UNIVERSIDAD NACIONAL AUTONOMA DE MEXICO

FACULTAD DE INGENIERIA

DIVISION DE INGENIERIA EN CIENCIAS DE LA TIERRA

“FUNDAMENTOS DE ASEGURAMIENTO DE FLUJO EN SISTEMAS DE
PRODUCCION DE PETROLEO Y GAS”

T E S TS
PARA OBTENER EL TITULO DE:
INGENIERO PETROLERO

PRESENTA:

ALAN MARTIN HERNANDEZ HERNANDEZ

DIRECTOR DE TESIS: DR. TEODORO IVAN GUERRERO SARABIA

MEXICO D.F. CIUDAD UNIVERSITARIA. OCTUBRE 2014







Agradecimientos:

A mi madre Blanca E. Hernandez por ser la mujer mas importante en mi vida y a la que més
admiro, por ser mi guia en todo momento, por acompafiarme en mis dias tanto de tristeza como
de gran felicidad, por todos tus consejos y por sobre todo, por brindarme tu amor
incondicional, asi como el valor y coraje necesarios para lograr una formacion profesional, la
cual constituye la mas grande de mis herencias.

A mi padre# Benjamin Hernandez por contar con tus consejos y ensefianzas, por darme
serenidad en situaciones dificiles, por ser mi motivacién para ser un hombre de bien y
mostrarme la fuerza y voluntad para disfrutar de la vida en todo momento.

A mis hermanos: Oscar y Betsy por todo el apoyo y carifio que me han brindado a lo largo de
este viaje, por darme motivos para sonreir dia con dia y seguir adelante, porque sé que
siempre estaran ahi para mi, asi como yo para ustedes. Los quiero y admiro mucho bichos.

A mis padrinos: Edgar Martinez y Mara Martinez por el infinito apoyo y carifio que siempre
me han dado.

Al Dr. Teodoro Ivan Guerrero Sarabia que debido a su invaluable apoyo, asesoramiento,
dedicacion y entusiasmo pude concluir exitosamente este trabajo de tesis.

A todos mis profesores, pero en especial al M.I. Felipe de Jesus Lucero Aranda, al Dr. Néstor
Martinez Romero y al Ing. Juan Ocariz Castelazo por la admiracion que les tengo como
profesionistas. Ustedes representan parte esencial de mi formacién académica y han logrado
que mi pasion por la ingenieria crezca dia con dia.

Al Ing. Héctor Erick Gallardo Ferrera y al Ing. Carlos Avendafio por su invaluable tiempo,
dedicacion y recomendaciones realizadas para con este trabajo de tesis.

A toda mi familia y en especial a mis tios Ana Rosa, Gisela, Martha, Jaime, Sergio y René, por
todo el apoyo que me han brindado a través de los afios, me siento mas que bendecido por
tenerlos a ustedes a mi lado.

A mis mejores amigos por todas las experiencias que hemos pasado juntos y porque sé que
siempre contaré con ustedes en todo momento.

A mis amigos y compafieros universitarios por sus consejos, apoyo y por todos esos buenos
momentos que pasamos juntos clase con clase. Gracias a ustedes mi estancia en la universidad
fue una experiencia Unica.

A mi pequefia Rubi por ser la mejor compafiera en mis noches de estudio y llenar muchos de
mis dias de felicidad.

Y por ultimo pero no menos importante, a mi queridisima alma mater, la UNAM, por la
invaluable formacién académica que me dio y que sin duda apreciaré toda mi vida.




Resumen

Debido a la reduccion de las reservas de los yacimientos convencionales de
hidrocarburos, la industria petrolera ha enfocado sus esfuerzos en la exploracion
y produccion de yacimientos que se encuentran en ambientes mas adversos de
presion y temperatura. No obstante, su explotacion no es una tarea facil ya que
los aspectos termodinamicos, mecanicos e hidrodinamicos del flujo de fluidos en
dichos ambientes pueden afectar de manera sustancial la produccién de los
pozos y reducir significativamente la rentabilidad de los proyectos petroleros.

Entre los problemas mas comunes que surgen a causa de la composicion y
comportamiento termodinamico de los fluidos, se encuentran el depoésito de
solidos tales como asfaltenos, hidratos, ceras e incrustaciones inorganicas, asi
como la formacién de emulsiones que incrementan la viscosidad de la mezcla
multifasica. Asimismo, el comportamiento reologico de los crudos pesados y extra
pesados constituye uno de los problemas principales para la explotacion de este
tipo de recursos petroleros.

Aunado a lo anterior, las fallas mecanicas que ocurren a causa de la erosion y la
corrosion pueden derivar en largos paros operativos por reparaciones mayores; en
casos graves, el deterioro de tuberias, lineas de produccion y otros elementos del
sistema provocan fugas de hidrocarburos y otros fluidos que ponen en riesgo al
personal y al medio ambiente.

La inestabilidad del flujo multifasico puede presentarse a lo largo de todo el
sistema de produccion. En general, el llamado cabeceo de los pozos ocurre bajo
condiciones de operacion que favorecen la acumulacion y descarga de gas en
algtin punto de la trayectoria del flujo. Por otra parte, en los sistemas submarinos
puede suscitarse una inestabilidad de flujo multifasico llamada bacheo severo, la
cual se debe principalmente a la geometria de la infraestructura submarina, en
combinacion con bajos gastos de produccion. Otro fenémeno indeseable de
naturaleza transitoria es el golpe de ariete.

Actualmente, el aseguramiento de flujo forma una parte integral del disefio y
operacion de los sistemas de produccion de petréleo y gas, a través del estudio de
los mecanismos y factores que promueven la formacion de las distintas
problematicas antes mencionadas, asi como la evaluacion de métodos y practicas
operativas para su prevencion y remediacion que puedan aplicarse en cualquier
ambiente y a través de toda la vida productiva de un campo.

Este trabajo de tesis expone una vision integral de la disciplina del aseguramiento
de flujo en los sistemas de produccion de petroleo y gas, a través de la revision de
sus principales aspectos termodinamicos, mecanicos e hidrodinamicos, asi como
de sus problematicas mas relevantes y los métodos de analisis y medidas
operativas mas comunes para la prevenirlas o remediarlas.
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Abstract

Due to actual oil and gas reserves reduction of conventional reservoirs, petroleum
industry has focus its efforts in the production of those ones found in more
hostile pressure and temperature environments. However, this activity is not an
easy task, due to thermodynamic, mechanic and hydrodynamic aspects of
multiphase flow involved in such environments which can significantly affect well
production and minimize projects profitability.

Among the most common problems which arise due to fluids composition and
thermodynamic behavior can be mentioned solids deposition (e.g. hydrates
asphaltenes, wax and scale) as well as an increase in multiphase mixture
viscosity given by the formation oil/water emulsions. Furthermore, rheological
behavior of heavy and extra heavy oil represents one of the major problems
involved in the production of this kind of resources.

Coupled with the above, mechanics failures caused by erosion and corrosion may
derive in extended operation shut-downs and workover programs. In serious
cases, erosion and corrosion problems may lead to hydrocarbons leakage and
thus, affect environment and personnel welfare.

Multiphase flow instability can occur along the entire production system. In
general, the one called “well heading” occurs under operation conditions which
promote gas build-up and discharge at some point in the flow path. In subsea
systems a flow instability known as severe slugging may arise which is mainly
caused by sub superficial infrastructure geometry in combination with low gas
flow rates. Another undesirable phenomenon of transient nature is the water
hammer.

Nowadays, flow assurance is an integral part of oil & gas system production
design and operation, by means of the study of the mechanisms and major
factors that promote the formation of the issues discussed above, in addition to
the evaluation of methods and operational practices for their prevention and
remediation that can be applied in any environment and throughout the whole
operational life of the fields.

This thesis presents a comprehensive approach of the flow assurance discipline
in oil and gas production systems through the revision of the main
thermodynamic, mechanical and hydrodynamic aspects, as well as its major
problems and common analysis methods and operational practices to prevent or
remedy them.
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Introduccion

Introduccion

El término aseguramiento de flujo fue usado por primera vez por la compania
Petrobras en la década de los noventa, del portugués Garantia do Fluxo, que
literalmente significa garantia del flujo. Dicho término tradicionalmente se
empleaba para las practicas en aguas profundas relacionadas con la
desobstruccion de pozos, lineas de produccion y sistemas de recoleccion por
deposito de parafinas, hidratos e incrustaciones.

En la actualidad la definicion del aseguramiento de flujo se le da al proceso de
analisis de la ingenieria que asegura o garantiza que los fluidos hidrocarburos
sean transportados a través del sistema de produccion de una manera segura y
economica desde el yacimiento hasta los puntos de exportacion en un entorno
determinado durante el tiempo de vida de un proyecto.

El tema del aseguramiento de flujo es muy diverso, ya que abarca muchos temas
especializados y se apoya en todo tipo de disciplinas, tales como la hidraulica,
termodinamica, mecanica, quimica y la ingenieria de software.

Las actividades del aseguramiento de flujo estan dirigidas a la implementacion de
disefios termo-hidraulicos, evaluacion de sistemas de produccion/transporte, asi
como la remediacion de posibles problemas que puedan presentarse en las lineas
causando el paro del flujo.

Ademas de los depésitos solidos que causan obstrucciones en el sistema de
produccion, hoy en dia esta disciplina estudia otras problematicas, las cuales
incluyen la corrosion en las tuberias, la erosion de las mismas a causa de la
produccion de arenas, asi como los problemas de bacheo y emulsiones a causa
del flujo multifasico y las propiedades en los fluidos como se explicara en los
siguientes capitulos.

Los métodos actuales para la mitigacion de las diferentes problematicas ya no se
enfocan solamente al aspecto correctivo, sino que con el paso de los afos las
pruebas en laboratorio y el desarrollo de herramientas de software le han
proporcionado a los ingenieros la habilidad de modelar las condiciones del flujo
con datos de campo y predecir gran parte de los problemas en el flujo y mitigarlas
de forma rapida y rentable.

La prevencion o remediacion de estos problemas es un aspecto clave para el
aseguramiento de flujo, pues permite al ingeniero de disefio optimizar el sistema
de produccion para cualquier escenario operativo que pudiera presentarse
incluyendo arranques, paros y bloqueos.




Introduccion

Importancia

Los hidrocarburos han jugado un papel importante en el desarrollo de la
industria energética y en la economia general de los paises desde hace ya mas de
un siglo. En la actualidad y durante los proximos anos tanto el petréleo como el
gas seguiran desempenando un rol importante en la generaciéon de energia
independientemente del desarrollo de otras fuentes alternas como la nuclear o las
cada vez mas mencionadas energias renovables, entre las que se incluyen las
energias hidroeléctrica, edlica y solar.

A lo largo de la historia, la explotacion de hidrocarburos ha estado enfocada
principalmente en los yacimientos convencionales, los cuales por definiciéon son
aquellos que gracias a su localizacion, condiciones de presion, temperatura y
propiedades en los hidrocarburos permiten el “facil” acceso y por subsiguiente la
produccion rentable de los mismos.

Sin embargo, muchos de los yacimientos convencionales que han levantado la
produccion nacional de petroleo y de gas se encuentran ahora en etapa de
declinacion. La Region Marina Noreste de Petroleos Mexicanos (Pemex), en la que
se encuentran tanto el activo Cantarell como Ku-Maloob-Zaap y que ademas
aporto cerca del 63.7% de la petroleo crudo nacional, registré una declinacion del
8.2% promedio anual de 2004 a 2011 (SENER - Prospectiva del petréoleo crudo
2012-2026).

Hoy en dia Pemex, con el objetivo de satisfacer la demanda de hidrocarburos, esta
enfocando sus esfuerzos en el desarrollo de fuentes petroliferas principalmente de
crudo pesado que se encuentran tanto en las provincias de aguas profundas del
Golfo de México asi como en las cuencas del Sureste (Figura I.1).

Estas acumulaciones de hidrocarburos abarcan cerca del 90% de los recursos
que se esperan explotar en el futuro (Estrategia Nacional de Energia, SENER
2010), sin embargo parte de estos provienen de yacimientos no convencionales,
entre los que se encuentran tanto los de aceites pesados y extra pesados como
aquellos ubicados en ambientes adversos y de dificil acceso, como es el caso de
los yacimientos en aguas profundas y ultra-profundas.
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Introduccion

Yacimientos Terciarios
® Yacimientos Mesozoicos

Oportunidades Exploratorias
54 terrestres
117 marinas

Figura I.1 - Acumulaciones de aceite pesado en México (IMP, 2008).

No obstante su gran relevancia, la explotacion de los yacimientos no
convencionales no es una tarea facil, y es que debido a las condiciones extremas
de presion y temperatura que experimentan los fluidos producidos desde el
yacimiento hasta las instalaciones superficiales, estos presentan cambios fisico-
quimicos complejos que pueden derivar en problemas serios en la produccion,
tales como la obstruccién de las lineas de flujo por la formacion de depodsitos
so6lidos organicos.

A causa de los altos costos que implica la explotacion de los yacimientos no
convencionales, cualquier problema que ponga en riesgo la produccion puede
acabar con su rentabilidad.

Es por eso que uno de los aspectos que ha cobrado mas relevancia en los ultimos
anos es el de garantizar que el flujo de hidrocarburos se produzca de manera
ininterrumpida, orientando parte de la tecnologia a la reduccion de fallas y
problemas operativos que incrementen los costos de inversion a niveles
considerables poniendo en riesgo la factibilidad econdémica de los proyectos
petroleros en los yacimientos no convencionales.
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Es debido a esto que el aseguramiento de flujo ha sido establecido como una
parte fundamental del disefio de sistemas de producciéon de hidrocarburos, tanto
en tierra como en costa fuera.

Problemas tipicos del aseguramiento de flujo

Aunque los problemas del aseguramiento de flujo pueden suscitarse en casi todos
sistemas de produccion de petroleo y gas, en los ultimos anos su impacto ha sido
mas significativo en la explotacion de sistemas en aguas profundas. Esto es
debido a la presion hidrostatica ejercida por el tirante de agua combinada con la
de las formaciones subsecuentes y los fluidos confinados dentro de ellas. Por otro
lado, el mismo lecho marino es bastante frio, ya que su temperatura puede
permanecer entre los 0° y 4°C, lo que provoca una reduccion considerable en la
temperatura de las lineas de produccion.

Debido tanto a la composicion de los fluidos como a las grandes variaciones de
presion y temperatura que se presentan en estos ambientes, es bastante probable
que se presenten acumulaciones de depodsitos organicos e inorganicos a lo largo
de todo el sistema de produccion. Muchas de estas acumulaciones en las
tuberias pueden ser lo suficientemente severas como para impedir el flujo hacia
las instalaciones de procesamiento en superficie.

Un diagrama de fases es de suma importancia para comprender los problemas
que se enfrentan cuando se lleva a cabo el transporte de hidrocarburos en
tuberias bajo condiciones extremas, poniendo especial atencion a los
componentes que se desprenden de los fluidos del yacimiento resultado de los
cambios de presion y temperatura. Entre los componentes que causan mayor
problema y que se han estudiado desde los inicios del aseguramiento de flujo
estan los asfaltenos, las parafinas y los hidratos.

La Figura I.2 ejemplifica el diagrama de fases de un aceite de un campo en aguas
profundas del Golfo de México (Amin, 2005). El aceite sigue una trayectoria a lo
largo de una linea de presion y temperatura que decrece a medida que se
desplaza desde el yacimiento (A) hacia la linea de flujo (F). Las caidas de presion y
temperatura hacen que los asfaltenos se separen de la solucion (B), cuando el
petroleo atraviesa el extremo superior de la envolvente de precipitacion de
asfaltemos (APE superior). A continuaciéon, comienzan a formarse la ceras
parafinicas (C) cuando el aceite cruza la linea de temperatura de formacion de
ceras (WAT — Wax Appereance Temperature). Posteriormente, ingresa en el rango
de los hidratos (D) antes de atravesar la linea correspondiente a su punto de
burbujeo (E). Rebasando este limite, el gas en solucion empieza a desprenderse
para formar un fluido multifasico antes de que llegue a la linea de flujo (F).
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Figura I.2 - Diagrama de fases de un aceite extraido en el Golfo de México
(Oilfield Review, 2005).

Cuando el aceite traspasa la presion a la cual es liberado el gas en solucion, la
viscosidad del aceite empieza a aumentar dando como resultado un aumento en
la contrapresion del sistema. Esta contrapresion puede ocasionar un cambio en
los patrones de flujo mediante una diferencia en las velocidades de cada fase.

Si la velocidad de flujo no es la suficiente para mantener una mezcla uniforme a
través de la linea, puede suscitarse una segregacion gravitacional de las fases.
Esta condicion hace que las fases mas livianas fluyan a lo largo de la parte
superior de la seccién transversal de la tuberia y las mas densas en la parte
inferior. Cada fase fluye a una velocidad diferente dependiendo de la inclinacion
de la linea de flujo. Cualquier ondulacion vertical que se produzca en la linea de
flujo hara que una de las fases se atrase con respecto a las otras; al ascender a la
linea de flujo, la fase gaseosa mas liviana puede deslizarse mas alla del liquido
mas pesado, mientras que en las secciones bajas, el liquido puede sobrepasar a
la fase gaseosa.

Uno de los efectos que se producen a causa de bajas velocidades e inclinaciones
importantes en la tuberia se conoce como bacheo severo. El bacheo severo puede
impactar negativamente en el sistema de produccion debido a que promueve la
acumulacion de liquidos en las secciones inferiores de la linea de flujo, lo que
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favorece condiciones de corrosion y erosiéon a largo plazo, sin contar los
problemas operativos que causa en superficie.

El aseguramiento de flujo en los aceites pesados presenta retos operativos
especiales que no se presentan normalmente en los yacimientos de crudo ligero,
entre los que se incluyen del manejo de altas viscosidades y la formacion de
emulsiones altamente estables.

Objetivo general

El objetivo de este trabajo es presentar una vision integral de la disciplina del
aseguramiento de flujo en los sistemas de produccion de petroleo y gas, a través
de la revision de sus principales aspectos termodinamicos, mecanicos e
hidrodinamicos, asi como de sus problematicas mas relevantes y los métodos de
analisis y medidas operativas mas comunes para prevenirlas o remediarlas.

Alcances
Los alcances del presente trabajo de investigacion son:

» Presentar los diferentes conceptos de aseguramiento de flujo que se tienen
en la literatura.

» Revisar y describir las principales problematicas del aseguramiento de
flujo, asi como los mecanismos y las condiciones operativas que
promueven su formacion.

» Presentar una revision de las practicas de mitigacion y prevencion
utilizadas en la industria para los riesgos del aseguramiento de flujo, asi
como los métodos de analisis actuales.

Contenido

En los capitulos subsecuentes se abarcaran los principales problemas que se han
tenido en el aseguramiento de flujo a través de los anos, asi como los métodos y
practicas empleadas para su mitigacion y prevencion.

En el capitulo dos se hablara acerca de las diferentes problematicas que se tienen
respecto a la complejidad en la composicion de fluidos y los distintos problemas
que pueden ocasionar. Muchos de estos problemas estan relacionados a la
formacion y depédsito de sélidos tanto organicos como inorganicos, asi como la
formacion de emulsiones que pueden impactar significativamente en las
operaciones.
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Al final de dicho capitulo se anexa un pequefio resumen de las operaciones de
corridas de dispositivos de limpieza, comuinmente referidos como “diablos”, ya
que es uno de los métodos de remediacion y prevencion que ha cobrado gran
relevancia en la actualidad. Los diablos, ademas de ser utilizados para remover
depositos, hoy en dia se dispone de una amplia variedad de estos dispositivos
para realizar otras tareas, tales como la aplicacion de inhibidores de corrosion, y
la inspeccion y registro de las condiciones de las tuberias y lineas de produccion.

En el capitulo tres se hace una revision acerca de los problemas de erosion y
corrosion que impactan significativamente en la integridad mecanica del sistema.
Dichos problemas han sido estudiados y descritos amplia y detalladamente en la
literatura. Se presentan los conceptos referentes a los principales mecanismos
que promueven su formacion, asi como los métodos que se tienen en la
actualidad para su mitigacion.

En el capitulo cuatro se describen los problemas relacionados con la
hidrodinamica del flujo multifasico, cubriendo temas como el bacheo severo, el
flujo inestable a nivel de pozo y el golpe de ariete. Asimismo, se exponen sus
mecanismos, los ciclos de formacion tanto del bacheo severo como del golpe de
ariete, asi las causas y condiciones en las que se puede presentar este ultimo. De
igual forma se discutiran brevemente las técnicas de remediacion utilizadas en
campo.
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Capitulo 1 - Aspectos termodinamicos

1.1 Introduccion

La complejidad del comportamiento termodinamico de los diferentes fluidos que
son producidos en un yacimiento petrolero, sea terrestre o costa afuera, conlleva
a una serie de problemas durante su explotacion. A medida que los fluidos viajan
a través del sistema de produccion, experimentan una serie de cambios de
presion, temperatura y composicion que pueden derivar en la formacion de
diferentes tipos de depdsitos que obstaculizan el transporte de los hidrocarburos
a la superficie.

Histéricamente, dichos depdsitos han sido erradicados realizando operaciones de
mantenimiento periodicas debido al acceso relativamente sencillo a las fuentes
del problema. Sin embargo, en ambientes con tirajes de agua que se consideren
profundas y ultra profundas, estos impedimentos son verdaderos retos que se
asocian a temperaturas mas bajas, cargas hidrostaticas mas grandes, tuberias y
lineas de produccion mas largas, lo que conlleva a un comportamiento mas
complejo del flujo.

A menudo, los riesgos mas altos estan asociados con la precipitacion de solidos
organicos e inorganicos a lo largo de estas tuberias. Debido al costo de la
infraestructura submarina, generalmente la produccién requiere que los
volumenes producidos de varios pozos sean mezclados. Sin embargo, esto puede
crear sistemas complejos en cuanto a la composicion de los fluidos, ya que si los
hidrocarburos de varias fuentes resultan incompatibles, aumenta el riesgo de
depositos y consecuentemente los costos de inversion (CAPEX) y operacion
(OPEX) se incrementan. Tanto la dinamica de estos fluidos, asi como la formaciéon
y deposito de solidos, impactan negativamente en el aseguramiento de flujo en los
sistemas de produccion por lo que su analisis es factor clave para el desarrollo
rentable de proyectos petroleros.

En este capitulo se describen los diferentes problemas relacionados con los
depositos de asfaltenos, hidratos, parafinas, incrustaciones y emulsiones que
pueden presentarse durante el flujo de fluidos; se discuten sus mecanismos y
condiciones de formacion, y se presenta una revision de las estrategias operativas
mas comunes para su prevencion y mitigacion.
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1.2 Hidratos de gas

1.2.1 Definicion

Los clatratos de gas o comunmente llamados hidratos de gas, son compuestos
cristalinos solidos creados por el contacto de moléculas pequenas de gas con
agua libre dentro del sistema de produccion. Los hidratos son formados cuando
las moléculas de un gas o mezcla de gases son atrapadas dentro de una red de
moléculas de agua en forma de “jaula” a temperaturas cercanas a los 32° F en
sistemas de alta presién (Boyun, 2005). Dentro de los gases formadores de
hidratos se encuentran el metano, etano, propano, diéxido de carbono y el acido
sulfhidrico.

1.2.2 Problematica

Durante la ultima década, los hidratos se han convertido en el problema numero
uno del aseguramiento de flujo, especialmente en la produccion costa afuera,
debido a las condiciones de alta presion y bajas temperaturas.

La formacion y depédsito de hidratos puede causar los siguientes problemas
operativos:

e La reduccion del diametro interno (ver Figura 1.1) y el incremento de la
rugosidad de las tuberias causan una restriccion o impedimento total al
flujo.

e Las acumulaciones de hidratos en los barcos de proceso y tanques de
almacenamiento, provocan paros, reduccion en la eficiencia operativa y
requieren servicios de limpieza que resultan tardados y costosos.

Figura 1.1 - Esquema de un tapon de hidratos en una linea de produccion
(FMC Subsea Technologies, 2011).
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e Fallas mecanicas: dado que los hidratos son sélidos con densidades y
aspecto similares a las del hielo (Suess et al., 1999; Hesselbo et al., 2000;
Dillion et al., 2001), la acumulaciéon de los mismos genera tapones (de 25 a
200 pies) que a grandes velocidades de flujo (60-270 pie/s), pueden
convertirse en riesgos para la integridad mecanica del sistema.

La compresion tan extrema que sufre el gas en el proceso de formacion de
hidratos, y su posterior impacto puede fracturar y causar rupturas en elementos
tales como valvulas, bridas o accesorios que generan un cambio brusco en la
direccion del flujo (ver Figura 1.2).

Debido a que los hidratos pueden confinar una gran cantidad de volumen de gas,
la disociacion de tapones causara un rapido incremento en la presion y posible
ruptura de las lineas de produccion (ver Figura 1.2).

a) Un tapodn de hidratos se mueve b) En el punto donde se crea un cambio
a gran velocidad dentro de la linea. brusco en la direccién del flujo, se puede
producir una ruptura debido al impacto.

-

1
e X —

Closed Valve Closed Valve

¢) Un tapén de hidratos se mueve d) Si la velocidad es suficiente, el

en direccién hacia una restriccion al momentum del tap6n producira

flujo a gran velocidad una sobrepresion suficiente para
romper la linea de flujo.

Figura 1.2 - Condiciones de riesgo con el choque de hidratos de gas
(Modificada de Intec Engineering, 2001).
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1.2.3 Condiciones necesarias para la formacion de hidratos

1.2.3.1 Agua libre y gas natural: Las moléculas de gas que varian en
tamano desde el metano hasta el butano son componentes tipicos de los hidratos,
incluyendo el CO2, Nz y el H>S. El agua en los hidratos puede provenir del agua
libre producida de un yacimiento, o de la condensada por medio del enfriamiento
de la fase gaseosa.

1.2.3.2 Bajas temperaturas: En las operaciones en aguas profundas, donde
el tirante de agua es mayor de 3000 pies, la temperatura del lecho marino
facilmente puede permanecer entre 38 y 40 °F, lo que produce que el gas que
viaja a través de las lineas submarinas se enfrie facilmente y promueva la
formacion de hidratos.

1.2.3.3 Altas presiones: Las condiciones elevadas de presiéon en el sistema
pueden provocar la formacion de hidratos, incluso si la temperatura esta muy por
arriba del punto de congelacion del agua. Por ejemplo, a 1500 libras/pg?el gas
natural llega a formar hidratos por arriba de los 66°F. Dado que las lineas de
produccion tanto en tierra como en mar operan a presiones mas altas, la
prevencion contra hidratos debe ser una consideracion primaria durante el
diseno de instalaciones.

