentes del VASPS. El sistema de
monitoreo y control comprende una unidad hidraulica de potencia, un médulo submarino
de control, un sistema maestro de control, un estrangulador (valvula) submarino y dos
sensores de nivel. El sistema eléctrico incluye la bomba eléctrica sumergible conectada al
tubo de descarga de liquido, sensores de fondo, cable de potencia, conectores mojados de

union y un variador de velocidad en la superficie.

Es importante mencionar que el sistema de control del VASPS utiliza sensores de nivel
para monitorear el nivel de liquido en el separador, debido a que:
e Mantener el nivel de liquido en un punto éptimo maximiza la eficiencia del
separador.
e Mantener el nivel de liquido arriba de la entrada de la bomba previene algun dafio
en ella.
e Mantener el nivel de liquido debajo de la salida de gas evita el acarreo de liquido en

la linea de gas.
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Sistema VASPS
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Fig. 111.11 Componentes del Sistema de Separacion Vertical Anular y de Bombeo, VASPS

111.2.1.4 Aplicacion del sistema VASPS en el Caso Campo Marimba, Brasil

El pozo MA-01 se encuentra ubicado en el campo Marimba en la Cuenca de Campos,
Brasil. En julio de 2001, el pozo MA-01 producia 750 m*/d (4717 bpd) de fluido con la
asistencia de 100,000 m*/d (3.53 mmpcd) de gas de bombeo neumatico. La presion de la

cabeza del pozo era entonces de 36 kgi/cm? (Fig. 111.12).

Se instalé y puso a funcionar un VASPS prototipo, el cual permitié que la presién en la
cabeza del pozo se redujera a 11 kg¢/cm?. Lo anterior se vio reflejado en un incremento de
la produccién hasta llegar a los 1000 m*/d (6289 bpd) sin asistencia de gas de BN (Fig.
111.12).

El prototipo operd como se esperaba de Julio hasta Diciembre de 2001, cuando ocurrio una
falla en el sistema de la bomba eléctrica. Ya que la falla fue relacionada con el sistema de
control de la bomba y no con alguno de los retos tecnoldgicos del proyecto, se decidié que

la tecnologia fue exitosa. Entre la falla en Diciembre de 2001 y principios de 2004 cuando
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el VASPS reanudo6 operaciones, el pozo MA-01 continud produciendo a la plataforma por

el bypass de la unidad, con lo que no hubo pérdidas en la produccidn.

- Z':'S“‘;z gr;:q“bjz“rjeuméﬁm Historia de Produccion
. Gas separado del Pozo MA-01
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Fig. 111.12 Produccion del pozo MA-01 antes y después de la instalacion y operacion del sistema
VASPS

111.2.2 Bombeo multifasico

Por definicion una bomba multifasica es una bomba que

252 enfriamiento
(]

puede manejar gas. ES un equipo que suministra energia
Motor
directamente a una mezcla de aceite, agua y gas, permitiendo  éétio

que su transporte sea continuo a mayores distancias y/o
proporcionando un aumento en los gastos transportados.
Actualmente hay en operacion bombas multifasicas en tierra,
costa afuera y en el lecho marino. En la Fig. 111.13 se observa .

nhada

una bomba multifasica helico-axial marca FRAMO.

Bomba
helicoaxial

Gas

Una bomba multifasica representa el tipo mas basico de

Seccion
de mezclado

Liquido

procesamiento submarino y asi el més factible, ya que maneja

directamente una mezcla multifasica con un minimo de
Fig. 111.13 Bomba

multifasica helico-axial
marca FRAMO
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equipo, aunque también puede ser usada con otros tipos de esquemas submarinos de

proceso.

Actualmente existen dos tipos de bombas multifasicas submarinas en el mercado, las

helico-axiales y las de tornillos gemelos.

Las bombas multifasicas submarinas se instalan en modulos de bombeo, en éstos también

se colocan otros sistemas submarinos para su correcto funcionamiento.

111.2.2.1 Tipos de bombas
Por la forma en que transforman la energia mecanica en energia hidréaulica, las bombas en
general se pueden clasificar en bombas de desplazamiento positivo, turbo bombas y

bombas especiales.

111.2.2.1.1 Bombas de desplazamiento positivo

La principal caracteristica de estas bombas es que la particula de fluido en contacto con el
elemento impulsor tiene aproximadamente la misma trayectoria de éste, asi que el fluido
desplazado siempre esta contenido entre dicho elemento (que puede ser un émbolo, un
diente de engranaje, un aspa o un tornillo) y la carcasa o el cilindro.

“El desplazamiento positivo” consiste en el movimiento de un fluido causado por la
disminucion del volumen de una cdmara, por lo consiguiente, en una maquina de
desplazamiento positivo el elemento que origina el intercambio de energia (elemento
impulsor) no tiene necesariamente movimiento alternativo (émbolo) sino que puede tener

movimiento rotatorio (rotor).

En las bombas de desplazamiento positivo existe una relacion constante entre las
velocidades de descarga y del elemento impulsor de la bomba. Las bombas de
desplazamiento positivo pueden ser:

» Alternativas

» Rotativas
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En éstas, siempre hay una cdmara que aumenta (succién) y disminuye volumen (descarga)

por esto, a estas maquinas también se les denomina volumétricas.

111.2.2.1.1.1 Bombas multifasicas de tornillos gemelos
Las bombas multifasicas de tornillos gemelos son de desplazamiento positivo del tipo

rotativas. En la Fig. 111.14 se puede ver la clasificacion de las bombas rotativas:

Deslizantes
Paletas
oscilantes
Flexibles

Pistén
rotativo

Rotor
unitario Elemento
flexible

Tornillo
simple

Exteriores

Engranajes <
Interiores
Rotor
lobular

Rotativas

multiples Pistones
oscilantes

Dobles
Tornillo <
Multiples

Fig. 111.14 Tipos de bombas rotativas

Estas bombas multifasicas pueden ser de rotores dobles o multiples, los fabricantes méas

comerciales son Bornemann, Leistritz y Flowserve.

En este tipo de bombas cada camara de bombeo entrega un volumen constante de fluido
cuando los dos tornillos giran. Como se muestra en la Fig. I11.15, esta bomba usa dos
conjuntos de tornillos con perfiles opuestos para mover el flujo entrante de los extremos
hacia la mitad, donde se conecta a la salida de la bomba. Cuando los tornillos (rotor) giran,
las fuerzas centrifugas causan que la fase liquida se separe de la fase gaseosa, el liquido se
concentra en el perimetro del conjunto de tornillos en cada cdmara que se forma entre la

carcasa y los tornillos.
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Fig. 111.15 Bomba multifasica de tornillos gemelos marca Leistritz

Dado que el flujo se mueve de la entrada hacia la salida, la fase liquida se hace mas
definida y una corriente laminar de liquido viaja en la direccion opuesta de la corriente de
flujo. El flujo en reversa de liquido es el resultado del incremento de presion de las lineas

corriente abajo o de la presion de control del separador.

Cuando el flujo de liquido de reversa alcanza y llena la siguiente cAmara de bombeo el
liquido comprimird el gas en la cdmara. El flujo al continuar seguira llenando las camaras
que comprimiran el gas. En algun lugar habra un equilibrio liquido/gas y el flujo
combinado de liquido y gas alcanzara la descarga y continuara corriente abajo. El
incremento de presion es progresivo de una camara a otra. Sin embargo, es en la ultima

camara antes de la salida en la cual se tiene la mayor compresion de gas.

La presencia de liquido es critica para el éxito de la compresion del gas. El liquido
normalmente necesita ser 2-5% del flujo de entrada para poder viajar en un régimen
laminar en la bomba de doble tornillo.

Mientras la fraccion de gas sea mayor (98-99%), la fase liquida serd menos estable y
formard espuma y/o se movera en régimen turbulento. De esta forma el contra flujo de
camara a camara no sera posible y la bomba perdera su capacidad de comprimir gas aunado

a una generacion excesiva de calor causando dafio en la bomba.
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111.2.2.1.2 Turbo-bombas
Las turbo-bombas son denominadas comunmente bombas roto dindmicas, su principal
caracteristica es que poseen un elemento impulsor rotativo (el rotor) que comunica

generalmente energia cinética al fluido.

A diferencia de las bombas de desplazamiento positivo, en éstas, las particulas de fluido no
tienen la misma trayectoria, direccion de la velocidad y aceleracion del impulsor. Como
para cualquier bomba centrifuga, para las turbo-bombas, la capacidad de elevar la presion
depende de la densidad de los fluidos que entran a la bomba, la velocidad de la bomba,

didmetro del impulsor y nimero de etapas.

El 6rgano impulsor, es esencialmente una pieza conica dotada de alabes. Las turbo-bombas
requieren ademas de un elemento difusor o recuperador, en el que se transforma la energia

hidraulica cinética en energia hidraulica de presion.

La clasificacion de las turbo-bombas es realizada de varias maneras atendiendo a diversas
caracteristicas, las cuales pueden ser:

 Latrayectoria del fluido en el rotor

» El nimero de rotores

« El nimero de entradas de aspiracion

» ElI modo de transformacién de la energia cinética en energia de presion.

111.2.2.1.2.1 Bomba multifasica helico-axial
La otra bomba multifasica comercial es, precisamente, una roto dindmica de tipo helico-

axial. En el mercado, los principales fabricantes de este tipo de bombas son Framo y Sulzer.

Al igual que las de tornillos gemelos, este tipo de bomba consiste de varias etapas de
compresion, las cuales involucran a un impulsor (rotor) montado sobre un solo eje
rotatorio, seguido de un difusor fijo (estator). Las aspas del impulsor tienen forma de

hélice. El perfil de un impulsor de tipo abierto y un difusor de aspas esta disefiado para
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prevenir la separacion de la mezcla gas-liquido durante el proceso de compresion (Fig.

111.16).

Debido al proceso de compresion, el volumen de gas en la corriente del fluido decrece
conforme avanza a través de la bomba. Es por ello que la bomba esta generalmente
equipada con diferentes series de geometrias ya que una sola serie tendria idénticas etapas
de compresion, asi que el cambio en la geometria de una serie a la proxima asegura que el

gasto de gas en la corriente decrezca.

ROTOR
(impulsor)

BARRIL

ESTATOR
(difusor)

ROTOR
(impulsor)

EJE DE ROTACION

Fig. 111.16 Interior de una bomba multifasica helico-axial

111.2.2.1.3 Diferencias entre una bomba volumétrica y una rotodinamica

Tabla 111.3 Comparacion: Bomba multifasica Volumétrica/Rotodinamica

Caracteristica Bomba rotodinamica Bomba volumétrica
Relativamente compacta

Dimensiones (4 m de largo x 0.8 m) Menos compacta
Gastos maneiados Altos: Bajos a medios:
] 22,000 a 600,000 bpd 1,500 a 400,000 bpd
Presion diferencial . . Medias a altas
(P sal — P ent) Bajas a medias hasta AP=1780 psi
Manejo de gas Hasta 75% Hasta 95%
Rendimiento en presencia de Disminuye Aumenta

fluido viscoso
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111.2.2.2 Beneficios de las bombas multifasicas
El bombeo multifasico reduce la contrapresion en el pozo debido al impulso que
proporciona al flujo lo que permite al yacimiento acelerar la produccion y al operador

retrasar el tiempo de abandono de un pozo productor.

Con el bombeo multifésico, las instalaciones de proceso se reducen ya que pueden ser

centralizadas y optimizadas juntando un gran nimero de pozos.

Las bombas multifasicas tienen la ventaja de atrapar y romper los baches y permitir la
separacion de liquidos en la primera etapa de separacion para trabajar sin acarreo de
liquidos. La bomba multifasica puede colocarse a boca de pozo, en la linea y en la base del

riser (Fig. 111.17), la posicién 6ptima depende de una evaluacion técnica y econémica.

Fig. 111.17 Localizaciones que puede tener una bomba multifasica submarina

111.2.2.3 Principales aplicaciones del bombeo multifasico
« Aumento de la produccidn de aceite en pozos satélite.
« Maximizacion del rendimiento de las lineas de flujo existentes.

* Reduccion/eliminacién de la quema de gas.
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Hace factible la produccion de pozos que producen para multiples de recoleccion
distantes a la plataforma.

Produccién de pozos con baja y mediana presion hacia multiples de recoleccion o
separadores de alta presion.

Produccion de campos marginales y/o lineas submarinas remotos, a instalaciones
existentes.

Restablecimiento de la produccion de pozos muertos por reduccion de la contra
presion.

