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RESUMEN: El aseguramiento de flujo tiene su filosofia en el disefio,
aplicaciéon de técnicas y estrategias que permiten la produccion de
hidrocarburos de manera ininterrumpida. En el caso de campos costa
afuera, las condiciones hostiles que se presentan en este tipo de
ambientes convierten el aseguramiento de flujo en uno de los tépicos
mas importantes durante el disefio del sistema de produccion, debido a
la dificultad y el elevado costo de intervencidn por taponamiento a
causa de las incrustaciones de hidratos y otras problematicas en las
lineas de recoleccion. En el presente Trabajo Especial de Grado se
expone inicialmente un completo estado del arte sobre el
aseguramiento de flujo de gas costa afuera, orientado a los campos de
la Plataforma Norte del Golfo de Paria en Venezuela, donde
actualmente existe el proyecto Mariscal Sucre, que ha confirmado la
presencia de importantes acumulaciones de gas natural. Este trabajo
muestra, mediante el uso de una herramienta computacional de
simulacion dindmica, un estudio en régimen transitorio de la incidencia
de la variacion del flujo volumétrico de gas producido y la temperatura,
en el disefio de un sistema submarino de recolecciébn de gas costa
afuera. En dicho estudio se aplican diferentes escenarios de simulacion,
que demuestran la factibilidad de disefiar un 6ptimo didmetro interno y
aislamiento térmico de la tuberia, para prevenir y mitigar problemas
como flujo slug y acumulacién de hidratos. También se muestra, a
través de simulaciones, el impacto efectivo de actividades
operacionales como el rampeo, estrangulacion y despresurizacion en el
sistema de recoleccién, para remediar los problemas mencionados. El
presente trabajo se realizo a partir de una recopilacion bibliografica y la
donacion de data confidencial por parte de una empresa que opera en
el campo Dragdén, por lo que fue posible construir un modelo
caracteristico lo suficientemente preciso de este campo.
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INTRODUCCION

El aseguramiento de flujo es una disciplina de la ingenieria que asegura
0 garantiza que los fluidos hidrocarburos sean transportados a traves
del sistema de produccion de una manera segura y econémica 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 remediacibn de posibles
problemas que puedan presentarse en las lineas causando el paro del
flujo. 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 les 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.

En general, el modelamiento del movimiento de los fluidos (agua,
petréleo, gas y soélidos) implica resolver un sistema de ecuaciones
acopladas dentro de un software para predecir correctamente el
comportamiento de los fluidos. Existen herramientas computacionales
de simulacién tales como el software OLGA de la compaiiia
Schlumberger, que es una herramienta de simulacion dinamica de flujo
multifasico y monofasico en lineas de produccion y transporte, junto a

Multiflash, el cual es un software caracterizador de fluidos, mediante el

1



cual se determinan las propiedades de un fluido a partir de tablas pre-
calculadas en funcion de la Presion y la Temperatura.

No obstante, el caso de la explotacion de yacimientos de gas natural,
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 obstruccion de las lineas de flujo

por la formacion de hidratos.

En la actualidad, en Venezuela se lleva a cabo desarrollos de campos
costa afuera de gas natural con grandes desafios en el transporte por
las condiciones del mismo en cuanto a su naturaleza y la variabilidad en
las operaciones, situacidon que obliga al planteamiento de diversos
escenarios y el desarrollo de alternativas de solucién del tipo predictivo-
preventivo como las que se desarrolla en este trabajo donde se
pretende generar escenarios con el fin de determinar el diametro y el
aislamiento necesario para la tuberia de recoleccion comprendida entre
el cabezal del pozo y la base del riser para evitar la formacién de
hidratos en situaciones criticas asi como también con el objetivo de
estudiar inestabilidades de produccion como acumulacion de liquido en
la base del riser y flujo tipo tapén, durante diferentes etapas de la vida
del campo causadas por la disminucion de la presion y del caudal asi
como también por el aumento del gas en produccién para identificar la

necesidad de evaluar y aplicar alternativas de mitigacion.



CAPITULO |

PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

1.1 Problema

La demanda de recursos energéticos va ligada con la estimacion de
crecimiento de la poblacion mundial; por ello es fundamental el
desarrollo de estrategias energéticas, pues los recursos naturales para
generar energia a través de hidrocarburos no solo se limitan a la
cantidad que se encuentra almacenada en yacimientos, si no a los
costos requeridos para extraer y producir la mayor cantidad de estos;
hoy por hoy la infraestructura de produccion con la que hoy se cuenta
no necesariamente permite satisfacer de manera Optima tal demanda,
se requieren nuevos procesos que optimicen los trabajos produccion de
los hidrocarburos, especialmente del gas natural que actualmente suple
mas de un cuarto de la energia requerida a nivel mundial por hogares,
negocios, vehiculos, industrias y plantas de energia y del cual se
espera que en los siguientes 20 afios su consumo aumente en un 50

por ciento.

En Venezuela la produccién de gas Costa Afuera mas importante
corresponde al Proyecto Mariscal Sucre cuyo plan de explotacién
consiste en desarrollar 4 campos, Rio Caribe, Mejillones, Dragon y
Patao con el fin de llegar a producir mas de 1.200 MMPCD en los
préximos afios (PDVSA, 2014). El proyecto busca destacar la
importancia de aseguramiento de flujo de los esquemas submarinos de
produccion temprana en estos campos, con el fin de evaluar la
estabilidad operacional del sistema al minimo, maximo caudal de gas y

la posible formacion de hidratos e inestabilidades de la produccion



durante diferentes etapas de la vida del campo. Principalmente porque
estos depositos pueden ser suficientemente severos como para impedir
el flujo hacia las instalaciones de superficie, y ademas generan
cuantiosas pérdidas econdmicas. El desarrollo de este campo esta
previsto mediante la perforacion de pozos productores de gas libre (gas
no asociado al petroleo). El sistema de recoleccion esta conformado por
los pozos productores del campo y un gasoducto de exportacion hacia

tierra firme.

Sin embargo, es de notar que el desarrollo de campos costa afuera
implica numerosos riesgos y altos costos operacionales en zonas de
potencial explotable: durante el transporte de los fluidos desde el pozo
hacia las instalaciones de superficie, se presentan cambios drasticos en
la presion, temperatura y composicion. Asi que se debe encontrar la
forma adecuada para obtener el mayor beneficio econémico y seguro

para la produccién de hidrocarburos.

En la mayoria de los casos sino se implementa ninguna estrategia de
aseguramiento de flujo durante el disefio del sistema se produciran
problemas como acumulaciones de sélidos que dificultan el flujo e
incluso lo detienen completamente incrementando los costos y
disminuyendo las ganancias. Adicionalmente se producen problemas de
transporte derivados por formacion de hidratos y otros problemas como
caudales inestables por la acumulacion de liquidos en la base del riser

que generan la formacién de tapones de liquidos.

En base a lo anteriormente mencionado se realiza un estudio en estado
transitorio de la linea de flujo, con la finalidad de asegurar la
produccion. Dicho estudio se lleva a cabo principalmente mediante los
analisis de los cambios en el flujo volumétrico del gas producido y el
paro de la produccion del sistema, para dar solucion a problemas como

el flujo tapdn, la acumulacién de liquido y la formacion de hidratos.
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Los estudios se hacen a través de simulaciones producidas por una
herramienta computacional que como tal es un software dinAmico de
flujo, adecuado para entender los efectos del diametro y aislamiento
necesario en la tuberia de recoleccion comprendida entre el cabezal del
pozo y base del riser, desarrollando una estrategia optima de
aseguramiento de flujo en casos criticos como bajo caudal paro de
produccion, cambios en la temperatura ambiente, para la atenuacion o

eliminacién de las inestabilidades para estos casos criticos.
1.2 Objetivos de la investigacion

1.2.1 Objetivo General

Disefiar una estrategia de aseguramiento de flujo para un sistema

submarino de recoleccién de gas costa afuera.

1.2.2 Objetivos Especificos

a) Recopilar y revisar la informacién disponible sobre aseguramiento
de flujo y su aplicacion en la industria petrolera costa afuera.

b) Desarrollar un modelo de produccion costa afuera basado en
informacion de articulos técnicos en el area.

c) Desarrollar un modelo de fluido utilizando una herramienta
computacional e informacion de estudios previos.

d) Recopilar parametros de disefio de las tuberias y perfil
topogréfico de los tramos de produccion a simular.

e) Generar un modelo base determinando el diametro y el
aislamiento requeridos en la tuberia de recoleccion para cumplir
con las condiciones de operacion en el area de estudio.

f) Determinar la presencia de inestabilidades de produccion como
flujo tipo tapén y acumulacion de liquido en la tuberia, a diferentes
flujos volumétricos de produccion.

g) Evaluar y aplicar alternativas de mitigacion de las inestabilidades
mencionadas en el objetivo anterior.



h) Diseflar un modelo de la tuberia de recoleccion que permita
prevenir y mitigar la formacion de hidratos, ante un escenario de
paro de la produccion.

1.3 Justificacion

Para llegar a las plataformas o buques de produccion, los fluidos
provenientes de los yacimientos deben desplazarse a través de todo el
tubing de produccién, y el sistema de produccion submarino. Debido a
las caracteristicas especificas de los fluidos de produccion, su patron de
fluo y a su tendencia a formar hidratos cuando se modifican las
condiciones de presién, temperatura y composicion, el transporte de
estos fluidos desde los yacimientos de campos en aguas profundas
puede resultar bastante complejo. Factores, que actien en forma
independiente o0 en conjunto, como los cambios de presion y
temperatura, pueden producir acumulacion de incrustaciones, hidratos,
asfaltenos o parafinas en las lineas de flujo submarinas. Estos
depdsitos pueden ser suficientemente severos como para impedir el
flujo hacia las instalaciones de procesamiento de superficie. Los
taponamientos, ademas de problemas operacionales, generan
cuantiosas pérdidas econdmicas, no sélo por la disminucion en la
produccién, sino también por el dafio en los equipos y las tuberias. De
lo anterior, la importancia en el conocimiento y creacién de conciencia
sobre lo que el aseguramiento de flujo significa el éxito de las
operaciones de produccién costa afuera. A partir de este Trabajo
Especial de Grado se puede mostrar dicha importancia y acercar a los
lectores de manera muy practica a algunas soluciones de ingenieria
gue bajo determinadas condiciones ambientales y de infraestructura
local, podran adoptarse en los sistemas de produccion de los diferentes

campos costa afuera.

Para evitar o manejar de manera segura los problemas o accidentes

operativos a causa de estos eventos transitorios es necesario modelar y
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simular en forma dinamica, todos y cada uno de los modos y maneras
de operacién normal y de contingencia, que se puedan generar durante
la vida util del activo, incluyendo los cambios en los componentes del
sistema, los incrementos o recorte en la produccion y el crecimiento del
campo. Ademas de tomar una actitud preventiva, se debe mitigar los
margenes de riesgo de operacion.

Los simuladores de estado estacionario asumen que todos los
caudales, presiones, temperaturas, entre otros, son constantes a traves
del tiempo, mientras que los simuladores de estado transitorio muestran
las variaciones en los parametros tales como la presion, la temperatura,

caudales de gas y liquidos como una funcién del tiempo.

El tener un flujo de gas con presencia de liquido en las tuberias da
origen a la formacion de patrones de flujos no deseados que dificultan
aun mas el transporte, con velocidades y presiones criticas en algunos
tramos, que producen dafios a las redes de gasoductos, reduccién de
diametro disponible al flujo por formaciéon de hidratos entre otros

problemas que afectan la produccién del campo.

Este estudio permitird predecir considerando la variable tiempo, el
comportamiento de la tuberia de recoleccibn comprendida entre el
cabezal del pozo y la base del riser durante diferentes eventos

operacionales y considerando un flujo monofésico de gas.

1.4 Limitaciones

Aunque se obtuvo informacion confiable de fluidos y caracteristicas de
la produccién real en los campos Dragén y Mejillon del proyecto
Mariscal Sucre, esta no fue suficiente debido a que en el pais la
informacion de campo real sobre desarrollos costa afuera es muy
limitada. Por ejemplo, para las simulaciones no se disponia informacion

PVT del gas por lo cual se gener6 la mezcla en el programa PVT de la



herramienta computacional, a partir de propiedades del gas natural.
Tampoco se disponia de datos caracteristicos del suelo necesarios para
el modelo de transferencia de calor en tuberias submarinas, por lo cual

se usan valores por defecto disponibles también en herramienta.

Es importante indicar que las simulaciones con la herramienta
computacional implican una alta demanda de uso del CPU y para la
evaluacion de largos periodos se requieren de algunas horas incluso

dias de cdmputo.



CAPITULO Il

MARCO TEORICO

2.1 Produccién submarina costa afuera

El proceso de produccion submarina costa afuera, es una de las
actividades mas dificiles de llevar a cabo en la industria petrolera.
Producir hidrocarburos en estos ambientes requiere instalaciones
adecuadas que permitan asegurar el flujo de hidrocarburos a través de
todos los componentes que integran las instalaciones de produccion
submarina (Schlumberger, 2005).

Las instalaciones de produccion requieren un disefio que permita
administrar 6ptimamente la vida productiva del campo y explotar la
mayor cantidad de hidrocarburos que contiene un yacimiento.

Todos los factores que son estudiados para la produccion de
hidrocarburos en profundidades de aguas someras son considerados
en proyectos de explotacion en aguas profundas, incluso el disefio de
las instalaciones de produccion requiere mayor detalle para soportar las

condiciones ambientales a las que seran expuestos (Wasden, 2003).

2.1.1 Instalaciones de produccién submarina

Una instalacion de produccién submarina se puede definir como el
conjunto de elementos que permite conducir los fluidos producidos

desde el yacimiento hasta la superficie.

Los sistemas de produccion submarina han sufrido a traves de los afos
cambios importantes que mejoran la eficiencia y permiten la produccién
segura y rentable de un campo en profundidades de agua mayores a

los 200 metros. Segun Wasden, la seleccion e instalacion del sistema



de produccion submarina requiere cuidados especiales ya que el costo
que representa una intervencion o reparacion de estos componentes
puede afectar la rentabilidad del proyecto. Todos los equipos después
de su disefio son sometidos a pruebas que confirmen su buen
funcionamiento, deben soportar la més alta presion de operacion o de
prueba para determinar su confiabilidad en operacion, las nuevas
tecnologias son esenciales para lograr disminuir los riesgos
operacionales a lo largo de la vida de un pozo, debido a los cambios
que experimentan los elementos del sistema de produccion suelen
efectuarse operaciones de acondicionamiento, las cuales deben
minimizarse. Los problemas pueden provocar dafios en la formacion,
pérdidas de produccion de hidrocarburos y riesgos relacionados con el

medio ambiente (Rodriguez, 2008).

2.1.2 Proceso del sistema de produccién submarina

El proceso inicia al dirigir los fluidos producidos en el yacimiento hacia
el cabezal del pozo, en la etapa de disefio puede considerarse la opcién
de instalar sistemas de levantamiento artificial por si el pozo requiere de
un sistema que suministre energia adicional a los fluidos producidos (en
el caso de instalarse se realiza en la etapa de terminacién del pozo), ya
gue estos deben llegar al arbol de produccion submarino, en el cual se
realiza el control de la presién y administra la inyeccion de quimicos que
suelen ocuparse para tratar los fluidos del yacimiento o para el
mantenimiento de los equipos submarinos que componen el sistema a
través de valvulas (Schlumberger, 2005). Estos sistemas de
levantamiento artificial se instalan para aumentar la energia en el fondo
del pozo o para reducir la densidad efectiva del fluido en él, asi la carga
hidrostatica sobre la formacidon productora sera menor, los sistemas de
levantamiento artificial mejoran la recuperacién mediante la reduccion

de la presiéon de fondo. Existen dos sistemas artificiales de produccion

10



que se utilizan normalmente en pozos submarinos y con aplicacién en
taludes de aguas profundas debido a que su disefio y mecanismo de
operacion se ajustan a las condiciones que predominan. Estos dos
sistemas; el bombeo neumatico (gas lift) y el bombeo electro centrifugo
sumergido (bomba electro sumergible), cuentan con flexibilidad para ser
instalados en el sistema de produccion submarino y se ha desarrollado
nuevos materiales y disefios para que su fabricacion pueda no ser un
factor limitante en el uso de ellos en ambientes extremos (Werneck,
2010).

Después a través de lineas de flujo se transporta los fluidos producidos
del arbol de produccién a un equipo nombrado manifold conocido
también como colector o mdultiple, que recibe y distribuye tanto los
fluidos producidos como los fluidos que se inyectan para mejorar las
condiciones del flujo, el manifold juega un papel clave en el proceso

para llevar los hidrocarburos a la superficie.

La produccion de cada pozo es procesada a través de un medidor de
flujo multifasico instalado en el manifold, también en esta etapa del
proceso si la presidbn no es suficiente para seguir transportando los
fluidos puede requerirse el uso de una bomba submarina localizada a la

salida del manifold que impulse los fluidos del yacimiento a los risers.

El riser es el medio por el cual existe comunicacion entre las
instalaciones superficiales y las submarinas, a través de ellos la

produccion logra llegar a superficie para ser almacenada.

En el sistema de produccion submarino (véase figura 2.1) se requiere el
uso de lineas umbilicales que permiten conectar la plataforma con cada
cabezal de pozo y al manifold a través de ramificaciones, son
importantes ya que a través de ellas se suministra la energia eléctrica e

hidraulica para realizar las funciones de control de produccion de cada
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pozo y proveen los productos quimicos que son utilizados para inhibir la
formacién de obstrucciones en la corriente de produccion, estas lineas
transmiten la comunicacion bidireccional e instrucciones de control
entre la plataforma, el cabezal de produccion y los dispositivo del fondo
de pozo (Rodriguez, 2008).

PRODUCCION

PARA EXPORTAR UNIDAD DE

—— PRODUCCION
% FLOTANTE Y
Voo 2 po LINEAS
- UMBILICALES

~

RISERS

/

ARBOLES e

SUBMARINOS

Figura 2.1 Instalacién de produccion submarina en aguas profundas. Tomado de
Instituto Mexicano del Petréleo, 2008.

2.2 Consideraciones para el disefio y seleccion del sistema de

produccion submarina

La seleccion del sistema de produccion submarino debe considerar
ciertos factores que son importantes para determinar si es el mas

adecuado, algunos de estos factores son:

a) Condiciones fisico-ambientales como son la presién, temperatura,
viento, corrientes maritimas, oleaje y mareas.

b) Eltirante de agua o profundidad del lecho marino.

12



c) La localizacion del yacimiento, sus limites y condiciones del suelo
marino.

d) Infraestructura con la que se cuenta.

e) Los costos que implica el disefio, fabricacion y mantenimiento del
sistema.

f) Tipo de estructura que tiene el yacimiento, densidad del petréleo,
si se manejan gases, cantidad de agua y solidos.

g) Espacio en el fondo marino y batimetria.

h) Tiempo que se requiere para el disefio, fabricacidén e instalacion
del sistema.

i) Control del mantenimiento que requiere el sistema de produccion.
j) Volumen de fluidos que se va a producir.

k) Numero de pozos a producir, el tipo de pozos, la ubicacion y vida
productiva que se estima de estos.

[) Arreglo de los pozos.

m) La conduccion de los fluidos que se van a transportar.

n) Arguitectura del campo.

0) Materiales con los que se dispone para fabricar los equipos.
2.2.1 Consideraciones fisico-ambientales

El uso de la meta oceanica es muy importante ya que a través de ella
se realizan estudios que apoyan el disefio y funcionamiento del sistema
que opera en el mar. La meta oceanica es la combinacién de dos
especialidades que son; la meteorologia y la ingenieria oceanica, que
en conjunto permiten realizar estudios para conocer las condiciones
meteoroldgicas y ocedanicas a las que seran expuestas las plataformas
y el sistema de produccién submarino y determinar la eficiencia y

seguridad del equipo.
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Segun Rodriguez en el afio 2008 los factores que afectan las

instalaciones y son estudiados a través de la meta oceéanica son:

El viento: es el desplazamiento del aire que se genera en zonas de alta
presion a zonas de baja presion, el viento es importante ya que puede
formar huracanes a través de los denominados vientos alisios. El viento
se mide a través de registradores llamados anemdmetros que disponen
de dos sensores, uno para medir la velocidad y otro mide la direccion

del viento, las mediciones se registran en anemagrafos.

Corrientes marinas: Las corrientes marinas son movimientos de
transferencia de masa de agua continuos o permanentes dependiendo
de la zona, se originan por la diferencia de densidad del agua. Una
corriente marina puede afectar las operaciones de produccion,
desconectar los sistemas de anclaje, colapso en risers, dafios a lineas

umbilicales y tensionar las lineas de flujo.

Presion: La presion es otro factor muy importante ya que en el disefio
del sistema de produccién submarino debe considerarse los efectos que
pueden causar al ser sometidos a presiones elevadas, en el medio
marino la presion aumenta 14,696 psi por cada 10 metros de
profundidad, la presion ademas interfiere en los factores de temperatura

y salinidad.

Temperatura: La temperatura es uno de los factores fundamentales que
se estudia, repercute directamente en el funcionamiento del sistema de
produccion, en especial la temperatura es analizada para el
aseguramiento de flujo. La temperatura promedio en aguas de
superficie de océanos es de aproximadamente 62 °F, mientras en las
profundidades de los océanos la temperatura oscila entre los 32 y 39
°F, las mediciones de las temperaturas se llevan a cabo mediante

termometros que se colocan en boyas (herramientas de medicion

14



térmica), estas se deben hundir hasta los 2.000 metros por debajo de la
superficie y se mantienen durante un tiempo aproximado de 10 dias,
para luego llevarlas de vuelta hacia la superficie con lo que
continuamente puede medirse la temperatura y salinidad. La
informacion se envia a un satélite para que los especialistas dispongan
de esta informacién en tiempo real. Para profundidades mayores a los
2.000 metros se utilizan instrumentos que se sumergen desde un barco

o plataforma.

Densidad: La densidad en las masas de agua de océanos esta en
funcién de; profundidad, salinidad y temperatura, los cambios de la
densidad resultan a partir de procesos como la evaporacion o

calentamiento que ocurre en la superficie del mar.

Mareas y oleaje: un sistema de produccion en aguas profundas debe
lograr posicionarse adecuadamente, para evitar movimientos
ascendentes, descendentes y bogueo que sean causados por las
mareas y el oleaje. Las condiciones extremas de oleaje y mareas
pueden poner en peligro la integridad del sistema, la pérdida de alguna

linea de anclaje y causar que el posicionamiento del sistema falle.

Frentes frios: Un frente frio es un fendmeno compuesto por vientos de
masa de aire frios que provoca un descenso de temperatura y fuertes
lluvias que llegan a causar perturbaciones atmosféricas tales como
tormentas de truenos, chubascos, tornados y vientos fuertes, los frentes
frios pueden venir en una sucesion de 5 a 7 dias. Pueden afectar el
proceso de produccion ya que en ocasiones es necesario detener la
produccion si este fendmeno ocasiona inestabilidad en el sistema

submarino en especial en las lineas de anclaje y risers.

Ciclones tropicales: Los ciclones tropicales son un fenémeno

meteoroldgico que se define como una circulacion cerrada alrededor de
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un centro de baja presion y que produce fuertes vientos y abundante
lluvia. Los ciclones tropicales extraen su energia de la condensacion de

aire humedo, produciendo fuertes vientos.

2.2.2 Condiciones geograficas

El ambiente en aguas profundas presenta condiciones topogréficas y
consistencia del suelo marino que a veces por muy duro 0 por muy
blando, dificulta la construccién de cimientos o realizar el anclaje (véase
figura 2.2).

Las condiciones geogréficas del terreno, permiten en ocasiones anclar
o fijar plataformas en lugares donde el tirante de agua es menor y asi
planear la configuracion de los pozos de tal manera que resulte mas

accesible la instalacion del equipo.

Se realizan innumerables estudios geofisicos y geoldgicos para conocer
la estructura sobre la cual se va a realizar el anclaje de la plataforma o
unidad de produccién flotante, el sistema integral de produccién
submarino depende de este, ya que el area puede presentar obstaculos
para determinar si el espacio no es adecuado para su instalacion
(Petrobras, 2009).
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Figura 2.2 Anclajes dependiendo de las condiciones topograficas y del suelo marino.
Tomado de Petrobras/CENPES, 2009.

2.2.3 Condiciones por profundidad o talud de agua

El talud de agua representa el mayor desafio para la produccién
submarina, para explotar yacimientos en aguas profundas los
operadores deben perforar y terminar los pozos en taludes de agua que

oscilan entre 200 y 1500 metros.