1.2.4 Curva de formacion de hidratos

La Figura 1.3, muestra la curva tipica de formacion de hidratos de gas. Cuando
la presion y la temperatura estan en la region izquierda a la misma, el gas y el
agua empezaran a formar hidratos; por ende, si la presion y temperatura dentro
del sistema se encuentran en el lado opuesto, no existira riesgo alguno de
formacion.

De igual forma, puede observarse que un incremento en la presion a temperatura
constante provocara eventualmente la formacién de hidratos, aun cuando el
sistema se encuentre inicialmente en la regiéon libre de hidratos. Lo mismo aplica
para una reduccion de la temperatura a presion constante.
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Figura 1.3 - Curva tipica de hidratos de un gas natural (Modificada de
Bratland, 2013).

La composicion quimica de los gases naturales también juega un papel
importante para determinar la region estable de hidratos. La adicion de etano al
metano, provoca que la formacion de hidratos se lleve a cabo a temperaturas mas
altas y presiones mas bajas que las de los constituidos tinicamente de metano;
como se puede ver en la Figura 1.4, incluso un 10% de etano en la mezcla de gas
provoca que los hidratos se vuelvan estables a una presion de 6 atm y 6° C,
mientras que a la misma temperatura, los hidratos de metano puro sélo son
estables a presiones excedentes a las 40 atm (Baker, 1974).
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Figura 1.4 - Regiones de estabilidad de presion y temperatura para hidratos
con diferente composicion (Modificada de Baker, 1974).

Asi también, como se muestra en la Figura 1.5, la sal afecta de forma
significativa las condiciones de formacién de hidratos. La adicion de 2% mol de
NaCl al agua fresca puede reducir de 4 a S °F la temperatura de formacion,
mientras que un 8% puede hacer un decremento de hasta 25 °F. Sin embargo,
pese a que la sal puede ser usada como un inhibidor de hidratos, es corrosiva y
en altas concentraciones puede formar depoésitos e incrustaciones en el sistema
de produccion.
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Figura 1.5 - Curvas de hidratos de gas con diferentes concentraciones de sal
(Modificada de Boyun, 2005).

Las curvas de hidratos resultan muy utiles para la operacion y el disenio de lineas
submarinas, ya que indican las condiciones ideales de presion y temperatura
para evitar su posible formacion dentro del sistema. Dichas curvas pueden ser
obtenidas en algun software utilizando datos PVT, sin embargo, la exactitud con
la que puedan ser calculadas depende en gran medida de la calidad de las
muestras analizadas. Si la temperatura de hidratos es calculada aunque sea
unos cuantos grados por encima de la real, pueden gastarse millones de dolares
en disenos de aislamiento térmico inefectivos.

1.2.5 Métodos de prevencion de hidratos

La remocion del agua dentro del sistema es la forma mas efectiva para prevenir la
formacion de hidratos. Sin embargo, esto generalmente no resulta practico ni
economico bajo condiciones reales de operacion. Por ello, se emplean otros
meétodos de mitigacion como los que se explican a continuacion.

1.2.5.1 Aislamiento térmico: Una buena forma de combatir los problemas
por hidratos es mantener la temperatura de los fluidos por encima de la
temperatura de formacion, evitando la dispersién de calor hacia el entorno por
medio del aislamiento.
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Existe una variedad de métodos de aislamiento térmico en la industria, como
los que se refieren a continuacion:

i Castin-place: involucra el recubrimiento superficial de las lineas de
produccion con materiales aislantes que pueden ser utilizados en capas
Unicas de algun material homogéneo aislante o en multi-capas siendo cada
capa de un material diferente.

ii Pipe-in-pipe: implica la insercion de la tuberia de produccion dentro de otra
tuberia concéntrica. El espacio anular formado se rellena ya sea parcial o
totalmente con material aislante. Estos aislamientos, que por lo general
suelen ser mas eficaces que el método cast-in-place, llegan a ser también mas
costosos.

iili Arreglo de tuberias en paralelo: las lineas de produccion, junto con otras
tuberias en las que se hace fluir agua caliente son acopladas de tal forma que
el calor del agua se transfiera hacia los hidrocarburos con el fin de mantener
la temperatura por arriba del punto de formacién de hidratos.

Cabe mencionar que, a pesar de que el aislamiento térmico es muy eficaz para
la producciéon de pozos de aceite, en pozos de gas resulta ser poco util debido
a que la densidad y por consiguiente la masa térmica del mismo es mucho
mas baja que la de los liquidos.

1.2.5.2 Calentamiento eléctrico: en la actualidad, se han realizado mas
investigaciones en torno a la mitigacion de hidratos por medio de este método
(Lervik et al., 1997). Existen 2 categorias de calentamiento eléctrico:

i Directo: la corriente eléctrica fluye axialmente a través de la pared de la
tuberia y calienta directamente la linea de flujo.

ii Indirecto: involucra el flujo de la corriente eléctrica por medio de un
elemento calentador en la superficie de la tuberia y el posterior calentamiento
de la linea de flujo por conduccion térmica.

El calentamiento eléctrico puede ser empleado después de un paro operativo para
mantener los fluidos dentro de las lineas a una temperatura por arriba del punto
de formacion de hidratos. Asi también, puede aplicarse como método de
intervencion/remediacion.

De este modo, los tapones que ya se hayan formado, son derretidos mucho mas
rapido que aplicando una despresurizacion de la linea.
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En un caso de estudio, la compania Shell utiliz6 el calentamiento eléctrico como
método de remediacion de hidratos en un proyecto llamado Na Kika en el Golfo de
México (March et al., 2003).

En la Figura 1.6 se muestra un esquema del método pipe-in-pipe, en combinacion
con el calentamiento eléctrico en la superficie de la tuberia de produccion. El
espacio anular formado es cubierto por material aislante. La fibra optica puede
instalarse a lo largo de la linea de flujo como parte de un sistema sensor de
temperatura.

Centralizador

Linea de flujo Tubo portador

Fibra dptica

Cables de calentamiento Aislamiento pasivo

Figura 1.6 - Combinacion de aislamiento y calentamiento eléctrico (Oilfield
review, 2007).

1.2.5.3 Circulacion de aceite caliente: este es un método muy comun
utilizado durante el reinicio de la producciéon. En el caso de las aguas profundas,
los fluidos que se encuentran dentro de las lineas tienden a enfriarse producto de
la temperatura del lecho marino. Si se llegara a reiniciar la produccion con
fluidos frios dentro de las tuberias existe un gran riesgo de formacién de hidratos.
Para evitarlo, el aceite caliente es circulado a través de la linea, tanto para
desplazar los fluidos frios como para calentar las tuberias. El tiempo requerido
para calentar una linea submarina puede estar entre las S y 10 horas,
dependiendo de la temperatura de descarga del aceite caliente, los gastos de su
circulacion y la longitud de la tuberia de produccion.
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1.2.54 Despresurizacion del sistema: con base en la curva de hidratos, se
puede alcanzar la region libre de hidratos si se logra reducir la presion por
debajo del punto de formacion manteniendo una temperatura constante.

La despresurizacion del sistema es un método de mitigacion utilizado para
disociar tapones de hidratos formados durante un largo periodo de cierre.

A partir de la curva mencionada, se puede determinar la presion de formacion a
la temperatura del lecho marino y posteriormente llevar a cabo una
despresurizacion del sistema por debajo del punto de formacion. La disociacion
de tapones es un proceso relativamente lento; un tapon de hidratos
significativamente grande puede tardar semanas e incluso meses en derretirse
por completo. Por lo mismo, es de suma importancia disefnar y operar bajo
condiciones fuera de la region de hidratos.

1.2.5.5 Inhibidores: La forma en la que se aplican los inhibidores de
hidratos varia en torno a los fluidos producidos por el yacimiento. Debido a que
los pozos de gas y gasoductos no son aislados con algin recubrimiento, la
inyeccion de inhibidores termodinamicos se realiza de forma continua para
mantener la temperatura de operacion por debajo del punto de formacion de
hidratos. Por otra parte, en los pozos de aceite y condensados, su aplicacion
involucra el uso de inhibidores tanto termodinamicos como de baja dosis (LDHI,
por sus siglas en inglés) después de un paro o durante el reinicio de la
produccion.

i Inhibidores termodinamicos: como se mostré en la Figura 1.3, si las
condiciones de operacion se encuentran del lado derecho a la curva, no
ocurrira la formacion de hidratos. El uso de inhibidores termodinamicos
puede cambiar la posicion de la curva y aumentar la region libre de hidratos.
Cabe mencionar que estos inhibidores no afectan la nucleacion de cristales ni
el crecimiento de los mismos, su funciéon Gnicamente se centra en aumentar
la presion o reducir la temperatura de formacion y por consiguiente mantener
las condiciones de operacion fuera de la region estable de hidratos.

Actualmente se usan dos tipos de inhibidores termodinamicos: el metanol,
que es el mas usados en pozos de aceite y el glicol monoetilénico (MEG, por
sus siglas en inglés). La Figura 1.7, muestra el cambio de la curva de
hidratos con diferentes cantidades de metanol como inhibidor. Para una
presion en el sistema de 1000 psia, la temperatura de formacion de hidratos
del agua fresca es de 62°F. Con la adicion de metanol en un 10% en peso
total, la temperatura de formacion se reduce a 54°F, subsecuentemente, con
un 20% la temperatura se reduce a 44°F, por lo que resulta evidente la
efectividad de éstos inhibidores.
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Curvas de hidratos con inhibicién de metanol
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Figura 1.7 - Curva de hidratos con diferentes dosis de metanol (Modificada
de Boyun, 2005).

Sin embargo, para gastos altos de agua dentro del sistema, se requeririan a su
vez cantidades considerables de metanol o MEG para inhibir efectivamente
una formacion de hidratos, lo que resultaria en un alto costo de operacion.
Hoy en dia existen compuestos quimicos mas efectivos que pueden ser
utilizados en porciones mas pequenas llamados inhibidores de hidratos de
baja dosis (LDHI, por sus siglas en inglés).

ii Inhibidores LDHI: Existen de 2 tipos, como se describe a continuacién.

a) Inhibidores cinéticos: son polimeros de bajo peso molecular disueltos
en un solvente inyectado en las lineas de producciéon y mezclado con la
fase acuosa. Los mismos funcionan uniéndose a la superficie de los
hidratos, retrasando su nucleacion y el crecimiento de cristales por un
tiempo disenado mas largo que el de residencia de los fluidos dentro de las
lineas (llamado tiempo de retencion o hold-time) (Fu, 2002). El tiempo de
retencion de algunos inhibidores puede estar entre las 24 y 48 horas. No
obstante, se ha reportado que los inhibidores cinéticos sélo han mostrado
efectividad en un rango de 15 a 23°F de sub-enfriamiento (Fu, 2002), por
lo que su aplicacion en aguas profundas se encuentra muy limitada debido
a las condiciones de sub-enfriamiento que generalmente superan los 25°F.
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b) Anti-aglomerantes (AA): son polimeros y surfactantes que producen
la suspension de la fase acuosa en forma de pequenas gotas dentro del
aceite o el condensado. Las mismas soOlo tienden a formar hidratos
pequenos, por lo que el flujo puede seguir su curso sin riesgo de algun
bloqueo (Mehta et al., 2003).Los anti-aglomerantes no poseen limitaciones
de sub-enfriamiento como los inhibidores cinéticos, por lo que pueden ser
utilizados en condiciones mayores a los 40°F.

Aunque no existe una regla general, los métodos expuestos anteriormente han
sido aplicados por los ingenieros de disefio ya sea de forma individual o en
conjunto tomando en cuenta los siguientes factores:

» Configuracion del sistema.

» Rango de temperaturas y presiones esperadas durante la vida productiva
del yacimiento.

» Gasto de agua y gas.

» Consideraciones economicas.

1.3 Parafinas o Ceras

1.3.1 Definicion

Las parafinas o ceras parafinicas son compuestos organicos dentro del crudo que
pueden solidificarse principalmente por cambios de temperatura dentro del
sistema. Estan formadas de una variedad de alcanos de alto peso molecular. La
mayoria de ellos contiene cadenas largas y lineales de mas de 17 atomos de
carbono, aunque pueden rebasar los Cio0. Poseen ademas, hidrocarburos ciclicos
y ramificados (iso). El contenido y distribucion de estos compuestos son
dependientes del tipo de crudo.

Las parafinas normales son generalmente la especie mas abundante formadora
de estructuras macro-cristalinas. Sin embargo, las parafinas iso y cicliclas
pueden también estar presentes en cantidades significativas, formando ceras
micro cristalinas. Poseen estructuras extremadamente variadas, que pueden ir
desde cadenas lineales y estrechas de n-parafinas con varias ramificaciones de
metilo hasta estructuras ciclicas bastante complejas. (Ver Figura 1.8)

Cada isomero tiene propiedades fisico-quimicas ligeramente diferentes, y el
numero de variaciones de isémeros posibles es bastante extensa. Sin embargo,
una caracteristica importante de los crudos es que sus isomeros poseen
predominantemente ramificaciones singulares de metilo.
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Las parafinas ciclicas pueden consistir ya sea de una estructura unica de anillo
ciclo-pentano o ciclo-hexano dentro de una cadena normal larga o parafina
ramificada, o cualquier numero de estructuras de anillo con muchas cadenas
lineales o ramificadas.

AYAVAVAVAVAVAVAVAVAVAVAVAVAVAVAVA

(normal) n-parafina

o < s

Parafina ramificada Ciclo-parafina

Figura 1.8 - Estructuras de ceras parafinicas (Modificada de Intec
Engineering Inc. 2001).

1.3.2 Problematica

Los problemas por parafinas se dan principalmente por el enfriamiento de los
hidrocarburos. A medida que la temperatura en el sistema decrece, las parafinas
que se encuentran en el crudo pueden depositarse y formar grandes tapones,
ocasionando una reduccion del diametro de la tuberia e incluso el bloqueo total al
flujo de hidrocarburos. Adicionalmente, los tapones formados de parafinas
pueden ocasionar incrementos en la presion que afectan la integridad mecanica
tanto de las lineas como de los sistemas artificiales de produccion.

Generalmente, el flujo de hidrocarburos hacia la superficie tiende a ser muy largo
en ambientes de aguas profundas, por lo que es facil que los fluidos reduzcan su
temperatura debido a las condiciones a las que se encuentra el lecho marino. La
formacion de parafinas en estos ambientes puede ser tan severa al grado de
taponar grandes tramos de tuberia, lo que posteriormente incurre en el gasto de
millones de délares para efectuar operaciones de remediacion.
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1.3.3 Mecanismos de depésito

A través de los anos, se han realizado muchas investigaciones con el proposito de
entender y modelar los procesos por los cuales se depositan las ceras; este
problema es bastante complejo e involucra la termodinamica, la dinamica de los
fluidos y transferencias tanto de calor como de masa (Burger et al., 1981; Brown
et al., 1993; Creek et al., 1999). La difusion molecular ha sido aceptada como uno
de los principales mecanismos del depésito de ceras. Cuando un crudo con alto
contenido de parafinas viaja a través de una linea, generalmente se presenta una
distribucion radial de temperaturas en el eje transversal; siendo el centro el
punto mas caliente, mientras que los puntos mas frios son los que estan en
contacto con la tuberia. A medida que la temperatura decrece a lo largo de la
linea, existe un riesgo de precipitacion en las paredes de la tuberia por efecto del
perfil radial en forma de dispersion molecular. Por otra parte, se ha propuesto
que el movimiento browniano, el asentamiento por gravedad y la dispersiéon por
esfuerzos cortantes pueden estar involucrados en el depédsito de ceras, sin
embargo, siguen siendo tema de investigacion.

1.3.4 Factores que influyen en el depésito de parafinas

1.3.4.1 Agua: En algunos estudios recientes, se ha comprobado que la
presencia de agua reduce significativamente la tendencia de depoésito de las ceras
a través de un cambio en las caracteristicas de la transferencia de calor y masa
en el flujo multifasico (Huang, 2011).

1.3.4.2 Paros Operativos: debido a que el depodsito de ceras en un proceso
lento, generalmente los paros operativos cortos no influyen de manera drastica,
aun cuando la temperatura pueda caer por debajo de la temperatura de aparicion

de ceras (WAT, por sus siglas en inglés). Sin embargo, si un sistema de
produccion en aguas profundas entra en un periodo prolongado sin produccion,
sera mas facil que los fluidos reduzcan su temperatura, aumentando el riesgo de
un deposito de parafinas.

1.3.4.3 Mezcla de fluidos: si se llegan a mezclar dos o mas fluidos
hidrocarburos, el comportamiento de la fase resultante dependera tanto del
contenido y composicion de las parafinas dentro del crudo, asi como de la
solvencia de la mezcla. En el caso en el que cada uno de los fluidos mezclados se
encuentre por encima de la WAT se podra considerar a la mezcla como una fase
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Unica y se puede predecir su comportamiento facilmente usando un simulador
termodinamico.

Sin embargo, si alguno de los fluidos mezclados se encuentra por debajo de este
punto, el comportamiento de la formacion de ceras se vuelve complicado debido a
la potencial disolucion de las ceras precipitadas en el solvente y una co-
cristalizaciéon sobre los cristales ya existentes. Este fenéomeno no ayuda a la
prediccion del comportamiento de fases, pero puede tener un gran impacto en el
comportamiento reologico en los aceites cerosos por encima del punto donde
ocurra la mezcla.

1.3.5 Estado del arte

La eleccion de una sola estrategia de control para el deposito de parafinas esta
ligada a casos especificos, que no sélo dependera de la severidad del problema
sino también de la eficiencia y facilidad de aplicacion de las tecnologias de
mitigacion. La solucion debe ser flexible tanto técnica como econ6micamente a
variaciones en la produccion, las propiedades de los fluidos y el precio del crudo
en el momento.

1.3.5.1 Prevencion

Los depositos de parafinas pueden evitarse en su totalidad si tanto los fluidos
como las lineas de producciéon pueden mantenerse por arriba de la temperatura
de aparicion de ceras. Debido a que el proceso de depoésito es lento, por lo regular
se ignora su riesgo en paros operativos relativamente cortos.

Uno de los puntos principales de la prevencion de ceras consiste en determinar la
temperatura a la cual deben mantenerse las lineas de produccion a través del
sistema para evitar su depésito.

Posteriormente se aplicara ya sea un aislamiento térmico o un calentamiento
eléctrico, o un conjunto de los mismos dependiendo de factores como la
configuracion del sistema, las temperaturas del entorno y los perfiles de
produccion del proyecto. En algunos pozos marinos, mayormente en aguas
profundas, las largas lineas de produccion (>15 millas) utilizadas vuelven al
aislamiento una alternativa inviable.

Algunas veces, la proteccion de los sistemas de produccion contra los depositos
de parafinas s6lo puede lograrse con un calentamiento adicional, el cual es
probable que no sea una propuesta econéomicamente atractiva en comparacion
con las intervenciones periodicas para la remocion de ceras.
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1.3.5.2 Punto de aparicion de ceras (WAT)

La temperatura de aparicion de ceras (WAT) o cloud point (Gudmundsson, 2010)
es la temperatura a la cual las ceras parafinicas empiezan a precipitarse en forma
de cristales. A medida que el crudo se enfria por debajo de este punto, se
precipitara poco a poco una mayor cantidad de parafinas cada vez mas ligeras. La
mezcla total de depodsitos tendra un aspecto de gel ceroso que aumentara su
dureza con el enfriamiento (Venkatesan et al, 2002).

Actualmente, no se cuenta con un procedimiento estandarizado para determinar
la WAT. No obstante, existe una variedad aceptada de técnicas de medicion. Su
eleccion depende del tipo de crudo, la cantidad de muestra disponible, asi como
las preferencias individuales de cada compania, que van ligadas tanto a la
experiencia de cada una, como las comparaciones realizadas con bases de datos.

Cabe mencionar, que la forma en la que se aplica cada método para cuantificar la
temperatura de aparicion de ceras influye directamente en el valor de la
medicion, por lo que se recomienda determinarla usando al menos dos técnicas
diferentes.

Por lo general, los puntos WAT se determinan experimentalmente con muestras
de crudo a condiciones estandar. A pesar de que pueden realizarse pruebas con
muestras vivas, los impactos que pudieran llegar a tener tanto la presion de
operacion como los componentes ligeros dentro del aceite generalmente son
calculados por medio de un simulador termodinamico.

Los tres métodos mas comunes para cuantificar la WAT se describen a
continuacion.

i Microscopia de cruce polar: en este método se observa una muestra
pequena a 100x a través de un microscopio de luz polarizada. Las estructuras
cristalinas se vuelven visibles cuando la luz es difractada. Asi, los cristales de
cera pueden ser observados en pequenas muestras de aceites negros
(>200um). Con el uso de una etapa de calentamiento programable y un
microscopia de video el sistema puede ser totalmente automatizado.

ii Filtracion: los fluidos de muestra son bombeados a través de un filtro fino
(>2 mm) y posteriormente se monitorea la presion resultante. La cera enfriada
empezara a taponar el filtro. La sensibilidad de la medicion dependera del
tamano del tipo y tamano del filtro. En este método, los efectos de la
viscosidad pueden ser despreciados y la sensibilidad puede mejorarse ya sea a
través del enfriamiento lento o por etapas de temperatura constante.
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iii Dedo frio (Cold Finger): aqui, unas sondas enfriadas a cierta temperatura
son insertadas dentro de aceite caliente que esta por encima de la WAT
anticipada. Después de un periodo de tiempo, las sondas son removidas e
inspeccionadas en busca de depésito de ceras.

1.3.5.3 Punto de fluidez

El punto de fluidez o también llamado punto de congelacion Wauquier (2004) se
define como la temperatura mas baja a la cual un aceite presentara movimiento,
es decir, todavia se seguira comportando como un fluido. En el caso en que la
temperatura del entorno caiga por debajo del punto de fluidez, la precipitacion de
las ceras provocara que el crudo tome una estructura semisoélida o “gelatinosa” y
subsecuentemente el flujo no pueda reiniciarse hasta que un esfuerzo de corte
minimo sea aplicado.

Dependiendo de las caracteristicas del crudo, si el mismo llega a enfriarse al
grado de detener su flujo, puede que no sea posible ponerlo en movimiento
nuevamente durante el reinicio. Debido a lo anterior, es necesario conocer tanto
el WAT como el punto de fluidez, ya que tanto las tuberias como los fluidos
pueden reducir su temperatura incluso a las condiciones del lecho marino, lo que
representa un riesgo de depodsito de parafinas.

1.3.6 Métodos de remediacion

El tnico método garantizado para prevenir un depédsito es mantener tanto los
fluidos como la pared de las tuberias a temperaturas por arriba de la WAT. Sin
embargo, esto puede no ser economicamente factible en algunos casos.

Una vez que la temperatura del sistema cae por debajo de la WAT, las parafinas
se empezaran a depositar y subsecuentemente se requerira algin método de
control y remocién de las mismas. A través de la experiencia, se ha observado que
la corrida de dispositivos de limpieza (o “diablos”) es el método mas efectivo para
la remocion de depodsitos. No obstante, hablando de aguas profundas, esta
operacion puede resultar dificil debido a las longitudes y configuraciones de los
sistemas.

Existe una variedad de técnicas para la mitigacion de depésitos que varian de
acuerdo a su efectividad y practicidad. A continuacion se presentan las cuatro
categorias principales.
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1.3.6.1 Mecanicos

Estas técnicas utilizan dispositivos mecanicos que remueven los depoésitos de la
pared de la tuberia. Su eleccion depende del nivel de acceso que se tenga al pozo
y/o a la linea de produccion, asi como de la cantidad y la dureza de las capas de
cera depositadas. Los métodos mecanicos de remediacion mas comunes se
describen a continuacion.

i Linea de acero. En pozos, algunos raspadores mecanicos son acoplados a
la linea de acero para remover la cera de las tuberias de produccion. Existe
una variedad de cortadores que pueden ser corridos por debajo del limite
inferior de los depodsitos y posteriormente ser expandidos para remover las
obstrucciones corriente abajo. Las operaciones con linea de acero requieren de
un acceso inmediato a las lineas de produccion a través de un paro operativo;
por lo cual, no es recomendable aplicarlo como una técnica regular de
mitigacion.

ii Bombeo mecanico con varillas de remocion. En pozos que operan con
bombeo mecanico, esta técnica emplea raspadores mecanicos acoplados a las
varillas de la bimba para remover los depositos de parafinas de forma
continua. Sin embargo, la misma se vuelve un tanto impractica, ya que la cera
tiende a comprimirse entre los raspadores con cada carrera. Involucra el
despliegue de un tren de pistones con cortadores acoplados dentro del pozo a
través de la linea de flujo.

iii Corrida de dispositivos de limpieza o “diablos”. La corrida frecuente de
diablos es por mucho la técnica mas usada y efectiva para el control de
depositos de cera en lineas de produccion. Son dispositivos en forma de
pistones que pueden ser empujados o bombeados por la corriente de
produccion a lo largo de la linea de flujo. Existe una amplia variedad de
dispositivos de acuerdo a la funcion que desempenan y que van desde los
sencillos esféricos de espuma, hasta trenes complejos con una gran cantidad
de cepillos y cortadores.

iv Tuberia flexible. La tuberia flexible puede ser desplegada dentro del pozo o
tuberias de producciéon para limpiar parcial o totalmente la linea de flujo
bloqueada. Este método se auxilia de la aplicacion de calor, quimicos y
cortadores mecanicos o hidraulicos para remover los tapones de cera. Aunque
actualmente la tuberia flexible s6lo puede desplegarse menos de dos millas de
longitud, se han desarrollado tuberias que se despliegan en patines, con lo
cual pueden alcanzarse mayores profundidades con mas facilidad (por lo
menos 5 millas).
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1.3.6.2 Térmicos

Los métodos térmicos pueden ser usados en una variedad de formas para el
control y remocion de depositos sélidos de parafinas. En primera instancia, si la
temperatura de los fluidos y la linea pueden mantenerse por arriba de la WAT
pueden evitarse totalmente los problemas de precipitacion. Por otro lado, es
factible reducir la tasa de deposito significativamente minimizando la pérdida de
calor al entorno por medio del aislamiento térmico. Finalmente, los depodsitos
parafinicos pueden ser ablandados, removidos o simplemente derretidos
calentando la linea ya sea de forma directa o por medio de la circulacion de
fluidos calientes. A continuacion se describen los métodos térmicos mas
comunes.

i Aislamiento. Asi como en los métodos mecanicos, existe una variedad de
sistemas aislantes disponibles tanto para pozos, como para lineas de
produccion (incluyendo Risers). Este rango abarca desde recubrimientos
externos sencillos hasta arreglos complejos de tuberias concéntricas (pipe-in-
pipe) y arreglos de tuberias en paralelo. La eleccion dependera del rendimiento
requerido y su adecuacion con el entorno. Para sistemas relativamente cortos
y que transportan fluidos con bajo contenido de parafinas bastara con un
recubrimiento aislante sencillo para mantener la temperatura en las tuberias
por arriba de la WAT. Por el contrario, en los sistemas submarinos con lineas
de produccion con mas de 5 millas, resultan insuficientes los recubrimientos
de una sola capa para prevenir el depodsito. Mas auin, para los sistemas en
sistemas de aguas profundas que sobrepasan las 20 millas, su aplicacion se
vuelve inviable por motivos de costo y rendimiento.