Maximiza la utilizacion de instalaciones de produccion existentes de un campo en
declinacion por la adicion de produccién de pozos remotos.

Reduce la presencia de regimenes de flujo inestables en tuberias multifasicas debido

a que disminuye la diferencia de las velocidades superficiales de las fases.

111.2.2.4 Pardmetros importantes para la seleccion de una bomba multifésica

Diferencial de presion de la bomba multifésica.

Longitud y diametro de la linea, caracteristicas de los fluidos, presion estatica.
Gasto total a la presion y temperatura de succion.

Fraccion de gas libre en la succion de la bomba.

Presion del fluido en el fondo del mar, RGA, presion de saturacion.

Tirante de agua/Profundidad vertical del pozo.

Disponibilidad de energia eléctrica.

Oferta Comercial.

111.2.2.5 Aplicacion del bombeo multifasico en los Proyectos Mutineer y Exeter,

Australia

Los campos Mutineer y Exeter estan localizados aproximadamente a 150 km al norte de

Dampier en la costa noroeste de Australia, con profundidades de agua en un rango de 140 a
160 m.
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La concesion de desarrollo fue otorgada en 2003 y las primeras producciones de aceite se
esperaban para mediados de 2005. El proyecto se ha desarrollado conjuntando la

produccion submarina de los dos campos, hacia un FPSO (Fig. 111.18).

Médulo de bombeo y multiple Médulo de bombeo y multiple
de recoleccion Campo Exeter de recoleccién Campo Mutineer

Fig. 111.18 Configuracion de los proyectos Mutineer y Exeter

La produccion total que puede recuperarse de los campos Mutineer y Exeter se estima que
es de 100 millones de barriles de aceite y la capacidad de produccion de la instalacion
superficial es de 140 000 bpd.

Los retos
Existe una significativa incertidumbre en cuanto a la prediccion del comportamiento de la
presion del yacimiento, asi que puede haber requerimiento de sistemas artificiales en una

edad bastante temprana de la vida del campo.

El bombeo neumatico fue una opcion poco adecuada debido a la baja RGA del fluido, por
otro lado el bombeo multifasico en el suelo marino y el bombeo en el fondo del pozo

fueron sefialadas como las dos principales alternativas.
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Mientras que las bombas colocadas en el suelo marino son instaladas y recuperadas con
ligeras intervenciones con buques, las bombas eléctricas sumergibles puestas en el fondo
del pozo requieren de plataformas para reemplazar la bomba, siendo ésta una de las
principales preocupaciones debido a los altos costos de arrendamiento y la baja

disponibilidad de tales plataformas en el area.

La solucion

El sistema artificial seleccionado para Mutineer y Exeter es un sistema combinado de
bombeo, cada pozo es producido con bombas eléctricas sumergibles en el fondo de los
pozos operando en serie con una bomba multifasica simple colocada en el suelo marino en

cada uno de los campos.

La bomba multifésica submarina es una helico-axial eléctrica convencional, similar a todas
las otras bombas submarinas que operan a la fecha, instalada en una estructura
independiente la cual también contiene un mdaltiple de recoleccion, una linea desviadora de
flujo de la bomba, aislamiento de las valvulas y medidores multifasicos de flujo
individuales para las conexiones de los pozos. Adicionalmente, el disefio permite que pozos

futuros sean conectados, medidos y bombeados.
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V.1 Planteamiento y definicion

Partiendo de los conocimientos de aseguramiento de flujo, sistemas submarinos de
produccion y procesamiento submarino, asi como de la posibilidad de contar con un
simulador comercial en estado estacionario para el modelado del flujo en tuberias, surgio el
interés de crear la simulacion y andlisis de un sistema submarino de produccion para una

corriente de aceite extrapesado y gas.

Esta tesis tiene como objetivo el andlisis técnico de dos sistemas de procesamiento
submarino (bombeo multifasico y separacion submarina) aplicados al caso de un campo
hipotético de crudo extrapesado y gas en aguas profundas (caso base), mediante el uso de un
simulador comercial de flujo en tuberias. De esta manera se busca determinar qué sistema

resulta ser técnicamente mas factible para su aplicacion.

Para poder realizar dicho analisis se plantearon tres escenarios de produccién: un caso base y
dos casos méas en los que se desarrollan las alternativas de explotacion mencionadas. Se

crearon los modelos que representan dichos escenarios en el software comercial Pipephase®

de la compafiia Invensys Operations Management, ya que el simulador es adecuado para el
desarrollo de este tipo de estudio y es ampliamente utilizado en la industria petrolera en

México.

Se busco que los modelos de simulacion fueran concisos y claros, y que a la vez tuvieran los
componentes suficientes para poder representar los escenarios planteados integramente con
la informacion disponible. Esta aclaracidn es importante ya que al ser un campo hipotético,
no se contaba con datos reales, pero se buscd que éstos fueran lo méas consistentes posible.
Lo anterior nos lleva a mencionar que una de las tareas del ingeniero es analizar y buscar la
mejor solucion a las situaciones que puedan presentarse, a partir de los materiales e
instrumentos que tiene a la mano, por lo que los modelos planteados deben enfocarse a

cumplir con los objetivos y obtener los resultados deseados.
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El sistema planteado es un campo constituido por seis pozos con terminacion submarina
Ilamado Alpha, con un tirante de agua de 1000 m cuya produccion es de crudo extrapesado y
gas, dicha produccion es recolectada en un multiple de recolecciéon (manifold) y derivada a
una linea de flujo que se une a un riser. A partir de la base del riser se han planteado tres
diferentes escenarios de produccion para su analisis como se muestra en las Figs. IV.1 a
IV.6.

Es importante mencionar que este andlisis abarca desde los pozos hasta la salida del riser
donde la produccion es recibida en un FPSO, ya que se considera que estos son limites
suficientes para evaluar el desempefio de los sistemas planteados y cumplir con el objetivo

de esta tesis.

IVV.1.1 Escenario 1: Caso base

En este escenario, la produccién del campo Alpha llega a la base de un riser a través del cual
es enviada directamente a la instalacion superficial de produccién, donde los fluidos son
sometidos a procesos de separacion, tratamiento y acondicionamiento para su transporte y

comercializacion.

En las siguientes figuras se muestra el esquema (Fig. 1V.1) y diagrama de flujo (Fig. IV.2)

del escenario 1.

Fig. 1V.1 Escenario 1: Caso base
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Gas a tratamiento

1 y compi r.

1a Etapa de
Separacion

2da Etapa de
Separacién
NIVEL DEL MAR Liquido a tratamiento y bombeo
~
Riser flujo
multifasico
Miultiple de recoleccién
Campo “Alpha”
e
—ﬂﬁt. | ——
! J Base del riser LECHO MARINO

Fig. 1V.2 Diagrama de flujo del transporte escenario 1: Caso base

IVV.1.2 Escenario 2: Bombeo multifasico en la base del riser

En este escenario, la produccion llega a la base del riser donde se encuentra localizado un
maodulo de bombeo multifasico (bomba helicoaxial o0 bomba de tornillos gemelos), después
de que el fluido es bombeado llega a la instalacion superficial de produccién a través del
riser, donde se somete a procesos de separacion, tratamiento y acondicionamiento para su
transporte y comercializacion. Las Figs. IV.3 y IV.4 muestran respectivamente el esquema y

diagrama de flujo de este escenario.

Fig. 1V.3 Escenario 2: Bombeo multifasico en la base del riser
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Gas a tratamionto
1a Etapa de ¥ compresién

Separacién

2da Etapa de
Separacion

Liquide a tratamiento

NIVEL DEL MAR y bombeo

Riser flujo
multifasico

Multiple de recoleccion
Campo “Alpha"

H
it

LECHO MARINO

Médulo de Bombeo
Multifasico Submarina

Fig. 1V.4 Diagrama de flujo del transporte escenario 2: Bombeo multifésico en la base del riser

IV.1.3 Escenario 3: Separacion submarina y bombeo en la base del riser

En este escenario, una vez que la produccion llega a la base del riser, pasa a un mddulo de
separacion submarina (Caisson Separator o Sistema de Separacion Vertical Anular y de
Bombeo, VASPS), posteriormente el gas separado es enviado a través de un riser
directamente a la instalacion superficial de produccion, mientras que la fase liquida es
bombeada (BEC) y enviada a través de otro riser a la misma instalacion, donde ambas
corrientes son sometidas a procesos de tratamiento y acondicionamiento para su transporte y
comercializacion. En las Figs. IV.5 y 1V.6 se muestran el esquema y diagrama de flujo de

este escenario, respectivamente.

Fig. IV.5 Escenario 3: Separacion submarina y bombeo en la base del riser
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Gas a tratamionto y

Rectificaciéon compresién -

de gas

2= Etapa de
Separacion

(superficial)
Liquido a tratamiento y
NIVEL DEL MAR bombeo
Riser de gas
Riser de liquido
Mditiple de recoleccion
Campo “Alpha”™
_‘_.I -3
0—4—
b ang PN BN
Separador LECHO MARINO
submarino Bomba

electrocentrifuga

Fig. I1V.6 Diagrama de flujo del transporte escenario 3: Separacién submarina y bombeo en la base del
riser

Nota:

Cabe aclarar que para la utilizacion de un FPSO, es necesario que el riser tenga una
geometria de doble catenaria ya que le permite una mayor flexibilidad operativa en los
esfuerzos a los que se ve sometido debido a las corrientes marinas (Fig. 1V.7), sin embargo
en esta tesis se ha trabajado con una catenaria simple ya que el simulador en estado
estacionario no permite la observacion y analisis de los cambios que se presentarian en una

configuracién mas compleja.

Configuracién de doble catenaria

Configuracion de catenaria simple "1"

Fig. IV.7 Geometrias de riser en doble catenaria (cuando se tiene un FPSO) y catenaria simple
(utilizada en este caso de aplicacion)

A continuacion se presenta el analisis de los escenarios planteados.

——
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1VV.2 Desarrollo del escenario 1: Caso base

1VV.2.1 Objetivos del escenario 1:

v Plantear y modelar en Pipephase® un sistema para la produccién y transporte de

crudo extrapesado y gas de un campo en aguas profundas, que represente el caso

base y que posteriormente se optimizara con la aplicacion de las alternativas de

produccion mencionadas con anterioridad.

1V.2.2 Descripcion del sistema planteado

El sistema de produccion planteado en el caso base consta de un campo compuesto por seis

pozos con terminacion submarina (1000 m de tirante de agua) que producen un crudo

extrapesado de 11.1 °API, dichos pozos convergen en un multiple de recoleccion ubicado en

el lecho marino donde la produccion es reunida y enviada a través de una linea de flujo hacia

un riser que descarga en un FPSO, como lo muestran las Fig. IV.1y IV.2.

IV.2.3 Creacion del modelo en Pipephase®

Para representar el campo se crearon seis pozos (un pozo tipo y cinco méas tomando éste

como base) con sus respectivas configuraciones, desviaciones, tuberias de produccion,

jumpers, estranguladores, etc., que se unen en un multiple de recoleccion y derivan en una

linea de flujo, posteriormente ésta se une a una serie de tuberias que representan al riser (ver

Fig.1V.8).

Pozo

ALPHAZ 2
338 kglem ALPHA-4
122cC

P2

P5
PWHALPHAS ALPHAS
o . 336 kg/em?
Mualtiple de recoleccion  122C

MULTIPLE
ey
ALPHAT @ 3 L=
\ PWH-ALPHAS ALPHA-E
122C 337 kglem2
122C

. LINEA-ALPHA
Linea de

flujo

Riser

iy RISER
u
@
BASE-RISER FPSO
& ka/om2

Fig. V.8 Componentes del sistema planteado para el caso base
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En lo que respecta a la informacion necesaria para realizar la simulacién, ya que no se
cuenta con datos veridicos de un campo mexicano de crudo extrapesado en aguas profundas,
se utilizaron algunos datos reales de pozos marinos de la zona del Golfo de México para

aplicarse a este caso.
IV.2.4 Informacién requerida

IV.2.4.1 Informacion del fluido
Los siguientes datos del fluido se obtuvieron de un estudio PVT realizado a una muestra de

un pozo clasificado como productor de crudo extrapesado ubicado en el Golfo de México.