Debido a las condiciones en estos campos el desafio y el costo que
implica perforar en areas de aguas profundas a menudo dictamina la
cantidad minima de pozos para el desarrollo de un yacimiento, los
taludes de agua también determinaran que la mayor parte de los pozos
sean terminados como pozos submarinos con los cabezales y el equipo
de control de la produccion instalada en el lecho marino (Tine, 2015).

2.2.4 Estructuras de superficie

Las estructuras de superficie permiten procesar y almacenar el petroleo

ya que en la superficie es donde se instala una planta de procesamiento
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para separar y tratar los fluidos producidos por los pozos y el petréleo
puede almacenarse en tanques para su transporte. Suelen ocuparse las
siguientes estructuras: plataformas de cables tensados, embarcaciones
flotantes de produccion, almacenamiento y descarga (FPSO por sus
siglas en inglés), spars, plataformas semisumergibles, o incluso

instalaciones de procesamiento con base en tierra (véase figura 2.3).

Plataforma
Fija

(FP)

Plataforma
Flexible
(CT)

Plataforma con Piernas Plataforma de Piernas
Tensionadas con Mini-Tension
(TLP) (Mini-TLP)

Figura 2.3 Estructuras apoyadas o ancladas verticalmente en el lecho marino. Tomado
de Instituto Mexicano del Petréleo, 2008.

2.2.5 Riser

El riser es la estructura que permite la comunicacién entre las
instalaciones superficiales y las submarinas, este sistema permite
transportar los fluidos hasta la superficie. Para la seleccion del riser se

estudian los siguientes factores:

a) Ambiente.

b)  Fluidos producidos.

c) Condiciones de presién y temperatura.
d) Caracteristicas del yacimiento.

e) Sistema del pozo.
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f) Instalacion en superficie.
g) Mantenimiento de la instalacion.
h)  Sistema de exportacion.

El riser debe ser disefiado especificamente con analisis de calculo de
cargas, asi como se considera la vida de este y las operaciones de
mantenimiento que suelen realizarse en el sistema. Los risers pueden

disefiarse de distintas formas y las principales son:

Riser flexible (véase figura 2.4): estos risers se elaboran de alambres
de acero y polimeros, son la solucion mas comun para sistemas de
produccion flotantes y operan bajo condiciones ambientales severas,
este tipo de riser son comunes en instalaciones de taludes de aguas
profundas debido a que soportan las condiciones, se elaboran por una
serie de capas que son fabricadas una por una pero disefiadas para

trabajar en conjunto (Tine, 2015).

Figura 2.4 Carrete de riser flexible. Tomado de Instituto Mexicano del Petrdleo, 2008.

Riser rigido (véase figura 2.5): este tipo de riser fueron utilizados en las
primeras instalaciones de produccion y resultan muy pesados y

COstosos.
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Figura 2.5 Instalacién de riser rigido. Tomado de Instituto Mexicano del Petréleo,
2008.

Riser hibrido (véase figura 2.6): estd formado por un conjunto de
tuberias de acero verticales soportadas mediante flotadores externos y

se utilizan principalmente en ambientes donde el movimiento de

levantamiento es muy severo.

Figura 2.6 Riser hibrido. Tomado de Petrobras/CENPES, 2009.

Riser en forma de catenaria (véase figura 2.7): este sistema es el mas
simple y su estructura esta conformado por una tuberia de acero que es
colgado en forma de catenaria, el riser esta conectado a una unidad
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flotante mediante una junta flexible de tension de acero o de titanio para
absorber el movimiento angular generado por la plataforma.

Figura 2.7 Risers en forma de catenaria. Tomado de Petrobras/CENPES, 2009.

2.3 Arquitectura submarina

2.3.1 Cabezal submarino

El cabezal permite soportar a la tuberia de produccion y de
revestimiento para la produccién de hidrocarburos en un pozo, esta
herramienta permite crear una interface entre el arbol submarino de
produccion y el pozo. El sistema del cabezal de pozo submarino debe

ser fiable para que la operacion tenga éxito (PEMEX, 2000).
Sus principales funciones son:

a) Mantener el control de la presién del yacimiento.
b)  Sirve como sello y soporte al arbol de producciéon submarino.
c) Proporciona soporte y sello al colgador de tuberia.

El cabezal (véase figura 2.8) llega a trabajar con un rango de presion
entre 5.000 y 15.000 [psi] y es considerado un elemento importante
para operaciones de perforacion ya que da soporte al equipo de
preventores durante la perforacion y permitir ademas que la tuberia de
revestimiento quede bien sellada.
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Figura 2.8 Cabezal submarino instalado en el lecho marino. Tomado Pemex-ABB,
20009.

2.3.2 Arboles de producciéon submarinos

Un arbol de valvulas es un bloque de valvulas, conectores y tuberias
que permite controlar la presion, actuar como sello y procesar los
fluidos producidos en el yacimiento, asi como también controlan la
inyeccion de productos quimicos para solucionar problemas de

obstruccion en el flujo.

El &rbol sirve como interfaz entre el pozo, los jumpers y manifolds para
lograr todo el proceso de produccion submarina, este elemento también
se encarga de obtener informacion de las condiciones de temperatura y
presion para proporcionar un punto de enlace y realizar operaciones de

mantenimiento e intervenir el pozo si es necesario (Tine, 2015).

Su disefo resulta complejo ya que son instalados en taludes de agua
de mas de 500 metros y expuestos a temperaturas muy bajas con altos

grados de presion. Sus principales funciones son:

a) Aislary controlar la produccion del pozo.
b) Aislar el espacio anular de la tuberia de revestimiento.
c) Conectar al cabezal del pozo submarino.

d) Suspender la tuberia de terminacion.
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e) Proveer acceso para el reacondicionamiento del pozo.
f)  Distribuir quimicos.
g) Distribuir fluido hidraulico.

Factores que intervienen para elegir un arbol submarino:

a) Presion, temperatura del pozo y el talud de agua.

b) Caracterizacion de fluidos para conocer las propiedades de los
fluidos.

c) Gasto de produccién del sistema.

d) Diametro del pozo.

e) Materiales del equipo y si se requiere un aislante.
f)  Tipo de cabezal.

g) Ambiente al que sera expuesto.

h)  Conexion a las lineas de descarga.

)] Método de instalacion.

Existen dos tipos de arboles que pueden ser (véase figura 2.9)

instalados:

Arboles horizontales (véase figura 2.10): en un éarbol horizontal el
colgador de la tuberia esta disefiado para incorporarse en el cuerpo del
mismo arbol, las véalvulas se encuentran alojadas fuera del espacio
anular y se requiere contar con un tapon que permita sellar el agujero
del arbol, asi como cuenta con un sello secundario de presién para

determinar una mayor seguridad.

Arboles verticales: tienen las valvulas en el espacio anular, su
instalacion se realiza en el cabezal del pozo o con la ayuda de un

adaptador. El disefio con el que cuenta este arbol permite que al ser
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perforado y terminado el pozo no sea necesario la recuperacion del
sistema de preventores en la superficie (PEMEX, 2012).

Arbol Vertical Arbol Horizontal

Figura 2.9 Comparacion de la configuracion de un arbol vertical y un horizontal.
Tomado de Instituto Mexicano del Petréleo, 2008.

Un arbol incluye un subsistema modular que esta integrado por:

a) Conectores.

b)  Cuerpo o estructura de arbol.
c) Valvulas.

d) Tuberia de suspension.

e) Taponesy sellos internos.

f)  Estranguladores.

g) Controles.

h)  Tapa protectora de desechos.

)] Herramientas de colocacion.
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Figura 2.10 Arbol submarino horizontal. Tomado Pemex-ABB, 2009.

2.3.3 Colgadores de tuberia

Un colgador es una herramienta que permite asentar, sellar y asegurar

la tuberia, esta herramienta se alinea con la estructura del arbol y logra

una interface entre el fondo del pozo y el arbol de produccion

submarino.

Sus funciones son:

a) Lograr un soporte para la tuberia de produccién.

b)  Permite dirigir la produccion del pozo hacia el arbol.

c) Permite soportar las cargas ejercidas por los cambios de
presion y temperatura de la tuberia de produccion.

d) Permite sellar el espacio anular a través de un sello en agujero
durante operaciones de mantenimiento o intervenciones.

e) Provee un puerto de control de paso para las operaciones en el
fondo del pozo incluyendo la inyeccibn de quimicos,
operaciones en pozos inteligentes y sensores.

2.3.4 Jumper

El jumper estd conformado por una seccion de tuberia que permite

enlazar a dos elementos del sistema de produccion, los mas comunes
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son los que permiten enlazar el arbol de produccion con el manifold o

alguna linea de produccion.

El uso de un jumper permite alojar sensores y medidores para adquirir
datos de la produccion, asi como brindan aislamiento para prevenir la

formacién de hidratos.

El jumper (véase figura 2.11) es un elemento que garantiza el
aseguramiento del flujo y facilita instalarse en lugares con condiciones
extremas debido a que se fabrican con diferentes geometrias como son
en forma de “M” o de “U invertida”. Los jumpers mas sofisticados se
fabrican actualmente con tuberias flexibles, son recuperables y su

instalacién no es complicada.

Figura 2.11 Operaciones para instalar un jumper. Tomado Pemex-ABB, 2009
2.3.5 Manifolds
Un manifold es un arreglo de tuberias, cabezales y valvulas que se
usan para recibir y distribuir los fluidos que se extraen del yacimiento,

se conectan a los arboles de produccién y es considerado como el

sistema de recoleccion mas flexible (Rodriguez, 2008).
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El manifold se controla a través de energia eléctrica e hidraulica y tiene
un respaldo para controles mediante un ROV, el sistema logra reunir los

fluidos producidos de varios pozos para luego llevarlos a la superficie.

Los fluidos producidos fluyen a través de la tuberia de produccion en el
pozo, y por medio del arbol submarino se controla la produccion, los
fluidos fluyen del é&rbol al manifold a través de los jumpers y

posteriormente a las lineas de exportacion.

El manifold permite aislar pozos existentes mientras se perforan nuevos
pozos y se instalan los arboles correspondientes, son de suma
importancia en las actividades de pozos y manejo de la produccién
submarina, también permiten realizar las operaciones de limpieza y
monitoreo de las condiciones internas de las lineas de flujo (Rodriguez,
2008).

Con la finalidad de que los manifolds recolecten los fluidos producidos o
distribuyan los fluidos inyectados, éste se debe equipar con los
componentes que controlen y monitoreen el flujo y que proporcionen un
apoyo estructural. Existen dos tipos de manifolds y son (véase figura

2.12): Manifolds agrupados y Manifolds en patrén.

R (R

n\\—na .

Oy LR
L« -
P <

Manifold Agrupado

Figura 2.12 Tipos de manifolds. Tomado de Instituto Mexicano del Petréleo, 2008.
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2.3.6 Lineas umbilicales

Una linea umbilical (ver figura 2.13) es un componente de control que
se encarga de conectar la superficie con el equipo submarino, asi como
permite proporcionar los fluidos de control y quimicos, proporciona
energia eléctrica y sefiales desde superficie para controlar los
dispositivos instalados en el fondo marino. Las principales

consideraciones para elegir el disefio de una linea umbilical son:

a) Esfuerzos a los que sera expuesto.
b) Talud de agua.

c) Condiciones ambientales.

Linea umbilical /

UTA

Figura 2.13 Configuracién de una conexion de linea umbilical con SDU. Tomado de
Instituto Mexicano del Petréleo, 2008.

2.3.7 Lineas de flujo (LF)

Es importante en el sistema de produccion submarino las lineas de flujo
(véase figura 2.14) ya que permiten la salida de la produccion hacia
instalaciones de almacenamiento, es comun que se confundan en este
caso dos términos conocidos como flowline (lineas de flujo o por sus
siglas LF) y pipeline (tuberias), una linea de flujo se define como el
medio a través del cual viajan los fluidos producidos en fase multifasica

desde un arbol submarino de produccién a un manifold y en el caso de
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una tuberia se refiere al medio por el cual se dirigen los fluidos a una
terminal de almacenamiento o exportacion, las tuberias manejan

presiones menores a las LF (Rodriguez, 2008).

Figura 2.14 Lineas de flujo en un sistema de produccién submarino. Tomado de
Instituto Mexicano del Petréleo, 2008.

2.4 Descripcion general de los proyectos costa afuera en

Venezuela

Segun informacién suministrada por PDVSA y el Ministerio del Poder
Popular para la Energia y Petréleo (MENPET, 2014), actualmente

existen cinco (5) areas de Gas Costa Afuera las cuales son:

2.4.1 Proyecto Plataforma Deltana

Ubicado en una extensiéon de 25.000 Km?, de la cuenca Oriental de
Venezuela (ver figura 2.15), en el area Trinitaria denominada cuenca
Columbus, al sur este de Trinidad y al Noreste del Delta Amacuro,
contempla la exploracion y explotacion de gas no asociado costa afuera
en un area de 6.500 km?. Se visualiza que el campo comience con una
produccion de gas de 720 MMPCED, dirigida a satisfacer la demanda
del mercado interno y para la exportacion via GNL (gas natural licuado).
Se tiene visualizado la instalacion de una plataforma de procesamiento

y compresion de gas costa afuera, para luego ser enviado a tierra hasta
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Complejo Industrial Gran Mariscal de Ayacucho (CIGMA). Segun
informacion suministrada por el MENPET a junio de 2014, este proyecto
posee reservas probadas de 7,31 BPC (billones de pies cubicos) y
Expectativas de 12,635 BPC.

_ Plataforma Deltana (5\ SN
Bloque 5
3 Blogue 4 l
— Blogue 1 LT l
| }
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Figura 2.15 Ubicacién Geografica Proyecto Plataforma Deltana. Tomada y adaptada
de PDVSA S.A, 2014.

2.4.2 Proyecto Mariscal Sucre

Ubicado en el Estado Sucre, en el mar Caribe, al Norte de la peninsula
de Paria (ver figura 2.16), es un proyecto adelantado por PDVSA para
desarrollar las reservas del Norte de Paria, en dos fases, tiene como
objetivo el desarrollo de 4 Campos de gas no asociado y liquidos
condensados, ubicados en el Norte de Paria (Rio Caribe, Mejillones,
Patao y Dragdn), con reservas probadas de 14,73 BPC segun datos del
MENPET a Junio 2014 y un estimado de produccion de 1.200
MMPCED de gas y 18 mil barriles diarios de condensado, la cual sera

procesada en CIGMA, y sera utilizada para suplir prioritariamente el
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mercado interno y aprovechar las oportunidades de mercado de

exportacion para volimenes remanentes.
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Figura 2.16 Ubicacion Geogréfica Proyecto Mariscal Sucre. Tomada y adaptada de
PDVSA S.A, 2014.

2.4.3 Proyecto Rafael Urdaneta

Ubicado en el Golfo de Venezuela y al noreste de Falcon (ver figura
2.17), este desarrollo tiene un potencial de 26 BPC de gas natural no
asociado y 7 millardos de barriles de hidrocarburos liquidos. Esta
conformado por 29 bloques en total, 18 ubicados en el Golfo de
Venezuela y 11 en Falcén Noreste cubriendo un area aproximada de
30.000 km?.
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Figura 2.17 Campo Rafael Urdaneta. Tomada y adaptada de PDVSA S.A, 2014.
2.4.4 Area o Proyecto Cartupano Este

Esta &rea acaba de ser incorporada como reserva de gas costa afuera
segun informacion suministrada por el MENPET, con unas reservas
probadas actuales de 24.160 MMPCE en el campo los Testigos, no se
logré obtener mayor informacién sobre este nuevo proyecto, pero estas
reservas son consideradas para efectos de este proyecto en los datos

de la oferta de gas Costa Afuera de Venezuela.

2.4.5 Area del Golfo de Paria Este/Oeste

Se localiza en la convergencia del Rio Orinoco con el Mar Caribe (ver
figura 2.18), un area con gran potencial socioeconémico, ecologico y
significativo desde el punto de vista energético, lo conforma el campo
Corocoro y Posa operados por las empresas mixtas Petrosucre y

Petroparia respectivamente. Esta area tiene un potencial de reservas
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entre 2 y 3 BPC, y actualmente tiene reservas probadas de 254.463
MMPCE.
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Figura 2.18 Ubicacidn Geogréfica area Golfo de Paria Este/Oeste. Tomada y
adaptada de PDVSA S.A, 2014.

2.4.6 Complejo Industrial Gran Mariscal Ayacucho (CIGMA)

Ubicado en Norte de la Peninsula de Paria del Estado Sucre (ver figura
2.19), especificamente en las 6.400 hectareas de la poblacion de
Guiria. Este complejo tiene como objetivo proveer la infraestructura
necesaria para incorporar a la oferta energética de Venezuela (Mercado
Interno y Exportacion), el gas de los desarrollos Costa Afuera en la
region oriental del pais (Mariscal Sucre, Golfo de Paria y Plataforma
Deltana), generando desarrollo social integral en sus areas de

influencia.
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Figura 2.19 Esquema y Ubicacion de CIGMA. Tomada y adaptada de PDVSA S.A,
2014.

Estima manejar 2.000 MMPCD y serdn manejados segun PDVSA GAS

de la siguiente manera:

a) 33% (660 MMPCD) a la Planta GNL Exportacion.

b) 50% (1.000 MMPCD) al Mercado Interno (Guiria, Cumana,
José, Margarita).

c) 15% (300 MMPCD) Exportacion Gasoducto del Sur.
d) 2% (40MMPCED) Liquidos y Mermas.

2.4.7 Resumen de las reservas probadas de Gas Costa

Afuera en Venezuela a junio de 2014

Para efectos de este trabajo especial de grado se emplean sélo los
valores de las reservas probadas de gas por area o proyecto Costa
Afuera de Venezuela, en la tabla 2.1 se presentan los valores actuales

de estas reservas.
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Tabla 2.1 Reservas probadas de Gas Costa Afuera. Tomada y adaptada de MENPET,
2014.

CAMPO RESERVAS
PROBADAS (BPC)
oo foCR 22
MARICAL  MEiLLonEes** 4.96
SUCRE
PATAQ** 4.08
TOTAL 14.73
PROYECTO ~ CORO CORO* 0.2035
GOLFODE  POSA* 0.0496
PARIA  POSA** 0.0013
TOTAL 0.2545
PROYECTO  LOS TESTIGOS** 0.0242
CARUPANO
ESTE
TOTAL 0.0242
BALLENA** 0.1181
PROYECTO  COCUINA** 0.0696
PLATAFORMA LORAN** 69.580
DELTANA  TAJALI** 0.0000
MACUIRA** 0.1642
TOTAL 73.099
TOTAL COSTA AFUERA 22.31

La oferta de Gas Costa Afuera segun la informacién oficial analizada
actualmente es de 22,31 BPC, de los cuales segun lineas del Ejecutivo
Nacional el 50% sera destinado para suplir la demanda del Mercado
Interno y el otro 50% para la exportacion principalmente a mercados de
América Latina y el Caribe, ya sea a través de Gas Natural Licuado,

Gasoductos u otro medio o tecnologia de transporte viable.
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2.5 Area de estudio: Plataforma Norte Peninsula de Paria (PNPP)

Como se mencion6 anteriormente la Plataforma Norte Peninsula de
Paria enmarca los 4 Campos de gas no asociado y liquidos
condensados, ubicados en el Norte de Paria (Rio Caribe, Mejillones,
Patao y Dragon), debido a que estos campos son objetos de nuestro
estudio, se ahonda mas en esta plataforma, mencionado a continuacion
una descripcion mas detallada de la zona, lo que nos permitira obtener
datos relevantes para obtener un modelo mas preciso del area de

estudio.

2.5.1 Descripcién geogréfica

La PNPP es una pequefa porcion del Mar Caribe sur oriental. La zona
esta limitada al oeste por la Isla de Margarita, al este por las aguas
jurisdiccionales de Trinidad y Tobago, al sur por la costa nororiental de
la Peninsula de Paria y al norte por las aguas caribefias. Gradualmente
la plataforma continental se inclina hacia el este, hasta alcanzar
profundidades cercanas a los 140 m, en la adyacencia del yacimiento
Dragén. Mayores profundidades (mayores a 300 m) se encuentran
hacia el sector de Boca Dragon, donde se encuentra un profundo valle
excavado por las intensas corrientes (Molina y otros, 2015).

2.5.2 Dindmica y metaoceanica de la PNPP

Desde el punto de vista dinamico, esta zona marina recibe la influencia

de varios agentes forzantes, entre los que se puede mencionatr:

Efectos climatoldgicos: caracterizados el primer lugar por el forzamiento
que impone la migracion Sur-Norte de la Zona de Convergencia
Intertropical. Aunado a ello, estan los efectos locales que deja el paso
de tormentas tropicales durante la asi llamada temporada de huracanes
(CAMUDOCA, 2006).
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Efecto del campo de vientos: los vientos en la zona son generalmente
parte de los vientos alisios del nor-este, sin embargo, a lo largo del afo
presentan una gran variabilidad, influenciado a su vez las corrientes y

los patrones de afloramiento costero (surgencia).

Efecto estacional de la descarga de los grandes rio Orinoco vy
Amazonas: la capa superficial de la PNPP recibe los influjos de aguas
estuarinas provenientes del Golfo de Paria, a través de Boca Dragon, y
de las aguas superficiales y sub superficiales del Océano Atlantico que
ingresan a la region a través del Arco Antillano. La presencia de estas
aguas induce cambios en la estratificacion vertical, y generan un
gradiente horizontal de densidad capaz de generar corrientes
horizontales. Sobre la PNPP la plataforma continental alcanza
rapidamente profundidades de méas de 30 m muy cerca de la costa,
para incrementarse lentamente hacia el norte hasta alcanzar la isobata
de los 150 m. Existe un gradiente de incremento zonal de la
profundidad cuando se mueve de oeste a este (CAMUDOCA, 2006).

Para la PNPP, un fenbmeno tipico en esta area es el descenso de la
salinidad y el incremento de la temperatura superficial en direccion
costa afuera, caracteristicas atribuibles al influjo de aguas, provenientes
del sector Atlantico, penetrando por el paso entre Tobago y Trinidad. La
surgencia trae agua mas fria y mas salina a la capa superficial. Sin
embargo, esta distribucion general de la temperatura y de la salinidad,
se modifica estacionalmente debido a la descarga estacional de
aguadulce proveniente de rios sudamericanos y a la intensidad de la
surgencia misma (CAMUDOCA, 2006).
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2.5.3 Unidades morfoldgicas de interés

Las unidades morfolégicas submarinas asociadas a la franja marino
costera de interés para el estudio es El hundimiento de Boca Dragon,
con profundidades de mas de 250 brazas (aprox. 500 m) en una
distancia de 10 Km. de longitud (Molina y otros, 2015).

2.6 Aseguramiento de Flujo

Existen varias definiciones para el aseguramiento de flujo ya que esta
disciplina ha tenido avances tecnoldgicos que implican ampliar su
definicion para abarcar todas las actividades que se realizan dentro de

su funcion.

Antes, se debe aclarar que este junto con la vigilancia y el refuerzo de
flujo, forma parte de las tres disciplinas que permiten, a rasgos

generales, lograr el aseguramiento de la produccion (ver figura 2.20).

Aseguramiento de
flujo

Aseguramiento de la
produccion

Vigilancia del Refuerzo del
flujo flujo

Figura 2.20 Concepto del aseguramiento de la produccién. Tomado Pemex-ABB,
20009.
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Actualmente el aseguramiento de flujo lleva a cabo la planeacion,
desarrollo, implementacion de nuevas herramientas, mantenimiento,
operacion de los sistemas submarinos de produccion y proporciona
estrategias para realizar el proceso de produccion de forma mas
eficiente y mitigar los riesgos asociados en explotacion de campos con
taludes de aguas profundas (Nas y Brandt, 2015).

A continuacion, se exponen algunas definiciones que se utilizan en la

industria petrolera para el aseguramiento del flujo.

La primera definicion que se presenta es; “El aseguramiento de flujo
logra el transporte exitoso de los fluidos producidos en el yacimiento
desde el pozo hacia las primeras instalaciones de tratamiento, sin

taponamientos ni fugas” (L6pez, 2016).

Otra definicion nos dice que; “el aseguramiento de flujo se define como
el proceso de andlisis estructurado en el cual se requiere:

a) Un profundo conocimiento de las propiedades de los fluidos
producidos, transportados y procesados.

b) Un detallado analisis térmico e hidraulico del sistema.

c) El desarrollo de estrategias para el control de sélidos tales
como hidratos, parafinas, asfaltenos e incrustaciones”
(Mohamed, 2014).