Tipos de arreglos aislantes:

a) Arreglo concéntrico de tuberias, “Pipe-in-pipe (PiP)”: la tuberia de
produccion se encuentra dentro de una segunda tuberia concéntrica. El
espacio anular formado entre las lineas se llena con un fluido de bajo
coeficiente de conveccion o con un material de baja conductividad térmica,
para generar un aislamiento térmico. Dependiendo del sistema,
generalmente se utilizan gas (incluyendo aire), espumas, diésel, o
materiales aislantes como el cuarzo triturado.

b) Arreglos de tuberias en paralelo: utiliza un principio similar al pipe-
in-pipe. En el arreglo, tanto las lineas de produccion como otras lineas
adicionales llamadas “de servicio” estan contenidas dentro de una -tuberia
portadora. Las lineas de produccion internas pueden estar aisladas de
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forma individual dentro del sistema, mientras que el tubo portador ofrece
proteccion contra el entorno y un aislamiento térmico adicional.

c) Tuberias aisladas al vacio (VIT): Este método ha sido reconocido
como uno de los mejores sistemas aislantes para las aplicaciones en aguas
profundas (Azzola, 2004). Las tuberias VIT estan constituidas de dos
tubulares concéntricos. El aire entre los mismos es removido, creando una
capa de vacio que reduce la capacidad de transferencia de calor (Figura
1.9). De esta forma, las tuberias aisladas con vacio reducen
significativamente la cantidad de calor que pierden los sistemas de
produccion hacia el entorno.

Ademas de ser aplicadas para los problemas por deposito de parafinas e
hidratos, su aplicacion se ha extendido a los métodos de inyeccion de
vapor en crudos pesados principalmente para reducir las pérdidas de calor
en el vapor utilizado y tener pozos de inyeccion mas eficientes.

Figura 1.9 - Tuberia aislada al vacio (Vallourec, 2013).

d) Tuberias flexibles: debido a la naturaleza de su construccion a base
de capas de polimero, las lineas de flujo flexibles poseen un efecto aislante
intrinseco. El nivel de aislamiento provisto por estas capas varia unas de
otras, pero por lo general, podria compararse con el de una pulgada de
concreto. Al aplicar éste método es posible que se requiera un aislamiento
adicional para evitar el depodsito, por lo que es indispensable un
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recubrimiento (generalmente de espuma) que se adapte a la flexibilidad de
la linea.

ii Calentamiento. Mientras que el aislamiento es un método pasivo para

prevenir e inhibir la precipitacion de ceras, el calentamiento ofrece un método
tanto para prevenir como remover depositos existentes. La temperatura de la
linea de produccion debe ser calentada (en la mayoria de los casos por arriba
de los 60°C) para derretir la cera depositada o ablandarla lo suficiente para
que la misma corriente del flujo pueda removerla.

a) Tipos de sistemas de calentamiento

+» Calentamiento eléctrico: la aplicacion de cada uno de los métodos de
calentamiento eléctrico depende tanto de las caracteristicas del sistema
como de los requerimientos de potencia. Estos métodos generalmente
se emplean de forma continua o durante un paro operativo para reducir
lo mas posible el enfriamiento del sistema en condiciones estaticas. Los
meétodos mas comunes son:

Trace heating: representa el método mas usado tanto en tierra
como costa afuera. Los elementos calentadores son acoplados a la
superficie de la tuberia de produccién y cubiertos con un aislante
(ver Figura 1.10).

Tuberia portadora

Cubierta de acero Fibra optica para el

Aislante  monitoreo de temperatura
\

Cables de
calentamiento
Tuberia de produccion

Figura 1.10 - Esquema del sistema Trace Heating (McDermott, 2014).
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o Calentamiento por impedancia: se hace pasar corriente eléctrica a lo
largo de una serie de cables o tuberias lo cual produce calor en la
tuberia de produccion. Este método ha sido ampliamente probado y
usado en pozos terrestres (McDermott, 2014).

e Calentamiento directo: se hace pasar corriente eléctrica a lo largo de
la propia tuberia de produccién, lo que induce calor a través de la
pared de la misma. Todos estos sistemas requieren de un buen
aislamiento térmico y eléctrico (en el caso de pozos costa afuera)
para ser efectivos. Sin embargo, es prioritario el analisis de sus
costos de consumo de energia, aislamiento y seguridad para
aplicarlo.

+» Circulacion de fluidos calientes: en este método se emplea el bombeo de
fluidos calientes a un alto gasto a través del espacio anular o a través
de un arreglo PiP en lineas de produccion submarinas (Ver Figura
1.11); la circulacion desplaza los depositos de cera en direccidon hacia la
cabeza del pozo. El aceite caliente es el fluido mas utilizado, debido a su
buena solvencia con las parafinas y sus bajos problemas de
incompatibilidad.

+ Calentamiento en arreglo de tuberias en paralelo (bundled heating): se
utilizan lineas de servicio para circular agua o gas a alta temperatura y
calentar todo el sistema. Al igual que el calentamiento eléctrico, se
puede utilizar de forma continua para mantener un perfil alto de
temperaturas o minimizar el enfriamiento durante un paro operativo
(ver Figura 1.11).

Aislamiento — - Tuberia portadora
himedo
_Aislamiento seco
Linea de
calentamiento
(Espacio Linea(s) de produccién
anular) ' I U 8Y J |
Linea de — —~ Camisa o Liner
produccion
~ Lineas de calentamiento
(a) (b)

Figura 1.11 - (a) Sistema PiP y (b) Arreglo de tuberias en paralelo (bundled)

(McDermott, 2014).
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1.3.6.3 Quimicos

Los aditivos quimicos pueden ser usados para remover depositos ya existentes o
para inhibir la tasa de crecimiento de parafinas. Los aditivos quimicos mas
utilizados en la practica se describen a continuacion.

i Solventes. Los solventes son usados para remover o suavizar el depodsito de
capas y tapones parafinicos. Se bombean generalmente en cantidades
relativamente grandes dentro de la linea de flujo o pozo para hacer contacto
con las acumulaciones por un cierto periodo de tiempo, dependiendo de la
severidad de los mismos.

Por lo general, son formulados a base de aromaticos como por ejemplo el
xileno. Contienen agentes y dispersantes que ayudan tanto a la disolucion
como a la dispersion de la cera. Dada su naturaleza pueden suponer riesgos
de seguridad en cuanto al manejo y almacenamiento de grandes cantidades.
Ademas, es posible que sean incompatibles con los sellos y liners de los
equipos de inyeccion, por lo que estos quimicos generalmente se emplean
como refuerzo en operaciones de remediacion donde se dificulta una
intervencion.

ii Inhibidores de la tasa de depdsito. Involucra la inyeccién continua de
pequenas cantidades (100-1000 ppm vol/vol) de aditivos quimicos para
inhibir la tasa de crecimiento de capas de parafinas. Sin embargo, la
efectividad de los mismos depende del tipo de crudo y rara vez llega a ser del
100%. Son utilizados como un refuerzo para optimizar los requerimientos de
intervencion y los costos de operacion.

Los inhibidores actuales mas comunes son los modificadores de cristales de
parafinas. Los mismos Aunque reducen el crecimiento de cristales, no se sabe
a ciencia cierta como se realiza este proceso dentro de las lineas de
produccion. Por lo general son compuestos poliméricos (EVA’s y PAA’s)
solubles en el aceite. Debido a que estos quimicos afectan la cristalizacion,
deben inyectarse en el sistema antes de que la misma ocurra, preferentemente
por arriba de la WAT. Son aplicados en dosis de entre 100 a 600 ppm vol/vol.
Debido a su naturaleza polimérica, muchos de estos inhibidores se convierten
en soélidos cerosos a bajas temperaturas, por lo que en operaciones de aguas
profundas se diluyen normalmente en solventes aromaticos para facilitar su
inyeccion a través de largas lineas umbilicales.

Adicionalmente, estos compuestos pueden tener impacto en la reologia del
aceite, afectando su viscosidad y el punto de fluidez. Cuando son usados para
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este proposito, se les conoce como depresores del punto de fluidez (Pour Point
D..., PPD, por sus siglas en inglés). Es importante destacar que no todos los
depresores tienen la capacidad de reducir las tasas de depoésito ni todos los
modificadores de cristales son buenos PPD, por lo que deben seleccionarse de
forma adecuada.

iii Dispersantes y surfactantes. Son similares a los modificadores de cristales
en cuanto a que inhiben la tasa de crecimiento de los depositos. Sin embargo,
funcionan envolviendo las particulas de cera con lo que se previene su
aglomeracion y se reducen las fuerzas de adhesion para evitar que se peguen
a la pared de las tuberias. Por lo general, resultan muy efectivos en
concentraciones que van de 100 a 1000 ppm vol/vol y son mucho menos
viscosos que los modificadores de cristales. Asi también, son menos sensibles
a las variaciones del corte de agua pero pueden causar problemas de
compatibilidad y separacion en el proceso.

1.4 Asfaltenos

1.4.1 Definicion

Desde hace ya varias décadas, se han realizado muchas investigaciones para
entender y definir a los asfaltenos dentro de la composicion en el aceite crudo.
Boussingault (1837) utilizo por primera vez la palabra asfaltenos y se refirio a
ellos como el residuo de la destilacion del bitumen: insolubles en alcohol pero
solubles en trementina.

Su definicion actual dada por Mullins (2008), establece que son compuestos
organicos aromaticos de alto peso molecular dentro del aceite que son insolubles
en n-pentano y n-hexano, pero solubles tanto en benceno como en tolueno. Su
densidad se acerca a los 1.2 g/cm3, poseen tonalidades oscuras y carecen de un
punto de fusion definido, por lo que al elevar su temperatura dejan un residuo de
aspecto carbonoso en lugar de volverse liquidos.

Dentro de los hidrocarburos, los asfaltenos son los compuestos mas comunes de
todas las fracciones aromaticas, en los que se incluyen también los acidos
asfalto-génicos y los carbenos. Estan constituidos por macromoléculas
heterociclicas formadas principalmente de carbono e hidrogeno, aunque incluyen
otros elementos en menor proporcion como el azufre, nitrégeno y oxigeno.
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En su estado natural, estos compuestos poseen a menudo una concentracion
significativa de niquel, hierro y vanadio. Dentro de la comunidad cientifica se ha
establecido que la formula empirica C;4,Hg;NS,0 puede representar la estructura
promedio de los asfaltenos.

1.4.2 Problematica

Durante la explotacion de hidrocarburos, la precipitacion y deposito de asfaltenos
puede presentarse en las vecindades del pozo, tuberias, valvulas, y demas
elementos del sistema de produccion; la acumulacion de estos depodsitos puede
causar una interrupcion e incluso la restriccion total del flujo si se llega a
presentar de forma severa.

En las Figuras 1.12 y 1.13 se pueden observar los puntos en donde es posible
encontrar un depésito de asfaltenos. Los mismos pueden ocurrir por cambios en
la presion, temperatura y composicion de los fluidos.

A su vez, estos cambios son producidos por una variedad de procesos tales como
la produccién primaria, la inyeccion de gas natural, tratamientos quimicos y la
produccion de fluidos con diferentes densidades.
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Sélidos en linea de flujo submarina

Sélidos precipitados
en el separador

Acumulacién de sélidos en el pozo

Depositacion de asfaltenos
en la region vecina al pozo

Figura 1.12 - Depoésito de asfaltenos a través del sistema de produccion
(Oilfield Review, 2007).

Figura 1.13 - Depésito asfaltico obstruyendo una tuberia (Baker-Huges,
2014).
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1.4.3 Mecanismos y factores que promueven la precipitacion y
depoésito de asfaltenos

Dentro del aceite, los asfaltenos se encuentran suspendidos por resinas en forma
de pequenas y delgadas fracciones llamadas “micelas” (ver Figura 1.14).

—~=— Resinas

S

~«— Micela

v

-

" 00 "e
H Asfaltenos ¢

: e cristalinos /4

/ -
/ Estructura tipo

cebolla

Figura - 1.14 Asfaltenos con resinas (Modificada de Intec Engineering,
2001).

Si las resinas llegan a separarse de los asfaltenos, se presentara un fenémeno de
floculacion (agregado) de moléculas asfalticas y una posterior precipitacion de las
mismas. Este fenémeno tiende a ser irreversible, por lo que las micelas
precipitadas dificilmente vuelven a entrar en suspension.

La separacion de resinas puede producirse debido a uno de los siguientes
procesos.

1.4.3.1 Reduccion de presion. Los cambios de presion y temperatura
durante la produccion primaria de un yacimiento, pueden ocasionar la
precipitacion de asfaltenos (De Boer and Leeriooyer, 1995). A medida que la
presion y la temperatura decrecen hasta el punto del sistema donde se alcance la
presion de burbuja, las resinas se vuelven cada vez mas solubles en la fase
liquida por lo que tienden a separarse de las micelas de asfalteno (Hirschberg et
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al., 1984; Buckley et al., 1998). Por debajo de este punto, la probabilidad de
precipitacion es muy baja.

En la Figura 1.15, se ilustra el proceso descrito por medio de un diagrama de
fases. La linea amarilla representa la curva de saturacion del crudo a la cual se
alcanza la presion de burbuja. La region mostrada en rojo representa la zona en
la que se espera una floculacion de asfaltenos. Cabe mencionar que los asfaltenos
producidos de esta forma son diferentes de aquellos que se obtienen por el
criterio de solubilidad descrito anteriormente.

La probabilidad de deposito es mayor conforme se reduce la densidad del aceite
(ver Figura 1.16), en combinacion con presiones de yacimiento mucho mas
grandes que la de burbuja. Es importante mencionar que los cambios de
densidad no son la causa del depodsito, sin embargo pueden ser un indicador de
problemas potenciales.

Reduccion de la presion
con la produccion

Presion de Yacimiento

Curva de Saturacion

Curva de

=
S
n
5]
3
(=

Saturacion

Temperatura del yacimiento

Temperatura

Figura 1.15 - Region de floculacion de asfaltenos representado en un
diagrama de fases (Modificada de Intec Engineering, 2001).
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Figura 1.16 - Tendencia de depésito de asfaltenos en funcion de la presion y
la densidad del crudo (Modificada de Intec Engineering, 2001).

1.4.3.2 Procesos de recuperacion con inyeccion de CO. o gas natural.
Los gases miscibles usados en los procesos de recuperacion mejorada se

disuelven dentro del crudo reduciendo tanto su viscosidad como su densidad
(Thomas, 1998). Este proceso, a pesar de ayudar a que el crudo fluya mas
facilmente, causa que las micelas asfalticas se vuelvan inestables y por
consiguiente se separen de las resinas, provocando la floculacion de asfaltenos.

1.4.3.3 Durante una estimulacion acida. Si un aceite que contiene una
cantidad importante de asfaltenos, entra en contacto con una solucion acida

durante la estimulacion del yacimiento, los asfaltenos pueden llegar a flocular en
el fondo del agujero. Es posible utilizar un bache de diesel o xileno antes del
tratamiento acido para minimizar su contacto con el crudo. No obstante, las
companias de servicio deben asegurarse que todos los productos quimicos
empleados tengan compatibilidad tanto con la formaciéon como con los fluidos del
yacimiento.

1.4.3.4 Mezcla de fluidos con diferentes densidades. En algunos casos, si
un crudo llega a mezclarse con otro mas ligero en cualquier punto del sistema de
produccion, las resinas pueden desestabilizarse y diluirse en la mezcla,
ocasionando que los asfaltenos se precipiten (Catalan et al, 1998).
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1.4.3.5 Bombeo neumatico. El uso del bombeo neumatico puede ser tanto
benéfico como perjudicial para la produccion (Burke et al, 1990, Wang et al,
2003). Si se utiliza un gas hidrocarburo (principalmente metano) con bajo
contenido de componentes intermedios para el bombeo, dicho gas extraera parte
de las fracciones ligeras del crudo. Esto incrementara la densidad de la fase
liquida remanente, lo cual favorecera que las resinas permanezcan unidas a las
micelas aumentando su estabilidad. Por el contrario, si se utiliza un gas rico en
componentes intermedios (butano, propano, etano, etc.), se disolveran en la fase
liquida y reduciran su densidad, lo cual provocara que las resinas se vuelvan mas
solubles en el liquido y se separen de las micelas. Si la cantidad separada de
resinas es significativa, los asfaltenos empezaran a flocular.

1.4.4 Estado del arte

En esta seccion se presenta una revision de las estrategias mas utilizadas para
identificar los puntos criticos con condiciones propicias para la precipitacion de
asfaltenos en los sistemas de produccion de petréleo y gas, asi como de los
meétodos para prevenir o remediar el problema. Con base en este conocimiento, es
posible evaluar diferentes soluciones y determinar la opciéon mas rentable.

1.4.4.1 Identificacion de la problematica de los asfaltenos

A continuacién se describen algunas de las estrategias mas comunes para
identificar las condiciones de presion y temperatura bajo las cuales puede
presentarse la precipitacion de asfaltenos.

i Uso del diagrama de Boer. En 1992, de Boer public6 un método simple
para detectar la tendencia con la que se precipitan los asfaltenos. Por medio
de la correlacion de propiedades tales como la solubilidad, el volumen molar y
la densidad del crudo a condiciones de yacimiento, de Boer desarroll6 una
grafica (denominada en su honor, diagrama de Boer) que muestra las
condiciones de supersaturacion de asfaltenos. Este diagrama muestra la

diferencia de presiones entre el yacimiento y el punto de burbuja en el eje “y”,
asi como la densidad del crudo a condiciones in-situ en el eje “x”.

En la Figura 1.17 se muestra una grafica de Boer simplificada. El nivel de
riesgo de una precipitacion de asfaltenos puede ser estimado conociendo la
diferencia de presion entre la del yacimiento y la de burbuja, y la densidad del
aceite vivo a condiciones in-situ.
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Figura 1.17 - Diagrama de supersaturacion de aceite crudo (Modificada de
Boer et al., 1992).

ii Pruebas de laboratorio. Actualmente existe una gran variedad de pruebas
de laboratorio para cuantificar la composicion de los fluidos de yacimiento, asi
como para determinar de forma cualitativa y cuantitativa la floculacion y
deposito de asfaltenos. Entre dichas pruebas se pueden destacar el analisis
composicional SARA y la determinacion del punto de floculacion.

a) Andlisis SARA

Este analisis composicional se realiza sobre muestras de aceite crudo
(“aceite muerto”) para cuantificar el porcentaje de: saturados (parafinas),
aromaticos, resinas y asfaltenos (SARA), dependiendo de su solubilidad y
polaridad.

En el fraccionamiento SARA, los asfaltenos se separan de los otros
componentes organicos a través de la precipitaciéon inducida por el
agregado de solventes parafinicos (generalmente, n-heptano, tolueno,
cloruro metileno y metanol (Jamaluddin, 2002).

Es importante senalar que los procedimientos para realizar un analisis
composicional SARA no estan estandarizados y varian de laboratorio a
laboratorio. Si las pruebas realizadas apuntan a un potencial problema de
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asfaltenos, sera necesario realizar pruebas adicionales para determinar la
presion y temperatura en que flocularan.

b) Determinacion experimental de las condiciones de presion y
temperatura para la ocurrencia de la floculacién de asfaltenos

Este tipo de analisis requiere de una muestra de aceite “vivo” para ser
despresurizada lentamente y monitorear la floculacion de asfaltenos. Dicho
analisis puede utilizar una variedad de técnicas para detectar la
floculacion, entre las que se incluyen la observacion visual, la dispersion
de la luz, y el taponamiento por filtro, entre otras. Si se realizan
mediciones sobre un rango de temperaturas, es posible generar una
envolvente para la floculacion de asfaltenos.

Ademas del punto de floculacién para un solo fluido, esta técnica también
resulta til determinar si la mezcla de diferente aceites conllevara a un
deposito de asfaltenos.

La realizacion de estas pruebas ha permitido establecer los siguientes
resultados cualitativos (de Boer 1995):

e Crudos con menor contenido de asfaltenos tienen mayor probabilidad
de tener problemas de precipitacion y deposito que aquellos con mayor
contenido.

e Crudos con bajo peso especifico y alto contenido de asfaltenos tienden a
presentar mayor problema con depésitos.

e Aquellos yacimientos que poseen una presion muy por encima del
punto de burbujeo tienen mayor probabilidad de tener problemas con
asfaltenos.

iii Diseno hidraulico y modelado del sistema de produccion. En esta etapa se
analizan los escenarios de operacion del sistema integral de produccion,
mediante simulacion numérica; para tal efecto, se construye un modelo
termohidraulico del sistema en una herramienta de computo como Pipesim,
Pipephase u Olga, por mencionar algunas. Cuando existan puntos de
mezclado de corrientes de diferentes tipos de aceite, es fundamental
considerar modelos composicionales.

Ahora bien, el objetivo de las simulaciones es determinar los perfiles de
presion y temperatura, y posteriormente, con base en la informacion
experimental disponible o con modelos teoricos de precipitacion, identificar los
puntos criticos para la precipitacion de los asfaltenos. De manera cualitativa,
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los puntos en que la presion cae por debajo de la presion de burbuja,
representan el mayor riesgo.

iv Modelado de la precipitacion de asfaltenos. Existen algunos modelos
composicionales que permiten estimar las condiciones de presion y
temperatura en que puede ocurrir la precipitacion de asfaltenos; sin embargo,
actualmente no existe un modelo confiable para calcular su ritmo de
precipitacion y deposito bajo condiciones dinamicas. A diferencia de los casos
correspondientes a las parafinas e hidratos, el modelado de la precipitacion y
deposito de los asfaltenos es mas complejo por las razones siguientes:

a) Los asfaltenos son quimicamente muy complejos y por la tanto mas
dificiles de modelar.

b) Los problemas por depodsito de asfaltenos son menos frecuentes que
aquellos reportados por la formacion de hidratos y parafinas. Por lo tanto,
se ha puesto menos énfasis en el desarrollo de modelos y pruebas de
laboratorio especializadas.

) Las pruebas de laboratorio que se realizan comuUnmente estan
orientadas a identificar las condiciones en que ocurre la floculacion, pero
rara vez para estimar el ritmo de depédsito de los asfaltenos bajo
condiciones dinamicas.

d) Existe menos informacion de campo para validar los modelos de
asfaltenos.
1.4.4.2 Métodos de remediacion y prevencion

Los métodos de remediacion y prevencion para la formacion de depodsitos de
asfaltenos pueden clasificarse en: mecanicos, térmicos y quimicos. A
continuacion se describen los mas comunes en cada una de estas categorias.

i Métodos mecanicos. Los métodos mecanicos pueden ser utilizados con
frecuencia para remover depositos que se hayan formado a través de las lineas
de produccién en el sistema, sin embargo los asfaltenos tienden a ser mas
dificiles de mitigar que las parafinas y otras restricciones al flujo. En aguas
profundas la situacion es mas complicada debido a que los asfaltenos pueden
formarse incluso en la vecindad del pozo, la cual tiende a ser inaccesible por
medio de métodos mecanicos.
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a) Corrida de dispositivos de limpieza (diablos) o “pigging”, en ductos. La
limpieza de las tuberias se realiza por medio de la introduccion de
dispositivos mecanicos (“diablos”) en la corriente de flujo, los cuales
ocupan practicamente la totalidad del area transversal del ducto (Ver
Figura 1.18). Conforme avanzan con la corriente de flujo, remueven los
depositos solidos de las paredes de la tuberia. Para una remocion efectiva,
debe seleccionarse el tipo de dispositivo apropiado y buscar que el paso del
mismo a través del ducto sea uniforme. Existen diferentes tipos de
dispositivos, con diferentes geometrias y materiales, y pueden ser
instrumentados para medir el espesor de la pared, entre otras funciones.
En el anexo 1 se describe los tipos de diablos mas comunes utilizados en la
practica.

Figura 1.18 - Insercion manual de un diablo en una tuberia
(www.engineeringnews.co.za).

b) Remocién con linea de acero o con tuberia flexible, en pozos. En el
caso de los pozos, los depdsitos organicos en las tuberias de produccion
pueden ser removidos mediante operaciones mecanicas con linea de acero
o mediante la inyeccion de productos quimicos con tuberia flexible. La
remocion con linea de acero puede realizarse si el pozo es de facil acceso y
la frecuencia con la que se requiere la intervencion no es excesiva. Por otra
parte, en el caso de la tuberia flexible, la limpieza puede llevarse a cabo
siempre y cuando el depodsito se encuentre a profundidades accesibles;
aunque en la actualidad, la longitud maxima de una tuberia flexible llega a
ser de 1 milla (1.61 km), las companias estan probando nuevas tecnologias
para extender su alcance y utilidad.
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ii Meétodos térmicos. Debido a que el depodsito de asfaltenos depende mas de
la presion que de la temperatura, los métodos térmicos resultan inefectivos
para resolver el problema. A diferencia de los hidratos y las ceras, mantener
el crudo caliente rara vez previene la acumulacion de depositos asfalticos. Del
mismo modo, los asfaltenos no poseen un punto de fusion, por lo que el calor
por si mismo no puede remover estos depositos.

iii Métodos quimicos. Se utiliza la inyeccion de inhibidores para la
precipitacion de asfaltenos como meétodo preventivo, y de solventes como
meétodo de remediacion.

a) Inhibidores. El desarrollo de inhibidores de asfaltenos se ha
enfocado en prevenir la floculacion dentro del sistema de produccion. Esto
se logra por medio del uso de dispersantes poliméricos que ayudan a
estabilizar las micelas de la misma forma en que lo hacen las resinas. La
inyeccion de los inhibidores a través del sistema puede ser continua o en
lotes. Debido a que la presencia de asfaltenos es menos frecuente que la de
hidratos, ceras o incrustaciones, son pocos los estudios realizados para el
desarrollo, mejoramiento y evaluacion de tales inhibidores.

b) Solventes. Debido a que los asfaltenos son muy solubles en
compuestos aromaticos como el benceno o xileno, incluso a bajas
temperaturas, éstos se inyectan para remover los depodsitos de asfaltenos.
Esta propiedad de solubilidad resulta ser muy tutil, debido a que los
asfaltenos pueden llegar a formarse en la region cercana al fondo del pozo
donde la Ginica forma de mitigar el dafio a la formaciéon es a través de un
tratamiento con dichos compuestos quimicos.
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1.5 Incrustaciones

1.5.1 Definicion

A diferencia de los solidos organicos formados a partir del aceite, el concepto de
incrustaciones se le asigna especificamente a los depositos formados por la union
iénica de componentes minerales inorganicos disueltos en el agua de formacion,
por ciertos cambios fisicoquimicos y determinadas condiciones de operacion. En
la industria petrolera, dentro de las mas comunes se encuentran las conformadas
por carbonato de calcio (CaCOy), sulfato de bario (BaSO4), y sulfato de estroncio
(SrS04), aunque algunas pueden ser parcialmente organicas, como los naftenatos
o los formados a base de glicol monoetilénico (MEG).

