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RESUMEN

Durante el proceso de explotacién de yacimientos se necesita contar con informaciéon que
describa los recursos producidos en funcion de su cantidad y de su calidad. Los
medidores de flujo son herramientas que se emplean para la obtencion de informacion
directa sobre las propiedades de los hidrocarburos producidos vy medidos en las

mstalaciones superficiales de produccion.

Con el fin de realizar un analisis completo de cualquier medidor de flujo se debe
comenzar por la comprension de conceptos metrologicos fundamentales como la
mcertidumbre y | trazabilidad, con el fin de entender el contexto general que mmplica un
proceso de medicion. La funcionalidad de cualquier medidor depende de su correcto
uso, lo cual implica que es necesario contar con las bases tedricas sobre el principio de
funcionamiento en el que esta basado, asi como las distintas caracteristicas particulares de

cada tipo de medidor que permitiran un uso 6ptimo del mismo en ambientes especificos.

Debido a la gran cantidad de condiciones tanto fisicas como quimicas posibles es
necesario establecer criterios que permitan homologar las cantidades medidas y poder

realizar comparaciones que permitan su uso a nivel administrativo y técnico.

Cuando se realiza un proceso de medicion de hidrocarburos en el pais es necesario
considerar aspectos legales de los entes reguladores aplicables a cada caso, por lo que es
obligatoria una consideracion de normas y lineamientos emitidos por organismos

oficiales.

Este trabajo presenta las anteriores consideraciones necesarias para poder llevar a cabo
un analisis técnico sobre medidores de flujo, particularmente en los medidores de flujo

empleados con mds frecuencia en la region sur del pais.
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INTRODUCCION

La medicién es un proceso que se lleva a cabo todos los dias, por ejemplo es comun el
uso de relojes de pulsera para determinar la ubicacion temporal de un evento. Las
mediciones tienen un papel muy mmportante en cualquier toma de decisiones. Toda
comparacion cuantificable que se hace implica una mediciéon realizada en el momento o

realizada previamente.

El hombre ha fundado las bases economicas de su civilizacion en la mdustria y es
mmposible desligar a ésta del concepto de medicion. El hombre iterpreta a la naturaleza
por medio del razonamiento cientifico y éste siempre se sirve de la cuantificacion de
parametros o magnitudes para poder establecer comparaciones precisas que ayuden a

describir la realidad.

En la industria de los hidrocarburos, como en cualquier otra, el concepto de medicion
tiene un gran impacto, sin embargo el uso de este concepto en este campo implica
cuestiones que no se consideran para otras industrias productivas debido a la naturaleza

de los recursos producidos.

Fl indagar en la medicion de hidrocarburos debe partir de un entendimiento, por lo
menos general, de lo que implica este concepto. Una mediciéon es un proceso complejo
que requiere del entendimiento tanto de la propiedad que se desea medir como de todo
el contexto que mvolucra. No se puede entender el proceso de medicion sin la
comprension de los conceptos e implicaciones metrolégicas de los mismos en un ambito

mdustrial.

Es necesario considerar que la medicion de hidrocarburos muchas veces se realiza en
ambientes poco comunes, incluso si se compara con otros ambientes industriales y que
puede implicar mediciones realizadas en campo con poca disponibilidad de instrumentos
adaptables o bajo condiciones termodindmicas o quimicas muy particulares. Debido a lo
anterior, el proceso de medicion de hidrocarburos es complejo y merece un tratamiento

especial para su estudio.
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Cabe mencionar que toda medicion fisica se realiza por medio de un mstrumento de
medida y que es de vital importancia conocer su funcionamiento y las implicaciones que
puede tener el mismo en el proceso de medicién para efectuar operaciones en las que se
disminuyan al minimo los posibles errores debidos a un mal uso o a una mala eleccion

del medidor.

Los procesos de medicion son ttiles para determinar una gran cantidad de parametros
cuyo conocimiento es vital en la industria y que no se limitan solo al conocimiento de
volimenes o masas. De lo anterior sobresale la necesidad de medir parametros auxiliares
en los hidrocarburos que permitan conocer las condiciones a las que han sido medidos o
también de magnitudes que permiten de alguna manera cuantificar la calidad de los

hidrocarburos.

Los procesos de medicién de hidrocarburos siempre mmplican un contexto, un ambiente
en el que han sido medidas las magnitudes en cuestion. Debido a la naturaleza
comparativa que Implica una medicion es conveniente considerar los aspectos
particulares asociados a la medicion de cada parametro y establecer un conjunto de
condiciones estindar que sirvan como un punto de referencia para poder establecer
comparaciones imparciales entre mediciones realizadas bajo diferentes ambientes. Las
herramientas utilizadas por los imngenieros para poder realizar estas comparaciones son
normalmente, factores de correccion que se calculan con el fin de establecer una
estimacion del volumen que tendria el parametro medido si se encontrara bajo

condiciones estandar.

En las altimas décadas se ha acentuado la necesidad y ha aumentado la capacidad de la
realizacion de mediciones; debido a ello ha surgido la necesidad de establecer practicas
estandarizadas que den certeza sobre las mediciones realizadas a nivel mundial. Esta
necesidad ha llevado a la creaciéon de organismos internacionales dedicados a este fin y a
la publicacion de normas que regulan los procesos asociados con la medicion de

hidrocarburos.

De manera general lo que se pretende en este trabajo es mostrar los aspectos que se han
considerado mds importantes para la compresion de los sistemas de medicion en el caso

especifico del Activo Integral de Produccion Macuspana-Muspac (AIPMM); sin embargo,
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se ha ahondado en los procedimientos y principios que se utilizan para realizar las
mediciones con el fin de ilustrar de forma técnica las principales implicaciones de la

realizacion de un correcto proceso de medicion.

NOTAS A CONSIDERAR

*+ Para todas las ecuaciones tratadas en este documento se debe considerar el uso de

cualquier sistema consistente de unidades, a menos de que se indique lo contrario.

+ El subtema de factores de correcciéon de volimenes medidos perteneciente al
capitulo IIT fue desarrollado con base en el “Manual of Petroleum Measurement
Standards” (MPMS) publicado por el “American Petroleum Institute (API)” debido a su

amplio uso a nivel internacional.

+ El subtema de incertidumbre perteneciente al capitulo III fue realizado con base
en la “Guia para estimar la incertidumbre de la medicion” publicada en 2004 por el
Centro Nacional de Metrologia (CENAM) y en el “Vocabulario Internacional de
Metrologia - Conceptos Fundamentales y Generales y Términos Asociados (VIM)”
publicado por el mismo organismo y que es una publicacion autorizada por el Bureau

International des Poids et Mesures (BIPM).

+ El capitulo IV es un extracto, y en ocasiones interpretacion nuestra, de la
resolucion CNH.06.001/11 que da a conocer los lineamientos técnicos de medicion de
hidrocarburos y del “Plan Rector para la Medicion de Hidrocarburos en Pemex
Exploracion y Produccion 2011-2015” emitido por Pemex a través de “Pemex

Exploracion y Produccion (PEP)” en Diciembre de 2010.

+ La informacién correspondiente al AIPMM es valida para julio de 2013.




CAPITULO L. ASPECTOS ASOCIADOS A LA MEDICION

Este capitulo tiene como fin fundamental ofrecer los conocimientos basicos
y necesarios para comprender los fenomenos relacionados con cualquier
tipo de medici6n, haciendo especial énfasis en la medicion de fluidos
hidrocarburos. En la primera parte se describira de forma detallada los
conceptos fundamentales relacionados con la medicaién y con los
mstrumentos que se utilizan para su realizacion, asi como las caracteristicas
principales de los mismos que se deben tener en consideracion. En la
segunda parte se describiran las partes mas comunes del sistema mtegral de
produccion (SIP), con el fin de mostrar los procesos a los que se someten
los recursos y las caracteristicas de los mismos en las diferentes etapas del
proceso y que definen las caracteristicas del medidor utilizable en cada
punto del SIP.




CAPITULO I ASPECTOS ASOCIADOS A LA MEDICION

|.1 ANTECEDENTES

Toda mdustria moderna se basa en el intercambio comercial de un producto o servicio
por un bien, normalmente en forma de moneda; éste es el caso de la industria de
explotacion de hidrocarburos que se dedica a la extraccion de dichos recursos con el fin
de venderlos a la gran variedad de industrias que se dedican a su transformacion, ya sea

en algin producto material o en energia.

Es evidente que en el mundo actual los hidrocarburos juegan un papel muy importante
en la gran mayoria de las industrias. El petroleo es un suministro que consumen muchas
imdustrias de transformacion como materia prima y se utiliza para la elaboracion de
productos que van desde medicinas hasta los plasticos que forman parte de una infinidad
de productos. En cuestion energética el petroleo no es menos importante ya que el gas
natural sirve como un insumo altamente utilizado para la generacion de energia eléctrica
en la mayoria de los paises. Esta importancia queda ilustrada en la figura 1.1, obtenida del
“BP Statistical Review of World Energy Junio de 2013” publicado por British Petroleum
(BP). Esta figura muestra el aumento anual del consumo de hidrocarburos que trae como

consecuencia el aumento en la producciéon mundial del recurso.

Production by region Consumption by region

Villion barnels dai viillion barrels dai

W Asia Pecific
Africa

W iddle East

M Europe & Eurasia

M 5. & Cent. America
Horth America

a7 a2 a7 oz o7 12 [ az a7 oz o7 12 o

Figura 1.1 Produccidon de aceite por regiones en el mundo 2013.35

Si se entiende que el petroleo es una fuente de recursos sumamente importante en la
mayoria de las industrias modernas se puede notar la importancia que tiene la buena
administracion de un negocio de esta indole y del mmpacto de los intercambios

comerciales que hay asociados a este producto.
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En el mercado de bienes y servicios un tema fundamental es la cantidad. En algunas
cuestiones la cuantificaciéon parece algo muy sencillo, por ejemplo, no es complicado
cuantificar la cantidad de liapices que se venden en una papeleria, sin embargo en los
mtercambios comerciales de un negocio que mmplique fluidos la cuantificacion deja de ser
evidente y se convierte en un asunto que debe analizarse con detenimiento debido a la
gran cantidad de factores ivolucrados en la cuantificacion de dichos fluidos, tales como
las condiciones termodinidmicas que modifican algunas propiedades intensivas del
producto en cuestion o las condiciones propias a las que deben estar sometidos los

mstrumentos de medicion.

|.2 DEFINICION DE MEDICION

1.2.1 CONCEPTO DE MEDICION

La mediciéon es un concepto de uso comin que se asocia con el hecho de cuantificar

algo. De manera estricta la palabra medicion es la accion de medir.

El verbo medir proviene de la palabra en latin metiri que significa comparar, por lo que
cuando se obtiene una mediciéon por anadidura se hace una comparacion. Esta
comparacion se realiza entre magnitudes asociadas a caracteristicas que se pueden medir
en el fluido y a un sistema de referencia que permite comparar magnitudes medibles con

otras similares medidas en un fluido diferente.

La medicion, en definitiva, consiste en determinar qué proporcién existe entre una
dimension de algin objeto y una cierta magnitud de referencia. Para que esto sea posible,
el tamano de lo medido y la magnitud patréon escogida tienen que compartir una misma

unidad.

Segun el VIM en su version al espaiol establece:

“Medicion es el proceso que consiste en obtener experimentalmente uno o varios valores
que pueden atribuirse razonablemente a una magnitud. No son aplicables a propiedades
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cualitativas. Supone una comparacion de magnitudes e icluye el conteo de entidades.

Al referirse a mediciones asociadas a los hidrocarburos se puede considerar dos grandes
aspectos o tipos de propiedades que se miden: unas asociadas a la calidad y otras a la
cantidad de los mencionados recursos fosiles. Dicha consideracion se encuentra ilustrada

por la figura L.2.
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Cantidad

Parametros
medibles en los
hidrocarburos

Calidad

Figura 1.2 Clasificacion general de los parametros medibles en los hidrocarburos.

Cuando se habla de la calidad de un tipo de hidrocarburos se hace referencia a una
clasificacion o graduacion evidentemente medible de alguna propiedad asociada y
comparable entre diferentes tipos de fluidos, que permite decir que un tipo de liquido o
gas es 0 posee mdas o menos algo, ese algo estd en funcion de la propiedad que se use
para la comparacion. Un ejemplo de propiedad asociada a la calidad muy recurrido en la
industria petrolera es el de la densidad. Cuando se clasifican diferentes tipos de
hidrocarburos de acuerdo a su importancia econéomica es comin que se haga uso de la
densidad medida en grados API, debido a que de forma indirecta este parametro sugiere
una idea de la proporcion de combustibles ligeros y altamente voldtiles que tienen un
mayor valor econémico que los mas pesados. En el caso de los gases es posible medir la
cantidad de gases contaminantes en la corriente y de esta forma se puede realizar una
clasificacion de diferentes tipos de gases en funcion de la presencia de cada gas
contaminante considerado. Como los anteriores, hay muchos ejemplos de propiedades
que permiten hacer una clasificacion en funcién de las prioridades consideradas. A la
calidad estin asociadas un considerable numero de propiedades que muestran un
espectro bastante amplio de mediciones posibles y que son ttiles en funcion del fin que

tenga la medicion.

De igual forma se pueden medir magnitudes asociadas a la cantidad de hidrocarburos. Es
mmposible no asociar la palabra cantidad a la acci6n de contar, sin embargo no tiene
ningtin sentido el tratar de contabilizar fluidos de forma discreta, como se hace con
objetos; por ello se debe recurrir a abstracciones fisicas referidas a cualidades de los
fluidos que permitan contabilizar la cantidad de hidrocarburos. Se puede contabilizar la
cantidad de hidrocarburos con base fundamentalmente en dos propiedades: el volumen y
la masa. Debido al movimiento propio del fluido se pueden llevar a cabo mediciones de
forma estatica y de forma dinamica de las propiedades del fluido. Realizar mediciones de
forma estdtica es teéricamente sencillo ya que sélo se requiere identificar las magnitudes

medibles y asociadas a cualquiera de las dos propiedades, como el peso (medible con un
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dinamoémetro) o el volumen (al cual se puede asociar la forma geométrica y dimensiones
longitudinales del recipiente que contiene los fluidos). A pesar de lo trivial que puede
parecer la medicion estatica existen procedimientos técnicos complejos que permiten
realizar mediciones de mejor calidad. Para el caso de las mediciones tanto de volumen
como de masa de corrientes en movimiento, el proceso de medicion no resulta nada
trivial y se requiere hacer uso de medidores especializados que se basan en principios de
funcionamiento mas complejos. Este tipo de medidores se instalan en tuberias que
manejan hidrocarburos y realizan mediciones de forma constante, la figura 1.3 muestra un
medidor de tipo Coriolis instalado en una bateria de separacion con el fin de ilustrar el

uso de este tipo de dispositivos.

Figura 1.3 Medidor tipo Coriolis instalado en una bateria de separacidn.

La unidad de medida, por otra parte, es el patréon que se emplea para concretar la
medicion. Es mmprescindible que toda medicion cumpla con tres condiciones: la
malterabilidad (la unidad no debe modificarse con el tiempo ni de acuerdo al sujeto que
lleva a cabo la medicion), la umiversalidad (tiene que poder repetirse en cualquier sitio
obteniendo el mismo resultado si se realiza bajo las mismas condiciones) vy la facilidad de

reproduccién.

Cuando se hace referencia a la malterabilidad de una medicion se asocia la idea al hecho
de que no importa ni cuando, ni en donde, ni cuantas veces se realice se debe obtener el
mismo resultado siempre y cuando la mediciéon se lleve a cabo bajo las mismas
condiciones. Si bien de forma muy general lo anterior es tedricamente cierto, cuando se
realiza de forma practica una medicion se puede o no obtener el mismo resultado sin que
esto 1mplique que la malterabilidad no se cumpla ni que las condiciones de la medicion
cambien. Aunque lo anterior parece contradictorio se debe recurrir al concepto de
tolerancia y con ello abordar el campo de la metrologia para poder profundizar en lo que
mplica un proceso de medicion, las variables que la afectan y su relaciéon con la

medicion.
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|.2.2 IMPORTANCIA DE LA MEDICION

Desde el comienzo del desarrollo industrial en el siglo XIX se ha tenido la necesidad de
establecer procedimientos que permitan la cuantificacion de los diversos insumos
empleados por la industria. Desde entonces se han tenido que estructurar y formalizar los

procesos asociados a la medicion de distintas magnitudes fisicas.

El cientifico inglés Sir William Thomson, conocido también como Lord Kelvin, (1824-
1907), destaco la importancia de la medicion como parte esencial del desarrollo de la

ciencia y la industria, en el siguiente comentario:

'Con frecuencia digo que cuando se puede medir y expresar con mimeros aquello sobre
lo cual se estd hablando, se sabe algo del tema; pero cuando no se puede medir, es decrr,

cuando no es posible expresarlo con nimeros, el conocimiento es msuficiente’.

En términos de la industria moderna se puede interpretar el comentario anterior y
asociarlo a la necesidad que tiene el hombre de recurrir a modelos numéricos
representativos de la realidad que permitan describirla de forma cuantitativa

permeandose asi de la imparcialidad intrinseca en los nimeros.

La industria de los hidrocarburos necesita modelos 1mparciales que nutran de
mformacion asociada a la materia producida; esta informacion estd relacionada a una gran
cantidad de propiedades de los fluidos extraidos y a diversos usos que van desde los

aspectos técnicos hasta los administrativos.

La administracion de todo negocio que se pretenda hacer de forma éptima debe
comenzar por obtener nformacion que permita la correcta planeacion y el
establecimiento del rumbo que el proyecto deba tomar. Es debido a lo anterior que la
cuantificacion de los recursos es tan importante, permite contar con informacién que se
usa para la correcta planeacion y gestion de cualquier negocio, en este caso la industria
petrolera. Si bien, se puede decir que de forma general la medicion provee de
iformacion que facilita la toma de decisiones, es necesario indagar en las funciones y

trascendencia especifica de la informacion provista por algun tipo de medicion.

Al niciar la produccion de hidrocarburos es necesaria la colocacion de mfraestructura
que permita el manejo y la conduccién de la produccion. Dicha infraestructura debe
contar con la suficiencia téenica y la capacidad necesaria para manejar la produccion
obtenida, sin embargo al micio de la explotacion es incierto el volumen que se producira
en el campo, yacimiento o activo de produccion al que se haga referencia por lo que son

de wvital mmportancia las mediciones que se lleven a cabo en las primeras etapas
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productivas. De lo anterior se puede notar que en el proceso de planeacion de un
proyecto petrolero la medicion siempre tendra un impacto significativo en la toma de
decisiones asociada al desarrollo de la infraestructura requerida, especialmente en las

primeras etapas de explotacion.

La correcta extraccion de hidrocarburos es un proceso que debe realizarse de forma muy
precisa debido a la gran cantidad de factores que en ésta intervienen. Mediante modelos
de diversos tipos es posible determinar el punto que se debe alcanzar para optimizar el
proceso de explotacion en funcion de las prioridades de la empresa. El pardametro mas
recurrido para la identificacion de este punto optimo es el gasto volumétrico producido y
dicho diagnostico se puede realizar por cada pozo en produccion. El control sobre la
produccion puede llevarse a cabo mediante valvulas que se encuentran en diversas partes
del sistema de produccion pero se debe apoyar en la medicion para verificar que las
corrientes producidas son las esperadas o, en su caso, para comenzar el diagnoéstico de

algin problema que impacte de manera visible la produccion.

La medicion es también importante para realizar una evaluacion econémica de cualquier
proyecto que volucre la produccion de hidrocarburos ya que brinda parametros
economicos de comparacion para poder discernir sobre la viabilidad o la continuacion de
un proyecto de explotacion asi como también permite visualizar el panorama de
financiamiento para dicho proyecto. Si bien, la medicién da la oportunidad de planear y
entender las necesidades del proyecto, de igual forma permite evaluarlo desde un punto
de vista econémico para poder juzgar si se lleva a cabo lo que se esperaba en la etapa de

planeacion.

Una parte muy importante del proceso economico de cualquier pais es la obtencion de
recursos monetarios. En la mayoria de los paises se tiene como base presupuestal a los
mgresos obtenidos por la recaudacion fiscal, lo cual de forma practica se traduce en el
pago de impuestos. En el caso de México la industria del petroleo tiene un impacto
considerable en el pago de mmpuestos y representa la mayor fuente de ingresos del
gobierno mexicano. Este régimen fiscal se basa en el pago de derechos y de impuestos
sobre el petréleo que, a su vez, estin basados en la cantidad extraida del recurso. Por lo
que si se desea realizar un pago justo de los impuestos asociados a cada proyecto se debe
realizar una correcta medicion de los volimenes y de la calidad de los productos
extraidos, lo que denota el fuerte impacto de un correcto y constante proceso de

J

medicion.
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La parte medular de cualquier industria es el intercambio comercial. Para que éste se
realice de una manera correcta y justa con el que ambas partes del acuerdo queden
satisfechas se debe operar un nstrumento de regulacion que permita certificar que el
acuerdo comercial se lleve a cabo de la manera en la que se pacté. En el intercambio
comercial de hidrocarburos son importantes dos caracteristicas: la cantidad y la calidad.
Para asegurarse de la calidad se recurre a parametros anteriormente pactados y facilmente
medibles, como la densidad o el contenido de azufre por ejemplo. En lo que refiere a la
cantidad es necesario recurrir al gasto volumétrico como parametro de medicion, para lo

cual se usan una gran cantidad de medidores a los cuales hace referencia mas adelante.

Todo lo anterior permite visualizar los principales puntos que sintetizan la importancia de

la medicién y se ilustran en la figura 1.4.

Planeacion.

Cumplimiento
de acuerdos
comerciales

Pago de
Impuestos

Importancia
dela
medicion.

Control Evaluacion
Técnico Econdémica

Figura 1.4 Principales factores que dan importancia a la medicidn.

|.3 CONCEPTOS METROLOGICOS IMPORTANTES

La metrologia es una disciplina a la que atane todo lo involucrado con la formalizacion de
cualquier magnitud. Esta disciplina se apoya en diversos conceptos como la
mcertidumbre vy la trazabilidad, entre otros que se discutirin mads adelante, con el fin de
normalizar y regular todos los procesos mvolucrados en la medicion de cualquier

parametro.

De manera concreta, la metrologia es la ciencia de las mediciones correctas y confiables.
Para ciertos propositos se hace una distincion entre metrologia cientifica (desarrollo de
patrones o métodos primarios), industrial (mantenimiento y control correctos de los

equipos industriales de medicion, que incluye la calibraciéon de instrumentos y patrones
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de trabajo) y legal (verificacion de instrumentos usados en transacciones comerciales

segun criterios definidos en reglamentos técnicos).

La metrologia tiene como columna vertebral un sistema de referencia para poder
comparar de forma adecuada las mediciones realizadas. Incluye el estudio,
mantenimiento y aplicacién de un sistema de pesos y medidas confiable que permita la
rapida comparacion de magnitudes comparables. Los sistemas de medicion mds
comunes y mas confiables debido a su exacta definicion son el Sistema Internacional de

Medidas y el Sistema Inglés de Medidas.

Como se ha mencionado anteriormente, una medicion debe poder repetirse un nimero
mfinito de veces debiéndose obtener siempre el mismo resultado, sin embargo de forma
practica es muy dificil lograr el mismo resultado debido a las caracteristicas del
mstrumento de medicién, por lo anterior surgen los conceptos de trazabilidad y de
incertidumbre que permiten comprender de mejor manera el proceso real de medicion

de cualquier magnitud.

1.3.1 INCERTIDUMBRE
Para explicar el concepto de incertidumbre se recurre al siguiente ejemplo. Supdngase
que todos los dias una persona toma un puno de tierra del mismo lugar, tiene el hdbito
de medirlo con la bascula que tiene en casa y lleva un registro de las mediciones que
realiza. Con el paso del tiempo el personaje nota que existen variaciones en los valores
registrados por lo que comienza a ser mds estricto con la forma en la que toma la muestra
de tierra; considera usar un recipiente con forma definida para tomar la muestra de tierra
en lugar de usar el puno y evita tomar muestras cuando ha llovido, entre otras cuestiones
que considera. Al paso del tiempo se da cuenta de que si1 utiliza un mejor mstrumento
para realizar las mediciones sigue encontrando variacion en los resultados y sin importar
cuan riguroso sea el proceso de medicién siempre encontrard una variacion en los
resultados obtenidos, mcluso aunque ésta sea muy pequena y casi imperceptible. En
consecuencia es posible establecer un razonamiento inductivo que lleve a la conclusion
de que toda medicion es una aproximaciéon al valor real. Siempre existird una variacion
de resultados si se realiza de forma regular una medicion y si bien esta variacion
disminuye conforme se vuelven mas estrictos los criterios del proceso en cuestion, en
ocasiones por cuestiones técnicas y/o econdémicas es mds conveniente medir y aceptar esa

variacion. De lo anterior surge el concepto de incertidumbre.
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Fl VIM define la incertidumbre de medida de la siguiente manera:

“Es un pardmetro no negativo asociado al resultado de una medicion, que caracteriza

9 16

la dispersion de los valores que razonablemente podrian ser atribuidos al mensurando.”

Se puede decir que debido a la ausencia de certeza absoluta en la mediciéon de una
magnitud se recurre a un intervalo aceptable de magnitudes en el que se encuentra el
valor real de la medicién. Estadisticamente se asocia a la incertidumbre con la desviaciéon

estandar de una muestra estadisticamente representativa de mediciones.

Este concepto es de vital importancia en cualquier proceso de medicion, por lo que serda

necesario abordarlo a profundidad en el capitulo 4.

1.3.2 CALIBRACION

Existe la necesidad de que  cualquier medidor mida valores de una manera
convencionalmente correcta, con el fin de que exista consenso satisfactorio por las partes
mteresadas en el valor de la magnitud medida. Por lo tanto se debe corroborar que todo
medidor realice su tarea de forma 6ptima y que los valores que se obtienen en las
mediciones que éste realice puedan ser comparados con cualquier medidor en cualquier
parte del mundo sin que se encuentren diferencias relevantes. El proceso de calibracion
se encarga de evaluar el funcionamiento de un medidor, asi como de detectar la
presencia de errores en la medicion y también de descubrir su fuente y repararlos o, en

su defecto, disminuir su impacto.

La calibracién se define como:

“La comparacion que bajo condiciones especificadas establece, en una primera etapa,
una relacion entre los valores y sus incertidumbres de medida asociadas obtenidas a partir
de los patrones de medida, y las correspondientes indicaciones con sus mcertidumbres
asocladas y, en una segunda etapa, utiliza esta mformacion para establecer una relacion

16

que permita obtener un resultado de medida a partr de una indicacion”

En este sentido, la calibracion es la actividad de control de calidad mas importante dentro
de la medicion, ya que establece la relacion del valor medido por un equipo con un valor
convencionalmente real, dando validez y trazabilidad (que se explicara mas tarde) a la

medicion.
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Para realizar una calibracion se recurre a dispositivos denominados mstrumentos de
calibracion que se instalan para medir propiedades metrolégicas de dispositivos de
medicion, en la figura .5 se muestra un esquema de calibracion con un dispositivo de
calibracion bidireccional.

Dispositivo de

calibracion
- ==

. Valvulas de
! ¢¢) 2 redireccionamiento
pr— I
— —{ umF | ]

Instrumento a
calibrar

Figura 1.5 Probador bidireccional para la calibracion de instrumentos de medicion.

Cuando se utilizan los equipos de medicion de manera continua, la exactitud y la
precision de la medicion varian gradualmente respecto al tiempo a causa de la variacion
de muchos factores que intervienen en el proceso como el desgaste propio del uso del
dispositivo, por lo que es necesario validarlas por medio de una calibracion y corregirlas,

SI es necesarlio.

Es recomendable que cada que se realice un proceso de calibracion se registren todos los
datos y los cilculos derivados de la misma con el fin de contar con una historia que

pueda servir para diagnosticar una posible falla futura.

Cada equipo debe calibrarse considerando las condiciones de operacion, conforme a
procedimientos basados tanto en las mstrucciones especificas del equipo como en las

directrices generales provistas por métodos normalizados.

Se debe tener un programa definido de calibracion que muestre con detalle los
procedimientos que se deben realizar para llevar acabo dicho procedimiento. Todo
programa eficiente de calibracion debe considerar el funcionamiento y mantenimiento
que se le brinda al equipo con el fin de identificar el posible origen de algin tipo de falla

en el sistema de medicion.
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La calibracion se debe realizar de manera regular pero no necesariamente constante. Este
periodo puede estar en funcién del funcionamiento del equipo o de su funcionalidad
evaluada a partir de sus caracteristicas estadisticas (Precision y Exactitud), de aqui el

hecho de que deba fijarse un periodo.

Es importante que el patron o instrumento de calibracion esté acreditado ante las
mstancias competentes con el fin de que la calibracion sea vilida en ambitos comerciales

e mternacionales.

La necesidad de contar con alguna forma de comprobar que el instrumento en cuestion
esté plenamente validado trajo como consecuencia la aparicion del concepto de

trazabilidad.

|.3.3 TRAZABILIDAD

Toda medicion que se realice debe contar con algin instrumento o mecanismo que le de
credibilidad ante cualquier organismo o persona a nivel técnico o incluso comercial. En
este aspecto es de suma importancia el papel que juega la normatividad a nivel
mternacional ya que permite, por medio de la regulacion de los instrumentos de medida,

lograr un consenso sobre la validez de las mediciones realizadas.

La trazabilidad es la propiedad de los instrumentos de medicion que permite seguir el
rastro de los dispositivos o patrones que lo han calibrado con el fin de poder establecer
un vinculo con dispositivos o patrones convencionalmente aceptados a nivel

mternacional.

La calibraciéon de los instrumentos y la clara ruta que debe ofrecer la trazabilidad le dan
credibilidad al ejercicio de medir. Una medicion que se realiza bajo practicas poco
confiables o de la que no se tiene referencias y que por lo tanto es dudosa no generara la
mformacion con la certeza adecuada que se supone que debe brindar cualquier

medicion.

El VIM define trazabilidad de la siguiente forma:
“Propiedad del resultado de una medicion o del valor de un patron por la cual pueda ser
relacionado a  referencias  determinadas, generalmente patrones nacronales o
mternacionales, por medio de una cadena munterrumpida de comparaciones teniendo
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todas, mcertidumbres determinadas.
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De la anterior definicion se puede decir que la trazabilidad es una propiedad que esta
referenciada a una medicion especifica, y que consiste en una cadena de referencias al
mstrumento que se utilizé para calibrar el dispositivo que realizo la medida y a su vez el
procedimiento, Instrumento o patron que se empleé en la calibracion del primer
mstrumento calibrador, y de forma sucesiva con todos los eslabones de la cadena que

terminen con la referencia a los patrones nacionales.

Es de notarse que no es indispensable realizar una comparacion directa entre el
mstrumento en cuestion y los patrones nacionales; basta con que en cada eslabon de la

cadena que los conecte exista una declaracion de la incertidumbre respecto del proceso.

La trazabilidad debe considerar siempre las incertidumbres conocidas y asociadas a cada
uno de los dispositivos que han evaluado al calibrado en cuestion. Esta propiedad le da
credibilidad internacional a las mediciones realizadas por cualquier instrumento y desde
un punto de vista comercial otorga certeza a las partes mvolucradas de que el trato sea

realizado de una manera justa.

La trazabilidad se indica a través de cartas de trazabilidad que indican la relacion de un
mstrumento con el patron nacional o internacional con el que se asocia, debe especificar
las incertidumbres y el método o procedimiento por el cual estan relacionados. En la
figura 1.6 se muestra una carta de trazabilidad de un medidor empleado en un barco

productor en la sonda de Campeche.

patrén de trabajo
3000L £0.012%

Método “water draw”
probador bi-direccional

Vioc.ope £ 0.03%

Comparacion directa

medidor ultrasénico en (en volumen)
linea

V;p + 0.06 %

J—

Figura 1.6 Carta de trazabilidad del medidor ultrasénico en barco FPSO.
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En la definiciéon de trazabilidad no existe mencion sobre el efecto que puede jugar el paso
del tiempo sobre las condiciones de funcionamiento de los instrumentos o patrones de
medicion. Por lo anterior, en anos recientes se ha comenzado a discutir la necesidad de
mcorporar a la definicion de trazabilidad el concepto de aseguramiento de las mediciones

como una condicion para garantizar la trazabilidad de las mediciones en todo momento.

Existe una diferencia entre demostrar trazabilidad y mantener trazabilidad, siendo esto
dltimo quiza el fin fundamental en cualquier aplicacion ya que permite dar certeza a las
mediciones que se realicen tiempo después al proceso de calibracion y que han sido
realizadas bajo posibles variaciones del equipo. Con relacion a esto se puede recurrir a
patrones de control que certifiquen y corroboren la forma en la que trabajan los

medidores y los sucesivos equipos de calibracion.

1.3.4 TRAZABILIDAD Y CALIBRACION DE MEDIDORES DE FLUJO DE
HIDROCARBUROS

Las condiciones de operacion de un medidor de fluyjo pueden provocar fallas que

ocasionen un aumento en la mcertidumbre y que con ello generen una amenaza al

mantenimiento de la trazabilidad y de la calibracion del instrumento. Algunos aspectos

fisicos y técnicos que pueden implicar un error son:

Cambios de presion de operacion.

Cambios de temperatura.

Cambio del fluido medido (cambio de densidad, viscosidad, etc.).
Inestabilidad de los dispositivos de control de flujo.

Presencia de particulas contaminantes no consideradas.

Daiios por corrosion.

Mala instalacion del equipo.

Fugas o mal funcionamiento en valvulas.

Presencia de cavitacion.

Ruido electromagnético.

Vibraciones mecanicas.

AR T S O TR T N A T T Y

Pulsaciones inducidas por el flujo.

Debido a las variaciones antes mencionadas debe hacerse referencia a las condiciones de
calibracion para que se puedan cotejar con las condiciones promedio de medicion, ya
que si existen diferencias importantes entre los parametros medidos bajo ambas

condiciones el valor considerado de mcertidumbre no tendra un significado real.
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Se debe considerar de forma separada la calibracion y la trazabilidad de equipos
medidores de gas y de los equipos medidores de aceite ya, que sus necesidades y sus
condiciones de operacion difieren por lo que también son diferentes los patrones a los

que deben estar referenciados.

En el caso de los medidores volumétricos de liquidos se debe hacer clara referencia a
todos los procesos y patrones que se encuentren en la cadena de calibracion. En el caso
de la medicion de hidrocarburos liquidos se pueden realizar mediciones de forma

dindmica y de forma estatica.

En el caso de los medidores de gases es comun el hecho de que no se recurra a una carta
de trazabilidad para comprobar el correcto funcionamiento del medidor sino que en
lugar de esto se recurra a certificaciones que aseguran el apego del instrumento a normas
aceptadas mternacionalmente como las establecidas por la “American Gas Asociation
(AGA)” o por la “International Organization for Standardization (ISO)”.La figura 1.7
muestra las formas en las que se puede calibrar un dispositivo medidor de corrientes de

gas.

Patrones nacionales de flujo de fluidos
[
] O
IS0 5167, For calibracis
AGA R3 or calibracidn

Por certificacion
de conformidad

.
1

acondicionador de flujo | placa de orificie

Figura 1.7 Métodos de calibracidon v trazabilidad asociada a medidores de flujo de gas.

|.4 INSTRUMENTOS DE MEDICION
Ya que se ha hablado de la mediciéon y algunos conceptos asociados a ella, es necesario

abordar lo concerniente a los instrumentos de medicion, tema medular de este trabajo.

Un instrumento de medicion es cualquier objeto que basado en un principio cientifico
plenamente 1dentificado y caracterizado permite medir alguna propiedad bien definida de

un objeto mediante un procedimiento especifico.
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Fl tipo de mstrumento de medicion que se utilice en cualquier ambito debe estar
capacitado para realizar mediciones confiables sometidas a las condiciones de trabajo a
las que se exponga; esto debe ser considerado cuando se desee escoger un medidor para
una tarea especifica. Este es el caso de los medidores empleados en la industria petrolera
en el que los fluidos medidos presentan una amplia gama de condiciones termodinamicas
que pueden alterar el valor obtenido de las mediciones realizadas; estas variaciones y
resultados deben ser considerados en el proceso de medicion para obtener los mejores

resultados posibles.

Si se considera la gran gama de principios fisicos en los que se pueden basar y la inmensa
variedad de circunstancias en las que puede ser necesaria la medicion en la industria de
explotacion de hidrocarburos, es evidente el hecho de que existen una variedad inmensa
de medidores que permiten conocer voliumenes de hidrocarburos tanto de aceite como

de gas.

|.4.1 PROPIEDADES BASICAS DE UN INSTRUMENTO

A pesar de la enorme cantidad de medidores posibles hay algunas propiedades que
comparten todos ellos y que permiten describir su funcionamiento en términos
numéricos para comparar su desempeno y facilitar la decision sobre cudl es el mas

adecuado en funcion de las necesidades en cuestion.