Densidad del aceite = 11.1 ° API
Densidad relativadel gas = 1.091  (Vaire=1)
Densidad relativa del agua = 1.02 (Yagua=1)

Impurezas
N,= 0.59 % mol

Fig. V1.7 Com onenteg%)zlzsislé%7 O{%lrr]rgg Ido ara el caso base
9 V1.7 Componentes &l Sisfela pamieq 2o P

Viscosidad @ Presién =1 atm
3230.34 cP @ 60°C

734.84 cP @ 80°C

1V.2.4.2 Informacion del pozo tipo: Alpha-1
Se trabaj6 con un pozo tipo cuyos datos son los de un pozo de crudo pesado localizado en el
Golfo de México, informacion tomada como base para crear los otros 5 pozos del campo

Alpha. A continuacién se presentan los datos utilizados para el pozo Alpha-1:

Pus= 338 kg/cm?

T,= 122 °C
RGA= 121.8 pie¥bl
Corte de agua= 10 %

indice de Productividad = 327 bpd/(kg/cm?)
Profundidad vertical = 2402.1 m
Profundidad desarrollada = 2521 m
Diametro interno T.P. = 3.958 pg
Tirante de agua = 1000 m
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El diametro de la tuberia de produccién (T.P.) se determind mediante analisis nodal en la
cabeza del pozo como se muestra en la Fig. IV.9, en este caso se selecciond un solo diametro
para toda la T.P. de 4 % pg (diametro interno de 3.958 pg) a una profundidad de 2,402
metros verticales y un angulo de inclinacién promedio de 20° a partir de los 600 m, para un
gasto de 3,700 bpd de liquido (3,330 bpd de aceite) el cual requiere una presion en la cabeza
del pozo de aproximadamente 95 kg/cm?.

Andlisis Nodal Pozo Alpha-1 (Nodo solucién cabeza del pozo)

120 ;

Pun = 95 kg/em2 100

60 |

N
~N T~

10 !

Presion en la cabeza del pozo [kg/cm?)

20 |

o |

[¢] 5000 10000 15000 20000 25000
Q, =3,700 bpd Gasto de liquido [bpd]
—m—DI=2.992" (DN=3.5") —e—DI=3.958" (DN=4.5")
D.N.dela TP
DI=4.892" (DN=5.5") ——DI=6.276" (DN=7")

Fig. 1V.9 Analisis nodal en la cabeza del pozo Alpha-1

En la siguiente imagen se muestra el estado mecanico del pozo tipo.

- [ N
20
4
13 3/8°
T.P. DI=3.958"
‘ (DN=4.5")
Profundidad vertical » 2402.1m Pyec = 338 kg/em?
Profundidad desarrollada =2521m Tyee=122°C
95/8”
Fig. 1V.10 Estado mecanico del pozo Alpha-1
( ]
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1V.2.4.3 Informacion de los pozos restantes del campo Alpha
A partir de la informacion disponible del pozo tipo, se crearon los otros 5 pozos del campo
Alpha, cuya informacion es la siguiente:

Tabla IV.1 Datos de los pozos del Campo Alpha

. Apphal | 338 | 122 | 327 | 3958 | 24021 | 2521
Alpha-2 337 122 327 3.958 2402.1 2521
Alpha-3 338 122 327 3.958 2402.1 2521
Alpha-4 336 122 327 3.958 2402.1 2521
Alpha-5 336 122 327 3.958 2402.1 2521
Alpha-6 337 122 327 3.958 2402.1 2521

En lo que respecta al dato de indice de productividad, el valor corresponde al de un pozo

marino localizado en el Golfo de México.

1V.2.4.4 Informacion de las lineas de flujo: cabeza de pozo-multiple (jumpers)
La informacion de las lineas de flujo que unen la cabeza de cada pozo con el multiple de
recoleccion (jumpers) como se muestra en la Fig. 1V.11, es la siguiente:

Longitud= 31  metros horizontales
Diametro interno = 4  pg
Diametro de estrangulador = 1.75 pg
Coeficiente global de transferenmil 2 [BTUINr pic® °F]
de calor =

Multiple de
recoleccion

Pozo Alpha-1

Fig. IV.11 Linea de flujo que une el maltiple de recoleccidn con el pozo Alpha-1
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El coeficiente global de transferencia de calor manejado se debe al aislamiento térmico con
el que contaria la linea de flujo.

IV.2.4.5 Informacion de la linea de flujo (flowline)
Por otra parte, la informacion de la linea de flujo que une la salida del mdaltiple de
recoleccion con la base del riser (Fig. 1V.12) es la siguiente:

Longitud = 200 metros horizontales

Diametro Nominal = 10 pg
Coeficiente global de transferencia 2.0
de calor = 2 [BTU/hr -pie” °F]

El didmetro seleccionado para esta linea de flujo corresponde al didmetro del riser cuyo

analisis de dimensionamiento se presenta enseguida.

1VV.2.4.6 Informacion del riser
A continuacion se presenta la informacion correspondiente al riser (Fig. 1V.12):
Tirante de agua= 1,000 M

Coeficiente global de transferencia
de calor =
Presion de salida= g  kg/cm?

2 [BTU/hr -pie® °F]

Muiltiple de .
recoleccion

Fig. V.12 Esquema que presenta el multiple de recoleccion, linea de flujo y riser

En cuanto al dato de presion en la salida del riser (FPSO), se propone que sea la presion en
la primera etapa de separacion en el equipo superficial.
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Por otro lado, para obtener el diametro optimo del riser se realizé un analisis nodal (Fig.
IV.13) teniendo como nodo solucién la base del mismo y se obtuvo el diametro nominal de
10 pg (9.559 pg de diametro interno) como el adecuado para el riser y la linea de flujo en el
caso base.

Tabla IV.2 Presion en cabeza de pozo y gastos de produccion de liquido y gas para el caso base

Qu [bpd] Qo [bpd] Qulbpd]  Qg[MMpcd] Py [kg/em’]
Pozo Alpha-1 3,702 3,332 370 0.41 94.77
Pozo Alpha-2 3,473 3,126 347 0.38 94.87
Pozo Alpha-3 3,702 3,332 370 0.41 94.77
Pozo Alpha-4 3,239 2,915 324 0.36 94.90
Pozo Alpha-5 3,239 2,915 324 0.36 94.90
Pozo Alpha-6 3473 3,126 347 0.38 94.86
Total 20,830 18,747 2,083 2.28

Como se puede ver en la Tabla IV.2, la produccidn esperada en el caso base es del orden de
20,830 bpd de liquido (18,747 bpd de aceite), por lo que en la Fig. 1V.13 se observa que con
el diametro de 10 pg se requiere una menor presidn en la base del riser, lo cual es importante
ya que ésta rige la presién en la cabeza de los pozos y lo que se busca es que dicho valor sea
el menor posible para que el gasto de produccion se maximice como una consecuencia de la
disminucion de la contrapresion que ejerce el sistema hacia el pozo, concretamente hacia la
cara de la formacién en el fondo del mismo. Por otra parte, para el gasto manejado en este
caso, la interseccion con la curva de capacidad de transporte del didmetro seleccionado se
encuentra en la zona de flujo estable ofreciendo con esto una mayor flexibilidad operativa
cuando la produccion disminuye. Lo anterior se explica observando que en este tipo de
curvas “...las caidas de presion disminuyen al aumentar el gasto de liquido hasta un punto
minimo a partir del cual aumentan. Esto se debe a que a altos gastos de liquido las caidas de
presion se originan principalmente por la friccion, dado que la velocidad de la mezcla es
alta. Sin embargo, conforme disminuye el gasto del liquido, la velocidad de la mezcla
también disminuye, por lo que las caidas de presién por friccion van disminuyendo, hasta
que la caida de presion total alcanza un minimo. Después de este valor, la velocidad del
liquido y la capacidad de arrastre del gas van disminuyendo, provocando que las pérdidas de
presidn se deban principalmente al efecto de colgamiento y el correspondiente aumento en la

densidad de la mezcla, provocando un flujo inestable” (Garaicochea et all, 1991, 123).
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Presiénen la base del riser [kg/cm?]

Py

130 -
125
120
115
110
105

100

base riser = |
94 kg/em? |
S0

Analisis Nodal Riser (Nodo solucion base del riser)

//

[ ]

A
IAERTAN

0 ////fazOO 40000

Q, = 20,830 bpd
D.N. del riser

60000

Gasto de aceite [bpd]

80000

10" ——12" 14" i 16" 18" —@—20"

100000

24"

120000

IV.2.5 Modelo de simulacién en el programa de cémputo Pipephase®

Fig. V.13 Analisis Nodal en la base del riser para seleccion del diametro 6ptimo del riser

I1VV.2.5.1 Propiedades del fluido: Modelo Black Oil

Para la construccion de cualquier modelo de simulacion, primeramente deben introducirse al

simulador las propiedades del fluido, en este caso las propiedades de un crudo extrapesado.

Inicialmente es necesario seleccionar el tipo de fluido a emplear. El tipo de fluido define la

forma en la que el programa obtiene las propiedades fisicas necesarias para calcular la caida

de presion y transferencia de calor. Pipephase® maneja siete tipos de fluidos divididos en

tres categorias:

Composicional: se emplea cuando se tienen mezclas de componentes quimicos con

una composicion conocida, las propiedades termodinamicas y de transporte de este

tipo de fluido son predecidas a partir de las propiedades de sus componentes puros.

No-composicional: Los gases y liquidos no-composicionales se encuentran en una

sola fase.

——
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Aceite negro.- es un modelo de fluido multifasico en el cual predomina la
fase liquida, las propiedades son predecidas a partir de la gravedad especifica
del gas, gravedad especifica del aceite y el volumen de gas por unidad de
volumen de aceite.

Gas-condensado.- es un modelo de fluido multifasico no-composicional en el
que predomina el gas. Todas las propiedades del gas y condensado son
calculadas a partir de la gravedad especifica y las correlaciones incorporadas
en el programa.

Liquido.- todas las propiedades de un liquido no-composicional son
calculadas a partir de la gravedad especifica y las correlaciones incorporadas
en el programa.

Gas.- todas las propiedades de un gas no-composicional son calculadas a
partir de la gravedad especifica y las correlaciones incorporadas en el
programa.

Vapor- es un fluido no-composicional de dos fases con un solo componente.

e Composicional/Aceite negro.- Puede combinar un fluido de aceite negro con un

fluido composicional, esto implica la entrada selectiva de la composicion para su

uso en el analisis y elaboracion de informes Blackoil.

En este caso se seleccioné un modelo de
aceite negro (Black Oil) debido a que se
trabajé con un aceite extrapesado y porque
una de las lecciones aprendidas en trabajos
anteriores que se tomaron en cuenta en esta
tesis es que trabajar con un modelo
composicional  implica una  mayor
complejidad y sin embargo, los resultados
obtenidos con ambos modelos son similares
cuando Los datos

son comparados.

introducidos se muestran en la Fig. 1V.14.

——

Blackoil PVT Data
SetMumber 1]
Gravities Contaminants
ol 111 AP Nitragen | 0.59 Male %
Gas | 1.091 par Carbon Dioxide | 157 Mole %
Wwiater | 1.02 3par Hydrogen Sulfide | 1.47 Moale %
Twao-point Wigcosity Data -
Phase ’—_|
Description Hydrocarbon h r
Temperature B0 a0 C r
Wiscosity 3230.34 734.83 cP
T Comrelations...
Heating Yalues
Gross Heating Value [GHY) BTU/M3
‘wiobbe [ndex (WOEBE)] BTLI /3
0k | Cancel | Help |

Fig. 1V.14 Propiedades del fluido
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Una vez declaradas las propiedades del fluido, se procedio a realizar la configuracion de la
red, es decir del sistema de produccion en estudio conformado por los pozos, lineas de flujo,

riser, etc.
IV.2.5.2 Configuracion de la red

1V.2.5.2.1 Un pozo

Para crear un pozo en el simulador Pipephase® se colocé una fuente que representa el
intervalo productor, un link que representa al pozo y un sumidero que representa la cabeza
del pozo (Fig. IV.15).

ALPHAA H-ALPHA-T
338 kagdem2 94.77 kadcma

122C
Fig. IV.15 Pozo Alpha-1 en Pipephase®

En la Fig. IV.16 se muestra el perfil de desviacion del pozo [ s unkprosie: <p1> [ i=) bl
File Help

Alpha-1, los datos necesarios del estado mecanico del pozo son
Link Profile: <P-1>

los presentados anteriormente en la Fig. V.10 e introducidos en

el link P-1, asi como el valor de indice de productividad que es Horizontal Distance (M)
- . =600 -600 -400 -200 0O
requerido en el mismo. R E

[ ]
&-200

-400
En la Fig. V.17 se observan los datos que el simulador requiere 500

-800

del intervalo productor (fuente) que son la presion de

-1000

yacimiento, temperatura de yacimiento, relacion gas aceite y 1200

Elewation (M)

corte de agua. Un dato adicional es el gasto estimado, el cual es -1400

-1600

un valor con el que el simulador inicia el calculo del gasto, este

-1800

dato se toma de historiales de produccion o aforos de pozos. En e

este caso el valor colocado se obtuvo del andlisis nodal de cada 2200

-2400

pozo, en el que se observo el gasto aproximado de produccion

-2500

de cada uno.