1.5.1.1 Carbonato de calcio

Las incrustaciones de carbonato de calcio (comunmente llamadas también
incrustaciones de calcita), son las mas comunes en las operaciones de campo,
debido a que es uno de los compuestos mas abundantes en los yacimientos
petroleros.

La precipitacion del carbonato de calcio ocurre cuando el ion de calcio se
combina con el ion de carbonato.

Ca*? +C05;™% - CaCO0; | .

Asimismo, cuando el ion de calcio se combina con el ion de bicarbonato, puede
formarse carbonato de calcio.

Ca?* +2(HCO™'3) » CaCO; ! +CO, + H,O .

La ecuacion anterior muestra que la presencia de CO; incrementa la solubilidad
del CaCO; en la salmuera. El incremento en la concentraciéon de CO; en la
solucion convierte la reaccion a la izquierda, resultando en menos incrustaciones
de carbonato de calcio.
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1.5.1.2 Sulfato de Calcio

El sulfato de calcio puede precipitarse a partir del agua si el ion de calcio es
combinado con el ion de sulfato:

Ca*? +50,7% > CaS0, |

Las incrustaciones de sulfato de calcio se presentan en dos formas diferentes, ya
sea en yeso (CaS0, - 2H,0), o anhidrita (CaS0,). El yeso es el mas comun en las
salmueras de campo y su solubilidad se incrementa con la salinidad por arriba de
los 150,000 mg/L del total de solidos disueltos.

El incremento adicional en el contenido de sal aumenta su tendencia a la
precipitacion e incrustacion dentro del sistema.

1.5.1.3 Sulfato de Bario

Las incrustaciones de sulfato de bario son especialmente problematicas debido a
que éste es extremadamente insoluble y casi imposible de remover quimicamente.
Su formacién se presenta cuando estan presentes tanto el ion bario como el ion
sulfato, incluso en bajas concentraciones.

Ba=% +50,”% - BaS0, |

A menudo este compuesto tiene porciones de sulfato de radio y estroncio debido a
que sus cationes son quimicamente similares a los del bario. La presencia de
radio representa un problema adicional debido a que vuelve radioactivas dichas
incrustaciones, por lo que debe tenerse cuidado especial en el manejo de estos
depositos.

1.5.1.4 Sulfato de Estroncio

El sulfato de estroncio es similar al de bario, excepto por la ventaja de que su
solubilidad es por lo regular mayor en dos 6rdenes de magnitud (0.014 g/100 mL
contra 0.000285 g/100 mL en agua @ 30°C) (Lide, 1998).
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Sr?* + 50, - SrS0, 1

El sulfato de estroncio se precipita donde ocurre una mezcla de agua de
formacion rica en estroncio con agua de mar inyectada rica en sulfato.

1.5.2 Problematica

En los campos de aceite y gas, los compuestos inorganicos disueltos en las
salmueras se presentan en forma de iones. Las combinaciones de estos iones
tienen una solubilidad relativamente baja en el agua, por lo que los sélidos
formados pueden precipitarse rapidamente y formar incrustaciones a lo largo de
la pared de la tuberia en forma de capas. Adicionalmente, es posible que los
minerales incrustados sean cubiertos con depésitos de parafinas o asfaltenos.

Las incrustaciones pueden presentarse en todo el sistema de produccion, desde el
yacimiento hasta las instalaciones en superficie; de esta manera, pueden
ocasionar una reduccion de la permeabilidad (Figura 1.19) restringiendo el flujo
de fluidos desde el yacimiento al pozo. Asimismo, pueden bloquear el flujo en las
tuberias de produccion y ductos, asi como en accesorios tales como valvulas de
seguridad, estranguladores, mandriles de bombeo neumatico, entre otros (Figura
1.20).

Un problema adicional al bloqueo del flujo, es la corrosion que puede generarse
debajo de las incrustaciones por la actividad bacteriana (Lazar, 1985); esto
incrementa el riesgo de fallas en la integridad mecanica del sistema.

Detener la produccion por el cierre de lineas y/o trabajos de reparacion y
mantenimiento para remediar estas problematicas, puede ocasionar pérdidas
economicas significativas. Por lo tanto, el control y mitigacion de las
incrustaciones tiene que ser un objetivo primario en las operaciones de manejo y
control del agua de formacion.
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Incrustacién

—» Flujo de agua —>

Figura 1.19 - Reduccion de permeabilidad por depdsito de incrustaciones
dentro del medio poroso (Modificada de Oilfield Review, 1999).
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Figura 1.20 - Incrustaciones dentro de una tuberia (Modificada de Oilfield
Review, 1999).
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1.5.3 Factores que promueven la formacion de incrustaciones

Los factores principales que afectan la precipitacion y formacion de
incrustaciones son: composicion y cantidad de minerales disueltos en el agua de
formacion, presion, temperatura, y pH. La Tabla 1.1 sintetiza el efecto de estos
factores en la formacion de las incrustaciones mas comunes (Templeton, 1960;
Jacques and Bourland, 1983; Carlberg and Matches, 1973; Kan et al., 2001;
Rosario and Bezerra, 2001).

Dependiendo del tipo de minerales disueltos, los factores referidos afectan de
manera diferente su precipitacion e incrustacion. Por ejemplo, la formacion de
carbonatos dentro de un pozo se debe principalmente a la caida de presion
durante la produccion, el incremento de pH en el agua debido a la liberacion de
CO2 durante la produccion y la alta temperatura de fondo.

Por otra parte, la formacion de incrustaciones de sulfatos se debe esencialmente
a la mezcla de volumenes de agua quimicamente incompatibles. Dicha mezcla
tiende a suscitarse debido a que en las configuraciones que se tienen en los
sistemas de produccion costa afuera, es normal que los fluidos de varios
intervalos o pozos normalmente se unan en algin punto. De igual forma, los
sistemas con inyeccion de agua y los fluidos de perforacion/terminacion pueden
provocar la precipitacion de minerales a lo largo de las lineas si no se realizan
previamente pruebas de compatibilidad con el agua existente dentro de la
formacion. En la Figura 1.21 se puede observar cristales de calcio extraidos de
una linea de flujo al oeste de Texas.

Tabla 1.1 - Efecto de la temperatura, la presion, y el pH sobre la formacion
de las incrustaciones mas comunes (Modificada de Boyun, 2005).

Tipo de
Incrustacion

Temperatura

Presion

pPH

Sélidos
disueltos

Menos soluble

Si el agua llega

con el al punto de Menos soluble
. . Menos soluble
incremento de burbuja, se con el con la
Carbonato de T manifestara incremento del .
. . reduccion de
Calcio CO2 a partir de pH solidos
Mas la solucion y es disueltos en el
probabilidad de probable la
agua

formacion con
agua caliente

formacion de
incrustaciones
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Tabla 1.1 - Efecto de la temperatura, la presion, y el pH sobre la formacioén

de las incrustaciones mas comunes (Modificada de Boyun, 2005) -
Continuacion

Tipo de Temperatura Presion pH Solidos
Incrustacion disueltos

Sulfato de Bario

Incrementa la
solubilidad con

Si el agua llega
al punto de
burbuja, se
manifestara

CO2 a partir de

Poco efecto

. de sal en
un aumento de | la solucion y es P
solucion
T probable la
formacion de
incrustaciones
Mas

Mas soluble con
el incremento

probabilidad de
formacion con
agua caliente

Menos soluble

La adicion de

Sulfato de en salmueras sales en el agua
. de NaCl aunado Poco efecto destilada puede
Estroncio .. .
Menos soluble a la reduccion incrementar la
con el de presion solubilidad
incremento de
T
Menos soluble Menos soluble Mas soluble con
Sulfato de con el con la Poco efecto el incremento
calcio incremento de reduccion de en la salinidad
T presion del agua

Figura 1.21 - Cristales de sulfato de calcio extraidos de una linea de flujo al

Oeste de Texas (George E. King Engineering).
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1.5.4 Prevencion y remediacion

La formacion y mitigacion de incrustaciones, especialmente en los sistemas
marinos, puede llegar a ser extremadamente costosa y perjudicial en los
proyectos de desarrollo. Dentro de los costos asociados deben considerarse los
correspondientes a las operaciones de estimulacion, limpieza, remplazo de los
equipos danados, y a la subsecuentemente produccion diferida.

El primer paso para prevenir y manejar la formacion de incrustaciones es
identificar donde y cuando se formaran; con tal informacion pueden evaluarse
diferentes soluciones o métodos de remediacion para determinar la opcion mas
rentable.

A continuacion se presenta una revision de las estrategias mas utilizadas para
identificar las condiciones propicias para la formacion de incrustaciones en los
sistemas de produccion de petroleo y gas, asi como de los métodos para prevenir
o remediar el problema.

1.5.4.1 Identificacion de la problematica de las incrustaciones

La toma de muestras de todas las posibles fuentes de agua (de formaciéon y/o de
inyeccion) es necesaria para identificar la posible formaciéon de incrustaciones,
considerando la medicion del pH y la concentracion de carbonato, bicarbonato o
sulfato para determinar la tendencia con la que se pueden formar cada tipo de
incrustaciones.

1.5.4.2 Métodos de prevencion y remediacion

A continuacion se describen los métodos mas comunes para remediar o prevenir
la formacién de incrustaciones.

i Métodos de prevencion de incrustaciones. El método mas comun para
prevenir incrustaciones en los sistemas de produccion es a través del uso de
inhibidores. Estos productos quimicos retrasan o previenen la formacion de
cristales cuando se anaden a las soluciones salinas encontradas normalmente
en los campos petroleros. Los mismos no pueden disolver las incrustaciones
que se han formado con anterioridad, por lo que no pueden ser aplicados
como método de remediacion. Aunque no se sabe a ciencia cierta como es que
interactiian las moléculas de estos inhibidores con las salmueras, se cree que
el mecanismo principal es envolviendo los cristales, lo cual puede reducir su
tasa de crecimiento y evitar su adhesion a las superficies soélidas.
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a) Tipos de inhibidores
Dentro de las clases comunes de inhibidores se incluyen los siguientes:

» Polifosfatos inorganicos
Esteres fosfato organicos
Fosfanatos organicos
Polimeros Organicos

YV V V

La tabla 1.2 enlista las caracteristicas de rendimiento de cada uno de los
inhibidores referidos.

Por lo regular, los inhibidores con base organica se empacan como un
liquido concentrado y son inherentemente mas estables quimicamente. Los
esteres de fosfato pueden ser muy rentables, sin embargo no se
recomienda su uso en temperaturas por arriba de los 175°F. Los fosfanatos
son efectivos hasta alrededor de los 300°F. Los polimeros pueden ser
aplicados incluso hasta los 400°F.

Un factor importante para las aplicaciones en altas temperaturas es
cuanto tiempo debe funcionar el inhibidor. Los inhibidores econémicos y
menos estables pueden ser aceptables para cortas duraciones, pero no se
recomiendan para tratamientos de inyeccion a formaciones, donde los
quimicos deben perdurar en las mismas por varios meses.

Los polifosfanatos que funcionan como inhibidores son sélidos inorganicos
no cristalinos. Pueden presentarse como polifosfanatos simples o en forma
de polifosfanatos de solubilidad controlada. Actualmente su aplicacion ya
es poco frecuente debido a que son dificiles de manejar por el simple hecho
de ser solidos. Ademas, son susceptibles a la degradacion, por lo que
pueden descomponerse con rapidez particularmente con bajos niveles de
pH o altas temperaturas.

Tabla 1.2 - Inhibidores de incrustaciones (Intec Engineering, 2001).

Tipo Es.tabll‘lqad Estabilidad de Detectabilidad
Hidrolitica temperatura
Pollfosfar}atos Poca Pobre Buena
Inorganicos
Estere§ Eosfato Buena Regular Buena
Organicos
Fosf.?m.a tos Excelente Buena Muy buena
Organicos
Poh‘m cros Excelente Excelente Dificil
organicos
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b)

Seleccion del tipo de inhibidor

Algunos de los factores que influyen en la seleccion de los inhibidores se
indican a continuacion.

R/
0’0

Y/
0'0

R/
0'0

Tipo de incrustacion: teniendo conocimiento de la composicion que
tienen las incrustaciones, se puede seleccionar la composicion quimica
optima del inhibidor.

Severidad de las incrustaciones: existe una variedad muy limitada de
productos efectivos contra grandes tasas de incrustacion.

Rentabilidad: los inhibidores tienen un gran rango de costos. En
algunas ocasiones, los mas econéomicos cumplen con los requerimientos
establecidos y otras veces, sOlo los mas caros resultan ser los mas
rentables.

Temperatura: cada tipo de inhibidor posee cierta estabilidad a un rango
de temperatura definido, por lo que esta caracteristica limita la
variedad que puede ser aplicada para una situacion en particular.

pH: la mayoria de los inhibidores convencionales, como por ejemplo los
fosfanatos, presentan un bajo rendimiento en entornos acidos o con
bajo pH, lo que limita su capacidad de prevenir incrustaciones de
sulfatos durante tratamientos acidos o procesos de recuperacion
mejorada con inyeccion de COz2.

Compatibilidad quimica: los inhibidores de incrustaciones tienen que
ser compatibles con otro tipo de tratamientos quimicos, tales como
eliminadores de oxigeno, inhibidores de corrosion y biocidas, asi como
otros componentes que pudiera llegar a tener el agua como calcio,
magnesio o bario.

Técnicas de aplicacion: las incrustaciones pueden formarse en
cualquier punto del sistema de produccion y la complejidad del disefio
de tratamientos para su prevencion depende del area en donde se
presente el problema. Si las incrustaciones se presentan cerca de la
superficie puede aplicarse una inyeccién continua corriente arriba a
partir del punto donde se detecte; por ejemplo, en restricciones o
accesorios en que ocurran gradientes de presion grandes, en zonas de
alta turbulencia, o en regiones con mezclado de dos o mas salmueras
incompatibles. Por otro lado, si las incrustaciones se precipitan en el
fondo del pozo o en la formacion, es posible que se requieran la
inyeccion de inhibidores dentro de la formacion, ya sea en lotes o de
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manera continua. La inyeccion a formaciones de forma continua ha
sido ampliamente usada en los campos del Mar del Norte (Graham et
al., 2003) y su aplicacion es relativamente nueva en las operaciones del
Golfo de México.

ii Método de remocion de incrustaciones

Uno de los medios utilizados para la remocién de incrustaciones es la corrida
de diablos. Sin embargo, si los depodsitos son demasiado duros o se presentan
en conjunto con depodsitos de parafinas y asfaltenos, este método puede
resultar inefectivo.

Otro método muy empleado es la disolucion de depodsitos a través de la
inyeccion de soluciones acidas. Dentro de los compuestos que pueden remover
incrustaciones formadas a base de carbonato de calcio se encuentran:

> Minerales acidos tales como el acido clorhidrico y acido acético
> Acido etilendiamino tetraacético (EDTA, por sus siglas en inglés)
> Acido dietilentriamino pentaacético (DTPA, por sus siglas en inglés)

No obstante, tales compuestos resultan poco efectivos para las incrustaciones
conformadas a base de sulfato de calcio si se utilizan por si solos. Los
convertidores inorganicos como el amonio, se emplean para transformar estos
depositos en carbonatos de calcio y posteriormente disolverlos con las
soluciones acidas.

Un aspecto que debe considerarse antes de realizar un tratamiento acido, es
la posible existencia de depoésitos organicos (asfaltenos o parafinas) sobre las
incrustaciones. Estas capas de material organico pueden afectar la reactividad
de los acidos, por lo que es recomendable hacer un prelavado con solventes de
hidrocarburos.

Finalmente, es importante mencionar que las soluciones acidas también
pueden afectar la integridad mecanica del sistema al corroer la pared de las
tuberias, por lo que es necesario aplicar también inhibidores de corrosion.
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1.6 Emulsiones

1.6.1 Introduccion

Generalmente, una emulsion es definida como un sistema heterogéneo que
consiste de al menos un liquido disperso (fase dispersa) en otro liquido
inmiscible (fase continua), en forma de gotas de tamanos coloidales que varian
normalmente de 0.1 a 100 [pm] (Auflem, 2002).

En los sistemas de produccion de petrdleo y gas, el agua y el aceite pueden
mezclarse por efectos de la turbulencia y agitacién, y formar emulsiones.
Dependiendo de qué fase sea la continua, las emulsiones pueden ser de aceite en
agua (gotas de agua dispersas en una fase continua aceite, w/o0) 6 de agua en
aceite (gotas de aceite dispersas en una fase continua agua, o/w), siendo éstas
ultimas las mas comunes (Becher, 2001). La accion de algunos componentes del
aceite, asi como la presencia de sedimentos en la corriente de flujo, favorecen la
estabilizacion de las emulsiones (Achuo, 2012).

1.6.2 Problematica

Si el agua y el aceite llegan a separarse de forma natural en la tuberia y no existe
una caida de presion grande corriente abajo del separador, las emulsiones no
representaran un problema para la produccion. Por el contrario, si la estabilidad
de las emulsiones llega a ser tal que no exista una separacion natural, o que los
quimicos agregados para desestabilizar las emulsiones no resulten efectivos, la
viscosidad resultante tendra que ser considerada en el disefio hidraulico del
sistema.

En este sentido, desde la perspectiva del aseguramiento de flujo, el manejo de la
viscosidad es posiblemente el reto mas grande asociado a la produccion de
crudos pesados; aun cuando los crudos ligeros también pueden formar
emulsiones, las mas estables y que pueden incrementar sustancialmente la
viscosidad de la mezcla se generan con los aceites pesados.

El incremento de la viscosidad causa una mayor friccion con las paredes de la
tuberia y puede incrementar significativamente la caida de presion a lo largo de
todo el sistema de produccion, aumentar los requerimientos de potencia para el
bombeo, y afectar de manera importante los costos de operacion y la rentabilidad
general de los proyectos petroleros.
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1.6.3 Estabilidad de las emulsiones

Desde el punto de vista termodinamico, las emulsiones nunca son
completamente estables; esto se debe a que se requiere algun tipo de trabajo para
dispersar un liquido en otro, lo cual representa un incremento de la energia libre
del sistema. Por lo tanto, la restauracion del sistema a un nivel de menor energia,
se lleva a cabo a través de la coalescencia natural (reduccion del area interfacial)
de las gotas dispersas y la posterior segregacion de las fases.

Los mecanismos que controlan la estabilidad de una emulsion son: floculacion,
cremado (“creaming”)/sedimentacion, y coalescencia/ruptura (ver Figura 1.22).

e Floculacion: es la formacion de agregados de particulas, sin que se
presente su coalescencia. Es importante aclarar que la coalescencia
involucra, entre otros aspectos, la ruptura de la pelicula formada en el
contacto de las particulas.

e Cremado/sedimentacion: son los términos usados para referirse al ascenso
(emulsiones o/w) o descenso (emulsiones w/0) de las particulas dispersas
debido a la diferencia de densidad de las fases y el efecto de la gravedad.

e Coalescencia/ruptura: la ruptura de una emulsion se produce con la
union, reduccion en nimero, y aumento en volumen, de las particulas que

floculan o chocan entre si. La accion de coalescencia minimiza la energia
libre del sistema al reducir el area interfacial.
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Figura 1.22 - Procesos comunes que conllevan a la ruptura y separacion de
emulsiones (Auflem, 2002).

El mecanismo predominante postulado por el cual las emulsiones son
estabilizadas, es la formacion de una pelicula interfacial constituida por una red
de moléculas asfalticas. Asimismo, la adsorcién de particulas sélidas como
parafinas, arenas y naftenatos pueden contribuir a que la pelicula se vuelva mas
fuerte (Auflem, 2002).

Otros factores que generalmente favorecen la estabilidad de una emulsion son:
una baja tension interfacial, altas viscosidades en la fase continua (generalmente
atribuible a los crudos pesados), y volimenes relativamente pequenos de la fase
dispersa.

1.6.3.1 Efecto de las particulas solidas sobre la estabilidad de las
emulsiones.

La estabilizacion de las emulsiones a causa de particulas solidas, depende
principalmente de los tamanos de las particulas y de las gotas de la fase dispersa;
y en segundo lugar, de las tensiones interfaciales so6lido-agua (osw), agua-aceite
(owo), y sélido-aceite (0s0):
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e Sioso > owo + osw, los sé6lidos permanecen suspendidos en la fase acuosa.

e Si osw > owo + yso, los soélidos permanecen suspendidos en la fase de
aceite.

e Siowo > osw + yso, los sélidos se aglomeraran en la interfase agua-aceite.

De acuerdo a estos resultados, para que los solidos puedan estabilizar una
emulsion deben prevalecer las siguientes condiciones:

e Menor tamano de las particulas solidas en relaciéon con el de las gotas de la
fase dispersa, generalmente por un orden de magnitud.

e Retencion de las particulas solidas en la fase donde se presente una mayor
mojabilidad.

e Coalescencia limitada debido al trabajo que se requiere para desplazar las
particulas sélidas de la interfase.

Las particulas que son preferentemente mojadas por aceite tenderan a estabilizar
las emulsiones (w/0), mientras que aquellas que son mojadas por agua tenderan
a estabilizar las emulsiones (o/w).

1.6.4 Viscosidad de una emulsion

Cuando se presentan emulsiones aceite-agua, la determinacion de la viscosidad
de la mezcla se vuelve compleja. Dicha viscosidad depende, en parte, de la
distribucion del tamano de las particulas, determinada principalmente por los
esfuerzos de corte causados por dispositivos mecanicos como estranguladores, y
bombas, por mencionar algunos. Las dispersiones en las que se han generado
grandes esfuerzos de corte (por ejemplo, cuando fluyen bajo una gran caida de
presion a través de un estrangulador) contendran particulas de agua con tamano
relativamente pequenio y formaran emulsiones “fuertes” con una viscosidad
relativamente alta.

La viscosidad y estabilidad de las emulsiones agua-aceite dependen del corte de
agua y de qué liquido representa la fase continua. La viscosidad de una emulsion
(w/0) puede incrementarse hasta mas de un orden de magnitud por encima de la
viscosidad normal del aceite “en seco” con el aumento en el corte de agua. Otros
factores que afectan la viscosidad y estabilidad son:
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» Temperatura

Tasa de esfuerzos de corte

» Caracteristicas fisicas del aceite, agua y particulas soélidas en
suspension

» Corte de agua

Y

A lo largo de los afos, se han desarrollado correlaciones para calcular las
viscosidades de las emulsiones de agua-aceite (Becher, 2001). Sin embargo,
ninguna de las correlaciones propuestas puede ser aplicada a casos generales
debido a la diversidad de parametros que afectan la viscosidad resultante. Por lo
tanto, la mejor forma de determinar este parametro es obtener muestras de crudo
vivo y realizar pruebas de laboratorio con diferentes cortes de agua a condiciones
operativas reales de presion y temperatura.

1.6.5 Mitigacion y remediacion de emulsiones

Actualmente, los métodos para remediar los problemas por emulsiones se han
enfocado en la coalescencia y la desestabilizacion de las peliculas o capas
formadas por los surfactantes naturales en la interfase agua-aceite. Dado esto, la
ruptura de las emulsiones se ha logrado principalmente por medio del
asentamiento gravitacional o centrifugo, la generacion de campos eléctricos, la
adicion de quimicos desestabilizadores (desemulsionantes) y la conservacion de
altas temperaturas en el sistema de produccion.

En varios pozos terrestres la desestabilizacion de emulsiones en superficie ha
sido asistida con el uso tanques de asentamiento y separadores centrifugos, asi
como la incorporacion de equipos generadores de campos eléctricos que
promueven la coalescencia, llamados “electro-coalescedores”.

Los electro-coalescedores empleados en la industria petrolera utilizan campos
eléctricos tanto de corriente directa como alterna para llevar a cabo la separacion.
Sin embargo, tanto los tanques de asentamiento como los electro-coalescedores
son grandes y robustos, por lo que su uso en pozos costa-afuera se ve limitado en
términos de espacio, sin contar los altos costos de instalacion.

1.6.5.1 Desemulsionantes

La adicibn de un desemulsionante quimico apropiado a muy bajas
concentraciones (comunmente de 1 a 50 ppm) puede causar una ruptura rapida
y practicamente completa de emulsiones estables de agua-aceite. Esta técnica de
remediaciéon se ha convertido en el método mas comun para desestabilizar
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emulsiones, debido a que su implementacién es relativamente econémica y
pueden llevarse a cabo sin efectuar paros operativos.

Por lo regular, los quimicos desemulsionantes estan compuestos por un 40 a 60
por ciento de un agente activo surfactante (polimeros, generalmente no idénicos
como los fenoles etoxilados) y un 60 a 40 por ciento de solventes aromaticos,
respectivamente.

En la actualidad, el numero de féormulas quimicas patentadas y comercialmente
disponible es enorme, por lo que no existe una limitacion en cuanto a la seleccion
de desemulsionantes aplicables a las operaciones de produccion.

El compuesto activo dentro del desemulsionante es altamente tenso-activo y
puede reducir la tension interfacial entre el aceite y el agua. La funciéon principal
de un desemulsionante es romper o desplazar la pelicula de los surfactantes
naturales que previenen la coalescencia.

Si la pelicula estabilizadora (Figura 1.23) se encuentra altamente condensada, el
desemulsionante tendra que penetrarla. Tanto el aumento de temperatura como
la posibilidad de “disolver” y reducir la viscosidad de la pelicula, incrementaran
la tendencia de colision particula-particula. Si las gotas que colisionan no se
vuelven esféricas, el area de su superficie aumenta y la pelicula tiende a
expandirse.

Pelicula condensada de moléculas de aceite ({)

é‘&) Y Expansion de la pelicula, intrusion de moléculas
de desemulsificante
P
‘ ‘

Figura 1.23 - Esquema de la accion de un desemulsionante a nivel molecular
(Modificada de Intec Engineering, 2001).

Contraccion de la pelicula, dispersion de

moléculas de aceite
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Si se agregara demasiado desemulsionante, adicionalmente a la ruptura o
desplazamiento de la pelicula original de los surfactantes del aceite, la pelicula de
surfactantes-desemulsionantes resultante puede estabilizar las gotas de agua.
Este efecto de sobredosificacion puede causar que las emulsiones de aceite sean
mas estables de lo que eran antes del tratamiento e incluso sean extremadamente
dificiles de desestabilizar.

Por otra parte, otros quimicos tenso-activos utilizados en campo (principalmente
inhibidores de corrosion) pueden afectar a los desemulsionantes y/o el
mecanismo por el cual estos ultimos desplazan los surfactantes naturales del
crudo de la interface agua-aceite.