Las propiedades basicas que se utilizan para describir instrumentos de medicion son: el
rango, la resolucion, la exactitud y la precision. Cada una de las cuales proporciona

mformacion sobre las caracteristicas de las mediciones que realiza cada instrumento.

Rango

Previo a la utilizacion de un mstrumento de medicion se debe cuestionar si el
instrumento que se piensa emplear tiene la capacidad técnica de realizar la medicion.
Aun suponiendo que el principio de funcionamiento empleado por el instrumento es
valido y que el dispositivo en cuestion trabaja de forma 6ptima, no hay garantia de que el

mstrumento sea capaz de medir la magnitud que se desea.

Cualquier instrumento de medicion confiable debe tener bien identificado el mntervalo
numérico dentro del cual puede realizar mediciones de confianza; es decir, podemos
medir una magnitud solo si se conoce el mtervalo posible en el que se encuentra el valor
de la magnitud a medir que es un subconjunto del intervalo en el cual trabaja nuestro
mstrumento de medicion. Por lo anterior, se puede observar que el rango es la region de

valores de la propiedad en cuestion asociada a la capacidad del instrumento de medida.
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De lo anterior se define al rango como el intervalo acotado por el maximo y el minimo

valor medible por el instrumento.

Resolucién

La resolucion es la propiedad que indica cudl es el tamano minimo de un submultiplo de
la unidad de medida utiizada que el mstrumento es capaz de medir; es decir, la
resolucién es la minima division de la escala que un instrumento puede medir. Por
ejemplo, no se puede medir una particula de polvo que mide menos de 1[mm]| con una
regla comin que tiene como menor medida 1 [mml], esto quiere decir que la resolucion

de la regla no es lo suficientemente pequena para medir una particula tan pequena.

Es importante 1dentificar la resoluciéon de un instrumento de medicion con el fin de
asegurar que el mstrumento es capaz de realizar la medicion en cuestion. Es evidente que
s1 se realiza una medicion se desconoce el valor de dicha magnitud; sin embargo, es de
mucha utiidad contar con algin método que permita tener nocién sobre el valor
aproximado de la medicion en cuestion, esto con el fin de estimar que las propiedades
del mstrumento de medicion sea util para dicha operacion. La estimacion del resultado
puede obtenerse por medio de modelos tedricos asociados al fenomeno estudiado o
incluso al juicio tomado por personal experimentado en el estudio del proceso

mnvolucrado.

Los mtervalos de valores dentro de los que puede variar la magnitud que toma una
propiedad sin alterar la respuesta del medidor se denominan zonas muertas; el tamaino
de dicho mtervalo esti delimitado por la resolucion del instrumento y es igual a la

distancia que existe entre un valor minimo medible y su valor mas proximo.

Precision

Existen propiedades de los instrumentos de medicion que estin asociadas al
comportamiento propio que tienen las mediciones realizadas compariandolas con los
resultados 1deales que se esperaban obtener cuando se conoce de ante mano el resultado
de las mismas. Esto se debe a que, como ya se menciono, nunca se puede tener una
medicion definitivamente precisa ni exacta y se debe aceptar que la medicion realizada
estara siempre dentro de un itervalo posible aunque se cumpla la condicion de

universalidad.

Para comprobar que un mstrumento funciona de forma correcta se realiza un proceso
llamado calibracion. Este proceso sirve para caracterizar la forma en la que funciona el
mstrumento por medio de la realizacion de mediciones de las que se tiene certeza del

valor antes de realizar la prueba. En la calibraciéon de un instrumento se realizan una
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cantidad considerable de pruebas y se registran los valores que el instrumento de
medicion refleja, como producto de lo anterior se obtiene una cantidad de mformacion

con la que es posible trabajar mediante el uso de estadistica.

Desde el punto de vista estadistico se puede relacionar a la precision con la desviacion
estandar asociada a la propiedad medida. Entendiendo lo anterior se puede decir que la
precision de un mstrumento de medicién indica la magnitud de la semi-amplitud del

intervalo de confianza dentro del que se puede esperar que varie la medicion.

Partiendo de la definicién anterior es posible asociar el concepto de incertidumbre al de
precision y, en efecto, son dos conceptos que dentro del contexto de la metrologia se

consideran anilogos.

La falta de precision en un instrumento de medicion se debe a errores cometidos en la
misma que no provienen de una tnica fuente y que no se repiten de forma sistematica
sino mas bien aleatoria; por ello es muy dificil 1dentificar todas las posibles fuentes de la
misma, sin embrago deben realizarse andlisis que contemplen a las fuentes de mayor

mportancia.

Exactitud
Si bien la precision ayuda a caracterizar el comportamiento dinamico de nuestro
instrumento, no es la tnica propiedad que se necesita para realizar un diagnostico del

funcionamiento de cualquier dispositivo que se necesite estudiar.

Es necesario que un istrumento cuente con un intervalo de confianza pequeno en el que
se encuentren las mediciones que se requieren realizar pero no es suficiente. Si la media
de las mediciones realizadas se encuentra alejada del valor esperado no sirve de nada el
hecho de que la incertidumbre sea pequena ya que los valores que se obtendran no

reflejaran la realidad.

De la necesidad anterior surge el concepto de exactitud. La exactitud, estadisticamente, es
la distancia que existe entre la media estadistica de los datos recabados en un proceso de
calibracion y el valor real esperado de la medicion. Asi como la desviacion estindar
puede asociarse a la incertidumbre y a la precision, la exactitud puede asociarse al sesgo
que es una propiedad estadistica que relaciona la mediana de una muestra estadistica al

valor esperado de la misma.
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Fl sesgo estadistico muestra una tendencia de las mediciones originadas por uno o varios
errores que se cometen y que afectan el resultado de la medicion de forma mas o menos
regular por lo que es posible 1dentificarlos y corregirlos. Aunque se mencionaran mas

adelante, es conveniente mencionar que este tipo de errores se denominan sistematicos.

Siempre que se detecte un sesgo en las mediciones realizadas se debe 1dentificar la fuente

y erradicar el error asociado para aumentar la confiabilidad de las mediciones realizadas.

La diferencia entre precision y exactitud no siempre es clara, en la figura 1.8 se 1ilustra esta

diferencia:

A)

Exactitud baja Exactitud alta Exactitud alta
Precision alta Precisidn baja Precision alta

Figura 1.8 Comparacidn entre precision y exactitud.

Cuando un conjunto de valores varian poco entre si se sabe que la varianza es pequeiia,
este es el caso para las figuras A) y C) en las que los dardos han caido muy cerca uno del
otro. Cuando los datos de un conjunto estadistico de valores caen cerca del valor
esperado pero distante unos de otros se puede decir que la exactitud es alta, esto se
muestra en las figuras B) y C). En la figura C) se muestra un ejemplo en el que el
conjunto de valores ilustrado por los dardos tienen alta precision por estar cerca unos de

otros y se encuentran en el centro por poseer una alta exactitud.
Fjemplo de Propiedades de medicién
Un reloj es un mstrumento de mediciéon de uso comun en la vida cotidiana por lo que

representa un buen ejemplo para describir las propiedades antes mencionadas.

Considerando unicamente el indicador de horas del siguiente reloj:

Figura 1.9 Ejemplo de un reloj que permite visualizar las caracteristicas de un instrumento de

medicidn.
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En la fotografia es posible observar claramente los nimeros que indican las horas; este
mtervalo [0,12] indica el nimero de horas que es capaz de medir el reloj antes de repetir
el ciclo por lo que este intervalo es el rango asociado a este reloj. Atendiendo tinicamente
a los mdicadores de horas se dice que la resolucion de horas de este reloj es 1 hora

porque es la minima magnitud de horas que este reloj puede medir.

Para explicar la precision y la exactitud es necesario hacer alusion al dueno del reloj.
Considerando que el dueno de este reloj siempre que arriba a una cita compara la hora
de llegada que marca su reloj con la hora que marca un reloj de referencia. Después de
un nimero considerable de datos que el dueno ha recolectado puede determinar el
promedio de retraso en sus llegadas, éste es un parametro que se puede asociar a la
exactitud, y puede ser indicador de una falta de sincronizacion entre ambos relojes y
muestra un error de medicién recurrente y que es posible minimizar. En cambio la
desviacion estandar de los datos obtenidos por el duenno mostrara las variaciones que
presenta el funcionamiento de cada reloj y que generan errores de medicion asociados

con la precisiéon.

I.5 ERRORES DE MEDICION
Ningun proceso de medicion es infalible ya que se encuentran sujetos a posibles fallas

tanto técnicas como humanas que se reflejaran en errores de medicién.

Es posible clasificar los tipos de errores que se pueden encontrar en un proceso de

medicion en funciéon de la fuente de dicho error. Las fuentes posibles de un error son:

% Operador
+ Dispositivo

% Medio ambiente

Cometidos por el operador

Los errores cometidos por el operador pueden ser producto tanto de la falta de
capacitacion como de las condiciones fisicas o de salud de la persona encargada de
realizar las operaciones de medicion. Cuando el operador no realiza el proceso de
medicion de forma correcta y comete un error de forma continua en cada medicion que
realiza comete un error sistematico que normalmente se ve reflejado en la exactitud de la
medicion. Otros tipos de error asociados al operador pueden deberse a la mala sujecion
del instrumento o a la mala colocacion del mismo. Cuando el operador es el encargado
de tomar de forma directa las medidas mndicadas en un mstrumento de medicion, la
magnitud tomada puede verse afectada por las condiciones fisicas, como por ejemplo la

vista 0 la mala posicion al momento de recabar la informacién (error de paralaye).
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Cometidos por el dispositivo

El dispositivo en cuestion puede provocar errores en la medicion en caso de que no esté
correctamente calibrado. Las causas de errores atribuibles al instrumento pueden deberse
a defectos de fabricacion (dado que es imposible construir aparatos perfectos); éstos
pueden ser deformaciones, falta de linealidad, imperfecciones mecanicas, falta de
paralelismo, etcétera. Kste tipo de errores se reflejan normalmente como errores

aleatorios asociados a la precision del instrumento.

Causados por el medio ambiente

Las condiciones ambientales tienen impacto en las propiedades propias de los
componentes de cualquier dispositivo, por ejemplo las piezas metalicas sufren
alteraciones debido a los cambios de temperatura. Algunas condiciones que reflejan

errores debido al ambiente son:

Temperatura.

Presion.

Propiedades del mensurando.
Ruido en senales eléctricas.
Vibracion.

Humedad.

Polvo.

A N

1.6 MEDICION EN EL SISTEMA INTEGRAL DE PRODUCCION

El negocio de la venta de hidrocarburos tiene como base medular el proceso por medio
del cual se logra transportar los recursos desde la fuente de la que se obtienen hasta el
punto en donde se realizard el respectivo mtercambio comercial. Es de comuin uso el
término de “Sistema Integral de Produccion (SIP)” para hacer referencia a estos
elementos esenciales con los que se logra la extracciéon de los recursos. En la industria
petrolera existe una gran diversidad de factores que modifican las necesidades que se
deben satisfacer poder realizar de forma optima la explotacion de los recursos; sin
embargo, se puede hablar en general de una “ruta clasica” que se repite de manera mas o

menos igual en la mayoria de los activos de producciéon en el mundo.
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De forma clasica cualquier SIP esta compuesto de forma general por tres partes:

+  Yacimiento
% Pozo
+ Instalaciones Superficiales

En la siguiente figura se ilustra la distribucion de algunos de los componentes mas
importantes de un SIP.

INYECCION Y DISTRIBUGION

Figura 1.10 Esquema ilustrando un SIP.

1.6.1 MEDICION EN EL YACIMIENTO

La medicion de hidrocarburos se realiza en diversos elementos de cada una de las partes

de cualquier SIP con fines diferentes.

El yacimiento es la primera parte de cualquier SIP ya que es la fuente natural de la que se
pueden obtener recursos. El conocimiento de yacimiento requiere estudios elaborados y
proyecciones complejas que permiten solamente tener un estimado de los flujos tanto
masicos como volumétricos tinicamente a través de modelos matemadticos que permiten
realizar estimaciones cuya exactitud varia en funcion del grado de conocimiento que se
tiene sobre las caracteristicas y el comportamiento del yacimiento. De acuerdo con lo

anterior, no tiene sentido hablar de mediciones que se realicen en el yacimiento, la inica
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forma en la que se pueden tener valores asociados a los fluyjos dentro de la roca se

realizan por medio de correlaciones o modelos matematicos teoricos.

No es posible realizar mediciones directamente en el yacimiento sobre el flujo de fluidos,
sin embargo se recurre a modelos teéricos o empiricos, como correlaciones, que
permiten tener estimaciones razonables sobre los flujos. Existen simuladores de fluyjo que
pueden ser una herramienta poderosa con la que se pueden hacer diagnésticos mas
precisos, sin embargo en ocasiones son herramientas demasiado costosas en términos de

poder de computo y de tiempo.

El principal modelo matematico utilizado en las estimaciones realizadas de pozos es la
ecuacion de difusion (ecuacion I.1). Esta ecuacién combina en una sola, tres tipos de

ecuaciones:

# Una ecuacion de continuidad.
% Una ecuacion de flujo o movimiento.

% Una ecuacion de estado.

a%p  9%P _ $uce op

axz | ay? k ot’ (I.1)
Doénde:
P Presion.
x Indica direccion x.
y Indica direccion y.
¢ Porosidad.
u Viscosidad del fluido en movimiento.
C; Factor de compresibilidad de la roca.
k Permeabilidad.
t Tiempo.

Cada una de las ecuaciones referidas agrega de forma implicita condiciones que se deben
considerar para realizar una estimacion cercana a la realidad. La ecuacion de continuidad
mmplica el principio de conservacion de la materia. Se debe considerar una ecuacion que
mdique el comportamiento dindmico de los fluidos en el medio poroso que representa el
yacimiento. Aunque existen diferentes modelos que se ajustan a las condiciones propias
de cada yacimiento, el modelo mas usado es la forma diferencial de la ecuacién de Darcy,
que ofrece un modelo matemaitico flexible, de uso sencillo y un grado adecuado de

exactitud en la mayoria de los casos.
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La ecuacion de estado agrega cambios que ocasionan variaciones de las propiedades del
fluido. De forma general la mayoria de las ecuaciones de estado consideran la variacion
de la compresibilidad en el caso de los liquidos, y en el caso de los gases implican un
conocimiento sobre la relacion de comportamiento entre las variables termodiniamicas

volumen, presion y temperatura.

1.6.2 MEDICION EN POZO

La segunda parte de un SIP estd comprendida por el pozo. De forma general, el pozo es
el conjunto de elementos que acttia como conductor de los recursos desde el yacimiento

hasta la superficie.

Existen muchos tipos de pozos y también muchas clasificaciones posibles pero en forma
general se puede hablar de un conducto que conecta al yacimiento con la superficie. Este
puede contar con diversos dispositivos que ayuden al control de la produccion como

valvulas de tormenta, empacadores, entre otros.

Es mmportante referirse al estado mecanico de un pozo para cualquier operacién que se
realice en éste ya que en dicho documento se especifican todas sus caracteristicas

técnicas.

La medicion de flujos volumétricos o masicos dentro del pozo se realiza por medio de
equipos y herramientas que se desplazan dentro del pozo. La principal herramienta que
se utiliza para la medicion de fluyjo dentro de un pozo es la toma de registros de flujo o de
molinete. Este tipo de registros tienen mayor importancia durante las primeras etapas de
la terminaciéon de un pozo, en las que se debe realizar un diagnéstico correcto sobre la

hermeticidad y su correcto funcionamiento.

La mayoria de los equipos para tomar registros de flujo en pozo se rigen por el mismo
principio de operacion; utilizan un juego de hélices que gira en funciéon de la velocidad
que le provea el fluido medido. La cantidad de revoluciones por cada unmdad de tiempo
es proporcional a la velocidad del fluido, esta velocidad de rotacién gira un 1man que a su
vez genera una senal eléctrica cuya frecuencia también es proporcional; por medio de
esta relacion se pueden registrar de forma eléctrica la cantidad de revoluciones y asociarle

una cantidad de flujo.

Existen diferentes tipos de registros de molinete que proveen diferentes ventajas
dependiendo de las condiciones del pozo. Algunos ejemplos de registros de molinete se

muestran en la figura I.11.
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Medidores de Flujo
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Continuo empacador inflable caudal total

Figura 1.11 Tipos de registradores de flujo de tipo molinete.

Existen también registros de trazadores radioactivos que funcionan inyectando una
cantidad bien definida de material que produzca emisiones que posteriormente se
rastrean por medio de medidores. Existen dos técnicas tradicionales para la grabacion de
los registros de trazadores radioactivos: la medicion de pérdidas de trazadores, en la cual
se anade un material trazador al fluido de terminacion y se monitorea su progreso con
una herramienta de rayos gamma; y la medicion de disparo de velocidad, en la cual se
eyecta el trazador desde una parte de la herramienta de registro de producciéon y se
monitorea su progreso mediante uno o mas detectores de rayos gamma mas abajo de la
herramienta. Los registros de trazadores radioactivos se utilizan para determinar los
perfiles del flujo de iyeccion y para detectar canales o fugas. También pueden usarse en
pozos de produccion, pero se debe tener cuidado de aislar los fluidos en la superficie

hasta que el trazador haya decrecido hasta niveles seguros.

Es costoso y poco viable desde el punto de vista técnico implementar los registros de
produccion para que recaben informacion de manera continua dentro de los pozos
ademas de que las variaciones en la precision y la exactitud de los dispositivos provocan
que su uso no sea practico ni comun y se restrinja su uso al diagnéstico de problemas
fisicos como fugas, incrustaciones de material, malas cementaciones u otros de caracter

técnico.

Se recurre también a registros de produccion auxiliares que permiten contar con mayor
mformacion que dard mayor certeza a los diagnosticos realizados y que permiten contar
con una mejor caracterizaciéon de la calidad y la cantidad de los hidrocarburos

producidos.
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Algunos de los registros utilizados como apoyo en estas circunstancias son:

Registro de temperatura.
Registro de densidad.
Registro de coples.

Registro caliper.

O

Registro de cementacion.

1.6.3 MEDICION EN LAS INSTALACIONES SUPERFICIALES

Una vez llegados los recursos a la superficie se debe recurrir a equipos e instalaciones con
los cuales se lleva a cabo un correcto manejo de los hidrocarburos. Es importante
conocer y comprender los procesos a los que debe ser sometida la produccion ya que
mfluyen de forma especial en las caracteristicas que presente el fluiddo cuando se decida

medir.

Después de que se realizan los procesos definidos en una bateria de separacion, el crudo
o el gas producido se encuentran en condiciones de ser comercializados. Posterior al
tratamiento al que se sometio en la planta de producciéon se disponen los hidrocarburos

para ser bombeados o comprimidos a los puntos de venta.

Los puntos a los cuales se transportan los hidrocarburos con el fin de ser medidos son
denominados puntos de medicion y pueden ser de diversos tipos como buques tanque,

trenes, baterias de separacion o simplemente puntos de enlace en tuberias de transporte.

A partir de que el recurso hidrocarburo se encuentra en la superficie es mas sencilla su
medicién ya que es posible colocar, monitorear, calibrar, dar mantenimiento asi como
todas las operaciones que es necesario realizar en un medidor. La mediciéon en
mstalaciones superficiales puede ser llevada a cabo en procesos dinamicos o en

condiciones de almacenamiento (estatica).

Asi como es posible estimar la produccion en los pozos o en el yacimiento es posible
también hacerlo en las mstalaciones superficiales por medio de correlaciones numéricas
de fluyjo. Este tipo de correlaciones son principalmente utilizadas para estimar el gasto

masico o el caudal bajo condiciones de boca de pozo.
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En instalaciones superficiales los hidrocarburos se pueden encontrar en dos estados

principalmente divididos de acuerdo a las fases que presentan:

%  Monofisico

4  Multfasico

Estas fases estardn en funcién de las condiciones termodindmicas a las que se encuentre y
de los procesos a los que se haya sometido a la corriente. Cabe mencionar que los tipos
de medidores que se utilizan para cada caso son especiales y difieren en su principio de
funcionamiento por lo que es de vital importancia que se considere el tipo de flujo

presente para la correcta instalacion de un medidor.
Los principales puntos de medicion en superficie son:

4 A boca de pozo.
% En baterfas de separacion.

% Puntos de transferencia de custodia.

Las mediciones a boca de pozo pueden realizarse por medio de:

+  Separadores de prueba.
+ Medidores multifasicos.

4 Estimaciones por correlaciones.

En el caso de las baterias de separacion se pueden realizar mediciones de dos tipos:

4 Dinamicas

+  Estaticas.

Las mediciones dinamicas se realizan por medidores instalados en tuberias que contienen
un fluyjo de fluidos. Existen diversos tipos de medidores que basan su funcionamiento en
una gran cantidad de principios fisicos. Las mediciones estiticas se realizan cuando los
recursos en cuestion se encuentran en almacenamiento y carecen de movimiento. Para
las mediciones de este tipo se emplean métodos e instrumentos especializados que

permiten conocer los volimenes existentes de fluido.

31



CAPITULO I ASPECTOS ASOCIADOS A LA MEDICION

|.6.4 MEDICION EN QUEMA Y VENTEO

Durante los procesos por los que pasan los hidrocarburos a lo largo de todo el SIP se
suscitan eventos que promueven la necesidad de quemar o emitir a la atmosfera parte de

la produccion de gas.

En primera instancia la quema de gas se da como una medida de seguridad para evitar su
concentracién y altas presiones en los equipos de extraccién y produccion; sin embargo,
también se debe a la libranza de gas amargo por obras de mantenimiento de equipos de
compresion; fallas operativas en instalaciones, msuficiencia de infraestructura superficial
para manejar el gas; falta de inversiéon en equipos que permitan procesar, almacenar y
distribuir el volumen de gas asociado; desarrollo de nueva infraestructura operativa y
procesadora en relacion con los altos niveles de produccion exigidos para obtener los
mgresos presupuestados asi como cumplir con los objetivos estratégicos de la produccion

de petréleo crudo y gas natural.

A pesar de las pérdidas economicas y de la capacidad téenica de evitar este problema, fue
hasta finales del aino 2009 cuando se publicaron las primeras disposiciones técnicas en
México emitidas por la Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH) que tienen como
fin regular esta practica y reducir las pérdidas economicas y la contaminaciéon producto de
este ejercicio. En las operaciones que requieren la quema de gas es importante considerar
el uso de medidores que permitan caracterizar la cantidad y la calidad del gas emitido,
esto con el fin de tener un control estadistico sobre la cantidad de gas que se estd
gastando en esta operacion y en caso de ser posible que se optimice la operaciéon con el
fin de disminuir la pérdida del recurso. Los medidores usados para estos fines son
medidores dinamicos especiales para los flujos de gas; tradicionalmente se recurre a los

medidores de placa con orificio o a los medidores de tipo ultrasénico para estos fines.

Otra de las operaciones que se llevan a cabo en las instalaciones de produccion es el uso
del gas como combustible para diversos dispositivos como compresores. Iista operacion
resulta en una merma, necesaria para el funcionamiento de los equipos, que se debe

cuantificar y regular.

La myeccion de gas para procesos de mantenimiento de presion es una practica recurrida
en nuestro pais, principalmente en la zona maria que comprende a Cantarell. Asi como
las operaciones de represionamiento o de recuperaciéon mejorada, también existen los
procesos de bombeo neumatico que se basan en la nyeccion de gas al pozo para
dismimuir el peso de la columna de liquido y favorecer la produccion. Ambas
operaciones requieren de gas para suministrarlo por lo que es importante cuantificar las

mversiones que se realizan de dicho recurso.
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El principal objetivo de este capitulo es mostrar los principales dispositivos
para medir asi como modelos matematicos para predecir la magnitud del
flyjo de hidrocarburos en los puntos mas comunes de las instalaciones
superficiales. Se describiran los principales tipos de medidores de flujo tanto
masicos como volumétricos utilizados en el AIPMM, partiendo de sus
caracteristicas y su principio de funcionamiento. Se describiran también
algunos medidores auxiliares necesarios en la medicion de hidrocarburos y

también algunos parametros ttiles en la medicién de la calidad.
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II.1 ANTECEDENTES SOBRE LA MEDICION DE HIDROCARBUROS

La medicién de hidrocarburos en las instalaciones superficiales puede ser llevada a cabo
por medio de una gran cantidad de herramientas por medio de dispositivos fisicos. En el
caso de los medidores se debe considerar el estado de movimiento en el que se
encuentra el fluido; no se utilizan los mismos instrumentos para medir una corriente en
movimiento que los utilizados para medir fluidos estiticos contenidos en un almacén.
También se debe tomar en cuenta el nimero vy el tipo de fases contenidas en el flujo. Es

importante considerar el parametro que mide el medidor en cuestion ya que pueden

. . L dv . . , . am .
cuantificar la magnitud del gasto volumétrico (E) o la magnitud del flujo masico (E)’ s1
bien es posible asociar ambas magnitudes por medio del valor de la densidad, es
mmportante identificar el patron que es necesario conocer para implementar el medidor
mas adecuado y evitar los errores implicitos en el cilculo o el uso mnecesario de un

medidor de densidad. Dichas consideraciones quedan ilustradas en la figura II.1:

Medicion de

hidrocarburos
<

Figura II.1 Tipos de mediciéon de hidrocarburos.

Una vez determinado el tipo de medicion que se requiere en funciéon de los parametros
anteriores, es indispensable considerar las propiedades fisicas y quimicas del fluido, asi
como las condiciones y al ambiente a las que estara sometido el medidor para poder
elegir el mas adecuado para el fluido en cuestion. Como en todo proyecto de ingenieria
se deben considerar los aspectos econémicos de la mstalacion de un medidor con el fin

de asegurar su viabilidad.

11.2 MEDICION O ESTIMACION DE FLUJO A BOCA DE POZO

En ocasiones es necesario conocer el flujo que aporta un pozo o un conjunto reducido de
los mismos con el fin de diagnosticar sus caracteristicas de produccién, como por
ejemplo su indice de productividad. La medicion a boca de pozo es de uso frecuente en
el caso de campos nuevos, de los cuales no se tiene mucha informacion que permita
conocer su comportamiento productivo. Si bien de forma estricta no se pueden realizar
mediciones por medio del uso de correlaciones es de uso comun en la industria

emplearlas para estimar la magnitud de los flujos.
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Las correlaciones ofrecen una forma préctica de estimar la produccion de un pozo ya que
no requieren de la instalacion de instrumentos de medicién, tnicamente se sirve de
parametros que la mayoria de las veces estin disponibles en los pozos. Si bien su
exactitud comparada con los instrumentos de medicion es menor, su costo es
significativamente menor ya que requiere solamente capacidad de computo para la
realizacion de célculos (que en la mayoria de las veces son relativamente sencillos) y un
mgeniero de produccion que sea capaz de escoger y emplear la correlacion que mejor se

adapte a las condiciones del pozo.

Por su parte los medidores utilizados a boca de pozo ofrecen una mayor precision y
exactitud siempre y cuando los mstrumentos sean instalados y utilizados de forma éptima.
Debido a la naturaleza de los hidrocarburos y a las condiciones a las que se encuentran
normalmente a boca de pozo la mayoria de los mismos producen fluyjos de tipo

multifasico por lo que se debe recurrir a una de dos opciones:

% Someter al fluyjo a un proceso de separacion para luego usar medidores de flujo
monofasico.

%  Utilizar medidores de flujo multifasico.

Las opciones disponibles para conocer de alguna manera la produccion de un pozo

quedan 1lustradas en la figura I1.2:

Uso de separador y
medidores mondéfasicos.

Medidores.

Conocimiento de la
produccion a boca de Medidores multifasicos
pozo.

Correlaciones de flujo.

Figura II.2 Tipos de mediciones empleadas a boca de pozo.

Si bien éstas son las formas mas comunes de realizar mediciones restringidas al ambito de
un pozo o un conjunto acotado de los mismos también se da el caso de pozos cuya
produccion se encuentra en una sola fase y no requieren de un separador, por ejemplo

los pozos productores de gas seco.
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11.2.1 FLUJO A TRAVES DE ESTRANGULADORES

Las correlaciones de flujo son una herramienta que permite la estimacién del flujo en un
pozo. Este tipo de herramientas compensan su falta de exactitud con su bajo costo, tanto
en términos econémicos como técenicos. Este tipo de herramientas han sido utilizadas de
forma recurrente a lo largo de la historia de la industria petrolera, es por ello que con el
paso de tiempo han surgido nuevos modelos mds exactos o que se adaptan mejor a un
grupo especifico de condiciones. Es trabajo del ingeniero de produccién asegurarse de
utilizar el modelo mas adecuado considerando las condiciones del pozo, las del tipo de

flyo y las propias de los fluidos producidos.

En la mayoria de los pozos productores de hidrocarburos se emplean dispositivos
llamados estranguladores. Este tipo de herramientas le permiten al ingeniero tener un
mayor control sobre el flyjo producido y medido en la linea de descarga. El uso
generalizado de los estranguladores permite evitar o disminuir en gran medida problemas
asociados a las altas presiones existentes aguas abajo en la linea de produccion. La

ubicacion de un estrangulador es la que se muestra en la figura I1.3.

Casquete y medidor del arbol

Adaptador del &rbol
Valvula de suaveo (pistoneo)

Valvula de produccion lateral

Valvula lateral para
ahogar (matar) el pozo

Conexion —»
lateral de
ahogo

Estrangulador de superficie

A las instalaciones
|—> de produccién

Valvula maestra superior

Vélvula maestra inferior

Adaptador de cabeza de tuberia
de produccién

Sarta de produccion

Figura IL3 Arbol de valvulas que muestra la ubicacién de un estrangulador.

Los estranguladores son dispositivos mecanicos que se utilizan en los pozos petroleros
para provocar una restriccion al flujo y por consiguiente una caida de presion, con el
objetivo de controlar las condiciones de produccion del pozo. La restriccion al flujo se da

por medio de una seccion de didmetro disminuido como se muestra en la figura I1.4:
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Figura I1.4 Ubicacidén y funcionamiento de un estrangulador.

Algunas de las principales razones para la colocacion de un estrangulador son las

sigulentes:

% Conservar la energia del yacimiento, asegurando una declinacion mds lenta de su
presion.

Mantener una produccion razonable.

Prevenir conificacion de gas.

Prevenir conificacién de agua.

Prevenir entrada de arena.

Obtener el gasto deseado.

o M M R

Mantener suficiente contrapresion para prevenir entrada de arena.

Algunas de las correlaciones obtenidas estin basadas en trabajos experimentales y se
ajustan razonablemente a los rangos en los que se desarrollaron, sin embargo su precision

es desconocida fuera de esos limites.

Las correlaciones empiricas no son mas que ecuaciones que partiendo de datos de
campo y con apoyo de las estadisticas determinan los coeficientes de la correlacion, los

cuales se aplican a los datos e informacion del estudio.

En el desarrollo de sus correlaciones los autores han obtenido diversas relaciones de
presion critica. Establecer un valor fijo para dicha relacion implica una simplificacion que
indudablemente se reflejara en la exactitud de las predicciones que se obtengan al aplicar
las correlaciones citadas. Por lo tanto, es recomendable que al desarrollar una correlacion
se mvestiguen las fronteras de fluyjo critico y ademas que las relaciones se cumplan para

los casos extremos en los que solo existe flujo de gas o flujo de liquido.
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Tipos de flyjo en estranguladores

Para la correcta implementaciéon de una correlaciéon es necesaria la caracterizacion del
flyo por medio del conocimiento de la relacion entre las presiones antes y después del
estrangulador lo cual impactara en la velocidad del flujo, que comparada con lo velocidad
del sonido en dicho ambiente traeran como consecuencia un cambio en el

comportamiento de la presion.

Para conocer el comportamiento del flujo en el estrangulador se debe obtener la relacién
entre la presion corriente arriba (usualmente se considera la presion en la cabeza de la
tuberia de produccién) P; y la presion corriente abajo (la presion medida después del

Py . .
estrangulador) P,, cuando el gasto es constante. Si p. €8 mayor que la relacién de presion
1

. : : . Py : . )
critica, entonces el flujo es subsonico vy si p. S menora la relacion critica, el flujo es
1

supersonico.

En 1954 Gilbert observo que para que el flujo alcanzara la velocidad del sonido debia

.o ., . 2 ./ .
existir una relacién de presiones ~ < 0.588, a este valor de la relacion de presiones se
1

le denomina relacion de presiones critica. La tabla I1.1 muestra el tipo de flujo presente

en una tuberia en funcién de la relaciéon de presiones aguas arriba y abajo.

Tabla I1.1 Tipos de flujo que se forman en un estrangulador.

Flujo subsénico Flujo sénico Flujo supersénico
P S 0588 P 0588 P < 0588
P, P, P,

En 1949 Tangreen y otros autores ilustraron el hecho de que cuando una mezcla
compresible gas-liquido fluye a una velocidad mayor que la critica el fluido no transmite
cambios de presion en sentido contrario al fluyjo. Al colocar un estrangulador que se
seleccione garantizando fluyjo critico, se impiden variaciones de presion en el separador
y/o en las lineas de superficie que afecten la presion en cabeza del pozo, la presion de

fondo y por lo tanto el gasto de produccion.

La mayoria de las correlaciones de fluyjo multifisico a través de estranguladores son

validas anicamente para flujo critico.

Fcuaciones analiticas para relaciones de presiones criticas pueden ser obtenidas partiendo
de suposiciones como la de la existencia de gas ideal, suponiendo que no existen

perdidas por friccion y que hay flujo adiabatico.
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A. Flujo Supersénico
Cuando la producciéon de un pozo se encuentra en etapa de flujo supersonico es incapaz
de transferir cambios o diferenciales de presion en sentido contrario al flujo (aguas arriba)
y, en este caso, la velocidad de flujo es mayor a la velocidad de propagaciéon de una

perturbacion de presion de dicho fluido.

Por lo tanto, debe tenerse claro que en un pozo en flujo supersénico cuya presion aguas
abajo disminuye no se reflejara una modificacion en el gasto producido. Si por el
contrario, la presion corriente abajo es gradualmente incrementada, no habria cambios en
la produccion, en el gasto de flujo, ni en la presion corriente arriba en tanto no se haya

alcanzado el limite del flujo critico.

Si la presion corriente abajo es incrementada ligeramente por encima de las condiciones
limites, tanto el gasto de flujo como la presion corriente arriba se veran afectadas y en este

momento se dice que el pozo se encuentra en flujo subcritico.

B. Flujo Subsénico
Es lo contrario al caso del régimen de flujo critico, ocurre cuando la velocidad del fluido
es menor que de la velocidad sonica. En este caso, cualquier variacion de la presion

tendra gran influencia sobre la tasa de produccion a través del estrangulador.

En la figura 11.5 se ilustra los posibles tipos de fluyjo que se pueden presentar en una
tuberia de acuerdo a la relacion existente entre la presion de cabeza y la de estrangulador

asociadas a un mismo pozo.

Posibles tipos de flujo con estrangulador

Zona de flujoen
sentido inverso Flujo Subsdnico

M Flujo Supersanico

— Flujo Sanico

s

Presion de estrangulacian

Presion en cabeza de pozo

Figura I1.5 Posibles tipos de flujo en un estrangulador.
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Modelos para flujo supersénico en estrangulador

Durante muchos aiios gran cantidad de investigadores se han dedicado a la basqueda de
modelos que describan el fluyjo de dos fases (liquido y gas) que comparten una tuberia.
Existen a la fecha muchos modelos validos en diferentes circunstancias, pero los mas

utilizados comparten su base matematica.

Uno de los primeros autores en proponer un modelo matematico fue Gilbert (1954), que
desarrollo una expresion aplicable al flujo bifasico. En su trabajo describe de forma
detallada el papel que juega un estrangulador en un pozo y analiza cudl es el efecto de
cambios de didmetro en un fluyjo. Gilbert recomendé que para tener un flujo soénico se
usara una relacion de 0.588 de la presion corriente abajo entre la presion corriente arriba.
El trabajo de Gilbert sirvio como base para que algunos otros mvestigadores continuaran
mejorando y realizando adaptaciones al modelo. Baxendell actualizé la ecuacion de
Gilbert mediante el uso de mas datos de producciéon. Ros oriento su trabajo al estudio de
mezclas con alta relacion gas-aceite en las que el gas fue la fase continua, su modelo fue
comprobado con datos de campo. Achong también revisé la ecuacion de Gilbert y

establecio una ecuacion que validé con mas de 100 pruebas de campo.

Todos los modelos anteriormente citados tienen gran similitud en su expresion
matematica, variando asi solo tres coeficientes. El modelo general de las ecuaciones para

los cuatro modelos anteriores es:

AqpRB
p == (I1.1)
d$

Doénde:
P, Presién corriente arriba (Psi).

., P bl
qL Produccién de liquido (E)
R Relacidn gas liquido (fb—t:)
d ¢ Diametro del estrangulador (64.avos de pulgada).
A B,C Constantes que dependen de la relacion empleada.

Los valores de los coeficientes para cada una de las correlaciones se muestran en la tabla

11.2:
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Tabla I1.2 Constantes en las correlaciones de flujo a través de estranguladores.?”