Fig. V.16 Perfil de

.., desviacion del pozo Alpha-1
Como las fuentes son fronteras del modelo, la condicion de P P

frontera en cada una de ellas es la presion (Pws), por lo que el simulador calculara el gasto.
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Black Oil Source

Source Mams

ALPH

Mandatary Data
Pressure

* Fixed 338 kag/cm2
(" Estimated | 18695

Oil Standard Flowrate

" Fixed 5600
¥ Estimated |4500 bhl/day

Gas/DilRatio | 1218 f3/bbl

wiater Cut 10 kS

m_ vereioss. |
o |

[ Digable Source

Short Name

Enthalpy

Temperature 122 C

Froperties

&+ PYT Property Set |1 -
£+ Use Reference Source |
Source Priarity 0

Cancel | Help |

Fig. IV.17 Datos requeridos por Pipephase® en la fuente del pozo Alpha-1

1V.2.5.2.2 Jumpers, linea de flujo y riser

Con los datos presentados anteriormente y tomando como base el pozo Alpha-1, se

construyeron los pozos adicionales y las lineas de flujo que convergen al mdltiple de

recoleccion para conformar al campo hipotético Alpha (Fig. 1V.18).

P3

=
ALPHA-3
338 kgfom2
122C

P2

ALPHAZ
337 kodomz
1z22cC

ALPHA-1
338 kgdom?
120

FWH-ALPHA-T

fring

Pi/H-ALPH4

e

fey
ALPHA-4
336 kgfom2
1z22cC

Jriny

PH-ALPHAS

Ry
ALPHAS
336 kgdom2
122C

Jrin)

PfH-aLPHAE

Ry
ALPHAE
337 kgfom2
122C

Fig. V.18 Representacion en Pipephase®: pozos, jumpers, multiple de recoleccién del campo Alpha

En las siguientes imagenes (Fig. 1V.19 y Fig. IV.20) se muestra la configuracién de la linea

de flujo que une el mdltiple de recoleccion a la base del riser y el perfil vertical del riser,

respectivamente.
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8 Link Profile: <RIS....eul (=l |G
File Help
Link <LINEA-ALPHA> Device Data Link Profile: <RISER>
0K, | Device Diata Entry on? Diameter Length Elevation | MwD Depth Insers [
MName Window n (in] [m] Change [m [m] [m] After 1000
Cancel -
SAL-
1] -é)— Junction L1
bich ) 00
PO 10.000 50.000 Pipe
1 & Fipe I
Reverse ﬁ B 800
PO32 10.000 50.000
2 T2 Fipe I Pipeline
Coy P44 i0000] 60000 3 0
g 3 & Fipe | ¥
Tubing .
P45 ) 10,000 50,000 = 800
4 T Pipe I =
(=
u Al 38 500
. 1l glPlIFES -
Link | 5 -é)— Junction =_u_= g
w
400
Nodal PR
Sizing |_/Z 200
VP
200
WFP Tables =D
Wiew Profile Choke 100
o
. - -z ’ - e 0 50 100150200250
Fig. 1V.19 Configuracion gj’e la linea de flujo que une al multiple de Distancia Horizontal (M)
recoleccion con la base del riser

Fig. 1V.20 Perfil vertical
del riser

1VV.2.5.3 Método de flujo multifasico en tuberias: Beggs y Brill
Para trabajar en tuberias de produccion, lineas de flujo y riser, se selecciond el método de

flujo multifasico de Beggs y Birill.

Los diversos métodos existentes para el calculo de distribuciones de presion con flujo
multifasico en tuberias, pueden clasificarse en tres grupos con base en el criterio utilizado en
su desarrollo. ElI Grupo | no considera resbalamiento entre las fases, la densidad de la
mezcla se obtiene en funcion de las propiedades de los fluidos corregidas por presion y
temperatura, las pérdidas por friccion y los efectos del colgamiento se expresan por medio
de un factor de friccion correlacionado empiricamente, no se distinguen patrones de flujo. El
Grupo Il toma en cuenta el resbalamiento entre las fases, la densidad de la mezcla se calcula
utilizando el efecto de colgamiento, el factor de friccion se correlaciona con las propiedades
combinadas del gas y el liquido, no se distinguen regimenes de flujo. EI método multifasico
de Beggs y Brill pertenece al Grupo 11l en el cual se considera resbalamiento entre las fases,

la densidad de la mezcla se calcula utilizando el efecto del colgamiento, el factor de friccion
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se correlaciona con las propiedades del fluido en la fase continua, se distinguen diferentes

patrones de flujo.

El estudio experimental realizado por H. Dale Beggs y James P. Brill se desarroll6 en tubos
de acrilico transpartentes de 90 pies de largo, estos tubos estaban dotados de un mecaniso
que permitia variar su posicion desde la horizontal hasta la vertical. Los parametros
estudiados y su rango de variacion fueron los siguientes:

1. Gasto de gas (0 a 300 Mpcd)
Gasto de liquido (0 a 30 gpm)
Presién promedio del sistema (35 a 95 Ib/pg? abs)
Diametro de la tuberia (1 a 1.5 pg)
Colgamiento de liquido (0 a 0.870)
Gradiente de presion (0 a 0.8 Ib/pg®/pie)

Angulo de inclinacion (-90° a +90°)

© N o g B~ WD

Patron de flujo

Los fluidos usados fueron agua y aire. Para cada didmetro de tuberia se variaron los gastos
de gas y liquido de modo que todos los patrones de flujo pudieran ser observados en la
tuberia. Se varid el angulo de inclinacion de la tuberia de tal manera que pudiera ser
observado el efecto del angulo en el colgamiento y la presion, se midié el colgamiento de
liquido y la caida de presion con valores de inclinacion de +/- 90°, 85°, 75°, 55°, 35°, 20°,
15° 10°y 5° a partir de la horizontal y 0°. Cada prueba tomé aproximadamente 45 minutos,
dependiendo del tiempo requerido para alcanzar el estado estacionario. Las pruebas fueron
primero realizadas con tuberia de 1 pg de didmetro interno, después se cambid a 1.5 pg. En
total se obtuvieron 584 mediciones de colgamiento y caidas de presion.

“No obstante que el método fue desarrollado dentro de rangos limitados, en trabajos
posteriores se ha comprobado que permite predecir con bastante exactitud las caidas de
presion en tuberias con flujo simultaneo de aceite, gas y agua” (Garaicochea et all, 1991,
132).
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La expresion general para el calculo del gradiente total de presion para este método es:

g fthmUm
dp Esen@[pLHL +pg(1— HL)] + 29,4

az 1- {[PLHL + ,Dg(l - HL)]vmvsg}/gcp

Donde:
g = aceleracion debida a la gravedad [%]
gc = constante gravitacional [%]
pL = densidad de fase liquida [p%]
_ . Ib
pgy = densidad de la fase gas [pl?]
H_ = colgamiento de liquido [1]
f, = factor de friccion bifasico (two phase) [1]
G = flujo masico de la mezcla [%]

pie
S

Vm = velocidad de la mezcla = (Vs + Vsg) [

vsg = velocidad superficial del gas [”Si

Es importante mencionar que dado que el campo Alpha es un campo hipotético, no se
tuvieron datos de presion de fondo fluyendo y gasto (que se obtendrian de una prueba de
presién-produccion) para ajustar el modelo con datos medidos en campo y por lo tanto se
buscé una correlacion que aplicara para flujo multifasico horizontal, vertical e inclinado, que
considerase fluidos de diferentes densidades, que tomase en cuenta los regimenes de flujo, el
resbalamiento entre las fases, el efecto de colgamiento sobre la densidad de la mezcla y
valores bajos de RGA, caracteristicas con las que cumple la correlacion de Beggs & Birill.

IV.2.5.4 Breve presentacion de resultados en Pipephase®
En la Fig. IV.21 se muestra la pantalla con los resultados de presiones y gastos que se
obtuvieron en el modelo del caso base, en el siguiente capitulo se presentaran los resultados

a mayor detalle asi como el analisis de los mismos.
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o P3
ALPHA3 5\&%-3 © 74 G
D P 84X ko/em2 PWHALPHA-4 ALPHA4
};?ﬁ;?%ﬂ 3 T TNe9C P 34.3 kg/em2 P 336 kg/em2
<< geg e 97.37 degC 2
Q 37024 bbi/day / T 97.37 degC T122degC

ALPHA-2 PWHAL

X / 2]

PWHALPHAS
P 349 kglcm?2
T97.37 degC

T 9861 degC

MULTIFLE
k P 4364 kg/cen2 .
ALPHA P 9477 kg/em2 1 q\i 2 dagC @ 3
P 338 kg/emn2 T9371degC PWHALPHAS
0 3200 oo \ P 3486 kg/om2
Prrind T 3861 deg C
KJHEAALPHA
Qw 247 3 bblday
p—" ALPHA
u RISER &
P 9351 kg/em2
T 3444 degC BASE-RISER £PS0
P 935 kg/em2
T 38 3 deg C

Fig. IV.21 Resultados de presiones y gastos obtenidos en Pipephase® para el caso base

1VV.3 Desarrollo del escenario 2: Bombeo multifasico en la base del riser

IVV.3.1 Objetivos del escenario 2

v Plantear y modelar en Pipephase® un sistema para la produccién y transporte de

crudo extrapesado y gas de un campo en aguas profundas que respresente el

escenario 2, colocando un moédulo de bombeo multifasico en la base del riser, con la

finalidad de cuantificar los beneficios en gastos y presiones que resulten de la

implementacion de este sistema, respetando las condiciones de frontera establecidas

en el caso base.

1VV.3.2 Planteamiento del sistema a modelar

Para representar el escenario de bombeo multifasico en la base del riser se buscé la manera

mas practica de modelar las caracteristicas de este escenario en el software de simulacion de

flujo en tuberias en estado estacionario Pipephase®.
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Como se habia mencionado anteriormente, este escenario es una modificacion del caso base
al cual se le agrega un médulo de bombeo multifasico en la base del riser. Ya que el
simulador no cuenta con la opcién de modelar un dispositivo que sea como tal una bomba

multifasica, se trabajé con el dispositivo llamado “bomba”.

El tipo de bomba que maneja el simulador no es especificado, sin embargo, para relacionar
la presion de salida con la presion de entrada de este dispositivo que es utilizado para
incrementar la presion del fluido (liquido generalmente) en una linea, puede elegirse alguno
de los tres métodos: potencia, presion de salida o curva de la bomba. Los datos opcionales
para que pueden colocarse incluyen la eficiencia adiabatica, nimero de etapas, presion

méaxima y potencia maxima.

Asi pues para representar este caso, se coloco una bomba entre la salida de la linea de flujo y

la base del riser como se muestra en la Fig. IV.22.

ALFHA-3 :
338 koglom2 ALPHA-4
1z2z2c

PaH-aLPHA-4 336 kadem?
1220

ALPHA:Z
337 kaglom2
122c

PwH-ALPHAS ALPHAS
336 kgdomz2
122C

ALPHA FWHALPHAT

338 kadocm2
12zc

FE o
PusH-ALPHAS ALPHAE
F37 kg/em?
1220

Linea de
flujo

LINEA-ALPHA,

Riser

RISER @

BASE-RISER FPSO
B kglom?

Fig. 1V.22 Modelo de simulacién escenario 2: Bombeo multifésico en la base del riser

En la siguiente figura (Fig. 1V.23) se puede observar el contenido del link BOMB-MULTIF
de la Fig. IV.22, donde se coloc6 una bomba con la finalidad de representar la bomba

multifasica propuesta.
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Link <BOMB-MULTIF> Device Data
oK. Device Diata Entry e Diameter Length Elevation | MwD Depth Inserts |2
Name Window n (in) [m) Change(m | [m) (m] After
Cancel 1 *
1] é’} Junction i
Help |
PO36 16.000] 15,000, Fipe
1 &2 Pipe > -
Reverse g?
FO43
2 g Purmp 4 PFipeline
Copy POS0 16.000] 25,000, i
3 T Pipe I
Tubing
1 BASE _@_ - —
unction
Annulus
Lirik.
Nodal FR
Sizing /
YFP
WFP Tables Fizera)
ienw Profile Choke

Fig. IV.23 Link en donde se muestra el dispositivo Bomba

I1V.3.3 Informacion requerida

1VV.3.3.1 Informacion de la bomba
Debido a que el cambio primordial que se le hizo al modelo de simulacion del caso base fue
el anexar una bomba en la base del riser, la informacion requerida es la misma que se habia

utilizado anteriormente a excepcion de los nuevos datos de la bomba.