1.6.5.2 Efecto de la temperatura

A mayor temperatura, menor sera la estabilidad de las emulsiones. Los efectos
mas notables causados por el incremento de la temperatura son:

» Reduccion de la viscosidad de la fase liquida

Incremento del movimiento browniano

Aumento de la frecuencia de colisiones particula-particula
Mayor facilidad de la floculacion de gotas

Y V V

Por lo tanto, el aislamiento térmico y los sistemas de calentamiento utilizados
para remediar problemas de hidratos y parafinas (ver subcapitulos 1.2 y 1.3)
favorecen la ruptura de las emulsiones que hayan sido creadas debido al flujo a
través de estranguladores y otras restricciones mecanicas.

El aislamiento térmico de las tuberias proveera tiempo adicional antes de que la
temperatura decrezca, por lo que las emulsiones estables seran menos probables
en lineas aisladas.
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1.7 Crudos Pesados

1.7.1 Introduccion

De acuerdo a la Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH, 2012), se estima que
el total de las reservas mundiales actuales de aceite es de 9 a 13x10'? de barriles.
Mas aun, el 70% de estas reservas provienen de crudos pesados y viscosos, que
se caracterizan por ser dificiles y costosos tanto de producir como de refinar.

Sin embargo, a consecuencia de los altos valores de demanda y precio de
hidrocarburos actuales, en combinacién con el declive de reservas convencionales
de aceite, existe un fuerte incentivo economico dentro de la industria por
desarrollar tecnologias que permitan la produccion de yacimientos de crudos
pesados y extra pesados de forma rentable. La explotacion de este tipo de crudos
representa retos especiales para el aseguramiento del flujo que no se encuentran
comunmente en yacimientos convencionales de aceite.

Existen diferentes criterios para clasificar los crudos pesados. La clasificacion
mas conocida se basa en la densidad API, y considera como crudo pesado a aquel
que posee de 22.3 a 10° API; aquellos que tienen 10° API o menos, son referidos
como extra pesados (IMP, 2009). Una clasificacion mas reciente (Benerjee, 2012)
sugiere que los crudos pesados deben ser definidos en términos tanto de su
densidad como de su viscosidad, debido a que este Ultimo parametro puede
incrementarse substancialmente con una reduccion relativamente pequena de la
densidad, como se muestra en la Figura 1.24; de acuerdo a esta clasificacion, se
denominan:

o Aceite pesado: densidad de 21 a 10° API y viscosidad de 10 a 100 cp.

e Aceite extra-pesado: densidad de 10 a 7° API y viscosidad de 100 a 10 x
10* cp.

e Bitumen: densidad menor de 7° API y viscosidad mayor de 10 x 10* cp.
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Figura 1.24 - Viscosidad del crudo contra la densidad API. Datos extraidos
de varios campos alrededor del mundo (Modificada de Alvarado, 2010).

Mientras que la densidad del crudo es un parametro importante para evaluar el
valor de las reservas y estimar los costos de refinacion, la propiedad de los fluidos
que mas afecta la produccion y el transporte es la viscosidad. Entre mas viscoso
sea el aceite, mas dificil sera producirlo; para los crudos pesado y extra pesado,
dicha propiedad puede variar desde menos de 20 cp hasta mas de 1,000,000 cp.
Para fines comparativos, en la Figura 1.25 se indica cualitativamente la densidad
y viscosidad de los diferentes tipos de aceites y otras sustancias comunes. Como
se observa, la densidad API de los hidrocarburos puede variar desde 4° API para
el bitumen, hasta los 70° para los condensados.
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Figura 1.25 - Viscosidades y densidades de los diferentes tipos de crudos y
otros liquidos (Oilfield Review, 2002).

1.7.2 Problematica

Por lo regular, los crudos pesados se encuentran en yacimientos con presiones in
situ relativamente bajas y son caracterizados por su densidad y viscosidad altas.
Asimismo, como se explico en la pag. 62, este tipo de hidrocarburos tienen una
tendencia mayor a formar emulsiones estables que los crudos ligeros, lo que
puede generar dificultades para la separacion de las fases en las instalaciones de
proceso en superficie.
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La combinacion de estos factores causa que la produccion y el transporte de los
crudos pesados sea un reto especial desde la perspectiva del aseguramiento del
flujo.

Algunos de los problemas relacionados a la explotacion de este tipo de
hidrocarburos son:

» Baja afluencia de los yacimientos

» Requerimientos excesivos de bombeo

» Incremento de la presion en las lineas de flujo, seguido de problemas para
el re-inicio de operacion.

» Formacion de emulsiones estables, dificiles de romper en la superficie

» Dificultades para la separacion del agua y desgasificacion del crudo en las
instalaciones superficiales.

» Deposito de asfaltenos cuando el crudo pesado se mezcla con otros fluidos,
como por ejemplo crudos ligeros o gas de bombeo neumatico.

Es claro que la explotacion de este tipo de aceites en aguas profundas representa
retos tecnolégicos y econémicos mucho mas complejos, debido al enfriamiento del
crudo (y el consecuente incremento de su viscosidad) y la dificultad de acceso a
las instalaciones submarinas. Adicionalmente, es importante mencionar que el
riesgo de la formacion de hidratos en este tipo de sistemas no ha sido examinado
a fondo en el pasado. Esto se debe al hecho de que muchos de los campos de
crudo pesado, principalmente en aguas someras, han sido explotados fuera de la
region estable de los hidratos. Sin embargo, en aguas profundas, la combinaciéon
de altas presiones y bajas temperaturas, junto a la probabilidad de producir
grandes cortes de agua, representan un riesgo potencial para la formacion de
tales compuestos.

1.7.3 Métodos de manejo para la produccion de crudo pesado

Comunmente, la operatividad de los sistemas de produccion de crudo pesado esta
dominada por el manejo de la viscosidad. El transporte del crudo desde el
yacimiento hasta la superficie requiere tanto de sistemas artificiales de
produccion como tecnologias orientadas a reducir la viscosidad.

Existe una variedad bastante amplia de métodos y técnicas para asegurar el flujo
de los crudos pesados. Su aplicacion puede realizarse a nivel de yacimiento, pozo
y/o lineas de instalaciones de produccion. A continuacion se presenta un
resumen de las técnicas mas comunes empleadas.
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1.7.3.1 Meétodos térmicos de recuperacion mejorada

Dado que la viscosidad del crudo puede reducirse significativamente con un
aumento en su temperatura, los procesos térmicos tienen como objetivo agregar
energia calorifica adicional al aceite dentro del yacimiento de tal forma que éste
pueda desplazarse con mayor facilidad a lo largo del medio poroso y hacia el
sistema de produccion.

i Inyeccion de vapor. Esta técnica ha sido ampliamente aplicada en pozos
terrestres relativamente someros. No obstante, su rendimiento se ve limitado
por las pérdidas de calor generadas que en algunos casos impiden que el
vapor llegue con una calidad suficiente para aumentar la temperatura de
crudo. Dentro de las técnicas mas comunes en la actualidad se encuentran
las siguientes:

Técnicas de inveccion de vapor mas comunes

a) Drene gravitacional asistido con vapor (SAGD): en el proceso SAGD,
se perforan dos pozos horizontales, uno por encima del otro en forma
paralela. El pozo superior se utiliza para la inyeccion de vapor que forma
una camara de calor. Después de que el vapor se ha propagado lo
suficiente para entrar en contacto con la vecindad del pozo inferior, éste
ultimo es puesto en produccion y el superior permanece cComo POzo
inyector de vapor.

b) Estimulacién ciclica de vapor (6 Huff-and-Puff): este método consiste
basicamente en la inyeccion de vapor en un pozo durante un intervalo de
tiempo que generalmente varia de una a tres semanas. Posteriormente, el
pozo es cerrado por un periodo de “remojo” en el cual el volumen de vapor
se propaga a través de la formacion y transmite la energia calorifica al
crudo reduciendo su viscosidad. Finalmente, el pozo es abierto de nuevo y
puesto en produccion.

ii Combustion In-Situ. La combustién In-Situ también conocida en inglés
como fireflooding, es un método térmico conformado por pozos multiples en el
que un frente de combustion, iniciado en un pozo de inyeccion de aire se
propaga hasta un pozo de produccion. Durante el proceso de combustiéon in
situ, el oxigeno reacciona con parte de los hidrocarburos dentro del
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yacimiento, lo que produce diéxido de carbono y agua a su vez que libera una
cantidad de calor adecuada para reducir la viscosidad del crudo remanente y
facilitar su flujo a través del yacimiento. Es importante mencionar que la
cantidad de calor generado varia con la composicion del crudo pesado que
sirve como combustible.

1.7.3.2 Meétodos no térmicos de recuperacion mejorada

En muchos casos los métodos de recuperacion mejorada que utilizan procesos
térmicos no pueden ser empleados en algunos yacimientos debido a ciertas
caracteristicas geologicas; tal es el caso cuando las formaciones son delgadas
(<10 m), profundas (>1000 m), y las permeabilidades son demasiado bajas para
permitir un alto gasto de inyeccion. Bajo tales condiciones, pueden ser empleados
métodos de recuperacion no térmicos.

Dentro de los métodos mas comunes en esta categoria se encuentran los
siguientes:

i Inyeccion de polimeros. Este método consiste en la inyeccion de agua con
polimeros de alto peso molecular para reducir la relacion de movilidad
agua/aceite y la permeabilidad del agua. Comunmente, los aditivos de
polimeros utilizados son poliacrilamidas parcialmente hidrolizadas (polimeros
sintéticos), y polisacaridos (polimeros biologicos). Los polimeros adicionados
reducen la relacion de movilidades al incrementar la viscosidad del agua y
reducir su permeabilidad debido a la adsorciéon sobre la superficie de las
rocas. Esto conlleva a una mejora en el barrido dentro del yacimiento y a
factores de recuperacion mas grandes.

ii Inyeccion de CO,. Debido a la alta solubilidad que tiene este compuesto en
el aceite, los procesos de inyeccion de CO, permiten entre otras cosas,
incrementar el volumen del crudo y reducir tanto la viscosidad como la

tension interfacial bajo ciertas condiciones de presion y temperatura.
Adicionalmente, a medida que un crudo que fue saturado con CO; es puesto
en producciéon, el CO; es liberado poco a poco, lo que proporciona un
mecanismo de empuje adicional. Por otro lado, como se mencioné en el
subcapitulo 1.4, es importante considerar que la inyeccion de CO. puede
desestabilizar las resinas suspendidas en el aceite por lo que se pueden tener
problemas por depédsito de asfaltenos.

iii Otros métodos. En los ultimos anos se han propuesto otra variedad de
procesos de recuperacion mejorada entre los que destacan la inyeccion de

surfactantes, solventes, y colonias de microbios. No obstante, estos métodos
sélo han sido probados en una cantidad bastante limitada de yacimientos por
lo que no se sabe con certeza su eficacia.
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1.7.3.3 Uso de sistemas artificiales de produccion

Generalmente, los sistemas artificiales de produccion (SAP) son aplicados desde
las primeras etapas de la produccion en los crudos pesados, debido a la baja
energia que poseen los fluidos para desplazarse hasta la superficie. Dado que
muchos yacimientos de crudo pesado se han explotado con métodos térmicos de
recuperacion mejorada, la evolucion de los SAP se ha dirigido a incrementar su
rango de temperaturas de operacion. Al respecto, se pueden destacar las bombas
de cavidades progresivas (PCP, por siglas en inglés) con estator de metal sin
elastomero, y el bombeo electro centrifugo con lineas eléctricas fabricadas para
altas temperatura (comunmente llamadas Hot Line). No obstante, muchos de los
sistemas no pueden ser aplicados en ambientes de aguas profundas debido a los
altos costos de inversion y los requerimientos de infraestructura en superficie.
Ademas, dado que muchos de las yacimientos de crudo pesado provienen de
formaciones no consolidadas, la produccion de arena representa un problema
adicional para la operacion de los sistemas artificiales.

En la Tabla 1.4 se muestran los sistemas artificiales aplicados a la produccion de
crudos pesados, mostrando ventajas y desventajas de los mismos.

Tabla 1.4 - Sistemas artificiales de produccion utilizados en crudos pesados
(Mali, 2014).

SAP Ventajas Desventajas

e Puede manejar
cantidades moderadas
de arena proveniente de | ¢ Requiere de gran

formaciones no infraestructura en
Troises NMentmdities [E5) consolidadas. supe.rf@cie y de un
e Ajustable a pozos suministro continuo de
horizontales. gas.

e Puede implementarse en
la base de los Riser en
aguas profundas.

e Nuevos sistemas de

:})t;(fr tan h;ﬁ?;p; ;?)El;‘ras e Sensible al contenido de
Bombeo Electrocentrifugo e Algunos sistemas son arena. ] >
(BM) ajustables a Sozas e Gran costo de inversion

horizontales con motor y operacion.

de fondo.

e Baja eficiencia (20-30%)
+ Austable a posos |* [EHCEEEEE

Bombeo Hidraulico tipo JET horizontales debido a su Fluido d S deb
(BHJ) falta de partes moviles ¢ B €9 JRITEIE Gl

ser quimicamente
compatible con el crudo
pesado para evitar

en el fondo del arreglo.
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Tabla 1.4 - Sistemas artificiales de produccion utilizados en crudos pesados

(Mali, 2014). - Continuacion

SAP

Ventajas

Desventajas

Bombeo Hidraulico tipo JET
(BHJ)

problemas por depoésito
de solidos.

Bombeo de Cavidades

Implemento de estator
metalico que soporta
temperaturas de hasta
600°F.

No requiere de mucho
espacio en superficie.
Flexibilidad operacional

Susceptible a la
presencia de grandes
volumenes de arena.
No es recomendable

Progresivas (BCP) e Costos de operaciéon

mas bajos en
comparacion con otros
sistemas.

para pozos horizontales.

e Flexible en términos de .
operacion.

e Costos de operacion .
mas bajos en
comparacion con otros
sistemas. .

Sensible a la presencia
de arena

Requiere de un espacio
considerable en
superficie.

No recomendable para
pozos horizontales.

Bombeo Mecanico BM

1.7.3.4 Dilucién con aceite ligero

La viscosidad de los crudos pesados puede reducirse significativamente al
mezclarlo con hidrocarburos mas ligeros, como por ejemplo condensados, aceites
de alta densidad API (variando normalmente entre 35 a 42° API) y naftas.

La dilucion puede emplearse tanto a nivel del sistema integral de producciéon o a
nivel de las lineas recolectoras y de exportacion superficiales. Dentro de los
parametros a considerar en la seleccion del diluyente estan la compatibilidad
quimica con el crudo, la disponibilidad y su facilidad de ser reciclado (Argillier et
al, 2005).

Los condensados fueron utilizados hasta la década de los anos 80 para
transportar casi en su totalidad la produccion de crudo en Canada (Todd, 1988).
Los crudos ligeros son menos eficientes para reducir la viscosidad que los
condensados y estan sujetos a limitaciones de disponibilidad y compatibilidad
con los asfaltenos dentro del crudo. Por otra parte, la alta densidad API de las
naftas permite una buena dilucion con los crudos pesados, ademas de mostrar
una gran compatibilidad con los asfaltenos y facilidad para ser recicladas
(Argillier et al, 2005).
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1.7.3.5 Aislamiento térmico y calentamiento eléctrico

Los sistemas de calentamiento eléctrico y aislamiento térmico sirven para
mantener o elevar la temperatura de los hidrocarburos dentro de las tuberias y
lineas de producciéon, y en el caso de los calentadores de fondo para proveer
energia calorifica en la vecindad del pozo.

Como se ha visto en los subcapitulos anteriores, la consideracion de una
infraestructura que permita aislar térmicamente y calentar las tuberias de
produccion es fundamental sobre todo en ambientes de aguas profundas para
evitar problemas por hidratos y parafinas. Mas aun, los distintos arreglos de
aislamiento y calentamiento eléctrico en su conjunto, pueden llegar a reducir la
viscosidad del crudo dentro de las lineas de produccion y con ello facilitar su flujo
hacia la superficie.

Por otra parte, la produccién inicial de los crudos pesados y viscosos puede ser
acelerada con el uso de calentadores de fondo. Estos dispositivos aumentan la
temperatura del fluido, para conseguir una disminucion en la viscosidad y con
ello mejorar la movilidad del crudo. El calentamiento eléctrico consiste en proveer
corrientes eléctricas que generan calor e incrementan la temperatura en el
sistema roca-fluidos de tal modo que se logra disminuir la viscosidad del crudo y
aumentar su movilidad. A diferencia de los métodos térmicos de recuperacion
mejorada, en los cuales el campo de accion cubre todo el yacimiento, los
calentadores de fondo s6lo son capaces de suministrar energia en la vecindad del
pozo. Existen dos tipos de calentadores de fondo en la actualidad: los
calentadores inductivos, los cuales generan calor de acuerdo a la ley de Maxwell;
y los calentadores resistivos, los cuales generan calor de acuerdo al efecto de
Joule.

1.7.3.6 Flujo anular con una capa lubricante

Esta técnica tiene como objetivo generar una pelicula delgada de agua en
contacto con la pared interna de los ductos, que sirva como lubricante para el
transporte de crudos pesados, y reducir las pérdidas de presion por friccion. En
tales condiciones, el patréon de flujo multifasico corresponde a un flujo anular.

Estudios recientes muestran que la viscosidad del crudo puede reducirse
ampliamente si so6lo la fase continua (agua) esta es constante contacto con las
paredes de las tuberias y las lineas de produccion. No obstante, pese a su
aparente ventaja, crear y mantener este régimen dentro de una linea puede
resultar complejo, especialmente si la geometria del flujo varia frecuentemente.
Ademas existe el riesgo de que en algunos puntos del sistema el flujo se vuelva
estratificado o se forme una emulsion agua en aceite (w/0) lo que produciria un
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efecto mucho mas adverso al incrementar ain mas la viscosidad del crudo
pesado.

1.7.3.7 Mejoradores de flujo (Drag Reducing Agents — DRA’s)

En general, los mejoradores de flujo son polimeros de alto peso molecular
solubles en aceite que son utilizados comunmente para el transporte de crudo en
lineas superficiales. La inyeccion de estos compuestos en dosis relativamente
bajas no se utiliza con el fin de reducir la viscosidad sino de minimizar la friccion
de una corriente con flujo turbulento a través de una tuberia, lo que conlleva al
incremento del flujo y/o a la reduccion de las pérdidas de presion. Aunque no se
sabe a ciencia cierta su mecanismo de accion, se cree que reducen la friccion por
medio de la supresion de la disipacion de la energia debido a la generacién de
vortices cerca de la pared de la tuberia durante el flujo turbulento (Ibrahim,
2005).

De acuerdo a Wahl et al. (1982), para que un mejorador de flujo sea efectivo para
el transporte de crudo, debe ser estable con cualquiera de los esfuerzos cortantes
que se presenten durante el flujo y ser efectivo en dosis muy bajas.
Adicionalmente, la mezcla entre el crudo y los mejoradores no debe causar
ningun tipo de problema en los puntos de refinacion.
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Capitulo 2 Aspectos mecanicos

2.1 Introduccion

Aunado a los problemas que se tienen a causa de la complejidad en la
composicion de los fluidos, tanto la erosion como la corrosiéon han sido por
muchos anos uno de los retos mas grandes para el aseguramiento de flujo en
lineas de produccién tanto en tierra como costa afuera. Las fallas mecanicas que
ocurren en el sistema de produccion a causa de estos problemas pueden derivar
en largos paros operativos por reparaciones mayores; en casos graves, el deterioro
de tuberias, lineas de produccion y otros elementos del sistema provocan fugas
de hidrocarburos y otros fluidos que ponen en riesgo al personal y al medio
ambiente.

La erosion es un proceso complejo que es afectado por la geometria de los pozos y
las lineas de produccion, asi como por las condiciones de flujo y la produccion
incontrolada de arena. Por otro lado, el efecto de corrosion se le atribuye
principalmente a la heterogeneidad en la composicion de las tuberias y otros
elementos en el sistema.

En este capitulo se hace una revision de los conceptos de erosion y corrosion, asi
como del impacto que tienen en el aseguramiento de flujo, los mecanismos
principales que los generan y los métodos actuales tanto de prevencién como
remediacion de los mismos.

2.2 Erosion

La hidrodinamica de una mezcla multifasica dentro de una tuberia tiene un
efecto significativo en una variedad de fendémenos fisicos, que determinan los
indices de erosion (masa total perdida de metal/tiempo) y corrosion (metal
perdido en términos de grosor de pared por efectos corrosivos/tiempo) dentro del
sistema de produccion. La erosion es un proceso complejo, influenciado por una
variedad de factores que puede agravarse si se presentan cambios sutiles en las
condiciones de operacion del sistema.

Entre los mecanismos que pueden causar un riesgo significativo de erosion se
encuentran el choque de particulas, ya sea de liquidos (presentandose como una
fase dispersa en un flujo multifasico) o solidos, siendo la arena la causa principal
de erosion en los sistemas de produccion (Figura 2.1). Sin embargo, los otros
tipos pueden ser igual de agresivos bajo ciertas condiciones.
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Desafortunadamente, no se cuenta con una gran variedad de casos de estudio
acerca de problemas por erosion en el campo, debido a que muchas veces las
companias operadoras no estan dispuestas a dar informacion sobre sus
problemas operativos, y debido a la complejidad de sus distintos mecanismos,

resulta complicado elaborar conclusiones a partir de estudios estadisticos
realizados en campo.

Figura 2.1 - Erosion por arena en una linea de proceso (BMT Fluid
Mechanics, Flow Assurance, 2014).

2.2.1 Vulnerabilidad de los componentes

Ventakesh (1983) realiz6é estudios de como es que se provoca el dafio por erosion

en los pozos petroleros. Las partes mas vulnerables dentro de un sistema de
produccion son aquellas donde:

» El flujo cambia de direccion subitamente.
» Existen altas velocidades de flujo causadas por altos gastos
volumeétricos.

» Se generan altas velocidades producto de una restriccion al flujo.

La vulnerabilidad de los elementos a la erosion depende fuertemente de coémo

estan disenados, el tipo de material del que estan hechos, y de las condiciones de
operacion. Entre los mismos se incluyen:
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Estranguladores.

Valvulas “check” y otras valvulas parcialmente cerradas.
Codos de radio estandar y radio largo.

Desajustes en el acople de bridas.

Reductores de diametro.

YVVV VYV

2.2.2 Propiedades de los materiales

Las propiedades de los materiales tienen un efecto significativo en la erosiéon y por
lo general, un material que es resistente a un tipo de erosion, es resistente a
todos los demas. La mayoria de los elementos que constituyen los sistemas de
produccion estan fabricados a base de metales ductiles, predominantemente de
acero. Los diferentes tipos de acero poseen diferentes niveles de dureza. Sin
embargo, existe cierto debate en cuanto a si esta variacion es suficiente para
causar una gran diferencia en la resistencia a la erosion. Haugen et al., (1995)
sugieren que la diferencia entre los diferentes grados de acero es insignificante
para velocidades de impacto menores a 100 m / s.

Uno de los tipos de erosion en los materiales ductiles se debe principalmente a
un proceso conocido como micro-mecanizado, en el que las particulas en la
corriente de flujo impactan con la superficie en un angulo en el que empiezan a
desprender material de la misma. El choque de particulas con un alto angulo de
impacto tiende a generar crateres en la superficie sin remover tanto material de la
misma. Por otra parte, la relacion entre las propiedades del material y los
mecanismos de erosion debido al impacto de gotas y la cavitacion es menos
entendida.

Los plasticos, por lo general son menos resistentes que los metales. No obstante,
algunos elastomeros y otros polimeros son bastante resistentes a la erosion
debido a que pueden absorber la energia del impacto de las particulas.

Materiales tales como el carburo de tungsteno y los ceramicos son usados para
recubrir estranguladores y otros componentes vulnerables a la erosion debido a
que presentan una resistencia superior al acero en angulos igual o menores a los
30°. No obstante, estos materiales tienen la caracteristica de ser quebradizos, por
lo que su resistencia puede verse afectada rapidamente si los angulos de impacto
son cercanos a los 90°.

Los factores principales que determinan la tasa de erosion por el impacto de
particulas son:
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» La produccion de arena y la forma en la que es transportada a través de
la tuberia de produccion.

» La velocidad, viscosidad y densidad de los fluidos producidos.

» El tamano, forma y dureza de las particulas.

2.2.3 Mecanismos y factores que promueven la erosion

2.2.3.1 Transporte y produccion de arena

La naturaleza de la arena y la forma en como es transportada es un parametro
importante para determinar el indice de erosion dentro de un sistema de
produccion. La produccion de arena de un pozo es funcion de una combinacion
compleja de factores geologicos y puede ser estimada a través de varias técnicas.

Por lo regular, los pozos que se encuentran en formaciones poco consolidadas,
producen una gran cantidad de arena y apuntalante al inicio de la produccion.

Los mecanismos de transporte de arena abarcan un aspecto importante para el
control de la erosion dentro de los sistemas de produccion. Los pozos de gas por
lo general fluyen con altas velocidades (>10 m/s) haciéndolos mas propensos a la
erosion que los pozos de aceite. En los pozos de gas humedo, las particulas de
arena tienden a ser atraidas y acarreadas dentro de la fase liquida.

En un caso particular, el fenémeno de bacheo puede generar altas velocidades de
forma periddica y consecutivamente incrementar la tasa de erosion. Si el flujo es
inestable o las condiciones de operacion cambian con cierta rapidez, la arena
puede acumularse en los periodos de flujo lento y ser disparada cuando aumente
la velocidad. Este y otros mecanismos de flujo pueden generar concentraciones de
arena e incrementar la tasa de erosion en algunas zonas del sistema de
produccion.

2.2.3.2 Velocidad, viscosidad y densidad del fluido

La tasa de erosion por el impacto de particulas es altamente dependiente de la
velocidad de impacto. En los casos donde la erosién represente un gran
problema, la velocidad de impacto de las particulas sera similar a la de los fluidos
que las trasporten. Por lo tanto, es muy probable que la erosiéon sea peor cuando
el flujo del fluido ocurra a altas velocidades, como por ejemplo en los pozos de
gas. En el caso en el que se produzcan fluidos densos y viscosos, las particulas
tienden solo a seguir las lineas de flujo en lugar de impactar con las superficies.
Por el contrario, en fluidos con valores bajos de estas propiedades, las particulas
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continuaran con una trayectoria de impacto cuando cambia la direccion del flujo
(Figura 2.2).

2.2.3.3 Forma, tamano y dureza de la arena

El impacto que tiene el tamano de particulas en la erosion se determina
mayormente a través de la cantidad que impactan en una superficie (Figura 2.2).
Las particulas muy pequenas (~10 micras) son transportadas con el fluido y rara
vez golpean las paredes; a medida que crecen en tamano tienden a continuar su
trayectoria e impactar las superficies.