Correlacién A B C
Gilbert 10 0.546 1.89
Ros 17.4 0.5 2
Baxendell 9.56 0.546 1.93
Achong 3.82 0.65 1.88

Si bien los anteriores modelos mencionados son los de uso mas frecuente en la industria
debido a su practicidad, con el paso del iempo han surgido muchos otros que tienen
aplicaciones especificas y que son parte de simuladores de flujo en estranguladores. Por
cuestiones de espacio, s6lo mencionaremos algunos otros modelos” con el fin de que el

lector tenga una base para ahondar mas en este tema.

Adaptacion de Poettman y Beck de la féormula de Ros.
Correlacion de Omana R.

Ecuacion de Ashford.

Modelo masico de Ashford y Pierce.

Modelo de Fortunati.

Modelo de Perkis.

Mo B M M

Modelo mecanistico de Beggs y Brill.

Modelo para flujo de gas

Se puede presentar el caso de querer estimar el gasto de gas que produce un pozo.
Cuando la corriente de hidrocarburos producida tinicamente esti compuesta por gas se
pueden combinar modelos de flujo con ecuaciones de estado con el fin de obtener un
modelo matematico con el cual se puede generar un valor cercano al valor real de la

cantidad de flujo.

Al 1gual que en los pozos productores de aceite y gas asociado, los pozos de gas
normalmente cuentan con estranguladores que fungen como reguladores del flujo y por

lo tanto como controles de presion.

Si consideramos un modelo de flujo de fluidos como la ecuacion de Bernoulli para flujo
de fluidos y una ecuaciéon de estado como la ecuacion para gases reales podemos obtener
un modelo matematico que describa el gasto producido en un pozo de gas. La siguiente
ecuacion es el resultado de combinar ambas ecuaciones anteriormente mencionadas y
bajo la suposicion de que en el flyjo de gas no existen pérdidas importantes debidas a la

fricci6n. La siguiente ecuacion describe analiticamente al modelo mencionado:
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- (e -0)) 2
es. = m k-1 P1 P1 ’ '
Doénde:
Qes. Gasto de gas a condiciones estandar.
C, Constante funcion del sistema de unidades.
d Diametro interno de estrangulador abierto para el flujo de gas.
Yg Densidad especifica referida al aire.
T, Temperatura corriente arriba en unidades absolutas.
Zy Factor de compresibilidad corriente arriba.
k Relacion de calores especificos del gas.
D2 Presion corriente abajo.
D1 Presion corriente arriba.

Para la ecuacion 11.2 se debe calcular el coeficiente basado en el sistema de unidades

considerando las condiciones estindar pertinentes de la siguiente manera:

CsCqT

C, = =-dcs (11.3)
PC.S.

Doénde:

Cp Constante funcion del sistema de unidades.

Cs Factor de consistencia de unidades.

Cy Coeficiente descarga empirico

T, Temperatura estandar.

P Presion estandar.

El coeficiente de descarga empirico esta sujeto a las condiciones especificas de cada tipo
de flyjo y de cada dispositivo de estrangulacion, pero generalmente su valor ronda

cercano al 0.86).

C, ~ 0.865

La relacion da calores especificos, k, se obtiene de la siguiente manera”:

42



CariTuLo I EQUIPOS Y SISTEMAS DE MEDICION.

K = Mcp
M Cp—1.987’
Donde:
lb
M Peso molecular (—m)
mol
o U
ifi .
Cy Calor especifico
by —°R
K Relacidon de calores especificos (adimensional).

(I1.4)

La tabla II.3 muestra el valor del factor de consistencia de unidades para los dos

principales sistemas utilizados asi como las unidades que contempla.

Tabla I1.3 Factor de consistencia entre unidades de medicidon para la ecuacion de flujo de gas.

Simbolo Sistema ingles Sistema métrico

t3 m3

qC.S. fT 7

d in mm
Tabs. R K
. kg

P abs. Ps Labs 2
cm

Cs 27.611 1.6259

Si bien el modelo anterior es 1til para cualquier tipo de flujo (critico o subcritico), es

conveniente conocer la naturaleza del mismo. Con el empleo del modelo anterior se

puede determinar la naturaleza del flujo por medio de la siguiente ecuacion.

k

2 \k+1
Rpc - (k+1) ’

Doénde:
Rpc Relacion de la presion critica(Adimensional).
K Relacion de calores especificos (Adimensional).

(I1.5)

La anterior relaciéon nos indica la barrera a la cual un flujo de gas deja de ser subsénico y

comienza a ser supersonico.
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11.2.2 REGISTRADOR MECANICO TIPO BARTON

Es el dispositivo empleado para medir la presion diferencial provocada por una placa de
orificio, con la finalidad de calcular el caudal de flujo o tasa volumétrica del gas que pasa
por una tuberia. En la figura I1.6 se ilustra la salida de informacién en este tipo de

registradores por medio de una grafica dibujada en una carta circular.

I g

Figura I1.6 Registrador Mecanico Barton.

El registrador marca Barton es el mds utilizado en las instalaciones de la industria

petrolera.

EL funcionamiento interno del registrador mecanico puede ser descrito de la siguiente

manera:

Se basa en una unidad de presion diferencial que a su vez posee dos fuelles opuestos,
mstalados a cada lado de una placa central. Estos fuelles se encuentran encerrados en

camaras herméticamente aisladas, conectadas entre si por un eje central.

Un fuelle es un recipiente cerrado con lados que pueden expandirse o contraerse como
un acordeon. La posicion del fuelle sin presion puede ser determinada por el mismo
fuelle o por un resorte. La presion es aplicada sobre la cara del fuelle y su deformacion y

su posicion dependen de la presion.

Cuando se aplican diferentes presiones a las dos camaras, el fuelle de la camara de alta
presion se contrae, moviendo el eje central en direccion de la cimara de baja presion,

provocando una expansion del fuelle de baja presion.
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Luego, el movimiento del eje se transmite a través de un tubo torque al brazo de la

plumilla registradora.

Al aumentar la presion diferencial, el liquido que llena los fuelles, denominado etileno-
glicol, es forzado a pasar del fuelle de alta presiéon al de baja presion a través de un pasaje
anular. Este mecanismo que restringe el desplazamiento del liquido tiene por finalidad,

atenuar las pulsaciones provenientes de las variaciones de presion.

El caudal y fluyjo del liquido de llenado puede regularse por medio de un tornillo

operable desde afuera.

El grado de movimiento de ambos fuelles es controlado por la diferencia entre el lado
aguas arriba y un resorte de rango instalado en el lado de baja presion de los fuelles
agregando mas resistencia al movimiento. La cantidad de presion diferencial requerida
para que la pluma se mueva a lo largo del rango completo esti determinada por la fuerza

de los resortes de rango utilizados en el medidor.

La figura I1.7 muestra con detalle las partes del registrador mecanico utilizado en los
medidores Barton, con el fin de ilustrar de mejor manera su funcionamiento.
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FUELLE METALICO DE
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FUELLE METALICO
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) = "9
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Figura I1.7 Partes internas del registrador mecanico Barton.

Los elementos mas representativos de todo el registrador son:

Elemento diferencial: constituye el elemento principal del registrador y estd conformado
por dos fuelles, donde es recibida la senal de presion aguas arriba y abajo del orificio, este

la transforma por medio de un mecanismo de tipo mecanico en un registro.
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Elemento estatico: representado por un resorte o bourdén, se emplea para medir la
presion estatica aguas arriba del medidor del orificio; éstos pueden ser de tipo helicoidal
o espiral de acuerdo a su forma y vienen calibrados en Ib/pulg” para valores de 100, 250,
500, 1000, 1500, 2500,3000, 4500, 5000 y 6000 Ib/pulg”.

Discos o Cartas de medicién: Son por lo general cartas circulares de 30.48 cm de
diametro y es donde se lleva el registro de la presion estatica y la diferencial. Existen
cartas diarias, semanales y mensuales. Las cartas semanales con escala de raiz cuadrada
son las mas empleadas, ya que el gasto de flujo es proporcional a la raiz cuadrada de la

presion diferencial.

Plumilla: Es la encargada de marcar el registro y opera muy similar a un boligrafo. El
color usado para marcar el registro de la presion diferencial, es el color rojo.
Reloj: es un mecanismo encargado de rotar el disco a medida que las plumillas marcan el

registro, utilizan una pila de bajo voltaje para su funcionamiento.

En la figura I1.8 se muestran algunas de las partes externas del registrador Barton.

Figura I1.8 Partes externas del registrador mecanico Barton.

Para determinar el gasto de flujo sobre una carta de raiz cuadrada es necesario solamente
multiplicar el valor de la presion estitica por la lectura de la presion diferencial y el

resultado multiplicarlo por la constante de flujo del medidor de orificio.

Cuando se usan cartas de raiz cuadrada, la constante de flujo de orificio “C” debe ser

multiplicado por un factor de medidor “M”.

El factor M es 1gual a 1.00 cuando el rango de presion estitica es 100 psi y el rango de

presion diferencial de 100 pulgadas de agua.
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La ecuacion para determinar M es:

M = 0.01/Rh = Rp, (11.6)
Doénde:
Ry Rango maximo de presion diferencial. (pulgadas de agua)
R, Rango méximo de presion estatica(Psi).

Problemas de los medidores tipo fuelle

Uno de los mayores problemas que se presentan con el medidor tipo fuelle es la
formacion de hidratos en la carcasa de presion de la unidad. En este caso la formacion de
hidratos ocurre fundamentalmente porque el hidrocarburo liquido queda atrapado en la
carcasa de presion y comienza a congelarse, se expandird comprimiendo los fuelles hasta
llegar a romperlos. La mejor solucion para evitar la formacion de hidratos, es evitar la

acumulacion de liquidos en la unidad.

11.2.3 MEDICION CON SEPARADORES DE PRUEBA

El uso de separadores de prueba representa el método convencional utilizado para
realizar las pruebas de produccion de pozos. Generalmente se requiere de un multiple de
produccion (manifold) que estd colocado en el campo, desde donde se desvia la
produccion del pozo a probar hacia una linea de prueba, la cual lleva esta produccion

aislada del resto, al separador de prueba.

El uso de separadores implica un tiempo de estabilizacion para que los fluidos del pozo a

medir lleguen al separador.

Estos separadores son utilizados para determinar el potencial individual de produccion
de un pozo de petréleo o de gas y pueden ser bifdsicos o trifasicos de acuerdo a las
necesidades y caracteristicas de la produccion en cuestion. De igual forma pueden ser de
tipo vertical u horizontal; ahora bien se recomienda que sea tipo horizontal, debido a las
facilidades que presenta para la medicion, control y transporte en el caso de aceite que

presente una RGA constante.

as caracteristicas de operacion, presion y temperatura de separacion dependen
L teristi d t tura d d d
principalmente de las propiedades de los fluidos que se estin produciendo y de las

caracteristicas de la tuberia, desde la cabeza del pozo hasta el separador.
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Fl separador de prueba se mstala cominmente en estaciones de produccion, pero
generalmente es empleado en pozos exploratorios y es capaz de manejar el gas de

produccion, petréleo pesado y hiviano, HsS, sélidos e impurezas.

Razones para usar separadores de prueba

Los separadores de prueba ofrecen la posibilidad de realizar una medicion monofasica
de los fluidos, lo cual puede repercutir en una mayor exactitud a la hora de realizar la
medicion. Los separadores de prueba son utiizados con frecuencia en pozos cuyo
estudio de produccion es importante o que se cree que tienen problemas de

productividad.

El uso de separadores de prueba también es socorrido en el caso de la medicion de
pozos cuyos campos son nuevos y de los cuales no se conoce informaciéon. El hecho de
que la produccion sea sometida a un proceso de separacion permite que se puedan tomar
muestras para el andalisis de su calidad y de esta manera se recabe mds informacion que

permita caracterizar los fluidos de yacimientos no conocidos.

Proceso de separacion

El fluido de produccion que viene del pozo llega hasta el manifold por medio de tuberias
y de aqui se distribuye el flujo al separador de prueba. A la salida del manifold se pueden
myectar quimicos para mejorar la calidad de los fluidos y con ello optimizar la operacion
del separador. Esta myeccion de quimicos se usa principalmente cuando se requiere
romper las emulsiones existentes y poder llevar a cabo el proceso de separacion de la
mejor forma posible. El uso de baffles también ayuda a la separacion de las particulas de

gas y con ello a desenmulsificar la mezcla.

Para que exista una separacion eficiente se necesita un tiempo de residencia para que los
quimicos que fueron agregados al crudo actiien en la estabilizacion y ruptura de la

emulsion.

El fluido después de liberar el gas, pasa a la cimara de acumulacion de liquidos (agua y
petroleo por separado), la cual trabaja con un sistema neumatico de control que es el que
permite la descarga del crudo del separador para ser enviado al tanque de lavado en

donde se separa el petroleo del agua por medio de un proceso de decantacion.

Una vez separada del aceite, el agua es descargada al tanque de almacenamiento para

luego ser inyectada a los pozos destinados para esta operacion.
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Fl gas, por su parte, antes de salir del separador pasa por un extractor de niebla el cual
permite que el gas salga sin particulas de crudo y con ello mejorar el proceso de
separacion. Posteriormente el gas puede seguir dos caminos: puede ser mandado a
tuberias que permitan su aprovechamiento o en caso de no existir la infraestructura
necesaria es conducido a un quemador con el fin de evitar los riegos de explosiéon o de

mtoxicacion que representa este gas libre en la atmosfera.

Es importante senalar que a la salida del separador de prueba se encuentra el sistema de
medicion de flujo, este sistema de medicion puede variar de acuerdo al fluido que se

mida (agua, gas y petroleo).

Las pruebas de pozo se realizan en un tiempo de entre 4 y 24 horas de acuerdo a las

necesidades de medicion y a las condiciones de operacion.

La figura I1.9 se recurre para mostrar un esquema tipico de medicion con separadores de

prueba.

Manifold Separador
de Pruha de Pruha M)  Gas
b i !
ol - (SM)— Petrdleo
Agua
Separador de
Produccion Gas
Marmifold de
Produccion
. T I » Petrdleo
» Agua

()

Figura I1.9 Arreglo de instalaciones para emplear un separador de prueba.

Procedimiento para poner a prueba un pozo

1) Verificar parametros de trabajo como: niveles de crudo e interfase.
2) Verificar vélvulas de control (carga y descarga) de crudo, agua y gas. (S1 el
separador es trifasico).

3) Verificar las protecciones y alarmas de cada instrumento.
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=

Vertificar la visualizacion de los indicadores visuales.

3]
-

Verificar las valvulas de bloqueo antes y después de la valvula de alivio y sellos de

ruptura.

6) Verificar apertura y operacion de la valvula maestra (entrada).

7) Alinear el pozo a prueba.

8) El pozo a probar se debe alinear al separador de prueba, se debe abrir primero la
valvula del pozo que va hacia el separador de prueba, esto se hace por seguridad.

9) El fluido pasa al separador de prueba donde se separan liquido y gas para que a la
salida del separador se mida cada fase.

10) Verificar la operacion general del separador con el pozo seleccionado.

11) Esperar un tiempo minimo de 15 a 20 [min] para tener las condiciones
operacionales de la prueba.

12) Se debe tomar en una muestra de fluido producido al miciar la prueba y otra

muestra en el ttempo de la prueba.

La medida de la fase individual convencional en un separador de prueba varia de campo
a campo y en la mayoria de los casos es dificil de calcular. Esto es debido al hecho de que
en la mayoria de los casos los medidores de fase individual, operan ligeramente dentro
del drea de dos fases donde su inceridumbre no puede ser predicha. La medida de la
mcertidumbre de separador de prueba, bajo condiciones de operacion normal, puede

dar una aproximacion de £5% a £109% de la lectura de cada fase del volumen del flujo.

El funcionamiento de un separador de prueba se ilustra en la figura I1.9.

Valvula de seguridad Placas coalescentes Extractor Linea de gas
) de vapores »
Ruptor de admisidn %‘ Placa deflectora / Antiespumante \ ﬁ
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Controlador del Linea de agua Linea de petrolea y
ivel d flotad -
nivel de agua y flotador oetréleo flotador
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Figura I1.9 Partes de un separador de prueba.
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Medicién de flujo posterior a la separacién

Después de que se ha realizado el proceso de separacion se lleva a cabo la medicion de
los recursos producidos por medio de medidores monofisicos. Aunque es posible
tedricamente emplear cualquier medidor que funcione considerando las propiedades del
fluido en cuestiéon, por motivos econémicos y de practicidad se recurren a una cantidad
limitada de medidores. Es importante mencionar que la medicién puede ser tanto
estatica, en tanques de almacenamiento; como dindmica, en lineas de tuberia que

desemboquen en plantas de produccioén.

Limitaciones de los separadores de prueba
A pesar de que los separadores de pruebas han sido ampliamente usados en pruebas de
pozo, su desempeno en algunos casos puede verse afectado por diversos factores como

por ejemplo:

Produccion de emulsiones de agua y petréleo.
Problemas para manejar flujo de tipo bache.

Capacidad limitada para procesar los fluidos producidos.

oM

Presentan costos adicionales asociados con las instalaciones.

11.2.4 MEDIDORES MULTIFASICOS

La mayoria de los pozos productores de hidrocarburos en el mundo producen aceite
saturado, lo cual indica que el aceite a condiciones de yacimiento contiene gas disuelto
que con la produccién y la caida de presion implicita provocan la liberacion del mismo

teniendo lugar el fluyjo multifasico.

La medicion del fluyjo multifasico en boca de pozo es conveniente cuando no tienen lugar
procesos de separacion en el flujo y la corriente se encuentra conformada por lo menos
por dos fases. En ocasiones también es conveniente su uso por cuestiones técnicas como

la falta de capacidad de los separadores de prueba en existencia.

La medicion de fluyjo multifisico consiste en determinar la continua relacion existente
entre las distintas fases del flyjo de un pozo (agua, aceite y gas) sin usar una separacion

previa y a condiciones de linea.

Los medidores multifasicos son utilizados para hacer pruebas individuales de pozos, con
el objetivo de determinar la cantidad de produccion que aporta cada pozo y conocer las

caracteristicas del fluido que se estd produciendo. Entran en funcionamiento cuando la
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produccion de un determinado pozo es desviada hacia el cabezal de prueba, donde el

medidor registra valores tales como el contenido de agua, gas y aceite.

Este tipo de medidores pueden cuantificar la cantidad del fluyjo de cada fase por
separado, empleando la medicion de la velocidad de las fases y de la fraccion que ocupan

las mismas en la tuberia.

Fl cilculo de flujos masicos y volumétricos se apoya en algunas ecuaciones basicas del
flyo de fluidos en tuberias. En la practica se pueden encontrar diferentes regimenes de
flyo de fludos, que varian en funcion de las velocidades superficiales de los fluidos, de
las viscosidades y de sus propiedades en general, sin embargo para fines practicos de
calculo siempre podemos hacer una comparaciéon entre el régimen de flujo presente y un
régimen estratificado en el que todas las fases se encuentran separadas. Algunos de los

patrones de flujo que se pueden presentar en un flujo multifasico se ilustran en la figura
I1.10.

Plug flow (PLI Wavy stratified flow {5W]

;

Slug flow (SLI

Stravfied flow (55} Annular flow (A
Figura I1.10 Patrones de flujo que se presentan en una tuberia horizontal.

El gasto volumétrico total considerado puede describirse por la ecuacion I1.7:

N
4= au (11.7)
i=1

Donde:

q: Caudal total de flujo.
qi Caudal de la fase i.
N Ndmero de fases.
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Si se toma una seccion ifinitesimal del espesor de la tuberia se puede decir que el gasto

volumétrico propio de cualquiera de las 1 fases estad definido por la ecuacion 11.8:

qi :Ui*Al', (118)
Doénde:
q; Caudal de la fase i.
L
Vs Velocidad de la fase i.
l
A, Area de la tuberia ocupada por la fase i.

Debido a que la totalidad de la tuberia esta ocupada por las fases fluyendo se sabe que:

A, = ZAL-, (I1.9)

En la practica es dificil determinar el area ocupada por cada una de las fases, sin embargo

es posible encontrar la fraccion de fluidos que circulan por la tuberia. De lo anterior:

_ Ai

fi=20 (11.10)
Donde:
fi Fraccion volumétrica de la fase i.
A, Area total de la tuberia.
A; Area de la tuberia ocupada por la fase i.

Considerando las mencionadas fracciones podemos reescribir la ecuacion I1.8 para
calcular el gasto de cada fase:
qi = A *v; + f, (11.11)

Para el gasto total en la linea se obtiene:

N N N

Q=) ai=) virAi=A ) vixf, (11.12)

i=1 i=1 i=1
De lo anterior se puede observar que los parametros mas importantes para determinar el

caudal de las distintas fases dentro de la tuberia son:

+ Velocidad de las fases.

4 Fraccion volumétrica de las fases.
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Si se determina cada una de las velocidades para las distintas fases se considera que existe
un resbalamiento entre ellas, sin embargo, en ocasiones es posible aproximar el
fenomeno a uno similar pero sin considerar resbalamiento, por lo que la velocidad de

cada una de las fases es la misma, en esos casos las ecuaciones son las siguientes:
Dado que:

N
Z fi=1, (11.13)
i=1

Se obtiene:
q: = At * Vg, (II. 14‘)

Considerando que para el flujo de cada fase:
qi = A * v * fi, (11.15)

De lo anterior se entiende la necesidad de conocer las fracciones y velocidades de las

fases, ademads del diametro de la tuberia para poder determinar los gastos volumétricos.

El método de medicion multifisica para pruebas de pozos y produccion tiene las

sigulentes caracteristicas:

% Es posible una medicién y monitoreo continuos.

% Los costos de instalacion y operacién son menores comparados con aquellos del
método de medicion convencional.

% Se elimina la necesidad de un separador de prueba, lineas de prueba, manifold y
valvulas.

% Dada la opcién de una medicion continua, la incertidumbre puede ser mas baja
que en un sistema convencional.

% El tempo de medicién es menor que el método convencional.

Uso de medidores en linea

Los medidores multifasicos en linea se caracterizan porque las mediciones de los gastos
del flujo total o individual son realizadas directamente en la linea de flujo multifasico, por
lo tanto, se requiere determinar las condiciones de fluyjo para obtener datos de entrada

para el medidor.
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Fl gasto del flyjo de cada fase esta representado por la fraccion ocupada del area
multiplicada por la velocidad de cada fase. Esto significa que un minimo de seis

parametros tienen que ser medidos o estimados.

Algunos medidores de flujo multifisico asumen por lo tanto que dos o las tres fases viajan
a la misma velocidad, para esta condicion se requiere que se emplee un conjunto de

factores de calibracion establecidos.

El arreglo tipico utilizado para la medicion con un medidor multifisica se apoya en un
manifold que desvia la produccion hacia el medidor, posteriormente se reincorpora la

produccion al SIP. Dicho arreglo se ilustra en la figura I1.11.

Marmifold )
de Prasba Medidor
Multifasico
’ 52
I Separador de

Produceidn Gas

Manifold de A 2 ;I
Produccion |
Petroleo

+ Agua

"
b
L
i
Y

(e )

Figura I1.11 Arreglo de instalaciones para emplear un medidor en linea.

Velocidad de las fases

Para determinar el flyo tanto volumétrico como masico es necesarlo encontrar las
velocidades asociadas a cada una de las fases que componen la corriente o encontrar la
velocidad de la mezcla. Para determinar la velocidad de las fases como de la mezcla
existen en la literatura cinco métodos™; sin embargo en este trabajo se describirdan
solamente dos: la técnica de correlacion cruzada que se emplea para determinar la
velocidad de cada fase en un flujo, en el cual se considera que existe resbalamiento entre
las fases; y empleando un medidor Venturi, en el cual se considera que no se presenta
resbalamiento y se puede decir que todas las fases se mueven a la misma velocidad. Sin
embargo, mas adelante se describird un medidor multifisico que emplea un medidor

Venturl.
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Los cinco métodos encontrados en la literatura para determinar la velocidad de las fases

SOn:

Tabla I1.4 Métodos para determinar la velocidad de las fases en el flujo multifisico.?

Métodos para determinar la velocidad de las fases
Medidor Venturi.

Medidores de desplazamiento positivo.

Medidores corliolis.

Técnica de correlacion cruzada

Atenuacion Acustica.

A. Técnica de correlacién cruzada

Consiste en determinar las dos velocidades mas significantes del flujo multifasico:

+ La velocidad de las burbujas grandes del gas; debido a que las burbujas grandes

llevan su propia velocidad, y nos ayudan a determinar la velocidad del gas.

% La velocidad de las burbujas pequerias del gas; porque al estar inmersas en la fase

liquida, se mueven a la misma velocidad que el petroleo y agua.

La correlacion cruzada es una técnica que compara sefiales que describen el
comportamiento similar de una determinada propiedad. Estas sefiales son recogidas por
dos pares de electrodos, cada uno de los pares tiene su funcion especifica y describe la
variacion de una misma propiedad identificada en el gas, asi los electrodos de mayor
tamaio son mas sensibles a las burbujas de gas grandes y los electrodos pequenos seran

sensibles a las burbujas de menor tamarno.

Los electrodos miden el tiempo de desfase que tienen las curvas de respuesta. La
distancia entre cada electrodo es pequeiia y conocida, por ello se puede considerar que
la mezcla cambia muy poco con el tiempo, cuando la mezcla de liquido y gas pasa por el
primer electrodo genera una senal que describe el comportamiento de una propiedad y
que es almacenada por el computador de flujo; cuando la mezcla pasa por el segundo
electrodo, de igual forma se genera otra senal, que describe el comportamiento de la
misma propiedad pero en un tiempo diferente, por lo general la segunda senal es casi

1déntica a la recogida por el primer electrodo.

Como se ha mencionado anteriormente se tienen dos pares de electrodos, por lo tanto se
tienen cuatro electrodos, los cuales generaran cuatro senales que describen a la misma
propiedad, sin embargo los dos electrodos grandes generaran dos senales que describen

la variacion de la propiedad en la fase continua de gas, mientras que los electrodos
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pequenos generaran otras dos senales que describen el comportamiento de la misma

propiedad pero en la fase discontinua de gas.

Un e¢jemplo que muestra el funcionamiento de este método se ilustra en las figuras IL.12 y

II.18 en las que se pueden observar las senales obtenidas como respuesta de los

o [y

® | |

V=d/T

electrodos.

] -
L

i U
Figura I1.12 Senales emitidas por los electrodos grandes en la fase continua de gas

WWW
! >
t

V=dT

| =
T >
Figura I1.13 Sefnales emitidas por los electrodos pequeiios en la fase discontinua de gas.

Después de generar las cuatro senales de los dos pares de electrodos, se realiza una
grafica para cada par de senales emitidas contra tiempo, una grafica para las dos senales
emitidas por los electrodos grandes y otra grafica para las dos senales emitidas por los
electrodos pequenos. Al contar con estas dos graficas, podemos identificar para cada par
de electrodos el tiempo que transcurrio entre la toma de la primera senal de la propiedad
y la segunda senal. Al contar con este tiempo y al conocer la distancia entre cada
electrodo podemos determinar la velocidad de la fase continua del gas y conocer la
velocidad de la fase discontinua del gas que viene inmersa en el aceite, por lo tanto

podemos decir que se conoce la velocidad del gas y la velocidad de la fase liquida.
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B. Técnica que emplea un medidor Venturi
Un medidor Venturi es de mucha utilidad cuando se tienen fracciones de gas mayores al
85%. Bajo estas condiciones la técnica de correlacion cruzada no funciona con precision
debido al flyjo anular que se forma, donde todo el gas se acumula en el centro de la
tuberia y el liquido se distribuye a lo largo de las paredes de la tuberia. Debido a esta
situacion, no habra suficientes burbujas de gas, grandes o pequenas, para que la medicién
de velocidad por correlacién cruzada identifique las velocidades, asi, a pesar de dichas

condiciones el medidor Venturi puede trabajar apropiadamente.

La presion diferencial a lo largo del Venturi es proporcional a la energia cinética de una
mezcla que pase a través del mismo; de este modo la curva de respuesta del Venturi esta
relacionada a la masa de la mezcla y a su velocidad. Esto es posible debido a que el
medidor de Venturi es colocado inmediatamente aguas abajo de un acondicionador de
flujo. Aqui, la mezcla multifasica puede ser tratada como un fluido en una sola fase con
propiedades de mezcla equivalentes, y las relaciones estindares de Ventur: pueden ser

aplicadas.

Para tomar en cuenta el flujo en tres fases se modifica la ecuacion estandar del medidor
Venturi, la cual considera la fraccion del gas de la mezcla. Como otra seccion del
medidor se encarga de determinar la composicion de la mezcla, se puede determinar la

velocidad del liquido y del gas a partir de la medida de la presion diferencial.

AP
Qtotar = C |—, (11.16)
Pmezcla
Doénde:
Qtotal Gasto total del flujo (mezcla).
Ap Presion diferencial en el medidor Venturi.
C Coeficiente de Venturi.
Pmezcla Densidad de la mezcla, obtenida con el método

de rayos gamma.

La densidad de la mezcla se define por:

Pmezcia = OVEp, + WVEp,, + GVFPg. (H- 17)
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Donde:

Po Densidad del aceite que fluye.
Pg Densidad del gas que fluye.

Puw Densidad del agua que fluye.
OVF  Fraccion volumétrica de petrdleo.
WVF Fraccion volumétrica de agua.

GVF Fraccion volumétrica de gas.

Presiones diferenciales por debajo de las establecidas para el funcionamiento del Venturi
pueden causar que el gasto de flujo calculado sea mds bajo que el verdadero, y con
presiones diferenciales mayores se obtienen gastos de flujo, pero con incertidumbres

demasiado altas.

Un medidor tipo Venturi se basa en dos tomas de presion aguas arriba y aguas respecto a
un tubo de Venturl, provoca cambios en la presion de la corriente debido a una

reduccion gradual del didmetro. La figura I1.14 ilustra el funcionamiento de un Venturi.
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Figura I1.14 Medidor Venturi.

Fraccién de las fases

La otra caracteristica importante que se debe considerar para la determinacion de los
flujos en una corriente multifasica es la fraccion de fluido relacionada a cada fase. Para
encontrar estas fracciones se recurre a diversos métodos, los cuales consideran la

variacion de algunas de las propiedades de los fluidos.

Si bien en este trabajo solo se describe el método de absorcion de rayos gamma en la
literatura se encontraron principalmente 6 métodos” usados para determinar las

fracciones de cada fase. Dichos métodos se enlistan en la tabla IL.5:
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Tabla I1.5 Métodos para determinar la fraccién que ocupa cada fase en una tuberia, en el

flujo multifasico.?s

Composicion

Capacitancia.

Conductividad e mnductividad

Microondas.

Infrarrojos.

Dual venturi.

Absorcion de rayos gamma.

Absorcién de rayos gamma

La radiacion gamma es parte del espectro electromagnético, la energia asociada a ésta la
ubica en el grupo de la radiacién 1onizante. Esto indica que las ondas electromagnéticas
tienen una alta frecuencia, lo que hace que los rayos gammas tengan mayor facihdad de
penetrar a la mayoria de los materiales, excepto algunos como el concreto. En su
transporte a través de la materia los rayos gamma experimentan varios procesos que
producen una reduccién en su intensidad. Es decir, la intensidad de radiacion que entra a
cualquier material es mayor que la intensidad que sale, a este fenomeno se le denomina

atenuacion de los rayos gamma.

La radiacién electromagnética es asociada generalmente a la transmision de energia sin
que haya transmision de masa, ésta se lleva a cabo mediante la transmision de particulas
que concentran su energia pero que no tienen masa y que son llamados fotones. Son
producidos por cargas eléctricas en movimiento y las cargas eléctricas producen
simultineamente fuerzas eléctricas y magnéticas que se propagan en el espacio a la

velocidad de la luz como ondas electromagnéticas.

El rayo gamma contiene distintos niveles de energia, por lo tanto iteractia de distintas

formas con la materia, pudiendo presentarse tres efectos:

1) Efecto Fotoeléctrico. Este efecto se presenta cuando un fotén de baja energia
choca con un electron, al chocar el foton con el electron se presenta una
transferencia de energia lo cual provoca que el foton desaparezca y el electron

salga disparado del atomo.
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2)

Efecto Compton. Este efecto se presenta cuando un foton de energia intermedia
choca con un electrén, al chocar el foton con el electrén se presenta una
transferencia de energia lo cual provoca que disminuya la energia del foton sin
desaparecer, pero cambiando su direccion. Mientras que el electron sale

disparado con la energia que le trasmiti6 el foton.

La produccion de pares. Solo es posible con fotones cuya energia sea superior a
1,02 megaelectronvoltios (MeV). (Sin embargo, cerca de 1,02 MeV, el efecto
Compton predomina todavia. La produccion de pares predomina con energias
mas altas.). El foton desaparece, y en su lugar aparece una pareja electron-
positron  (este fenomeno sélo ocurre en la proximidad de un nucleo, por

consideraciones de conservacion del momento cinético y de la energia).

Con un foton dado puede ocurrir cualquiera de estos supuestos. La energia del foton y el

material con el que interactia determinan qué interacciéon es la mas probable. Estos

efectos se 1lustran en la figura I1.15.

K =hv - Eb
F.a./' .
oy i e e, Ke=0 -
d'lﬂ'nr’ . = ".. Ke
#MTES DESPUES i ANTES DESPUES
Dispersion Compton. Efecto Fotoeléctrico.

duclear

[(Tav Ay Y 4
ANTES DESPUES

- Produccion de Pares.

Figura I1.15 Efectos bajo los cuales interaccionan los fotones con la materia.

A. Atenuacién de los rayos gamma

Supongase que se envia un haz delgado de intensidad I» compuesto por varios rayos

gamma con distintos tipos de nivel de energia sobre un material de espesor X y con cierta

densidad, v se coloca detrds de éste un detector, como lo muestra la figura I1.16. En el

material, cada rayo gamma serd atenuado por las tres interacciones ya mencionadas,

llegando al detector solo la cantidad I, menor que L.
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DETECTOR DE
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Figura II.16 Atenuacion que sufre un haz gamma al interactuar con un material.

Para cuantificar la intensidad de los rayos gamma que llegan a un detector, deben

considerarse el tipo de material o fluiddo que sera atravesado, la densidad del material o

fludo, la interaccién

que tendra con el material o fluido (coeficiente de atenuacion

masico) y el comportamiento que tendrd la mtensidad del rayo gamma al atravesar un

material o fluido, este comportamiento tiene un comportamiento exponencial como el

que se 1lustra en la figura 11.17.

Io

Io

Io
10

Intensidad de radiacidn transmitida (I)
r

capa hemirreductora

capa decimorreductora

grueso del absorbedor (x)

Figura I1.17 Curva exponencial de atenuaciéon de rayos gamma.

Matematicamente la

sigulente manera:

Donde:

atenuaciéon que sufre un rayo gamma puede expresarse de la

N = Nye™*PH, (11.18)

N Cantidad de radiacion que llega al detector.

N, Cantidad de radiacién que es emitida por la fuente radioactiva a un determinado nivel de

energia.
X Espesor del material.
Densidad del material penetrado.
M Coeficiente de atenuacién masico del material penetrado a un cierto nivel de energia.
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Fl coeficiente de atenuacion masico es un coeficiente que indica la cantidad de radiacion
electromagnética absorbida por unidad de masa superficial; es decir, establece cuantos
fotones se perderan considerando uno o mas efectos de mteraccion de los rayos gamma.

Depende del nivel de energia con el que sean mandados los fotones y de la densidad del

2
. . . cm
material. Tiene como unidades (7)

Este coeficiente de atenuacion masica, se obtiene dividiendo el coeficiente de atenuacién

lineal entre la densidad del material que esta traspasando.

Kl coeficiente de atenuacién lineal indica la cantidad de radiacién electromagnética que
sera absorbida por unidad de longitud. Se obtiene multiplicando el nimero de atomos
por cm’ del material por el espectro de absorcion en cm’, midiéndolo en (cm™1). El
espectro de absorcion de un material muestra la fraccion de la radiacion electromagnética
incidente que un material absorbe dentro de un rango de frecuencias. Cada elemento
quimico posee lineas de absorcion en algunas longitudes de onda, hecho que esta
asociado a la diferencia de energia de sus distintos orbitales atdbmicos. De hecho, se
emplea el espectro de absorcion para identificar los elementos componentes de algunas
muestras, como liquidos y gases; mas alld, se puede emplear para determinar la estructura

de compuestos organicos.

El coeficiente de atenuacion masico solo es proporcionado cuando interaccionan
particulas 1onizantes no cargadas (fotones y neutrones) con la materia y es una constante

que es proporcionado para cada tipo de radiacion, energia y tipo de material.

Por ejemplo, el coeficiente de atenuacion masica del plomo se muestra en la figura I1.18,

en la que se representa la influencia de cada uno de los tres efectos sobre el coeficiente.
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Figura I1.18 Coeficiente mésico de atenuacidon de rayos gamma en plomo.
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B. Obtencién de las fracciones que ocupa cada fase
Para poder identficar las fracciones que ocupan el aceite, gas y agua en una determinada
tuberia cuando se tiene un flujo multifiasico se debe tomar como base la atenuacién que
sufren los rayos gamma; sin embargo en este caso se debe determinar la atenuacion que

sufre un r. ayO galnina.