El dispositivo bomba del simulador Pipephase® maneja las 3 opciones de funcionamiento

gue se mencionaron arriba. En este caso, se decidié trabajar con la potencia de la bomba en
conjunto con la eficiencia adiabatica de la misma puesto que no se cuenta con curvas de una
bomba multifasica que serian proporcionadas por el fabricante. El valor de eficiencia
adiabatica con que se trabajo fue de 32 %, valor que se encuentra en el rango de operacién
de una bomba multifasica que es de 30% - 50% dependiendo de la fraccion volumen del gas
y de otros factores, segun la literatura consultada. Por otro lado la potencia utilizada fue de
3600 hp (ver Fig. IV.24), valor necesario para que el fluido de los pozos pudiese llegar a la
superficie a una presion en el separador de 6 kg/cm?, la cual fue establecida en el modelo del
caso base. Dicho valor de potencia se ocupo también en el escenario 3, con la finalidad de

comparar la produccion obtenida en ambos casos.
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Pump

Purp Mame
Mandatory Data

* Pawer

3600 hp
,—

[ entpa, |

" Outlet Pressure

" Pumnp Curve

wiell Data

™ Pump inwel
Mumber of Stages ’1—
Mumber of Curves ’1—
Adiabatic Efficiency 2 4
Operating Limits. .. |
ok | Cancel | Help |

Fig. 1V.24 Datos requeridos por la bomba

1VV.3.3.2 Informacion del riser

De la misma manera que en el caso base, para determinar el didmetro 6ptimo del riser se

realiz6 un analisis nodal con nodo solucién en la base de éste. En la Tabla V.3 se muestran

los gastos de aceite, gas y agua manejados en el escenario 2, asi como la presion en la

cabeza de cada pozo del campo Alpha.

Tabla V.3 Presion en cabeza de pozo y gastos de produccion de liquido y gas para el escenario 2

Qu [bpd]  Qo[bpd]

Pozo Alpha-1 12508 11258
Pozo Alpha-2 12400 11160
Pozo Alpha-3 12519 11267
Pozo Alpha-4 12260 11034
Pozo Alpha-5 12260 11034
Pozo Alpha-6 12444 11199

Total 74391 66952

Qu [bpd]
1251
1240
1252
1226
1226
1244
7439

1.37
1.36
1.37
1.34
1.34
1.36
8.15

47.87
47.80
47.80
47.96
47.96
47.62

Qqlpcd]  Pyn[kglem?]

Como se puede observar en la Tabla V.3 el gasto esperado en este escenario es de 74,390

bpd de liquido (66,950 bpd de aceite), para este gasto se seleccion6 el didmetro de 16 pg

(didmetro interno de 14.311 pg), debido a que las caidas de presién por friccion son menores

que para los didmetros 10 a 14 pg requiriendo una presion en la base del riser de

aproximadamente 92 kg/cm?, ademas de que ofrece una mayor flexibilidad operativa al

disminuir los gastos de produccion comparado con los diametros mayores, pues alcanzara

las condiciones de flujo inestable cuando el gasto de liquido sea de aproximadamente 30

Mbpd (Fig. IV.25).
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Andlisis Nodal Riser (Nodo solucidn base del riser)

120 -
o | //
_ 110 |
£
S
B
=,
b} 3 /
2 105 |
] /
©
O
&
® i
<« !
= 100 —h
(= |
@
=
5 /
=
<4
& g5
Phaseriser = | —
92 kg/em? | /(—-——_-—
\3—-—— ________4————-———_*
| -
90 o
85 bemrrmmnennme e e
0 100000 120000 140000

Gasto de aceite [bpd]

D.N.del riser —@—10" ——12" ——14" ——16" ——18" ——20" 24" Q. =74,390bpd

Fig. V.25 Analisis nodal en la base del riser

IV.3.4 Breve presentacion de resultados en Pipephase®

Al realizar las modificaciones que se comentaron anteriormente e introducir todos los
pardmetros expuestos, se realizé una corrida en el simulador y los resultados se muestran en
la Fig. 1V.26, tal como lo arroja el software. En esta figura se puede observar que se obtiene
un gasto total de 74,391 bpd de liquido con una presién de salida de 6 kg/cm?, que
corresponde a la presion de separacion en el equipo superficial y condicion de frontera del
modelo. El andlisis comparativo de los resultados obtenidos en este caso con los dos

escenarios restantes, se llevara a cabo en el siguiente capitulo.
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ALPHA4
F".!\."I_-|-.I'-'|LPH.||5.-4‘ P 335 kglema
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1o 11267 bbl'day
v 12519 bbliday
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P 138 kg/om? o ALPHA3
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Cve 1225 bbl/ay
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BLPHEZ P AL - _'_'_'_‘_'_'_. P5 ) @
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T122 degC T 1147 degCC P ALPHAS ALFHAS
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== .f’ 06 11034 beliday
= P MULTIPLE Qw1226 bibl'day
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Do 11258 bbl/day LINEAALPHA 01 12444 bdiday
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Fig. 1V.26 Resultados de presiones y gastos obtenidos en Pipephase® para el escenario 2

IVV.4 Desarrollo del escenario 3: Separacion submarina y bombeo en la base del riser

IVV.4.1 Objetivo del escenario 3

v' Plantear y modelar en Pipephase® un sistema para la produccion y transporte de

crudo extrapesado y gas de un campo en aguas profundas, que represente el
escenario 3 colocando un sistema de separacion submarina y bombeo en la base del
riser, con la finalidad de cuantificar los beneficios en gastos y presiones que resulten

de la implementacion de este sistema.

1V.4.2. Planteamiento del sistema a modelar
Al igual que en el escenario anterior, en este caso se buscO la manera méas practica de

representar las caracteristicas del sistema planteado en el software de simulacion de flujo en

tuberias en estado estacionario Pipephase® En la siguiente figura se muestra el sistema
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planteado en el simulador, sin embargo, la parte de la simulacion del riser de gas es solo
ilustrativa ya que ésta se analizé por separado puesto que el programa permite Unicamente

darle seguimiento en un mismo modelo a la corriente del liquido que sale del separador.

&——0e i -
ALPHE P ALPHA-S & P Prye it
:E...,-.,._ " /l'u.l'l-'! ALPHAA T hipfems
20 L

E P.3 l
A PYAE F‘-"H:’T-"'-‘h"-"‘_-""l'-f.l__ e - 'h_'_B'
7 kpfen2 IE] Pt AP AL PHAS
&2 A3 el
1220
o~
AL L&
.-F(__.-' "'\-\.‘
- - & S
AP PosH ALFHA T - =)
138 ben? PaM ALPHAE i ALPHAE
& 0 bpomd
| L
! »
J'LII.EA.A.H-H
Linea de |
flujo '.1|
\ Riser de liquido
RISER =
-
FEs0
3 gl
_ o _mmw 5
Simulado por —— FES0
separado Thgens
Riser de gas

Fig. V.27 Modelo de simulacién escenario 3: Separacién submarina y bombeo en la base del riser

En este escenario se agrego al caso base un médulo de separacion submarina y bombeo en la
base del riser. Para representar dicho modulo se coloco un separador después de la linea de
flujo que sale del multiple de recoleccion. En este punto el gas es removido de la corriente
de flujo y su transporte se analiza por separado, por otra parte el liquido es bombeado hacia

un riser independiente. En laFig. 1V.28 se aprecian el separador y la bomba agregados a este
modelo.
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~
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Fig. 1V.28 Link en donde se muestra el dispositivo Separador y Bomba

1V.4.2.1 Planteamiento del transporte del gas

Como se menciono antes, cuando un separador es colocado en
el sistema, el software no permite darle seguimiento a ambas
corrientes de flujo que salen del separador, en este caso se
plante6 que fuera removido el gas de la corriente de
alimentacion por lo que so6lo se pudo analizar el transporte de
liqguido que sale del separador en el mismo modelo. Por lo
anterior, para darle seguimiento al transporte del gas separado,
en un modelo nuevo, se colocd un link (ver Fig. 1V.29) que
representara el riser de gas con la misma configuracion de
tuberias que tiene el riser de liquido (ver Fig. 1V.30). Asi el gas
separado entra a este link con la presion de separacion, donde
esa energia debe ser la suficiente para que llegue al equipo
superficial. En las siguientes figuras se muestra el link y la

configuracién del riser.

RISER-GAS
= s g)

SaL-GAS FPS0-GAS
N.7aC Akaglocm
836 MM 3/ day

n

Fig. 1V.29 Modelo de simulacion escenario 3: Riser de gas

i Link Profile: <RISE... li=l (Sl S

File Help

Link Profile: <RISER-GAS>
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Fig. 1V.30 Configuracion del
riser de gas
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En este modelo la presion de llegada al FPSO es de 3 kg/cm?, ya que ésta corresponde a la
presion en la segunda etapa de separacion pues se considera que la primera etapa es la que se

Ilevo a cabo en el separador submarino.
IV.4.3 Informacién requerida

1VV.4.3.1 Informacion del separador

En el caso del separador la informacion que solicita el software es el fluido removido,
liquido o gas, medido en porcentaje o en gasto. Dado que el fluido que se va a seguir
manejando en este modelo es el liquido, el fluido removido es el gas. Suponiendo una
eficiencia de separacion alta, se considerd que el separador remueve el 95% del gas a una
presion de operacion de alrededor de 7 kg/cm? (Fig. 1V.31).

1VV.4.3.2 Informacion de la bomba

En el caso de la bomba, los datos requeridos son la eficiencia de la bomba y la potencia de la
misma. Dado que en este caso el fluido manejado es solo la fase liquida, la eficiencia elegida
fue del 60%, valor que se encuentra en el rango de eficiencias que manejan este tipo de
equipos (60 - 70%), segun la literatura consultada. Por otro lado, el valor de la potencia de la
bomba fue el mismo valor que se empled en el escenario 2 con la finalidad de llevar la
produccion de aceite de la descarga de la bomba a la presion requerida en el FPSO, de tal
manera que el gasto obtenido pueda ser comparado con el del caso anterior. La potencia

requerida fue de 3,600 hp. En las siguientes figuras se aprecian los datos introducidos al

software Pipephase®.

r N - -
Separator Pump
Separator Mame  (EIIE [~ Separator in el Pump Name
Mandatory Data wiell Data
. ) * Power 3600 hp I~ Pump in‘well
Basis of Fluid Removed | Percent A "
Products Femaved ® Okt e
 Pump C __EnteDaa_ |
¢ W apor Product 95 HIPEEED
= Mumber of Stages 1
" Separate Liquid Products Mumber of Curves 1
v Adiabatic Efficiency =) 4
li e
Operating Limits... |
k. | Cancel | oK | Cancel | Help |

Fig. 1V.31 Datos fiel Separildor y la Bomba
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1V.4.3.3 Informacion del riser de liquido
Para obtener el diametro éptimo del riser de liquido se realizé un analisis nodal en la base de
éste (Fig. IV.32). En la Tabla V.4 se muestran los gastos de produccion y la presion en la
cabeza de los pozos del campo Alpha.

Tabla V.4 Presion en cabeza de pozo y gastos de produccion de liquido y gas para el escenario 3

Qubpd]  Qo[bpd]  Qu[bpd] Qylped]  Pun[kglem?]