Una tercera definicion nos dice que; “el aseguramiento de flujo es la
capacidad de producir econdmica y técnicamente hidrocarburos del
yacimiento durante la vida del campo en cualquier ambiente, implica el
analisis de muestras de fluidos producidos para determinar el
comportamiento del yacimiento y anticipar los problemas de flujo
asociados con su explotaciébn, de modo que las instalaciones de
produccion puedan ser disefiadas y operadas con el objetivo de evitar o
manejar problemas relacionados con el flujo continuo de hidrocarburos”.
(Nas y Brandt, 2015)
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Como se puede observar la definicion del aseguramiento de flujo no
limita a precisar que es un concepto solo aplicable a operaciones de
explotacion de campos bajo aguas profundas, ya que estas definiciones
abarcan las operaciones en campos con diferentes caracteristicas, sin
embargo es un concepto que se utiliza en dichos ambientes extremos
debido a las condiciones existentes, ya que estas ocasionan con mayor
frecuencia problemas asociados al flujo continuo de hidrocarburos
desde el pozo hasta las instalaciones de procesamiento. (Nas y Brandt,
2015).

2.6.1 Objetivo del Aseguramiento de Flujo

Dentro de los principales objetivos para el aseguramiento de flujo se

encuentran:

a) Mantener una estricta atencion y evaluacion del rendimiento de
todo el sistema de produccion submarino.

b) Mantener un perfil de produccion del ciclo de vida operativo del
sistema.

c) Conocer los limites de la capacidad del sistema para determinar
el potencial de produccién del campo.

d) Mantener siempre la trayectoria del flujo abierta.
e) Minimizar intervenciones y obstrucciones del flujo.

f)  Lograr detecciones tempranas de anomalias dentro de la
operacion del sistema de produccién submarino.

g) Optimizacion del funcionamiento y parametros en la produccion
de hidrocarburos.

h) Planificar anticipadamente las posibles intervenciones vy

cambios que podrian mejorar el proceso productivo en campos
en taludes de aguas profundas.
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2.6.2 Importancia del Aseguramiento de Flujo

El aseguramiento de flujo es de suma importancia ya que determina el
exito de la produccion de hidrocarburos en campos bajo taludes de
aguas profundas, permite determinar el sistema mas oOptimo y viable
para realizar las operaciones y manejar de forma adecuada los fluidos
producidos en el yacimiento y llevarlos con seguridad a instalaciones
para ser tratados, el aseguramiento de flujo es una funcion critica para
lograr que el proceso de produccion sea lo mas econdémicamente

posible haciendo rentables los proyectos bajo dichas condiciones.

Las operaciones que se realizan en los proyectos, instalacion,
fabricacion, esfuerzos de ingenieria, e investigacion de materiales han
centrado su desarrollo e implementacién de soluciones para el éxito de
la produccién en ambientes extremos, esto hace mas importante el
trabajo multifuncional del aseguramiento de flujo que implementa
estrategias encaminadas al éxito, las estrategias comprenden tres
funciones importantes conocidas como evaluacién del proyecto,
integracion de nuevas herramientas, implementacion y mejora del

sistema de produccién submarino para lograr el aseguramiento del flujo.

El producir éptimamente hidrocarburos puede traer un gran numero de
beneficios, ya que el aseguramiento de flujo ademas tiene la funcién de
determinar que el sistema de produccidén sea seguro para su operacion
logrando mitigar los problemas asociados con el medio ambiente (Nas y
Brandt, 2015).

2.6.3 Caracteristicas que considera el Aseguramiento de
Flujo

El aseguramiento de flujo dentro del proceso de analisis en la ingenieria
petrolera logra maximizar la produccion minimizando los costos de

operacion del sistema, se debe garantizar la produccion a través del
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desarrollo de estrategias que incluyen trabajar con proyectos que
integren varios pozos submarinos aunque se instalen largas lineas de
fluo que hagan necesario realizar mayores esfuerzos para evitar
problemas y mantener el flujo sin restricciones, el aseguramiento de
flujo considera las siguientes caracteristicas que deben tomarse en
cuenta para el disefio y operacion del ciclo de vida de un sistema de
produccion submarino.

a) Formacioén de sélidos, tales como hidratos, ceras, asfaltenos y
parafinas.

b) Reologia, emulsiones y problemas de bacheo del flujo.
c) Laerosiony/ o laacumulacion de arena.
d) La corrosion.

En la figura 2.21 se observa un diagrama que muestra la funcién del

aseguramiento de flujo.

Compatibilidad de fluidos Ceras Inhibidores

Separacion de fluidos Asfaltenos Remediacion Seleccion de
Cambios de fases Hidratos mecanica materiales

Sistema de
- i produccién

Modelo de Prediccion Prediccion

deposito de de erosion y

de solidos emulsiones corosion

Modelc
multifasico
de tuberias

Condiciones Operaciones Optimizacion A
ambientales del equipo el sistama L sist::eng;as =

Figura 2.21 Funcionamiento del aseguramiento de flujo. Tomado de Nas & Brandt,
2015.

Fluidos
producidos
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2.6.4 Factores que afectan el Aseguramiento de Flujo en el

sistema de produccion

Los factores que afectan el aseguramiento de flujo (ver figura 2.22),
pueden provocar la ineficiencia en el sistema de produccién submarino,

por ello deben ser mitigados para permitir la maxima recuperacion en

campos con taludes de aguas profundas.

Figura 2.22 Acumulacién de sélidos y bacheo en el sistema de produccién submarino.
Tomado de Schlumberger, 2014.

Segun Nas y Brandt, (2015), los principales factores que afectan el

aseguramiento de flujo pueden ser causados por:

a) Comportamiento del flujo (sobre este factor se hablara en la
seccion de flujo multifasico).

b) Acumulacion de solidos.

En esta seccién se ahondara sobre este ultimo factor, por lo que se
presentara una descripcion segun Nas y Brandt, (2015), de los sélidos
mas comunes que afectan el aseguramiento de flujo, entre los cuales

encontramos la acumulacion de:

Asfaltenos

Los asfaltenos son compuestos quimicamente indefinidos, es decir los
analisis han sido incapaces de aislar y determinar perfectamente las

moléculas presentes en las fracciones mas pesadas del petréleo crudo.
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Estos, son sensibles a los cambios de presion, en el agujero del pozo el
inicio de la precipitacion de asfaltenos por crudos asfalténicos

inestables ocurre por encima de la presion de saturacion.

En el caso de los asfaltenos inician a precipitarse en un rango de
presion alrededor de la presién de yacimiento y el punto de burbuja, a
esta zona se conoce como envolvente de precipitacion de asfaltenos y

en la figura 2.23 se puede observar con mayor detalle.
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Figura 2.23 Envolvente de precipitacion de asfaltenos. Tomado de Instituto Mexicano
del Petrdleo, 2012

Control de arena/ erosion

La produccion de arenas es comun cuando existe una cantidad de agua
considerable que permita el arrastre de estas (ver figura 2.24), una de
las operaciones que se encarga de evitar que exista presencia de arena
durante la vida productiva del pozo esta asociada al tipo de terminacion
gue se realiza en el mismo, ya que una buena terminacion y un sistema
de monitoreo de arrastre de arena en la corriente del flujo de fluidos

producidos en la formacién puede mitigar la acumulacién de estas.

En la produccion de hidrocarburos en aguas profundas es comun que
se presenten acumulaciones de arena en la corriente del flujo, es
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importante por ello monitorear la cantidad de arena para evitar que la
acumulacion sea en un grado severo y este no afecte el sistema de

produccion.

Figura 2.24 La acumulacién de arena en tuberia. Tomado de Instituto Mexicano del
Petréleo, 2012

Parafinas

Las parafinas (ver figura 2.25) son ceras alifaticas de hidrocarburo, es
decir son compuestos organicos constituidos por carbono e hidrogeno
en los cuales los a4tomos de carbono forman cadenas abiertas, las

parafinas estan presentes en la mayoria de los petréleos crudos.

Para el aseguramiento de flujo es importante determinar el disefio
adecuado del sistema para evitar que aparezcan parafinas provocadas
por la temperatura, para mitigar este problema se necesita
principalmente pruebas de laboratorio que permitan caracterizar los

fluidos provenientes del yacimiento que se tienen como muestra.

Figura 2.25 Depositacion de parafinas. Tomado de Schlumberger, 2014
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En un diagrama de fases (ver figura 2.26) se utiliza el concepto WAT
(Wax Appearance Temperature) para definir la temperatura en la que se
presentan las ceras parafinicas, esta temperatura es en la que se forma
una fase de parafina sélida dentro de un hidrocarburo en su fase liquida
a una presion determinada.

Formacién de cera &

Presion

Temperatura

Figura 2.26 Diagrama de fases de ceras. Tomado de Instituto Mexicano del Petréleo,
2012.

Incrustaciones

La formacion de estos compuestos se debe a los cambios de
temperatura, presién, presencia de gases y la salinidad como
principales factores y se inicia (ver figura 2.27) con la union de ndcleos
de forma homogénea, su estabilidad dependera del tamafio de la
molécula ya que entre mas grande sea el cristal su estabilidad sera

mayor y si los cristales formados son pequefios entonces puede
disolverse con facilidad.
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Figura 2.27 Problemas con incrustaciones en lineas de flujo. Tomado de
PETROBRAS, 2008.

Corrosién

La corrosion es un proceso debido al comportamiento del fluido que
afecta el sistema de produccibn submarino, la produccién de
hidrocarburos en taludes de aguas profundas requiere de un sistema
seguro en especial el disefiar lineas de flujo que sean resistentes a la
corrosion ya que son un elemento muy costoso y el que presenta
mayores problemas por esta causa. La corrosiéon es un factor que
puede hacer que las operaciones de produccion sean un fracaso, ya
que un problema severo de corrosibn puede llevar a realizar
reparaciones muy costosas. La corrosion en el sistema de produccion
submarino puede reducir la vida operativa del pozo, uno de los factores
que produce la corrosion es el régimen de flujo o el patron de flujo, ya
que, si existe un flujo intermitente, este puede generar condiciones
altamente corrosivas.

En operaciones en taludes de aguas profundas es comun que las
condiciones promueven la rapida condensacion del agua en una
seccién mas fria de la linea de flujo, por lo cual se forma una pelicula de
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agua en la parte superior de la linea de flujo, el agua se satura con

gases acidos y es entonces cuando inicia la corrosion.

La corrosion (ver figura 2.28) ademas puede desarrollarse aun cuando
existan problemas con depositacion de arena o incrustaciones y estas
formaciones pueden acelerar el proceso cuando se combinan con la

erosion.

Figura 2.28 Linea de flujo afectada por la corrosién. Tomado de PETROBRAS, 2008.
Emulsién

La emulsion se puede definir como un sistema heterogéneo constituido
por un liguido no miscible disperso en otro, en forma de gotas, cuyos
diametros son generalmente mayores a 0.10 micras. La fase formada
por las gotas aisladas se llama fase dispersa o interna y la fase que
forma la matriz en donde las gotas estan suspendidas, se llama fase

continua o externa.

Las emulsiones pueden ser determinadas como un problema primario
que dificulta la separacion de los fluidos que se producen, en caso de
gue no se controle una emulsion puede causar que la viscosidad del

fluido aumente cuando existe un corte de agua menor al 50 por ciento.
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Espumas

Una espuma se forma debido al gas disperso en una fase liquida, es un
proceso similar al de una emulsion (ver figura 2.29). Los problemas
debidos a las espumas son por la incapacidad de identificar las distintas
fases y dificultar la separacion de estas, los problemas de espumas se

controlan mediante el uso de antiespumantes.

Figura 2.29 Estructura de una espuma. Tomado de Schlumberger, 2014

2.6.5 Acumulacién de Hidratos

Los hidratos son estructuras cristalinas que se forman cuando las
moléculas de metano que es el componente principal del gas natural
guedan atrapadas en espacios microscépicos de las moléculas de
agua. Los hidratos pueden llegar a encontrarse con temperaturas muy
bajas incluso menores a la del hielo y pueden coexistir con agua o hielo

dependiendo de las condiciones de temperatura y presion.

En la explotacibn de campos en taludes de aguas profundas los
hidratos son de mucho interés para el aseguramiento de flujo, la
acumulacion de hidratos puede taponar las lineas de flujo y ocasionar
problemas severos en valvulas y otros elementos del sistema

submarino de produccién (Soria, 2010).
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La formacion de hidratos proviene comunmente de hidrocarburos
ligeros que estan en contacto con el agua, generalmente se forman en
temperaturas cercanas entre los 4 y 20 °C dependiendo de las

presiones que se presenten.

En 1811 se determind la existencia de hidratos que fueron reconocidos
por cientificos, aunque la industria petrolera se tardé 100 afios mas en
determinar que estos compuestos cristalinos son tema importante en el
aseguramiento de flujo, durante estos ultimos 50 afios se ha realizado
una mayor investigacion ya que conforme avanzo el desarrollo de
explotacion en aguas mas profundas se ha trabajado en determinar los

problemas asociados con la acumulacion de hidratos y como mitigarlos.

Algunas investigaciones realizadas por expertos estiman que el control
y la prevencién de hidratos a través de la funcion del aseguramiento de
flujo requieren de altos costos, por ello a través de la experiencia
obtenida en proyectos desarrollados en taludes de aguas profundas se
ha demostrado tener un mayor interés en lograr comprender mejor los
mecanismos que desencadenan la formacion de hidratos para lograr
reducir los costos de control y eliminacion que genera la acumulacion

de estos compuestos (Soria, 2010).

Propiedades y caracteristicas de los hidratos

Los hidratos son formados por moléculas de gas metano y agua, la
formaciébn de su estructura cristalina se debe a las fuerzas
denominadas fuerzas de Van der Waals, que actian como fuerza de

atraccion entre las moléculas de gas.

La estructura de un hidrato contiene 85 por ciento o mas de agua en su
molécula y el resto corresponde a gas, en cuanto al color que presentan
pueden ser de diferentes coloraciones dependiendo de las impurezas,

en el Golfo de México se han identificado hidratos de color amarillo,
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naranja y verde mientras que en el Océano Atlantico se han encontrado

de color azul por mencionar algunos ejemplos.

El tiempo que toma la formacion de hidratos estd en funcién de las
condiciones dinamicas del sistema y de las propiedades de los fluidos
en el pozo, en el caso de que las condiciones desaparezcan los
hidratos puede desasociarse y asi formar gas libre y agua (Soria, 2010).
Su depositacion es principalmente influenciada por los siguientes

factores:

a) Temperatura.

b) Presion.

c) Salinidad del agua de formacion.

d) Propiedades del gas.

e) Cantidad de aguay gas.

f)  Rutas donde pueden migrar el gas y agua.

Los hidratos de gas se encuentran asociados principalmente a zonas de
sedimentos con alto material organico donde el gas que en su mayoria
se trata de gas metano es transportado como gas disuelto en el agua,
debido a la facilidad que tienen para viajar este gas libre alcanza
condiciones favorables de presion y temperatura que permite la
estabilidad de estos, el ambiente saturado de gas metano y otros gases
inicia la formacion de hidratos en presencia de moléculas de agua.
Aparte del metano, el etano, propano, butano, nitrégeno, diéxido de
carbono y sulfuro de hidrégeno son los gases mas comunes en el

yacimiento que pueden formar hidratos.

El proceso en el que se forma los hidratos se da al unir los ndcleos de
hidratos y permitir la formacion de particulas mas grandes, este proceso

se da, de tal forma que cuando el tamafio es critico la tasa de formacion
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de hidratos es demasiado rapida y ocasiona problemas catastroficos
como el bloqueo completo de las lineas de flujo.

El manejar gas en taludes de agua profundas, presenta gran dificultad
debido a las condiciones que permiten la formacién de hidratos, por ello
se necesita precisar adecuadamente la presencia y cantidad de hidratos
para lograr mitigar la depositacion de estos en el sistema submarino de
produccion y asegurar el flujo desde el yacimiento hasta las
instalaciones en superficie. Los hidratos deben ser caracterizados para
utilizar el método adecuado de control y eliminacion (Soria, 2010).

La estabilidad de los hidratos depende de los siguientes factores:
a) Presion.
b) Temperatura.
c) Cantidad de gas.
d) Cantidad de agua.

Las condiciones extremas en taludes de aguas profundas son un factor
para que en operaciones de perforacion de pozos puedan encontrarse
ya formaciones de estos compuestos y al ser mezclados con los fluidos
de perforacion puede provocar cambios en las propiedades reoldgicas

causando obstruccion y dafio a la formacion.

En un diagrama de fases (ver figura 2.30), la linea correspondiente a la
formacién de hidratos mantiene una temperatura relativamente estable
a lo largo de un rango de presiones hasta llegar a la linea
correspondiente al punto de burbujeo, en cuanto a la zona que se
encuentra por debajo de la temperatura de formacion de hidratos

disminuye si se reduce la presion.
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Figura 2.30 Diagrama de fase de hidratos. Tomado de Instituto Mexicano del Petrdleo,

2012

Operaciones que propician la acumulacion de hidratos

En el caso de formacién de hidratos existen varias operaciones que

desencadena la acumulaciéon de estos en el sistema submarino de

produccién y se mencionan algunos:

a)

b)

El enfriamiento del pozo durante los periodos de cierre: pruebas
de presion, reparacion de accesorios y componentes,
intervenciones o tomas de informacion.

El reinicio de operaciones después de un periodo de cierre: en
este caso se requiere la inyeccion de inhibidores que
usualmente son metanol o glicol, por ello es importante ya que
una vez que el pozo alcance el gasto requerido y se encuentre
lejos de las condiciones de la envolvente de formacion de
hidratos, la inyeccion del inhibidor se reduce dependiendo del
corte de agua. En el caso de arranque de pozo no es
recomendado realizarse sin la inyeccién de un inhibidor.

El periodo de limpieza del pozo: el objetivo del aseguramiento
del flujo en las operaciones de limpieza de pozo es protegerlo
del taponamiento por hidratos (ver figura 2.31), mientras se
mantiene la maxima flexibilidad posible para las operaciones
durante todo el proceso, el plan de limpieza de pozo
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d)

generalmente implica de la experiencia de un grupo de
ingenieros que determine cual método es el més eficiente.

La salinidad del fluido de terminacion ya que en muchos casos
tiene efectos en la inhibicién de los hidratos. (Soria, 2010).

Control de hidratos

El control de hidratos es una funcién muy importante que requiere de

las siguientes actividades para evaluar los problemas asociados con su

depositacion:

a)

b)

Determinar las condiciones de operacion: presion, temperatura,
RGL, corte de agua.

Analizar los fluidos del yacimiento para determinar las
condiciones de formacién de los hidratos:

a. Obtener una muestra representativa buena (petréleo, gas,
agua).

b. Medir la composicién quimica y el comportamiento de fase.
c. Realizar célculos de prediccion de hidratos.

d. Medir las lineas de equilibrio de fase para hidratos.

e. Estimar el efecto de algun inhibidor.

f. Estimar la separacion de la molécula de hidrato con el uso
del inhibidor.

g. Considerar el uso de un método mecénico para eliminacion
de hidratos.

h. Evaluacion del dafio de equipo por hidratos.

Métodos para inhibir o evitar la formacion de hidratos

Los siguientes son meétodos para inhibir o evitar la formacion de

hidratos (ver figura 2.31), estos forman parte de las estrategias de

aseguramiento de flujo y por ende se hablara de ellos con mayor detalle

en la siguiente seccion:
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d)

Métodos térmicos: el calentamiento del sistema para superar la
temperatura de formacion de hidratos y el aislamiento térmico.

El sistema de dosificacibn con inhibidores quimicos: uso de
metanol, inyeccion de glicol.

Control a través de altas velocidades de flujo que viajen en las
tuberias como método de prevencion de hidratos.

Despresurizacion: consiste en someter los hidratos a un estado
de baja presion dentro de la tuberia, para llevarlos por debajo del
valor de equilibrio trifasico (hidrato, agua liquida, hidrocarburo),
donde el elemento inestable se descompone en metano y agua,
mitigando asi el hidrato.

Figura 2.31 Formacion de hidratos en tuberias y equipo de tratamiento en superficie.

Tomado de PETROBRAS, 2008.
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2.6.6 Estrategias para el aseguramiento de flujo

Como ya se vio, los factores que afectan la funcion del aseguramiento
de flujo son causados por la acumulacion de sélidos o el
comportamiento del flujo, por lo cual se han disefiado métodos que
permiten prevenir, mitigar y eliminar estos factores haciendo posible
que las operaciones de produccion de hidrocarburos sean exitosas en

taludes de aguas profundas (Lopez, 2006).

Se define como estrategias, a los diferentes métodos que se han
desarrollado para lograr prevenir, mitigar y eliminar los factores que
afectan la funcion del aseguramiento de flujo. Las principales

estrategias que se pueden destacar:

a) Estrategias de mitigacién o eliminacion.
b) Estrategias de prevencion.
c) Seleccion del sistema de produccion.

Los apartados a) y b) de la seccion anterior, son los que justamente se

estudiaran en este trabajo especial de grado.

Es importante al realizar una evaluacién de una estrategia, seguir con
un proceso de disefio de la funcion del aseguramiento de flujo (ver
figura 2.32) que inicia con la medicion y muestreo de fondo de pozo
para conocer las propiedades de los fluidos y realizar un modelo del
comportamiento del flujo, este tema como se desarroll6 anteriormente
permite ser una base importante para definir las posibles estrategias

que podrian efectuarse para el aseguramiento de flujo.
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Figura 2.32 Proceso para el disefio y evaluacién de estrategias en la funcién del
aseguramiento de flujo. Tomado de Schlumberger, 2014

El objetivo principal de elaborar una estrategia para el aseguramiento

de flujo es ofrecer ventajas tales como:

a) Permitir operaciones seguras en la produccion de hidrocarburos.

b) Evaluacion de todos los métodos que puedan prevenir, mitigar o
eliminar cualquier factor que afecte el aseguramiento de flujo.

c) Reduce los costos de operaciéon y mantenimiento al elegir el
método mas adecuado.

d) Optimiza la operacion de los sistemas de produccion submarina.

e) Reduce los posibles casos de inactividad por problemas
asociados en el flujo.

f) Ningun riesgo de dafio al medio ambiente.

Esta seccion se enfoca en explicar cuales son estos métodos y porque
Su uso es frecuente en la ingenieria petrolera para lograr exitosamente

el aseguramiento de flujo en taludes de aguas profundas. Los tres
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métodos que se utilizan para elaborar estrategias de aseguramiento de

flujo son:

a) Manejo térmico.
b) Manejo con tratamientos quimicos.
c) Remediacién mecanica.
d) Despresurizacion.
2.6.7 Manejo térmico

Los métodos térmicos se utilizan con frecuencia para mantener una
temperatura que evite la precipitacion de solidos como ceras e hidratos,
es comun requerir de aislamiento, calentamiento eléctrico, circulacion
de fluidos calientes y adicién de quimicos que actien como reacciones

exotérmicas para retener el calor (Lopez, 2006).
Aislamiento térmico

El aislamiento térmico es un método que se requiere para evitar que los
fluidos producidos en el pozo sufran de una caida de temperatura
debido al entorno frio del agua de mar y por ello logren precipitarse y
formar sélidos que afecten los sistemas de produccion submarinos, ya
gue la depositacion en lineas de flujo o cualquier otro elemento del
sistema puede causar un mal funcionamiento o la pérdida de

produccién.

El uso de un aislamiento térmico permite evitar la depositacion
principalmente de hidratos y ceras parafinicas, asi como eliminar

efectos en la viscosidad que impida el flujo de los fluidos.

Este método busca retener el calor que provee la corriente de los
fluidos producidos y que no alteran en gran medida la composicion de
ellos, las caracteristicas de retencién de calor se logran cuantificar

mediante el coeficiente de transmision térmica donde un flujo radial de
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calor de un sélido se pone en contacto con un fluido que se encuentra a
diferente temperatura entonces el flujo de calor transferido por
conveccion puede expresarse en funcion de la diferencia global de esas
temperaturas, este se basa en la ley de Newton de enfriamiento (ver
figura 2.33).
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Figura 2.33 Transferencia térmica. Tomado de PEMEX, 2012.

Un aislante térmico (ver figura 2.25), debe ser flexible para que no se
degrade durante la vida productiva de los sistemas de produccién

submarinos que a menudo es de 20 a 25 afios o0 mas.