Cuando se tiene un flujo multifisico compuesto por tres diferentes tipos de fluidos y se
desea determinar qué fraccién de la tuberia ocupa cada uno de los fluidos mediante el

método de rayos gamma dual se sigue el siguiente procedimiento:

1) Se identifica el namero de rayos gamma con sus respectivos niveles de energia
que componen al haz de la fuente emisora; en algunos casos se usa Bario 133
como fuente emisora, la cual manda un haz compuesto por tres rayos gamma con

tres distintos niveles de energia 32, 81 y 356 Kiloelectronvoltios (KeV).

2) Después de haber identificado los rayos gamma con sus niveles de energia, se
establecen las ecuaciones que representan las atenuaciones que sufriran dos de los
rayos gamma que componen el haz cuando atraviesen al flujo. De igual forma se
establece la ecuacion que representa que los tres fluidos ocupan toda la garganta

de la tuberia, considerando la suma de las tres fracciones volumétricas.

En este caso se selecciona una fuente cuyos niveles de energia sean de 32 [KeV] y

81 [KeV] y se establece un sistema de ecuaciones del cual se pueden obtener las

fracciones.
N32 = NO e_x(poUofo+ PwhwfwtpPglg fg)’ (1119)
N81 — NO e_x(pollofo+ PwhwfwtpPghg fg)’ ([]20)
fotfwtifeg=1 (11.21)
Doénde:
N3, Cantidad de radiacion que es detectada con un nivel de energia de 32 KeV.
Ngq Cantidad de radiacion que es detectada con un nivel de energia de 81 KeV.
Ny Cantidad de radiacién que es emitida por la fuente radioactiva a un determinado
nivel de energia (32 KeV o0 81 KeV).
Po Densidad del aceite.
Pg Densidad del gas.
Pw Densidad del agua.

64



CariTuLo I EQUIPOS Y SISTEMAS DE MEDICION.

Y, Coeficiente de atenuacion masico del aceite para cada nivel de energia.
M Coeficiente de atenuacion masico del gas para cada nivel de energia.
H,, Coeficiente de atenuacion masico del agua para cada nivel de energia.

Longitud de paso.
Fraccion volumétrica de petrdleo.

Fraccion volumétrica de agua.

I

Q

Fraccion volumétrica de gas.

Del sistema anterlor se conoce:

4 Radiacion que emite la fuente de Bario a un nivel de energia de 32 [KeV] y 81
[KeV].

Radiacion que se recibe en el detector a los dos niveles de energia.

Las densidades de los fluidos.

El didmetro de la tuberia.

o H

Los coehicientes de atenuacion para cada fluido, que estin en funcion de la
composicion quimica. Los coeficientes de atenuacion madsica para aceite y gas
(Hidrocarburos) no son afectados por la presion o la temperatura y son estables
durante la vida de un campo petrolero, mientras que para el agua es dependiente

de su salinidad asi que puede variar.

Llevando las ecuaciones que definen la radiacion detectada para cada nivel de energia
(ecuaciones 11.19, 11.20 y I1.21) a su forma logaritmica se encuentra un sistema de 3
ecuaciones lineales con las 3 fracciones de las fases como incognitas. El sistema queda

definido en la ecuacion 11.22:

ln(h)
Poktofo + Puwhwf + Pghy fy = —22, (I1.22)
In(2)
Pobofo + Pwhwiw + Pgly fy =_—xo, (11.23)
fotfwtfg=1 (11.24)

Cuando se tenga el caso de que el flyo multifasico se compone sélo por dos distintos
fluidos, se plantea un solo par de ecuaciones, una que represente la atenuacion que
sufrird solo un rayo gamma y otra que represente soélo las dos fracciones respecto al total.

Es decir se plantea un sistema de dos ecuaciones con dos mcognitas.
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Medidor multifisico tipo Vortex
Aunque no son muy comunes, existen en el mercado medidores de flujo multifasico que
combinan dos de los métodos mencionados anteriormente para determinar el flujo de

cada una de las fases.

En esta tesis la atencién se centra en los medidores multifasicos mas cominmente

utilizados en la regiéon sur, que en este caso es el medidor Vortex.

Debido a las restricciones de los separadores de prueba convencionales se han
desarrollado nuevas tecnologias para realizar mediciones de pozos en donde se presenten
corrientes multifasicas. Este medidor de flujo multifasico es aplicable a pruebas moviles,

mstalaciones permanentes y optimizacion de operaciones de levantamiento artificial.

Este tipo de medidor utiliza una seccion Venturi para realizar la medicion de los gastos
de fluyjo masico debido a su simplicidad. De 1gual forma utiliza un dispositivo de rayos
gamma espectrales de energia dual para medir el fluyjo masico total, al igual que las

fracciones de petréleo, gas y agua.

Figura I1.19 Transporte de un medidor Vortex.

Partes del medidor Vortex

El medidor al ser un elemento compacto (1.5 [m] ancho x 1.65 [m] largo x 1.77 [m]
altura, Peso total: 1700 kg) hace que sus elementos también lo sean, pero poseen un
diseno unico que hace efectiva su operacion y mantenimiento, todos los componentes

son elaborados en acero moxidable a excepcion de la fuente radioactiva y el receptor.
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Los componentes internos de la parte radioactiva del medidor son:

Ventanas de cerdmica: Istas ventanas estan colocadas en la parte interna de la garganta de
la seccion Venturi y viene tanto para la fuente radioactiva como para el detector, la linea
de wista entre las dos se conoce como camino de radiacion. Su objetivo es impedir que el
fludo de formacién ingrese a estos dos elementos, ademads estin elaboradas con una

cubierta de niquel que las protege del H.S.

Carcasas de titanio: Estas carcasas estan elaboradas de titanio para impedir que los rayos
gamma de la fuente tomen varias direcciones, y por lo tanto que dirjjan su senal a un solo

punto en el detector.

Colimador: Este elemento se encuentra en el detector y sirve para enviar los rayos gamma

al cristal receptor sin pérdida de senal.

Cristal detector: s un cristal quimico electrénico, que recibe los rayos gamma y emite la

senal por medio del cable de transmision al computador.

Cable de transmisién: Es un cable electronico que transmite las senales que envia el
detector mteligente hacia el cerebro del computador para interpretar los datos obtenidos.

Estas partes quedan mejor ilustradas en la figura 11.20.

Wentanas de cerdmica

g [ |

/

Colimador Carcasa de titanio

T

Figura I1.20 Partes internas del medidor Vortex.
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Los componentes externos mds importantes del medidor son:

Seccién Venturi: s una seccion de tuberia que posee una restriccion de diametro y es la
que produce el diferencial de presion en la linea del medidor, en la garganta de la seccion

es donde se realiza la medicién del fluido.

Fuente radioactiva: Se encuentra instalada en el exterior de la garganta del Venturi. La
fuente radioactiva consiste en un emisor de 1s6topos de Bario 133 encapsulado en una
camisa de plomo recubierta con acero inoxidable. La manipulacion de la fuente
radioactiva demanda de personal capacitado en manejo de elementos radiactivos y su
manipulacién estd controlado por organismos reguladores. Una placa de identificacion
esta colocada en la cubierta de la fuente, que indica el nimero de serie de la fuente, fecha

de fabricacion e nicio de funcionamiento.

Detector radiactivo: El detector de isotopos esta ubicado en la pared exterior del tubo
Venturi, en sentido opuesto a la fuente. El detector esta ubicado dentro de la cubierta, la
cual acta como proteccion contra radiacion proveniente de la fuente da Bario 133. La
cobertura en la parte mds proxima al tubo Venturi, es parte del cable que penetra el tubo
hasta llegar a la ventana de recepcién e incluye alambres para ser conectados en el

contador de 1s6topos.

En la figura I1.21se puede apreciar un corte transversal del medidor y la distribucion de

las partes mencionadas.

Venturi

Detector

Presion

Temperatura

Figura I1.21 Corte transversal del medidor multifisico Vortex.
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Linea en U: Estd linea de 5 [pg] une la seccion Venturi con la linea de salida y esta

elaborada en acero moxidable.

Transmisor de presién de linea (PT): El transmisor de presion de linea estd instalado en
la seccion de medida del cuerpo del tubo Venturl, en donde el sensor del transmisor es
conectado al proceso usando un tubo cuya entrada esta acoplada a la pared en la seccion
de medida del Venturi. Es importante sefialar que este tubo debe estar lleno de un fluido
no compresible v no de fluido de produccion para obtener mediciones contfiables.
Existen dos transmisores de presion, uno aguas arriba de la garganta y el otro a la altura

de la garganta.

Transmisor de temperatura: El transmisor de temperatura esta instalado en la T ciega.

Transmisor de presién diferencial (DP): El transmisor de presion diferencial consiste en
la unidad transmisora y dos sellos remotos. Los sellos remotos del transmisor son
conectados a los puntos de alta presion y baja presion del tubo Venturt usando
membranas capilares flexibles en las paredes del tubo. La unidad transmisora esta unida
al cuerpo del tubo Venturi. Esta medicion es usada por la computadora para calcular la

velocidad del flujo.

T ciega o acondicionador de flujo: Es un dispositivo encargado de mezclar el fluido de
produccion antes de pasar a ser medido. Debe ser fabricada de acuerdo con las
caracteristicas del medidor multifisico empleado. Permite al medidor multifasico ser
mmune a los efectos ocasionados por los regimenes de flujos variables e impredecibles
durante la medicion. La T clega ademds proporciona cualquier interaccion con
elementos de linea antes del medidor como son elementos de choque, valvulas, etc. Esta

parte del medidor se puede observar en la figura 11.22.

Figura I1.22 T ciega o acondicionador de flujo de un medidor Vortex.
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Caja de conexiones: Lsta caja posee una computadora destinada a la adquisicion de los
datos y procesamiento de la informacion. Sus siglas en inglés son DAFC (data acquisition
flow computer) y a ella se conectan la instrumentaciéon, comunicacion, y fuentes de poder

a través de terminales dentro de la caja de conexiones.

Tomas de muestras: El medidor posee dos tomas para muestras, una de crudo y otra de
gas, el toma-muestras de gas se encuentra aguas arriba de la seccion Venturi y la toma de
crudo esta ubicada aguas debajo de la seccion Venturi. Estas tomas tiene como objetivo
permitir tomar una muestra del fluido de produccion para conocer las caracteristicas del
fluido e ingresar los datos al computador ya sea manual o automaticamente segun la

necesidad.

Las partes del medidor quedan mejor ilustradas en la figura 11.23.

Computador de
, flujo

—
L~ Ceramic
Windows

Detector de
Rayos gamma "=

Venturi / Eiionto

radioactiva
Barium-133

Transmisor de
ot :
presion Transmisor de
presion
diferencial
GrayLoc Hub
Connections
: <« Tee
Transmisor de ciega

temperatura =\,

Figura I1.23 Partes externas de un medidor Vortex.

Funcionamiento

El medidor es colocado en una de las tuberias de descarga, el fluido igresa por la linea
de entrada hacia la T ciega en donde el fluido tiende a formar una mezcla homogénea
aguas arriba de la seccion Venturi, el fluido asciende hacia la garganta y se produce un

cambio de velocidad y un diferencial de presion, el cual es registrado.

A la altura en donde se ubica la garganta del medidor Venturi, se coloca una fuente
radioactiva (Bario 133), la cual emite rayos gamma a tres distintos niveles de energia (bajo
32 [KeV], alto 81 [KeV] y muy alto 356 [KeV]) y un detector de radicacion gamma
contraponiéndose registra el conteo de la radiacion de los rayos emitidos que atraviesan a

la mezcla de fluidos.
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Al conocer los valores de la radiacion a los niveles de baja y a alta energia (32 [KeV]y 81
[KeV]) de los rayos, la radicacion registrada en el detector de cada uno de los dos rayos,
la densidad de los fluidos y los coeficientes de atenuacion mdsico de cada fluido, es
posible que el medidor determine la fracciéon que ocupa cada fase y la densidad de la

mezcla, empleando el método de absorcion de rayos gamma.

En la figura I1.24 se muestra un medidor multifasico tipo Vortex instalado en un pozo en

produccion y operando.

Figura I1.24 Medidor Vortex instalado en una linea de descarga.

Ventajas de los medidores de flujo multifisicos:

% Son compactos y de facil instalacion.

% No tiene partes moviles, por lo tanto no es intrusivo.

4 Conexion a un sistema de procesamiento de datos para monitoreo en tiempo
real.

+  Bajos requisitos de mantenimiento.

#

En linea, sin mezclador ni separador, mide flujo vertical.

+  Sélo se requiere de tres horas para medir un pozo.

Desventajas de los medidores de flujo multifisicos:

% Debido a que miden un flyjo mucho mas complejo que un sistema que mide solo
una fase la incertidumbre es dificil de estimar.

% Son instrumentos complejos que requieren revision y calibracion mas frecuente
que la mayoria de los medidores.

4+ Son sensibles a las propiedades fisicas de las fases.
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Comparacién de la medicién multifisica respecto a la convencional

En la actualidad el empleo de medidores multifasicos en la industria petrolera ha tenido
un crecimiento muy rapido, debido a las ventajas econdémicas y tecnologicas que
presentan con respecto a otras tecnologias empleadas para medir corrientes de
hidrocarburos. Para darnos cuenta de esta tendencia, basta decir que en la actualidad la

tercera parte de las pruebas de pozos son realizadas con medidores multifisicos.

11.3 MEDICIONES ESTATICAS EN TANQUES DE ALMACENAMIENTO

La medicion estatica de hidrocarburos en tanques de almacenamiento de liquidos se

puede realizar de dos formas basicamente:

+ Manual.
» Con varilla.
» Con cinta y plomada.

» Con tanques aforados.

4  Automatica.
» Con flotador.
» Con servo.
» Con medidor ultrasonico.
>

Con radar.

La mediciéon manual no requiere de instrumentos que funcionen como mtermediarios
entre el mstrumento de medicion y los valores obtenidos. Se requiere de personal
capacitado para obtener las medidas reduciendo al maximo los errores asociados a su
desempeno como, por ejemplo, los errores de paralaje. Este tipo de mediciones se
realizan principalmente en tanques de almacenamiento que se encuentran expuestos a la
atmosfera. Debido a la alta incertidumbre mmplicita en el proceso no se recurre a este tipo
de métodos en procesos de transferencia de custodia, sin embargo es el tipo de medicion

mas socorrida en plantas de produccion debido a su practicidad y bajo costo.

Es importante mencionar que a partir de las lecturas tomadas por medios manuales se
debe de contar con una relaciéon matematica en forma de tablas o funciones que basadas
en la forma del tanque que permitan obtener el volumen asociado a la medida de

longitud obtenida.
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La medicion automatica no requiere de personal que sirva como intermediario entre el
mstrumento de medicion y la obtencion del valor buscado por lo que se evita el posible
error cometido por el personal. Las mediciones automaticas requieren de equipos de
mterfaz que reciban las senales emitidas por los medidores y las conviertan por medio de
algoritmos a la magnitud asociada a la medicion. Este tipo de medidores implican un
mayor costo debido a que es necesario adquirir y mantener el equipo de interfaz sin;
embargo, esto se compensa debido a la seguridad que brindan al prevenir el error

mmplicito al involucrar el factor humano.

Es necesario contar con una idea de la distribucion de los fluiddos en un tanque de
almacenamiento y de las principales partes del dispositivo, esta distribucion se describe

de manera general en la figura 11.25.
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Figura I1.25 Partes de un tanque de almacenamiento de petréleo.

11.3.1 MANUAL CON VARILLA

Estos mstrumentos consisten en una varilla o regla con la longitud graduada de forma
conveniente para introducirla dentro del deposito. La determinacion del nivel se efectia
por la lectura directa de la longitud mojada por el liquido, cuando la regla se introduce
hasta el fondo del tanque. En el momento de la lectura el tanque debe estar abierto a

presion atmosférica. El uso de la varilla se ilustra en la figura I1.26.
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. v,

Figurall.26 Identificacion del nivel de aceite contenido en un tanque de almacenamiento por

medio de una varilla totalmente sumergida en el aceite.

Una variante de este método consiste en una varilla graduada con gancho, que se
sumerge en el liquido y se levanta después hasta que el gancho rompe la superficie del
liquido. En este caso la diferencia entre la distancia medida entre el gancho y la parte
superior del tanque vy la distancia total del tanque representa el nivel de liquido. Este se
puede usar solo cuando la superficie libre del liquido se puede ver directamente. El uso

de este tipo de varillas se ilustra en la figura 11.27.

Figurall.27 Identificacion del nivel de aceite contenido en un tanque de almacenamiento

por medio de una varilla sumergida parcialmente.

El nivel de liquido queda determinado por:

hy = hper — he, (11.25)
Doénde:
h; Altura asociada al liquido.
hr Altura total del tanque.
h. Altura indicada por la varilla.
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Cuando el tanque tiene una profundidad grande, entonces se hace dificil manipular la
regla por su longitud, en este caso se puede sustituir la varilla por una cinta flexible al

cual se le coloca un peso en la punta, formando el medidor de cinta y plomada.

11.3.2 MANUAL CON CINTA Y PLOMADA

Este tipo de mediciones emplean una cinta de acero inoxidable y una plomada, que se
utilizan para determinar una clerta distancia que nos pueda indicar el nivel de liquido, ya
sea crudo o agua libre, para obtener el mivel de liquido la cinta de medicion puede

emplearse de dos maneras:

A. Medicién a fondo
Consiste en medir la distancia existente desde la plomada de medicion en el fondo del
tanque hasta la altura libre del liquido, donde se producira la marca o corte sobre la cinta

de medicion obteniéndose asi la altura del liquido en forma directa.

El procedimiento empleado en la medicion a fondo es el siguiente:

1) Aplicar pasta para detecciéon de agua sobre la plomada en capas iguales hasta

esconder la superficie sin cubrir la graduacion de los niameros de la escala.

2) Conectar el polo a tierra de la cinta de medicion, descargando las eventuales

corrientes estaticas a la escotilla de medicion.

3) Abrir la escotilla de medicion, esperando unos segundos para que los gases

contenidos dentro del tanque se dispersen.

4) Bajar la cinta lentamente en el crudo hasta que la plomada toque el fondo del

tanque o plato de medicion.

5) Mantener la cinta firme, el tiempo suficiente para que el liquido produzca el

corte en la cinta.

6) La plomada debe permanecer en el lugar por lo menos durante 10 [s] (Para
aceites pesados, grasas o de alta viscosidad se requiere una duracion de 1 - 5

[min]).
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7) Se debe leer la altura de referencia observada en la cinta y posteriormente se

debe levantar la cinta lentamente y registrar el corte del liquido en la cinta.

8) Recoger la cinta hasta la marca de corte y registrar la lectura, escribir el corte

continuo y claro como el nivel oficial de agua medido.

9) Repetir el procedimiento hasta obtener tres medidas consecutivas, donde la

diferencia entre la mayor y la menor no debe sobrepasar los 3 [mm)].

Este método queda ilustrado en la figura I1.28.

FUNTODE
IEFERENCIA TJ

r

Nvel de ligudo
| Nivel

’/ r Producto

— [vel
Agua

Figura I1.28 Identificacion del nivel de aceite contenido en un tanque de almacenamiento

empleando una plomada totalmente sumergida.

B. Medicién al vacio
Consiste en medir la distancia vertical existente desde la superficie del liquido hasta
alguna marca de referencia en el tope del tanque. La longitud asociada a la cantidad de
liquido en el tanque se obtiene por medio, restando a la altura total del tanque la distancia

que ndica la cinta desde la superficie del liquido hasta el tope mismo del recipiente.

El procedimiento empleado en la medicion al vacio es el siguiente:

1) Conectar el polo a tierra de la cinta de medicion, descargando las eventuales

corrlentes estaticas a la escotilla de medicion.
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2)

Abrir la escotilla de medicion, esperando unos segundos para que los gases
contenidos dentro del tanque se dispersen.

Determinar matematicamente la longitud de cinta a introducir en el tanque
restandole de la altura de referencia el dato guia y se le resta a este valor la mitad
de la longitud de la plomada cuadrada (aproximadamente 7 [cm]).

Bajar la plomada para medicion al vacio haciendo contacto con la boquilla del
tanque hasta alcanzar la longitud anteriormente calculada.

Esperar unos segundos hasta que se estabilice la plomada.

Extraer la cinta del tanque y leer el corte del liquido sobre la plomada.

Repetir este procedimiento hasta obtener tres medidas consecutivas, donde la
diferencia entre la mayor y la menor no debe sobrepasar los 3 [mm].

Por ultimo se procede a calcular la altura del producto en la siguiente forma:

hl = href - hc, (II 26)

Donde:

hy
hre f
hc

Altura asociada al liquido.

Altura total de referencia.

Altura indicada por la cinta.

En la figura I1.29 se ilustra este método para determinar el nivel de liquido en un tanque

de almacenamiento.

PUNTODE
REFEREMNTZIA
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Corte del chm
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Producto

~ v
7T
0,
000
oD — e

Figura I1.29 Identificacion del nivel de aceite contenido en un tanque de almacenamiento

empleando una plomada parcialmente sumergida.
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11.3.3 MANUAL CON TANQUES AFORADOS

Existe un método de medicion por medio del cual se agregan puntos de referencia en los
tanques almacenadores que indiquen un cierto nivel de liquido, a este tipo de tanques

que poseen dichas indicaciones de manera explicita se les llama tanques aforados.

Para que un tanque pueda ser aforado se debe primero probar que la capacidad maxima
de almacenamiento distorsionard su geometria y con ello el volumen asociado a cada
punto de aforo. Para ello se debe llenar el tanque de almacenamiento con un fluido cuya
densidad sea cuando menos igual a la del fluido que almacenard. Comunmente se
almacena agua en la totalidad del tanque durante 24 horas para comprobar lo anterior.

El aforo del tanque se puede realizar utilizando diversos instrumentos:

£ Otros métodos manuales de medicion estitica.

% Medidores de flujo dinamico con elevada certidumbre.

Una vez mdicados los puntos de referencia en el tanque se debe construir una tabla de
aforo que permita relacionar los niveles senalados con el volumen asociado. La figura

I1.30 muestra un ejemplo de este tipo de tablas de aforo.

FONDO QLINDRO PRINCIP FRACCIONES
NIVEL VOLUMEN WNCREMENTO|| MvEL  vowumen | NmEL  vowumen | NwEL  volumex|| NWEL  VOLUMEN|| NNEL  VOLUMEN NIVEL VOLUMEN
cm Bis Bls 'mm cm Bls cm Bls cm Bls cm { cm 8‘: cm Bls
0 1,38 6 50,00 240 2.737,32) 480 5.493,62| 720 8.25010| S50 11.007,33 1 11,48
ot 1,48 013 10 95,94 250 2.852,16] 430 5.608,47| 73 8.36496| 970 1112221 2 2,97
08 3,70 028 20 210,78 | 280 2967,01) 500 572332 74 8.47983| 80 11.237,07 3 34,45
7 7,85 0,52 30 32562 | 270 3.081,86) 5:0 583817| 750 859472 590 1135192 4 45,94
27 15,44 0,76 40 440,47 | 280 3.196,70| 520 5.953,03|| 750 870961 1000 11.466,76 5 §7,42
45 34,29 0,59 0 555,31 230  3.311,55| 530 6.067,88| 770 8.82449| 1010 11.581,61 6 68,91
60 50,00 112 60 670,15 | 300 3.42639| 5:0 6.182,73) 780 8.939,38| 1.020 11.696,46 7 80,39
70 784,99 | 310 3.541,24| 550 6.297,59| 7% 9.05426|| 1.030 11.811,31 8 91,88
80 899,84 320 3656,09) 550 6.412,44| SO0 9.169,15| 1.040 11.926,15 9 103,36
| | S0 101468] 330 3.770,93| 570 6.527,30| S8:0 9.28404| 1.050 12.041,00
L TANQUE CILINDRICO VERTICAL SOLDADO Y| 100 112952 340 3.88578| 580 6.642,15| 820 9.39892| 1060 12.15585) wweL VOWNEN
ALTURA DE REFERENCIA, m 0410 1.244,36] 350 4.000,62) SS0 6.757,00f 83 9.51381| 1070 12.270,69 mm Bls
CAPACIDAD NOMINAL, bis DATO 1.359,21] 350 4.11547| 500 6.871,86| 820 9.628,69|| 1.080 12.385,54
DIAMETRO DEL CILINDRO, m DaTO 130 147405 370 4.23031) 510 6.98671) S50 9.74358|| 1050 12.500,39 1 115
ALTURA EFECTIVA, m DATO 140 1.588,89| 330 4.34516| <20 7.101,56] 850 9.85847 12.615,24 2 230
ESFUERZO POR CABEZA DE 150 1.703,74] 350 4.460,01) 530 7.21642| S70 9.97335 12.730,08 3 345
LIQUIDO, GRAV APIA 60 °F DATO 180 1.81858] 400 4.574,85| <40 7.331,27 880 10.088,24 12.844,93 4 459
TEMPERATURA BASE DE LAMINA, F paro 170 1.933,42] <10 4689,70| 550 7.446,13| 8%0 10.203,12 12.959,78 5 574
TiPO DEL TECHO pato 180 204826 <20 4.80454| 550 7.560,98| S0 10.318,0 13.074,62 6 659
TIPODEL FONDO: DATO 180 216311 430 4.919,39) §70 7.67583| Si0 10432 13.189,47 7 804
200 2.277,95] 440  5.034,24| 580 7.790,69| 520 10.547, 1160 13.304,32 8 9,19
210 239279 450 5.149,08) 590  7.905,54| 930 10.662,6 170 13.419,17 9 10,34
m 220 2.507,63] 450 5.26393] 700 8.020,39| S0 10.777, 1180 13.534,01
FACTOR DE COBERTURA 20 230 2622481 470 5378,77| 7i0 8.13525| 950 10.892 1180 13.648,86
NIVEL DE CONFIANZA 95%
INCERTIDUMB RE EXPANDIDA 0x86  [flaspicacdnos meideiaidiaespyamadra oo, Lacaitractn oy ngue y ioscasos Lzron maizados segunia Norma APTA 0502 Secctn 24 MeasummectancCatraton of
Urigt Canasca Tanks by he Maus Tank Sraoping Method” Pamera Edotn o 1955 rasfrmaca 0822007 ySecs whamnoe Lins Method™ Pamara Edodn, mar2o)
rmada doemd2:

Figura I1.30 Ejemplo de una tabla de aforo.
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11.3.4 AUTOMATICA CON FLOTADOR

Utilizado como referencia para la mediciéon manual con cinta, este sistema consiste en un
flotador que se sumerge en el nivel del liquido y se mueve hacia arriba y hacia abajo con
los cambios en el nivel; este movimiento del flotador puede ser transformado por
diversos medios, en el exterior del tanque, en una accion de indicacion, registro o
control.

La conexion puede ser:

4 Directa: Flotador con cinta o cadena.
4 Magnética.

4 Hidraulica: Flotador acoplado hidraulicamente.

Flotador con cinta o cadena

Se utiliza cuando el nivel del recipiente se desea indicar localmente sobre una escala. Esta
compuesto por un flotador, un cable, poleas, una escala y un indicador. El flotador esta
conectado por medio de un cable, a través de un sistema de poleas a un peso con una
aguja indicadora, la cual indica sobre una escala previamente calibrada el nmivel del
recipiente. Es de hacer notar que la indicacion es mversa, es decir, si el recipiente esta
lleno el indicador estarda en la parte mas baja de la escala y s1 esta vacio, en la parte mas
alta. Se usan en tanques generalmente cerrados a presion atmosférica y para mediciones
de nivel en un rio con la finalidad de obtener el flyjo del mismo. Este método se 1lustra

en la figura I1.31.

o

o

s

e

Figura I1.31 Flotador con cadena instalado en un tangue de almacenamiento.

Flotador acoplado magnéticamente
Kl flotador (iman) se desliza exteriormente a lo largo de un tubo guia sellado, situado
verticalmente en el mterior del tanque. Dentro del tubo, una pieza magnética sigue al

flotador en su movimiento y mediante un cable y un juego de poleas arrastra el indice de
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un mstrumento situado en la parte superior del tanque. El instrumento puede ademas ser
transmisor neumatico o eléctrico. El funcionamiento de este tipo de medidores queda

lustrado en la figura 11.32.

Figura I1.32 Flotador acoplado magnéticamente instalado en un tanque de almacenamiento.

Flotador acoplado hidraulicamente

El movimiento del flotador actia sobre un fuelle de tal modo que varia la presion de un
circuito hidraulico y senala en el receptor el nivel correspondiente. Se usa en aplicaciones
bajo presion y tiene la facilidad del control directo del proceso de ser necesario. El
flotador se debe construir de tal manera que flote dentro del material. Esto significa que
la densidad del flotador debe ser inferior al del material que lo sostiene. Es el modelo
mas antiguo y el mas utilizado en tanques de gran capacidad. Tiene el inconveniente de
que las partes moviles estan expuestas al fluido y pueden romperse, ademas el flotador

debe mantenerse limpio.

Hay que seialar que en estos strumentos, el flotador puede tener formas muy variadas

y estar formado por materiales muy diversos segun el tipo de fluido.
Los mstrumentos de flotacién tienen una precision del 0,5%, son adecuados para tanques
abiertos o cerrados a presion o a vacio, y son independientes del peso especifico del

liquido.

El mecanismo empleado por este tipo de medidores se ilustra de la siguiente manera:

80



CariTuLo I EQUIPOS Y SISTEMAS DE MEDICION.

Figura I1.33 Flotador hidraulico instalado en un tanque de almacenamiento.

[1.3.5 AUTOMATICA CON SERVO
El principio de medicion del servo estd basado en la ley de Arquimedes, que dice lo

sigulente:

“Un cuerpo total o parcialmente sumergido en un fluido, recibe un empuje de abajo
hacia arriba igual al peso del volumen de fluido desalojado por el objeto.”"

Los equipos de medicion de nivel tipo servo representan una mejora considerable frente
a los mstrumentos basados en flotador. En este tipo de medidores se sustituye el flotador
por un pequeno dispositivo desplazador, el cual estd suspendido por un cable metdlico de
medicion fuerte y flexible. En lugar de un motor de resorte, los medidores tipo servo
utilizan un servomotor eléctrico para hacer subir o bajar el desplazador, cuyo peso y
flotabilidad se mide de forma continua por medio de un ingenioso sistema de pesaje, el

cual efecta el control sobre el servo-sistema.

La transmision del par ejercido en el tambor al tren de traccién se hace mediante un
acoplamiento magnético. Con la transmision magnética se aisla el proceso de la parte
electronica del nmivel. El desplazador se mueve debido al movimiento del servomotor paso

a paso.

Cuando el desplazador alcanza la superficie del liquido del tanque, la flotabilidad
disminuye el peso aparente del mismo. El peso del desplazador se mide en la electronica

del servo por medio de un transductor de fuerza.

En todo momento de la operacion del servo se monitorea la posicion exacta del tambor y
su numero de vueltas, por lo que se conoce la longitud de cable desenrollado. Al conocer
la posicion medida (altura de referencia de medida), puede calcularse el nivel exacto de

crudo.
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La fricciébn mecanica en el servo-sistema, transmisor, indicador local y contactos de
alarma no tienen ningin efecto en la sensibilidad o en la exactitud del medidor. El
medidor no sélo efecttia una medida del nivel promedio bajo condiciones de turbulencia,
sino que ademads elimina los movimientos innecesarios, reduce el desgaste y las averias,

de forma que la vida operacional del medidor se ve aumentada considerablemente.

En la actualidad, estos mstrumentos no sélo miden el nivel de liquido, sino que son
capaces de medir la interface y la densidad del producto. En la figura 11.34 se ilustra

muestra un medidor tipo servo y su posicion en un tanque de almacenamiento.

Figura I1.34 Medicion automatica del nivel de crudo en un tanque de almacenamiento con

un medidor servo.

11.3.6 AUTOMATICA CON MEDIDOR ULTRASONICO

El medidor ultrasonico es utilizado en mediciones donde no se permite el contacto del
mstrumento de medicién con el liquido. En el medidor de nivel por ultrasonido cuando
las ondas sonoras viajan en un medio que absorbe el sonido y golpean a otro tal como
una pared, una particula en el liquido, o la superficie del liquido, solamente una pequena
porcion de la energia de la onda sonora penetra la barrera y el resto de la energia se

refleja.

La onda sonora reflejada es un eco. El medidor de ultrasonido utiliza el principio del eco

para su funcionamiento.

Sirven para todo tipo de liquidos, pero son sensibles a la densidad del fluido en el cual es
transportada la onda, ya que la velocidad de propagacion de la onda varia segun la
densidad del medio de transporte de ésta, por lo tanto el método no es conveniente para

procesos en donde cambian continuamente las condiciones ambientales.
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El emisor dispone de un oscilador para enviar un impulso ultrasénico a la superficie del
flumdo y el receptor, recibe esta senal reflejada enviando una senal del tiempo
transcurrido, y por lo tanto del nivel, a un indicador. En otras palabras, el nivel se mide
en funcion del ttempo necesario para que la senal se desplace del transmisor a la

superficie del liquido y retorne al receptor.

La utilizacion de una computadora permite, a través de un programa, almacenar el perfil
ultrasénico del nivel, y asi tener en cuenta las caracteristicas particulares de la superficie
del liquido, tal como la espuma, con lo cual se mejora la precision de la medida. Por otro
lado, la computadora facilita la conversion del nivel a volumen del tanque para usos de

mventario, y ademds proporciona caracteristicas de autocomprobacion del mstrumento.

Para medicion continua de nivel, los dispositivos deben ubicarse de manera tal que la
senal de ultrasonido apunte directamente al material para tener asi la trayectoria de
medicion mas directa. El transmisor y el receptor pueden ubicarse juntos como un solo
dispositivo pero el receptor debe estar separado del transmisor aproximadamente unas
4 [pgl, de esta manera se pueden mejorar las operaciones y la confiabilidad del
mstrumento. Este sistema requiere de una sola entrada al tanque y normalmente consiste

de un transductor piezoeléctrico.

En la medicion continua la velocidad del sonido cambia con el medio en el que viajan las

ondas y la temperatura.

En la figura I1.35 se muestran las variantes que se pueden encontrar de una instalacion

con un medidor ultrasonico.
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Figura I1.35 Transmision de las ondas de sonido gque emplea el medidor ultrasonico en sus

diferentes configuraciones.
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11.3.7 AUTOMATICA CON MEDIDOR TIPO RADAR

Fl sistema de medicion esti formado por un moédulo electrénico de microondas, una
antena, sensores adicionales (principalmente sensores de temperatura) y una unidad local

remota de indicacion.

Lo que hace esta tecnologia es enviar una senial de radar (pulsos cortos de energia
electromagnética) hacia el liquido contenido en el tanque de almacenamiento. La senal
de retorno presenta un retraso debido a la distancia recorrida y tiene una frecuencia
diferente en relacion a la seiial emitida anteriormente. Esta diferencia de frecuencias es
directamente proporcional a la distancia recorrida, la cual es utilizada para establecer el

nmivel del liquido.

Los instrumentos de radar usan microondas, generalmente que van de los 10 a 11 [GHz],
a la hora de medir el nivel, detecta y mide la distancia entre el medidor de nivel (situado
en la parte superior de un tanque de almacenamiento de liquido) y la superficie del

liquido.

Debido mayormente a la rapida velocidad de propagacion del radar (que es la velocidad
de la luz en el vacio), los sistemas de radar de impulso comenzaron a abrirse camino en

el campo de las mediciones de larga distancia.

Ahora las mediciones por radar estan disponibles para los tanques de almacenamiento
que se encuentran en las terminales, las industrias quimicas y las companias del
almacenamiento independientes. No es necesario mover piezas ya que es un equipo
compacto que resulta con un bajo mantenimiento que lo hace muy atractivo. Estas

antenas son compactas y tienen una mejor eficacia, produciendo una exactitud excelente.

Figura I1.36 Medicion del nivel de aceite contenido en un tanque de almacenamiento con un

medidor tipo radar.

84



CariTuLo I EQUIPOS Y SISTEMAS DE MEDICION.

Los medidores tipo radar se pueden emplear en tanques de almacenamiento a alta
presion, sélo es necesario instalar una vilvula de aislamiento entre el tanque vy el
mstrumento, de 1gual manera nos pueden ayudar a determinar la interface crudo agua y la

densidad del producto.

11.3.8 MEDICION ESTATICA DE GASES

Debido a la tendencia del mercado de demandar mas gas natural que el producido se ha
disminuido la cantidad de tanques de almacenamiento de gas utilizados en la industria,
sin embargo ain no se encuentran en completo desuso por lo que es importante
mencionar céomo se puede realizar la medicién de la masa contenida en un tanque de

almacenamiento de gas natural.