Pozo Alpha-1 13582 12224 1358 1.49 16.76

Pozo Alpha-2 13505 12155 1351 1.48 16.65

Pozo Alpha-3 13581 12223 1358 1.49 16.77

Pozo Alpha-4 13416 12074 1342 1.47 16.69

Pozo Alpha-5 13416 12074 1342 1.47 16.69

Pozo Alpha-6 13506 12155 1351 1.48 16.65
Total 81006 72905 8101 8.88

Como se muestra en la tabla anterior, para este escenario se espera una produccion del orden
de 81,000 bpd de liquido (72,900 bdp de aceite), para la cual se eligié un didmetro de 16 pg

(diametro interno de 14.311 pg) debido a que las caidas de presion por friccion son menores

Andlisis Nodal Riser de liquido (Nodo solucién base del riser )
13000
12500 /
| //
_ 12000
£ 3 /
o
B
=, /
£ 11500 -
T
el
a /
o
£ |
= 11000 / P
: 3 / -
[
c
he] /
3
<
* 105.00 J —
Py liquido = /
99 kg/cm? |
100.08, | [ :__// : N
e B —— e
i - b o v T
| 3 1
| 1
! | 1
95,00 Leeoromenneneeanenas T et
0 20000 40000 60000 80000 100000 120000 140000
Gastode liquido [bpd]
D.N.del riser —4—10" —B=12" —a—14" —=16" —4=18" —e—20" 24" Q. =81,000bpd

Fig. 1V.32 Analisis nodal en la base del riser de liquido
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a lo largo del riser por lo que se requiere una menor presion en la base de éste con respecto a
la requerida por los diametros 10 a 14 pg, ademas de que ofrece una mayor flexibilidad
operativa que los didmetros mayores cuando los gastos de produccion disminuyen,
retardando asi el tiempo en el que se alcanza la inestabilidad en el flujo (Fig. 1V.32),
adicionalmente tiene una mayor factibilidad en cuanto a costos de acero comparado con los

diametros mayores.

1VV.4.3.4 Propiedades del gas

Para el transporte en el riser de gas, se utiliz6 un | 2 tendensate PVT Data

modelo Gas-condensado puesto que el fluido Set Number

Gravities

predominante es el gas, no se utilizd6 un modelo Gas[ 0613 spor
s6lo de gas ya que no se trata de un gas seco sino Condensate | 28 AF

., W ater 1.02 par
del resultado de la separacion de los componentes

Contaminants
mas ligeros de la mezcla multifasica original que Nitogen | 0.048 Mol %

Carbon Dioxide | 0.044 Male %

proviene de los pozos y que fluye en un tubo Hkogen Sulide [ ST Mol %

independiente.

Heating Yalues

Grozs Heating Walue [GHY) BTUAf3
wobbe Index [(WOBBE] BTL/f3

ok | Cancel | Help |

Para obtener las propiedades del fluido que se

requieren para modelar el riser de gas, se

utilizaron datos de la separacion por etapas del Fig. V.33 Propiedades del gas
mismo estudio PVT empleado en el modelado del

transporte de liquido, del cual se obtuvo la densidad relativa del gas, la densidad del liquido
y el porcentaje mol de las impurezas a la presion de separacion. En la Fig. V.33 se pueden

observar dichas propiedades.

1V.4.3.5 Informacion del riser de gas

Como se menciond anteriormente, el software Pipephase® retira el gas de la corriente de
liquido en el separador a su correspondiente presion de operacion y reporta la cantidad de
gas removido, este gasto es un valor requerido en el modelo de transporte del gas y se
obtiene como la diferencia del gasto de gas en la entrada del separador y el gasto de gas

remanente en la corriente de liquido que sale del separador.
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Gasto de gas a la entrada del separador = 8.8 MMpcd
Gasto de gas a la salida del separador =  0.44 MMpcd

Gasto de gas removido en el separador = 8.36 MMpcd

Para el modelado del riser de gas, son necesarios también los siguientes datos:

Temperatura de separacion = 91.75°C
Presion en el FPSO = 3 kg/cm?

En la Fig. IV. 34 se aprecian los datos de entrada y de salida del riser de gas en el modelo de

- -z
simulacion.
Condensate Source Sink
Source Mame Short Mame Sink Mame Short Mame
SAL-GAS SAL- FPs0
M andatorp D ata .
Pressure Enthalpy I Injection el
" Fiked 761 Temperature 97E  C M;?::;S,E Bel
& Fer
Estimated | & katcmz % Fived ’3— kafem2
Standard Flowrate Properties " Estimated E
* Fized 236 MM F32day * PVT Property Set |1 A
X Standard Flowrate
" Estimated r
" Fixed
Eﬂal’sld;l;lsiualef bl A3 Source Priority 0 =) Estimated ’E— MM A2/ day
‘water / Gag bl b 2
Ratio
r [ Disable Sink
I Disable Source oK. | Canicel | Help | oK | Cancel | Help |

Fig. 1V.34 Informacion de entrada y salida en el link que representa el riser de gas

Con esto, lo que se requiere es que el simulador calcule la presion en la base del riser de gas
que debe coincidir con la presion de operacion del separador, para lograrlo se sensibilizo el
diametro del riser. En la Fig. 1V.35 se aprecia el analisis nodal realizado para dimensionar el
didametro del riser de gas, para lo cual se fijo la presién de llegada al FPSO y el punto de
analisis nodal es la base. EI diametro seleccionado para el riser de gas fue el de 6 pg, ya que
para el gasto de 8.36 MMpcd cumple que la presion en la base del riser es de
aproximadamente 7 kg/cm? que corresponde a la presién de separacion, lo que no ocurre
para el mismo gasto cuando el didmetro del riser es mayor, pues la presion en estos casos es

menor que la requerida.
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Andlisis Nodal Riser de gas (Nodo solucion base del riser )

9.00

Phase risergas =
7.3kg/em? |

Presidn en la base del riser [kg/cm?]

Gasto de gas [MMpcd]

D.N.delriser —g—g" ——8" —a—10" —=—=12" ——=14" —o—16" Qg = 8.36 MMpcd

Fig. V.35 Analisis nodal en la base del riser de gas

IV.4.4 Breve presentacion de resultados en Pipephase®

En las siguientes figuras se aprecia el modelo de separacién submarina y bombeo con sus
respectivos resultados en el software Pipephase® tanto para el riser de gas como para el
modelo de transporte del aceite. En el siguiente capitulo se presentan los resultados con
mayor detalle, asi como su andlisis y comparacion con los obtenidos en los escenarios
anteriores.

s

@ bFHSEFE-E.-‘l'«S E I )

SAL-GAS FPS0-GAS

F 65921 kgdcmz F 3 kgfocms

TN 75deg T3543degC

1 836 MM 3/ day 1 -8.36 MM fr3/day
g 8 36 MM ft3/day g -5.36 MM ft3/day
o 0 bbl/day (o 0 bbl/day

(w0 bbl/day (w0 bbl/day

Fig. 1V.36 Resultados obtenidos del modelo de simulacion escenario 3, riser de gas
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Fig. 1V.37 Resultados de presiones y gastos obtenidos en Pipephase® para el escenario 3
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Capitulo V

V.1 Andlisis de resultados

Los resultados obtenidos por pozo en cada caso son similares entre si debido a que los

p0zos se crearon a partir de un pozo tipo, es por ello que se presentaran solo los resultados
del pozo Alpha-1 para cada caso.

V.1.1 Resultados del pozo tipo Alpha-1

En la siguiente tabla se muestran los resultados obtenidos del pozo tipo Alpha-1 para los
tres escenarios (Tabla.V.1y Tabla V.2).

Tabla.V.1 Resultados del pozo Alpha-1 para cada escenario

Pozo Alpha-1
Escenario 1 | Escenario 2 | Escenario 3
P”\’/‘;L:?i‘zﬁad m 2,402.1 2,402.1 2,402.1
profundidad m 2,521 2,521 2,521
Puws kglcm? 338 338 338
Puwt kg/cm2 327.81 303.57 300.62
Puwh kg/cm? 94.77 47.87 16.76
Ttondo °C 122 122 122
Tcabeza °C 99.71 114.2 115.35
Gasto de aceite bpd 3,332 11,258 12,224
Gasto de gas MMpcd 0.4059 1.37 1.49
Gasto de agua bpd 370.24 1,251 1,358
Lo fondo cp 24.72 23.26 25.40
Lo cabeza cp 48.71 31.43 48.19
H, fondo fraccion 1.00 1.00 1.00
H, cabeza fraccion 0.88 0.72 0.72

Tabla.V.2 Resultados del pozo Alpha-1 para cada escenario (Condiciones de burbuja)

Punto de Burbuja Escenario 1 | Escenario 2 | Escenario 3
Profundidad m 1,884 238 500.94
Presion kg/cm2 277.58 74.4 74.80
Temperatura °C 120.61 115.8 117.70
Viscosidad cp 23.51 20.21 18.16
H_ fraccién 0.92 0.79 0.79
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V.1.1.1 Analisis comparativo de resultados del pozo tipo Alpha-1

El objetivo de la colocacion de un sistema de procesamiento (bomba multifésica o sistema
de separacion y bombeo) en la base del riser es disminuir la contrapresion que se genera en
el sistema debido a la carga del fluido en el riser, y como consecuencia de esa disminucion
se espera un incremento en la produccion de los pozos como se muestra en la Fig. V.1 ya
que al disminuir la contrapresion del sistema, disminuye la presion en la cabeza de los
pozos Yy por consiguiente la presion de fondo fluyendo de cada uno de ellos.

h

Pwh

Pwh;

Pwh:

=
>

qor qo: qo

Fig. V.1 Efecto de la disminucion de la presion en la cabeza de pozo sobre el gasto

En la Tabla V.1 se puede observar que la presion en la cabeza del pozo Alpha-1 cambia en
cada caso. La Py en los escenarios 2 y 3 se ve beneficiada por el equipo de procesamiento
submarino colocado obedeciendo al comportamiento mencionado anteriormente y como

resultado de esto también se ve un incremento en los gastos de produccion.

En lo que respecta a la temperatura del fluido, existe una menor pérdida de la misma a lo
largo del pozo cuando el sistema trabaja con procesamiento submarino ya que la velocidad
de flujo en estos casos es mayor debido a que el gasto de produccion aumenta, de ahi que la
transferencia de calor sea menor porque el tiempo de contacto entre el fluido y la tuberia se

reduce.

En cuanto a la viscosidad del crudo, se debe aclarar que el simulador Pipephase® no predice

adecuadamente el comportamiento de ésta, es por ello que el analisis de dicha propiedad
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solo se tomara de forma cualitativa. Como el comportamiento de la viscosidad esta en
funcion de los cambios en la presion y la temperatura, puede concluirse de los resultados
mostrados en la Tabla V.1 que en el caso base el valor de viscosidad se debe
principalmente a la disminucion de la temperatura mas que la presion, por otra parte en el
escenario 2 dicho valor obedece a que existe una menor pérdida de temperatura a lo largo
de la tuberia de produccion a pesar de que la presion en la cabeza sea menor con respecto al
primer caso, por Ultimo en el escenario 3, la viscosidad en la cabeza del pozo es menor que
en los otros dos casos estudiados, aun cuando la temperatura sea similar a la que se tiene en

el caso 2 pues la presion en la cabeza del pozo es considerablemente menor.

Por otra parte en la Tabla V.2 se muestran por escenario las condiciones a las cuales se
alcanza el punto de burbujeo, es decir, el momento en el que comienza la liberacion del gas
que se encuentra disuelto en el aceite. Como se puede observar dichas condiciones se
alcanzan a distintas profundidades pues varian directamente en cuanto a presion y
temperatura, es decir, a cada valor de presion de burbuja le corresponde un solo valor de

temperatura de burbuja (curva de burbujeo) como se muestra en la Fig. V.2.

Punto de saturacion

»T

| 4

Fig. V.2 Comportamiento del punto de burbuja de un aceite negro con respecto a la presion y
temperatura
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De las Tablas V.1 y V.2, es importante resaltar el comportamiento de la viscosidad con
respecto a la presion a lo largo de la tuberia de produccion, ya que al disminuir ésta la
viscosidad se reduce cuando el fluido se encuentra en una sola fase debido a la expansion
del gas disuelto en el aceite, es decir antes de alcanzar el punto de burbuja. Una vez que
comienza la liberacion del gas, la viscosidad del aceite se incrementa en forma considerable
pues dicha liberacion también aumenta (Fig. V.3). El punto de burbujeo corresponde a las
condiciones en las que el valor del colgamiento de liquido (H,) deja de ser igual a 1.

o
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L] e e,
T 1
o "\-..‘L_.__._-—-—_
e I
= I
> :
I
I
|
]
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3 pah Pb Pwf

Presién [kg/em’]

Fig. V.3 Comportamiento de la viscosidad con respecto a la presion en el pozo

V.1.2 Resultados del equipo de procesamiento submarino
Enseguida se muestran los resultados obtenidos en los equipos de procesamiento submarino

utilizados en los escenarios 2 y 3.