Por otro lado, es bien sabido que las particulas duras causan mas erosion que
aquellas mas suaves. Igualmente, las particulas con bordes afilados causan mas
dano que aquellas con bordes redondeados. Sin embargo, no esta del todo claro si
la variabilidad entre la dureza y la geometria causan una diferencia entre el grado
de erosion en los sistemas de produccion asociados a diferentes pozos o campos.

‘» iis

| l (1
( a) Particulas pequenas
‘ y ligeras

a) Particulas grandes y
duras

Figura 2.2 - Trayectoria de particulas de arena a través de un codo en
relacion a su tamaino (Modificada de Barton, 2003).
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2.2.3.4 Erosion a causa de gotas

El mecanismo de erosion de este tipo es menos conocido y estudiado que la
erosion por particulas soélidas. Esta forma de erosion involucra exclusivamente a
los flujos de gas humedo y flujos multifasicos en los cuales se pueden formar
gotas. Al igual que las particulas solidas, la tasa de erosion depende del tamano,
la velocidad y frecuencia de impacto, asi como la densidad y viscosidad del
liquido y el gas. Debido a que estos valores son desconocidos en situaciones de
campo, resulta muy complicado predecir la tasa de erosion.

Salama y Venkatesh (1983) establecieron que la erosion libre de solidos soélo
puede ocurrir en altas velocidades de flujo. Debido a que a altas velocidades se
generan grandes caidas de presion, es poco probable que se presente una erosion
de este tipo en sistemas de flujo bien disenados. Los mismos autores
establecieron que la velocidad limite para evadir una erosién por impactos de
gotas puede representarse con la Ec. (1):

V=— Ec. (1)

Donde:

V = Velocidad maxima aceptable (ft/s).

p = Densidad del liquido (Ib/ft3?).

2.2.3.5 Cavitacion

El efecto de cavitacion puede ser bastante danino para tuberias y otros
componentes dentro del sistema. Cuando el liquido pasa a través de una
restriccion, es probable que se generen areas de baja presion. Si la presion se
reduce por debajo de la presion de vapor del liquido, se empezaran a formar
burbujas que pueden colapsar y generar ondas de choque con suficiente
amplitud para causar un dano a la tuberia. Este fenomeno es raro en los
sistemas de produccién de aceite y gas, ya que generalmente la presion en el
sistema es mucho mas alta que la presion de vaporizacion del liquido. Algunas
veces, se encuentra evidencia de cavitacion en valvulas de control e impulsores y
es poco probable que se presente en otros componentes.

84



Aspectos mecanicos

Asi como la erosion causada por gotas, se tiene poco conocimiento de este tipo.
Bajo condiciones normales de operacion, es poco probable que ocurra una
erosion por cavitacion en codos a menos que se produzca inmediatamente
corriente abajo de una gran restriccion de flujo (por ejemplo, un estrangulador).

2.2.4 Métodos de prevencion y remediacion de la erosion

A pesar de la poca informacion que se tiene en la literatura sobre el estudio de la
erosion, se han desarrollado varios métodos para su manejo y control. Un aspecto
importante es establecer la severidad del problema y por consiguiente el esfuerzo
requerido para evitar fallas.

2.2.4.1 Técnicas para el manejo de la erosion

Existe una variedad de técnicas que pueden implementarse para evitar la erosion,
entre las que pueden mencionarse:

i Reduccion del gasto de produccion. Al reducir el gasto de produccion se
minimiza tanto la tasa de produccién de arena como la velocidad del flujo a
través de la tuberia. Sin embargo, esto impacta la rentabilidad de los
proyectos.

ii Diseno del sistema de produccion. El diseno del sistema de tuberias debe
realizarse de tal forma que se mantengan velocidades de flujo aceptables y que

se eviten en lo posible cambios bruscos en la direccion en que viajan los
fluidos y las particulas suspendidas en ellos.

iii Empacamientos de grava en el fondo de los pozos. La entrada de arenas
(mayores de 100 micras) a los pozos desde formaciones no consolidadas,

puede detenerse o reducirse con el uso de filtros y empaques de grava.. Sin
embargo, una de las principales desventajas de este método es el decremento
de la produccion debido a la restriccion al flujo tanto de los fluidos como de
sélidos que generan dichos empaques en la vecindad del pozo. En los ultimos
anos se han desarrollado empaques de grava de alta conductividad para
reducir la produccion de arena sin que afecte significativamente la afluencia
de hidrocarburos al pozo.
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iv Separacion de la arena. Con el objetivo de mantener seguras las redes de
recoleccion y exportacion, la separacion de la arena en la superficie puede
lograrse con el uso de sistemas desarenadores. Sin embargo, su uso es poco
recomendado en sistemas de aguas profundas debido al espacio que ocupan
en las instalaciones superficiales.

2.2.4.2 Estimacion y medicion de la producciéon de arena

Los sistemas de monitoreo para la produccion de arena son usados comunmente
cuando se sospecha que existen problemas de erosion dentro del sistema. No
obstante, existe una gran discusion sobre su efectividad en el campo, lo cual
puede deberse a las limitaciones de la tecnologia actual o su operacion incorrecta.

La mayoria de los dispositivos de monitoreo estan disenados para emplearse al
nivel del cabezal y s6lo algunos mas modernos son aplicados para el registro de la
erosion en el fondo del pozo. A continuacion se presentan dos de los tipos de
dispositivos mas comunes para medir la produccion de arena.

i Sonda de insercion. Consiste de un elemento fabricado a base de acero
inoxidable. A medida que la arena choca con la sonda, se crean agujeros
dentro del elemento, por lo que no puede proporcionar ningun tipo de
indicacion sobre la tasa de erosion, sino s6lo da aviso de que se ha suscitado
alguna falla debido al choque de particulas contra el mismo.

Otros tipos incluyen el uso cristales con sensibilidad actstica que generan un
pulso eléctrico cuando parte de la sonda es golpeada por particulas, asi como
sondas que procesan la resistencia eléctrica de los materiales erosionados que
calculan la tasa de erosion.

ii Sonda Clamp-on. Estos dispositivos detectan las ondas acusticas
originadas por el impacto de las particulas en la pared de la tuberia. Son
colocados en la parte externa de la misma y cominmente por arriba de un
codo. Estas sondas de tipo ultrasonicas, pueden distinguir entre el ruido que
es generado por la arena y el que es generado por el flujo. Los monitores

acusticos pueden detectar particulas de hasta aproximadamente 12 micras de
tamano.

En la actualidad, existe software que predice las tasas de erosion en un
sistema utilizando la informacién del monitoreo continuo. La sensibilidad de
la informacion continua en pozos de gas seco y de aceite comunmente esta
entre +/-0.1 kg/dia y +/-0.1 kg/100 m3, respectivamente. La calibracion
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correcta de los dispositivos es elemental, la cual puede ser realizada in situ a
través de medicion volumétrica en tiempo real de la tasa de erosion.

2.2.4.3 Métodos de prediccion de erosion por arena

Los modelos actuales mas sofisticados utilizados para predecir la tasa de erosiéon
por particulas solidas, consideran el proceso en tres etapas. Inicialmente se
modela el flujo que transporta las particulas en zonas donde puede existir un
posible problema de erosion. Esta prediccion es aplicada para inferir las fuerzas
de arrastre que ejerce el fluido en las particulas y consecuentemente calcular su
trayectoria. Cuando ciertas particulas individuales impactan contra una
superficie, el dafio es calculado usando un modelo ya sea tedrico o empirico
establecido especificamente para analizar los materiales empleados. El impacto
promedio de un gran numero de particulas puede ser considerado para predecir
la distribucion y profundidad del dano ocasionado por la erosion en una
superficie. Mediante herramientas de dinamica de fluidos computacional (CFD),
es posible modelar el flujo de los fluidos y la trayectoria de las particulas en
geometrias complejas (Figura 2.3).

Figura 2.3 - Modelado del impacto de particulas por medio de CFD (Linh Le,
Chevron, 2012).
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2.3 Corrosion

La corrosion constituye uno de los problemas mas comunes en el transporte y
produccion de hidrocarburos en tuberias. Se define como el deterioro de
materiales, mas comunmente de un metal, debido a la interaccion quimica con su
entorno (Mokhatab et al, 2006). La corrosion en un sistema de produccion es un
fenomeno sumamente complejo que involucra la quimica de los fluidos
producidos, la metalurgia del material de las tuberias y la hidraulica del flujo
multifasico.

Durante su proceso de manufactura, los metales almacenan una gran cantidad
de energia adicional a la de su estado natural (ver Figura 2.4), por lo que se
vuelven inestables en ambientes acuosos (Cramer et al. 1987). En ciertas
condiciones quimicas, los metales pueden regresar a su estado
termodinamicamente mas estable o de “baja energia”, lo que se interpreta como
un proceso de corrosion. Cada metal tiene una cantidad de energia diferente
almacenada y por lo tanto una tendencia a la corrosion especifica.

A0
Energia incorporada durante
la refinacion de metales

J

Mineral de hierro (oxidos) Metal o aleacion refinada
y productos de corrosion

Energia liberada por la corrosion

Figura 2.4 - Ciclo de evolucion de la corrosion en metales manufacturados
(Oilfield Review, 2014).
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2.3.1 Problematica

Debido a que generalmente existe una fase acuosa dentro del flujo de
hidrocarburos, las tuberias y demas elementos metalicos del sistema como
valvulas e impulsores, permanecen en frecuente contacto con el agua, lo que
genera un proceso continuo de corrosion.

La corrosion puede afectar la integridad mecanica de los pozos tanto de aceite
como de gas, asi como de los ductos, cabezales y demas equipos en superficie
para el transporte y proceso de los fluidos producidos. Reduce el espesor de las
paredes de las tuberias, y ocasiona una pérdida de la resistencia y ductilidad del
acero que los compone.

La falta de control y mitigacion de la corrosion incide en la rentabilidad de los
sistemas de produccion debido a que los operadores se ven forzados a
implementar métodos de remediacion potencialmente costosos y extensivos.

En el peor de los escenarios, la corrosion de los ductos puede derivar en fugas y
derrames de hidrocarburos que ponen en riesgo la seguridad del personal y
generan danos al medio ambiente, sin mencionar las cuantiosas pérdidas
economicas subsecuentes.

2.3.2 Mecanismos y tipos de corrosion

Por lo regular, los metales usados en los sistemas de produccion de
hidrocarburos no son homogéneos, por lo que las diferencias de potencial entre
los mismos constituyen una de las causas principales de corrosion.

Cuando una pieza de metal de composicion heterogénea entra en contacto con un
fluido conductor como el agua, parte de la superficie del metal se corroera debido
a la diferencia de potencial entre los diferentes materiales que la componen. La
tendencia que tiene el agua a corroer un elemento depende de los siguientes
factores:

» Concentraciones de CO, y HoS
Temperatura

Presion

Metalurgia de los materiales

YV YV VY

Adicionalmente, el aumento de velocidad del flujo tiende a reducir el grosor de las
peliculas protectoras sobre la pared de la tuberia tanto de incrustaciones de
carbonatos de hierro o inhibidores, limitando su habilidad para retrasar la
corrosion.
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Por otra parte, se sabe que es mas probable tener efectos de corrosion en zonas
donde se suscite un bacheo comparado con aquellas que tengan un flujo
estratificado (de Waard, 1995).

En pozos de gas, es posible que se presente una condensacion del vapor de agua
si la temperatura cae por debajo del punto de rocio, lo que formara gotas de agua
en la pared de la tuberia. Por lo general, tanto el agua de formacion como los
gases naturales producidos contienen porciones de CO, y H»,S. Adicionalmente,
su pH promedio es menor a 4. Si se presenta una constante condensacion de
agua acida, esto conllevara a la creacion de un ambiente muy corrosivo.

Los mecanismos de corrosion pueden agruparse en:

» Electroquimicos

» Quimicos
» Microbiologicos
» Mecanicos
» Térmicos
2.3.2.1 Corrosion electroquimica

i Corrosion galvanica. Este tipo de corrosion sigue el principio de una celda de
corrosion. Se produce cuando dos metales diferentes se encuentran en un
medio conductor llamado electrolito y son unidos a través de un conductor.
Esta condicién provoca que se desarrolle una diferencia de potencial entre
ellos (ver Figura 2.5). Aquel que tenga una mayor tendencia a la corrosion se
volvera anoddico y el otro catédico. El anodo pierde iones de metal para
balancear el flujo de electrones, por lo que se corroera mas rapidamente de lo
que lo haria solo, mientras que la corrosion del catodo se volvera mas lenta.
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Figura 2.5 - Esquema de una celda de corrosion (Oilfield Review, 1994).

Corrosion por grietas (crevice corrosion): la mayoria del metal que se pierde
en las tuberias de produccion se debe a la corrosion por grietas. La misma se
encuentra casi exclusivamente en sistemas que contienen oxigeno y puede
intensificarse en presencia de cloruro. En las grietas, el metal esta en contacto
con un electrolito pero no tiene contacto inmediato con el oxigeno.

Al principio de la reaccion, el metal se convierte en el anodo y el oxigeno funge
como catodo en forma de iones de hidroxilo. Inicialmente, esta forma de
corrosion es uniforme en toda el area, incluyendo las grietas. A medida que la
corrosion avanza, los iones de metal se disuelven como anodos dentro de las
grietas, lo que produce un exceso de cargas positivas en la solucion.

Corrosion por picadura (pitting). Es otra forma de corrosion por grietas,
donde pequenos rasgunos, defectos o impurezas pueden iniciar un proceso de
corrosion (ver Figura 2.6). De igual forma, se presentara una acumulacion de
cargas positivas en pequenos huecos sobre la superficie del metal. Los iones
de cloro que migran a partir de una solucion salina hacia las grietas, junto
con la formacion de iones de hidrogeno, actian como catalizadores causando
mas disolucion de metal.
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Figura 2.6 - Corrosion por picadura (Papoola, 2013).

2.3.2.1 Corrosion Quimica

92

i Corrosion a causa de acido sulfhidrico (H2S). El deterioro del metal
debido al contacto con acido sulfhidrico es llamado corrosion amarga. Cuando
el gas sulfhidrico se disuelve en agua se convierte en un acido débil, por lo
que es una fuente potencial de iones de hidréogeno y un agente corrosivo. Los
efectos del HsoS se incrementan en pozos profundos, debido a la reduccion del
pH con la profundidad (Brondel et al. 1994). Los productos de esta corrosion
son los sulfuros de hierro (FeS,) e hidrégeno. La Figura 2.7 muestra el
diagrama de una tuberia de produccion bajo los efectos de la corrosiéon
amarga. La ecuacion general para este tipo de corrosion se muestra a
continuacion:

H,S + Fe + H,0 — FeS, + 2H + H,0
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Figura 2.7 - Tuberia de produccion bajo los efectos de la corrosion amarga
(Papoola, 2013).

ii Corrosion a causa de diéxido de carbono (CO:z). Por muchos anos, el CO>
ha sido uno de los principales y mas reconocidos agentes corrosivos en los
sistemas de produccion de aceite y gas. No obstante, el CO> por si solo no es
corrosivo a las temperaturas encontradas en los sistemas de produccion, pero
cuando es disuelto en una fase acuosa puede promover una reacciéon
electroquimica entre el acero y la fase acuosa en contacto.

Al mezclarse el CO2 con el agua, formara acido carboénico, lo que a su vez
acidificara el fluido en cuestion. La corrosion por CO: es influenciada
principalmente por la temperatura, el incremento en el valor del pH, y la
condicion de flujo.

Se han postulado diversos mecanismos para el proceso de corrosion por COo,
aunque la mayoria involucran la formacion de iones de acido carboénico o
bicarbonato en la disolucion del CO. dentro el agua. A continuacion se
muestra la reacciéon quimica mas conocida y postulada por Waard et al.,
(1995).

€O, + H,0 + Fe > FeCOs + H,
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iii Salmueras concentradas. Algunas veces; se utilizan salmueras con
cationes de calcio, zinc y con menor frecuencia de magnesio, para igualar las
presiones de formacion durante varias operaciones en la produccion. Sin
embargo, las mismas pueden ser corrosivas por el oxigeno disuelto, el aire
arrastrado en superficie durante la operacion y/o por la acidez generada a
través de la hidrolisis de iones metalicos.

2.3.2.4 Corrosion por actividad microbiolégica

Este tipo de corrosion esta asociado a la generacion de H,S, CO: y acidos
organicos, debido a la actividad bacteriana; de éstas, las bacterias sulfato-
reductoras (SRB) son las mas importantes.

Lazar et al. (1985) encontraron varias especies de microbios en aguas de
formacion entre las que se incluyen Bacillus, Pseudomonas, Micrococcus,
Mycobacterium, Clostridium y Escercichia. Las bacterias como la Achromobacter,
Flavobacterium y Desulfuricans se adhieren unas a otras formando una gran
masa, debajo de la cual pueden metabolizar iones de sulfato (ver Figura 2.8) lo
que produce y anade acido sulfhidrico a un sistema previamente libre de H.S. La
corrosion inducida microbiologicamente (MIC, por sus siglas en inglés) es
reconocida por la formaciéon de monticulos o nodulos viscosos negros sobre la
superficie de las tuberias, asi como las picaduras que aparecen por debajo de
estos depésitos.

Soldadura

Bacterias sulfato-
reductoras

‘Sustrato de metal

Corrosion inducida
microbiolégicamente (MIC)

Figura 2.8 - Corrosion bacteriana (Modificada de Oildfield Review, 2007).
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2.3.2.5 Efectos mecanicos

i Cavitacion. La cavitacion ocurre cuando se forman y colapsan
repetidamente burbujas de vapor en una superficie metalica. Las fuerzas
asociadas al colapso de las burbujas pueden danar cualquier pelicula de
proteccion, lo que conlleva a un aumento en la corrosion local. La cavitacion
también puede causar danos mecanicos a los elementos del sistema, como a
los impulsores de una bomba.

ii Erosion-Corrosion. La erosion puede presentarse en conjunto con la
corrosion y producir un efecto mas adverso de lo que lo harian
individualmente. Esto se debe a que las incrustaciones de carbonato de hierro
y/o las capas de inhibidores que retrasan el proceso de corrosion, son menos
resistentes que el acero, y por lo tanto tienden a ser removidas por la erosion,
permitiendo que la corrosion se acelere.

2.3.2.6 Efectos térmicos

La mayor probabilidad de tener corrosion dentro del sistema de produccion es en
zonas donde se tengan temperaturas en el rango de 0 a 60 °C. Por arriba de los
60°C, es posible que la superficie de los elementos metalicos esté protegida por la
formacion de incrustaciones de carbonato de hierro.

Debido a lo anterior, es importante determinar los perfiles de temperatura a lo
largo de la tuberia en la etapa de disefnio y utilizar secciones de acero especial o
tuberias revestidas en las zonas que presenten una mayor tendencia a la
corrosion.

2.3.3 Control de la corrosion

Actualmente existen algunos métodos disponibles para el control de la corrosion
tanto para pozos terrestres como marinos, entre los cuales se encuentran:

» Uso de aleaciones resistentes a la corrosion (CRA, por sus siglas en
inglés)

» Inyeccion de inhibidores de corrosion

Proteccion catédica

» Recubrimientos protectores

A\
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2.3.3.1 Uso de aleaciones resistentes a la corrosion (CRA)

Frecuentemente, el acero CRA ha reemplazado el acero al carbono para
contrarrestar los problemas de corrosion, aunque por lo regular suele ser mas
costoso; por lo tanto, la decision de aplicar este material dependera de las
consideraciones economicas del proyecto.

Generalmente, en los sistemas costa afuera se utilizan los CRA en arboles
submarinos, jumpers y manifolds. Por otra parte, las tuberias son fabricadas de
acero al carbono y protegidas por medio de inhibidores de corrosion.

2.3.3.2 Inhibidores de corrosion

En ambientes altamente corrosivos, los elementos de acero pueden ser protegidos
por la accién de algunos productos quimicos inhibidores de corrosion. Estos
productos se inyectan con el objetivo de formar una pelicula protectora sobre las
paredes de las tuberias. Sus compuestos activos consisten de cadenas largas de
moléculas organicas y algunas veces organofosfanatos, mezclados con solventes y
surfactantes.

Entre los factores que influyen en la seleccion de los inhibidores se encuentran la
toxicidad, el impacto ambiental, la disponibilidad y el costo. Dentro de los mas
efectivos en ambientes acidos y de alta temperatura se encuentran los alcoholes
de acetileno y las sales de amonio cuaternario.

Durante la produccion, los inhibidores pueden ser inyectados a través de un tubo
capilar por fuera de las tuberias de produccion (ver Figura 2.9) y formar una
capa protectora sobre la pared del pozo y las lineas de produccion, lo que evitara
su contacto con el agua.

Para que los inhibidores puedan ser distribuidos uniformemente en la pared de la
tuberia, los fluidos deben mantener una velocidad de flujo adecuada. Si la
velocidad de flujo es demasiado baja, el inhibidor puede que no alcance la parte
superior de la tuberia y sélo formara una pelicula protectora alrededor de la parte
inferior.

En tuberias lo suficientemente lisas, la eficiencia de los inhibidores de corrosion
llega a estar entre el 85-95%, aunque puede reducirse si los esfuerzos de corte
aumentan drasticamente en partes donde existan valvulas, estranguladores,
codos y cordones de soldadura. Estas geometrias irregulares causan la
separacion del flujo y aumentan la turbulencia en el mismo.

Como comentario adicional, pueden mencionarse que el glicol y el metanol
utilizados como inhibidores para la formacion de hidratos en los sistemas de gas
y condensado, también tienen un efecto favorable para reducir la tendencia a la
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corrosion (Strommen, 2002). Esto se debe principalmente a que dichos
inhibidores absorben el agua libre y logran que la fase acuosa se vuelva menos
corrosiva.

Cabeza del pozo

E\“ /:l Tuberia capilar para

la inyeccion de
inhibidor

Abrazadera

Tuberia
de
produccion

Mandril de
bolsillo

Empacador

Figura 2.9 - Tubo capilar utilizado para la inyeccion de inhibidores
(Modificada de Oilfield Review, 2007).

2.3.3.3 Proteccion catddica

El sistema de proteccion catédica en ductos es aplicado hoy en dia para prevenir
tanto la corrosion por oxigeno como la relacionada con la actividad microbiana.

La primera aplicacion de la proteccion catodica data del ano 1824 por Sir
Humphrey Davy, mucho antes que se estableciera su fundamento teorico. La
proteccion catodica minimiza la diferencia de potencial al aplicar una corriente a
un elemento anoddico y la estructura que sera protegida. Normalmente esta
técnica es utilizada en conjunto con recubrimientos en el tubular y se considera
como una técnica secundaria de control.
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Existen dos métodos para aplicar la proteccion catodica:

e Proteccion catodica a través de anodos galvanicos o de sacrificio (SACP,
por sus siglas en inglés)

e Proteccion catodica por corriente impresa (ICCP)

La principal diferencia entre ambas, es que la ICCP utiliza una fuente externa de
energia con anodos inertes, ya sea un rectificador, paneles solares o generadores
termoeléctricos, mientras que el SACP usa la diferencia de potencial natural que
se genera entre los diferentes elementos metalicos para proveer la proteccion.

Por lo regular, los anodos galvanicos utilizados en la proteccion catodica estan
fabricados con aleaciones de magnesio, zinc o aluminio y son mucho mas activos
al contacto con el agua de mar que la tuberias de acero.

En una instalacion tipica de proteccion catodica ICCP (Figura 2.10), los anodos
son enterrados bajo tierra en un agujero lleno de material conductor para
asegurar la continuidad eléctrica entre los anodos a través de la tierra y hacia la
tuberia. El circuito es completado mediante la conexion de un cable que pasa a
través de un rectificador y va hacia la tuberia. El rectificador garantiza que el
sistema de proteccién catédica no se revierta, causando la corrosion de las
tuberias de produccion.
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Figura 2.10 - Arreglo tipico de proteccion catédica ICCP (Modificada de
Oilfield Review, 2007).

2.3.3.4 Uso de recubrimientos protectores

El uso de capas protectoras sobre la superficie de las tuberias evita el contacto
directo con los fluidos producidos e incrementa la vida de los materiales y el
equipo. Dichas capas pueden ser ya sea de pintura o un material de
revestimiento, entre los que se incluyen aleaciones metalicas y algunos materiales
no metalicos como la fibra de vidrio, epoxi y caucho usados regularmente en
otros elementos como los separadores y tanques de almacenamiento.

Los sistemas de recubrimiento externo anticorrosivos mas usados en la
actualidad estan fabricados a base de epoxi consolidado por fusion (FBE, por sus
siglas en inglés) y una poliolefina de tres capas (3LPO) (Papoola, 2013).
Adicionalmente, estos recubrimientos permiten el aislamiento térmico para
aplicaciones en pozos de aguas profundas y altas temperaturas.
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2.3.4 Monitoreo e inspeccion de la corrosion

Las técnicas de monitoreo de corrosion proveen medidas de la tendencia de
corrosion/pérdida de metal en los sistemas de produccion a través del uso de
sondas mecanicas, eléctricas o electroquimicas.

Uno de los métodos de inspeccion es llevar a cabo medidas periodicas del grosor
de la tuberia en lugares donde puede suscitarse en mayor medida un efecto
corrosivo. Adicionalmente, la corrosion es monitoreada al colocar sondas
electronicas dentro de las tuberias y medir el cambio de su resistencia eléctrica.

Entre los dispositivos empleados para detectar y monitorear la corrosion se
encuentran los siguientes:

2.3.4.1 Caliper. Son herramientas utilizadas para medir el diametro interno
de las tuberias, capaces de detectar pequenos agujeros que se hayan generado a
causa de un efecto erosivo o corrosivo (ver Figura 2.11).

Figura 2.11 Herramienta caliper utilizada para la medicion del diametro de
tuberia (Abdallah, 2014).
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2.3.4.2 Dispositivos eléctricos. Estas herramientas utilizan una serie de
electrodos para tomar mediciones estacionarias de diferencias de potencial y
resistencia de las tuberias. Con base en estas mediciones, se calcula la corriente
eléctrica en la tuberia, la densidad radial de corriente y la tasa de corrosion a
diferentes profundidades.

2.3.4.3 Dispositivos electromagnéticos. Son utilizados para detectar la
corrosion a gran escala. Poseen una bobina que genera un campo magnético
alterno que induce corrientes de Foucault en la tuberia. Estas corrientes
producen un segundo campo magnético que interfiere con el primero causando
un desplazamiento de fase que es detectado por una bobina receptora. El
desplazamiento es proporcional al grosor de la tuberia. El monitoreo peridédico
con este tipo de herramientas puede proporcionar la tasa de corrosion general
dentro del mismo.