Un volumen de gas contenido en un recipiente presenta dos caracteristicas fundamentales
para comprender la forma de estimar el volumen contenido en un tanque de
almacenamiento. La primera de las caracteristicas consideradas es que un gas contenido
en cualquier recipiente aumenta su volumen hasta ocupar la totalidad del volumen del
mencionado envase, si bien este principio supone la falta de gravedad representa la
realidad de los recipientes utilizados en la industria debido a su escaza altitud. La segunda
caracteristica considerada es el hecho de que en cualquier punto interno del mencionado
la presion es la misma en todas las direcciones. Partiendo de las anteriores
consideraciones es evidente que los tanques almacenadores de gas posean forma esférica

como los que se muestran en la figura I1.37.

N
X
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Figura I1.37 Tanques presurizados esféricos para almacenamiento del gas.
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Se puede conocer el contenido de cualquier deposito de gas recurriendo a ecuaciones de
estado que se cumplan para el fluido almacenado. Una ecuacién a la que se recurre de
manera regular para explicar el comportamiento del gas natural es la ecuacién de gases

reales.

La ecuacion de estado de gases reales” es:

PV = nRzT, (11.27)
Donde:
P Presion interna del gas.
14 Volumen del gas.
n Numero de moles del gas.
R Constante particular del gas.
7z Factor de compresibilidad Z.
T Temperatura.

La presion de un tanque puede ser medida por medio de un manémetro mstalado en el
tanque, la temperatura también puede ser medida por medio de un termopar, el volumen
sera el propio del tanque de almacenamiento debido a la naturaleza del gas y las
constantes R y z pueden ser determinadas si se conocen los anteriores parametros por lo
que podemos conocer el numero de moles contenidos en el tanque y asociarlo a la masa

de gas por medio de la siguiente relacion:

ad (11.28)
m=—, .
n
Donde:
M Masa molar del gas.
m Masa del gas contenido.
n Numero de moles del gas.
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11.4 MEDICIONES DE FLUJO MASICO O VOLUMETRICO EN INSTALACIONES
SUPERFICIALES

La medicion dindmica de los hidrocarburos se vale de dispositivos instalados en las
tuberias que conducen el fluido hacia estaciones de almacenamiento o directamente a los
puntos de transferencia de custodia. En este capitulo se abordaran iinicamente algunos de

los medidores mas comunes y que funcionan solamente con fluidos monofdsicos. En

general los medidores estan disenados para un tipo especifico de fluidos (liquidos o
gases), sin embargo algunos de los que se presentan aqui pueden medir flujos de

cualquiera de los dos tipos.

A diferencia de los dispositivos utilizados para la mediciéon estatica, los medidores
dindmicos siempre trabajan por medio de una mterfaz que procesa las senales y da como
respuesta directa la magnitud del valor medido por lo que el trabajo del personal
operador se limita a la lectura del valor medido aunque en ocasiones esta tarea no es
necesaria ya que la mayoria de las interfaces tienen la capacidad de conectarse a una
computadora y mostrar la informacion en una base de datos lista para ser utilizada por los

mgenieros analistas.

Los medidores cominmente son clasificados considerando el principio fisico mediante el
cual llevan a cabo las mediciones. Una clasificacion comunmente aceptada basada en los

principios fisicos de medicion es la siguiente’™:

Placa de onficio
Tobera
| Presion diferencial| Tubo ventun
Tubo patot
Tubo annubar
| Area vaniable| Rotametro
[ Vertedero con flotador en canales abiertos
Velocidad| Turbina
| i_Scmdas ultrasomcas
Flujo Volumétrico| Fuerza| Placa de inpacto
Tensién inducida| Medidor magnético
. ‘ [ Disco giratorio
INSTRUMENTOS DE MEDICION DE FLUJO | Piston oscilante
| . | Piston alternativo
Desplazanmento pOSl.llYO‘ Cicloidal
Medidor rotativo| Burotor
L Onal
Torbellino| Medidor de frecuencia
LDscﬂmne| Valvula oscilante
[ Compensacién de presion v temperatura de medidores volumétricos
| Térmico| Diferencia de temperatura en dos sondas de resistencia
Medidor axaal
Medidor axial de doble turbina
| Coriolis| Tubo en vibracién

Flwo Masico {
| Momento

Figura I1.38 Clasificacion de los instrumentos de medicion de volumen o masa.

87



CariTULO II EQUIPOS Y SISTEMAS DE MEDICION.

Cabe hacer la aclaracion de que en este trabajo se describiran solamente los medidores

de fluyjo mdas comunmente utilizados en la industria nacional.

[1.4.1 MEDIDOR DE FLUJO TIPO ULTRASONICO

Los medidores de flujo de tipo ultrasénico basan su funcionamiento en la incidencia de
ondas acusticas en el flujo a través de emisores, mediante el andlisis del comportamiento

y la variacion de la senial se puede obtener el gasto volumétrico.

Existen dos métodos para calcular el gasto volumétrico dentro de una tuberia mediante el

uso de este tipo de medidores que se basan en dos principios fisicos:

4 Tiempo de transito.
+ Efecto Doppler.

Descripcion
En la actualidad existen dos tipos de medidores ultrasonicos que son empleados para

medir el gasto en conductos a presion.

El primero de ellos, denominado tiempo en transito (Transit Time), emplea senales
acusticas mediante la transmision de pulsos; y el segundo de efecto Doppler emplea la
transmision de una onda continua. Un ejemplo de un medidor ultrasénico real se

muestra en la figura 11.39.

Figura I1.39 Medidor tipo ultrasénico.

Los transductores son los equipos auxihares de los aparatos de medicion de flujo
ultrasonico que convierten y reciben la seinal enviada en forma de pulsos a una senal

analogica, hacia el equipo electronico, que los recibe y muestra la velocidad de flujo en
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una pantalla o computadora. Son hechos de aluminio, que es un material con
propiedades piezoeléctricas importantes y por eso pueden mandar ondas del tipo
longitudinales que son las que permiten medir las velocidades de fluyjo ya que éstas si
pueden viajar en un medio acuoso, sin que los afecte el metal de los tubos en que esta
contenido el fluido. La forma en la que va instalado un medidor ultrasénico en una

tuberia es la siguiente:

min. 10 D

Figura I1.40 Medidor ultrasonico instalado en una tuberia.

En la mayoria de los casos donde se instalan medidores ultrasénicos, los transductores
(emisor y receptor) son colocados por la parte externa de la tuberia, ya que esto facilita el
montaje y operaciéon del mismo.

Ambos métodos miden la velocidad del flujo y bajo el supuesto de que el didmetro de la

tuberia es constante calculan el gasto volumétrico basandose en la ecuacion I1.29:

Qv = AV, (11.29)
Doénde:
qv Flujo volumétrico.
A Area transversal de la tuberia.
Vf Velocidad del flujo.

Principio de funcionamiento de medidores de tiempo de transito

El método consiste en la disposicion de dos transductores situados en las paredes de la
tuberia por donde circula el fluido, los cuales actian como emisor-receptor de
ultrasonido. Existe uno situado en la parte superior, el cual envia un pulso de ultrasonido
en sentido descendente hasta ser recibido por el transductor inferior. Este ultimo
transmite a su vez un pulso en sentido ascendente que es recibido por el transductor

situado en la parte superior. Este proceso se ilustra en la figura I1.41.
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Transmisor Descendente
Receptor Ascendente

Transmisor Ascendente
Receptor Descendente

Figura I1.41 Viaje de los pulsos emitidos por los transductores de un medidor ultrasonico.

De esta forma, dado que el pulso descendente se encuentra a favor del fluyjo, demorara
menos tiempo en llegar al receptor inferior, comparado con el tiempo que demorara el
pulso ascendente, en contra del sentido del flujo, en alcanzar el receptor superior. De
esta forma, el medidor transmite pulsos ascendentes y descendentes en forma alternada

midiendo la diferencia de tiempo en la recepcion de ellos.

Se les conoce como trayectorias acusticas a las trayectorias que siguen las senales
acusticas, a partir de la salida del emisor y de la captacion por el receptor. Los sistemas
ultrasénicos pueden ser colocados de manera que formen una o varias trayectorias
acusticas, dependiendo de las condiciones fisicas que se tienen en la seccion de medicion.
Cuando no es posible cumplir con los tramos rectos de tuberia minimos hacia aguas
arriba y aguas debajo de la seccion, sera necesaria la generacion de un sistema con varias

trayectorias acusticas, que eliminaran el error por la presencia de flujos turbulentos.

El principio de mediciéon se basa en el principio de que la velocidad medida por el
mnstrumento es la suma de la velocidad del sonido medida en el fluido contenido en la

tuberia mas la componente de la velocidad de flujo en la trayectoria acustica.

Vi =Vs; £ cosBV, (11.30)
Donde:
V, Velocidad medida.
V Velocidad del sonido referida al fluido contenido.
|74 Velocidad del flujo.
2] Angulo que se forma entre la direccion de la trayectoria actstica y el vector director de

la velocidad del flujo.

El simbolo + depende del sentido de la onda de sonido relativo a la direccion del flujo.
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El valor real que mide el dispositivo es el tiempo en el que la onda viaja entre los
transductores por lo que conociendo la distancia entre ambos dispositivos queda definida

la velocidad medida.

Si la onda se propaga en el mismo sentido que el del fluyjo las ecuaciones quedan

definidas de la siguiente manera:

Vi = Vs +cos@v, (11.31)
Y
Vi = L , (11.32)
Tasp

Si la onda se propaga en sentido contrario al del flujo las ecuaciones que describen el

fenomeno son las siguientes:

Vi = Vs —cos@V, (11.33)

Y
L
Vin = ) (11.34)
Tb—>a
Dénde
|4 Velocidad medida.
m
/4 Velocidad del sonido referida al fluido contenido.
vV Velocidad del flujo.
0 Angulo que se forma entre la direccion de la trayectoria acustica y el vector director de
la velocidad del flujo.

L Distancia existente entre los transductores.
Tasp Tiempo transcurrido en el recorrido de la onda emitida por A y recibida por B.
Tp—a Tiempo transcurrido en el recorrido de la onda emitida por B y recibida por A.

Para evitar la necesidad del calculo de la velocidad del sonido y mejorar la precision de la
medicion se realizan dos tomas del tiempo emitiendo la senal desde cada uno de los
transductores y posteriormente se realiza un promedio de las mediciones, lo que resulta

en la siguiente expresion para obtener la velocidad promedio del flujo:
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V= L ! ! 11.35)
C 20050\ Tysp, Tpog ) ar.
Doénde:
V Velocidad promedio del flujo.

Todas las demas variables tienen el mismo significado que las ecuaciones anteriores.

Principio de funcionamiento de medidores de efecto Doppler

Cuando un haz ultrasénico se proyecta en un liquido homogéneo, parte de su energia
acustica regresa de nuevo al transductor. Dado que el fluido estd en movimiento relativo
al transductor fijo, la transmision de la onda sénica que se mueve por el fluido es recibida
por el transductor a una frecuencia diferente de la que fue enviada. Esta diferencia de
frecuencia se conoce como frecuencia de corrimiento Doppler y la diferencia entre la
frecuencia enviada y la recibida es directamente proporcional a la velocidad del flujo.
Cuando una onda mecanica viaja a través de un cuerpo modifica su longitud en funcion
de la velocidad relativa de la onda respecto al medio. Lo anterior indica que si una onda
viaja a través de un fluido en movimiento la frecuencia de ésta variard. Si la onda viaja a
través de un fluido con la misma direccion la frecuencia aumentarda y viceversa. Lo

anterior se 1lustra en la figura 11.42.

Figura I1.42 Ejemplo ilustrativo del efecto Doppler.

El medidor basado en el efecto Doppler emite una senal cuya frecuencia es conocida, y
que hace eco en las particulas suspendidas en el fluido. La frecuencia de esta nueva onda
se mide y la diferencia entre ambas frecuencias es proporcional a la velocidad del fluido.

Este mecanismo se ilustra en la figura 11.48.
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(A) MEDIDOR DE FLUJO DOPPLER

TEANSDUCTOR IE A.\ DUCTOR
n_ o ECEPTOR

SISTEMA DE DOS

| \ \ TRANSPU rroan/{

\} SISTEMA DE LN

FRANSDUCTOR

TRANSDOCTOR
PMISORRECEFTOR

Figura 11.43 Efecto Doppler en un fluido dentro de una tuberia.

La velocidad del sonido en el flujo es constante y conocida. Se debe conocer el angulo de
reflexion de las ondas emitidas por el dispositivo y la frecuencia de emision asi como

medir la frecuencia de la onda reflejada.

Para el cédlculo de la velocidad en el fluido se utiliza la siguiente expresion:

Vs(fe — 1)

I1.37
" 2cosf ( )

Ventajas de los medidores ultrasénicos:

+  Alta precision.
4 Capacidad para la medicion bidireccional.
4 No tiene partes moviles.

4 Mantenimiento muy sencillo comparado a otros equipos.

Desventajas de los medidores ultrasénicos:

+ Relativamente alto costo.
4 Disminuye su precision cuando se presenta gran cantidad de solidos.

% Lainstalacion del medidor con efecto Doppler es complicada.

[1.4.2 MEDIDOR DE FLUJO TIPO PLACA DE ORIFICIO

Las placas de orificio son los mstrumentos de medicion de fluidos mas comunes para
llevar a cabo la medicién de fluidos. En la industria petrolera tienen uso principalmente
en la medicion de corrientes de gas. Son dispositivos que causan caidas de presion, por lo

que son denominados dispositivos de presion diferencial.
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Descripcién

La placa de orificio es el elemento primario para la medicion de flujo mas sencillo; es una
lamina plana circular con un orificio concéntrico, excéntrico o segmentado y se fabrica de
acero moxidable. La placa de orificio tiene una dimensién exterior igual al espacio
interno que existe entre los tornillos de las bridas del montaje. El espesor del disco
depende del tamario de la tuberia y la temperatura de operacion. En la cara de la placa de
orificio que se conecta por la toma de alta presion, se coloca perpendicular a la tuberia y
el borde del orificio se tornea a escuadra con un angulo de 90° ; al espesor de la placa se
la hace un biselado con un chaflin de un dngulo de 45° por el lado de baja presion. El
biselado afilado del orificio es muy importante, es practicamente la unica linea de
contacto efectivo entre la placa y el flujo, cualquier rebaba, o distorsiéon del orificio
ocasiona un error del 2 al 10% en la mediciéon, ademas, se le suelda a la placa de orificio
una oreja, para marcar en ella su identificacion, el lado de entrada, el namero de serie, la
capacidad, y la distancia a las tomas de presion alta y baja. El esquema de funcionamiento

de una placa de orificio se muestra en la figura 11.44.

E
— ==
Cara aguas arriba %__ Cara aguas abajo
7

T
Direccion del D d ~ Eecentral
agua de la tuberia
|
\ !
— /45°

Placa orificio

Figura 11.44 Representacion esquematica de la instalacion de una placa de oficio en una
tuberia.

En ocasiones a la placa de orificio se le perfora un orificio adicional en la parte baja de la
placa para permitir el paso de condensados al medir gases, y en la parte alta de la placa

para permitir el paso de gases cuando se miden liquidos.

Este dispositivo basa su principio de funcionamiento en funcion del cambio de
velocidades y presiones. En una tuberia por donde circula un fluido se presenta la
sigutente relacion: cuando se mcrementa la velocidad del flujo el valor de la presion

disminuye, y cuando la velocidad del fluyjo disminuye se incrementa el valor de la presion.
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Cuando el fluyjo pasa por una tuberia sin restriccion alguna, la presion y la velocidad
permanecen constantes en todos sus puntos; bajo esta condicién el flujo presenta un valor

de presion estatica antes de entrar a la placa de orificio.

Cuando el flujo encuentra alguna restriccion, en este caso la placa de orificio colocada
transversalmente en la tuberia horizontal, presenta una disminucién en la velocidad y por

lo tanto un mcremento de presion justo antes del orificio.

Al pasar el fluyjo a través del orificio para compensar la disminucion del area, se presenta
un incremento en la velocidad hasta su valor maximo y el valor de la presion disminuye

llegando asi a su minimo valor.

Posteriormente el flujo comienza a dispersarse, disminuyendo su valor de velocidad y
aumentando su valor de presion, debido a que se incrementa el area por donde circula

(tuberia).

Para poder llevar a cabo la medicion de las presiones, se instalan dos tomas de presion
colocadas antes y después de la placa de acero. Estas tomas pueden colocarse de

diferentes formas:

A. Toma en brida: la medicion de presion se lleva a cabo en las bridas que soportan
la placa de orificio, que son colocadas a 1 [pg] de distancia de la placa de orificio,

sin perforar la tuberia. Este tipo de toma se ilustra en la figura I1.45.

B. Toma en vena la contracta: La medicion de presion antes de la placa de orificio se
lleva a cabo a una distancia equivalente de 1 diametro de la tuberia y la medicion
posterior se lleva a cabo en el punto donde se presente el diimetro mds pequerno
de la vena (area minima del flujo), lo cual depende de la relacion entre el

didmetro de la placa y el de la tuberia. Lo anterior se ilustra en la figura I1.45.

C. Toma en la camara anular: La mediciéon de presion se lleva a cabo
mmediatamente antes y después de la placa de orificio, utilizando una cimara

anular especial. Esto se ilustra en la figura I1.46.

D. Toma en la tuberia: La medicion de presion se llevar a cabo antes y después de la
placa de orificio, a una distancia equivalente de 2 3 diametros y 8 diametros

respectivamente. Queda ilustrado en la figura 11.46.
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_— Placa orificio

a) Tomas en la brida

Toma aguas arriba  Toma aguas abajo

b) Tomas en la vena contraida  ppacq orificio
e

Toma aguas arriba Toma aguas abajo

Figura I1.45 Tomas en brida v en vena contraida.

¢) Tomas en la camara anular

Toma aguas arriba Toma aguas abajo

Figura I1.46 Tomas en cimara anular v en tuberia.

La presion diferencial que se presenta en este tipo de medidor se registra empleando un
tubo en forma de U con mercurio o agua y utilizando transmisores diferenciales como se

aprecia en la figura 11.47.
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Flaca Orificio

Figura I1.47 Medicion utilizando un tubo en forma de U y utilizando transmisores

Existen diferentes tipos de orificio en una placa de acuerdo al tipo de flujo existente. Una

placa de orificio puede presentar las geometrias mostradas en la tabla II.6 y que se

diferenciales.

lustran en la figura 11.48.

Tabla I1.6 Geometria v aplicacion de los distintos tipos de placa de orificio.

Tipo

Abplicacién

Concentrica

Para gases y liquidos limpios

Excentrica (A)

Aceite con cantidades considerables de gas.

Excentrica (B)

Gases en donde los cambios de presion provoquen formacion de condensados.

Segementada

Aceites y gases con posible sedimentacion de solidos.

Concentrico Excéntrico Segmental

Figura I1.48 Tipos de placa de orificio.

Principio de funcionamiento

El principio de funcionamiento de las placas de orificto parte del principio de

conservacion de la energia aplicado en un volumen de control de fluido que se expresa

matematicamente como la ecuacion de Bernoulli” de la siguiente manera:

1 1
P1V1 + Emlvlz + mlhlg = P2V2 + Emzvzz + mzhzg,
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Donde:

< v

3

1y2

Presion.

Volumen.

Masa.

Velocidad del flujo.

Altura de referencia del flujo.

Valor de la aceleracion de gravedad.

Subindices asociados al estado en el que se encuentra el fluido.

La ecuacion I1.38 considera los cambios entre la energia asociada a la presion, la cinética

y la potencial.

La ecuacién de Bernoulli toma en cuenta las siguientes consideraciones:

A.

D.

Flujo sin friccién. Cero pérdidas de energia a causa de friccion, ya sea en el fluido

mismo o entre el fluido y las paredes del tubo.

Pérdidas o ganancias de calor nulas. A causa de transferencia de calor entre el

fluido y sus alrededores.

Conservacién de la energia total. Considerando la energia Cinética, la potencial y

la asociada a la presion.

Fluido incompresible. Densidad constante en todo el volumen de control.

Si ademas consideramos que el flyjo en la tuberia se da de manera horizontal podemos

trabajar la ecuacion anterior para obtener un modelo teérico que se puede aplicar en

medidores de flujo de presion diferencial como las placas de orificio.

El modelo teérico es:

(I1.39)
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Doénde:

q» Gasto volumétrico.

A Area.

P Presion.

p Densidad.

1y2 Subindices asociados al estado en el que se encuentra el fluido.

Este modelo teorico no es aplicable a medidores reales porque no se consideran las
pérdidas de energia por friccion y porque se considera un flujo mcompresible,
suposiciones que no son validas para el flujo de gas. Ademas de las anteriores, debido a la
geometria de las obstrucciones se forman aéreas de turbulencia que no fluyen en las
mmediaciones de la salida de la placa, esto causa una variacion en las mediciones tedricas

respecto a las mediciones reales.

Por las razones anteriores se introducen a la ecuacion una serie de factores de correccion.
El primero de ellos es el coeficiente de descarga. Este coeficiente estd en funcion del
numero de Reynolds propio del flyjo y se obtiene de pruebas de laboratorio o se puede

estimar por medio de correlaciones.

El segundo coeficiente que se debe agregar es el factor de expansion que corrige la

ecuacion para poder utilizarla en fluidos compresibles.

También se recurre a un factor de velocidad de aproximacién que corrige los errores

debidos a la turbulencia cercana a la salida del dispositivo.

De todo lo anterior obtenemos la ecuacion utilizada por los medidores de placa de

orificio para determinar el flujo:

2

d
Gm = CEST\/Zpl(Pl —P,), (11.40)

Donde:
Qm Gasto masico.
Coeficiente de descarga.
E Coeficiente de velocidad de aproximacion.
€ Coeficiente de expansion.
d Diametro del medidor.
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p Densidad del fluido.
p Presion.
1y2 Subindices asociados al estado en el que se encuentra el fluido.

Kl coeficiente de descarga se determina experimentalmente, y los de expansién y de

velocidad de aproximacion se calculan de la siguiente manera:

1(P,—P,)
e=1-(041+0.358)————2°, (I11.41)
Y Py
Y
E ! (11.42)
1— g% '
Doénde:
E Coeficiente de velocidad de aproximacion.
c Coeficiente de expansibilidad.
y Relacion de calores especificos.
B Razoén entre los diametros.
P Presion.
1y2 Subindices asociados al estado en el que se encuentra el fluido.

Por dltimo, la relacion de calores especificos y la relacion de didmetros quedan

determinadas de la siguiente manera:

ﬁ=% y Y=%, (11.43)
v
Doénde:
y Relacion de calores especificos.
B Razo6n entre los didmetros.
d Presion.
D Subindices asociados al estado en el que se encuentra el fluido.
Cp Calor especifico del gas a presion constante.
C, Calor especifico a volumen constante.
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A pesar de lo complicado que puede parecer el principio de funcionamiento y de las
suposiciones que se hacen para utilizar el modelo de Bernoull, la aplicacion de los
factores de correccion ofrece una muy buena aproximacion a valores aceptables del flujo.
Tiene la desventaja de que se deben conocer algunos parimetros como la densidad del
fluido, sin embargo su colocacién es muy facil y practica, ademas de que posee la ventaja
de que la placa con orificio se puede cambiar con suma facilidad y no requiere de

demasiado mantenimiento. Estos puntos se pueden resumir de la siguiente manera:

Ventajas del uso de la placa de orificio:

Pocas restricciones de mstalacion.
Confiabilidad y simplicidad en el disefo.
Facil manejo.

No cuenta con piezas moviles.

Buena precision.

oM B M M R

El mismo transmisor puede ser utilizado para la medicion de nivel y de medicion
de presion relativa y flujo.

Desventajas del uso de la placa de orificio:

Rango limitado de medicién.
Deterioro con el ttempo.
Alta pérdida de carga.

Sensible a la turbulencia aguas arriba.

oM M

Requiere cierta longitud de tramo recto aguas arriba, lo que hmita donde se
coloque el medidor.

4 La precision del sistema es muy dependiente de la forma en que estd instalado y
mantenido.

4 La precision se ve afectada por el desgaste y los dafos a la restriccion.

11.4.3 MEDIDOR DE FLUJO TIPO CONICO

Es un medidor de flujo de tipo presion diferencial; utiliza el mismo principio fisico que
otros medidores de flujo de presion diferencial: el teorema de conservacion de la energia
del fluyjo de fluidos a través de una tuberia. No obstante, las caracteristicas de desempeno
del V-Cono, son el resultado de su exclusivo diseno, que incluye un cono central en el

mterior del tubo como se aprecia en la figura 11.48.
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Figura I1.48 Medidor tipo conico instalado en una tuberia.

Descripcion

El conico es similar a otros medidores de presion diferencial en cuanto a las ecuaciones
de fluyjo que utiliza, sin embargo su geometria es muy diferente a la de los medidores de
presion diferencial tradicionales como los de placa de orificio. El conico obtura el flujo
mediante la colocacion de un cono en el centro de la tuberia, esto obliga a que el caudal
que se mueve por el centro de la tuberia fluya alrededor del cono. Esta geometria

presenta muchas ventajas con respecto a los tradicionales medidores concéntricos.

La forma del cono ha sido evaluada y analizada durante mas de diez anos para obtener el
mejor rendimiento en diferentes condiciones. En la figura I1.49 se aprecia su
funcionamiento y un ejemplo de un medidor conico instalado.

Py ~ Dp =

F'1‘_jj | P2
U I

I

[ I
- |
P . ! ‘I Orificio de
: D FLUJO = [ I | Baja
{ A ’ Presion
-

s 1

Figura I1.49 Medidor tipo cono visto de perfil.

Principio de funcionamiento

El principio mds importante es el teorema de Bernoulli sobre la conservacion de la
energia dentro de un tubo cerrado. Este teorema dice que la presion que existe dentro de
un tubo con flujo constante es mversamente proporcional al cuadrado de la velocidad del

fluido dentro del tubo.
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Cuando un area de seccion transversal de un ducto cerrado es reducida por un cambio
de didmetro o por el uso de un elemento que produce un diferencial, la velocidad de los
fluidos es incrementada al atravesar por un cambio de drea expuesta al flujo (ecuacion de

continuidad).

El cono mteractiia con el flujo del fluido, modificando su perfil de velocidad para crear
una region de presion mas baja inmediatamente aguas abajo del cono. La diferencia entre
la presion estatica de la linea y la presion mas baja creada aguas abajo del cono se mide a
través de dos tomas piezosensibles. Una de las tomas se coloca inmediatamente aguas

arriba del cono y la otra se coloca en la cara orientada aguas abajo.

La posicion central del cono en la linea optimiza el perfil de velocidad del fluyjo en el
punto donde se hace la medicion (figura I1.50), asegurando mediciones de flujo
altamente precisas y confiables, sin importar la condicion del flujo aguas arriba del
medidor.

Velocidad cero

Velocidad , Velocidad
del fludo ——— maxima

Figura I1.50 Perfil de velocidad del medidor tipo conico.

Las ecuaciones empleadas para este tipo de medidor son las mismas que las empleadas
por la placa de orificio debido a que su principio de funcionamiento es el mismo y solo

cambian en su diseno.
2

nd
CIm:CEST\/ZP1(P1—P2)' (11.44)

Donde:

Qm Gasto méasico.

C Coeficiente de descarga.

E Coeficiente de velocidad de aproximacion.

c Coeficiente de expansibilidad.

d Diametro del medidor.

p Densidad del fluido.

p Presion.

1y2 Subindices asociados al estado en el que se encuentra el fluido.
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Ventajas de los medidores tipo cono:

*

Debido a la msercion de una figura conica que interactia con las lineas de alta
velocidad del perfil de velocidades, permite medir flujos con numeros de
Reynolds menores.

Caida de presion mas grande: se supone que las lecturas del diferencial de
presion seran mayores a las del Venturi, dando como resultado mayor
sensibilidad al instrumento.

Mezcla estatica, ya que cuando el instrumento entra en contacto con el perfil de
velocidades, mezclara  todas las zonas del perfil, homogenizando sus
propiedades, requiriendo por tanto menor distancia entre los accesorios.

El amplio uso del instrumento, ya que se puede usar en fluidos que no estén en
un solo estado, refiriéndonos a fluidos con calidad (X) entre 0 y 1; como por

ejemplo gas himedo.

Desventajas de los medidores tipo cono:

oM

Rango limitado de medicion.

Deterioro con el tiempo.

Alta pérdida de carga.

Requiere longitud de tramo recto aguas arriba, lo que Iimita donde se coloque el
medidor.

La precision se ve afectada por el desgaste y los daiios a la restriccion.

11.4.4 MEDIDOR DE FLUJO TIPO CORIOLIS

Los medidores de masa tipo coriolis fueron introducidos a principios de 1980 y han

ganado aceptacion como medidores precisos y confiables.

La medicion que lleva a cabo este medidor es conocida como directa o dinamica, la cual

da una senal directamente proporcional al caudal masico y casi independiente de las

propiedades del fluido como son: la conductividad, presion, viscosidad o temperatura.

Este instrumento mide de forma directa la masa de un flyjo sin tener que recurrir a

mediciones de velocidad o a conocer la densidad del fluido. Es muy util en el mercado

aunque su mantenimiento y su costo no son los mas accesibles de los dispositivos

disponibles en el mercado.

104



CariTuLo I EQUIPOS Y SISTEMAS DE MEDICION.

Descripcién
Cada sensor de fluyjo tipo coriolis consiste en uno o dos tubos encapsulados en un

compartimiento.

Dentro de la carcasa, el tubo medidor de flujo vibra bajo frecuencia conocida. El tubo es
movido por una bobina electromagnética que genera un movimiento constante; cuando el
tubo es energizado, esta bobina localizada en el centro de las curvas, causa que los tubos
oscilen en sentido opuesto. La vibracién cuenta con una amplitud menor a una décima

de pulgada y una frecuencia de 80 ciclos por segundo aproximadamente.

Como los tubos del medidor coriolis vibran en sentido opuesto, éstos estan balanceados y
aislados de la vibracion externa o los movimientos externos del medidor. En los
medidores de flujo tipo coriolis de dos tubos paralelos, cuando el fluido entra al sensor es
divido entre los dos tubos internos a través de un manifold y la mitad del flyjo pasa por

cada tubo como se muestra en la figura IL51.

o ahd Flow inlet _

Figura I1.51 Medidor coriolis instalado en una tuberia.

Los detectores de velocidad electromagnética localizados en cada extremo del tubo
sensor, miden la velocidad de la vibracién del tubo. El flujo masico es determinado
midiendo la diferencia de tiempo que se genera en el desfase entre las dos ondas
sinusoidales que son obtenidas por los medidores electromagnéticos. Estos detectores
son llamados bobinas colectoras de sefal y estin compuestas por un electromman y una
bobina. Estas bobinas estin montadas a un lado de las piernas de uno de los tubos y el

electromman esti montado en el lado opuesto como se muestra en la figura 11.52.
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Salida de flujo

N N\
\/

Onda senoidal

Sine Wave

Figura I1.52 Principio de funcionamiento del medidor tipo coriolis.

Cada bobina se mueve a través de un campo magnético uniforme cercano al magneto. El
voltaje generado por cada bobina crea una onda sinusoidal. Como los imanes estin
montados en un tubo y las bobimas en el tubo opuesto, la onda sinusoidal generada

representa el movimiento de un tubo con respecto al otro.

Ambas bobinas colectoras (la de la entrada y la de la salida) generan ondas sinusoidales
continuamente cuando los tubos estian oscilando. Cuando no hay fluyjo en la tuberia no
estd presente el efecto coriolis y las ondas sinusoidales estan en fase y coinciden unas con

otras como se muestra en la figura I11.53.

Ausencia de flujo

Vista en planta

Lado de entrada

Transductor de salida

, / N\
\_/ \_/ Lado de entrada
[\

N /N
N/

< En fase

N
Lado de salida U

Lado de salida

Figura I1.53 Ondas sinusoidales cuando hay ausencia de flujo en el medidor tipo Coriolis.

Cuando el fluido se esta desplazando a través de los tubos del sensor, la fuerza coriolis es
inducida en ambos extremos (entrada y salida). Esta fuerza causa que los tubos se curven

uno con respecto al otro.
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La masa del fluido que atraviesa los tubos del sensor genera la fuerza de coriolis que se
opone a la vibracion de los tubos. Cuando se produce la fuerza de coriolis, las ondas que
miden las dos bobinas se desfasan y esta diferencia es directamente proporcional a la

cantidad de masa que esta presente en los tubos.

ﬂ'..T MICTOSSCONOS ;
Flujo

ladode entrada ¥ ¥

J /N
VAR, BN

Lado de salida

Figura I1.54 Ondas sinusoidales cuando hay presencia de flujo en el medidor tipo coriolis.

De acuerdo a la segunda ley de Newton de movimiento, la magnitud de la deformacion
del tubo sensor es directamente proporcional a la cantidad de flujo masico que esta

pasando a través del tubo.

Principio de funcionamiento

El efecto coriolis es una fuerza aparente que se hace presente cuando un observador que
estd posado sobre un sistema de referencia que gira de forma constante, presencia el
movimiento de un cuerpo (o un fluido), que desde un punto de referencia inercial que
contiene a todo el sistema es un movimiento recto uniforme. Debido a que el
movimiento natural de los cuerpos es permanecer bajo velocidad constante y en forma
recta y a que el sistema de referencia se encuentra girando, el cuerpo en movimiento
pareciera experimentar una curvatura. Bajo el paradigma de la mecanica clasica la
curvatura que presenta el movimiento del cuerpo es debida a una fuerza, esta fuerza es la

fuerza de coriolis.

Los medidores coriolis miden la cantidad de masa basandose en la segunda ley de
Newton:

F=m2 11.45
=m -, (I1.45)
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Donde:

F Fuerza.

m Masa.

v Velocidad.
t Tiempo.

Los medidores coriolis miden la mercia asociada al flujo y de esta manera se cuantifica la

masa.

Cuando el flujo entra a los tubos debido a la inercia de su movimiento trata de continuar
una trayectoria recta, sin embargo, los tubos vibran de forma regular por lo que la
resistencia que opone el flujo al movimiento vibratorio de los medidores ocasiona una
variacion en la vibracion de la que se mide su frecuencia y que se correlaciona con el flujo

masico de la siguiente manera.

Se parte enunciando la ecuacion que describe a la fuerza de coriolis:

F.=2mvw, (11.46)
Donde:
E, Fuerza de coriolis.
m Masa.
v Velocidad del fluido dentro del tubo.
w Velocidad angular.

Para determinar el flujo masico se requiere determinar el momento creado en el tubo
por la fuerza coriolis que puede ser representado en el tubo por medio de dos fuerzas de
1gual magnitud aplicadas sobre el mismo brazo de palanca. El tubo vibra alrededor del eje
0 — 0 debido a la accion de la bobina electromagnética y las fuerzas de coriolis crean un

momento oscilatorio M alrededor del eje R — R como se muestra en la figura I1.55.
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m
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Figura I1.55 Representacion de las fuerzas que actiian sobre un tubo que forma un medidor
coriolis.
El momento se indica como:
M= Fr+Fnr=2Fr, (11.47)
Donde:
F Fuerza.
r Brazo de la palanca.
M Momento.
1,2 Subindices que indican el segmento de tubo.

Debido a que esta fuerza es la misma que la producida por el efecto Coriolis se describe
el momento como:

M=4mvwr, (11.48)

Ahora utilizando las definiciones de velocidad del flujo en el tubo y de gasto madsico:

L

V= 7 (11.49)

Y
m

m = T (11.50)
Respectivamente, donde:
v Velocidad del flujo dentro del tubo.
L Longitud del tubo.
m Masa que fluye en el tubo.
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Qm Gasto masico en el tubo.

t Tiempo asociado al flujo del fluido.

De las dos ecuaciones anteriores se obtiene:

L
p =dm> (11.51)
m

Esta expresion se sustituye en la ecuacion 11.52, obteniendo:

m L

M=4mwr =4wqylr, (11.52)

El momento que experimenta el tubo se compensa con la rigidez del mismo, que genera

un momento de igual magnitud pero sentido contrario. Este momento es expresado por:

T=k,80, (11.53)
Donde:
T Momento de resistencia generado por la rigidez del tubo.
k, Coeficiente de torsion del material.
0 Desplazamiento angular.

Igualando el momento generado por la fuerza de coriolis y el de resistencia ejercida por

la ngidez del objeto se obtiene:

T=M = k,0=4wqylLr, (11.54)

De la ecuacion anterior se obtiene la primera ecuacion para determinar el flujo masico:

K, 0

m

Se puede relacionar el dangulo de desplazamiento 8 por medio de una expresion de su

seno de la siguiente manera:

Lwt
2r '’

senf = (11.55)
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Doénde:

2] Angulo de desplazamiento.

L Longitud del tubo perpendicular a la tuberia.
w Velocidad angular.

t Tiempo asociado a la vibracion del tubo.

r Brazo de palanca ejercido por las fuerzas.

Debido a que el desplazamiento angular de los tubos es muy pequeno se recurre al

siguiente limite para realizar una aproximacién:

limsing = 6, (11.56)
6-0

Por lo que se aproxima de la siguiente manera:

p Lot
T o2r’

(I1.57)

Sustituyendo la aproximacién anterior, valida para los medidores de coriolis, se obtiene la

tltima expresion para calcular los flujos de masa:

K. Lwt k.t
Mm=2wlr2r 8r2 (11.58)
En la ecuacion anterior se puede notar que el flujo de masa es directamente proporcional
al tiempo de vibracién y por lo tanto basta con conocer la frecuencia asociada con el flujo
para obtener con ello el gasto masico del fluido. La constante k,- y 7 son especificaciones
técnicas del material y la geometria de los tubos respectivamente y deben ser dadas por el
fabricante u obtenidas por pruebas de laboratorio.