Tabla V.3 Resultados de la bomba multifasica (Escenario 2)

Bomba multifésica
Psuccion kg/cm? 43.21
Pgescarga kg/cm? 92.30
T succion °C 106.35
T descarga °C 112.23
H\ entrada fraccion 0.816
H\ salida fraccion 1.00
Mo succién cp 52.90
Mo descarga cp 24.48
Potencia HP 3,600
Eficiencia % 32
QL@cs. bpd 74,391
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Tabla V.4 Resultados del separador

(Escenario 3)

Capitulo V

Tabla V.5 Resultados de la bomba
monofasica (Escenario 3)

Separador Bomba monofasica
Psep kglem? 6.84 Psuccion kglem? 6.83
Tsep °C 91.75 P descarga kg/cm? 98.76
Eficiencia % 95 Tsuccion °C 91.74
Qg entrada MMpcd 8.23 T descarga °C 95.07
Qg salida MMpcd 0.41 H_ entrada fraccion .97
QL entrada bpd 81,006 H\ salida fraccion 1.0
QL salida bpd 81,006 Mo succion cp 275.03
H\ entrada fraccion 0.86 Lo descarga cp 263.83
H\ salida fraccion 0.972 Potencia hp 3,600
Mo entrada cp 265.52 Eficiencia % 60
Ho salida cp 275

V.1.2.1 Analisis de resultados del equipo de proceso submarino

Como se habia mencionado anteriormente se trabajo con potencias iguales para ambos
escenarios de optimizacion de la produccién con la finalidad de comparar el beneficio en
gastos de produccion gue proporciona cada uno con el mismo requerimiento de potencia, el

valor empleado fue de 3,600 hp.

Dicho valor de potencia en el caso de la bomba multifasica gener6 una presion en la
succion de 43.21 kg/cm? con lo que se logré disminuir la Py, del Alpha-1 en cerca del 50%
con respecto al caso base con un gasto de liquido a manejar de 74,391 bpd (66,952 bpd)
recordando que esta bomba tiene una eficiencia del 32% debido al gas presente en la
corriente que la alimenta como se puede observar en la Tabla V.3. Por otra parte también se
obtuvo una ganancia en la temperatura del fluido debido a la energia proporcionada por la
bomba, lo que redunda en una disminucion en la viscosidad del liquido a la salida de la
misma. Otro beneficio proporcionado por este tipo de equipos es que la bomba multifasica
redisuelve en el aceite el gas libre en la corriente de entrada pues el H en la descarga es
igual a 1.00 (Tabla V.3).

En el escenario 3, la potencia de la bomba monofasica también fue de 3,600 hp con una
eficiencia del 60 % con lo que se generé una presion de succion de 6.83 kg/cm? la cual en
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este caso rige la presion de operacion del separador y logra reducir la Py, del pozo Alpha-1
hasta 16.7 kg/cm? con lo que se logra un incremento en el gasto de aceite de alrededor de
54,160 bpd con respecto al caso base y casi 6,000 bpd méas que en el escenario 2.

En la Tabla V.4 puede observarse que en el separador se extrae el 95% del gas liberado a
las condiciones de operacion del equipo por lo que en la corriente de salida del separador
aun hay 0.41 MMpcd de gas, también se observa que a la salida el H_ es mayor ya que el
gas en la corriente disminuyd. Otra consecuencia de la remocion del gas es un ligero
incremento en la viscosidad del aceite, sin embargo en este caso a diferencia de los dos
anteriores se observo que el mayor cambio en la viscosidad se dio en la linea que va del
pozo al multiple de recoleccién ya que hay un cambio subito de presion y temperatura en el
estrangulador, sin embargo, esto puede evitarse ampliando el diametro del estrangulador

utilizado.

Al igual que con la bomba multifasica, en este caso ademéas del aumento en la presion
también hay un incremento en la temperatura del fluido al pasar por la bomba, lo que
disminuye ligeramente su viscosidad pasando de 275 cp en la succion a 263.8 cp en la
descarga. Como las bombas monofésicas tienen cierta tolerancia al manejo de gas, en este
caso, la fracciéon de gas libre presente en la succion es redisuelto en el aceite, de igual
manera que en el caso anterior obteniendo solo fase liquida en la salida de la bomba
(H.=1).

También se puede observar que la presion de descarga de la bomba monofésica es
ligeramente mayor que en el de la bomba multifasica pues en este caso se maneja un fluido
diferente, mas denso y viscoso resultado de la separacién, por lo que se requiere mayor

energia para su transporte de la base a la cabeza del riser.

V.1.3 Resultados del riser
A continuacion se presentan los resultados del riser para los escenarios 1 y 2 donde se
maneja el transporte de la mezcla multifasica, asi como los resultados de los risers de

liquido y gas del escenario 3.
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Tabla V.6 Resultados del riser para cada escenario

Riser
Escenario 1 | Escenario 2 E‘c’(?l,e;jgg)&
Tirante de agua* m 1000 1000 1000
Metros de riser desarrollados * m 1130 1130 1130
Diametro nominal pg 10 16 16
Phase riser kg/cm? 93.5 92.29 98.75
Peaheza riser kg/cm? 5.79 5.88 2.79
Thase riser °C 94.38 111.8 95.06
T cabeza riser °C 88.55 100.88 93.54
Gasto total de aceite bpd 18,746 66,952 72,905
Gasto total de gas MMpcd 2.28 8.15 1.058
Gasto total de agua bpd 2,082 7,439 8,100
Ho base riser cp 65.95 25.12 263.87
Wo cabeza riser cp 345.92 149.74 269.36
HL base riser fraccion 0.82 1.00 1.00
HL cabeza riser fraccion 0.53 0.83 0.87

Tabla V.7 Resultados del riser para cada escenario (Condiciones en el punto de burbuja)

Condiciones de burbuja Escenario 1 Escenario 2 Esc’e nario &
(liquido)

Profundidad™ m o 670 75

- >— Las condiciones de

Presion kg/cm burbuja se alcanzan 73.3 8.27

Temperatura °C desde los pozos y 106.9 93.68

Viscosidad cp Ei;i¥alecen en el 22.71 239.31

He fraccion ' 0.92 0.89

Tabla V.8 Resultados del escenario 3 (riser de gas)

Escenario 3 (riser de gas)
Tirante de agua* m 1000
Metros de riser desarrollados * m 1130
Diametro nominal pg 6
Phase riser kg/cm? 6.46
Pcabeza riser kg/cm® 2.82
Thase riser °C 91.75
Tcabeza riser °C 33.46
Gasto total de aceite bpd 4.77
Gasto total de gas MMpcd 7.82

* Tomando como cero de referencia el nivel del mar
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V.1.3.1 Analisis de resultados del riser
Como se vio anteriormente, las presiones y temperaturas en la base del riser de los
escenarios 2 y 3 corresponden a las obtenidas en la descarga de las bombas y en el caso del

escenario 1 son las condiciones que se presentan por el flujo natural de la produccion.

En la Tabla V.6 se muestra la produccion de aceite y agua en cada uno de los escenarios y
se puede observar que cuando la presion en la entrada del equipo de procesamiento es
menor, los gastos de produccidén aumentan puesto que la contrapresion del sistema hacia los
pozos se reduce. Asi pues, la produccion del caso base representa aproximadamente el 28%
del escenario 2 y el 25% del tercer escenario. Por otra parte el gas manejado en el riser de
liquido del caso 3 es menor que los otros dos como consecuencia de la separacién a la que

se sometid la mezcla original.

Como ya se ha mencionado, el equipo de procesamiento colocado en la base del riser en los
casos 2 y 3 da como resultado una corriente monofésica de fluidos, ya sea por la
redisolucién del gas en el aceite y/o por la separacion liquido/gas, asi pues el H en la base
del riser es igual a 1 en estos escenarios. Sin embargo, en estos casos en algun punto del
riser comienza nuevamente la liberacion del gas como se muestra en la Tabla V.7, de donde
se puede observar que en el caso del escenario 2 dicha liberacién comienza antes que en el
tercero pues la bomba multifasica solo redisolvio el gas en el aceite a diferencia de lo que
sucedid con la separacion de las fases gas/liquido donde el fluido obtenido en la descarga
de la bomba tiene una menor cantidad de gas disuelto y se mantiene en una sola fase hasta
los 75 metros antes de llegar al equipo superficial.

En lo referente a la viscosidad, se puede observar que en el escenario 1 ésta sigue en
aumento ya que la temperatura y sobre todo la presion siguen disminuyendo. En los
escenarios 2 y 3 la viscosidad disminuye hasta que se alcanza el punto de burbujeo debido a
la expansidn del gas disuelto en el aceite y después va en aumento por la separacion de las

fases que se da a partir del punto de burbuja.
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En el caso del riser de gas del escenario 3, la presion a la salida del separador es suficiente
para que el fluido viaje por su propia energia hacia el equipo superficial a donde llega a una
presion aproximada de 3 kg/cm?.

En este riser se tiene una considerable pérdida de temperatura del fondo a la cabeza del
mismo ya que por su naturaleza un gas tiende a que la transferencia de calor con el
ambiente se dé con mayor rapidez que cuando se maneja liquido. Para este riser se usé el
mismo valor del coeficiente global de transferencia de calor que en los casos anteriores, sin
embargo es recomendable usar un aislamiento mayor para evitar la pérdida de temperatura,

sobre todo si el gas es susceptible a formar condensados e hidratos.

V.2 Analisis econdmico preliminar preliminar
Se realizd un analisis econdémico preliminar con los elementos basicos del sistema simulado
de manera tal que se pueda tener un criterio adicional para elegir el sistema de

procesamiento submarino méas conveniente.

Para realizar un andlisis econémico preliminar se requieren conocer costos de inversion y
operacion a lo largo de la vida del proyecto. Entre los costos de inversion se necesitan
costos de desarrollo de campos, de sistemas artificiales de produccién, de intervenciones a
pozos, de infraestructura de equipos de perforacion, de instalaciones de produccion, de
ductos, de mantenimiento a pozos e instalaciones, etc. en cuanto a los gastos de operacion
se necesitan costos de mano de obra, costos administrativos, etc. Asi pues se presentan
varios factores en la obtencion de dichos costos como modalidades de renta o venta de
equipos e instalaciones. Otro factor es la estimacion de costos a través del tiempo en que se

tiene planeado que dure el proyecto.

A la informacion de costos mencionado anteriormente no se tiene acceso facilmente,
ademas dichos costos varian dependiendo de las caracteristicas y necesidades de cada

proyecto.
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El Valor Presente Neto (VPN) es el método méas conocido para evaluar proyectos de
inversion a largo plazo. Estaréa en funcion de la inversion previa, las inversiones durante la
operacion, los flujos netos de efectivo, la tasa de descuento y el nimero de periodos que
dure el proyecto. La obtencion del VPN es un procedimiento que permite calcular el valor
presente de un determinado nimero de flujos netos de efectivo futuros, originados por una
inversion. Consiste en determinar el valor del proyecto en el tiempo O de los flujos de
efectivo futuros que generan un proyecto y comparar este valor con la inversion inicial.
Cuando dicho valor es mayor que la inversion inicial, entonces, es recomendable que el

proyecto se lleve a cabo.

Dado que el anélisis se realizé en estado estacionario, no se conoce la produccion a lo largo
del tiempo, tampoco los periodos del proyecto y por ende los flujos de efectivo, por lo tanto

se usaran otros indicadores econémicos que a continuacion se describen.

Uno de los elementos utilizados fue el analisis beneficio-costo, el cual es una técnica en la
que se busca determinar la conveniencia de un proyecto mediante la enumeracion y
valoracion en términos monetarios de los beneficios y costos derivados directa e
indirectamente del proyecto. Es una técnica Gtil aunque subjetiva, ya que se asignan montos
de costos y beneficios en el presente y el futuro, lo que provoca que se tengan
incertidumbres y riesgos. En términos practicos la razén beneficio-costo representa el

beneficio que se obtiene por cada dolar invertido.

En el analisis beneficio-costo se cuantificaron en dolares los costos y los beneficios de cada
caso. Para obtener los costos, se consideraron los elementos de infraestructura principales
de cada escenario analizado y se realizd una sumatoria de éstos para asi obtener el costo
total. En relacion a los beneficios, se calculo el monto en ddlares de la produccion de aceite
de cada caso por un afo, bajo el supuesto de que se mantendria la misma produccién en un
afio. No se cuantifico la produccion de gas ya que es una cantidad minima por ser un aceite

de bajo encogimiento.
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Para realizar la cuantificacion de los beneficios, se multiplicé la produccion de aceite
obtenida en cada caso por 365 dias y por el precio del barril de aceite, se tomd la premisa
de que el costo del barril de crudo fuese de $52.60 USD, el cual es el precio de un barril de
aceite de 14 °API.