2.3.4.4 Dispositivos ultrasénicos. Utilizan pulsos ultrasénicos que se
reflejan y resuenan dentro de la pared de la tuberia. El tiempo de transito del
primer eco recibido proporciona el radio interno de la tuberia. El analisis de
frecuencia de la porcion resonante de la senal provee el grosor de la tuberia. A
partir de esta informacion, puede calcularse la pérdida de metal.

2.3.5 Modelos predictivos de corrosion

En general, los modelos predictivos de corrosion existentes estan basados en
datos experimentales de laboratorio y de campo. Tienen como objetivo estimar las
tasas de corrosion a lo largo de todo el sistema de produccion, y facilitar las
decisiones de prevencion y remediacion, tales como la identificacion del punto de
inyeccion de inhibidores, la seleccion de tuberias CRA y el diseio de
recubrimientos especiales anti corrosivos, entre otras. Algunos de los parametros
utilizados para calcular las tasas de corrosiéon son:

» Porcentajes totales de CO
Relaciones de COy/H.S
Temperatura

pH

Velocidad y regimenes de flujo

YV V V V
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Actualmente existe una gran variedad de modelos para predecir la corrosion en
los sistemas de produccion. A continuacion se enlistan algunos modelos
evaluados por el Institute for Energy Technology:

» Norsok (Statoil, Saga, Hudro)
De Waard (Shell)

Cassandra (BP)

Corplus (Total)

Multicorp (Universidad de Ohio)
Tulsa (Universidad de Tulsa)

YV V VYV

El modelo Norsok es del tipo empirico y fue desarrollado por las compafias
noruegas Statoil, Norsk Hydro y Saga Petroleum. El modelo esta ajustado a una
gran variedad de datos de laboratorio, enfocandose principalmente en el efecto de
las peliculas protectoras de corrosion a valores de temperatura y pH mas altos
que otros modelos, ya que se ajusta a temperaturas de hasta 150°C.

El modelo de corrosion por CO, desarrollado por de Waard junto con otros
colaboradores ha sido utilizado ampliamente por muchos afios. Se basa en
resultados experimentales de laboratorio, y ha sido revisado en repetidas
ocasiones para incorporar el efecto de otros parametros.

Cassandra es un modelo empirico implementado por British Petroleum (BP),
basado en el modelo de de Waard, asi como en la experiencia de BP al usarlo.
Una caracteristica importante del modelo es que el efecto de las capas protectoras
a altas temperaturas toma menos relevancia que el modelo original.

Corplus es de igual forma-un modelo empirico desarrollado por Total, y se basa
en un detallado analisis quimico del agua producida, incluyendo los efectos del
COa,, los porcentajes de calcio y otra gran cantidad de datos de campo.

La Universidad de Tulsa desarrollé un modelo mecanistico de corrosion por CO;
para condiciones de flujo monofasico en tuberias. Toma en cuenta un analisis
detallado de la cinética de las reacciones electroquimicas y de los efectos de la
corrosion y la erosion.
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Capitulo 3 - Aspectos Hidrodinamicos

3.1 Introduccion

En capitulos previos se abordaron las problematicas relacionadas a los aspectos
termodinamicos y mecanicos del aseguramiento del flujo. Aun cuando las
problematicas mas recurrentes son las concernientes a la formacion de depositos
organicos e inorganicos, y a la corrosion, existen otras no menos importantes que
se originan bajo determinadas condiciones de operacion por la hidrodinamica del
flujo multifasico y por eventos transitorios.

La inestabilidad hidrodinamica puede generarse en cualquier parte del sistema de
produccion, y se caracteriza por oscilaciones de gran amplitud en todos los
parametros del flujo. En general, para que se presente deben existir condiciones
propicias para la acumulacion y descarga de gas en algin punto del sistema, sea
en el yacimiento, pozo o ductos. En el caso de los pozos productores de aceite y
gas, la inestabilidad del flujo es referida como “cabeceo”, y depende del disefio y
geometria del pozo, los gastos de liquido y gas, y el comportamiento de afluencia
del yacimiento. Por otra parte, en los sistemas submarinos llega a suscitarse otro
tipo de inestabilidad denominada bacheo severo, la cual esta controlada
principalmente por la geometria y disenio de la infraestructura submarina Riser-
ducto, y los gastos de liquido y gas. Tanto el cabeceo como el bacheo severo son
condiciones de flujo indeseables que pueden reducir sustancialmente la
produccion, poner en riesgo la integridad mecanica del sistema y derivar en paros
operativos prolongados.

En el caso de los flujos monofasicos de liquido, el golpe de ariete es una de las
problematicas reconocidas del aseguramiento del flujo. Este fenomeno de flujo
transitorio ocurre por el cierre subito de valvulas, lo cual genera ondas de alta
presion que se propagan con la velocidad del sonido a través del sistema y ponen
en riesgo la integridad mecanica de las instalaciones.

En las siguientes secciones se abordan las problematicas referidas, se presentan
los conceptos mas importantes de cada una, se describen los mecanismos que
propician su formacion, y se presenta un resumen del estado del arte en el
analisis y solucion de las mismas, asi como las practicas mas comunes para su
remediacion.

103



Capitulo 3

3.2 Taponamiento Severo

El taponamiento severo es uno de los regimenes de flujo mas indeseables en las
instalaciones costa afuera. Ocurre en sistemas constituidos por un
oleogaseoducto horizontal o con inclinacién negativa conectado a un tubo vertical
ascendente llamado “Riser” (como se ilustra en la Figura 3.1). El taponamiento
severo genera oscilaciones de gran magnitud en todos los parametros del flujo
que pueden poner en riesgo la integridad mecanica del Riser y las instalaciones
superficiales, dificultan la operacién y control de todo el sistema, y en ocasiones
pueden derivar en paros operativos (Song & Peoples, 2003).

3.2.2 El sistema de Riser-tuberia

En los sistemas de produccién submarinos, se denomina “Riser” a la tuberia
vertical que conecta las lineas horizontales que se encuentran en el lecho marino,
con las instalaciones en la superficie. La altura de los Riser puede variar desde
unos cientos de metros hasta alcanzar cerca de 2 km, dependiendo de la
profundidad del lecho marino hasta las instalaciones en superficie. Existen
diferentes tipos de Riser que varian dependiendo de los requerimientos de diseno
del sistema integral de produccion; mas detalles pueden consultarse en la pagina
de Tenaris Tamsa en linea (http://www.tenaris.com/).

Plataforma
Mivel del mar —
Cabezal )
Lech . del pozo Linea de flujo
echo marino P
|
Fozo
Yacimiento

Figura 3.1 - Esquema de un sistema tipico de produccion costa afuera
(Modificada de Guoqing, 2013).
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3.2.3 Ciclo del taponamiento severo

El ciclo del taponamiento severo puede explicarse con base en la Figura 3.2, en
la que se diferencian las cuatro etapas siguientes:

1)

2)

3)

4)

Cuando los gastos de liquido y gas corriente arriba del Riser son
relativamente bajos, el liquido no puede fluir de forma continua hacia la
superficie, por lo que se acumula en la parte inferior de la base del Riser.
Esta etapa es llamada formacién o generacion del bacheo severo. Durante
esta etapa, casi no existe produccion de liquido ni de gas, ni se presenta
un flujo de fluidos dentro del separador.

Debido a que el bache de liquido impide la entrada de la fase gaseosa
dentro del tubular ascendente, la presion detras del tapéon se acumulara
por efecto del flujo de gas al mismo tiempo que crece la columna dentro del
Riser. Dependiendo de la relacion gas-aceite y de otros parametros como la
presion y temperatura en el sistema, el bache formado puede llegar a ser
incluso un poco mas grande que la altura del Riser mismo.

Mientras mas y mas liquido se acumule en la base, el bache eventualmente
alcanzara la parte superior del Riser y empezara a fluir fuera del mismo.
Esto eventualmente disminuira la columna de liquido y permitira la
entrada del gas acumulado corriente arriba. La diferencia de presiones
entre el separador y la del gas que se encuentra detras del bache se
incrementa, y como consecuencia el volumen remanente del tapén es
empujado corriente abajo por el gas con velocidades sensiblemente
elevadas (15 m/s) (Gazman, 2009).

Una vez que el remanente del bache y el gas son expulsados fuera del
Riser, la presion en la tuberia se reduce. El liquido que no logré llegar a la
superficie caera de regreso hacia la base del Riser y empezara a
acumularse nuevamente en la misma. Esto marca el comienzo del proximo
ciclo del bacheo severo.
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((— ((—
1) La presion del gas se mantiene 2) La presion del gas se
similar en ambos limites de la incrementa corriente arriba
fase liquida
— ‘@

~ T~

4) La mayor parte del liquido y gas
sigue su trayectoria horizontal. El
flujo es reducido y el liquido
remanente cae de regreso.

3) El gas alcanza el punto mas
bajo de la curva y expulsa hacia
arriba al liquido

Figura 3.2 - Ciclo de formacion del taponamiento severo (Modificada de
Bratland, 2013).

3.2.4 Problematica

Cuando se presentan ciclos de taponamiento severo puede haber periodos sin
produccion, seguido de altos flujos de gas y liquido, lo que conlleva a tener altas
presiones y fluctuaciones del flujo que a menudo provocan fallas en los elementos
de proceso como los separadores, ponen en riesgo la integridad mecanica del
sistema y reducen la capacidad de produccion general del campo (Jansen, 1996).

Adicionalmente, una vez que surgen fallas en los equipos superficiales, todo el
sistema de producciéon submarino, incluyendo los arboles y lineas de produccion,
tiene que entrar en un periodo de paro operativo.
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3.2.5 Remediacion y eliminacion del taponamiento severo

Actualmente existen algunos métodos para remediar de forma efectiva los
problemas del taponamiento severo.

i Batimetria favorable de la tuberia. Si la geometria de las tuberias puede ser
disennada de tal forma que exista un minimo de crestas y valles a lo largo del
lecho marino y no exista depresion en la base del Riser, la formacion de
liquido se vera reducida y el flujo en general sera mas estable.

Cabe destacar que el taponamiento severo no se presentara si el ducto
submarino tiene una inclinacion positiva, de tal manera que el flujo sea
ascendente. En referencia a la Figura 3.3, existe una mayor probabilidad de
que el taponamiento severo ocurra en la tuberia A (inclinacién negativa), que
en la tuberia B (inclinacion positiva).
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-1150
~N ﬁ === = TyberiaA
—-1200 / N e 1Uberia B
-1250 S_— .
P >

-1300 = S
_1350 Ll Ll Ll Ll L )

0 2 4 6 8 10 12 14 16 18 20

Elevacion de la tuberia

Distancia a la entrada del Riser

Figura 3.3 - Perfiles de tuberia inclinada hacia arriba y hacia abajo
(Modificada de Boyun, 2005).

ii Bombeo neumatico. El bombeo neumatico puede implementarse en la base
del Riser para mitigar los problemas de taponamiento, al modificar el patréon
de flujo y reducir la carga hidrostatica. Conforme se incremente el gasto de
inyeccion de gas, los tapones seran mas pequenos que aquellos formados en el
taponamiento severo. A gastos altos de gas, el riesgo de tener problemas por
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bacheo severo disminuira significativamente, e incluso puede eliminarse por
completo si el patron de flujo cambia a anular. En un caso de estudio en el
Artico, Papusha et al. (2010) reportaron un flujo completamente estable
después de haber inyectado gas en la base de un Riser a un gasto de 9 [kg/s].

iii Estrangulamiento en superficie. Es posible mitigar el taponamiento severo
con el incremento de presion al estrangular el flujo en la parte superior del
Riser (Schmidt et al., 1985). Con el incremento de presion, el gas se vuelve
menos compresible. Asi, cuando el tapon de liquido formado en la base del
Riser bloquea el flujo de gas, la presion de la fase gaseosa detras del tapon se
incrementara mas rapido y le sera posible empujarlo en un menor tiempo. De
esta forma, la acumulacion de liquido se realizara en mas rapido y los tapones
seran consecutivamente mas pequenos, lo que minimizara el problema del
bacheo severo. Sin embargo, el estrangulamiento continuo de la linea puede
incrementar la contrapresion y reducir en general la produccion de
hidrocarburos.

iv Separaciéon submarina. Song and Kouba (2000) realizaron estudios en la
eliminacion del taponamiento severo utilizando la separaciéon submarina.
Como se menciono anteriormente, la condicion favorable para que se produzca
un taponamiento severo es que tanto el gas como el liquido fluyan
simultaneamente a través de un Riser a bajas velocidades. En la practica,
resulta muy dificil cambiar las velocidades de los fluidos que son controladas
por los gastos de producciéon y el tamafio de las tuberias. No obstante, es
posible separar el liquido del gas, y dejar que fluyan a través de diferentes
lineas o Risers, y con esto minimizar la formacion de tapones. La separacion
en el fondo marino se ha convertido en uno de los métodos que pueden evitar
los problemas de taponamiento severo asociados a los sistemas de produccion
especialmente en aguas profundas.

3.2.6 Estado del arte

Se han desarrollado una variedad de modelos estaticos y dinamicos para predecir
la ocurrencia del bacheo severo en los sistemas de Riser-tuberia. Dichos modelos
son desarrollados para responder algunas incognitas basicas asociadas a este
fenémeno, tales como:

e (A qué condiciones ocurre el bacheo severo?

e (Cual sera el tamano de los baches y la frecuencia con la que se
presenten?
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A partir de una revision de la literatura disponible, en la tabla 3.1 se indican
algunos de los principales modelos para predecir el bacheo severo en lineas de

produccion.

Tabla 3.1 - Lista de algunos modelos para predecir el bacheo severo.

Autor(es) Caracteristicas Parametros relevantes
Goldzberg and McKee | Analisis de la expulsion | Angulo de inclinacién
(1987) del liquido fuera del Riser | Area de flujo transversal
tanto del liquido como del
Basada en la ecuacion de | gas
Bernoulli Relacion entre areas de
flujo
Bge (1981) Basado en la tasa de | Presion hidrostatica

acumulacion de presion
de carga en la base del
Riser contra la tasa de
incremento en la presion

Presion en la tuberia
Tiempo

del gas
Pots et al (1987) Similar al criterio de Bee | Compresibilidad del gas
No considera las | Peso molecular del gas

transferencias de masa
entre la fase liquida y
gaseosa

Riser siempre vertical y
no existe caida de liquido
remanente

Gasto masico de gas y
liquido

Taitel (1986)

Toma en cuenta la etapa
de reventéon de liquido y
la fuerza neta a través del

Fuerza neta sobre Ila
columna del Riser,
considerando la presion

Riser durante dicha | del separador superficial

etapa. y la altura del Riser
Altura de la burbuja de
gas que penetra dentro
del Riser

Schimdt et al. (1980) Balances de masa y | Velocidad del gas

presion en el sistema | Altura del bache

Riser-tuberia Areas ocupadas tanto por

Tiene el objetivo de | elliquido como el gas

predecir el tiempo de | Densidades del liquido y

formacion y longitud del
bache

gas
Angulo de inclinacion
Diametro de la tuberia
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3.3 Inestabilidad de flujo en pozos

3.3.1 Introduccion

En general, un sistema fisico se considera inestable si no es capaz de regresar a
su estado de equilibrio inicial luego de experimentar una perturbacion. En el
caso de algunos pozos, el flujo puede ser inestable bajo ciertas condiciones de
operacion; dicha inestabilidad, frecuentemente referida como “cabeceo”, se
caracteriza por las grandes variaciones (ciclicas o caodticas) que presentan los
parametros del flujo, siendo las de presion y gasto en la superficie las mas
evidentes (Guerrero, 2004).

A menudo, la inestabilidad suele confundirse con el bacheo hidrodinamico. Sin
embargo, como refieren Avest y Oudeman (19995), el flujo bache es un patron de
flujo natural que se presenta en casi todos los pozos con alta relacion gas-liquido;
a diferencia del cabeceo, durante el flujo bache la produccion se mantiene
continua y las oscilaciones son de amplitud pequena y alta frecuencia.

Para ilustrar el comportamiento de los pozos durante el flujo inestable, en la
Figura 3.4 se muestran las variaciones tipicas de la presion en la cabeza:
oscilaciones con una amplitud mayor a 2 [kg/cm?] y una frecuencia de 3 a 5
ciclos por hora. Por otra parte, el gasto instantaneo de liquido durante el flujo
inestable puede variar dramaticamente, incluso en varios miles de barriles por
dia, como se muestra en la Figura 3.5. A menudo, los pozos que presentan esta
problematica tienen que ser cerrados, lo que repercute de manera importante en
la produccion diaria de crudo.

Figura 3.4 - Registro de la presion en la cabeza de un pozo inestable
(Guerrero, 2004).
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Figura 3.5 - Variacion del gasto de liquido en un pozo con flujo inestable
severo (Guerrero, 2004).

La inestabilidad de flujo es un tema que ha despertado mucho interés en el
ambito petrolero en anos recientes; entre otras razones y como fue mencionado
previamente, porque la produccion de los pozos que presentan este fendomeno
puede disminuir sustancialmente. Aun cuando este fenéomeno fue identificado y
reportado en la literatura desde los anos 50, es en las ultimas tres décadas que
se han realizado estudios con la finalidad de entender, caracterizar y cuantificar
los mecanismos que lo gobiernan, asi como para predecir las condiciones de
operacion estable del sistema.

Actualmente pueden distinguirse diferentes tipos de inestabilidad de flujo en los
pozos petroleros productores de aceite y gas (Guerrero, 2004), pero la mas

frecuente se presenta en los pozos que operan con bombeo neumatico continuo
(BNC).

3.3.2 Problematica

La prevencion y mitigacion del flujo inestable en los pozos ha cobrado especial

interés en anos recientes debido a los multiples problemas que ocasiona:
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Disminucion sustancial en la produccion.
Conificacion prematura del agua y/o del gas.
Cierre de pozos.

Incremento en el consumo del gas de inyeccion.
Separacion ineficiente.

Paro de compresores.

Aforos poco confiables.

Cambios de aparejos de produccion.
Represionamiento de cabezales de produccion.

Interferencia en la operacion de las valvulas instaladas en la TP.

YV V V V V V V V V V V

Produccion diferida.

Durante el flujo inestable pueden presentarse periodos prolongados de
produccion reducida, o incluso sin produccion, seguidos de picos de produccion
de gran amplitud; las oscilaciones que le caracterizan tienen un periodo de entre
10 y 20 minutos (baja frecuencia). A diferencia del caso correspondiente al flujo

bache, la afluencia del yacimiento al pozo varia con el tiempo durante el cabeceo.

3.3.3 Inestabilidad de flujo en pozos con BNC

La inestabilidad de flujo en pozos con BNC, también referida como “casing
heading”, ha sido ampliamente estudiada en las ultimas décadas. En términos
generales, esta asociada a la intermitencia de la inyeccion del gas a la tuberia de
produccion (TP) a través de la valvula operante. De esta manera, el régimen de
flujo en la valvula subsuperficial de inyeccion y la dinamica del flujo en el espacio

anular juegan un papel relevante en este tipo de inestabilidad.
Algunas de las condiciones mas importantes para que se presente el cabeceo son:

» flujo en la TP dominado por la carga hidrostatica;
» volumen del espacio anular lo suficientemente grande para que el gas
de inyeccion pueda acumularse; vy,

» flujo subsoénico a través de la valvula operante.
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3.3.4 Analisis de estabilidad de flujo

En términos generales, el analisis de la estabilidad del flujo en los pozos con BNC
se ha orientado en dos rubros: analisis lineal basado en criterios de estabilidad, y

analisis no lineal a partir de simulacion dinamica.

3.3.4.1 Criterios de estabilidad

En las ultimas décadas algunos autores han desarrollado criterios de estabilidad
a partir del analisis lineal de estabilidad del conjunto de ecuaciones que describe
el comportamiento del sistema de BNC. En general, consideran tres componentes:
el yacimiento, el pozo y el sistema de inyeccion; se establecen las ecuaciones de
cambio que describen de manera simplificada la hidrodinamica del flujo en cada
uno de estos subsistemas; se linealizan las ecuaciones resultantes y se analiza su
respuesta a perturbaciones infinitesimales; finalmente, se proponen criterios de

estabilidad. Pueden mencionarse los siguientes:

a) Criterios de estabilidad de Asheim (1988). Asheim desarrollo dos criterios de
estabilidad de flujo a partir de un modelo simplificado del sistema de
produccion. El primer criterio es formulado a partir del analisis de las
respuestas del yacimiento y del sistema de inyeccion a las perturbaciones
de la presion en la TP, a la profundidad de la valvula de BN. El segundo
criterio es planteado a partir del analisis del efecto de los ritmos de
depresionamiento del espacio anular y de la TP cuando la respuesta del

sistema de inyeccion es mas pronunciada que la del yacimiento.

b) Criterios de estabilidad de Alhanati et al., (1993). Estos autores desarrollaron
dos criterios de estabilidad mediante conceptos de la teoria de control de
sistemas dinamicos. Plantearon las ecuaciones de cambio simplificadas
para el yacimiento, el pozo y el sistema de inyeccion. Transformaron al
espacio de Laplace las ecuaciones obtenidas y, con base en el analisis de la
ecuacion caracteristica del sistema de ecuaciones resultante, desarrollaron
un criterio unificado de estabilidad; este criterio esta conformado por dos
desigualdades que se simplifican a cuatro casos particulares dependiendo

de los regimenes de flujo (s6nico o subsonico) en las valvulas de BN y
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superficial de inyeccion. Demostraron que bajo ciertas consideraciones, el

criterio unificado propuesto se reduce a los de Asheim.

¢) Modificacion de Guerrero (2004) para el primer criterio de Asheim. Mediante la
generacion de mapas de estabilidad, Fairuzov et al., (2004), compararon
las fronteras de estabilidad determinadas con los criterios de Asheim
(1988), y de Alhanti y cols. (1993), contra datos de campo de siete pozos
costa afuera de México. Determinaron que los criterios de estabilidad
referidos tendian a sobrestimar las condiciones de operacion estable. Para
reproducir las fronteras de estabilidad, Guerrero (2004) modifico el primer
criterio de Asheim al tomar en cuenta el efecto de la propagacion de las
perturbaciones de presion en la columna de fluido entre el fondo del pozo y
el punto de inyeccion; e incorporé en el criterio un modelo de afluencia

para yacimientos saturados.

3.3.4.2 Analisis no lineal

El analisis no lineal de estabilidad basado en simulaciones dinamicas permite
capturar, estudiar, cuantificar y predecir de manera mas realista los complejos
procesos transitorios que ocurren en los sistemas de BNC durante el flujo
inestable. Para tal efecto, se formulan y desarrollan modelos numéricos de flujo
multifasico transitorio en el sistema. Se realiza la simulacion de las condiciones
de operacion de interés y, a partir del analisis de la evolucién temporal de las
principales variables del flujo, se determina si el sistema es estable o no. Cuando
el flujo resulta inestable, se procede a caracterizar las oscilaciones.

Mediante la simulacion dinamica es posible estudiar diferentes alternativas de
estabilizacion antes de implementarlas en campo, estimar el tiempo que requiere
el sistema para estabilizarse, y cuantificar el efecto de la inestabilidad sobre la
produccion de liquido. Adicionalmente, resulta benéfica para el entrenamiento del
personal de campo, y constituye una herramienta valiosa para tener una idea
mas clara de los complejos procesos que ocurren durante el flujo multifasico
transitorio, y del comportamiento del sistema durante los cambios en las

condiciones de operacion.

114



Aspectos hidrodinamicos

3.3.5 Medidas de prevencion y mitigacion del cabeceo

3.3.5.1 Meétodos de prevencion

Con base en criterios de estabilidad o mediante simulacion dinamica, es posible
predecir si un pozo operara de manera estable o inestable bajo determinadas
condiciones de operacion. Esta informacion permitira prevenir posibles problemas
de cabeceo, ya sea en la etapa de disenio del sistema o antes de implementar un

cambio operativo.

En este sentido, la construccion y uso de mapas de estabilidad resulta muy util
para el analisis del sistema (Poblano, 2004; Poblano et al., 2004; Guerrero, 2004).
Estos mapas son graficas 2D en términos de variables selectas (generalmente, el
gasto de inyeccion, la presion en la cabeza y/o el gasto de liquido), que muestran
las regiones de operacion estable e inestable del sistema, asi como sus fronteras

de estabilidad y limites de operatividad (Figura 3.6).

Entre los beneficios del uso de los mapas de estabilidad, tanto para el disefo
como para la operacion de los sistemas con BNC, es que las condiciones de
operacion estable se identifican facilmente, y permiten analizar el efecto de
algunos parametros sobre la frontera de estabilidad antes de realizar cualquier

cambio en el sistema.
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Figura 3.6 - Ejemplo de un mapa de estabilidad en términos de la presion en
la cabeza contra el gasto de inyeccion (Guerrero, 2004).

3.3.5.2 Métodos de mitigacion

Por muchos afnos, el estrangulamiento de la produccion y el incremento del gasto
de gas de inyeccion han sido las medidas operativas mas empleadas en la
practica para estabilizar pozos con problemas de cabeceo. Ahora bien, con el
desarrollo de criterios de estabilidad y de la simulacién dinamica ha sido posible

identificar, entender y cuantificar éstas y otras alternativas de estabilizacion:

Incrementar el gasto de gas de BN
Estrangular el pozo
Estimular el pozo (incremento del indice de productividad)

Reducir el diametro del orificio de la valvula operante

YV V V VYV V

Disenar un espacio anular de volumen pequeno

Finalmente, es importante comentar que la investigacion, desarrollo e
implementacion de tecnologias y sistemas de control para la automatizacién de
los procesos de produccion de pozos, principalmente en instalaciones costa-

afuera, han crecido de manera significativa en los tltimos afos; estas tecnologias
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y sistemas de control constituyen una alternativa efectiva para estabilizar el flujo,

incluso en condiciones de operacion que de otra manera serian inestables.

3.4 Golpe de ariete

3.4.1 Introduccion

El golpe de ariete es un fendmeno que se origina cuando un fluido incompresible
en movimiento es forzado a detenerse o cambiar su velocidad de manera subita,
de tal manera que se forma una onda de alta presion que se propaga corriente
arriba en el sistema. Por lo regular, este fenéomeno ocurre cuando una valvula es
cerrada de forma abrupta; esto se ilustra en la Figura 3.9, donde en analogia con
el comportamiento mecanico de un resorte se observa como se forma un onda
compresiva que se desplaza en sentido contrario al flujo.

1 { syinty

Figura 3.9 - Formacion y propagacion de una onda compresiva generada por
el cierre de una valvula en una tuberia, en analogia con el comportamiento
mecanico de un resorte (Modificada de KSB Water Hammer, 2006).
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En el golpe de ariete, la amplitud de la onda de presion depende de varios
factores; dos muy importantes son: el contenido de gas libre y el tiempo en que se
realice el cierre de la valvula. Por una parte, entre mayor sea el contenido de gas
(mayor compresibilidad), menor sera la amplitud de la onda; y mientras mas lento
sea el cierre de la valvula, menor sera la amplitud.