Por lo que la ecuaciéon para determinar el flujo masico por medio de un medidor tipo
Coriolis es:

k.t
8r2’

Gm = (I1.59)
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Ventajas del medidor tipo coriolis:

Medicion directa de masa, alta precision, amplio rango.

Medicion multivariable (caudal, densidad y temperatura) desde un solo
dispositivo.

No hay partes moviles con excepcion de los tubos vibratorios.

Se puede mstalar en cualquier lugar sin necesidad de climatizar el caudal o de
mstalar un sistema de tuberias recto.

Precision en una gran variedad de caudales con un solo medidor

Medicion directa y repetible de gasto masico

Desventajas del medidor tipo coriolis:

*

e

Su utilizacién en la medicion de flujo de gases es limitada debido a la baja inercia
asociada al flujo de gases.

Su utihizacion es hmitada en aplicaciones de medicion de flujo en tuberias de
didmetros superiores a 6 [pg] debido al tamano de los sensores.

Son costosos, por lo que no se recomienda para aplicaciones sencillas en las
cuales no se requiera de exactitud y en las que se pueda utilizar satisfactoriamente
otro medidor.

Las constantes vibraciones pueden originar fallas en la soldadura del tubo.

Es muy voluminoso.

No es apto para gastos grandes.

[1.5 MEDICIONES EMPLEADAS EN OPERACIONES DE QUEMA Y VENTEO

A dltimas fechas en nuestro pais se han intensificado los esfuerzos por aumentar el

aprovechamiento de gas, esto debido a la necesidad de satisfacer las necesidades de la

industria nacional, especialmente de la industria eléctrica. Dicha necesidad incluso ha

mcentivado las propuestas de reforma energética que pretenden aumentar la produccion

de gas a través del aprovechamiento acelerado de los yacimientos de shale gas. De lo

anterior, es evidente la necesidad de aumentar la capacidad de manejo de gas y de reducir

sus pérdidas al minimo necesario. De ello la importancia de contar con informaciéon que

permita gestionar de mejor manera lo relacionado a este problema.
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La quema y el venteo de gas deben ser medidos para poder tener referencia de las
pérdidas del mismo producto que se traducen en pérdidas econdémicas y en danos al
medio ambiente. Esta medicion se realiza por medio de medidores dinamicos que

permiten medir los flujos de gas previo a realizar el venteo o la quema del mismo.

Los medidores ultrasonicos son de uso comin debido a su versatilidad y facil instalacion
(hgura II.56). Los medidores utilizados en este proceso presentan el mismo

funcionamiento que los presentados anteriormente.

Figura I1.56 Medicion de la cantidad gas mandado a quema por medio un medidor

ultrasonico.

Aunque no es coman también se pueden utilizar otro tipo de medidores utilizables para

la medicion de gas como por ejemplo las placas de orificio.

11.6 MEDIDORES AUXILIARES

Ademas de los diferentes medidores utilizados para medir el caudal es importante contar
con informacién complementaria asociada a las condiciones de flujo. Algunos parametros

convenientes que se deben medir son:

Presion.
Densidad.

Temperatura.

#

Corte de agua.
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Los mencionados parametros permiten conocer las condiciones de fluyjo para
posteriormente realizar las correcciones necesarias y poder estimar los caudales medidos

a condiclones estandar.

11.6.1 MEDIDORES DE PRESION

Existen en la industria una gran cantidad de instrumentos utilizados para la medicion de
presion en las tuberias. Existen diferentes variantes que funcionan bien para la mayoria
de los casos, variando tnicamente sus propiedades metrologicas como la precision y el
rango. En general se hace uso de manémetros que transmiten la senal de manera

automatica a una computadora por medio de una interfaz electronica.

Este tipo de medidores realizan la medicion de la presion por medio de distintos
principios fisicos, por ejemplo, a través de sensores piezoeléctricos, mecanicos (como el

manoémetro de Burdon presentado en la figura I1.57, entre otros.

Figura II1.57Mandémetro tipo Bourdon

En general se recurre a manometros de tipo Bourdon en cabeza de pozo y en las baterias
se utihizan dispositivos electronicos de mayor sensibilidad y precision como manémetros

electronicos (figura I11.58).

Figura I1.58 Manometro electrénico.
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11.6.2 MEDIDORES DE TEMPERATURA

La temperatura es un parametro importante que se debe considerar cuando se realizan
mediciones de hidrocarburos, ya que modifica el volumen de los fluidos expandiendo en
mayor medida a los hidrocarburos voldtiles y a los gases. La temperatura se puede tomar
en fluidos estiticos o en fluiddos dindmicos y para cada condicion se consideran

mmstrumentos diferentes.

Medicion estitica de la temperatura
Para la determinacion de la temperatura se pueden usar termémetros electréonicos
digitales, con una incertidumbre baja y/o termometros de mercurio de vidrio (con

mcertidumbre mayor al electrénico).

El termometro electronico portatil (figura 11.59) es el instrumento recomendado para la
medicion manual de temperatura en tanques de almacenamiento. Se considera que un
termoémetro de este tipo ha alcanzado estabilidad cuando la lectura varia por no mas de
0,2 [°F] en 30 [s].

—— Display

Encendido/Apagado

™~ Polo aTierra

Sensor de Temperatura

- ——

Termosonda de Acero Inoxidable

Figura I1.59 Termémetro electronico.

Procedimiento para determinar la temperatura en condiciones estaticas
La temperatura del producto en cualquier tanque debe ser tomada inmediatamente antes
o después de la medicion de nivel. Para conseguir lecturas exactas se debe proceder de la

sigutente forma:

1) Verificar la funcionalidad del equipo antes de la medicion, comparandolo contra
un termometro de referencia certificado y examinando el exterior de la sonda

para asegurarse de que esté lmpia.
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4)

Acoplar la conexion eléctrica a tierra entre el termémetro y el tanque, antes de

abrir la escotilla de medicion.

Bajar la sonda del PET hasta el nivel deseado.

Levantar y bajar la sonda aproximadamente 30 [cm] por encima y por debajo del

nivel predeterminado para lograr una rapida estabilizacion de la temperatura.

Cuando la lectura de temperatura se haya estabilizado y permanezca dentro de +/-
0,2 [°F] (0,1[°C]) durante 30 [s], es momento de registrarla (con aproximacion de

0,1[°F).

Si se mide la temperatura en niveles multiples (es decir se toman varias
temperaturas a lo largo del contenido del tanque), se registra la lectura de las
medidas de las temperaturas de cada nivel y se promedian todas las lecturas

redondeando el resultado final con aproximacion de 0,1 [°F].

La temperatura se debe tomar de abajo hacia arriba (de fondo a superficie) en
condiciones estaticas, debido a que en el fondo hay menor temperatura (gradiente
de temperatura) que en la superficie y esto facilita la toma de datos y la

estabilizacion de la temperatura en el equipo.

Una vez se ha retirado el termémetro, cierre la boquilla de medicion y retire la

conexion a tierra.

El equipo debe limpiarse y almacenarse en un lugar apropiado después de su

utilizacion.

Medicion dinamica de la temperatura

La medicion de la temperatura tiene principal importancia en el flujo de gases debido a la

alta dependencia de los mencionados fluidos de este parametro. Para la medicion se

recurre al uso de termopares industriales especiales para las condiciones de trabajo que

mmplican los flujos de hidrocarburos.

Los termopares son sensores de temperatura cuyo principio fisico se basa en la

resistividad de los metales, es decir en variaciéon de la resistencia de un conductor con la

temperatura. Esto se debe a que al incrementar la temperatura los 1ones vibran con

mayor amplitud y asi se dificulta el paso de los electrones a través del conductor.
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Fl siguiente es el procedimiento empleado para medir la temperatura:

1)

2)

La porcién calentada consiste de dos termopozos metdlicos que se encuentran
haciendo contacto con medidores de temperatura.

Fl calor se suministra a un gasto constante por medio de una resistencia localizada
en uno de los termopozos.

La elevada temperatura de la superficie metélica de dicho termopozo se mide con
un sensor activo.

La temperatura del fluiddo se mide por un segundo sensor de referencia con
ensamblaje 1déntico al del sensor colocado muy cerca del termopozo de
referencia.

En este ensamblaje el termopozo de referencia no es energizado y solo sirve
COMO Mmasa pasiva.

Esto le da al sensor de referencia las mismas caracteristicas dinamicas térmicas del
sensor activo. Esta configuracion asegura que cambios violentos en la temperatura
afecten al sensor activo en la misma proporcion que al sensor de referencia,

manteniendo de esta forma la exactitud del instrumento.

Por lo general se basan en la siguiente ecuacion debido a su linealidad:

Donde:
R

Ro
a

AT

R = Ry(1 + a AT), (11.60)

Resistencia a condiciones de flujo.
Resistencia a condiciones de referencia.
Coeficiente de variacién de la resistencia en funcién de la temperatura.

Variacion entre la temperatura de referencia y la del flujo.

11.6.3 MEDIDORES DE DENSIDAD

Medicién estatica de densidad

La medicion estitica de la densidad se lleva a cabo normalmente por medio de un

mstrum

ento denominado densimetro. Este es un instrumento de medicion que sirve para

determinar la densidad relativa de los liquidos, sin necesidad de calcular antes su masa y

volumen. Normalmente estd hecho de vidrio y consiste en un cilindro hueco con un

bulbo pesado en su extremo, para que pueda flotar en posicion vertical.
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Fl fundamento fisico de las mediciones con densimetros esta basado en el principio de
Arquimedes, que aprovecha el equilibrio de fuerzas (la flotaci6n), para determinar: que
siendo el densimetro un objeto de peso constante, su fuerza estd relacionada con el
arrastre de volumen que tenga sobre el liquido; es decir, para liquidos menos densos,
puede arrastrar mds volumen y por lo tanto sumergirse mas. Todo esto se ve reflejado en
la altura final (del densimetro) a la que se encuentre el nivel del liquido. En la figura I1.60

se 1lustra su funcionamiento.

Figura I1.60 Densimetro.

La importancia de medir la densidad, o la gravedad API, en el caso de los crudos, es
debido a que en muchos procesos éste es un parametro critico e importante. Para la
industria del petroleo, es necesario tener plenamente identificado el crudo, pues éste

cambia con el tiempo (el valor comercial, su contenido de agua, etc.).

Los densimetros para crudo pueden ser “hidrometros” o “termohidrometros”. La tinica
diferencia radica en que el “termohidrometro” contiene en su interior un termometro

(también de Hg), con el que se pueden realizar mediciones de temperatura.

Es mmportante senalar que este parametro también se puede obtener por medio de
pruebas de laboratorio, por ejemplo a través de la medicion separada de su masa y del
volumen, asi como por medio de mstrumentos como la balanza de lodos aunque en la

practica comun no son utilizados con frecuencia.

Medicién dindmica de la densidad
Los medidores de densidad estan diseniados para la medicion fiscal de petroleo crudo,
hidrocarburos refinados y liquidos de proceso no agresivos. El medidor de densidad esta

disenado para funcionar con una de dos configuraciones de la electrénica:
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Como un sensor que envia una salida de frecuencia a un convertidor de senales. Como
un transmisor hasta con 3 salidas analégicas integradas. Los medidores de densidad son

calibrados en la fabrica y no se requiere calibracion in situ.

Los calculos se realizan junto con un convertidor de senales (para la version de salida de
frecuencia) o dentro de la electronica del transmisor integrado. Se puede utilizar
cualquiera de estos parametros para impulsar las salidas analogicas (provenientes del

convertidor de senales o del transmisor).

Principio de funcionamiento de los medidores dindmicos de densidad

Todos los medidores de densidad de liquidos funcionan usando el mismo principio
general que se asemeja a un sistema de masa-resorte. Cuando se desplaza y se libera una
masa sobre un resorte, éste oscilara a una frecuencia natural hasta que quede en reposo
debido al amortiguamiento viscoso. Cuando se aplica una fuerza impulsora a la masa para

superar el efecto de la atenuacion, la vibracién se mantiene en resonancia.

A medida que la densidad medida del producto cambia, también cambia la masa vibrante

del medidor de densidad, que es detectada por un cambio en la frecuencia resonante.

El densimetro mstalado utiliza un tubo vibrante para medir la densidad. Mientras la
densidad del liquido cambia, éste afecta la masa vibrante en el medidor. Este cambio en
la vibracion de la masa afecta la frecuencia de resonancia, la cual es Inversamente

proporcional a la densidad del fluido de proceso.

Al estar monitoreando la frecuencia resonante y aplicando las conversiones apropiadas, el
densimetro puede proveer un dato muy preciso en linea. Se ilustra este tipo de

dispositivos en la figura 11.61.

Figura I1.61 Medidor de densidad con resorte.
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Este medidor se puede montar en cualquier dngulo pero se recomienda que a bajos
gastos, 750 litros/hora (2.7 gal/min), se monte verticalmente o en un angulo en el que el
liquido fluya en una direccion ascendente. Para caudales continuos, 2000 a 3000
litros/hora (7.4 a 11.1 gal/min), se puede seleccionar la posiciéon de montaje (figura 11.62)
de manera que se simplifique el trabajo asociado con la tuberia y para ayudar a minimizar

las pérdidas de presion y de temperatura.

—_—
|

o
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Método de tubo doblado en S Método con bomba Método con placa de orificio

Figura I1.62 Posiciones de montaje del medidor dindmico de densidad.

11.6.4 MEDIDORES DE CORTE DE AGUA
Existen diferentes medidores de corte de agua, la mayoria basados en principios
eléctricos que 1dentifican la variacion de las propiedades eléctricas en funcion de la
presencia de agua; también existen de tipo quimicos por medio del uso de pastas

mdicadoras que reaccionan quimicamente con la presencia de agua.

Medicién estatica de corte de agua

El nivel de agua libre almacenada en los tanques de almacenamiento atmosféricos debe
medirse empleando el método de medicion a fondo con cinta de medicion a fondo y
utilizando pasta indicadora de agua.

Fl procedimiento para medir el agua libre en un tanque es:

1) La plomada y un poco de la cinta deben recubrirse con una capa delgada de pasta

indicadora de agua.

2) Se baja la cinta para medicion a fondo hasta que toque el plato de medicion.
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3) Se mantiene la cinta firmemente el tiempo necesario para que la pasta cambie de

color.
4) Se recoge la cinta y se mide el nivel del agua marcado en la plomada.

Los tanques deben mantenerse drenados para tener la menor cantidad de agua libre
(maximo 5 cm. de agua). Para medir el nivel de agua, se recomienda el uso de una
plomada circular de 30 o 45 [cm] como la que se muestra en la figura I1.63. No se deben

usar plomadas cuadradas.

Cinta de
medicion

% Escotilla LECTURA DEL CORTE DE AGUA

) \ Punto de
Referencia
Altura Manchada

bt de 10 milimetios

aala LA
Plomada

Corte de Agua a

una altura de 18

milimetros de la
]

Plomada
a fondo

I e la
Plomada

Nivel del agua

Plato de
medicion

Figura I1.63 Identificacion del corte de agua en un tanque de almacenamiento empleando una

plomada.

La cinta de medicion y la plomada tienen las siguientes caracteristicas:

% Generalmente esta hecha en acero inoxidable, o en una aleacion de cromo y
plata, con coeficiente de expansion térmica similar al material del tanque y
resistente a liquidos corrosivos.

% Sulongitud debe ser acorde a la altura del tanque a ser medido.

4 Laescala de la cinta de medicion debe estar en metros, centimetros y milimetros.

% Debe de contar con un gancho de soporte para la plomada.
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% La plomada debe de estar hecha de un material que no genere chispa vy sea
resistente a la corrosion (generalmente bronce), con longitudes que oscilan entre
15 [em] (6 pulgadas), 30[cm] (12 pulgadas) 6 45 [em] (18 pulgadas) y cuyos pesos
minimo 20 onzas y maximo de 2 3 /8 de [Ib].

% Debe de contar con un polo a tierra para evitar chispa debido a la estatica.

% En el caso de plomadas de fondo debe ser de un material que soporte los golpes

con materiales metilicos que estian en el fondo del tanque.

Medicion dinamica de corte de agua

Una senal eléctrica es enviada desde el extremo de la seccion de medicion a través de los
fluidos. Esto genera una onda estacionaria similar a la vibraciéon de una liga sostenida de
ambos extremos. Estas ondas estacionarias cambian de posicion dentro de la seccion
conforme cambia el contenido de agua. El cambio en la posicién es automaticamente
detectado por el oscilador de microondas el cual originalmente envié la senal y éste
cambia su frecuencia original dependiendo de cudnta agua exista en la seccion de

medicion. Un ejemplo de este tipo de medidores se muestra en la figura 11.64.

Oscilador de microonda Entrada de flujo Salida de flujo

Transmisor de
temperatura

;
i

A0

/~

Seccion de medicion

Figura I1.64 Esquema del medidor dindmico de corte de agua.

Principio de funcionamiento de medidor dindmico de corte de agua

Cada oscilador es caracterizado para frecuencias y mveles de potencia reflejados en todos
los cortes de agua, temperaturas y salinidades para ambas fases continuas. El sistema de
medicion en operacion detecta el nivel de potencia reflejado del oscilador arriba del

limite, el agua es la fase dispersa y el aceite la fase continta.
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El osclador para aceite es calibrado alrededor de 100 [MHz| en frecuencia vy
proporciona aproximadamente 200 [MHz| de cambio de frecuencias para un cambio en
porcentaje de corte de agua, manteniendo el aceite en fase continua. El oscilador para
agua es calibrado alrededor de 130 [MHz| y tiene una sensibilidad de 50-150 [KHz] para
un cambio en porcentaje en corte de agua, manteniendo el agua en fase continua,

dependiendo del valor de salinidad del agua.

Otro elemento es el computador el cual esta configurado para llevar a cabo las funciones
basicas de medicion de frecuencia y oscilador de control, asi como la determinacion del
corte agua; presenta los datos a través de una pantalla visual, interfaces digitales, y
analogas. La computadora provee la correccion de la medicion al compensar las fases con

la temperatura y salinidad de los fluidos.

Cabe indicar que estos sistemas deben ser previamente calibrados, donde la calibracion
es realizada utilizando aceite crudo a varias temperaturas, la frecuencia del oscilador es

medida a cada 1 9% de incremento de corte de agua desde 0 hasta 85 % de corte de agua.

Esta calibracion de fase de aceite establece la correccion de temperatura y la relacion de

frecuencia para el corte de agua requerido.

El parametro importante que afecta la precision en la mediciéon es la conductividad total
de las sales disueltas. Un campo de correccion para varias sales es hecha a través de un
equipo de referencia llamado refractometro de salinidad mcluido con cada uno de los

sistemas.

Las caracteristicas eléctricas del agua (constante dieléctrica de 68 a 80) y del aceite (2.5)
son muy diferentes y esto proporciona el medio propicio para determinar el corte de

agua. Se 1lustra el funcionamiento de este tipo de dispositivos en la siguiente figura I1.65.
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Mas Aqua

Figura I1.65 Principio de mediciéon del medidor dindmico de corte de agua.

123



CariTULO II EQUIPOS Y SISTEMAS DE MEDICION.

[1.7 MUESTREO DE HIDROCARBUROS

En la industria de explotaciéon de petréleo es importante caracterizar un hidrocarburo
debido a que normalmente las producciones son mezclas de varios tipos de

hidrocarburos y que dependiendo de sus caracteristicas varia su valor comercial.

Para determiar la calidad de los hidrocarburos se realizan diferentes analisis con los
cuales se puede conocer tanto su composicion como las propiedades fisicas y quimicas

del mismo. Para ello previo a la realizacion de las pruebas se debe tomar una muestra.

La necesidad de identificar la calidad de los fluidos producidos nos ha conducido a
emplear instrumentos, técnicas y métodos para recabar muestras representativas de
dichos fluidos, que nos ayuden a identificar las propiedades, el comportamiento y los
cambios que sufren bajo diferentes condiciones ambientales y posterior a procesos de
separacion. El muestreo es una de las operaciones mds importantes en superficie y
consiste en tomar un cierto volumen de petréleo para ser analizado, de tal forma, que la

porcion sea representativa de las propiedades fisicas y quimicas del material.

11.7.1 MUESTREO ESTATICO
Existen una gran variedad de métodos para el muestreo de hidrocarburos en tanques de
almacenamiento, sin embargo son principalmente cuatro los que destacan para dicha
tarea. Estos métodos se caracterizan principalmente por la forma y el lugar de obtener la
muestra en el tanque de almacenamiento, no obstante algunos de ellos son muy

parecidos a la hora de emplearse.

A. Compuesto
Consiste en obtener varias muestras a diferentes profundidades vy analizarlas
independientemente para después promediar los resultados o mezclar las muestras en

cantidades i1guales en una copa y analizar la mezcla.

Las muestras compuestas de tanques de almacenamiento de petroleo crudo se toman de

la forma siguiente:

+ Mouestreo a tres niveles: Se realiza en tanques donde la altura del petréleo es
mayor de 5 [m] o estd completamente lleno, las muestras se deben tomar en la
parte superior, media (central) e inferior o a nivel de la conexion de salida de

descarga, en el orden indicado.
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+ Muestreo a dos niveles: Se realiza en tanques en donde la altura del petroleo va
de 3 a 5 [m] o se encuentra a dos tercios de su capacidad, las muestras se deben
tomar a los niveles superior e inferior de la conexion de salida de descarga o de

drene, en el orden descrito.

% Muestreo central o media local: Se realiza en tanques donde la altura del petroleo
es 1gual o menor de 3 [m] o si se encuentra a la mitad o menos llenado, se debe

tomar una muestra en el punto medio de la columna del liquido.

B. Continuo
Es el método en el cual la muestra se obtiene al introducir un saca muestras tapado hasta
el fondo del tanque, al llegar ahi se retira el tapén y se empieza a subir a una velocidad
uniforme, permitiendo que se recolecte una muestra del crudo que represente por lo

menos el 85% del volumen total del tanque.

C. Corrido
Es el método en el cual la muestra se obtiene al mtroducir un saca muestras destapado
hasta el fondo del tanque y posteriormente se empieza a subir a una velocidad uniforme
tal que el saca muestras cuando sea extraido del liquido se llene a tres cuartas de su

capacidad.

Al obtener la muestra en la parte superior del tanque, en cualquiera de los métodos
descritos anteriormente se debe tener la precaucion de que sea por lo menos 30 cm
debajo del mivel superior del aceite, para evitar la contaminacién. Al hacerlo en la parte
media debe ser lo mas exacto posible y al hacerlo en la parte inferior debe encontrarse a
un nivel mas abajo de la descarga. Cuando se sube o se baja el recipiente muestreador
debe moverse lentamente con el fin de evitar la agitacion del contenido, ya que esto

puede provocar la evaporacion de los componentes ligeros.

D. En valvulas
La muestra se obtiene de valvulas que se mstalan en la pared del tanque. Estas valvulas
estan formadas por un tubo que traspasa la pared del tanque y por una vilvula de cierre.
El didimetro del tubo varia entre 12.5 [mm] y 18.75 [mm], dependiendo del tipo de
crudo. El extremo del tubo dentro del mterior del tanque debe estar por lo menos a 10
[em] de la pared. Cuando la capacidad del tanque es menor a 1,590 [m3] la disposicion
de las valvulas muestreadoras es la siguiente: la superior se coloca a 45 [cm] debajo de

techo del tanque y la intermedia equidistante. Para tanques mayores a 1590 [m3] se
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mstalan por lo menos dos juegos de 5 valvulas equidistantes del tubo de descarga y de

tubo de llenado.

Cuando se 1nicia la toma de una muestra, primero se debe drenar un volumen igual a dos
veces el de la valvula muestreadora, para evitar recolectar aceite estancado y después se
recaba la muestra. Debe procurarse que el volumen de las muestras que se obtiene de las

diferentes valvulas sea el mismo.

Recipientes para muestras

Los recipientes para muestras pueden ser botellas de vidrio claro o dmbar y latas. Las
botellas de vidrio claro son ventajosas porque se puede examinar visualmente la limpieza
de las mismas, permitiendo asi la inspeccion visual para determinar si la muestra esta
libre de agua o impurezas solhidas. Las botellas de vidrio ambar protegen al liquido de la
luz. En cuanto a las latas que se permiten son las que tienen costura sobre la superficie

exterior, cubiertas por un sellador de resina en un solvente apropiado.

El recipiente para realizar la toma de muestra manual de petréleo crudo, debe ser
hermético para no dejar escapar los productos voldtiles, equipado con un tubo de salida,
prolongado desde el tope hasta unos 12 [mm] del fondo, con un embudo y un

dispositivo de cierre que permita llenar el recipiente cuando esté sumergido.

Pueden usarse tapones de corcho o de vidrio para botellas de vidrio; las tapas con rosca
solamente deben usarse en las latas para asegurar un cierre hermético que impida la
salida de los productos volatiles. Las tapas con rosca deben estar protegidas por un
empaque en forma de disco, de estanio, aluminio u otro material que no afecte a la
muestra de petroleo crudo. Algunos ejemplos de recipientes para muestras se ilustran en
la figura I1.66.
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Figura I1.66 Recipientes para muestras de aceite.
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11.7.2 MUESTREO DINAMICO

Es un proceso que consiste en la toma de volimenes de aceite y gas o de condensado y
gas por separado a condiciones de superficie; se realiza el muestreo generalmente en
cabezas de pozo y en separadores de prueba o producciéon, dependiendo de las
condiciones de operacion que se tengan y del tipo de fluido que se esté produciendo. En
este proceso se conectan dispositivos a la tuberia de produccién, la figura I11.67 ilustra

algunos de estos dispositivos utilizados para obtener muestras de gas.

I
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() TUBERIA DE PROCESO 2

! b VALVULA PARA TOMA
DE MUESTRAS

VALVULA DE ENTRADA

CILINDRO

VALVULA DE SALIDA

Figura I1.67 Recipientes para tomar muestras de gas.

A. Muestreo en cabeza de pozo
Para realizar el muestreo en el cabezal del pozo se utiliza un recolector multiple (Figura
I1.68) construido para recolectar las muestras en superficie. Estas muestras solo pueden
tomarse cuando la presion de fondo fluyente y la temperatura son mayores a la presion
de saturacion del yacimiento, de tal manera que el fluido se mantiene monofasico en la
cabeza del pozo. Estas condiciones no son comunes pero a veces existen, por ejemplo en
pozos submarinos en los que los fluidos producidos pueden mantenerse monofasicos

desde el fondo del pozo hasta el recolector multiple en superficie.

_ “"" S

Figura II. 68 Recolector multiple para muestreo.
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B. En instalaciones superficiales
El muestreo de superficie también llamado muestreo de separador o muestreo
recombinado, consiste en tomar las muestras de petroleo y gas en los separadores. Con
las mediciones precisas de las tasas de flujo, las presiones y temperaturas del petroleo y el
gas, se recombinan las muestras en el laboratorio para aproximarse a la composicion de
los fluidos originales del yacimiento. Las muestras deben tomarse cuando el fluyjo sea
estable en los separadores, preferiblemente en el separador de mayor presion y no en el
tanque; se recomienda tomar la muestra en los separadores siempre como precaucion a

problemas imprevistos generados con las muestras de fondo.

1. Muestreo de crudo
Las muestras son tomadas generalmente en conexiones que se encuentran en lineas de
tuberia verticales, sin embargo, en caso de que estén en lineas horizontales, deben estar

situadas arriba de la parte media del tubo y penetrar hasta el centro de la misma.

Para el muestreo de liquido se recomienda el de desplazamiento, el cual consiste en
llenar el cilindro con gas del mismo separador, con agua o con mercurio. Luego se deja
entrar lentamente liquido del separador al cilindro (figura I1.69). En campo generalmente
este tipo de muestreo se realiza mediante el uso de una botella de vidrio o metal y

después se guarda en un contenedor, para efectuar su analisis.

Separador de Alta : T —
Presion ! Desague
Bomba de

vacio

Muestra de Liqukio

Figura I1.69 Representacion de la toma de una muestra de aceite.

2. Muestreo de gas
Fl mejor método para tomar muestras de gas es el cilindro evacuado. Antes de tomar una
muestra se hace vacio en el cilindro y a las conexiones. Una limitacion de este método es

que se necesita llevar una bomba de vacio al campo.

128



CariTuLo I EQUIPOS Y SISTEMAS DE MEDICION.

Cuando se tome la muestra de gas con cilindros se debe tener en cuenta que el volumen

de la muestra estard en funcién del nimero de pruebas y determinaciones que se

J

pretendan realizar.

El objeto fundamental es conseguir que la porcién de gas natural a tomar sea
representativa, pero dado que la toma de muestras presenta variedad de situaciones
diferentes en todos aquellos casos en que sea posible se fijardn las condiciones mas

apropiadas.

Cuando las muestras se tomen con cilindros deberan estar perfectamente limpios y secos.
Los puntos de muestreo situados en las lineas de gas deberdn estar provistos de una

unién de acople rapido para los cilindros de toma de muestra.

El procedimiento para la toma de muestras de gas se 1lustra en la figura I1.70 y se enuncia

a continuacion.

1) Acoplar el cilindro a la linea de gas.

2) Abrir la valvula de entrada de gas al cilindro.

3) Cuando la presion del gas en el cilindro iguale a la de la linea de gas, abrir la
valvula de salida de gas del cilindro.

4) Esperar unos segundos para que el gas efectie un buen barrido en el interior del
cilindro y cerrar la valvula de salida de gas del cilindro.

5) Repetir las operaciones "3"y "4" tres veces como minimo.

6) Cuando la presion del gas en el cilindro sea la misma que la de la linea, se cerrara
la valvula de entrada de gas al cilindro

7) Desacoplar el cilindro de la linea de gas.

Bomba de

vaclo Muestra de Gas

o
Separador de Alta
Presion

Figura I1.70 Representacion de la toma de una muestra de gas.
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[1.8 ANALISIS DE LA CALIDAD DE LOS HIDROCARBUROS

En la actualidad la calidad de un hidrocarburo es uno de los indicadores mas importantes
en la industria, debido a que nos da una idea de la cantidad y calidad de los derivados

que podriamos extraer al refinar dicho crudo.

Existe una variedad muy amplia de andlisis para hidrocarburos, sin embargo, este trabajo
se enfoca solamente a describir de manera general los siguientes: analisis PVT (Presion-
Volumen-Temperatura), anilisis de contenido de agua y sedimentos, andlisis de la
salinidad del agua, andlisis cromatograficos para gases y andlisis de color de Saybolt para

liquidos condensados.

11.8.1 ANALISIS PVT

Un analisis PVT es un estudio de laboratorio que se le realiza a muestras de fluidos
tomadas en el fondo del pozo o en la superficie, con el objetivo de obtener sus
propiedades en funcion de la Presion, Volumen y Temperatura. La informacion
obtenida de los andlisis PVT es de gran importancia debido a que se utiliza para
comprender los diferentes comportamientos que tienen los fluidos producidos bajo

diferentes condiciones de flujo.

(‘D Celda porta muestras
(2) Bomba desplazadora de Hg

@ Sistema de calentamiento
@ Termbémetro (T)
@ Manémetro (P)

@ @ Escalagraduada (V)

. Aceite
i Wercurio (Hg)

Figura I1.71 Equipo para realizar un analisis PVT.

En el analisis PVT, podemos realizar dos principales procedimientos, que permiten

determinar las propiedades y caracteristicas del fluido que se analizara.

Separacion flash
En este tipo de separacion todo el gas permanece en contacto con el liquido, es decir, la

composicion total del sistema permanece constante durante el agotamiento de presion.
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Se coloca una muestra de aceite en una celda a un valor de presion mayor o igual a la
presion nicial del yacimiento, posteriormente se va disminuyendo la presion del sistema
a temperatura y masa constantes en varlas etapas, incrementando el volumen en la celda y
hasta alcanzar la presion de burbuja, posteriormente se sigue disminuyendo la presion
hasta que ya no se libera gas del aceite. La disminucion de presion se obtiene retirando el

piston de la celda.

La celda es agitada constantemente para asegurar que el contenido se encuentre a
condiciones de equilibrio. Durante cada disminuciéon de presion, se van midiendo la
presion y volumen, en donde el volumen es llamado volumen total. Para las presiones
menores o iguales a la presion de burbuja el gas disuelto va siendo liberado, de modo en

el volumen total se considera el gas y el aceite (higura 11.72).

liquido

¥ ¥

Paso 1 Paso 2 Paso3 Paso4

Figura I1.72 Proceso de separacion tipo flash.

Todos los valores del volumen total se dividen por el volumen en el punto donde se

alcanzo el punto de burbuja y los resultados son reportados como un volumen relativo.

Separacion diferencial

Este tipo de separacion es aplicado una vez que se ha identificado la presion de burbuja
en las muestras. Es aquélla donde la composicion total del sistema varia durante el
proceso, es decir, el gas libre es removido total o parcialmente del contacto con el

condensado retrogrado.

Al 1gual que la separacion flash, la muestra es colocada en una celda a temperatura de
yacimiento y a la presion de burbuja, posteriormente se va disminuyendo la presion del
sistema a temperatura constante, pero variando la masa y el volumen, debido a que el
volumen de gas liberado del aceite es extraido en cada etapa de separacion (figura 11.73).
Dicho proceso se repite siempre teniendo el mismo valor de presion con el que se nicid

hasta que se alcanza la presion atmosférica.
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gas

0

Paso 1 Paso2

Figura I1.73 Proceso de separacion tipo diferencial.

Cada uno de los valores del volumen de liquido de la celda, se divide entre el volumen de

aceite residual, y a dicho resultado se le conoce como volumen relativo del aceite.
Al finalizar esta separacion se puede obtener:

Factor de compresibilidad del gas (Z).
Relacion Gas-Petréleo en solucion (Rg).
Factor volumétrico del petroleo (B,).
Factor volumétrico del gas (Bg).

Factor volumétrico total (B).

Densidad del petroleo (p,).

Gravedad especifica del gas ()/g).

# o O M

Gravedad API del crudo residual (°API).

Al realizar un analisis PV'T es necesario comprobar la consistencia de los datos, debido a
que es posible la existencia de errores de medicion en el laboratorio. Esta revision
consiste en la elaboracion de pruebas, entre ellas estian la revision de la temperatura de la
prueba (comprobar que las condiciones de Py T al momento de la toma de la muestra
de gas sean iguales a las del momento de la toma de la muestra de liquido), prueba de
densidad ( la densidad del petroleo saturado con gas a la presion de burbuja en la
liberacion diferencial debe ser igual a la calculada a partir de los datos de las pruebas de
separadores) y la de balance de materia (consiste en verificar si el (Rg) experimental de la

liberacion diferencial es el mismo al calculado por balance de materia).
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11.8.2 ANALISIS CROMATOGRAFICO

La cromatografia es un método fisico de separacion para la caracterizacion de mezclas
complejas, la cual tiene aplicacion en todas las ramas de la ciencia y la fisica. Es un
conjunto de técnicas basadas en el principio de retencion selectiva, cuyo objetivo es
separar los distintos componentes de una mezcla, permitiendo 1dentificar y determinar las

cantidades de dichos componentes.

Las técnicas cromatograficas son muy variadas, pero en todas ellas hay una fase movil que
consiste en un fluido (gas, liquido o fluido supercritico) que arrastra a la muestra a través
de una fase estacionaria que se trata de un sélido o un liquido fijado en un sélido. Los
componentes de la mezcla interaccionan en distinta forma con la fase estacionaria. De
este modo, los componentes atraviesan la fase estacionaria a distintas velocidades y se van

separando.

Después de que los componentes hayan pasado por la fase estacionaria, separindose,
pasan por un detector que genera una senal que puede depender de la concentracion y

del tipo de compuesto.
La cromatografia puede cumplir dos funciones basicas que no se excluyen mutuamente:

4 Separar los componentes de la mezcla, para obtenerlos mas puros y que puedan

ser usados posteriormente (etapa final de muchas sintesis).

4 Medir la proporcion de los componentes de la mezcla (finalidad analitica). En

este caso, las cantidades de material empleadas son pequenas.

Como ya se ha indicado, la cromatografia es basicamente una técnica de separacion, su
gran capacidad para separar muestras complejas la ha conducido a utilizarse cada vez mas
como técnica analitica. Entre las técnicas cromatograficas utilizadas con fines analiticos, la

cromatografia de gases es probablemente la técnica de mas amplio uso.

Por lo general, la utilizacion de la cromatografia de gases esta restringida a la separacion
de compuestos con un peso molecular menor de 1000 y a una temperatura maxima de
trabajo de aproximadamente 400[°C], la tinica imitacion que se puede identificar es la

estabilidad térmica de la muestra.
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Proceso de separacién de gases

Para realizar la separacion mediante cromatografia de gases, se Inyecta una pequena
cantidad de la muestra a separar en una corriente de un gas merte a elevada temperatura;
esta corriente de gas atraviesa una columna cromatografica que separara los componentes
de la mezcla por medio de un mecanismo de particion (cromatografia gas-liquido), de
absorcion (cromatografia gas-solido) o, en muchos casos, por medio de una mezcla de
ambos. Los componentes separados, emergeran de la columna a intervalos cortos y
pasaran a través de algun sistema de deteccion adecuado o seran dirigidos hacia un

dispositivo de colector de muestras.