El material de aislamiento térmico debe tener las siguientes

caracteristicas:

a) Baja conductividad térmica.

b) Capacidad de conservar sus propiedades aislantes bajo
compresion hidrostatica.

c) Exposicion a largo plazo con agua de mar.

d) Capacidad limitada para adaptarse a espacios disponibles.

e) Facilidad de instalacion y reparacion.

f) Capacidad de soportar el impacto de la manipulacion y

proteccion contra la corrosion.
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Figura 2.34 Ejemplo de aislamiento en una tuberia. Tomado de PEMEX, 2012.
Tuberias con aislamiento al vacio (VIT)

Existe un tipo de aislamiento denominado VIT, esto consta de una
tuberia de aislamiento al vacio, compuesta de un tubo en otro tubo
mejor conocido como pipe-in-pipe o PIP por su nombre en inglés, el
disefio permite que en el espacio anular que se forma dentro de ambos
tubos pueda mantenerse una condicién de baja conductividad térmica
con valores en su aplicacion en el Golfo de México de 0.0014 W/(m-K),
la longitud de esta tuberia generalmente se fabrica mayor a los 12

metros.

VIT es un método de prevencién de parafinas y formacién de hidratos,
Su uso suele ser costoso, pero ayuda aumentar el tiempo de

enfriamiento en el pozo debido a su excelente comportamiento térmico.

Calentamiento eléctrico

El calentamiento eléctrico es un método para prevenir la formacién de
ceras e hidratos, su uso se requiere principalmente cuando se trata de
transportar los fluidos producidos por largas distancias y bajas
temperaturas en los taludes de aguas profundas, se puede utilizar en
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conjunto con sistemas pipe-in-pipe (tuberia en tuberia) y con sistema de

aislamiento térmico mojado (Lopez, 2006).

Su uso es util cuando existen cierres de produccion prolongados y es
considerado como un método muy confiable, aunque su instalacién es

muy costosa en campos con taludes de aguas profundas.

El calentamiento eléctrico es considerado como un método de
proteccion total entre sus ventajas se encuentra que provee un
aislamiento de alto rendimiento y da confiabilidad a largo plazo,
mientras que su principal desventaja es que requiere de mucha energia

gue puede significar mayores costos de operacion.

Circulacion de fluidos calientes

Este método permite que un fluido a temperatura elevada viaje a través
del espacio anular generado por dos tuberias con configuracion pipe-in-
pipe, el fluido térmico se calienta con calor externo y la circulacion de

los fluidos tiene 2 alternativas; la corriente y la contracorriente.

Figura 2.35 Configuracion pipe-in-pipe. Tomado de PETROBRAS, 2008.

El disefio (ver figura 2.35) debe permitir que las lineas de flujo en
operacion funcionen con una mayor temperatura a la de formacion de

hidratos, una de las linea sera mas caliente debido a que se requiere
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una mayor temperatura para que viaje desde la superficie hasta el arbol
submarino de produccion, la linea de flujo fria que es la lineas de
retorno del fluido circula a temperaturas mas bajas debido a la
transferencia de calor hacia la corriente de produccién, sin embargo
debe buscarse que la temperatura no sea menor que la temperatura de
formacién de hidratos ya que podria ser un problema severo para

permitir la formacién de estos.

En general el tratamiento con circulacion de fluidos tiene gran
flexibilidad para lograr disolver la depositacion de ceras, ya que debido
a la configuracion del sistema puede cambiarse periédicamente la
direccién del calor a través las lineas de flujo, la linea caliente se hace
linea fria y la fria se hace caliente haciendo que la linea de flujo de
operacion incremente su temperatura y disuelva nuevamente la

depositacion de ceras (Lopez, 2006).

2.6.8 Manejo con tratamientos quimicos

Los tratamientos quimicos son una estrategia utilizada en el
aseguramiento de flujo para combatir varios problemas, ceras, hidratos,

asféltenos, incrustaciones y corrosion.

Los tratamientos quimicos se pueden aplicar mediante un sistema de
inyeccién diseflado para ser eficaz, fiable y cuyo objetivo es maximizar
la capacidad de produccion del sistema. EI mayor cuidado en su
aplicacion debe ser la compatibilidad con los fluidos producidos, evitar
el cambio de propiedades de los hidrocarburos y no debe causar ningun
dafio al medio ambiente cuando se descargan en el mar a través del
agua producida (PEMEX, 2012).

En la figura 2.36 se mencionan los principales tratamientos quimicos
que sirven como estrategias para el aseguramiento de flujo en aguas

profundas.
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Figura 2.36 Tratamientos quimicos. Tomado de PEMEX, 2012.

Inhibidores de hidratos

Existen 3 tipos de inhibidores para tratar el problema de depositacién de
hidratos:

a) Termodinamicos.
b) Cinéticos.
c) Antiaglomerantes.

Los inhibidores quimicos desplazan el equilibrio de presion-temperatura
de tal forma que los hidratos no consiguen la inestabilidad a la
condicion in situ de presion-temperatura y los hidratos se disocian en la

superficie de contacto.
Pardmetros importantes para el efecto de los inhibidores de hidratos:

a) Tiempo para el inicio de la formacion de cristales de hidrato.

b) Tiempo de induccion a la temperatura de inicio de la formacion
de hidratos.
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c) Tasa de crecimiento inicial de los cristales de hidrato.
d) La extensiony tiempo a la aglomeracion.
e) El consumo total de gas para la conversion en hidratos.

Dentro de los inhibidores los mas comunes son los inhibidores
termodinamicos (alcoholes), tales como el metanol o el glicol, estos
inhiben la formacién de hidratos mediante la reduccién de la

temperatura (Marquez, 2014).

2.6.9 Remediacién mecéanica

La remediacién mecanica se realiza a través de la corrida de cochino o
diablos, el cual es un proceso importante de limpieza de tuberias en
taludes de aguas profundas, entre los beneficios que se obtienen se

encuentran:

a) La produccion se incrementa.
b) Los fluidos producidos son mas limpios.

c) Se requiere una menor presién para bombear los fluidos
producidos.

d) Se mantiene en éptimas condiciones al eliminar los depdésitos
como ceras parafinicas e incrustaciones en las lineas de flujo.

Un diablo, pig o cochino es el objeto que empuja fluidos a través de la
tuberia, es fabricado de materiales de alta calidad, que son muy
resistentes y a la vez flexibles. Los diablos estan disponibles en varias

formas y se hacen de varios materiales.

Para identificar los problemas de obstruccion en el sistema de tuberias
es crucial conocer el proceso de la operacion y prevenir los problemas
gue pueden presentarse, los estudios se realizan con ayuda de

simuladores de flujo.
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El proceso (ver figura 2.37) de limpieza es mejor conocido como
‘corrida de cochino o diablo”, este término describe un método
mecanico de cambiar de sitio un liquido en una tuberia o para limpiar
parafinas, asfaltenos, incrustaciones, corrosion y otros depdsitos
acumulados en el interior de la tuberia, permitiendo dar integridad

interna del sistema que requiere su uso.

Es importante para la remediacion mecéanica conocer la localizacion
exacta y el grado de severidad de la obstruccién de las tuberias para
determinar la estrategia.

Los diablos son una herramienta muy util que se utiliza para raspar los
depdsitos que se han formado en las tuberias y su uso se ha hecho

mas frecuente.

Las nuevas tecnologias que ofrece este método hace posible realizar
internamente un registro de la tuberia para los sitios de depdsitos
sélidos, espesor de la pared, nivel de afectacion de corrosion, el gasto
del flujo y los datos de temperatura que en conjunto brindan informacion

que ayuda a elaborar otras estrategias de accion correctiva.

La mayor dificultad es que a veces los equipos pueden quedar
atrapados ya que los depdsitos que son muy pesados y hacen que las
recuperaciones del sistema requieran una mayor intervencion y el cierre
de operacibn de todo el sistema de produccién submarino
(Schlumberger, 2015).
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Presion — Velocidad

Diametra

Figura 2.37 Funcionamiento de la corrida de diablo. Tomado de Schlumberger, 2015.

Los principales problemas que deben considerarse es que las
operaciones también causan bacheos gigantes y puede descontrolar la
operacion del pozo si no se calcula bien la capacidad adecuada para el
manejo del bacheo en superficie, asi como también se necesitan

tuberias que deben ser lo més fuerte estructuralmente.

En operaciones (ver figura 2.38) en taludes de aguas profundas la
mayor preocupacion es la velocidad de llegada del diablo ya que la
rectitud del sistema y la recepcion del diablo limitan la maxima
velocidad de llegada del diablo. En casos de sistemas en aguas
profundas con riser del orden de unos pocos miles de metros de altura,
la velocidad de llegada del diablo es muy grande, esto es causado por

la columna de liquidos del riser.
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Figura 2.38 Operaciones en tuberias con corridas de cochino o diablos. Tomado de
Schlumberger, 2015.

2.6.10 Despresurizacion

Es el método mas comunmente usado para remediar los taponamientos
con hidratos. Consiste en reducir la presion del sistema por debajo de la
presion a la cual los hidratos son estables a la temperatura ambiente
del agua del mar. La capacidad de despresurizacion, asi como la
efectividad de la despresurizacion, deben incluirse en la fase de disefio
del sistema, ademas, de considerar que muy posiblemente se
presenten bloqueos multiples que prolongaran el proceso, y haran
necesario sumar los aspectos de seguridad. Algunas configuraciones
del sistema submarino pueden ser dificiles de despresurizar hasta una
presion lo suficientemente baja (por ejemplo, los puntos méas bajos de
las lineas de flujo). El tiempo para derretir o eliminar los hidratos, es
funcién del coeficiente global de transferencia de calor de la tuberia, por

ende, dependera de si la linea de flujo presenta o no aislamiento.

2.7 Flujo Multifasico

El flujo multifasico se define como la mezcla de dos o méas fases
distintas (por ejemplo, petréleo, agua, gas y solidos) que fluyen a través
de un conducto cerrado o wuna tuberia (Gomez, 2015). EIl
comportamiento de multiples fases fluyendo es mucho mas complejo
gue para el flujo de una sola fase, porque tienden a separarse debido a
la diferencia de densidad y, normalmente no viajan a la misma

velocidad. La diferencia en las velocidades reales entre las diferentes
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fases se traduce en un fendmeno muy importante, que es el
deslizamiento de una fase con relacion a otras. Las fases que pueden
estar presentes en un flujo multifasico son:

a) Solidos, que son normalmente en forma de particulas

relativamente pequenas. El sélido es incompresible y tiene
interfaces no deformables.

b) Liquidos, que también son relativamente incompresibles, pero
sus interfaces con las otras fases son deformables.

c) Gases, esta fase es muy compresible y deformable.

El flujo multifasico se puede clasificar de acuerdo a la variacion de la
distribucion fisica de las fases en el flujo, de dos y tres fases. La clase
mas comun de flujo multifasico son flujos de dos fases, que se han

agrupado en cuatro categorias:
a) Elflujo de gas-liquido.

b)  Flujo liquido-liquido, tales como emulsiones de crudo y agua en
las tuberias.

c) Flujo liquido-sdlido, que son ampliamente encontrados en el
transporte de hidrocarburos.

d) Flujo de gas-sélido, donde las particulas sélidas se suspenden
en los gases, que son de importancia en gasoductos.

Flujos trifasicos son también de importancia practica, siendo ejemplos

los siguientes:

Flujos de gas-liquido-sélido, que se producen en sistemas de
recoleccion de crudo, proveniente de formaciones poco consolidadas.
Los flujos de gas-liquido-liquido, como se encuentran en la

condensacion o evaporacion de mezclas liquidas (Nas y Brandt, 2015).
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2.7.1 Caracteristicas especiales del flujo multifasico

a) Deslizamiento entre fases: las velocidades de las fases son
diferentes.

b) Diferentes patrones de flujo: flujo distribuido y flujo separado.
c) Comportamiento de fases: intercambio de masa entre las fases.

d) Arrastre y deposicion: pequefias gotas de liquido existen en la
fase gaseosa y finas burbujas de gas en la fase liquida, también
es posible la dispersion liquido-liquido y la dispersién de
particulas sélidas (arena) en cualquiera de las fases.

2.7.2 Modelamiento de flujo multifasico

El flujo multifasico por su naturaleza es siempre un fenémeno transitorio
y es descrito por el régimen de flujo y su transicion (Nas & Brandt,
2015). Actualmente las correlaciones empiricas y modelos mecénicos
son usados para modelar en estado estacionario pero los modelos
dindmicos requieren de modelos mecanicos, debido a que estos

describen la fisica del fenémeno (Nas y Brandt, 2015).

Una correlacion empirica se desarrolla cientificamente y puede ser
aplicada en los rangos de condiciones similares a los cuales los datos
experimentales fueron tomados, mientras que un modelo mecénicos es
un modelo matematico que explica el comportamiento del flujo
multifasico en tuberias incorporando todas las variables que estan
involucradas en el fenédmeno, complementando la parte tedrica con
datos de campo; esta aproximacion produce métodos de prediccidén que
representa mejores resultados sobre las correlaciones empiricas

(Schlumberger, 2014). Esto se puede observar en la Figura 2.44.
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Figura 2.39 Modelamiento de flujo multifasico. Tomado de Schlumberger, 2014.
2.7.3 Parametros de flujo multifasico

La velocidad superficial de liquido y gas, la fraccion de volumen de gas
y la retencion de liquido afectan significativamente el comportamiento
del flujo. Segun Nas y Brandt, 2015, estos parametros son brevemente

descritos a continuacion:

Retencion de liquido o holdup

El holdup se define como la relacion entre la cantidad de volumen de
liguido en un segmento de tuberia y el volumen total de dicho
segmento. La definicion varia entre cero, donde la fase es gaseosa
completamente, y uno, para fase liquida completamente. El volumen
restante de la tuberia ocupado por el gas se denomina holdup de gas o

fraccidon de vacio. Ver la Figura 2.40.
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Figura 2.40 Retencién de liquido y fraccion vacia. Tomado de Schlumberger, 2014.

o = Ag/At Ecuacion 1
H = Al/At Ecuacion 2

H=1-«x Ecuacion3

Donde:

a: Es la fraccion ocupada por el gas (adimensional).

H: Es la fraccion ocupada por el liquido o el holdup (adimensional).
Al, Ag: Area ocupada por el liquido y el gas respectivamente (m2).
At: Es el area transversal de la tuberia (m?).

Retencion de liquido sin deslizamiento (non slip holdup)

La retencién de liquido sin deslizamiento es la razén de volumen de
liguido en un segmento de la linea dividido por el volumen total de dicho
segmento, considerando que ambas fases viajan a la misma velocidad.

Puede ser calculado directamente con los caudales volumétricos. La
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diferencia entre la retencién y la retencién sin deslizamiento es una

medida del grado de deslizamiento entre las fases.

Velocidad superficial.

La velocidad superficial de una fase fluida es la velocidad que esta fase
exhibiria si fluyera sola a través de la seccion transversal de la linea. La
velocidad superficial representa la tasa de flujo volumétrico de una de

las fases por unidad de area.

Vsl = Ql x At  Ecuacion 4

Vsg = Qg x At Ecuacion 5
Donde:

Vsl, Vsg: Velocidad superficial del liquido y del gas, respectivamente
(m/s).

Ql, Qg: Caudal volumétrico de liquido y gas, respectivamente (m?3/s).
At: Es el area transversal de la tuberia (m?).
Velocidad real (in situ).

La velocidad real o actual de la fase es el caudal volumétrico entre el
area que ocupa dicha fase.

Vl=Qlx Al Ecuacion 6
Vg = Qg x Ag Ecuacion 7
Donde:

VI, Vg: Velocidad de liquido y gas respectivamente (m/s).

Al, Ag: Area ocupada por el liquido y el gas respectivamente (m?).
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Velocidad de deslizamiento.

El deslizamiento introduce un efecto multifasico que no es observado en
el flujo de una sola fase y puede ser de dos tipos: un deslizamiento local
debido a la diferencia de velocidades entre fases en el mismo lugar y un
deslizamiento distribuido debido a la distribucion irregular de una fase
en otra. La velocidad de deslizamiento representa la velocidad relativa
entre las dos fases. Se define como la diferencia entre las velocidades

reales del gas y del liquido.
Vs = Vg — Vvl Ecuacion 8
Donde Vs es la velocidad de deslizamiento (m/s).

Caida de presion para flujo multifasico

La caida de presion total se genera por la caida de presion hidrostatica,
la caida de presion por friccion y la caida de presion por aceleracién. La
caida de presion hidrostatica es proporcional al holdup y este ultimo
depende del caudal de liquido, el caudal de gas y del deslizamiento. Ver
la Figura 2.41.
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Figura 2.41 Caida de presion en flujo multifasico. Tomado y adaptado de
Schlumberger, 2014.

2.7.4 Patrones de Flujo

Uno de los factores de mayor relevancia en el estudio de flujo
multifasico son los patrones de flujo, los cuales se refieren a las
diversas configuraciones que adquieren las fases dentro de la tuberia,
cuando viajan simultdneamente. La prediccibn de estos regimenes,
resulta de gran importancia en la determinacién de la caida de presion y
el holdup de liquido, pues buena parte de las correlaciones empiricas y
modelos mecanicos empleados en estos calculos, dependen del patrén
de flujo presente para las condiciones de trabajo. Los diferentes
patrones de flujo han sido clasificados dependiendo de su configuracién
espacial en la que intervienen parametros como la gravedad, la
direccion y geometria de la tuberia, las velocidades superficiales y las
propiedades de las fases. A continuacion, se define de manera general
los patrones de flujo identificados en una tuberia de produccion
Schlumberger (2014).
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Patrones de flujo bifasico en tuberias horizontales

Existen dos tipos basicos de régimen de flujo en tuberias horizontales
que se reconocen en la herramienta computacional: separado o
segregado y distribuido. EI primero comprende flujo estratificado y

anular y el segundo burbuja y flujo tapon. Ver Figura 2.42.

SEGREGADO

DISTRIBUIDO 'Flujo Burbuja

Flujo tapom

Figura 2.42 Patrones de flujo considerados en tuberias horizontales y relativamente
horizontales. Tomado y adaptado de Schlumberger, 2014.

Schlumberger (2014) afirma que OLGA tiene en cuenta que el flujo

anular solo aparece en sistemas verticales o relativamente verticales.

En el caso del flujo en tuberias verticales, al igual que el flujo en
tuberias horizontales e inclinadas, el patrén de flujo puede ser
segregado o distribuido y es altamente dependiente del caudal de gas,
la diferencia radica en que el flujo estratificado no esta presente en
tuberias verticales, debido a los efectos de la gravedad. La Figura 2.43
muestra los patrones de flujo que se puede encontrar en las tuberias
verticales considerados por OLGA. Al modelar el flujo tipo churn, el cual
es la transicién entre flujo tapén y el anular, el simulador utiliza el

modelo para flujo tipo tapon.
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Flujo anular Flujo burbuja Flujo tapon (slug)

Figura 2.43 Patrones de flujo en tuberias verticales y relativamente verticales. Tomado
y adaptado de Schlumberger, 2014.

Flujo segregado

Dentro de esta clasificacion general se presenta como caracteristica
comun la baja velocidad de la fase liquida, mientras que la velocidad de
la fase gaseosa puede ir entre baja a moderada. Dentro de la
clasificacion de flujo segregado se encuentran: flujo estratificado y flujo
anular.
a) Flujo estratificado: se produce a bajas velocidades de flujo en
tuberias horizontales o inclinadas hacia abajo, el liquido y el gas
se separan por efecto de la gravedad. A bajas velocidades de

gas, la superficie del liquido es suave, pero a velocidades del gas
superiores, la superficie del liquido se vuelve ondulada.

b) Flujo anular: se produce a altas velocidades de flujo en sistemas
dominados por gas. El liquido fluye como una pelicula alrededor
de la pared interior del tubo. Las gotitas de liquido son arrastradas
por el gas que fluye en el centro de la tuberia.

Flujo distribuido

En esta clasificacion general se presenta como caracteristica

predominante, que la fase liquida posee una velocidad moderada,
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mientras que la fase gaseosa estd entre moderada y alta. Dentro de la
clasificacion de flujo distribuido se encuentran: flujo burbuja y flujo
tapon.

a) Flujo tapon (slug): se produce debido al fendbmeno de
coalescencia, las burbujas se hacen mas grandes y cuando esto
sucede, tapones de liquido y gas fluyen de forma alternada a
través de la tuberia. Se produce para todos los angulos de

inclinacién, aunque mas probable para tuberias inclinada hacia
arriba que inclinada hacia abajo.

b) Flujo tipo burbuja: la caracteristica predominante es que una de
las dos fases es dominante sobre la otra, dado que el flujo de una
de estas es mucho mayor a la otra y por lo tanto su velocidad.
Flujo tipo burbuja se produce a altas velocidades de flujo en
sistemas dominados por liquidos, el flujo es una mezcla de
pequefias burbujas de gas arrastradas por el liquido
(Schlumberger, 2014).

2.7.5 Flujo slug

El flujo slug puede ser clasificado en dos principales grupos: naturales y
operacionales. Los naturales son del tipo hidrodinamico y los slugs
provocados por la topografia del terreno, mientras que los inducidos se
deben a cambios en las tasas de flujo y a operaciones de corridas de

cochinos (pigging) Schlumberger (2014).
Tapon o slug de liquido hidrodinamico

El slug hidrodinamico se inicia por la inestabilidad en la interfaz
gas/liquido en el flujo estratificado. Lo cual se debe a la diferencia de
velocidades entre la fase gaseosa y la fase liquida y esto se conoce
como inestabilidad de Kelvin-Helmholtz.

Un enfoque para examinar la formacién y disipacion de los tapénes de
liquido fue investigado por Dukelr y Hubbard (1975) y Taitel y Dukler
(1976) (como cita Lababidi, (2012)). Estos autores investigaron la

formacion de un slug usando observaciones en el flujo de gas-liquido en
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una tuberia horizontal. En su descripcion de los fendmenos observaron
que, en un tiempo inicial, el gas tiende a fluir por encima de la capa de
liquido generando un flujo estratificado. Sin embargo, debido a las
fuerzas de friccion creadas en la pared de la tuberia, la capa de liquido
tiende a desacelerarse a medida que avanza a lo largo de la tuberia.
Mientras esto ocurre, las pequeilas perturbaciones en la capa
estratificada podrian desarrollar especies de olas debido al efecto de
succion causado por un aumento de la velocidad del gas, como muestra
en la Figura 2.44 (a) y (b), hasta que finalmente una de las olas crece
hasta un tamafio suficiente para obstruir la tuberia. Este proceso
bloquea el flujo de gas, véase la Figura 2.44 (c), y asi la presién aguas
arriba crece a causa de la obstruccion. Durante esta etapa, el gas se
represuriza y actla como una cuchara, recogiendo liquido de
movimiento lento en la pelicula (proceso pick-up), comenzando a crecer
en volumen para convertirse en un tapén como se muestra en la Figura
2.44 (d).

El gas también puede ser arrastrado en forma de pequefias burbujas,
gue se deforman por el efecto combinado de las fuerzas de flotabilidad
y las fuerzas de cizallamiento turbulento creado por la diferencia de
velocidades entre la parte delantera del tap6n y la pelicula de liquido.
Como resultado, una dispersién de pequefias burbujas puede ser
transportada a través del cuerpo del tapon de liquido. Mientras tanto, en
la cola del mismo, el gas sigue aportando liquido al cuerpo del tapén y
por otro lado el liquido del frente del tapon se va derramando hacia la
region estratificada hasta que el tapon es disipado por completo y se
convierte en una capa de liquido estratificado como se ilustra en la
Figura 2.44 (e). Mientras la tasa de aporte del pick-up sea mayor que la

tasa derramada, el slug sigue creciendo de lo contrario se disiparia;
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estos dos factores son los que definen la longitud de los tapones

proceso se repite a lo largo de la tuberia.

@
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Figura 2.44 Proceso de formacion y disipacién de un tapén de liquido. Tomado y

adaptado de Lababidi, 2012.

Slug o tapdn por terreno

Es provocado por los cambios de inclinacion en tuberias adyacentes y

se forma bajo condiciones de flujo a bajas tasas (véase la figura 2.45).

Tapones inducidos por la topografia del terreno son creados por el

liquido atrapado en los puntos bajos de las tuberias por donde esta

pasa y en general ocurren a bajas tasas de flujo. EI caso mas tipico y
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severo de este fendmeno ocurre en los sistemas de produccion costa
afuera que terminan en tuberias verticales (riser) que se conectan a la

plataforma de separacion.