Otros parametros de los cuales depende o que son afectados por el golpe de ariete
son:

Presion inicial en el sistema
Densidad del fluido

Velocidad del sonido en el fluido
Elasticidad del fluido y la tuberia
Cambio de velocidad en el fluido
Diametro y grosor de la tuberia
Tiempo de operacion de la valvula

YV VYV VY VY

Desde el punto de vista fisico, el golpe de ariete puede explicarse de la siguiente
manera. Durante el cierre de una valvula, la energia cinética del fluido en
movimiento se convierte en energia potencial. La elasticidad del fluido y de la
pared de la tuberia produce una onda de presion corriente arriba. Cuando dicha
onda alcanza el extremo opuesto a la valvula, la masa de fluido estara en reposo
pero con un aumento de presion significativo. El liquido comprimido y las
paredes de la tuberia empezaran a mover la masa del fluido de regreso y se
restablecera la presion estatica corriente arriba. Esta liberacion de energia
formara otra onda de presion de regreso hacia la valvula. Cuando esta onda
alcance a la valvula, la tuberia empezara a contraerse debido al momentum del
fluido. Esta contraccion es transmitida de regreso corriente arriba, lo que reduce
la presion en la tuberia por debajo de la presion estatica. Estas ondas de presion
viajaran de ida y regreso varias veces hasta que la friccion del fluido amortigie
las ondas de presion, y el sistema alcance una condiciéon de equilibrio. Aunque
varia de fluido a fluido, normalmente el golpe de ariete es un efecto que dura
entre milésimas de segundo y segundos, pero que puede tener efectos
devastadores en la integridad mecanica de las instalaciones.

3.4.2 Problematica

El efecto de golpe de ariete puede causar problemas significativos, desde
vibraciones y ruido excesivo, hasta poner en riesgo la integridad mecanica del
sistema. Si la tuberia se cierra rapidamente a la salida (o corriente abajo) la masa
del fluido que se encuentra antes del cierre seguirda en movimiento con una
velocidad determinada, lo que provocara una acumulacion de alta presion y

118



Aspectos hidrodinamicos

creara ondas de choque. Esto puede ocasionar una fuerte explosion o golpes
repetitivos (a medida que las ondas de choque viajan de ida y vuelta), lo que
podria causar la ruptura de la tuberia.

Las ondas de choque generadas por el golpe de ariete pueden ser de suficiente
magnitud para causar danos fisicos a la tuberia, los equipos y al personal. Se
sabe que el golpe de ariete puede desmontar la tuberia fuera de sus soportes y
causar rupturas en la misma.

Por otra parte, cuando se cierra una valvula corriente abajo de una tuberia, el
flujo corriente arriba de la valvula tratara de seguir fluyendo, creando un vacio
que a su vez incurre en un colapso de la tuberia o la implosién de la misma.

En el campo, las presiones tanto en la boca como en la cabeza del pozo no se
incrementan o reducen de forma suave después de haber efectuado un paro o
arranque operativo. Las fluctuaciones erraticas resultantes de presion son
comunes, especialmente en operaciones costa afuera donde se instalan
empacadores. El aumento ciclico en la presion inducido por un cambio repentino
puede desajustar los empacadores, golpear la tuberia y danar la terminacion del
pozo.

En los sistemas de produccion costa afuera, el cierre repentino de una valvula
ubicada en superficie (especialmente cerca del separador) puede generar un golpe
de ariete severo.

3.4.3 Factores que promueven el efecto de golpe de ariete

El acto de cerrar una valvula en un menor tiempo del que le toma al golpe de
ariete viajar hasta el final de la tuberia y regresar es llamado “cierre de valvula
repentino”. Dicho cierre puede relacionarse a una mala operacion o a una falla en
el sistema de control. Los cierres de valvulas bruscos cambian la velocidad
rapidamente y ocasionan un aumento en la presion. Contrariamente, al aumento
de presion resultante de una apertura de valvula repentina generalmente no es
tan significativo.

El golpe de ariete ocasionado en un sistema de produccion depende mas de la
compresibilidad de los fluidos que del gasto volumeétrico. Una compresibilidad
mas alta en los fluidos conllevara a una amplitud mas pequena en la oscilacion
de presion. En un sistema de flujo multifasico, la compresibilidad total de la
mezcla esta sujeta a la relacion gas-aceite in-situ.

El efecto volumétrico del golpe de ariete es mas importante en sistemas
incompresibles. Por otra parte, una fraccion pequenia de fluidos compresibles
(como el gas) puede reducir significativamente la problematica en cuestion.
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3.4.4 Estado del arte

En las ultimas décadas, se han realizado diversos estudios independientes para
describir y analizar los efectos del golpe de ariete. Sin embargo, en el contexto de
los sistemas de produccion petroleros no existe hasta el momento una guia
general para entender y/o solucionar por completo los efectos de este fenomeno
durante los paros operativos. Algunos de los estudios realizados se describen a
continuacion.

Joukowsky (1900) present6é una solucion analitica para estimar la amplitud de la
onda presion generada durante el golpe de ariete La ecuacion de Joukowsky
muestra la amplitud de la onda como una funciéon de la velocidad del flujo, la
densidad del fluido y la velocidad de propagaciéon de la onda. Sin embargo,
durante el arranque, asi como en los paros operativos, los cambios en la presion
del pozo son instantaneos, por lo que su modelo en régimen estacionario no es
capaz de capturar los procesos transitorios.

Ghidaoui et al. (2005) realizaron estudios sobre ecuaciones de conservacion de
masa y momento para flujos en 1D y 2D, sus soluciones numéricas, diversos
modelos de esfuerzos cortantes y de turbulencia, condiciones de frontera, y las
necesidades practicas y de investigacion futuras relativas a los golpes de ariete.

Wang et al. (2008) estudio el golpe de ariete en pozos inyectores de agua con una
prueba de campo en la que se registraron los aumentos de presion generados por
los cierres a diferentes profundidades.

Tang y Ouyang (2010), y Choi y Huang (2011), estudiaron el efecto de golpe de
ariete en aguas profundas en el disefnio de pozos de inyeccion.

Algunos simuladores de flujo multifasico transitorio, como OLGA, son usados
ampliamente para estudiar este tipo de fenomenos en ductos. La mayoria de tales
herramientas de computo tienen la capacidad para modelar el flujo multifasico en
pozos y ductos mediante la resolucion simultanea de las ecuaciones de
conservacion de materia, cantidad de movimiento y energia en régimen transitorio
(Bendiksen et al. 1991).

3.4.5 Métodos de prevencion y mitigacion del golpe de ariete

El mecanismo principal por el cual se mitigan los efectos del golpe de ariete se
basa en evitar que la energia cinética de los fluidos se convierta en energia de
deformacion elastica. A continuacion se presentan los dispositivos utilizados en
sistemas de bombeo de agua, debido a que no se cuenta con casos de estudio de
la aplicacion de estos dispositivos en sistemas de produccion de hidrocarburos,
salvo la valvula check con tobera.
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3.4.5.1 Acumuladores o camaras de aire. Son basicamente un tipo de
tanques con aire u otro gas comprimido que sirven de amortiguador para
recibir las ondas de presion cuando se presente un golpe de ariete. El tamano
de la camara debe ser lo suficientemente grande para compensar el volumen
de liquido durante los periodos de despresurizacion.

3.4.5.2 Expansores. Son tanques instalados en una tuberia de descarga y
actian como una represa que suprime las ondas de presion. Cuando la
presion en la tuberia se incrementa, el fluido entra y es almacenado en el
tanque. Durante los periodos de tiempo en que la linea se depresione, el fluido
almacenado en el tanque regresara a la linea, previniendo cambios rapidos de
velocidad.

3.4.5.3 Valvulas check con tobera (Nozzle Check Valve). Son conocidas por
eliminar tanto el golpe de ariete como posibles incrementos riesgosos en la
presion. Basicamente, son valvulas check que previenen el flujo inverso
debido a que poseen un movimiento axial del disco, de carrera corta y una
boquilla tipo Venturi (Ver Figura 3.10), que maximiza el impacto del flujo
sobre el disco y minimiza la amplitud de las ondas de presion.

Figura 3.10 - Seccion transversal de una valvula check de tobera utilizada en
tuberias de produccioén (Gobind, 2014).
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Conclusiones y recomendaciones

Conclusiones

El aseguramiento del flujo es una disciplina multidisciplinaria para el disefio y
operacion de los sistemas de produccion de petréleo y gas, orientada a
garantizar la produccion ininterrumpida de hidrocarburos, de una manera
segura y economica, durante el tiempo de vida del proyecto de explotacion.

En este trabajo escrito se presenté una vision integral de la disciplina del
aseguramiento de flujo en los sistemas de produccion de petréleo y gas, a
través de la revision bibliografica de sus principales aspectos termodinamicos,
mecanicos e hidrodinamicos, asi como de sus problematicas mas relevantes y
los métodos de analisis y medidas operativas mas comunes para prevenirlas o
remediarlas.

En cuanto a los aspectos relacionados al comportamiento termodinamico de
los fluidos, se abordaron los problemas concernientes a la precipitacion y
deposito de soélidos organicos (hidratos, asfaltenos y parafinas) e inorganicos.
Asimismo, se describieron aquellas relacionadas a la formacion de
emulsiones, y a la explotaciéon y transporte de crudos de alta viscosidad.

Aun cuando no representan una obstruccion al flujo, la erosion y corrosion
representan un riesgo para la integridad mecanica del sistema, y pueden
derivar en rupturas con consecuencias indeseables para el personal y el medio
ambiente, aunado a cuantiosas pérdidas econémicas. Ambas problematicas
fueron analizadas en el presente trabajo bajo el rubro de aspectos mecanicos
del aseguramiento del flujo.

En cuanto a los aspectos hidrodinamicos del flujo mutlifasico, se discutieron
los problemas de inestabilidad de flujo en pozos (cabeceo) y en ductos
submarinos (bacheo severo). También se revisaron los conceptos mas
relevantes referentes al golpe de ariete en tuberias que transportan fluidos
incompresibles.
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Recomendaciones

El aseguramiento de flujo es una tarea multidisciplinaria que debe ser
considerada desde la etapa de disefio de los sistemas de produccion, en la
que se requiere poner especial atencion en los disefios termo-hidraulicos y
la caracterizacion termodinamica de los fluidos.

Los ingenieros de produccion deben tener conocimientos generales sobre
los diferentes aspectos del aseguramiento de flujo, sobre todo en los
sistemas de produccion en aguas profundas, para optimizar la produccion
y reducir los problemas operativos.

Al tener buen conocimiento de los métodos y practicas empleadas para
prevenir los distintos problemas en el aseguramiento de flujo, se logra
mantener optimizado el sistema de producciéon, asi como minimizar las
intervenciones y la produccion diferida ocasionada por los tiempos de paro.

En algunos casos los tratamientos o tecnologias mas costosas para
prevenir o remedir las problematicas del aseguramiento del flujo, no
siempre resultan ser las mas rentables. Por lo tanto, el ingeniero debe
evaluar los métodos que cumplan con el mayor nimero de requerimientos
técnicos con el menor costo de inversion.

Es fundamental realizar pruebas de compatibilidad entre los diferentes
fluidos transportados, asi como con los productos quimicos inyectados,
debido a que su mezcla puede ocasionar el deposito de sélidos que impidan
el libre flujo de fluidos, o reducir la eficiencia de los tratamientos quimicos.

La implementacion de infraestructuras de produccion con aislamiento
térmico y calentamiento eléctrico pueden solucionar muchos de los
problemas relacionados a la precipitacion y deposito de sélidos organicos y
a la formacion de emulsiones. Asimismo, en algunos casos permiten
mantener o reducir la viscosidad de los crudos pesados para que su
produccion sea rentable.

La gran mayoria de los métodos y practicas operativas del aseguramiento
de flujo se han implementado generalmente para aguas profundas, sin
embargo, los mismos pueden ser extendidos para cualquier sistema que
presente problemas similares en cualquiera de los aspectos presentados en
los capitulos de esta tesis.
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Operaciones de corridas de diablos

Anexo 1 - Operaciones de corrida de diablos

A.1.1 Introduccion

El término diablo (o pig, en inglés) fue una referencia original hacia los
raspadores “Go-Devil” corridos a través de la tuberia y dirigidos por el flujo detras
de los rastrillos insertados con el propoésito de remover la cera de las paredes de
tuberia. Actualmente, los operadores en campo le atribuyen el nombre diablo a
cualquier dispositivo fabricado para pasar a través de un gaseoducto para la
limpieza y otros propésitos a fines a la produccion.

El proceso por el cual un diablo es insertado dentro de la tuberia y dirigido por
los fluidos dentro de la misma es llamado operacion de corrida de diablos (o en
inglés, pigging operation). Hoy en dia, esta practica se ha convertido en una
operacion bastante comun para la inspeccion general de los pozos y lineas de
produccion, asi como para efectuar tratamientos de remediacion distintos
problemas relacionados con el aseguramiento de flujo.

A.1.2 Aplicaciones principales de la corrida de diablos

Aunque los diablos fueron originalmente desarrollados para remover depositos
que pudieran reducir o bloquear el flujo a través de oleo gaseoductos, hoy en dia
estos dispositivos son utilizados durante todas las etapas de la vida de una
tuberia por diferentes razones.

En la etapa de construccion de un tubular, la corrida de diablos es utilizada para
remover los residuos, calibracion, limpieza y secado de las mismas. Durante las
operaciones de produccion, la corrida de diablos es aplicada en pozos de aceite
para remover todo tipo de depoésitos so6lidos y/o liquidos condensados en sistemas
de gas. Adicionalmente la corrida de diablos es ampliamente utilizada con el
proposito de inspeccionar la tuberia, obtener mediciones del grosor de la tuberia
y detectar puntos de erosiéon y corrosion.

Asimismo, esta practica es realizada con el objetivo de recubrir la pared de los
tubulares con inhibidores y proveer aislamiento de presion durante otras
operaciones de mantenimiento. La Figura A.1, muestra una porcion de depositos
siendo desplazada por un diablo.
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Figura A.1 - Corrida de diablos para remover depodsitos (Schlumberger,
2014).

A.1.3 Elementos necesarios para efectuar una corrida de
diablos

Generalmente, los diablos requieren sistemas de lanzamiento y recepcion para
introducirlos en la tuberia de produccion. Estos equipos estan instalados en los
extremos corriente arriba y abajo de la seccion de la tuberia en la que se
realizara la operacion, respectivamente. La distancia entre el lanzador y el
receptor depende del servicio que realizara el diablo, los procedimientos
operativos y los elementos montados en el mismo.

En los sistemas de produccion de hidrocarburos, la distancia entre el lanzador y
el receptor puede llegar hasta las 500 millas para diablos esféricos y 300 millas
para todos los demas tipos de diablos, dependiendo también de la cantidad de
lubricante empleado. La cantidad de arena, ceras, y otros materiales
transportados por el frente del diablo también pueden afectar la distancia
maxima.

El lanzador y el receptor consisten de un cierre o tapa de apertura rapida para el
acceso, un barril de gran tamano, un reductor, y un tubo de cuello para la
conexion a la tuberia. Los diablos pueden ser localizados a partir de sistemas de
rastreo electronico instalados dentro del mismo o a través de senalizadores fijos
a lo largo del tubular.

Una configuracion tipica de un lanzador de diablos se ilustra en la Figura A.2.
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Figura A.2 - Configuracion tipica de un lanzador de diablos para un sistema
de produccion (Modificada de Boyun, 2005).

A.1.4 Tipos de diablos

Aunque cada tuberia cuenta con caracteristicas propias que afectan el como y el
porqué se utilizara una corrida de diablos, existen tres razones basicas para
realizar este tipo de operaciones: 1) para aplicar productos quimicos; 2) para
desplazar solidos o residuos indeseables; y 3) para realizar inspecciones internas.
Dado lo anterior una de las clasificaciones mas comunes de los tipos de diablos
es la siguiente:

» Diablos de servicio (utility pigs)
» Diablos de Inspeccion (Inteligentes)
» Diablos de gel

A.1.4.1 Diablos de servicio

Los diablos de servicio pueden ser divididos en dos grupos con base en su
propoésito fundamental:

i diablos de limpieza: utilizados para remover depositos sélidos/semisoélidos
o residuos dentro de la tuberia.
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ii diablos selladores: que proveen un aislamiento ya sea para desplazar
liquidos, proveer una interfase entre dos productos diferentes dentro de la
tuberia o durante la prueba hidrostatica de tuberias en las que se llenan la
linea de agua y posteriormente realizar un drenaje.

Dentro de estos dos grupos puede hacerse una subdivision adicional para
diferenciar los diablos por su forma o tipo:
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a) Diablos esféricos: este tipo de diablos pueden ser fabricados de
composicion solida o ser inflados a su diametro 6ptimo con agua y/o glicol.
En anos pasados se han usado como diablos selladores, no obstante, en la
actualidad existen otros tipos tales como los solubles que contienen micro
cristales de productos inhibidores para la remocion de ceras o parafinas.
(Figura A.3).

Figura A.3 - Diablos esféricos (http://www.inlineservices.com/).

b) Diablos de espuma: son diablos compresibles y su densidad puede
variar de 2 a 10 [lbs/ft"3], moldados a base de espuma de poliuretano y
regularmente con forma de bala (ver Figura A.4). Asimismo, cuentan con
distintas bandas de poliuretano, carburo de silicio o materiales abrasivos
adheridos de forma permanente. Se utilizan principalmente para la
remocion de depodsitos suaves y en pozos de gas para la remocion de
condensados.
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Figura A.4 - Diablos de espuma (http://www.inlineservices.com/).

) Diablos de mandril: cuentan con un tubo o mandril como cuerpo
central al cual pueden ser montados distintas configuraciones de
raspadores, cepillos o demas componentes (Ver Figura A.5). Este tipo de
diablos puede fungir ya sea como limpiadores, selladores o una
combinacion de ambos. Los raspadores y cepillos pueden ser remplazados
para prolongar la vida tutil del diablo.

Figura A.5 - Diablo Tipo Mandril (http://www.inlineservices.com/).
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d) Diablos de molde sélido: generalmente son (ver Figura A.6)
fabricados en una sola pieza de poliuretano aunque pueden utilizarse otros
materiales como neopreno, nitrilo y otros elastomeros. Estos diablos son
considerados del tipo selladores, aunque algunos han sido ajustados con
cepillos envolventes para propositos de limpieza. Los diablos de
recubrimiento sélido son bastante efectivos para remover condensados en
lineas de gas y controlar la acumulacion de parafinas en pozos de aceite.

oy
=D =

Figura A.6 - Diablos de molde sélido (http://www.apachepipe.com/).

A.1.4.2 Diablos de Inspeccion

Las corridas de diablos de inspeccion brindan todo tipo de informacion
sobre las condiciones de la tuberia y/o su contenido. Los elementos que
constituyen estos diablos tienen el objetivo de reunir informacion que
posteriormente sera analizada ya sea por técnicos o ingenieros de
produccion para determinar y reportar las condiciones de la linea.

Entre la informacion basica que se puede obtener de estos dispositivos son
mediciones de la geometria y el diametro de la tuberia. Actualmente se han
desarrollado diablos de inspeccion “inteligentes”, los cuales pueden reunir
informacion adicional en una sola corrida y cubrir un rango mas amplio de
objetivos, tales como:
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Inspeccion fotografica

Determinacion del perfil de la tuberia
Registro de la temperatura/presion
Deteccion de pérdida de metal/corrosion
Medicion de deposito ceroso

Deteccion de posibles fugas
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Figura A.7 - Ilustracion de un diablo inteligente (http://www.smartpigs.net).

A.1.4.3 Diablos de gel

Los diablos de gel estan constituidos de una serie de sistemas de liquidos
gelificados desarrollados tanto para las etapas de la instalacion de las
tuberias y lineas de produccion o como parte de programas de
mantenimiento. La mayoria de los diablos de gel son fabricados a base de
agua. Sin embargo, pueden gelificarse una variedad de quimicos, solventes
e incluso acidos para efectuar algunas tareas tales como:

» Separacion de productos y fluidos de limpieza
Remocion de residuos

Aplicacion de inhibidores y biocidas

Remocion de diablos atorados

Remocion de condensados en pozos y lineas de gas

YV V VYV
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Fluidos y
Fluido de Gel 4 Gel depésitos
fransporte Diablos de gel Diablos de gel ¢l recogedor separador removidos

' 1

Gel
separador

Figura A.8 - Aplicacion de diablos de gel en una operacion de corrida de
diablos (Modificada de Boyun, 2005).

Algunos quimicos pueden ser gelificados como una fase continua y otros
dispersos en un fluido transportador. Actualmente existen 4 tipos
principales de gel que son usados en las operaciones de produccion:

» Gel separador o de bache

» Gel recogedor o levantador de residuos
» Gel de hidrocarburo

» Gel deshidratador

Los diablos de gel pueden ser utilizados de forma singular o en conjunto
con otra variedad de diablos convencionales. Cuando se usan con algunos
tipos convencionales, los diablos gelificados pueden mejorar el rendimiento
general de las corridas y eliminar casi por completo el riesgo de que los
diablos queden atorados en algin punto de la linea.

A.1.4.4 Diablos especiales

Actualmente se han fabricado algunos diablos para ciertas aplicaciones
especiales, como los que se mencionan a continuacion:

i Diablos de diametro dual: son diablos de tipo mandril equipados con
discos solidos para el diametro mas pequeno y discos semi-
deformables para la linea mas grande.
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Operaciones de corridas de diablos

ii Diablos “PinWheel”: usan pernos de acero alrededor de toda su
superficie y estan disennados para remover depositos de cera o
incrustaciones duras.

iii Diablos limpiadores magnéticos: disenados para remover residuos
ferrosos dentro de las tuberias.

A.1.5 Seleccion del tipo de diablos

El proposito operacional de la corrida de diablos es obtener y mantener la
eficiencia de las tuberias y lineas de produccion. Esta ultima depende de
dos cosas: primero, debe operar de forma continua, y segundo, el
rendimiento del diablo debe obtenerse al menor costo operativo. El tipo de
diablo a utilizar y su configuracion optima para una tarea especifica en
una tuberia en particular deben determinarse en distintos criterios, entre
los cuales se incluyen:

i Proposito de la corrida

» Tipo, localizacion, y volumen del material que se removera o
desplazara

» Tipo de informacion que se quiere obtener a partir de una corrida
de diablos inteligentes

ii Contenido de la linea

> Elementos dentro de las lineas mientras se realiza la corrida
» Presion de empuje vs presion disponible
> Velocidad del diablo

iii Caracteristicas del tubular

Diametros maximos y minimos internos

Distancia maxima que debe recorrer el diablo

El radio minimo y angulos de curvatura

Caracteristicas adicionales como tipo de valvulas y conexiones de
lineas de produccion.

YV V VYV
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Herramientas de cOmputo

Anexo 2 Herramientas de computo para el
aseguramiento de flujo

En la Tabla A.1 se indican solo algunas de las herramientas de computo
comerciales mas comunes que son utilizadas para el analisis del aseguramiento
del flujo en sistemas de produccion de petroleo y gas; se presenta una breve

descripcion de su proposito y los datos que pueden ser calculados.

Tabla A.1 - Herramientas de computo utilizadas cominmente para el
analisis del aseguramiento del flujo

Herramienta

Propoésito

Datos calculados

HYSYS, steady state

Herramienta de disefo de
elementos de proceso y
determinacion condiciones
de operacion

Gastos de produccion
Presiones
Temperaturas
Diametro de tuberias

HYSYS, dynamics

Verificaciéon de la filosofia y
procedimientos de
operacion asi como analisis
sistema de control y

Prueba de funcionalidad
Tamano de equipos
Parametros de
control/ciclos de control

PVTsim Analisis de las propiedades | Tablas de las propiedades
de los fluidos para los de los fluidos
modelos de simulacion Curvas de hidratos
Curva WAT
Composicion de fluidos
multifasicos
Envolvente de fases
RP O501 DNV Calculos de erosion Proyeccion de las tasas de

erosion
Mapeo de areas con
problemas potenciales

CFD Multiphase

Analisis detallado de
erosion

Analisis detallado de los
puntos mas propensos a
erosion

CFD/FEA Analisis térmico Analisis detallado de los
puntos frios
FlowManager Diseno del estado Analisis rapido de presion-

estacionario del flujo
multifasico

temperatura y gastos de
produccion de largas lineas
de produccion
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Anexo 2

Tabla A.1 Herramientas de computo utilizadas cominmente para el analisis
del aeguramiento del flujo (continuacion)

Herramienta

Propoésito

Datos calculados

FlowManager Design

Disefio del estado
estacionario del flujo
multifasico

Incluye moédulos
submarinos de proceso
como compresores,

bombas, separadores, etc.

Proceso subsuperficial
como parte del sistema
total, desde el pozo hasta
las instalaciones
superficiales

Analisis rapido de presion-
temperatura y gastos de
produccién de largas lineas
de produccion

OLGA, steady state
multiphase

Diseno del flujo
estacionario para mezclas

Analisis de presion,
temperatura y gastos de

multifasicas produccién de largas lineas
de flujo

Régimen de flujo

OLGA, transient Disenno multifasico

multiphase

Régimen de flujo
Rastreo de baches
Calculo del volumen de
baches

Detalles del
comportamiento del flujo

CFD, transient multiphase | Diseno multifasico

Es importante entender las diferencias de la idoneidad de los diferentes modelos
de simulacion que pueden ser desarrollados en las herramientas referidas. Para
el caso de los modelos de flujo transitorio multifasico existe un régimen
jerarquico para construirlos. Una regla basica es empezar con el modelo mas
simple en régimen permanente, como HYSYS Steady State, FlowManagerTM,
OLGA steady state y aumentar gradualmente la complejidad del problema
mediante el uso de modelos mas avanzados, es decir, HYSYS dynamics y OLGA
transient. El ultimo recurso es el analisis CFD (Computational Fluid Dyamics),
debido a que es una actividad que requiere mucho detalle y tiempo para
realizarse; ademas de que debe aplicarse junto con varios de los modelos
anteriores.

De la misma manera el analisis de la erosiéon debe comenzar con un simple
examen del modelo de erosion DNV RP 0501 o FlowManagerTM. Posteriormente,
las areas con problemas potenciales que se han identificado deben ser analizadas
por medio de CFD.

Generalmente, durante el analisis térmico s6lo se cuenta con un enfoque
analitico en la primera etapa de disefio. Los principales calculos necesitan
realizarse por FEA (Finite Element Analysis) y en algunos casos se requiere un
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Herramientas de cémputo

CFD mas refinado. La determinacion de las estrategias de remediacion de

hidratos y ceras se basa en calcular las propiedades de los fluidos, con
herramientas como PVTsim.
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