Descripcién del equipo

Un cromatdgrafo de gases consiste en varios modulos basicos ensamblados para:

Proporcionar un gasto o flujo constante del gas transportador (fase movil).
Permitir la introducciéon de vapores de la muestra en la corriente de gas que fluye.

Contener la longitud apropiada de fase estacionaria.

oM

Mantener la columna a la temperatura apropiada (o la secuencia del programa de

temperatura)

-

Detectar los componentes de la muestra conforme fluyen de la columna.
% Proveer una senal legible proporcional en magnitud a la cantidad de cada

componente.

Los componentes fundamentales de un cromatografo de gases se ilustran en la figura

I1.74 y se enuncian a continuacién son:

Fase moévil.

Puerto de mnyeccion.
Horno de la columna.
Columnas.

Fase estacionaria.

Detector.

A N R

Soporte.
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Electrodo
Regulador de presion colector
Jeﬂnga \ Reglslfo
—— Ampiificador |+
Trampa de &
oxigeno
\ - =
__& N Gases de
\ lﬂyeCtOf ltama
Valvulas de
regulacion Columna
/ A\ OGO Tratamiento de datos
_& Gas de apoyo
Tanq |l gas
portador Homo

Figura I1.74 Equipo de cromatografia de gases.

Fase movil Gas. Son generalmente gases inertes como helio, argéon o nitrégeno. El gas
portador lleva las moléculas del componente a analizar a través de la columna; este
movimiento es inhibido por la adsorcion que presenta el componente tanto en las

paredes de la columna, como en los materiales empaquetados en la misma.

Puerto de inyeccion. Es un dispositivo que permite introducir la muestra en la corriente

del gas o hiquido portador.

Inyector. Se trata de una camara situada a la entrada de la columna y calentada
independientemente de ésta (a temperatura superior del punto de ebullicion del
componente mds volatil de la muestra), suele tener una membrana de caucho a través de
la cual se mtroduce la muestra con la ayuda de una microjeringa hipodérmica. Los

volumenes de la muestra de gases va desde 0.5-5 [ml].

Horno de la columna. La temperatura de la columna es una variable importante que para
un trabajo preciso ha de regularse a las décimas de grado, por ello la columna
normalmente se introduce dentro de un horno termostatizado. La temperatura 6ptima de
la columna depende del punto de ebullicion de la muestra y del grado de separacion
requerido. En la priactica, con una temperatura igual o ligeramente superior al punto de
ebullicion promedio de la muestra, se obtienen tiempos de elucion razonables (2 a 30

[min]). La columna debe estar en el centro del horno sin tener contacto con las paredes.
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Columnas. Estan hechas de cobre, acero moxidable o tubos de vidrio, dobladas o
enrolladas. Las columnas tienen una longitud de 1-6 [m] y tienen un didimetro que varia
de 2-4 [mm]. Segin se encuentre en ella distribuida la fase estacionaria y el valor que
alcance la relacion de fases se originan los diferentes tipos de columnas. La separacion de
la mezcla se realiza dentro de la columna, por lo tanto, es la parte mas importante del

cromatografo.

Fase estacionaria. Es la encargada de separar los componentes de la muestra. Esta puede
ser un solido o un liquido, dispuestos sobre un solido que actiia como soporte (columna).
El solido de la fase estacionaria puede ser de aluminio, silica de gel, carbén o diatomita
(principalmente se trata de silice hidratado microamorfa, la calcinacion de esta tierra dara
lugar a diversos productos segin la forma y temperatura de tratamiento); y el liquido de la

fase estacionaria debe tener una baja viscosidad y una alta solubilidad.

Para obtener la mejor resolucién de dos sustancias dentro de la columna, se requiere
tener una fase estacionaria donde su retencion relativa sea mayor a la umdad. Esto
depende del punto de ebullicion y el coeficiente de actividad de los solutos en dicha fase.
Por otra parte, dos sustancias de punto de ebullicion idéntico, pero de estructura quimica

diferente, podran separarse facilmente con base en su distinta solubilidad.

Detector. Son dispositivos que indican y miden los solutos en la corriente del gas
acarreador, convirtiendo una senial no medible directamente en una senal elaborable de
una propiedad fisica. Esta senal es elaborada por una comparacion entre el gas
acarreador puro (blanco) y el gas a analizar, llevando cada uno de los componentes
previamente separados en la columna, esto es traducido en una senal eléctrica que es
amplificada y registrada al momento de salir de la columna. Los detectores mas
ampliamente utilizados son el detector de conductividad térmica (T'CD) y el detector de

1onizacion de flama (FID).

La cromatografia de gases se emplea principalmente para determinar:

Los porcentajes de componentes individuales del gas natural.
El valor calorico [BTU].

La densidad relativa.

oM M

La compresibilidad.
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11.8.3 ANALISIS DE CONTENIDO DE AGUA Y SEDIMENTOS

La determinacién de contenido de agua y sedimentos es requerida principalmente para
medir con precision los volumenes reales netos de petroleo que se estin produciendo,
almacenando y que se estin manejando en las transferencias de custodia, también puede
ayudar a identificar problemas que pueden ocasionar en nuestras instalaciones, como es
la corrosion en los equipos del manejo de la produccion, corrosion en las tuberias y

problemas en el procesamiento del hidrocarburos, entre otros.

Para realizar el andlisis de contenido de agua y sedimentos en un hidrocarburo, existen
diferentes métodos de laboratorio que son empleados en la industria, sin embargo
destaca un método que propone la American Society for Testing and Materials (ASTM)

D-4007, el cual esta basado en la centrifugacion.

El método ASTM D-4007 consiste en:

—_

) Llenar dos tubos graduados de centrifugacion con 50 [ml] de la muestra de

hidrocarburo que se desea analizar.

2) Anadir al tubo 50 [ml] de algun solvente (tolueno, Bensol, Gasolina blanca),
previamente saturados a la temperatura de prueba. (60 [°C] para crudos ligeros,

super ligeros y pesados, a 71[°C] para crudos extrapesados).

3) Anadir 2 [ml] de soluciéon desemulsificante a cada tubo, usando una pipeta u otro

dispositivo.

4) Se tapan los tubos herméticamente utilizando corchos y se agitan hasta que estén
bien mezclados la muestra, el desemulsificante y el solvente. En el caso en que el
petréleo sea muy viscoso y la mezcla del solvente con el aceite se haga muy dificil,
el solvente puede ser anadido primero al tubo de centrifugacion, para facilitar la

mezcla.

5)  Se aflojan un poco los corchos y se sumergen los tubos en un bano liquido, hasta
la marca de 100 [ml] durante 10 [min], manteniendo la temperatura de analisis

segun el tipo de crudo, y posteriormente se aprietan bien los corchos.

6) Los tubos se colocan en el rotor o cabezal de la centrifuga en lados opuestos, para
establecer una condicion de equilibrio. Se hace girar la centrifuga durante 10
[min] con los tubos destapados a velocidad de rotacion calculada en funcion de
una fuerza centrifuga relativa (es la fuerza que experimenta un cuerpo sometido a
un movimiento giratorio y es la fuerza necesaria para que se produzca la

separaciéon) minima de 600 [rpml].
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fcr
rpm = 1335 a4 (11.61)
Doénde:
rpm Revoluciones por minuto.
for Fuerza centrifuga relativa.
d Diametro de giro entre los extremos de los tubos en posicion de rotacién.

Inmediatamente después de que se detiene la centrifuga se colocan nuevamente los
corchos en los tubos, se lee y se anota el volumen combinado de agua y sedimentos en el

fondo de cada tubo.

Se repiten los pasos 5 y 6, hasta que el volumen combinado de agua y sedimentos
permanezca constante o tengan una diferencia de 0.2 % de volumen en los tubos durante
dos lecturas consecutivas, cuando se encuentren en el rango de diferencia se suman los
volumenes de los dos tubos y se obtiene el porcentaje del volumen total y ese serd el
porcentaje de agua y sedimentos de la muestra. En cierto tipo de crudo es necesario
calentar hasta 60 [°C] antes de hacer la medicion, para evitar que entre el porcentaje de

agua y sedimentos se encuentre material ceroso.

Centrifuga

Es el equipo que proporciona la técnica de separaciéon basada en el movimiento de
particulas por rotacion y aceleracion centrifuga de modo que, sometidas a altas
velocidades de rotacion durante ciertos periodos de tiempo, permiten la sedimentacion
de los componentes de una solucion homogénea segin sus diferentes densidades. Se

muestra un ejemplar de este tipo de equipos en la figura I11.75.

Tapadera

Rotor o arana
Porta muestras

Camara o gabinete
Base

Figura I1.75 Equipo de centrifuga.
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11.8.4 ANALISIS DE SALINIDAD

Para poder determinar la salinidad del agua presente en un hidrocarburo, en la actualidad
se cuenta con un procedimiento propuesto por la (ASTM). Este procedimiento es el
ASTM D-3230, el cual esta basado en la medicion de la conductividad de una soluciéon
de crudo en un solvente polar, cuando es sometida a una corriente eléctrica alterna.

La muestra se disuelve en una mezcla de solventes y se coloca en una celda de prueba
que consiste en un vaso de precipitados y dos placas paralelas (electrodos) de acero
moxidable. Se aplica un voltaje alterno a las placas y el flujo de corriente resultante, se
mide con un multimetro. Se obtiene contenido de sales por referencia a una curva de

calibraciéon de mtensidad de corriente contra el contenido de sales de mezclas conocidas.

Las curvas de calibracion estan basadas en patrones preparados para que los resultados se

aproximen al tipo y concentracion de sales presentes en los crudos sometidos a prueba.

Los resultados se deben de expresar como granos de cloruro de sodio por mil litros de

crudo (libras de cloruro de sodio por cada mil barriles de petréleo).

11.8.5 ANALISIS DEL COLOR SAYBOLT

Al referirnos al color del petréleo lo mas frecuente es pensar en el color negro que
tradicionalmente se asocia a este producto, pero existe una diversidad de colores
producidos por reflexion de la luz, pudiendo aparecer crudos de colores verdes,
amarillos con tonos de azul, rojo, marron o negro y por la trasmision de la luz, los crudos

pueden tener color amarillo palido, tonos de rojo y marron hasta llegar a negro.

La coloracion que toman los hidrocarburos principalmente se debe al contenido de
componentes ligeros o pesados que presenta a la hora de producirlos o manejarlos en
superficie. No obstante, no solo se considera la cantidad de componentes ligeros o

pesados en el hidrocarburo, sino también la cantidad de agua y otros contaminantes.

El color y la intensidad de la luz reflejada de un hidrocarburo dependen de la interaccion
de la luz con sus uniones moleculares del fluido y el logaritmo que relaciona la intensidad

de la luz transmitida es la unidad de absorcion o densidad 6ptica.

Para definir la densidad 6ptica, se necesita establecer una relacion de términos que

ayuden a dar una definici6n exacta.
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Absorbancia. Se define como la proporcion de luz incidente de una cierta longitud de
onda que es absorbida por un cuerpo. Cuando un haz de luz incide sobre un cuerpo
translicido, una parte de esta luz es absorbida por dicho cuerpo, y el haz de luz restante
atraviesa dicho cuerpo. A mayor cantidad de luz absorbida, mayor serd la absorbancia del

cuerpo, y menor cantidad de luz sera transmitida por dicho cuerpo.

Matematicamente se define como:

1
A/l = —log10 <_), (II 62)
Iy
Doénde:
Ay Absorbancia.
I Intensidad de la luz que pasa por la muestra (luz transmitida).
I, Intensidad de la luz incidente.

Transmitancia. Se refiere a la cantidad de luz que atraviesa o transmite un cuerpo con
una determinada longitud de onda. Cuando un haz de luz incide sobre un cuerpo, una
parte de esa luz es absorbida por el mismo, y otra fraccion de ese haz de luz atravesara el

cuerpo, segun su transmitancia.

1
T = (—) (11.63)
I
Doénde:
T Transmitancia.
1 Intensidad de la luz que pasa por la muestra (luz transmitida).
I, Intensidad de la luz incidente.

Como se ve, la absorbancia y la transmitancia son dos aspectos del mismo fenomeno.

Después de haber definido dos aspectos importantes que se relacionan con la densidad

optica, podemos definirla como:

Densidad 6ptica: Es la absorbancia de un elemento 6ptico por unidad de distancia, para
una longitud de onda dada. Mientras mas alta es la densidad optica, mas corta es la

transmitancia y se puede calcular con la siguiente ecuacion:

A/l 1 1 IO
DOA = T = —TlogloT = TlOglo (T), (1164)
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Doénde:
DO Densidad Optica
T Transmitancia.
Intensidad de la luz que pasa por la muestra (luz transmitida).
I, Intensidad de la luz incidente.
l Distancia que viaja la luz por una muestra.

En la actualidad existe el método ASTM D-156, el cual nos permite identificar la calidad
de un condensado en funcion de la coloracion que presenta. Esta metodologia es

propuesta por la (ASTM).

Consiste en ir disminuyendo la altura de la columna de una muestra, que se encuentra
colocada en un tubo porta muestra del colorimetro, hasta que presente un color mas
claro que el color observado en el tubo de comparacion con filtro. Al variar la altura de la
columna, va a variar su color, debido a que la absorbancia de una sustancia es
proporcional a su concentracion, y es por eso que las sustancias mds concentradas

muestran una lectura mas elevada de absorbancia.

Los valores de las alturas que toma la columna de muestra dependen del filtro patrén que
se esté empleando en el tubo de comparacion, debido a que se encuentran ya
establecidas. A estas alturas les va correspondiendo un nimero de color conocido como
color de Saybolt, que puede variar de +30 (color mas claro) hasta -16 (color mas

obscuro).

El color de Saybolt se define como una indicacion de la calidad del condensado y
constituye un parametro util para asegurar que dicho condensado no esté contaminado

con otros productos pesados.

Para reportar el nimero de Saybolt, siempre se debe de seleccionar el nimero mas
proximo por encima del nivel alcanzado. Entre mas claro es el color de Saybolt, nuestro

condensado serda de mejor calidad.

Colorimetro
El colorimetro es un mstrumento que permite medir la absorbancia de una solucion en
una especifica frecuencia de luz a ser determinada. Es por eso, que hace posible

descubrir la concentracion de un soluto conocido que sea proporcional a la absorbancia.
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Este equipo se compone de las siguientes partes:

Portamuestras. Es un tubo de vidrio con una longitud que varia de 508 a 510 [mm],
desde su parte superior hasta su parte inferior, la cual debe ir cerrada con un disco de
vidrio. El tubo consta de un didmetro interior que varia de 16.5 a 17.5 [mm] y su
didmetro externo puede variar de 21.25 a 22.75 [mm]. Dicho tubo debe de ir graduado
en divisiones de 3.3 [mm] en toda su longitud vy las lineas de cada 25.4 [mm] deben de
marcarse con marcas circulares. Tanto el tubo portamuestras como el disco de vidrio, son
colocados en una pieza metilica conveniente. En este tubo va colocada la muestra de

condensado que se desea analizar.

Llave de salida. Es una llave que nos permite ir moderando el vaciado del tubo

portamuestras, para poder obtener la altura de muestra que deseamos en el tubo.

Tubo de comparacion. Es un tubo de vidrio con caracteristicas de color similares al tubo
portamuestras, consta de una longitud de 483 [mm] desde su parte superior hasta la parte
mnferior, con ambos extremos abiertos. Dicho tubo presenta didmetros interno y externo
de las mismas dimensiones que el tubo portamuestras y va colocado sobre una
abrazadera metalica, en la cual se pondran los filtros de color y un diafragma metilico

negro.

Ensamble de los tubos: En el interior de las partes superiores del tubo portamuestras
como el de comparacion, se colocan diafragmas metalicos con una longitud de 25 [mm].
Posteriormente los tubos son colocados de forma vertical y central con respecto al visor

optico.

Diafragmas metalicos. Restricciones metilicas con un hueco en el centro, que sirven para

disminuir el didmetro interno del tubo.

Visor 6ptico. Es formado por prismas y un ocular con una lente. Los prismas tendran la
forma conveniente, siendo iguales en sus angulos de refraccion y areas; el conjunto debe
ir montado rigidamente y puesto de tal manera que los rayos luminosos que pasan a
través de los tubos se reflejen en una cabeza optica que puede verse por el ocular. Este
montaje permitird que se forme un campo circular de vision sin distorsion, una mitad del
cual estard iluminado por la luz transmitida por la muestra y la otra mitad por el filtro de

color.

Foco de luz. Es una limpara de luz artificial, la cual emite una luz que es proyectada

hacia los tubos mediante un espejo colocado con un angulo apropiado, de tal forma que

142



CariTuLo I EQUIPOS Y SISTEMAS DE MEDICION.

llegue a los tubos luz reflejada en rayos paralelos de igual intensidad de radiacion. La luz
transmitida no debe dar brillo, n1 sombras y debe excluirse de cualquier otra fuente que

pueda interferir en los tubos.

Filtros patrén. Es un medio que sélo permite el paso a través de él de luz con ciertas
propiedades, suprimiendo o atenuando la luz restante y son clasificados segin la cantidad

de luz que permitan pasar (Medio, Uno y Dos).

Visor optico

Diafragma metalico

Tubo de
comparacion

Tubo porta muestras

Filtro patron @&——|lave de salida

Figura I1.76 Colorimetro.
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CarfTuLo III. PROCEDIMIENTOS DE CALCULO DE
MAGNITUDES ASOCIADAS A LA MEDICION

Durante la medicion de cualquier corriente de hidrocarburos se deben
considerar cuestiones técnicas que permitan la toma de mmformacion que se
aproxime a la realidad y que permitan su mutua comparacion. Este capitulo
tiene como finalidad principal mostrar algunos de los calculos utilizados mas
importantes durante los procesos de medicion que permiten la comparacion

de las mediciones asi como algunas técnicas ttiles para su administracion.
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1.1 FACTORES DE CORRECCION DE VOLUMENES MEDIDOS

Dado que los hidrocarburos son fluidos cuyo volumen depende en mayor o menor
medida de las condiciones termodindmicas en las que se encuentra es necesario realizar
una estimacion del volumen de dichas corrientes bajo condiciones estandarizadas para su

correcta comparacion y poder realizar un adecuado manejo administrativo.

Al conjunto de parametros fisicos que determinan las condiciones en las que se deben
expresar todas las mediciones se les denomina condiciones estindar y normalmente estan
dadas por un par de valores de presién y de temperatura. Este conjunto de propiedades
termodinamicas nos permite normalizar todos los valores obtenidos en cada punto de
medicion. En el caso de Pemex se considera condiciones estandar a los valores de 20

[°C] v 101,325 [KPal.

Se recurre al uso de factores que se aplican a los volimenes medidos para estimar el
volumen que tendrian a condiciones estindar. Existen factores de correccion para

mediciones estaticas y para mediciones dinamicas.

[11.1.1 CORRECCION PARA VOLUMENES EN TANQUES DE ALMACENAMIENTO

En el proceso de cuantificacion de volimenes en medicion estatica, se consideran
factores de correccion que ayudan a identificar los posibles cambios de volumen que
sufren los hidrocarburos en los tanques de almacenamiento. Dichos factores, son
relacionados con las principales fuentes de variacion de volumen en los tanques de
almacenamiento, entre las cuales se encuentran: contenido de sedimentos y agua en el
petroleo, asi como la presion y temperatura que presenta tanto el liquido como el

contenedor.

En la actualidad se cuenta con un método propuesto por el API, mediante el cual se
puede cuantificar el valor de cada factor de correccion que influye en el cilculo de

volumen, y de esta manera obtener el volumen real de hidrocarburos.

Como se ha mencionado anteriormente, los volimenes de petroleo y gas varian en todo
el proceso de produccién, por lo que se hace necesario identificar el lugar preciso para
poder llevar a cabo esta cuantificacion de volimenes. En la medicion estatica, el lugar
indicado para llevar a cabo este proceso de cuantificacion, es en los tanques de
almacenamiento, debido a que en este punto se cuenta con las facilidades operativas y

condiciones de estabilizacion de fluidos necesarias para dicho proceso.
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La metodologia propuesta por el API se resume como se muestra en la figura II1.1.

*Volumen total observado.
(TOV)
*Volumen de agua libre. (FW)

eFactor por temperatura en
tanque. (CTsh)

eFactor por techo flotante.
(FRA)

Volumen Bruto

Observado (GOV)

Volumen Bruto

Estandar (GSV)

eCorreccion por aguay
eCorrecion por diferencia solidos suspendidos.
de temperaturas. (CTL) (CSW)
eCorreccion por diferencia
de presiones. (CPL)

.

Volumen Neto

Estandar (NSV)

Figura IIL.1 Proceso para determinar el volumen neto estdndar de aceite en condiciones

estaticas.

La metodologia que propone el API involucra una serie pasos a seguir, mediante los

cuales se van obteniendo los factores de correccion y los volumenes de fluidos y solidos

contendidos en el tanque de almacenamiento. Sin embargo, antes de aplicar la

metodologia del API, se necesitan obtener datos base que se mvolucran en el cilculo del

volumen real de petréleo, los mas importantes se muestran en la tabla III.1.

Tabla II1.1 Datos base para calcular el volumen neto estindar de aceite.

Datos previamente obtenidos

Altura de referencia en la tabla de aforo.

Altura de referencia observada.

Nivel de petroleo en el tanque de almacenamiento.

Nivel de agua libre en el tanque de almacenamiento.

Temperatura promedio del liquido.

Densidad API observada @ temperatura del tanque.

Porcentaje de agua y sedimentos suspendidos en el petroleo.

Temperatura ambiente.

comienza por calcular el Volumen Total Observado.

Una vez obtenidos estos datos basicos y necesarios para los calculos que prosiguen se
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1) Volumen Total Observado (TOV).
Es el volumen total medido en el tanque, el cual considera petréleo, soélidos y agua
suspendidos en el petroleo, agua libre y sedimentos en el fondo del tanque, a temperatura

del tanque.

Para poder obtener el TOV, se emplea la altura del nivel del liquido total en el tanque
(petroleo, agua y sedimentos en suspension, agua libre y sedimentos en el fondo) y la

correspondiente tabla de aforo.

Las tablas de aforo convierten el nivel de liquido 1dentificado en volumen contenido en el
tanque. Esta tabla es tinica para cada tanque. Un ejemplo de una tabla de aforo real se

muestra en la figura I11.2.

Todos los tanques se deben de calibrar nuevamente cada cinco anos o después de

cualquier reparacion para poder obtener una nueva tabla de aforo.

En la tabla de aforo encontramos:

Tipo y nimero del tanque.
Producto a almacenar.

Temperatura a la que se calibro el tanque.

Densidad API de referencia.

oM R

Altura de referencia. Es la distancia vertical que hay entre el punto de referencia
(boca de aforo) y la placa de nivel cero del fondo del tanque; el valor de la altura
de referencia de un tanque debe estar marcado cerca de la boca de aforo).

4 Altura maxima de llenado (altura util).

4 Nivel y volumen correspondiente.
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TABLA DE AFORO- TANQUE No. 110- ESTACION GRANADA
TANQUE VERTICAL-CAPACIDAD NOMINAL 10,500 BLS
ALTURA DE REFERENCIA (9.47.2) MTS.

EMPRESA

AFORADOPOR __________ FECHA: 2001
T o o cs:cmn ALTURA CAo':Clw ﬂ‘lll:‘:’;or:mm
ALTURA | CAPACIDAD | ALTURA | CAPACIDAD | ALTURA -
| @ARRiLES) | (uS) | BARRILES) | (MTS) | (BARRILES) | (MTS) | @ARRILES) | (MTS 5.30 metros = 6056.37 BLS
0.00 0.00 1.8 207112 366 417251 5.49 o &
010 | sate | 190 | 21515 | 370 | a2teds | 550 )
1990.1 200 2266.33 3.80 . . e
g: 31386 | 210 | 238116 | 390 | 444819 | 570 6 centimetros = 68.89 BLS
040 | 42889 | 220 | 249599 | 400 | 456306 | 5.80
0.50 543.54 2.30 2610.82 ‘.;8 %73 :.:
0.60 658.56 240 2725.65 4. & 3 S e
070 77351 2.5 2840.48 430 4907 87 6.10 4 mlllmetrOS - 4-59 BLS
080 | 88830 | 260 | 205531 | 440 | s02254 | 620 /
0.90 1003.27 27 3070.14 450 s5137.41 6.30
1.00 111814 280 318497 4.60 5252.28 6.40
1.10 123298 290 3290.80 470 m;;; ::
1.20 1347.79 3.00 341403 480 s o 5 -
130 | 146260 | 3.90 | 352048 | 4s0 | ssees9 | 6.70 (84 | 800 | ssas. .364 metros = 6129.85 BLS
140 | 157742 | 320 | 384420 | 500 | 571178 | 6. 74 | 870 | 908321
1.50 1692.23 3.30 3758.12 5.10 5828.63 7894.63 8.80 10078.14
1.60 1807.05 3.40 3873.95 " .00 8009.53 8.90 10193.07,
170 1921.86 3.50 3088.78 5.30 7.10 8124.42 9.00 10308,
180 2036.68 3.60 4103.61 r ; 2 .m;: : ;g 1 > :
71.12 3.66 a5 549 27462 8354, . g
g /l 732 | 8377.19 | 9.22 560.85
AJUSTE POR M / AJUSTE PORMILIMETRO
1 n! ] 68.89 1 1.1 [} 6.89
2 2298 |7 . 2 7 8.04
3 3445 |8 91.88 L] 9219
4 4593 |9 103.34 < 4 4.59 10‘”._‘
L] 5741 5

Figura II1.2 Ejemplo de una tabla de aforo empleada en el calculo del volumen total

observado.

La exactitud en la determinaciéon de las dimensiones de un tanque es un factor muy
importante para la determinacion del volumen del liquido, si tenemos en cuenta las
consecuencias que tienen las mediciones incorrectas en una tabla de aforo erronea. Los
errores en la tabla de aforo originan errores en la determinacion del volumen de fluidos
en el tanque, y por lo tanto, resulta en problemas en las transacciones comerciales y

pagos.

Como resulta tan mimportante el método y el grado de exactitud empleados al tomar las

dimensiones de un tanque, deben ser presenciadas por todas las partes interesadas.

2) Volumen de agua libre (FW)
Para obtener el volumen de agua libre, al igual que el TOV, se emplea la identificacion de
la altura del nivel, pero en este caso sélo se emplea la altura del nivel de agua libre en el

tanque. Posteriormente se utiliza de tabla de aforo para determinar el volumen que le

corresponde al agua libre.

3) Volumen Bruto Observado (GOV)
Es el volumen que sélo contempla la cantidad de petréleo, sedimentos y agua en

suspension, excluyendo el agua libre y los sedimentos en el fondo del tanque. Este

volumen es calculado a temperatura y presion de tanque.
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Para calcular el GOV, se resta del TOV el FW, posteriormente se multiplica el resultado
por el factor de correccion debido a la temperatura de la pared del tanque (CTSp) v
luego se aplica, cuando sea aplicable, el ajuste por techo flotante (FRA), Este cilculo se

describe por la siguiente ecuacion:

GOV = [(TOV — FW) * CTg,] + FRA, (111 1)
Donde:
GOV Volumen Bruto Observado.
TOV Volumen Total Observado.
Fw Factor de correccion por presencia de agua libre.
CTqy, Factor de correccién por temperatura de la pared del tanque.
FRA Factor de correccién por techo flotante.

Factor de correccion por temperatura de la pared del tanque (CTS},)
Si la temperatura de la pared del tanque difiere de la que se encuentra registrada en la
tabla de aforo, el volumen extraido de la tabla debera corregirse utilizando el factor de

correccion por temperatura de la pared del tanque (CTSy).

CTSh = 1 + 20At + a?At?, (111.2)
Doénde:
a Coeficiente lineal de expansién del material de la pared del tanque.
AT Diferencia de temperaturas de la pared del tanque y temperaturas base.

AT =T, — Ty, (111.3)

Doénde:
Tsn Temperatura actual de la pared del tanque.
Ty Temperatura de la pared del tanque a la cual se obtuvo la tabla de aforo.

Temperatura de la pared del tanque (T'Sh)
Para tanques metilicos sin aislamiento, la temperatura de la pared del tanque (Tsh)
puede calcularse utihzando la ecuacion:

7xT)+T,
Ty, = %, (I11.4)
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Doénde:
T; Temperatura del liquido contenido en el tanque.
T, Temperatura ambiente.

Para tanques metilicos con aislamiento se puede asumir que la temperatura de la pared

del tanque es muy cercana a la temperatura del liquido adyacente, o sea que Tsh = Tj.

Al calcular AT es importante mantener el signo aritmético ya que este valor puede ser

positivo o negativo y como tal debe ser aplicado en la férmula del (CTSy,).

Los valores de o varian de acuerdo al material que se emplea para construir los tanques

de almacenamiento y se muestran en la Tabla II1.2.

Tabla IT1.2 Valores del coeficiente lineal de expansion para los distintos metales empelados

para construir tanques de almacenamiento.

Tipo de metal Coeficiente lineal para a °F Coeficiente lineal para a °C
Acero al carbono 0,00000620 0,0000112
Acero Inoxidable 304 0,00000960 0,0000173
Acero Inoxidable 316 0,00000883 0,0000159
Acero Inoxidable 17-4PH 0,00000600 0,0000108
Acero Invar Rod 0,00000080 0,0000014

Donde el numero de acero inoxidable nos indica el grado de contenido de cromo y carbono.

Factor de correccion por techo flotante (FRA)

La correccion por el desplazamiento del techo flotante puede ser realizada de dos

formas:

Si la correcciéon por techo se incluyé dentro de la tabla de aforo del tanque utilizando
una densidad API de referencia, se debe calcular una segunda correccion si existe
diferencia entre la densidad API de referencia y la densidad API observada a la

temperatura del tanque. En tal situacion se debe seguir el siguiente procedimiento:

% Se identifica el tipo de producto, la densidad API y la temperatura del liquido en
el tanque.

% Se obtiene de la tabla 5A publicada en la norma API MPMS 11 para crudos, el
factor de correccion de acuerdo a la densidad y temperatura observada a la hora

de medir el nivel de liquido en el tanque.

150



CAPITULO III PROCEDIMIENTOS DE CALCULO DE MAGNITUDES ASOCIADAS A LA MEDICION.

% Se debe calcular la diferencia entre la densidad API observada y la densidad API
de referencia que aparece en la tabla de aforo.

% Se multiplica la diferencia anterior por el volumen que aparece en la tabla de
aforo para el ajuste por techo flotante, que puede ser negativo o positivo si la
densidad API observada es superior o inferior a la de referencia de la tabla de

aforo.
FRA = (API referencia — API observada) * Factor de correccion,  (II1.5)

Si la tabla de aforo se ha elaborado como una tabla de capacidad bruta o de tanque
abierto, a la que comunmente se le refiere como tabla de capacidad de pared, la
deduccion por techo se calcula dividiendo el peso del techo flotante entre el peso
por unidad de volumen a temperatura estindar multiplicado por el CTL a las
condiciones observadas del liquido:

_ Peso del techo (masa aparente)

FRA = Densidad * CTL ’ (111.6)

4) Volumen Bruto Estindar (GSV)
Es el volumen que considera el crudo con agua y sedimentos en suspension pero
considera los cambios de temperatura que sufre el aceite debido a los cambios

termodindmicos de la mezcla.

El GSVse calcula multiplicando el GOV por el factor de correccion volumétrico debido a
la temperatura de liquido (CTL)y por el factor de correccion volumétrico debido a la

presion (CPL):

GSV = GOV * CTL * CPL, (11.7)

Factor de correccion volumétrico debido a la temperatura de liquido (CTL)

Este factor puede obtenerse mediante el empleo de la tabla “Correccion de volumen a 20
[°C] contra densidad API a [20°C]” publicada en la norma API MPMS 11.

También se puede recurrir a la ecuacion que define la dilatacion térmica de los cuerpos:

CTL =1+ B(T — Tges), (111.8)

151



CAPIiTULO III PROCEDIMIENTOS DE CALCULO DE MAGNITUDES ASOCIADAS A LA MEDICION.

Doénde:

CTL Factor de correccion debido a la temperatura.
T Temperatura a la que se realizé la medicion.
Tocs. Temperatura considerada estandar.

B Coeficiente de expansion térmica.

Factor de correccién volumétrico debido a la presion (CPL)

Para calcular CPL se puede emplear la siguiente ecuacién:

CPL=——7———, 111.9
1= P) (-

Donde:
P, Presion manométrica.
F Factor de compresibilidad del liquido.

F = 0.001 * e(—1.6208+((2.1592*10_4)*T)+(0.87096*p_2)+((4.2092*10_3)*T*p_2)) (111.10)
Doénde:
p Densidad del fluido medida a condiciones estandar.
T Temperatura real del fluido.

5) Volumen Neto Estandar (NSV)
Es el volumen total de petroleo contenido en el tanque, excluyendo sedimentos y agua en
suspension y libres. NSV se calcula multiplicando el GSV por el factor de correccion por

contenido de agua y sedimentos (CSW):

NSV = GSV = CSW, (111.11)

Factor de correccion por contenido de agua y sedimentos (CSW)

Para calcular el factor CSW, se emplea la siguiente ecuacion:

%S&W
), (111.12)

=1-
CSw ( 100
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Obtencién del Volumen de Agua y Sedimentos (%S&W)

Este volumen se determinada por medio de andlisis de laboratorio de una muestra
representativa de petroleo y se expresa como porcentaje en volumen. Posteriormente se
emplea el porcentaje de volumen obtenido en laboratorio, para obtener un factor de

correccion por contenido de agua y sedimentos (CSW).

Datos de campo Andlisis Calculos

5 Altura del liquido.

Tabla de aforo E%.E- FRA 5_
Altura del agua S,
libre. i CTSh H
Temperatura de la G\JO/V

pared del tanque. i

Presién del liquido.

Densidad API
Temperatura del
liquido.
Contenido de agua NSV
%ﬁ Muestreo. '

Volumen de agua y
sedimentos

Contenido de
sedimentos

Figura II1.3 Factores v datos empleados para determinar el volumen neto estandar de

petréleo.

111.1.2 CORRECCION PARA VOLUMENES EN CONDICION DINAMICA

Se debe tratar de forma separada a las medidas obtenidas por medio de medidores

dinamicos debido al diferente funcionamiento de los mismos.

Ademais de los errores producto de las variaciones de las condiciones termodinamicas es
necesario el cilculo de errores asociados al propio proceso de medicion del instrumento,
que corrigen los errores asociados con la exactitud del mismo. Por lo anterior es
importante tener en cuenta el proceso de calibracion de cada mstrumento y calcular un

factor de correccion asociado al propio proceso de calibracion.
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La correccion de los valores tomados por un medidor queda sintetizada en la figura I11.4:

(Volumen leido desde el )
medidor (1V)
eFactor de temperatura del
liguido (CTL)
eFactor de Presién del liquido
eFactor de calibracién (FC)

@l Volumen Bruto
Estandar (GSV)

Volumen Neto
@ Estandar (NSV)

eFactor de correcion por
contenido de Aguay
sedimentos (CSW)

\_ J

Figura II1.4 Proceso para determinar el volumen neto estandar de aceite en condiciones

1) Volumen obtenido del medidor (IV)

dinamicas.

De los medidores dinamicos de flujo se pueden obtener dos respuestas que conducen al

calculo o conocimiento del fluyjo registrado por los mismos.

Algunos medidores integran por medio de senales electronicas o respuestas andlogas el

volumen de fluido que han medido, sin embargo existen medidores que debido a su

funcionamiento y a la frecuencia con la que se deben de calibrar dan como respuesta un

mimero de pulsos o nimero de seriales asociado a su mecanismo de funcionamiento.

Cabe senalar que este namero de pulsos es directamente proporcional a la magnitud del

flujo que el dispositivo es capaz de medir.

De lo anterior podemos describir la mencionada relacion entre el nimero de pulsosy el

caudal registrado por medio de la siguiente ecuacion:

Donde:
v

NPM

v

__NPM

)

Caudal medido por el dispositivo a condiciones de flujo.

Numero de pulsos o sefiales emitidas por el medidor.

Factor de proporcionalidad del medidor (No. Pulsos/ Volumen).

(I11.13)
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Kl factor k de proporcionalidad es especificado por el fabricante y se debe recalcular de

forma cotidiana cada que se realice la calibracion del instrumento.

2) Volumen Bruto estindar (GSV)
El volumen bruto estindar es un volumen que ha sido corregido por las variaciones
termodinamicas entre las condiciones de fluyjo y las estindar. Ademas considera las

variaciones producto de la exactitud del mstrumento.