(®)

Figura 2.45 Tapon de liquido formado por la topografia del terreno. Tomado de
Schlumberger, 2014.

Tapon o slug de origen operacional

Este tipo de slug es creado por cambios operativos en el sistema, tales
como el arranque, cambios en la tasa de flujo, plunger lift y pigging.
Para un flujo multifasico, un cambio en el caudal en la entrada puede
resultar en un nuevo holdup o contenido de liquido y puede causar olas
o también conocido como onda de densidad en el sistema de
transporte. Durante el arranque del sistema, se puede formar un tapén
debido al liquido que se acumula en los puntos bajos de la tuberia
después de la parada. Cuando se realiza un cambio de tasa de flujo se
forma dicha ola, pero solo ocurre cuando el cambio es un aumento
desde una condicién estable, lo cual actia como un barrido para el
liquido acumulado. El volumen del slug es la diferencia de holdup entre
ambas condiciones, y va a depender de la nueva tasa y el tiempo
durante el cual se realiza el cambio o mejor conocido como tiempo de

rampeo.
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El slug por operaciones de limpieza es creado cuando se hacen
corridas de cochinos, pero tipicamente se forma un Unico tapon de
liguido delante de la herramienta ver la Figura 2.46. El slug tendra un
volumen equivalente al volumen de liquido que se encontraba en la
tuberia en el momento de lanzar el cochino menos el volumen de
liguido que se descarga en el separador durante el tiempo de transito

del mismo (Schlumberger, 2014).

Figura 2.46 Tapon de liquido formado por operaciones de pigging. Tomado de
Schlumberger, 2014.

Problemas que ocasiona el flujo slug

El flujo tapén genera problemas de operacion y de produccion. No
obstante, los problemas operacionales conllevan a los problemas de
produccion puesto que la falta de control sobre el tapdn se ve reflejado

en una baja produccién (Schlumberger, 2014).
Problemas operacionales:

a) Vibracion por altas fluctuaciones de presion.

b) Inestabilidad del flujo.

c) Dafos a equipos de separacion y transporte.

d) Dificultad operacional durante los reinicios de produccion.

Problemas de produccion:

a) Separacion deficiente que dara crudo fuera de especificaciones.

b) Paros en los equipos de recepcion y del sistema en general.
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c) Contrapresion en el yacimiento.
d) Reduccion de la produccion promedio.

El principal y mas indeseado problema que ocasionan los tapones de
liguido es el inundamiento de los separadores debido al flujo adicional
que se recibe provocando que la fase liquida salga por la seccidén de
gas (ver figura 2.47). También existe una situacion insegura en el medio
laboral por las vibraciones generadas que provocan fallas en las redes y
fatiga en dispositivos mecanicos, lo que lleva también a un tiempo no

productivo y consecuentemente pérdidas monetarias (L6pez, 2006).

Separador

Salida de T

%i

Salida de Salida de
ligquido liquido
a) Separador sin b) Separador
fluido de trabajo sobrecargado

Figura 2.47 Inundacién del separador durante la llegada del tap6n de liquido. Tomado
de Lopez, 2006.

2.8 Simulacion de flujo multifasico

La simulacion de flujo constituye un mecanismo con el cual los
ingenieros reflejan el comportamiento del flujo estacionario y transitorio
de petrdleo, gas, agua y solidos de un pozo, sistema de produccion y
lineas de transporte, para guiar las decisiones de desarrollo de campos

petroleros (Gémez, 2015).
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Las simulaciones pronostican el comportamiento del flujo de fluidos en
todas las etapas de la vida productiva de un pozo o un campo, desde la
perforacion, la produccion hasta los diferentes procesamientos. La
simulacién es una herramienta valiosa para el desarrollo de planes de
contingencia en caso de paros y arranques de ductos, cambios en la
tasa de producciéon, limpieza de tuberias y muchos eventos
operacionales y procedimientos de emergencia que ocurren en todo
campo de petrdleo y gas. Los ingenieros utilizan las simulaciones
durante la ingenieria inicial, conceptual y de detalle para guiar las
decisiones relacionadas con el dimensionamiento y la seleccion de
materiales para tuberias, valvulas e instalaciones de procesamiento y

almacenamiento.

Las simulaciones de flujo desempefian un rol importante en los
programas de capacitacion de los operadores, porque ayudan al
personal a familiarizarse con los procedimientos y las consideraciones
relacionadas al aseguramiento de flujo. Ademas las simulaciones
proporcionan al personal menos experimentado un mecanismo para
practicar operaciones seguras Yy COrrer nNuUMerosos escenarios

hipotéticos del tipo “que sucederia si” (Nas y Brandt, 2015).

2.8.1 Origen de la simulacion de fluidos

La mayoria de los fluidos producidos no llega a la superficie en una
corriente monofasica estacionaria. Por el contrario, la produccion es una
combinacion compleja y constantemente cambiante de hidrocarburos,

agua y solidos.

La fuerza que impuls6 el desarrollo de las primeras herramientas de
simulacién de la industria petrolera fue la necesidad de los disefiadores
de contar con estimaciones precisas de presion, temperatura y fraccion

retenida de liquido.
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Las primeras simulaciones en modelos de estado estacionario, asumian
que las propiedades del flujo tales como caudal, temperatura, densidad,
composicién permanecian constantes en el tiempo en un punto dado
del sistema. Desde la introduccion en la industria petrolera hace casi 30
afos, los simuladores de flujo de estado estacionario evolucionaron
significativamente. Por ejemplo, el simulador en estado estacionario
PIPESIM (uno de los méas conocidos en la industria) permite pronosticar

una diversidad de situaciones asociadas con el flujo de fluidos.

Las simulaciones en estado estacionario proporcionan un método para
estimar rapidamente los resultados del flujo con ciertas
especificaciones. No obstante, debido a que operan en base a que los
parametros del flujo no cambian en el tiempo, no son aplicables para la

simulacion de fenomenos de flujo transitorio.

Esta limitacion insté al desarrollo de las simulaciones dinamicas de flujo
multifasico que permiten al usuario modelar el comportamiento variable
en el tiempo de un sistema. Como resultado de ese desarrollo, a
comienzo de la década de los 80 se comenzaron a utilizar modelos
dindmicos para simular el flujo de petréleo, gas y agua en tuberias. Este
primer intento tuvo lugar en el afio 1980 como un proyecto de
investigaciéon entre Statoil y el Instituto de Tecnologia Energética
(ambas empresas de Noruega). La primera version de una herramienta
de simulacion dinamica de flujo multifasico OLGA fue introducida en

1983 como resultado de este proyecto.

2.8.2 La herramienta computacional OLGA

El cédigo OLGA es un modelo unidimensional de fluidos, de régimen
permanente y transitorio modificado para hidrocarburos en tuberias,
redes de tuberias y pozos (Schlumberger, 2014); fue iniciado por el
Instituto de Investigacion de la Energia (IFE) en 1980. La industria del
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petréleo comenzé a usar OLGA en 1984 cuando Statoil habia apoyado
su desarrollo durante 3 afios dentro del proyecto de flujo multifasico de
los Institutos Noruegos SINTEF e IFE (en noruego: Stiftelsen for
industriell og teknisk forskning, en espafiol: Fundacion para la
Investigacion Cientifica e Industrial). Los datos del banco de flujo a gran
escala en SINTEF, fueron esenciales para el desarrollo de las
correlaciones de flujo multifasico y también para la validacion de OLGA.
Desde entonces las comparfias petroleras apoyan el desarrollo y
proporcionan datos de campo al Proyecto de Verificacién y Mejora de
OLGA (OLGA Verification and Improvement Project (OVIP)).

Fue comercializado por primera vez en 1993 por SPT Group
(Scandpower Petroleum Tecnology) y desde entonces ha tenido un
continuo desarrollo principalmente a través de iniciativas de la industria.
Schlumberger (2014) afirma que “OLGA es la herramienta estandar de
la industria para la simulacion transitoria en la produccion de
hidrocarburos multifasicos”. La interfaz grafica de OLGA se puede
utilizar para combinar tuberias, equipos de diferentes procesos y una
red de pozos con diversas opciones incluidas en el software.

OLGA tiene incluido un preprocesador de estado estacionario que esta
destinado para el céalculo de los valores iniciales o de partida para las
simulaciones transitorias; y puede interactuar dinamicamente con los
principales simuladores de procesos dindmicos, como Hysys y Dynsim
y también con simuladores de yacimientos como Eclipse. Esto permite
hacer simulaciones integradas de ingenieria y entrenamiento a
operadores que estudian el proceso desde el yacimiento hasta la

disposicion de los fluidos en un solo modelo de alta fidelidad.

2.8.3 Caracteristicas fundamentales de OLGA

a) Flujo transitorio (son ecuaciones diferenciales parciales referidas
a un cierto periodo de tiempo)
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b) Unidimensional (la solucion de las ecuaciones es en la direccion
del eje axial)

c) Completo (esto quiere decir que incluye todas las ecuaciones de
flujo multifasico)

d) Un modelo de dos fluidos modificado, es un modelo de dos fases,
pero modificado para considerar tres y hasta cuatro fases (agua,
petréleo, gas y arena).

e) Resuelto con una solucién numérica semi-implicita (es un método
para la solucion de ecuaciones). (Schlumberger, 2014).

2.8.4 Ecuaciones aplicadas para fluido multifasico en
OLGA

Modelos fisicos empleados por OLGA

El modelo de fluidos incluye ecuaciones de conservacion de la masa,
cantidad de movimiento (momento) y energia. La solucién de este
conjunto de ecuaciones requiere el desarrollo de leyes de cierre, que
son relaciones necesarias que deben agregarse a las ecuaciones de
conservacion para permitir su calculo. Una ley de cierre basica es la
ecuacion de estado del fluido, se trata de una ecuacion termodinamica
que proporciona una relacion matematica entre las propiedades de los
fluidos tales como la densidad y la viscosidad, las ecuaciones de estado
incluyen también presion, temperatura volumen y energia interna
asociada al fluido. Esta relacién puede obtenerse consultando las tablas
de propiedades como funcién de la presion y la temperatura pre
calculadas por el paguete PVT (Schlumberger, 2014).

El flujo de informacion entre las ecuaciones ocurre como se muestra en
la figura 2.48. En el caso de tener un flujo monofasico en la tuberia, la
ecuacion de conservacion de la cantidad de movimiento recibe
informacion de estado del fluido proveniente de las tablas y encuentra la
velocidad del fluido presente en la seccion de la tuberia en estudio. Esta

informacion se utiliza luego como datos de entrada para las ecuaciones
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de conservacion de la masa y conservacion de la energia a fin de
actualizar el contenido de masa y energia en esta seccion. La nueva
informacion de masa y energia se utiliza posteriormente como dato de
entrada para la ecuacion de estado a fin de actualizar la presion. Esta
nueva informacion de presion, junto con la informacion actualizada de
energia y densidad del fluido se emplea a su vez para actualizar la
ecuacion de cantidad de movimiento para la siguiente seccion de
tuberia y asi ocurre sucesivamente en todo el dominio discretizado.
Esta relacion general entre las ecuaciones de flujo existe para cada
fase del fluido presente en un sistema de flujo multifasico.

Ecuacion de
) 4
S cantidad de j %5
movimiento

A

Ecuacion
de energia

Ecuacion
de masa

Informacidn de presion

Ecuacion
de estado

Figura 2.48 Flujo de informacién entre las ecuaciones del modelo de OLGA. Tomado
de Nas & Brandt, 2015.

Las ecuaciones de conservacion de la masa de la fase gaseosa, de la
fase liquida y las gotas de liquido se resuelven por separado y son
acopladas a través de la trasferencia de masa. Solo tres ecuaciones de
conservacion de cantidad de movimiento son usadas, una para la fase
continua de liquido, otra para la fase gaseosa con la posibilidad de que
existan gotas de liquido y otra para la fase de gas. La velocidad de las

gotas de liquido en el gas viene dada por una relacion de deslizamiento.
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La ecuacion de la energia es aplicada para la mezcla total porque se

considera que las fases se encuentran en equilibrio térmico.

Con la intencién de ilustrar sobre la forma, variables y elementos
matematicos que se usan en las ecuaciones del modelo de fluidos, se
presenta a manera de ejemplo, el grupo de ecuaciones que rigen la

conservacion de la masa en OLGA:
1. Ecuaciones de conservacion de la masa:

a) Ecuacion para la fase de gas.

0 dt(fgpg) = —1A d(Afgpgig) 9Z + Yg + Gg Ecuacion 9
Donde:
A: Area trasversal de la tuberia (m2).
fg : Fraccion de volumen de gas (adimensional).
pg: Densidad del gas (kg/m3).
vg: Velocidad del gas (m/s).
wg: Término de la transferencia de gas (kg/sm3).
Gg: Fuente de gas (kg/sm3).

b) Ecuacion para la fase liquida en la pared o continuo:

d dt(flpl) = —1A (AfLpL¥L) 0Z — YgfLfL + fD — e + yd + GL Ecuacion 10
Donde:

A: Area trasversal de la tuberia (m?).

fl: Fraccién de volumen de la fase de liquido continuo (adimensional).

pl: Densidad de la fase de liquido continuo (kg/m3).
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VL: Velocidad de la pelicula de la fase de liquido continuo (m/s).
we: Término de arrastre (kg/sm3).
wd: Término de deposicion (kg/sm3).
fD: Fraccion de volumen de las gotas (adimensional).
GL: Fuente de masa de la fase de liquido continuo (kg/sm3).
c¢) Ecuacion para las gotas de liquido:
d0t(fDpl) = —1A d(AfDpLID) dZ — YgfDIL + fD + ye — pd + GD  Ecuacion 11
Donde:
A: Area de la tuberia (m?).
fD: Fraccion de volumen de la fase de gotas de liquido (adimensional).
pL: Densidad de la fase de liquido (kg/m?3).
VD: Velocidad de la fase de gotas de liquido (m/s).

fD: Fraccion de volumen de las gotas de liquido dispersas en la fase

gaseosa, (adimensional).
we: Término de arrastre (kg/sm?).
wd: Término de deposicién (kg/sm?3).

GD: Fuente de masa de gotas de liquido (kg/sm?).

2.8.5 Esquema numérico de OLGA

OLGA trabaja con un arreglo no lineal unidimensional. EI modelo de
flujo en dos fases es resuelto mediante el método de diferencias finitas.
OLGA utiliza una técnica de malla donde todas las variables de
volumen son definidas en los puntos medios de cada seccidbn como por

ejemplo la presion, la temperatura y el holdup; y variables como las
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velocidades, caudales y patron de flujo son definidos en las fronteras de
las celdas.

El modelo de OLGA aplica la técnica de la celda donadora o mallado
escalonado, el cual es un método semi-implicito donde las propiedades
de los fluidos son calculadas por la ecuacion de estado en el paquete
PVT y usadas por la ecuacion de cantidad de movimiento para
encontrar la velocidad en la seccion de tuberia y luego esta informacion
se usa como dato de entrada para la ecuacion de conservacion de la
masa y conservacion de la energia para actualizar la masa y la energia
en esa seccidon, esta Ultima informacion sirve para la ecuacion de
estado a fin de actualizar la presion. Esta nueva informacion de presion
se emplea a su vez para actualizar la ecuaciéon de cantidad de
movimiento para la seccién de tuberia siguiente y asi sucesivamente;
en otras palabras, las condiciones de frontera arrojadas de una celda
son donadas a la celda adyacente, por esta razbn se requiere
introducirle al modelo las condiciones fronteras del problema para iniciar
este proceso que se repite consecutivamente hasta recorrer todo el

sistema que ha sido discretizado.

Error de volumen

En cada paso de tiempo, cuando todas las ecuaciones se han resuelto,
el cambio de volumen de fluido neto deberia ser cero, pero en OLGA se

permite un error de volumen que se calcula como sigue:

VOLi = Z vf — vif Ecuacion 12

Este error se compensa adicionando la seccién de volumen en el
siguiente paso de tiempo, y es necesario monitorearlo durante la
simulaciéon. Se aconseja que deba ser menor a un 5 %, como criterio de
convergencia de las ecuaciones. Para la simulacion se debe especificar

el paso de tiempo maximo y minimo y de ello depende la magnitud del
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error volumétrico. El usuario puede definir estos dos parametros, pero
en muchos casos es el simulador quien controla el paso de tiempo.
OLGA utiliza el criterio de Courant Friedrich Levy (CFL) basado en la
velocidad de transporte para marcar el limite superior del intervalo de
tiempo utilizado para el algoritmo, y no es mas que un criterio de
estabilidad numérica en la solucion de ecuaciones diferenciales en
derivadas parciales (Schlumberger, 2014). Para problemas dinamicos

de transporte de masa se aplica el criterio CFL, y es el siguiente:
At < min(Lseccién Ufluido) Ecuacion 13

Donde:

At: es el paso de tiempo (s).

Lseccidn: es la longitud de la seccién de tuberia (m).

Ufluido: Es la velocidad del fluido (J/sm3).

2.8.6 Modelo de simulacién en OLGA

Antes de iniciar desarrollo de modelos de simulacion se debe definir las

opciones generales para la simulacion, éstas se listan a continuacion:

Parametros de integracion

Se debe definir el tiempo inicial y el final de la simulacién, esto se hace
en funcién de los escenarios que se desee analizar. También se debe
definir el paso de tiempo maximo y minimo de integracién. Colocar el
maximo en 10 s, y el minimo en 0,01 s es una buena préactica para la
mayoria de las simulaciones, pero hay que tener en cuenta que si son
transitorios rapidos como un golpe de ariete se deben reducir estos

parametros. (Schlumberger, 2015).
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Inicializacién de la simulacién

Hay tres formas de iniciar la simulacion:

a) Usando el preprocesador de estado estable

b) A partir de unas condiciones iniciales dadas por el usuario:
presion y temperatura, fraccion de volumen de gas y de liquido;
cada una de ellas deben ser definidas en la entrada y en la salida
para todas las tuberias.

c) A partir de una simulacion de estado pseudo estacionario
(RESTART). Una simulacion a partir de los resultados de un caso
base es posible gracias a la opcién de RESTART del software
OLGA en el que se alcanza el estado estable, es decir se ha
superado la transicion de una simulacién de estado estacionario a
una simulacién dinamica. Las condiciones finales del caso base o
pseudo estacionario son usadas como condiciones iniciales para
el caso transitorio.

En esta seccidén se describe algunas consideraciones a seguir para el
desarrollo basico de los modelos de simulacion empleando el simulador
OLGA.

a) Modelo Gréfico

b) Modelo Geométrico

c) Condiciones iniciales y de frontera
d) Modelo de transferencia de calor
e) Configuracién del reporte

f) Tabla de las propiedades de los fluidos, generadas en el paquete
PVT Multiflash.

Modelo gréfico

El modelo grafico es un bosquejo o una figura donde se representan
todos los elementos que conforman el modelo de simulacion y al cual

se le tienen que asignar los demas modelos (Geométrico, Térmico,
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Condiciones iniciales y las variables de medicion). Un modelo gréfico

bésico puede verse en la Figura 2.49.

Entrada de masa Nodo de presion

O »

Tuberia

Figura 2.49 Modelo gréafico de un caso basico en OLGA. Tomado y adaptado de
Schlumberger, 2014.

Modelo Geométrico

Es una secuencia de tubos que pueden representar tuberias de
revestimiento, de produccion o de recoleccion y transporte; la geometria
generada en OLGA es una aproximacion de la geometria real del
sistema. A una tuberia se le deben asignar parametros como longitud,
inclinacién, diametro interno, rugosidad y la pared de materiales que la
conforman. Cualquier sistema a simular en OLGA, sea un pozo, un
ducto o una red, inicia con un nodo acoplado a una tuberia y finaliza
con otro nodo, a este conjunto se le conoce como ramal o branch. Un
nodo es un limite de tuberia o punto de conexién para dos o mas

trayectorias de flujo.
-Tipos de nodos

De manera general existen dos tipos de nodos, nodos terminales e

internos. En la figura 2.50 se tiene un ejemplo de nodos terminales

a) Nodo terminal: es un nodo ubicado en un extremo del sistema y
pueden ser de tres tipos:
a. Nodo cerrado: es una frontera cerrada en una tuberia la cual no
permite el paso de fluido en ningun sentido.

b. Nodo de presion: es el tipo de nodo que permite el paso de fluidos
en cualquier direccion, ya sea entrando al sistema o saliendo del
mismo. Puede representar un separador o un cabezal.
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c. Nodo de masa: es una fuente de masa en un extremo de la
tuberia.

b) Nodos internos: son nodos que representan conexiones internas en
el sistema y existen dos tipos (ver la figura 2.51):
a. Nodo interno de union: es la union entre dos o mas ramales del
sistema.

b. Nodo de division (split): como lo indica su nombre representa la
division del flujo hacia dos o mas ramales (Schlumberger, 2014).

Nodo cerrado Nodo de presién
No permite el paso de flujo Puede haber flujo en ambas direcciones

Figura 2.50 Diferencias entre nodo cerrado y nodo de presion. Tomado de
Schlumberger, 2014.

A un nodo de presion normalmente se le especifica la presion y la
temperatura. Estas condiciones establecen la direccién de flujo. Las
trayectorias de flujo tienen una direccién definida por el usuario, pero el
flujo es independiente de la direccién, asi que cualquier fase puede fluir
en contracorriente con respecto a la direccion predefinida en cualquier

momento y posicién donde existan las condiciones hidraulicas.

Nodo de union Nodo de division

Figura 2.51 Nodo de unién y nodo de divisién en un sistema modelado en OLGA.
Tomado de Schlumberger, 2014.
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-Perfil de tuberia.

Cada trayectoria de flujo consiste en una secuencia de tuberias y cada
una esta dividida en secciones (es decir voliumenes de control). Estas
secciones corresponden a la discretizacion para el modelo numérico.
OLGA aplica un método de malla espacial escalonada, el cual consiste
en calcular variables de flujo (por ejemplo, velocidades y caudales) en
los limites de la seccion y las variables de volumen (por ejemplo,
presion, temperatura y fracciones de volumenes) como un valor
promedio en la seccion. En las fronteras de las secciones son ubicados
las valvulas, compresores, bombas o cualquier equipo de procesos. La
figura 2.52 muestra como es seccionada la tuberia y las posiciones

donde son medidas las variables.

TUBO 4
‘.
o 11—

Medicion de las

Variables de \

Frontera o 2 3

\

TUBO 1 2 A TUBO3

Secciones del TUBO

P . TuBD2 - 2
// / | N\
l'/./ » " \u
1 2 3 o 4 1
1 2 3 4 &
.v » - a N
Medicion de las
Variables de
Fronterasde la seccion del TUBO Volumen

Figura 2.52 Discretizacion de las tuberias en OLGA. Tomado de Gomez, 2010.

El tiempo de cOomputo empleado para la simulacion, asi como la
precision depende del largo de las secciones. Es comun que los datos
medidos de los perfiles de las tuberias sean proporcionados con

distancias muy cortas lo que lleva a tener un numero elevado de
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secciones. Si esto ocurre se tendra un modelo muy preciso pero que
requerird de un tiempo de cémputo muy largo lo cual puede ser poco
practico. Por esta razon en caso de que el perfil contenga secciones
muy cortas, es recomendable simplificarlo para obtener secciones mas

largas con el fin de que el tiempo de cOmputo sea menor.
-Discretizacion de perfil de tuberia.

La discretizacion del perfil de tuberia, es dividir cada tuberia en un
namero de celdas o secciones, las cuales son empleadas para hacer el

calculo numérico, y se establece en base a la siguiente regla:

0.5Li<Li+1<2Li Ecuacién 14
Donde:
Li es la longitud de la seccion de tuberia actual.
Li+1 es la longitud de la seccién de tuberia siguiente.

Esto establece que el tamafio de la seccion siguiente debe estar entre

la mitad y el doble de la anterior.
-Filtrado de la tuberia.

En esta etapa se remueven aquellos puntos que no contribuyen de
forma significativa con el perfil, también permite eliminar problemas de
convergencia que existe en la medicion de los cambios de elevacion. El

procedimiento seguido parar el filtrado se esquematiza en la figura 2.53.
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0 Puntos consevados

O Puntos eliminados \O

Perfil original

Perfil filtrado

Figura 2.53 Filtrado del perfil geométrico de la tuberia en OLGA. Tomado de
Masabanda M, 2014.