Por Gltimo se calcul6 la razdn beneficio entre el costo para cada caso.

Otro de los indicadores econdmicos calculados fue el costo unitario de produccion, el cual
representa las operaciones realizadas desde la adquisicion de la materia prima requerida
hasta su transformacion en articulos de consumo o de servicio. Un objetivo de la
determinacion del costo unitario es conocer el costo de produccion de los articulos
vendidos y tener una base de célculo en la fijacion de precios de venta, y asi poder

determinar el margen de utilidad probable.

El costo unitario de produccion se obtiene al dividir el costo total por un numero de
unidades. Para este andlisis, se obtuvo el costo unitario de produccién al dividir el costo

total entre la produccién de aceite en un afio.

Algunos de los costos de infraestructura utilizados para el analisis econdmico preliminar se
obtuvieron de los siguientes articulos y estudios: Catenary and hybrid risers for deepwater
locations worldwide, Junio de 1996, Subsea production Systems for Gas Field Offshore
Brazil, 2005, Assessment or subsea production and well systems, octubre del 2004. Se sabe
gue no son precios actuales, sin embargo es una aproximacion, y la mayoria de los costos se
repiten en los tres escenarios, lo que significa que se puede hacer una comparacion entre el

caso base y las dos alternativas de produccion.

A continuacion se presenta en tablas el analisis econémico preliminar realizado para cada
caso. Se pueden observar los costos de la infraestructura considerada, asi como los ingresos
por la produccion de un afio y el resultado del célculo de los indicadores econdémicos

utilizados.
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Tabla V.9 Analisis econémico preliminar del Caso base

Capitulo V

CASO BASE
DESCRIPCION CANTIDAD PRE(EI'\/?,\/[IJUNS'ET)iA‘R'O [&?AB@LD]
Infraestructura
Riser flexible (1,000 m) 1 30 30
Jumper (Rigido) 6 1.2 7.2
Multiple de recoleccion (6 pozos) 1 25 25
Umbilical (MMUSD/km) 15 0.75 1.125
Arbol submarino 6 5.5 33
Pozos
Pozo 6 100 600
Costo total 696.325
Q,= 18,746 bpd
Ingresos = 427.85 MMUSD/aio
Razon costo beneficio=  0.52
101.77 USD/bbl

Tabla V.10 Analisis econémico preliminar de Bombeo Multiféasico en la base del riser

BOMBEO MULTIFASICO EN LA BASE DEL RISER

DESCRIPCION CANTIDAD PRECE:VlOIVLIJLIJ\ISIgiARIO [I\-gl(l\)/l-ll—JAélE)]
Infraestructura
Riser flexible (1,000 m) 1 30 30
Jumper (Rigido) 6 1.2 7.2
Muiltiple de recoleccion (6 pozos) 1 25 25
Umbilical (MMUSD/km) 15 0.75 1.125
Arbol submarino 6 5.5 33
Equipos de proceso
Bomba multifasica submarina 1 11 11
Pozos
Pozos 6 100 600
Costo total 707.325
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Qo= 66,952 bpd
Ingresos = 1528.08 MMUSD/afo
Razén costo beneficio = 1.82

Costo unitario de produccion =  28.94  USD/bbl

Tabla V.11 Analisis economico preliminar de Separacién submarina y bombeo en la base del riser

SEPARACION SUBMARINA Y BOMBEO EN LA BASE DEL RISER
DESCRIPCION CANTIDAD PRE[Cl\:/llI\O/ILli‘S»I\llg]rARlo [M-K/(I)JQDIE
Infraestructura
Riser flexible liquido (1,000 m) 1 30 60
Riser flexible gas (1,000 m) 1 25 25
Jumper (Rigido) 6 1.2 7.2
Muiltiple de recoleccion (6 pozos) 1 25 25
Umbilical (MMUSD/km) 15 0.75 1.125
Arbol submarino 6 5.5 33
Equipos de proceso
Sistema de separacién y bombeo 1 35 35
Pozos
Pozos 6 100 600
Costo total 756.325

Qo= 72,905 bpd
Ingresos = 1663.94 MMUSD/afo
Razon costo beneficio = 1.85
Costo unitario de produccién = 28.42  USD/bbl

Se puede observar en las tablas anteriores que la razon beneficio-costo para el caso base es
de 0.52, lo que nos indica que los costos serdn mayores que los ingresos, también se
muestra el costo unitario de produccion con un valor de 101.77 USD/bbl. Se advierte que

los resultados son poco alentadores y que este escenario no es factible econémicamente

En el segundo y tercer caso las razones beneficio-costo obtenidas son similares entre estos

dos, sin embargo es ligeramente mayor en el escenario de separacion submarina y bombeo
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con un valor de 1.85 contra 1.82 del escenario de bombeo multifasico, por lo tanto el costo
unitario de produccion del escenario de bombeo multifasico es mayor con un valor de 28.94
USD/bbl a diferencia del 28.42 USD/bbl del escenario de separacién submarina y bombeo en

la base del riser.

Al comparar los valores obtenidos de la razon beneficio-costo y el costo unitario de
produccion en los escenarios planteados, puede concluirse que cualquiera de las dos
alternativas de produccion con la utilizacion de procesamiento submarino puede ser
aplicable ya que en el caso base se obtuvo un mayor costo unitario de produccion y una
razén beneficio-costo menor, por lo que los escenarios 2 y 3 son econémicamente mas
factibles que el primero, sin embargo lo que se busca es decidir cuél de de las dos opciones

de produccion submarina es mas conveniente de ser aplicada para el caso analizado.

Los indicadores calculados muestran que se va a recuperar mas rapido la inversion en el
caso de separacién submarina y bombeo en la base del riser que en el caso de bombeo
multifasico en la base del riser. No obstante, la diferencia entre ambos valores es minima,
porque a pesar de obtener una mayor produccion de aceite en el escenario de separacion
submarina, la infraestructura necesaria es mas costosa que en el escenario de bombeo

multifasico en la base del riser.

Después de observar los resultados calculados se concluye que el escenario mas factible
técnica y econdmicamente para este caso particular es el de bombeo multifésico en la base
del riser, ya que la inversion es menor y el beneficio es practicamente el mismo que se

tendria si se escogiera el de separacion submarina y bombeo en la base del riser.
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V1.1 Conclusiones

Como se mencion0 anteriormente, el objetivo de este trabajo es el analisis técnico de dos
sistemas de procesamiento submarino (bombeo multifisico y separacion submarina)
aplicados al caso de un campo hipotético de crudo extrapesado y gas en aguas profundas
(caso base), mediante el uso de un simulador comercial de flujo en tuberias. De esta manera
se busca determinar qué sistema resulta ser técnicamente mas factible para su aplicacion.
Del anélisis realizado y de los resultados obtenidos se desprenden las siguientes

conclusiones:

v La instalacion de los sistemas de procesamiento submarino en la base del riser
disminuye la contrapresion en la cabeza de los pozos, lo que causa una mayor

produccién de aceite, agua y gas.

v Los gastos de aceite, agua y gas estan en funcion de las presiones de operacion de
los sistemas de bombeo multifasico submarino y de separacién submarino y

bombeo; entre menor sea dicha presion de operacion, mayor el gasto a obtener.

v Para una misma potencia de la bomba en los sistemas de bombeo multifasico
submarino y separacién submarina y bombeo, se obtuvo mayor produccion en la
bomba monofasica, esto es debido a que se tiene una mayor eficiencia en ésta

ultima, ya que no se maneja gas.

v El sistema de separacion submarina y bombeo proporciona una recuperacion de
aceite, gas y agua ligeramente mayor que el sistema de bombeo multifasico
submarino. Este sistema minimiza el problema de la formacién de hidratos de gas
ya que las fases viajan en risers diferentes. Otra de las ventajas es que con este
sistema se reducen los requerimientos de equipo de proceso en las instalaciones

superficiales.

v El bombeo multifasico es el sistema de procesamiento submarino mas simple que
existe ya que con solo un equipo se puede manejar la produccién de varios pozos,

ademas es el sistema que tendria menos costos de operacion e instalacion.
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El calor generado por la bomba multifasica ayuda a disminuir la viscosidad del
liqguido cuando los fluidos pasan a través de ella (Ap,=28.32 cp). Este
comportamiento también se observa en la bomba monofasica (Ap,=11.2 cp),

aunque en menor medida.

Una ventaja econdmica del sistema de bombeo multifasico es que s6lo se emplea un

riser, en el que viaja la mezcla de los fluidos producidos.

Un buen aislamiento de las lineas de flujo y risers permite que la temperatura del
fluido disminuya lentamente, lo que evita problemas de precipitacion de parafinas,

hidratos o cambios abruptos en los regimenes de flujo.

Los sistemas de procesamiento submarino pueden auxiliarse del uso de métodos
preventivos para los problemas de aseguramiento de flujo, tales como métodos

quimicos y métodos térmicos.

Los sistemas de procesamiento submarino pueden combinarse con sistemas
artificiales de produccion. Un ejemplo seria introducir un sistema de bombeo
neumatico para aligerar la columna de fluidos en los pozos, en el cual se pueda usar

el mismo gas producido.

Es importante mantener la presion en el yacimiento, ya que de esa forma se conoce
el punto en el sistema en el que se presentara el punto de burbuja. La localizacién de
ese punto esta en funcion de las caidas de presion en el sistema y la caracterizacion
del fluido. Si el punto de burbuja se presenta antes de lo que se tenia planeado, se
tendra mayor gas en las tuberias y esto podria afectar el funcionamiento del sistema

de bombeo multifasico.

Ambos sistemas de procesamiento submarino son una alternativa factible técnica y
econdmicamente para el desarrollo del campo de crudo extrapesado y gas

propuesto.
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v" Del analisis econdmico realizado se obtuvo que la razén costo-beneficio de ambos
sistemas es similar, ligeramente mayor para el caso de la separacion submarina y
bombeo en la base del riser, sin embargo el costo de este equipo es muy alto, por lo
tanto, se concluye que el escenario mas factible técnica y econémicamente, para el
caso particular en estudio, es el de bombeo multifasico en la base del riser, ya que la
inversion es menor y el beneficio es practicamente el mismo que se tendria si se

escogiera el de separacion submarina y bombeo en la base del riser.

v" Puede concluirse que si ambos sistemas tiene un buen desempefio para un campo
hipotético de aceite extrapesado también se desempefiaran bien para un crudo mas
ligero, ya que estos fluidos tienen menos pérdidas de presion por elevacion y se

requerird menos potencia en las bombas para vencer dichas pérdidas de presion.

V1.2 Recomendaciones
Del analisis realizado al campo hipotético de crudo extrapesado y gas en aguas profundas y
los dos sistemas de procesamiento submarino (bombeo multifasico y separacion submarina)

aplicados a dicho sistema, se desprendieron las siguientes recomendaciones:

v Se recomienda que se lleve a cabo la aplicacién del sistema de bombeo multifasico
submarino en la base del riser para un campo con las caracteristicas mencionadas,
ya que los resultados del analisis técnico y econdmico fueron favorables, sin
embargo para dicha aplicacion debe realizarse el andlisis correspondiente de

seleccidon del sistema a utlizarse para el caso particular en estudio.

v" Realizar la simulacion del sistema de transporte en un software de produccién en
régimen transitorio para evaluar el comportamiento del sistema a través del tiempo

y verificar que la solucion seleccionada sea la mejor.

v’ El simulador Pipephase® no proporciona herramientas para predecir la formacion de
parafinas, asfaltenos o hidratos de gas, por lo que se recomienda que se realice un
estudio para conocer o predecir las condiciones de presién y temperatura a la cual se

presentan dichos problemas para que se adecue la simulacion y asi evitar tales
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condiciones de presion y temperatura, 0 en su defecto verificar en qué momento y

en qué parte del sistema se presentaran y buscar una solucion.

Para una aplicacién practica, se recomienda mantener la temperatura inicial del
fluido con aislamiento de tuberias u otro método térmico, ya que al conservar su
energia calorifica, el fluido presenta una mejor movilidad debido a que la viscosidad

de éste solo cambiaria por la disminucion en la presion.

Realizar un anélisis técnico-econémico completo para evaluar la factibilidad de
aplicar un sistema de separacién submarina y bombeo a un campo de aceite
extrapesado y gas en aguas profundas o para sustentar la decision de aplicar un

sistema de bombeo multifasico en la base del riser.
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