Condiciones iniciales y de frontera

Para simular la entrada de fluidos a los ramales se dispone de
diferentes opciones en OLGA:

a) Una fuente de masa.
b) Un nodo de masa.

c) Un nodo de presion.

d) Un pozo.

e) Una zona o yacimiento.

Las fuentes de masas son usadas frecuentemente en el modelamiento

de redes de recoleccion, y tiene las siguientes particularidades:

a) La fuente inyecta masa sin importar la presion de la tuberia.
b) Puede ser colocado en cualquier seccion de la tuberia.
c) Una seccion puede tener varias fuentes.

Un sistema con una fuente de masa esta descrito en la figura 2.54.
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Nodo cerrado Nodo de presién

c '\ — OP

Direceidn de flujo

Fuente de masa

Figura 2.54 Fuente de masa en un modelo de OLGA. Tomado de Gémez, 2010.

La fuente requiere el flujo méasico o volumétrico, la fraccion de cada
fase, la temperatura y la tabla de propiedades del fluido que se inyecta.
OLGA calcula la presion a partir del caudal y la temperatura. Al nodo de
presion se le debe asignar las condiciones de presion y temperatura
gue controlan el sistema. A cada elemento que conforma el sistema se

le tiene que especificar el fluido que va a manejar (Gémez, 2010).
Célculos térmicos utilizando el simulador OLGA

El modelo del codigo OLGA es capaz de simular una tuberia con una
pared totalmente aislada, o una pared compuesta de capas de diferente
espesor, densidad, capacidad calorifica y conductividad. Las
propiedades de la pared pueden cambiar a lo largo del sistema de
tuberias como es el caso para simular un sistema de un pozo rodeado
de formacién rocosa con un gradiente de temperatura, una linea de
flujo, enterrada o con materiales aislantes y recubrimiento de concreto o
pinturas. El coeficiente de transferencia de calor desde el fluido a la
pared interna de la tuberia es calculado por el cédigo mientras que el
coeficiente de transferencia de calor del exterior debe ser especificado
por el usuario. Solamente se considera la transferencia de calor en

direccién radial y se supone simetria axial.

Una pared son todos aquellos materiales que definen la estructura fisica
de una tuberia y sus alrededores y que propician la transferencia del
calor por conduccién (Gomez, 2010), mientras que en el exterior de la

tuberia ocurre la transferencia de calor por conveccion con el aire o el
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agua. La conveccion también ocurre entre el fluido y la pared mas
interna de la tuberia. La utilizacion de paredes necesita de
especificaciones del material o los materiales que la componen, a cada
material se le asignan propiedades como la densidad, la capacidad

térmica especifica y la conductividad térmica (véase la figura 2.55).

Para cada MATERIAL se especifica:

N :— > Densidad
iy
> Conductividad térmica

Iy \\ Para mejorar la exactitud del célculo, se
‘ | ——_ deben especificar varias capar por cada capa
h — de MATERIAL

Paracada PARED se especifica secuencias de

MATERIAL por cada capa, comenzando por la
capamas interna

 §

ambiente

Figura 2.55 Especificaciones de las paredes que conforman las tuberias. Tomado de
GOmez, 2010.

La solucion numérica para la temperatura en la capa de la pared
depende de la discretizacion de la capa, porque OLGA usa el método
de diferencias finitas. Una discretizacion mas fina de las capas de la
pared es necesaria para los calculos transitorios. Cuando el
almacenamiento de calor en las paredes de la tuberia puede ser
importante (enfriamiento o calentamiento durante paradas), deberia
cumplirse la siguiente regla general entre el espesor de capas
contiguas, descrita en la figura 2.56.
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Figura 2.56 Seccionamiento de los materiales de las paredes de las tuberias. Tomado
de Gémez, 2010.

OLGA calcula la acumulacién de calor en las paredes de las tuberias y
también la conduccion de calor a través de estas, resolviendo para cada
capa y para cada componente la ecuacion de conservacion de la
energia; en ese caso se debe definir las propiedades térmicas para
cada material. Otra forma de calcular el flujo de calor es definiendo un
coeficiente global de transferencia de calor, donde la transferencia de
calor por conduccion entre las capas ocurre anélogo al flujo de corriente
en un circuito, pero en lugar de existir una resistencia eléctrica se
considera la resistencia térmica y la conductancia térmica entre
materiales, ver la figura 2.57. Este analisis supone que el flujo de calor
es unidimensional y es un valor constante especificado por el usuario.
Bajo esta modalidad OLGA calcula la temperatura del fluido y el flujo de

calor como sigue:

Q = U(Tambiente — Tfluido) Ecuacién 15
Donde:
U es el coeficiente de transferencia de calor (W/m?2K).

Q es el flujo de calor por unidad de area (W/m?).
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El primero es el mas recomendado porque la capacidad de
almacenamiento de calor en la pared es significativa. Se debe incluir un
calculo dinamico de la temperatura de las capas de la pared en una
simulacién transitoria como paros y arranques. La udltima opcion
ahorrard algo de tiempo de computo, pero sélo debe utilizarse con
cuidado y preferiblemente en situaciones estado estacionario.

]
|
|
i
|
I
|
]
1
|
f
I
|} 1 | | | '
Taod Toy Tz Tz Tou Ta s

9~ AN AN

L Inty/n) Iain/n) latr/r) A
A2wr L 2wk, 2wkl Ikl ha2wr L

Figura 2.57 Analogia eléctrica en la transferencia de calor por conduccién para
paredes dispuestas en serie. Tomado de Schlumberger, 2015.

Capas muy delgadas, tales como pintura, deben ser incluidas como una
nueva capa, pero ajustando el espesor de la capa vecina con el fin de

cumplir la regla.

-Transferencia de calor con el ambiente.

La conveccién es la manera como ocurre la trasferencia de calor con el
ambiente y para ello es necesario definir los coeficientes de
transferencia de calor por conveccion, y éste depende del fluido que
rodea a la tuberia. Los coeficientes de trasferencia de calor por
conveccion pueden ser un valor tipico de la zona geografica o bien

calcularlo en base a la velocidad de la corriente del fluido que rodea a la
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tuberia hacia donde se disipa el calor (conveccion forzada) ver la Figura
2.58.

Alternativamente los parametros de transferencia de calor se pueden
definir como un coeficiente global o especificarle a cada ramal, tuberia o
seccidn sus propios pardmetros. La primera es una forma sencilla de
modelar la disipacion de energia, pero no es un procedimiento

adecuado si se desean simular transitorios como paros y arranques.

Aire Agua
hen funcién de la velocidad del aire h en funcién de la velocidad del agua
163 fasas
143 punas
== DN
o 12 2w
o103 E &
Euw g
— &3 £ 1500
P 'z
13+ o4
(1] L1 21 11 il LY &1 wl L1 1 kR ] a1 51 (4]
Velocidad del aire (m/s) Velocidad del agua (m/s)
Conveccion forzada Conveccién forzada

Figura 2.58 Conveccion forzada en agua y aire. Tomado de Gémez, 2010.

Reporte de variables en OLGA

Las variables que se desean medir son solicitadas en la interfaz gréfica
de OLGA, y este tiene tres tipos de reporte, el reporte escrito
(OUTPUT), los graficos de perfil (PROFILE) y los graficos de tendencia
(TREND).

Los graficos de perfil permiten conocer el valor de las variables
solicitadas a lo largo de toda la tuberia para un tiempo fijo, es
equivalente a observar el estado de todo el ramal para un tiempo
determinado. También tienen la particularidad de observarlos de
manera animada. Los graficos de tendencia son diferentes, ya que
permiten conocer el valor de una variable en una posicion fija para un

tiempo variable, los resultados observados en un grafico de tendencia
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son equivalentes a colocar un registrador en la tuberia (ver la Figura
2.59), que almacena el valor de la variable con respecto al tiempo
(Goémez, 2010).

Figura 2.59 Punto de medicion o grafico de tendencia en OLGA. Tomado de Gémez,
2010.

En todos los casos el usuario del software debe especificar las variables
que desea registrar y con qué frecuencia de tiempo. El simulador
contiene dos herramientas llamadas OLGA VIEWER vy el visualizador
3D, la cual permite generar una animacion de lo que estd sucediendo

en el modelo.
Los archivos de OLGA

Para la simulacién en OLGA se puede crear un proyecto o un caso, el
proyecto contiene un caso base y variaciones del mismo. Estos dos
archivos son creados por el usuario o simplemente abiertos desde
OLGA si ya han sido creados previamente. Las tablas de propiedades
de los fluidos son asignadas a través de la interfaz del modelo (Gomez,
2010).

Una vez que el modelo comienza a correr el preprocesador de estado
estable genera el archivo de entrada que contiene las condiciones
iniciales para la simulacion dinAmica. Durante el tiempo de simulacion
se generan los diferentes archivos de salida, tanto el reporte escrito

como las graficas de tendencia, perfil y animaciones. El archivo de
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reinicio es utilizado para realizar un posterior modelo, el cual va a partir
del punto final del caso que ya ha sido simulado. En la figura 2.60 se

muestran los archivos asociados a OLGA.

Proyecto Caso
{.opp) {.opi)
. e
v L

Interfaz de OLGA ‘

Propiedades
- del fluide
(.tab )

C drrid; de Ia

_simulacidn Archivo de
entrada
(.genkey)
A
Archivas Gréaficas de Graficas de Graficos Archivo de
de saiida tendencia perfil animadaos reinicio
(-out] (-tpi) (-ppl) (-plt) (.rsw)

Figura 2.60 Archivos manejados por OLGA. Tomado y adaptado de Schlumberger,
2015.

Como puede verse OLGA requiere un archivo que contenga las
propiedades del fluido como la densidad, viscosidad, tension interfacial,
en general el comportamiento de las fases y las propiedades fisicas del
fluido en funcion de la presion, la temperatura y la composicién. Este
archivo generalmente es una tabla pre-calculada a partir de un fluido
qgue ha sido caracterizado en un paquete PVT.
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2.8.7 Caracterizacion de fluidos

Se entiende por caracterizacion al proceso mediante el cual se obtiene
una composicion representativa para un fluido. Entonces un fluido esta
caracterizado cuando se conocen las especies quimicas presentes en
una mezcla, la cantidad y sus propiedades (Masabanda M, 2014). La
caracterizacion de fluidos se hace utilizando Multiflash, el cual es una
herramienta computacional para el modelado de propiedades fisicas y
equilibrio de fases. Multiflash utiliza el método de la ecuacion de estado
para derivar las propiedades termodindmicas para cualquier fase. Una
ecuacion de estado simple describe el comportamiento de la presion,
temperatura y volumen de componentes puros y mezclas. Sin embargo,
existen ecuaciones cubicas de estado para representar mejor la

densidad del liquido.

Modelos informaticos en la caracterizacion de hidrocarburos

Un modelo es una descripcion matematica para representar una 0 mas
propiedades termodinamicas y de transporte de un fluido o un sélido
como funcion de la presion, temperatura y composicion. La prediccion
exacta de las propiedades fisicas y termodinamicas es un requisito para
el éxito de la simulacion y disefio de tuberias. La pérdida de presion, el
holdup, la pérdida de calor, la formacion de hidratos y la deposicion de

ceras; todos requieren conocimiento de los estados del fluido.

Las etapas en la construccion de las tablas de propiedades se listan a

continuacion:

a) Definicion de composicion de los fluidos.
b) Definir las fracciones componentes de las mezclas.
c) Ajuste de la caracterizacion.

d) Establecer temperaturas y presiones para calculo de
propiedades.
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e) Definir el nUmero de puntos en la tabla.
2.8.8 Ajuste y calibracion del modelo

Para el ajuste entre datos obtenidos de la simulacion y los datos de
campo, es importante considerar que en OLGA no es posible cambiar la
correlacion de flujo multifasico para ajustar la caida de presion vy
tampoco lo es fijar una eficiencia de flujo en los ductos para lograr el
ajuste. En caso de existir un error elevado durante la simulacion, y es
necesario ajustar las caidas de presion, se deben revisar las tablas de
propiedades (tablas PVT) o identificar posibles errores en modelo
geométrico (didmetro y rugosidades). Si se requiere ajustar la
temperatura, se debe revisar el modelo de transferencia de calor

(desratizacion de las paredes).

2.8.9 Modelo de particulas de OLGA

OLGA supone que las particulas se dispersan en las tres fases (capa
de gas, capa de petroleo y agua). La velocidad de las particulas se
define utilizando una velocidad de deslizamiento a través de la fase
portadora.

Se considera el deslizamiento inducido por la gravedad, y por lo tanto
las particulas que fluyen horizontalmente se moveran con la velocidad
de la fase portadora sino existe deposicibn o deslizamiento
(Schlumberger, 2014).
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CAPITULO Il

MARCO METODOLOGICO

A continuacion, se presenta la metodologia utilizada para el desarrollo
de los modelos de simulacién que dieron lugar a una serie de reportes
finales los cuales permitieron cumplir con los objetivos planteados en

este Trabajo Especial de Grado:

3.1 Recopilacion y analisis de la informacion

Se realizé una amplia recopilacion de informes técnicos sobre estudios
relacionados a la produccién submarina de gas, procesos operacionales
de paros de sistemas de produccion, acumulaciéon de sélidos y
limpiezas de tuberias en sistemas de superficie, simuladores de flujo
multifasico como MULTIFLASH y OLGA, fendmenos termohidraulicos y
fisicoquimicos, asi como trabajos teodricos publicados en libros,
reportes, revistas y a través de Internet que sirvieron de base para
ajustar y modelar el comportamiento de la acumulacion de liquido y de
sélidos (hidratos) en tuberias y evaluar operaciones de disefio y
mantenimiento de sistemas de gas, simulados con OLGA. La mayoria
de la informacion recolectada se localizé en la pagina de la Sociedad de
Ingenieros de Petréleo (SPE, por sus siglas en inglés), y en diversas
versiones de libros en formato digital existentes en la red. Dentro de
esta etapa se recopil6 toda la informacion referente a la linea de flujo y
de los fluidos manejados en ella. Se realizé la revision de proyectos de
ingenieria basica y de detalle para filtrar y obtener la informacion de la
arquitectura instalada y de los proximos desarrollos del campo, asi
como también los perfiles de produccién de agua y gas, planos civiles y

mecanicos de la infraestructura actual y futura que se tiene previsto en
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el plan de explotacion. Datos de pruebas de pozos fueron usados para
cuantificar a grandes rasgos la produccion de gas y agua en el proyecto
Mariscal Sucre, especialmente del campo Dragdén. También se
recopilaron estudios de laboratorio que contienen la informacion para la
caracterizacion de los fluidos manejados en tales campos (para su post-
validacion con los paquetes integrados en la herramienta
computacional) y estudios de la zona geografica que contienen la meta
oceanica y estudios geomorfolégicos del lecho marino esenciales para

el modelo de simulacion.

3.2 Construccion del modelo de simulacion

Para construir el modelo de simulacién es importante conocer de
antemano la metodologia para caracterizar un fluido. Esta consiste en
generar de manera aproximada las caracteristicas fisicas y quimicas de
los fluidos, es decir una composicidbn representativa para el
hidrocarburo, a partir del analisis PVT y de laboratorio de las muestras,
donde se conocen las especies quimicas presentes, su cantidad y sus
propiedades. Estas tablas nombradas anteriormente son generadas en
el paquete PVT para la caracterizacion de fluidos Multiflash. El
algoritmo en la caracterizacion del fluido se muestra a continuacion en

la figura 3.1.
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Figura 3.1 Algoritmo para caracterizar el fluido en Multiflash. Tomado de Mendoza
2016.

3.2.1 Modelado del fluido en estudio
El proceso para generar el modelo de fluido se lista a continuacion:

En la interfaz del programa Multiflash, se debe elegir la ecuaciéon de
estado (EDE) (ver figura 3.2). Se recomienda para gases secos la
Ecuacion de Estado de Peng Robinson por ser la que mejor se ajusta a
este tipo de gas, (Schlumberger, 2014).
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Hydrates ] Asph_allenes Waxas ] Combined Solids | Mercury
Cubic EnS Models Mon-cubic EoS Models ] CSMA | Activity Models
RKS PR P3RK
RKS APl version PR (Advanced) PSRK-MRTL
RKS (Advanced) PR7S Z] EnSs
RKSA (Infochem) @ PRYS (Advanced) CPA-Infochem
RES-HVP PR-HVP

Figura 3.2 Eleccién de la ecuacion de estado. Tomada de OLGA dynamic flow
simulator, 2015.

Segun PDVSA, 2015, El tipo de gas predominante en el campo Dragon

es el gas seco. Aunado a esto, investigaciones realizadas por PDVSA-
INTEVEP 2015 (SEP-WVS-412), confirmaron que la composicion del
gas era base seca (ver tabla 3.1), sefialandose un gas pobre, con

contenido de hidrocarburos liquidos practicamente despreciable.

Tabla 3.1 Composicidn del gas base seca. Tomado de PVDSA-INTEVEP 2015.

Componentes % Molar
Nitrégeno N, 0,32
Diéxido de carbono CO, 0,09
Metano CH, 99 47
Etano CoHsg 0,07
Propano CsHg 0,05
Total 100

Asi, habiendose definido el modelo que mejor se ajusta (figura 3.2), se

procedié a ingresar en la herramineta Multiflash, la composicion del

fluido segun los datos de la tabla 3.1, bajo el siguiente formato:
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Analysis units

Fluid
Unit male % i

Component Fluid amounts &)
1 MITROGEMN 0.32
2 H25 ]
3 coz2 0.09
4 METHANE 9947
5 ETHAME 0.07
b PROPAME 0.05
7
8 ]

Total: 100
+ %
Total fluid
Total amount of fluid maol ~
Change to: |5ingle Fluid ~  Clear analysis

Figura 3.3 Composicion del fluido ingresada a Multiflash. Tomada de OLGA dynamic
flow simulator, 2015.

Una vez, se han cargado los datos, se pudo conocer el comportamiento
de las fases del fluido en estudio. En este caso se procedio a generar a
través de la herramienta computacional (ver figura 3.4), la envolvente
de fase del fluido, generandose un diagrama P—T representativo, el cual

se mostrara en la secciéon de resultados.

Phase I Initial Values | Frame
Type of solution Select
@ Normal IGAS - ‘
D Upper retrograde Select basis
Lz LEehE IMUIe Fraction - ‘

Enter phase fraction (0 to 1)
0

Figura 3.4 Configuracion de la herramienta para la generacion de la envolvente del
fluido en estudio. Tomada de OLGA dynamic flow simulator, 2015.
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Por ultimo, para el disefio de la técnica de aseguramiento de flujo, es
importante estimar el contenido de agua en el fluido (gas) que
potencialmente puede acumularse en la linea de recoleccidén. En este
caso se configura la herramienta (ver figura 3.5), para saturar el fluido
en estudio con agua, considerando una presion promedio de 4110 psia
y una temperatura de 168 °F en el yacimiento (SPE-WVS-412). La
saturacion se determina empleando la ecuacion de estado de Peng-

Robinson.

Enter name: Water

| Search |

A

I
(=8
(-}

ﬂ Components in databank:

T

Figura 3.5 Configuracién de la herramienta para la saturacién del fluido en estudio con
agua. Tomada de OLGA dynamic flow simulator, 2015.

3.2.2 Modelado del sistema submarino de recoleccidn

Tomando como punto de partida las propiedades del fluido antes
descritas, se procede con el modelado del sistema submarino de

recoleccion.

Para el desarrollo del modelo de simulacién, se ingresé informacion
necesaria como perfil de tuberia, especificaciones para la transferencia
de calor, especificaciones ambientales, tabla de propiedades del fluido
caracterizado, configuracion del sistema submarino, condiciones de
operacion (presion, temperatura y caudales) y la configuraciéon para el
reporte de resultados.

Al tratarse de una investigacion de perfil te6rico se toma los escenarios
mas criticos para la determinacion de las irregularidades que se buscan
mitigar: acumulacion de liquido, flujo tapon y formaciéon de hidratos, que
pueden ocurrir en la linea de flujo de recoleccion de gas que va desde

el cabezal de un pozo hasta la base del riser ubicada en el lecho
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marino, que finalmente estara conectada con una estacion de flujo

receptora sobre el nivel del mar.

Para el desarrollo del modelo geométrico se utilizan los planos de ruta
de tuberias que contienen el perfil topogréfico de las lineas de
recoleccion de gas de la plataforma norte del Golfo de Paria (PNGP),
como se muestra en la figura 3.6. La linea de flujo tiene como punto de
inicio en el cabezal del pozo justo donde se une con el arbol de
produccion submarino hasta la base del riser recibiendo la produccion
del pozo. La tuberia realiza un recorrido de aproximadamente de 9

kilbmetros sobre el lecho marino.
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Longitud Tuberia (km)

Figura 3.6 Perfil topogréafico modelo de una de las lineas de flujo la red. Tomado de
PVDSA-INTEVEP 2015.

A partir de los puntos de los planos se obtienen la longitud y la
elevacion, lo cual se ingresa al editor de geometrias para crear el perfil
de las tuberias. Con estas dos especificaciones el editor genera
automaticamente el nimero de tuberias y la inclinacion de las mismas.
Adicional a esto se debe indicar en el editor la rugosidad y el diametro

interno de la tuberia.
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Una vez generado el modelo geométrico, se construye el modelo
térmico, y para ello, se deben crear las paredes de todos los materiales
con los que se encuentra en contacto el fluido y las tuberias. Para crear
las paredes se debe conocer qué tipo de materiales coexisten en una
tuberia, como estan dispuestos o distribuidos y el espesor de cada uno
de ellos, puesto que cada vez que exista un material diferente o
simplemente alguno deje de existir, se debe construir otra pared con las
nuevas caracteristicas. Las condiciones ambientales del bloque donde

se encuentra la red son:

a) Medio hacia donde se disipa el calor: acuoso (agua del mar).
b) Velocidad del agua: variable (promedio 10 pie/s).
c) Tuberias sobre el lecho marino.

d) Temperatura ambiente: varia con la profundidad y en menor
medida con la época del afo.

En el area de la PNGP, a razon de la profundidad, la temperatura del
mar puede variar hasta en 8 grados Celsius; esto se ilustra en la Figura
3.7.

Temperatura vs Profundidad mar en la

PNGP

o 30
[=]] 25 24
< 22,7
5 20 17,5 20 >
E 15 15 :
I 12
& 10 9
= 5

0
'_

200 175 150 125 100 75 50 0

PROFUNDIDAD DEL MAR

Figura 3.7 Variacion de la temperatura ambiente de la zona con respecto a la
profundidad del mar (m). Realizado con datos de PDVSA, 2015.
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La linea de flujo a simular esta formada por tuberias sobre el lecho

marino, por lo tanto, el flujo de calor ocurre en forma radial o simétrica y

se disipa en medio acuoso (agua del mar).

Para generar el modelo térmico es necesario declarar los materiales, y

para eso se le tiene que especificar un nombre, la densidad, la

capacidad térmica y la conductividad térmica, ver la tabla 3.2.

Tabla 3.2 Modelo térmico de los materiales que conforman la linea de flujo.

Material Density Specific Heat | Thermal Conductivity
[kg/m’] [kg/K] [Wim/K]
Steel 7850 500 50
Insulation 1000 1500 0.135

Lo siguiente es generar las paredes, lo cual consiste en el arreglo de

materiales que existe en cada linea de flujo, y la discretizacién de cada

capa, ver la Figura 3.8.

Q waLL

Wallname: |W-pipeline Thickness unit:

m

Insulation

Carbon Steel j 0.009

ﬂ 0.02
-

KNI KR{KR{KR{EN

Sum: 2025

Close

m

Figura 3.8 Generacion de la pared de las tuberias en OLGA. Tomada de OLGA

dynamic flow simulador, 2015.
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El simulador es capaz de hacer una discretizacion automatica siguiendo
la regla de espesor de capas contiguas. Una vez que se ha hecho todo
esto se debe acoplar el modelo geométrico con el modelo térmico a
través del editor de geometria, asignandole a cada tuberia la pared que
le corresponde. Cada tuberia requiere los pardmetros ambientales de
transferencia de calor como la velocidad del fluido del medio exterior
para la conveccion forzada, asi como la temperatura del ambiente ver
figura 3.9. Se debe verificar que las caidas de presion y demas
parametros no sean alteradas a medida que se van realizando los
estudios necesarios para alcanzar los objetivos propuestos, y asegurar

gue el modelo siga siendo representativo.
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Figura 3.9 Perfil medido en pies de una linea de flujo de recoleccién de gas en la
PNGP. Tomada de OLGA dynamic flow simulator, 2015.

Finalmente, el perfil que ha sido filtrado, debe discretizarse, lo cual
consiste en dividir cada tuberia en secciones para los célculos
numéricos de OLGA. Lo siguiente es asignar las condiciones de
frontera, esto incluye valores de presion y temperatura en los nodos de

presion.

Para definir la entrada de fluidos en este sistema se hace por medio de
un nodo de masa o una fuente que representa el cabezal del pozo; a
estos se les especifica el caudal, el corte de agua (dado por la

saturacion del fluido con agua), la temperatura y la fraccion masica de
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solidos (hidratos). Todos estos parametros se ingresan y el simulador
irA actualizando los valores de acuerdo al paso del tiempo en la
simulacién. Se debe especificar también las condiciones de presion y
temperatura en el punto de descarga que es representado por un nodo

en el CPF (centro de procesamiento de fluidos).

Finalmente, el modelo de produccién resultante (tras haberse
configurado en la herramienta computacional los parametros descritos
anteriormente), se validara y se podrd observar en forma grafica con

sus principales caracteristicas, en la seccién de resultados.

Para su validacion el modelo fue ajustado tomando en cuenta datos de
presion, temperatura y caudal en cabezales submarinos obtenidos de la
data del campo, respecto a los obtenidos en la simulacién. En este
sentido, el tamafio del paso de tiempo de integracién y maximo error
numerico son los pardmetros necesarios a ajustar para lograr una mejor
aproximacion entre estos. Por ejemplo, si el paso de integracion es muy
grande, es probable que los resultados no sean representativos de la
situacion real, y provocara una condicién conocida como inestabilidad

numeérica, de alli la importancia del ajuste de este parametro.

3.3 Andlisis transitorios a partir del Modelo Generado

Después de la construccién y ajuste del modelo de simulacién se
crearon varios escenarios de produccion a fin de tener un abanico de
resultados bajo ciertas condiciones y/o eventos, entre ellos la variacion
del caudal de produccion (desde el minimo econdémicamente rentable
hasta el mayor esperado), disminucién y/o aumento de la presion, paro
de produccion y cambios de la temperatura ambiente. Emprendiéndose
la simulacion de estos, para de esta manera lograr la prediccion de flujo
tapdn, acumulacion de liquido y la formacion de hidratos en la tuberia,

asi como también las alternativas de mitigacion respectivas.
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De manera esquematica se ilustra la forma en que es construida la red
de recoleccion de gas, en la figura 3.10 se resalta el cabezal del pozo,
la linea de recoleccion flujo (que parte del pozo), la cual se conecta con
un riser hasta que llega a un centro de procesamiento de fluido (CPF),
ubicado sobre el nivel del mar. Aun asi, se presenta un enfoque
especial, sobre la linea de recoleccion de flujo (ver figura 3.9), pues es
donde particularmente se encuentran los problemas que dificultan el

flujo del fluido.

. Base del Riser

i =
b Cabezal del pozo
P
—
__,_,—F_-'_FF A N 4

Figura 3.10 Linea de flujo de estudio. Tomada de OLGA dynamic flow simulator, 2015.

Predecir los efectos por cambios en el sistema es el objetivo central del
presente trabajo y su caracter transitorio. En términos generales el
procedimiento comienza con la corrida de un estado de comportamiento
normal con respecto al tiempo conocido como estado estacionario,
donde las condiciones de flujo (tasa, presiones y corte de agua)
permanecen constantes en un tiempo lo bastante largo como para
considerarlo estable. Una vez que se logra reproducir las condiciones
de operacion del sistema, se procede a generar cambios en las
condiciones de flujo dados por el pozo. Es importante resaltar que para
el desarrollo de estos modelos se consideran algunas premisas y

limitantes del sistema como se listan a continuacion:

a) Presion maxima que se puede recibir en el CPF= 1100 psig.

b) Flujo maximo que se espera recibir en el CPF=200 MMPCED.
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c) Presidon maxima permitida en el pozo= 1146 psig.
d) Temperatura en la cabeza del pozo= 62 °C (constante).

e) Temperatura minima del fluido requerida de arribo en el CPF= 27
°C.

Es importante resaltar que, en caso de no cumplir con estos

requerimientos, el sistema de control cerrard autométicamente la

valvula de entrada al separador por violacion de parametros de

seguridad en el sistema de control y el arranque sera fallido en su
totalidad.

3.4 Diametro y aislamiento inicial en el sistema

El diametro y aislamiento son las propiedades de partida para obtener
la configuracion mecanica inicial de la tuberia, las mismas son definidas
después de hacer variaciones segun los diametros y espesores de
aislamientos usados comunmente (0 con mayor frecuencia) en el area
estudiada. A partir de esto y basados fundamentalmente en las
limitantes transitorias del sistema expuestas en el apartado anterior, se

procede a determinar el diametro y aislamiento de la tuberia requerida.

Céalculo del diametro del tubo

Para la determinacion del didmetro requerido se realizé6 un estudio
paramétrico probando con didmetros internos de 8, 10, 12 y 14
pulgadas, considerando que la presion maxima a la que el fluido debe
llegar a la tuberia (en el cabezal del pozo) no debe exceder los 1100
psig y que la presion maxima permitida en la salida del pozo es de 1146
psig, considerandose el caso critico, que corresponde a flujo maximo
esperado de 200 MMPCED. Se generd un grafico de tendencia o
comportamiento de la presion desde la entrada de la tuberia hasta la
salida de la misma a partir de los diametros internos probados con el fin

de evaluar y determinar el diametro 6ptimo.
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Célculo del espesor de revestimiento del tubo

El efecto de cambiar los espesores del aislante también se puede
determinar con un estudio paramétrico y asi conocer cuéal de ellos
permitira obtener una temperatura de salida de 27 °C (no menor)
requerida por €l CPF. Por lo que una vez determinado el diametro
optimo, se procede a actualizar el modelo con este nuevo dato para
estudiar el comportamiento de la temperatura del flujo con espesores
gue van desde 0.8 a 1.6 pulgadas, a la vez que se cambia el flujo
volumétrico (respectivamente) en 200 MMPCED (flujo maximo
esperado a producir), 100 MMPCED (flujo medio de prueba), hasta los
20 MMPCED el cual es el flujp minimo econémicamente rentable de
producir y a su vez la condicién critica en donde el fluido al viajar mas
lento tiene la capacidad de absorber méas calor del medio exterior (que
inicialmente se ha considerado constante), para establecer el espesor

del aislante inicial.

3.5 Patrén de flujo y acumulacién de liquido en la tuberia

Gracias a que se cuenta con un perfil topografico sobre la zona de
estudio (ver figura 3.6), se hace posible estudiar el patrén de flujo que
pueda ser consecuencia del terreno y que debido a la presencia de
altibajos a lo largo de la linea de flujo, especialmente en la union con la
base del riser (pues representa la unibn con un eje de tuberia
inminentemente vertical), hace probable la existencia de slugs, que
pueden potencialmente ser causantes de problemas a las instalaciones
de procesamiento del fluido. Una vez corrida la simulacion se procede a

comparar los casos considerando:

a) Regimenes de flujo a lo largo de la tuberia.
b) Caudal total de liquido que sale de la tuberia.

c) Comportamiento de la presion en la tuberia.
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d) Acumulacion de liquido en la tuberia
3.5.1 Incremento del caudal o rampeo

A través de la herramienta computacional se puede investigar el efecto
de incrementar la velocidad del flujo de fluido de 20 MMPCED a 200
MMPCED (se evalia esta variacion de flujo para reproducir el
comportamiento de un pozo cuando se pone a produccion y cuando va
declinado en el tiempo, de tal manera que se permita estar preparado
para los diferentes escenarios). Esto con la intencion conocer si al
realizar este cambio, se puede llegar a estabilizar el fluido en el tiempo
y asi mitigar el flujo tapon. Se evalua también, la influencia de esta

operacion sobre el caudal de salida y sobre las presiones en la tuberia.

3.5.2 Estrangulacién del flujo en la entrada a la plataforma

Del apartado anterior se encontr6 que existen problemas por la
formacién de slugs en el caso del caudal de gas méas bajo. La opcion
mas Optima que se encuentra para mitigar este problema desde el
punto de vista de ahorro de tiempo y costos, es la estrangulacion del
flujo en la entrada del CPF, la cual se puede simular con alta precision a
través de la herramienta computacional. Para esto disponemos del
elemento “topsides Choke” que se agrega al sistema construido, justo a
la entrada del CPF. A esta herramienta se le especifica un diametro de
apertura de 10 pulgadas (diametro mas comun en la industria), donde
se evalla el efecto de apertura su valvula con valores que van desde
2% hasta el 10% de su é&rea. La sensibilidad a estos cambios se
mostrara a través de estudios paramétricos para facilitar la comparacién
de las diferentes aperturas, considerando los caudales y presiones con

los que arriban al CPF.
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3.6 Paro de la produccion y formacién de hidratos en la tuberia

La mayoria de los pozos produce agua, condensada o libre y los pozos
en el area de estudio no son la excepcion. Como se vio en el marco
tedrico, el gas al combinarse con el agua puede formar tapones de
hidratos por la combinacion de temperatura baja y presion alta. Los
hidratos pueden taponar la linea de recoleccion de flujo. La probabilidad
de formacion de hidratos en la tuberia es mayor durante un paro de la
produccion generalmente a causa del cierre de pozo(s), cuando el
sistema de produccion esta frio y las presiones son altas. A partir del
cierre del pozo se pretende determinar por medio de simulacién el
espesor el aislamiento necesario para mantener el fluido por lo menos
de 5 °C por encima de la temperatura de formacion de hidratos durante
un periodo de cierre de por lo menos 8 horas, sin que en la tuberia se
formen hidratos.

3.6.1 Paro del sistema

Se procede a ejecutar el caso en condiciones normales por 2 horas lo
cual es tiempo suficiente para asegurar que el fluido en operaciones
normales se transporte desde el pozo hasta el CPF a través de la
tuberia. Seguido a esto se procede a cerrar la valvula del pozo para
detener la produccién durante un periodo de 8 horas. Y se evallan los

tépicos que se describen a continuacion:

3.6.2 Espesor de aislante durante el paro

Para determinar si se formaran hidratos dentro de la tuberia, es
necesario contar con la curva de hidratos (correspondiente al area en
estudio), la cual exhibe la presion de formaciéon de hidratos en funcion
de la temperatura de formacion de los mismos (ver figura 3.11).
Contando con la curva, se construye la variable DTHYD (ver ecuacion

16) la cual muestra la diferencia entre la temperatura de formacion de
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hidratos y la temperatura del fluido a través de la tuberia. Cuando la
temperatura del fluido est4 por debajo de la formacion de hidratos, el
fluido puede formar hidratos dentro de la tuberia, por ende, es normal

gue en la industria se aflada un margen de seguridad para evitarlos.

DTHYD = Ttormhidra — Tauido Ecuacion 16

Donde, T=temperatura.

¥ # Curva de formacion de hidratos

3000 -

1500 -

Presiones (psig)

Temperatura (°C)

Figura 3.11 Curva de hidratos para el gas en estudio. Tomada de OLGA dynamic flow
simulador, 2015.

Se evaluara si es pertinente mantener el aislante inicial, considerandose
gue se debe mantener la temperatura como minimo 5 °C por encima de
la temperatura de la curva formacion de hidratos (recién integrada al
simulador en este paso), a la temperatura y presion local en la tuberia
después de un periodo de cierre de al menos 8 horas. De no ser
suficiente se evaluara un nuevo espesor de aislante que cumpla con

esta especificacion.
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3.6.3 Reinicio del sistema y despresurizacion

Se propone una metodologia para restablecer el flujo 6ptimo y estable
del fluido, inmediatamente después de transcurrido el tiempo del paro
de la produccion. Posterior a ello, se evalla la posibilidad de que no sea
posible arrancar la produccion después del paro, por lo cual se evalta
despresurizar la tuberia para evitar la formacion de hidratos, usando
una valvula manual de 2” de diametro en el CPF. Cabe destacar que,
para llevar a cabo este procedimiento, se debe confirmar que la tuberia
se puede despresurizar (si su disefio mecanico lo permite) a través de
la valvula, asi como también que el fluido ha caido en la regién de
formacion de hidratos (a través de pruebas pertinentes). Por otro lado,
las valvulas ya instaladas en el modelo, deben permanecer cerradas
durante la despresurizacion, la cual debe llevarse a cabo modelando la

ruta hacia el quemador a través de una fuga o leak (ver figura 3.12).

VALVE-P

T
@)

LEAK

MAN-CON

Figura 3.12 Ubicacién del leak en el sistema. Tomada de OLGA dynamic flow
simulador, 2015.

Se evalla si la temperatura del fluido en la tuberia no llega a la regién
de formacion de hidratos. También se podra observar los caudales de

liquido y gas que se remueve durante la despresurizacion.

3.7 Reporte Final de los Resultados

En el ultimo paso de la metodologia de este trabajo, se exponen los
resultados y sus respectivos andlisis, en los formatos que se describen

a continuacion:
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a) Graficos con respecto al tiempo de una variable en un punto fijo,
donde se puede observar, por ejemplo, el incremento instantaneo
en el flujo, incrementos de presion del sistema, tapones de liquido
y contenido de liquido que llegan al CPF.

b) Graficos de perfiles, los cuales muestran el valor a lo largo de un
tramo a un tiempo fijo.
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CAPITULO IV
RESULTADOS Y DISCUSIONES

A continuacion, se presentaran en forma cronoldgica, los resultados y

discusiones, en funcién del marco metodolégico previamente visto.

4.1 Resultados del Modelo de fluido.

La figura 4.1 muestra la envolvente de fases del fluido estudiado, donde
puede observarse que se ajusta a las caracteristicas teoricas ya
conocidas para el gas seco, destacandose que la envolvente declina
hacia la izquierda ante la ausencia de compuestos de hidrocarburos

pesados.

ENVOLVENTE DE FASE

7000 |------mmeedeee e T S o
6000 [---=-===== SERREEERRELE SOPRRITERE foenonnennend -y mneennof RRRRESEERE
5000 [------------ e oo SRRRRRRRRNRS R it Rt i e enmemeees

Ty AR SSSSSSOSS S ASum wo— S—

Presion (psia)

107 R Ot N S - S
] L e A e

1000 [------------ ez Fommne e oA oo e nneeenes

0 : : : : :
-150 -100 -50 0 50 100 150
Temperatura (2F)

Figura 4.1 Envolvente de fase para el fluido en estudio.

En la tabla 4.1 se observa el resultado de la composicion del gas seco
en estudio después de saturarlo con agua, donde se determiné un

contenido de agua 121 Ib H2O/MMPCE, incluidos en la composicion
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resultante (equivalente a 0,25 del porcentaje molar total). Este
resultado, indica una cantidad a considerar de agua en el flujo que se
produce y que ademas puede potencialmente acumularse a lo largo de

la linea de recoleccion.

Tabla 4.1 Composicion final del fluido saturado con agua.

COMPONENTE % MOLAR
N2 Nitrégeno 0,32
CO2 Dioxido de carbono 0,09
CHa Metano 99,22
C2Hs Etano 0,07
CsHs Propano 0,05
H20 Agua 0,25
TOTAL 100

4.2 Resultados del Modelo de produccién costa afuera.

En la figura 4.2, se puede observar el modelo grafico de la produccién
costa afuera, generado después de configurar en la herramienta
computacional los parametros requeridos para su validacion. Se
observan los pardmetros de presion, flujo y temperatura mas relevantes
en este, asi como también el arreglo determinado por el sistema

cabezal del pozo-linea de recoleccion-riser-CPF.
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Figura 4.2 Modelo de produccidn costa afuera.
4.3 Resultados del diametro y aislamiento inicial en el sistema

En la Figura 4.3 se puede observar la variacion de la presion a través
del recorrido que hace el flujo en la tuberia a diferentes didmetros
internos de tuberia propuestos. Se parte de las condiciones de
comportamiento normal o estacionario en base a la profundidad
promedio del lecho marino que existe en el sistema. Posterior a ello, se
procede a simular el comportamiento de la presién en la tuberia con
diametros internos de 8, 10, 12 y 14 pulgadas, considerando que la
presidon maxima a la que el fluido debe llegar al CPF es de 1100 psig
para permitir que se alimente de manera adecuada a través del sistema
de compresién para su exportacién y que la presion maxima permitida
en la salida del pozo es de 1146 psig con un flujo de 200 MMPCED el
cudl es el maximo flujo que se espera producir en el pozo y ademas el

gue potencialmente registrara mayores presiones en ella.

También se observa como las presiones para los distintos diametros de
tuberia simulados, disminuyen a medida que el flujo recorre la tuberia
hasta el CPF, lo que hace evidente que, a menor diametro, mayores
son las pérdidas de presion por aceleracion, por ejemplo, en el caso de

diametro de 8”, se necesita una presion de entrada mas alta para que
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asi, después de las pérdidas por aceleracion, pueda llegar a la presion
minima requerida en el CPF. Siguiendo este mismo patrén los
diametros menores a 12” requieren presiones mayores a 1146 psig en
el cabezal del pozo para llegar a la presion final requerida en el CPF, lo
cual convierte a los diametros de 12” y 14” en potenciales candidatos
para el disefio inicial. Ahora bien, tomando en cuenta criterios
econdémicos (ahorro en costos), se elige el diametro de 12”, pues este
normalmente presenta un precio mas bajo en el mercado que el de 14”,
convirtiéndolo en el mas éptimo y, ademas, el minimo para ser usado

en la linea de recoleccién segun las condiciones dadas.

v— Diametrointerno8” ~— Didmetrointerno10” ~-— Diadmetro interno 12” Didmetro interno 14”
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Longitud de la tuberia (pies)

Figura 4.3 Presiones a lo largo de la tuberia para distintas configuraciones de
diametro.

En la figura 4.4 se puede observar la variacion de la temperatura del
fluido a través del recorrido que hace este por la tuberia revestida con
diferentes espesores de aislamiento. Al igual que el ejercicio anterior se
parte de las condiciones de comportamiento normal o estacionario en
base a la profundidad promedio del fondo marino que existe. Posterior a
ello, se procede a simular el comportamiento de la temperatura del
fluido en la tuberia (con espesor de acero de 0.4 pulgadas), con
revestimientos de espesores de 0,8, 1, 1,2, 1,4 y 1,6 pulgadas,
considerando que la temperatura en el cabezal del pozo es 62°C
(constante) y la minima de arribo al CPF es de 27 °C, la cual, por

convencion es la temperatura estandar de llegada para evitar la
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formacién de hidratos, ceras y asfaltenos (estos dos ultimos para los
casos de produccién de crudo), la simulacién se realizé con un flujo de
20 MMPCED, el cual representa el menor flujo de estudio y por ende el
caso mas critico, pues se trata del escenario donde el fluido pasa mayor
tiempo dentro de la tuberia (tiempo de residencia), asi, es mayor la

transferencia de calor y serd mayor la rapidez con la que se enfrie.

Se observa como las temperaturas para los distintos espesores
simulados, disminuyen a medida que el flujo recorre la tuberia hasta el
CPF, sin embargo, no en todos los espesores, el flujo de fluido arriba
con una temperatura de 27 °C, por ejemplo, el espesor de 0,8” no
cumple esta condicion, pero si lo hacen las otras opciones restantes,
obteniéndose asi, que el minimo espesor para ser usado en la linea de
flujo segun las condiciones dadas sera de 1”. Cabe destacar que este
aislante determinado solo es un dato de partida que considera las
condiciones limitantes del sistema, con una temperatura ambiente
constante de 6°C. No considera la curva de formacién de hidratos, ni los
efectos del gradiente de temperatura en las profundidades del lecho
marino, pues estas (junto con otras propiedades) se incluiran

sucesivamente en los proximos estudios.

¥— Aislante 0.8” ‘¥— Aislante 1” ¥— Aislante 1.2” % Aislante 1.4” ¥— Aislante 1.6”

Temperatura(°C)

1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000 8000 9000
Longitud de la tuberia (pies)

Figura 4.4 Temperatura a lo largo de la tuberia para distintas configuraciones de
aislante.
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Es importante indicar que las tuberias y los aislantes a nivel general, se
producen con espesores y tamafios estandar, de alli que los
incrementos en los tamafios y espesores se hagan a medidas
especificas, establecidas segun las normas que se siguen en la

industria para el dimensionamiento de lineas multifasicas.

4.4 Resultados de flujo tapon y acumulacion de liquido en la

tuberia
Regimenes de flujo alo largo de la tuberia

Para la determinacién de la extensién del sluging o flujo tapon, se
empezara con la simulacion dentro de la linea de recoleccion de gas,
del comportamiento con el flujo volumétrico mas bajo en estudio, 20
MMPCED. Antes se creara un perfil de seccionamiento de la tuberia en
el editor de geometria dispuesto por la herramienta computacional,
agregando para su construccion, datos especificos de profundidad y
distancia de cada seccion de tuberia en el lecho marino, destacandose
que los resultados son basados en el calculo intrinseco del hold up en
la tuberia, el cual es tomado por el simulador y extrapolado para la
determinacion de los patrones predominantes de flujo.

En la figura 4.5 se observa los distintos patrones de flujo que se
presentan a lo largo de la tuberia al simular el paso de un flujo
volumétrico de 20 MMMPCED a través de ella, donde es evidente que
el patron de flujo predominante es el flujo tapén, el cual puede ser
provocado por los cambios de inclinacibn entre las secciones de
tuberias adyacentes que conforman la linea de recoleccion, donde
aunado al flujo bajo, pueden generar acumulacién de liquido, que
propicie la formacion de slugs. En base a esto el slug formado puede

clasificarse como un slug natural por terreno, pues es inducido por la
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topografia del lecho marino y creado por el liquido atrapado en los

puntos bajos de las tuberias por donde esta pasa.

W ID Régimen de flujo: 1=Estratificado, 2=Anular, 3=Tapén, 4=Burbuja
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Figura 4.5 Regimenes de flujo a lo largo de la tuberia para el caudal de 20 MMPCED
(caso critico).

En la figura 4.6 se observa que al realizar la simulacién con un flujo
volumétrico de 100 MMPCED aun persiste el flujo tipo tapén en gran
parte de la tuberia, es decir, que aun contandose con un flujo medio (5
veces mayor al critico), el mismo no es suficiente para modificar el

patrén de flujo tipo tapdn que se vio anteriormente.
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Figura 4.6 Regimenes de flujo a lo largo de la tuberia para el caudal de 100
MMPCED.

En la figura 4.7 se puede observar que al simular con un flujo
volumétrico de 200 MMPCED se obtiene en gran parte de la tuberia
flujo anular que es un patron muy conveniente para la produccion de
gas seco lo cual hace altamente conveniente considerar este flujo como
el mejor flujo a tener en la linea de recoleccion, se observa también que
al final de la tuberia existe flujo burbuja porque una vez el flujo llega a la
base del riser hace una transicion en su comportamiento debido a los
efectos de la gravedad, razén por la que el flujo estratificado no tiene
lugar en tuberias verticales. Es importante notar que, al tratarse de
produccion de gas, la fase que domina en el flujo burbuja, es la gaseosa
(mucho mayor que la liquida), por tanto (contrario a la produccion de
petréleo), el flujo resulta siendo una mezcla de pequefias particulas de

agua arrastradas por el gas.
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Figura 4.7 Regimenes de flujo a lo largo de la tuberia para el caudal de 200
MMPCED.

Una caracteristica predominante en las tres simulaciones realizadas, es
la existencia de cambios ineludibles a patron de flujo estratificado a lo
largo de la linea de recoleccion, pero especialmente antes de llegar al
final de la tuberia, lo cual es indicativo de presencias importantes de
liguido acumulado, particularmente en la base del riser. Se debe
recordar que el patron de flujo estratificado tiene lugar cuando existe un

comportamiento separado de las fases, en este caso gas y liquido.
Caudal total de liquido que sale de la tuberia o que llega al CPF

En la figura 4.8 se puede observar el caudal de liquido (agua) que sale
de la tuberia o que llega al CPF en un periodo de prueba de 105
minutos. Se desarrollaron los 3 casos: 200 MMPCED, 100 y 20
MMPCED que como se ha indicado anteriormente, varian entre el

maximo y minimo flujo que se prevén producir en el pozo.

Se visualiza que, para el flujo mas bajo a medida que pasa el tiempo,

los caudales (que llegan al CPF) presentan variaciones pronunciadas,
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especificamente en el caso del flujo mas bajo, donde pueden pasar de
producirse altas tasas de agua de 30 bbl/d en un periodo de tiempo
corto de casi 2 minutos, a no producirse en absoluto liquido, por
periodos de tiempo mas largos de 10 minutos. Lo anterior apunta a la
presencia de flujo tapén o slug, pues sugiere la existencia de burbujas
grandes y alargadas que conforman una fase casi continua de gas,
interrumpido por tapones (slugs) de liquido (agua), provocado por los

desniveles e irregularidades del lecho marino.

Por el contrario, se observa que, a mayor flujo, se hace continuo el
caudal (15 bbl/dia) que llega el CPF, lo cual sugiere que pasar de tener
un flujo bajo a un flujo alto de fluido, pueda ser altamente conveniente

para mitigar el flujo tapon.
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Figura 4.8 Comportamiento del caudal de liquido en la salida de la tuberia a los
diferentes flujos de estudio.

Comportamiento de la presion en la tuberia

En la figura 4.9 se presentan los resultados de la evaluacion de la
presion a los distintos flujos de estudio. Notese que, en el caso del flujo
mas bajo, existen caidas de presiéon abruptas que pueden llegar a bajar
hasta los 250 psig asi como también para el flujo medio de 100

MMPCED, presiones altas de 1105 psig, las cuales se repiten con la
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misma frecuencia a través del tiempo. Esto debido a que el &rea de flujo
para el gas presenta variaciones a través de la tuberia, y es que al
tratarse de flujo tapdn por terreno, existe acumulacion de liquido en los
puntos bajos y en la base del riser. Ocurriendo que la presién de tuberia
aumente con la llegada del tapén (aumento del caudal) y que por otro

lado baje ante la ausencia de este.

También se visualiza como la presion al igual que el caudal de liquido
es estable con el mayor flujo de estudio, el cual es de 200 MMPCED, y
es debido principalmente a que este no facilita la acumulacién de
liquido en la tuberia, sino que promueve un flujo estable que evita el

tapdn de liquido el cual tiene consecuencias sobre la tuberia.
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Figura 4.9 Comportamiento de la presién a los distintos flujos de estudio
Acumulacién de liquido

De los resultados anteriores, se ha podido inferir la existencia de
acumulaciones de liquido (agua) en la linea de recoleccion. Esta
acumulacion lejos de ser inferida, se puede verificar a través de la
herramienta computacional, simulando el flujo volumétrico de 20
MMPCED (flujo critico menos estable) y 200 MMPCED (flujo mas

estable encontrado) en la tuberia.
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Para el primer caso (figura 4.10) se ha encontrado que el tiempo de
equilibrio (tiempo en el que se alcanza la maxima acumulacion de agua
gue permanece constante en la tuberia), fue de 26 dias, con una
acumulacion de 282 bbl de agua, lo que se traduce en una tasa de
acumulacion de 10,84 bbl/dia. Por otro lado, cuando se simulo con el
flujo de 200 MMPCED (figura 4.11) se ha encontrado que el tiempo de
equilibrio, fue de 6 dias (20 menos que el caso anterior), con una
acumulacion de 94 bbl de agua, presentando una tasa de acumulacion
de 17.36 bbl/dia. Tal como se esperaba, el flujo volumétrico mayor
resulto teniendo una menor acumulacién de agua en la tuberia, debido
a que como se pudo observar en el apartado anterior es un flujo mas
estable, esto ocurre también porque la rapidez con la que se mueve el
flujo evita que se inunden considerablemente de agua, los puntos de
inflexion (céncavos) de la tuberia, producto de la topografia del lecho
marino. Es importante comentar que, aunque nuevamente el flujo
volumétrico mayor se presenta como el mas Optimo, la tasa de
acumulacion de liquido es mas alta, que la que exhibe el flujo
volumétrico mas bajo, pudiendo ser un factor de interés para las

operaciones de produccion.
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Figura 4.10 Volumen acumulado y tiempo de equilibrio para un flujo de gas de 20
MMPCED
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Figura 4.11 Volumen acumulado y tiempo de equilibrio para un flujo de gas de 200
MMPCED

En la figura 4.12 se puede observar la comparacién de los volumenes
acumulados en la tuberia, para los dos casos simulados. Cabe resaltar
que las simulaciones en general, se realizan en base a esta
preexistencia (constante) de agua acumulada, es decir siempre a partir
de los puntos de equilibrio de liquido en la tuberia.
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Figura 4.12 Comparacién de los volimenes acumulados en el tiempo a los diferentes
flujos volumétricos de estudio.

4.5 Resultados del incremento del caudal o rampeo

Dado el comportamiento estable que presenta el flujo mayor de 200
MMPCED, en contraposicion con el problematico comportamiento que
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existe ante el flujo mas bajo estudiado 20 MMPCED, se evaluaron los
efectos de aumentar con el tiempo, el flujo de 20 a 200 MMPCED
(rampeo del flujo de fluido), sobre el comportamiento final del caudal del

gas, del agua y de la presion en su llegada al CPF.

En la figura 4.13 se observa que a medida que se incrementa el flujo de
gas, el liquido acumulado en la tuberia, se reduce debido a que la
velocidad del gas se incrementa, originando arrastre de liquido v,
reduciendo asi la acumulacion del liquido en la tuberia. Se visualiza
también como el flujo de acelerado en 80 minutos, saca al sistema del
régimen slug causado por el terreno, lo cual se evidencia por la
estabilidad del caudal de liquido al llegar al CPF, cuando se ha
estabilizado el flujo de gas a 200 MMPCED. Lo cual convierte esta
accion, como una alternativa de mitigacion del flujo tapén ante un

escenario de declinacion del flujo.
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Figura 4.13 Efectos del rampeo sobre la tasa de agua y el flujo de salida a través del
tiempo.

Comportamiento de la presion debido el rampeo

En la figura 4.14 se observa que la presidbn se incrementa porque

previamente existe un flujo acumulado en la tuberia y como la
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operacion de rampeo se realiza con el mismo fluido en mezcla bifasica,
se entiende que se agregara mas liquido a la tuberia, lo cual reduce el
area de drenaje y por ende una mayor presion existe mientras pasa la
operacion de rampeo y se estabiliza el flujo. Se visualiza también que la
presion, una vez el flujo se ha estabilizado, es 40 psig menor que la
presion que se encontrd en el caso base (estado de equilibrio de la
acumulacion de ligquido), para el mismo flujo volumétrico (ver figura 4.9).
Esto se debe a que, con el rampeo se ha producido la expulsion total
del liquido en la tuberia, dejandola sin liqguido acumulado, en
consecuencia, la presién es menor porque la acumulacion de liquido es
menor o nula, a diferencia del caso base donde el liquido ya se habia
acomodado en los puntos bajos de la tuberia, dejando un area menor

para el flujo del gas y por ende una mayor presion ejercida.

En este mismo orden de ideas, como justamente la operacion de
rampeo desplaza la totalidad del liquido acumulado en la linea de
recoleccion, es posible indicar un estimado del volumen desplazado de
liguido, pues se esta desplazando el volumen acumulado (ya en
equilibrio) para el flujo de 20 MMPCED, el cual es de 282 bbl.
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Figura 4.14 Comportamiento de la presion y la tasa de gas en la salida de la tuberia
tras el rampeo

4.6 Resultados de la estrangulacién del flujo en la entrada al CPF

Otra alternativa de mitigacion del sluging por terreno, consiste en aplicar
la estrangulacién del flujo a través de la instalacién (en la plataforma de
la estacion de flujo), de una valvula de 10 pulgadas, a la cual se hace
variar su area de apertura en 10, 8, 4 y 2 %, para determinar cual de las

aperturas podria mitigar el slug con mayor eficiencia.

En la figura 4.15 se puede observar a través del tiempo, que en general,
a diferentes aperturas de valvula, el caudal de liquido presenta baja
estabilidad (altibajos), a excepcién de cuando se redujo el area de la
valvula a 2%, en esta apertura el caudal exhibe un comportamiento
estable. Esto ocurre porque el estrangulamiento limita el movimiento de
liquido en las zonas bajas de la tuberia y la base del riser, haciendo que
la presion del gas vaya aumentando hasta el punto en el que penetra el

tapdn de liquido y cambia de patrén de flujo.
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Figura 4.15 Efecto de la estrangulacion del flujo sobre el caudal de liquido.

Por otro lado, se tiene la figura 4.16, en la cual se puede ver el efecto
de la estrangulacion del liquido sobre la presion en la tuberia con las
aperturas propuestas inicialmente. Esta grafica muestra un detalle
importante y es que a pesar de que la apertura de 2% también
mantiene la presion mas estable, la misma no puede ser considerada,
porque excede los limites de operaciéon del sistema, lo cual se sabe,
puede causar una accion inmediata del sistema de control parando asi
la produccion. Como consecuencia de ello, se hace mas conveniente la
eleccion de la apertura de valvula anterior, la apertura de 4%, la cual,
aunque no mantiene una presion ni un flujo tan estable como con la
apertura de 2%, puede cumplir con el objetivo de mitigacion de la

acumulacion de liquido en la tuberia.
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Figura 4.16 Efecto de la estrangulacion del flujo sobre la presion.

Es importante resaltar que la aplicacion de esta opcién de mitigacion

puede tener sus consecuencias, las cuales se muestra en la siguiente

tabla:
Tabla 4.2 Efectos en la variacion de la apertura de la valvula.
APERTURA
CAUDAL Pwf AP EFECTOS
CHOKE

Inestabilidad de presién, dafio a la
AMPLIA Aumenta Menor Mayor formacion, conificacidén de gas o
agua
Contrapresion al yacimiento,

ESTRECHA Disminuye Mayor Menor
riesgo de matar al pozo

Se visualiza que la reduccién del area de apertura puede atentar contra
el sistema de produccion, por lo cual antes de aplicar esta operacion se
deben considerar todos los factores que sean susceptibles a las

alteraciones por esta accion.
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4.7 Resultados del paro de la produccion

Se ha encontrado que el caudal 6ptimo que puede prevenir y/o mitigar
el flujo tapdn es el de 200 MMPCED (el mayor), pero aun contando con
este caudal (que se ha determinado como el mas estable), no se esta
exento a un escenario critico de paro de la produccién que puede
presentarse, entre otras causas, por fallas en el suministro de energia
eléctrica. En la figura 4.17 se modela este escenario y se observa como
a través de la herramienta computacional, es posible controlar el flujo
de fluido, con la apertura y cierra de una valvula que se ubica en la
salida del pozo. Con la intencion de simular este paro se comienza con
la manipulacion de la valvula (niamero 1 para abierta y el 0 para
cerrada), y se monitorea dicha apertura en funcion del tiempo (dado en
minutos), la vélvula se mueve linealmente entre los puntos de tiempo
especificados, 2 horas abierta (120 minutos) y 8 horas cerrada (580

minutos).

Apertura valvula cabezal del pozo: 1=Abierta, 0=Cerrada

0 200 400 600

Tiempo (minutos)
Figura 4.17 Apertura de la valvula en el tiempo.
4.8 Resultados del espesor de aislante durante el paro

A razén del paro de la produccion, el fluido se mantiene estatico, se
asienta especialmente en las zonas bajas de la tuberia y en la base del
riser. Por otro lado, al no haber flujo de fluido, este tiende a enfriarse

mucho mas rapido, presentando bajas temperaturas, las cuales
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aunadas a presiones altas (como ya lo describimos en capitulos
anteriores), pueden dar lugar a hidratos, lo que convierte al paro de la

produccion en una situacion critica.

Se observo al inicio de este capitulo, que para el fluido cumplir con la
temperatura de arribo al CPF, se requeria recubrir la tuberia con un
aislante de espesor no menor a 1”. Ahora bien, ante este nuevo
escenario critico descrito, (en donde el fluido se enfria mas rapido), se
evaluara un nuevo espesor, esta vez afiadiendo al modelo, la curva de
formacion de hidratos disponible (ver figura 4.18) y la variable DTHYD
la cual muestra la diferencia entre la temperatura de formacion de
hidratos a la presion local y la temperatura del fluido a través de la

tuberia.

En la figura 4.19, se puede visualizar como varia (en centigrados) los
valores de DTHYD, a través de la longitud de la tuberia, probando con
espesores de 8, 12 y 16 pulgadas. Lo ideal es elegir una curva de
espesor de aislante, en la cual el DTHYD se mantenga por encima de
los 0 °C, esto quiere decir que, temperatura de formaciéon de hidratos y
temperatura del fluido a través de la tuberia, cuando mucho son iguales,
de esta manera se puede asegurar que la temperatura del fluido no va a
ser menor que la temperatura de formacién de hidratos (de ser menor el
DTHYD seria positivo), y asi no se formarian hidratos. Cabe resaltar
que, por motivos de seguridad en la industria, se exige que el fluido se
mantenga por lo menos 5°C por encima de la temperatura de formacién
de hidratos. Bajo esta premisa, el aislamiento de 16 pulgadas de
espesor, es el minimo para mantener el fluido dentro de la tuberia con
este margen de seguridad, nétese que para este asilamiento los valores
de DTHYD son negativos y menores que -5°C (por debajo de la linea
amarilla), lo cual tiene sentido porque justamente se busca que la

temperatura del fluido supere por lo menos en 5°C la de formacion de
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hidratos (ver ecuacion 19). Por otro lado, se resalta el hecho de que los
valores de DTHYD son mayores en puntos altos del perfil de la tuberia,
debido a la acumulacién de liquido en puntos bajos y la presencia de

gas en puntos altos de esta.
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Figura 4.18 Curva de formacion de hidratos, para el gas en estudio.
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Figura 4.19 Comportamiento de la variable DTHYD a lo largo de la tuberia para los
distintos espesores de aislantes estudiados.

4.9 Resultados del reinicio del sistema y despresurizacion

Si el arranque es rapido el sistema de recepcion podria ser
sobrecargado y podria detenerse nuevamente la produccién. Por eso,

para el reinicio de la produccion es oportuno contar con una
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metodologia de apertura tanto de la valvula en el cabezal del pozo,
como para la valvula del separador, y asi poder restablecer el flujo
optimo requerido. Para dar con esto, se reinicia la simulacion
retomando las condiciones finales del paro de 8 horas (que se simulo

anteriormente) y se procede con el arranque de la produccion.

En la figura 4.20 se observa como la valvula de cabezal de pozo se
abre primero y de manera constante hasta su maxima apertura (que se
logra a los 5 min), teniéndose apenas un minimo levantamiento del
caudal a los 18 minutos de su apertura local. Luego, 2 minutos después
(20 min después de apertura la valvula del pozo), se sigue con la
apertura de la valvula de la plataforma del CPF, la cual se hace
programadamente, en dos etapas. La primera de ellas, va desde el
minuto 630 al 690, donde se apertura progresivamente hasta el 10% de
su apertura total, aqui se observa un aumento vertiginoso del caudal,
sin embargo, este aun no se ha estabilizado. La segunda, va desde el
minuto 690 hasta el minuto 720 donde se apertura progresivamente el
90 % restante, es decir, hasta el 100% de su é&rea total, cuando ocurre
esto el caudal estd practicamente estabilizado (ya no existen
variaciones ni picos pronunciados). Por otro lado, se observa como el
fluido se estabiliza totalmente en 760 min, después de 40 min de abierta
totalmente la Ultima valvula. En total la metodologia de reinicio de la
produccion toma desde el minuto 610 hasta el 720 (110 min en total), es
decir tarda menos de dos horas y la estabilizacion del caudal a
totalmente estable, tarda 150 min, es decir menos de dos horas y

media.
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Figura 4.20 Caudales tomados en la salida de la tuberia en metodologia de arranque
de la produccion.

Como se visualiza con esta metodologia, el arranque las valvulas se
hace dentro de un tiempo razonable, con picos minimos en la salida, no
se observan cambios bruscos en los procesos de apertura de las
valvulas, es decir, que el liquido generado durante el paro, se remueve
con el arranque para ser enviado al separador en la plataforma,
mitighndose asi el slug operacional durante el arranque. Es
completamente posible encontrar procedimientos alternativos, por
ejemplo, se puede abrir la valvula de la plataforma primero y proponer
otro esquema con otras etapas a seguir, siempre y cuando se logre una

estabilizacion del caudal en la menor cantidad de tiempo posible.

Despresurizacion

En la seccion anterior se observd que es posible prevenir la formacion
de hidratos ante un paro de la produccion, controlando la temperatura
del fluido con el aumento de la cantidad de aislante que reviste la

tuberia.
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Ahora se analizara el caso cuando aun ocurriendo el paro, no se cuenta
con el aislamiento requerido, es decir, cuando se forman hidratos que
se deben mitigar o eliminar para continuar con la produccion del fluido.
La diferencia con el escenario anterior es que esta vez no se controlara

la temperatura, sino que se manipulara la presion.

Se evalla el escenario donde el gas ha entrado (segun su curva), en la
region de formacion de hidratos, aunque dicha evaluacion también
puede extenderse a situaciones donde todavia no se han formado
hidratos, pero si se estime su posible formacion, por ejemplo, por
declinaciones en la temperatura. La solucion a lo anterior, radica en
mitigar las altas presiones al despresurizar la cavidad interna de la

tuberia, al final de la misma, en la plataforma.

Este estudio se realizara usando una valvula manual de 2” de didmetro
que simulard una fuga o leak, como método de despresurizacion,
manteniéndose las valvulas del cabezal del pozo y del separador,
cerradas. La simulacion tomara en cuenta el comportamiento de la
temperatura del fluido (analisis con la variable DTHYD) a través de la
tuberia, justo después del paro, luego para el final de los intervalos de
10, 20 y 30 min (como casos independientes), después de haberse

aperturado la fuga.

En la figura 4.21 se muestran los resultados del DTHYD, se visualiza
que, al término de las 8 horas de paro (480 minutos), cuando aln no se
ha implementado el leak, se observa como los valores de DTHYD estan
muy por encima del factor de seguridad prestablecido, lo cual es
evidencia de que se pueden formar hidratos en la tuberia. Para el resto
de los casos, el comportamiento a los 10, 20 y 30 minutos después de
la apertura del leak, la tendencia es a generar valores pequefos y
negativos de DTHYD, esto ocurre porque con la despresurizacion

naturalmente bajan las presiones y como producto de ello, en la
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dindmica de la curva de formacion de hidratos, también bajan las
temperaturas de formacion de hidratos, entonces (como no hay
aislante), la temperatura de los fluidos (que es negativa en la ecuacion

de DTHYD) siempre sera mayor.

Por otro lado, los valores negativos de DTHYD, son favorables y es esto
es porque la despresurizacion, esta liberando el gas atrapado en el
bloque del hidrato, en otras palabras, las caidas de presiones, a las que
se despresuriza la tuberia (ver figura 4.22), son suficientes para
provocar una disociacién, entonces se puede liberar el gas del hidrato
acumulado, mitighndose asi el hidrato en la tuberia y haciendo

nuevamente el gas producible.

Si bien es cierto que con los diferentes intervalos de tiempo en los que
se deja abierta la fuga, se consigue mitigar los hidratos, no todos ellos
presentan caidas de presidn estables a lo largo de la tuberia.
Unicamente cuando se despresuriza por el intervalo de 30 minutos (ver
figura 4.22), se presenta tal estabilidad, por ello, se toma este intervalo
de tiempo como el més, 6ptimo para mitigar los posibles hidratos

formados.
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Figura 4.21 Comportamiento de la variable DTHYD a lo largo de la tuberia para los
distintos tiempos de despresurizacion.
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Figura 4.22 Caidas de presiones a lo largo de la tuberia para los distintos tiempos de

despresurizacion.

Desde otra perspectiva, se puede ver en la figura 4.23, que el caudal de
gas sale con mayor rapidez que el caudal de liquido, lo cual se debe a

qgue en la despresurizacion, las grandes moléculas de gas(atrapadas en
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los espacios libres de la red de moléculas de agua cristalizada o
solidificada) que conforman el hidrato, se liberan a una tasa més rapida
en comparacion a la que se derrite la propia agua sélida que las
contiene, asi, esta ultima termina liberando las moléculas mas
pequefias de gas, en los Ultimos minutos de la despresurizacion. Se
debe sefialar que tanto el flujo de liqguido como el de gas que salen del
leak, son negativos, porque desde punto de vista de la herramienta

computacional, se esta fugando de la tuberia.
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Figura 4.23 Flujo de voliumenes a través de la tuberia.

Es importante resaltar que la aplicacion de este método se debe hacer
con precaucion, pues al realizar la operacién de despresurizacion desde
un lado del sistema, se puede correr el riesgo que al reiniciarse el flujo,
el tapén no esté totalmente disociado, encontrandose con la suficiente
masa para viajar como un proyectil, causando potenciales dafios a la

tuberia en los puntos donde existan cambios de direccién.
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CONCLUSIONES

El conocimiento de las técnicas de aseguramiento del flujo permite

crear criterios en la toma de decisiones para confirmar que se esta

empleando la mejor opcidn técnica disponible, para el aseguramiento

del sistema submarino de recoleccién de gas. Los resultados de la

simulacion, demostraron que es posible disefiar tal sistema para

prevenir y mitigar problemas como, flujo slug y acumulacion de hidratos.

La aplicacion de diferentes escenarios de simulacion, ayudaron a

concluir lo siguiente:

a)

b)

d)

f)

Se desarrollé un modelo de fluido y de produccion adaptado a las
realidades del campo, a partir de data confiable extraida de la
recopilacion bibliogréfica.

Un diametro minimo de 12” y un espesor de 1” pulgada son los
mas Optimos para el disefio la linea de recoleccion de flujo
submarina.

Se constaté la evidencia de tapones de liquido inducidos por las
irregularidades de la topografia del lecho marino, cuando se
simulo con flujos volumétricos bajos. Por el contrario, la
simulacién con el flujo de 200 MMPCED (el méas alto) exhibe
presiones y caudales estables a su llegada al CPF,
acumulandose menos liquido en la linea de recoleccion
submarina. Lo que permite afirmar que, a la maxima tasa de
produccion del campo, el disefio presentado es adecuado.

Durante la operacion de rampeo, el flujo de aceleracién elimina al
sistema del régimen slug, en 80 minutos, lograndose un flujo
estable a 200 MMPCED.

La apertura 6ptima de la valvula de estrangulacién del flujo en la
entrada al CPF para mitigar el flujo tapon, es de 2% de su area.

Un aislamiento de 16 pulgadas de espesor, es el minimo para
mantener el fluido dentro de la tuberia con un margen de
seguridad de 5 °C para prevenir la formacion de hidratos.
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g) Un reinicio de la produccién exitoso, comprende una metodologia
que implica aperturar primero la valvula del cabezal del pozo, y
por ultimo la valvula en el CPF. El procedimiento toma 110
minutos en total y la estabilizacién total del caudal, tarda 40
minutos mas, es decir, todo el proceso de reinicio hasta la
estabilizacion del flujo, tarda dos horas y media. En su aplicacion,
no se observan cambios bruscos del caudal que llega al CPF.

h) Al despresurizar la tuberia de recoleccién por un intervalo de 30
minutos, se logra mitigar los hidratos que potencialmente pueden
obstruir el flujo dentro de ella.
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a)

b)

c)
d)

f)

9)
h)

)

RECOMENDACIONES

Disefiar las lineas de recoleccién de flujo de gas, iniciandose con
el calculo del didmetro de la tuberia y aislamiento térmico inicial,
gue permita el aseguramiento del flujo.

Mantener flujos volumétricos de produccion de gas seco o pobre
en el area de estudio, lo mas altos posibles, con la intencion de
asegurar el flujo previniéndose los slugs.

Implementar operaciones de rampeo para escenarios con
presencia de flujo tapdn.

Efectuar una despresurizacion de la linea de recoleccion, en los
casos de obstruccién por acumulacién de hidratos.

Analizar otras metodologias de apertura de valvulas, que
conlleven a un reinicio de la produccion exitoso.

Constatar si es posible manejar exitosamente los volimenes
resultantes de la aplicacion de las técnicas de aseguramiento
presentadas, en funcién de la capacidad maxima de liquido del
slugcatcher.

Realizar un andlisis técnico y detallado sobre los efectos en el
sistema, al aplicar la operacion de estrangulacion.

Evaluar procedimientos operacionales alternativos para prevenir y
mitigar los tapones de hidratos de gas.

Estudiar los hidratos de gas no solo como un problema de
obstruccién por solidos en el aseguramiento de flujo, sino también
como una fuente de combustible a explotar en potenciales
yacimientos de hidratos de gas.

Investigar la influencia de la metoceanica en el proceso de
produccion costa afuera, especialmente para el disefio de la linea
de flujo.
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