El volumen bruto estandar se calcula de la siguiente manera:

GSV =1V = CTL = CPL * FC, (111.14)
Doénde:
GSV Volumen neto estandar.
vV Volumen indicado por el medidor.
CTL Factor de correccion debido a la temperatura.
CPL Factor de correccion debido la presion.
FC Factor de calibracién.

Factor de correccién debido a la temperatura

El factor de correccion debido a la temperatura del liquido CTL estd asociado a la
expansion volumétrica que sufren los fluidos causados por su dilatacion térmica. La
ecuacion que describe a dicho coeficiente proviene de la ecuacion que describe la

expansion volumétrica de un cuerpo y que sigue el mismo modelo de la ecuacion 111.8.

En donde el coeficiente de expansion térmica se obtiene de pruebas realizadas en

laboratorio con muestras representativas del fluido medido, este factor es funcion de la

densidad de cada fluido.

Factor de correccion debido a la presion
El factor de correccion de volumen debido a la presion CPL se calcula por medio de la

ecuacion I11.9.

Factor de calibracién

Fl factor de calibracion es la constante que corrige los errores en la mexactitud de la
medicion y se obtiene durante el proceso de calibracion del istrumento en cuestion. El
calculo y obtencion del mismo estia en funcion del proceso que se utilice para calibrar el

Instrumento.
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A grandes rasgos existen dos tipos de calibracion que a su vez se dividen en procesos de

calibracion y que se ilustran en la figura IIL.5.

Calibracion

Tl p O Volumétrico Gravimétrico

P Desplazamiento Tanque de Estatico de
roceSO positivo calibracién pesado

Figura II1.5 Tipos de calibracion.

Para cada proceso de calibracion existe una metodologia para la obtencion del factor de

calibracion, estas metodologias son tratadas con detenimiento en el Anexo B.

3) Volumen Neto estandar (NSV)
Si bien el volumen bruto estindar es un parametro que ha sido corregido debido a
cuestiones técnicas y fisicas, aun no es posible comparar los valores de la produccion de
diferentes plantas de produccion dado que el contenido de agua y sedimentos en
suspension aun es variable en las diversas corrientes, por lo tanto el ultimo factor de

correccion a considerar es el porcentaje de agua y sélidos en suspension.

NSV se calcula con la ecuacion 111.11.

Factor de correccion debido al porcentaje de agua y sedimentos
Este factor estd en funcion del porcentaje de agua y solidos que atn se encuentran

mezclados con la corriente de hidrocarburos.

Este volumen (%S&W) se determinada por medio de andlisis de laboratorio de una
muestra representativa de petroleo y se expresa como porcentaje en volumen.
Posteriormente se emplea el porcentaje de volumen obtenido en laboratorio, para

obtener un factor de correcciéon por contenido de agua y sedimentos (CSW).
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Para calcular CSW, se emplea la ecuacion 111.12.

Mediante el uso de los valores y procedimientos anteriormente mencionados podemos
llegar al valor del Volumen Neto Estindar NSV que es un parametro comparable entre
diversas corrientes de hidrocarburos, que ha sido corregido por cuestiones técnicas y que
se presenta bajo las mismas condiciones de presion y temperatura.

Correccion de volimenes de gas

Debido a las propiedades que presenta el gas es posible conocer el volumen que este
presentard a condiciones estaindar mediante el uso de una ecuacion de estado que se
ajuste al comportamiento real de dicha corriente. Algunas ecuaciones de estado” que se
suelen usar para conocer el volumen de gas expresado a condiciones estindar son las

sigulentes:

Ecuacién de gas ideal.
Ecuaciéon de gas real.
Ecuacion de Van Der Waals.
Ecuacion de Redlich-Kwong.
Ecuacion de Soave.
Ecuacion de Peng-Robinson.

Ecuacion de Benedict-Webb-Rubin.

o M M R

En el caso de utilizar medidores de placa de orificio la ecuacion para estimar el volumen
real de gas ya considera los posibles errores asociados a la calibracion del instrumento
por lo que no es necesario considerarlos. En caso de que el gas no haya sido separado
con una eficiencia de 1009, es necesario conocer la envolvente de fase del gas para
determinar el porcentaje de condensados que se pueden formar a condiciones estandar y
que no forman parte del volumen real de la corriente de gas, lo mismo se debe hacer

cuando existen gotas de liquido en suspension.

[11.2 INCERTIDUMBRE

La medicion de la iceridumbre es un proceso complejo que mvolucra diversos
conceptos técnicos concernientes al campo de la probabilidad y la estadistica. El concepto
de incertidumbre siempre debe estar asociado a un proceso de medicion debido a la

mcapacidad de establecer medidas concretas y verdaderas.

El establecimiento de un valor de incertidumbre implica un conocimiento profundo
sobre los fenémenos fisicos y los modelos matematicos que describen el proceso de

medicion en cuestiéon. El andlisis mvolucrado en el cdlculo de inceridumbres
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normalmente se ajusta a la Guide to the expression of uncertainty publicada por el
Bureau International des Poids et Measures, que es la autoridad mundial sobre asuntos

de metrologia.

En México existe un organismo gubernamental que desarrolla y mantiene los patrones
nacionales de medida en varios campos de la ciencia, es el Centro Nacional de
Metrologia (CENAM). El CENAM fue creado mediante un decreto presidencial en

1992, como un organismo descentralizado de la Secretaria de Economia.

Dicho organismo es responsable de establecer y mantener los patrones nacionales y

ofrecer servicios metrologicos como son:

Calibrar instrumentos y patrones para la industria y universidades.
Dar asesorias y cursos especializados sobre metrologia.

Certificar y desarrollar materiales de referencia.

o H

Interactuar con organismos internacionales de metrologia, con el fin de asegurar
el reconocimiento internacional de los patrones nacionales de México, y como
resultado de estas actividades promueve la aceptacion de los productos y servicios

de nuestro pais.

En la actualidad no existe un método universal para estimar la inceridumbre de las
mediciones, debido a la diversidad de los tipos de medicion y de las variables que afectan
a cada tipo. Sin embargo, el CENAM publico una guia con el proposito de unificar
criterios en la estimacion de las mcertidumbres de las mediciones y esta dirigida
principalmente a los metrologos del CENAM y a los responsables de estimar
mcertidumbres de medicion en laboratorios de calibracion, laboratorios de pruebas,
laboratorios industriales, entre otros. La necesidad de esta guia tiene su origen en las
diversas mterpretaciones de la Guide to the expression of Uncertainty in Measuremen

(GUM).

Como se ha mencionado anteriormente, la incertidumbre es un parametro que
desempena un rol muy mmportante en la medicion, debido a que muestra un
comportamiento aproximado de la dispersion de los valores que puede tomar o registrar

un mensurado.
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Fl mensurado de acuerdo VIM, es el atributo sujeto a medicion de un fenémeno, cuerpo
o sustancia que se puede distnguir cualitativamente y se puede determinar
cuantitativamente, y en términos mas sencillos seria la magnitud que interesa medir por

medio de algin nstrumento.

Cuando se obtiene una mediciéon por medio de algun instrumento se contempla que se
estd obteniendo la mejor estimacién del valor del mensurado y que se estd considerando
la estimacion de la mcertidumbre de dicho valor. Debido a esta consideracion, es
necesario que se tenga una constante revision de la mcertidumbre de las mediciones, asi

como de las calibraciones del equipo.

Para tener una cuantificacion de la mcertidumbre que se presenta en un proceso de
medicion, es necesario determinar o conocer el principio, el método y el procedimiento
de medicion, debido a que son aspectos determinantes que afectan en la definicion del

valor de la incertidumbre.

La imperfeccion natural de la realizacion de las mediciones hace imposible conocer con
certeza absoluta el valor verdadero de una magnitud, toda medicion lleva implicita una
mcertidumbre, que de acuerdo al VIM, es un pardmetro que caracteriza la dispersion de

los valores que pueden ser atribuidos razonablemente al mensurando.

Estimacién de la incertidumbre

Se esquematizara la estimacion de la incertidumbre por medio de una serie de pasos
aunque es importante senalar que éstos son sélo una sugerencia y que se deben ajustar al
tipo de medidor y de mensurando que se esté considerando, asi como a todas las demads
condiciones que impliquen la medicion. Se recurrird al ejemplo publicado por el
CENAM". Las partes que citen al mencionado ejemplo estaran acotadas por la etiqueta

Ejemplo: y el final del paso.

Paso 1. Definir el Mensurando
La primera cuestion que se debe considerar para el cilculo de la inceridumbre es tener
claro lo que se desea medir y lo que el instrumento en cuestiéon es capaz de medir, a la

propiedad que se medira se le denomina mensurando.

Para poder establecer de manera correcta el mensurando es necesario considerar el
principio fisico de medicion del mstrumento y las condiciones generales bajo las cuales se
realiza una medicion, con el fin de establecer fuentes que puedan provocar variacion en

las mediciones.
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Fl resultado de una medicion incluye la mejor estimacion del valor del mensurando y una
estimacion de la incertidumbre sobre ese valor. La inceridumbre se compone de
contribuciones de diversas fuentes, algunas de ellas descritas por las magnitudes de
entrada respectivas. Algunas contribuciones son inevitables por la definicion del propio
mensurando, mientras que otras pueden depender del principio de medicion, del

método y del procedimiento seleccionados para la medicion.

También pueden influir en el resultado de la medicién, y por lo tanto en Ia
mcertidumbre, algunos atributos no cuantificables en cuyo caso es siempre recomendable
reducir en lo posible sus efectos, preferentemente haciendo uso de criterios de

aceptacion en las actividades tendientes a reducir tales efectos.
Para la correcta definicion del mensurando se recomienda también:

4+ Identificacion de los equipos de medicion: Se debe tener plenamente identificado
el instrumento que se va a emplear para llevar a cabo la mencion, con el fin de

considerar el principio fisico de medicion y distinguir claramente el mensurando.

4+ Identificacién de la repetibilidad y reproducibilidad: Se debe de considerar que
las mismas condiciones ambientales vy de operacion deben prevalecer o ser
similares tanto en el laboratorio como en el campo, para que se tenga respuestas

parecidas de la medicion.

Ejemplo:

Se define a la densidad del aire bajo las condiciones a las que se mide como el

mensurando.

Paso 2. Establecer los principios fisicos y modelos matemdaticos asociados

Se deben considerar todos los fenomenos fisicos que intervienen en el proceso de
medicion con el fin de definir un modelo fisico, el cual es necesario para llevar a cabo la
simplificacion del fenémeno o de la situacion real, conservando las caracteristicas mas
relevantes para el proposito pretendido, mediante la construccion de un modelo para la

medicion.

Un modelo fisico de la medicién consiste en el conjunto de suposiciones sobre el propio
mensurando y las variables fisicas o quimicas relevantes para la medicion. Estas

suposiciones usualmente incluyen:
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% Relaciones fenomenologicas entre variables.

4 Consideraciones sobre el fenomeno; como conservacion de cantidades,
comportamiento temporal, comportamiento espacial, simetrias, etc.

4 Consideraciones sobre propiedades de la sustancia como homogeneidad e

1sotropia.

Una medicion fisica, por simple que sea, tiene asociado un modelo que s6lo aproxima el

proceso real.

El modelo fisico se representa por un modelo descrito con lenguaje matematico, es decir,
se 1dentifica y expresa matematicamente en cuando menos una ecuacion. El modelo
matematico supone aproximaciones originadas por la representacion limitada de las

relaciones entre las variables involucradas.

Este paso puede ser el mas dificil de todos, ya que no es simple encontrar un modelo que
represente adecuadamente lo que se requiere determinar, entre mejor representado sea,

mejor estimado se podra obtener.

En el caso mas simple, la medicion comprende al menos dos magnitudes, es decir la
magnitud que se quiere medir y la magnitud que se observa (método directo). Sin
embargo, en todo proceso de medicién actian una serie de magnitudes que mfluyen,
algunas de la cuales son conocidas s6lo de forma aproximada y pueden o no itroducirse
en el calculo. En casos mas complicados, el valor del mensurado puede determinarse por

un método indirecto, o sea, a partir de su relacion funcional con otras magnitudes.

El modelo puede ser tan simple como la igualdad de 2 magnitudes o tan complejo como

una ecuacioén de un gran numero de variables mterrelacionadas.

Ejemplo:
Se establece como modelo fisico de referencia el comportamiento del aire como un gas

real que contiene una fraccién de vapor de agua.

Fl modelo matematico es el que se utiliza para el comportamiento de gases reales ademas
de las ecuaciones que implican el tratamiento y calculo de la fraccion molar de vapor

presente en el aire.
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Se considera como modelo matematico el siguiente grupo de funciones:

p = fp(p,Z,T,R,Ma,M,,,x,,), (111.15)
Z = f,T,t, xp,), (111.16)
xy = fx(Osv, [, HT, D), (111.17)
f=f®0, (111.18)
Py, = f(T), (111.19)
T = fr(¢t)
Donde:
P Densidad del aire [%]
p Presion ambiental absoluta [Pa].
Z Factor de compresibilidad.
T Temperatura ambiente absoluta[K].
R Constante universal de los gases. R = 8.314510 + 8.4 x 10~ [ﬁ]
M, Masa molar del aire himedo M, = 0.028 963 512 440 [%]
M, Masa molar del agua M, = 0.018 015 [ﬁ]
Xy Fraccién molar de agua.
t Temperatura ambiente[°C].
Dsv Presién de saturacion de vapor[Pa].
Hr Humedad relativa.
f Factor de fugacidad.

Si bien estas funciones estan perfectamente 1dentificadas por motivos de practicidad no se

citan completamente y solo se indican las variables de las cuales dependen.

Paso 3. Identificar variables de entrada

Una vez establecidos los modelos matematico y fisico corresponde 1dentificar cudles
seran las variables que se mediran directamente en el proceso para ubicar las fuentes de
mcertidumbre. Considerando a la mediciéon como un proceso, se identifican magnitudes
o variables de entrada (propiedades de las cuales depende el mensurado), denotadas por
el conjunto(X;), en la cual el indice 1 representa la cantidad de magnitudes de entrada,

pudiendo tomar valores de 1 a n.

La relacion entre las magnitudes de entrada y el mensurando Y (siendo la magnitud de

salida), se representa como una funcion:

y = f({Xl}) = f(xl'x2' '"rxn)' (III 20)
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Los valores de las magnitudes de entrada pueden ser resultados de mediciones recientes,
realizadas por el usuario o tomados de fuentes como certificados, literatura, manuales,

etc.

En algunas ocasiones para determinar el mejor estimado del mensurando, se realiza el
promedio de los valores que obtuvo al considerar diversos conjuntos de valores {X;};de
las magnitudes de entrada. Si existen errores sistemadticos que puedan ser corregidos,
deben estar incluidos en la relacion matematica para calcular la mejor estimacion del

mensurando:

y =f({X;},C) = f(x1, %2, ., ) — C, (111.21)

En donde la variable C esta ligada a los errores debidos a la exactitud del dispositivo. En
muchos de los casos mas comunes, en los laboratorios de calibracion o ensayo, estos
modelos ya han sido definidos con anterioridad por otros laboratorios pioneros, por lo

que una investigacion bibliografica pudiera ayudar con el modelado.

Como se observa, el modelo matematico puede ser aproximado cada vez mds a una
ecuacion que represente la medicion realizada y cada vez se pueden ir agregando mads

magnitudes de entrada e interrelacionandose entre ellas.

Es importante indicar cudl es la interaccion entre las variables de entrada y las magnitudes

calculadas ya que esto impacta en los cilculos siguientes.
Fjemplo:

De las funciones anteriormente descritas (Ecuaciones 1I1.15, 16, 17, 18 y 19) podemos

observar que las variables de entrada son el conjunto:
{Xs} ={p Hr,t}, (111.22)

Paso 4. Identificar las fuentes de incertidumbre

Una vez definido el modelo con sus magnitudes de entrada, se identifican los factores que
pueden afectar significativamente en la determinacion del mensurando, pero que no
forman parte del mismo. Es decir, aquellas que no se pueden representar en el modelo
matematico pero que afectan el mensurando, también llamadas magnitudes de ifluencia

o fuentes de incertidumbre.
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Es practica coman comenzar con las fuentes que afectan a cada una de las variables de
entrada ya que por el principio de la propagacion de la mmcertidumbre estos errores se

propagan y causan errores en la medicion realizada.

Debe ser organizada una lista de todas las fuentes relevantes de mcertidumbre. La
mtencion es dejar establecidas claramente las diferentes fuentes que deben ser

consideradas en el andlisis de la incertidumbre.
Algunas de las fuentes de mcertidumbre tipicas son:

4 Definicién incompleta del mensurando.

4 Efectos no adecuadamente conocidos de las condiciones ambientales o
mediciones imperfectas de las mismas.

4 Limites en la discriminacion o resolucion del instrumento.

% Valores inexactos de los patrones y materiales de referencia utilizados en la
medicion.

% Valores inexactos de constantes y otros parametros obtenidos de fuentes externas
y utilizadas.

4 Aproximaciones e hipétesis incorporadas en el método y el procedimiento de
medicion.

4 Variaciones en observaciones repetidas del mensurando realizadas en condiciones

aparentemente 1dénticas.

Una vez que la lista de fuentes de mcertidumbre es organizada, sus efectos en el resultado
pueden, en principio, ser representados por un modelo de medicién formal, en el cual
cada efecto estad asociado a un parametro o variable en una ecuacion. Entonces, la
ecuacion forma un modelo completo del proceso de medicion en términos de todos los

factores mndividuales que afectan el resultado.

No es recomendable desechar alguna de las fuentes de incertidumbre, sin que antes se
realice una cuantificacion previa de su contribucion y sea comparada con las demads,
apoyadas en mediciones. Es preferible la consideracion de una cantidad excesiva de
fuentes de mcertidumbre que ignorar algunas entre las cuales pudiera descartarse alguna
mmportante. No obstante, siempre estaran presentes efectos como la experiencia,
conocimientos y actitud critica del metrélogo, que permitiran calificar a algunas de las

fuentes como mrrelevantes después de las debidas consideraciones.
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Ejemplo:

Dado que una de las variables de entrada es la humedad relativa del aire (Hr) que se
mide con un higrometro se consideran las siguientes fuentes de incertidumbre

relacionadas con esta variable.

4 Calibracion del higrometro.
% Resolucién del higrometro.

£ Variacion de la humedad relativa del aire.

Es preciso decir que esta caracterizacion se debe realizar para cada una de las variables de

entrada asi como otras posibles fuentes de incertidumbre.

Es recomendable realizar un diagrama de arbol que especifique la relacion entre todas las
variables y que muestre las fuentes de incertidumbre identificadas como el que se

muestra en la figura IIL6.

Resolucion

AN

Estabilidad

fal
Estabilidad
LN
Ajuste

Figura II1.6 Diagrama de arbol que representa la relacion entre variables.
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Paso 5. Cuantificar la incertidumbre estindar u(x;) de cada fuente

Se debe cuantificar la incertidumbre que aporta cada fuente. En la literatura se distinguen

dos métodos para cuantificar la incertidumbre de las fuentes.

+ Método de evaluacion tipo A
4 Mcétodo de evaluacion tipo B.

EFl método de evaluacion tipo A esta basado en un analisis estadistico de una serie de
mediciones, mientras el método de evaluacion tipo B comprende todas las demas

maneras de estimar la incertdumbre.

Cabe mencionar que esta clasificaciéon no significa que exista alguna diferencia en la
naturaleza de los componentes que resultan de cada uno de los dos tipos de evaluacion,
puesto que ambos tipos estan basados en distribuciones de probabilidad. La tnica
diferencia es que en una evaluacion tipo A se estima esta distribucion basindose en
mediciones repetidas obtenidas del mismo proceso de medicién mientras en el caso de
tipo B se supone una distribuciéon con base en experiencia o informacién externa al

metrélogo.

En la prictica esta clasificacion no tiene consecuencia alguna en las etapas siguientes para

estimar la inceridumbre combinada.

M¢étodo de evaluacion upo A de la inceridumbre estandar.

La evaluacion tipo A de la incertidumbre tipica se utiliza cuando se han realizado n
observaciones independientes de una de las magnitudes de entrada X; bajo las mismas
condiciones de medida. Si este proceso de medida tiene suficiente resolucion, se podra

observar una dispersion o fluctuacion de los valores obtenidos.

Supodngase que la magnitud de entrada X; medida repetidas veces, es la magnitud Q con
n|n>1 observaciones estadisticamente independientes, el valor esperado de la
magnitud Q es @, la media aritmética o el promedio de todos los valores observados (q; |
G =1, 2,..., n), debido a que la media se considera como el valor mds representativo de

toda la distribucion. (magnitud de entrada X; = q).

S|

n
g = Z a, (I11.23)
=1
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La varianza de un conjunto de datos es una medida de la dispersion estadistica de una
variable, indica como sus posibles valores se distribuyen alrededor del valor esperado y es
el promedio de las distancias cuadradas de cada valor con respecto a la media, debido a
que la media se considera como el valor mas representativo de toda la distribuciéon. Se
denota por s2 o por S,Zl_l dependiendo del valor que se utilice para promediar. Se divide
entre n, cuando se considera que se tienen todos los datos posibles, y se divide entre n-1
cuando se tiene solo una fraccion de los datos. lLas ecuaciones para determinar la

varlanza son:

n
2 1 —\2
HOEEIY R (111.24)
i=1
Y
n
2 1 =12
@ == @ - 111.25)
n—1¢ 4
1=
Dénde
52 Varianza de los datos [unidades de datos experimental al cuadrado].
qi I-esimo dato experimental [unidades de la variable de entradal].
q Valor medio de los datos experimentales.

La mejor estimaciéon de la varlanza respecto a la media aritmética g es la varianza

experimental de la media aritmética, que viene dada por:

2
sh(@) = Snnﬂ, (I11.26)
sa-1(q) = —S"‘;l(q). (111.27)

La desviacion estandar, también llamada desviacion tipica, es una medida de dispersion
usada en estadistica para indicar cuanto tienden a alejarse los valores del promedio en
una distribucion. Dicho de otra manera, la desviacion estindar es una medida del grado

de dispersion de los datos con respecto al valor promedio.
Su raiz cuadrada positiva se denomina desviacion tipica experimental respecto a la media
aritmética. La incertidumbre estindar u(x;) asociada a la estimacion de entrada q es la

desviacion estandar experimental de la media.

Si se cuenta con toda la poblacién de datos:
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PN ) J%Z?=1(qi—ﬁ)2 Sa(@)
u(x;) = [s2(q) = "n = 7 = Nl (111.28)

Si se cuenta con una pequena muestra de datos:

[ o 5@ \/—nfli?ﬂ(qi—ﬁf Sp-1(@)
u(x) = [si_1(@ = = 7 == (I11.29)

La varianza experimental respecto a la media y la desviacién tipica experimental de la

media pueden ser utilizadas como medidas de las fuentes de inceridumbre.

En ocasiones no es posible o practico realizar numerosos experimentos para determinar
la desviacion estiandar experimental, por lo que se recurre a la practica o a la hiteratura
para asignar una distribucion de probabilidad a la fuente de inceridumbre en cuestion y
se aplica la férmula para calcular su desviacion estindar para cuantificar su

incertidumbre.
Las distribuciones de probabilidad mas utilizadas en este ambito son:

F Distribucion normal.
4 Distribucion rectangular.

% Distribucion triangular.

La mayoria de las veces es mdas conveniente recurrir a asignar una distribucion de

probabilidad para minimizar las variaciones debidas a la falta de repetibilidad.

Método de evaluacién tipo B de la incertidumbre estindar
En una evaluacion tipo B de la mcertidumbre de una magnitud de entrada se usa

informacion externa u obtenida por experiencia. Las fuentes de informacion pueden ser:

4 Certificados de calibracion.

% Manuales del instrumento de medicién, especificaciones del instrumento.

4 Normas o literatura.

4 Valores de mediciones anteriores.

% Conocimiento sobre las caracteristicas o el comportamiento del sistema de

medicion.
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Ejemplo:

Para calcular la mcertidumbre asociada a la resolucion del higrometro que mide la
humedad relativa se puede considerar que el valor de la medicion puede caer con la
misma probabilidad entre cualquiera de las marcas de menor tamano del mstrumento,
por lo que se comportard como una distribuciéon rectangular o uniforme. Por lo tanto la

mncertidumbre de esta fuente para la variable de entrada humedad relativa es:

u(Hry) = = 0.29 %, (111.30)

ﬁ|p
N

La incertidumbre estandar de esta fuente adopta la forma de la férmula para calcular la

desviacion estandar de una distribucién uniforme.

Paso 6. Calcular la incertidumbre combinada para cada variable de entrada u.(x;)

Se debe obtener una magnitud denominada incertidumbre combinada, la cual debe
conjuntar los valores de mcertidumbre de cada fuente para cada una de las variables de

entrada.

En el caso de magnitudes de entrada no correlacionadas, la incertidumbre combinada

u.(y) se calcula por la suma geométrica de las contribuciones particulares:

u(x;) = (111.31)
Doénde:
u.(x;) Incertidumbre combinada para la variable (x;).
u].(xl.) Representa la incertidumbre estandar de la j-esima fuente para la i-

esima variable de entrada.

En algunos casos es posible medir el impacto de cada fuente de incertidumbre en cada
variable de entrada, para ello se recurre al uso de la fley de propagacion de la
mcertidumbre, esta ley requiere del cilculo de derivadas parciales del modelo en cuestion

y se explica posteriormente.

Fjemplo:
Conocidas las incertidumbres estindar para las fuentes que anaden incertidumbre a la

presion se calcula la inceridumbre combinada:
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Tabla II1.3 Fuentes de Inceridumbre que afectan a la humedad relativa.

Fuente Incertidumbre (%)
Calibracion del higrometro. 1
Resolucion del higrometro. 0.29
Variacion de la humedad relativa. 0.16

Calculo de la mcertidumbre combinada debido a la presion atmosférica:

u (Hr) = /12 + 0.292 + 0.162 = 1.1 %, (111.32)

Paso 7. Calcular los coeficientes de sensibilidad C;

En este punto, ya se tiene un estimado de la incertidumbre estandar del valor de cada una

de las magnitudes de entrada asociadas al modelo matemdtico. Sin embargo, ahora se
debe de 1dentificar cudles tienen un mayor impacto en el mensurando. Para lo anterior,
se realiza un procedimiento matematico basico, derivar parcialmente el mensurando
respecto a cada una de las magnitudes de entrada. A esta derivada se le denomina
coeficiente de sensibilidad, que como el nombre lo dice, es un nimero (o variable) que
indica que tan “sensible” es el mensurando a un cambio de esa variable (magnitud de
entrada). Entre mayor sea el niimero (en absoluto) mas sensible serd el mensurando a

cambios de esa variable.

Es importante considerar todos los modelos matematicos de los que se apoya el proceso
de medicion y no sélo considerar las derivadas parciales en donde el mensurando sea la
variable dependiente. Cuando se cuenta con diversos modelos matematicos
mterrelacionados se suele recurrir a la regla de la cadena para contabilizar todos los

posibles impactos de una variable en el modelo.

Determinacion a partir de una relacion funcional

Si el modelo matematico para el mensurando y = f({X;}) = f(xy, x5, ..., X,) describe la
influencia de la magnitud de entrada x; suficientemente bien mediante una relacion
funcional, el coeficiente de sensibilidad C se calcula por la derivada parcial de la funcién

f con respecto a x;:

o o K Xn)

; 111.33
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Otros métodos de determinacion:

Si la mfluencia de la magnitud de entrada X; en el mensurando Y no esta representada
por una relacion funcional, se determina el coeficiente de sensibilidad C; por una

estimacion del impacto de una variacion de x; en y segan:

_ Ly

Ci=—,
t AXi

(I11.34)
Esto es, manteniendo constantes las demds magnitudes de entrada, se determina el
cambio de Y producido por un cambio en X7 por una medicion o a partir de la

mformacion disponible (como una grafica o una tabla).

Cuando no se tiene un modelo matematico, estos coeficientes se determinan de manera
experimental vartando cada una de las magnitudes de entrada y registrando el cambio que
producen en el mensurando. Esa razon de cambio es el coeficiente de sensibilidad, sin
embargo, en un gran nimero de ocasiones esta experimentacion es costosa y/o inviable

para el laboratorio.

Ejemplo:

Si deseamos calcular el coeficiente de sensibilidad para una variable de entrada, por

ejemplo Hr debemos considerar las formas en la que afecta al mensurando.

Del diagrama de arbol (figura I11.7) se puede observar de qué manera impacta la

humedad relativa a la densidad bajo el modelo que hemos considerado:

n
)

AN
Certificado

Eesolucién

VAN

Estabilidad

4]
Il

."I I".
Figura II1.7 Impacto de la humedad relativa en la medicion de la densidad del aire.
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Lo anterior de manera funcional es:

p=f(0ZT R Mg M%), (111.35)
Z=1,mTtx), (111.36)
Xy = fx(Dsv, L HT, D), (111.37)

Si bien la humedad relativa no impacta de manera directa a la densidad si1 impacta al
factor de compresibilidad y a la fraccion molar de agua por lo que el coeficiente de

sensibilidad queda de la siguiente manera:

dp 0Z 0dx, dp 0dx,
=(— , 111.38
Hr (az dx, am) (ax,, am) ( )
Realizando las derivadas, el valor del coeficiente para la humedad relativa es:
_ Kg
Cyr = —0.011 099 104 /m3 ) (111.39)

Paso 8.Calcular la incertidumbre estdndar combinada u.(y)

Una vez que se ha identificado y cuantificado el mensurando, magnitudes de entrada y

fuentes de mcertidumbre, se procede a realizar una combinacion de tal forma que se
obtenga un valor de incertidumbre total sobre la determinacién del mensurando. Esta
mcertidumbre total, es denominada incertidumbre estindar combinada y se denota por
U.(y), en la cual se contiene toda la informacion esencial sobre la incertidumbre del

mensurado y.

Para el cilculo de la inceridumbre estindar combinada es necesario realizar los
productos de las incertidumbres combinadas u.(x;) de cada fuente de incertidumbre
multiplicada por su respectivo coeficiente de sensibilidad C; y posteriormente sumar el

cuadrado de cada producto y obtener la raiz de dicha suma.

Matematicamente queda expresado como:

n

ue) = | ) (Coruclx)’, (111.40)

i=1
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La ecuacion II1.40 determina la inceridumbre combinada estindar que manifiesta la
variacion que puede sufrir la incertidumbre de acuerdo a todas las variables de entrada y
a las fuentes de mcertidumbre consideradas para cada una de ellas. La anterior ecuacion
es una expresion de la ley de la propagacion de la inceridumbre La ley de propagacion
de mcertidumbre se debe aplicar exclusivamente para combinar incertidumbres estindar.

De ninguna manera debe ser utilizada para combinar mtervalos de confianza.

Cabe destacar que la anterior expresion de la incertidumbre esti dada en las mismas

unidades del mensurando.

Ejemplo:

Calculando todas las incertidumbres combinadas y los coeficientes de sensibilidad se

puede determinar la incertidumbre estindar combinada.

Los coeficientes de sensibilidad y las inceridumbres combinadas para cada variable son:

Tabla II1.4 Variables que aportan incertidumbre a la densidad del aire.

Variable que aporta

incertidumbre Incertidumbre combinada Coeficiente de sensibilidad
Presion atmosférica. 14.2(Pa) 1.1849x1075(Kg/m>Pa)
Temperatura ambiente. 0.061(7C) —0.00357703(Kg/m3C)
Humedad relativa del aire. 0.011(%)% —0.011099104(Kg/m3)

Constante universal de los

gases.

84x1077(J /K = mol)

—0.114203618(Kg K mol/m?])

Ajuste de la ecuacion.

9.5x107°(Kg/m?)

Por lo que de los valores anteriores obtenemos la incertidumbre estandar combinada:

u.(p) = 0.00032 (Kg/m?), (111.41)

Paso 9.Célcular la incertidumbre expandida U(y)

La forma de expresar la incertidumbre como parte de los resultados de la medicion

depende de la conveniencia del usuario. A veces se comunica simplemente como la
mcertidumbre estindar combinada, otras ocasiones como un cierto numero de veces tal
mcertidumbre, algunos casos requieren que se exprese en términos de un nivel de
confianza dado, etc. En cualquier caso, es indispensable comunicar sin ambigtiedades la

manera en que la incertidumbre estd expresada.
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La mcertidumbre combinada estindar puede considerarse como la desviacion estandar
de la distribucion que representa al mensurando; es comun suponer que esta distribucion
es de tipo normal. La incertidumbre estindar u,(y) tiene un valor igual a la desviacion
estandar de la funcién de distribucion del mensurando. El intervalo centrado en el mejor
estimado del mensurando contiene el valor verdadero con una probabilidad p de 68%
aproximadamente, bajo la suposicién de que los posibles valores del mensurando siguen

una distribucién normal.

Generalmente se desea una probabilidad mayor de 68%, lo que se obtiene expandiendo
este intervalo por un factor k, llamado factor de cobertura. El resultado se llama

mcertidumbre expandida U.

U(y) =k *uc(y), (111.42)

La inceridumbre expandida U indica entonces un intervalo, llamado mtervalo de
conflanza, que representa una fraccion p de los valores que puede probablemente tomar
el mensurando. El valor de p es llamado el nivel de confianza y puede ser elegido a

conveniencla.

Frecuentemente, los valores del mensurando siguen una distribucién normal. Sin
embargo, el mejor estimado del mensurando, la media (obtenida por muestreos de n
mediciones repetidas) dividida entre su desviacion estindar, sigue una distribucion
llamada t de Student, la cual refleja las limitaciones de la informacién disponible debidas
al nimero finito de mediciones. Esta distribuciéon coincide con la distribucion normal en
el limite cuando n tiende a infinito, pero difiere considerablemente de ella cuando n es
pequeno. La distribucion t de Student es caracterizada por un parametro v llamado

nimero de grados de libertad.

Por lo anterior, el intervalo correspondiente al nivel de confianza p, se calcula ahora por:
U() = tp,(v) *uc(y), (111.43)

De cierta manera el nimero v de grados de libertad asociado a una distribucién de una
magnitud puede considerarse una medida de la incertidumbre de esa magnitud. Entre
mayor sea Vv la estimaciéon de la incertidumbre serda mas confiable. El niimero efectivo de
grados de libertad v s del mensurando considera el nimero de grados de libertad v; de

cada fuente de inceridumbre.
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En la estimacién de incertidumbres por el método tipo A, vi depende directamente del
nimero de datos considerados y disminuye conforme al nimero de parametros

estimados a partir de los mismos datos. La repetibilidad de una medicion, estimada por la

desviacion estandar experimental de N lecturas tiene n-1 grados de libertad.

Por lo tanto, cuando la distribucion no es normal es necesario considerar la distribucion t
de Student y calcular los grados de libertad asociados, esto se puede realizar por medio

de ecuaciones como la de Welch-Satterwaite.

Ejemplo:

Si se considera que los valores del mensurando p siguen el comportamiento denotado
por una distribucién normal podemos utilizar un factor de cobertura k que nos dé una
confiabilidad de 95.45% para el valor de inceridumbre, por lo que la mcertidumbre

expandida sera:

Kg

m3

Kg
) — 0.00064 (ﬁ) (I11. 44)

U(p) = k * u,(p) = 2 * 0.00032 (
Paso 10.Expresion de la inceridumbre
Existen diferentes formas de expresar la incertidumbre, en funcion del nivel de confianza
y de la forma en la que se exprese la citada incertidumbre; por ejemplo, puede ser en las
unidades correspondientes al mensurando o puede ser en forma de porcentaje respecto a

la medicion realizada.

La expresion de la inceridumbre expandida U incluye su indicacion como un intervalo
centrado en el mejor estimado y del mensurando, la afirmacion de que p es del 95% (o el
valor elegido) aproximadamente y el nimero efectivo de grados de libertad, cuando sea

requerido. Una manera de expresar el resultado de la medicion es:
Y=y+U, (111.45)

El nimero de cifras significativas en la expresion de la incertidumbre es generalmente
uno, o dos cuando la exactitud es alta (s1 la primera cifra significativa es uno o dos, cabe la
posibilidad de usar un digito mas para evitar la pérdida de informacion util). Ademas
debe asegurarse que el numero de cifras significativas del valor del mensurando sea

consistente con el de la incertdumbre.
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Para asociar una incertidumbre medida en un proceso de calibracion que se tomara
como referencia para las demas mediciones realizadas por el instrumento de medicién es

cuestion de expresar la incertidumbre como un porcentaje respecto al valor medido:
U
Uy)% = ;, (111.46)

Esta forma de expresar la incertidumbre es conveniente ya que varia la incertidumbre
estandar combinada en funciéon del valor medido. Es particularmente util en casos en los
que dispositivos de medicion funcionan en rangos amplios de valores.

Ejemplo:

Una vez que se ha realizado la medicion de la densidad y se ha calculado la

mcertidumbre asociada se puede reportar de la siguiente forma:
Paire = 0.949547125 + 0.00064 [Kg/m?3], (111.47)

Si por cuestiones de practicidad se supone que la inceridumbre serd la misma durante
un periodo de tiempo en el que se realizaran diversas mediciones. Esta forma de expresar

la medicion es la mas recurrente en la medicion de hidrocarburos.
Paire = 0.949547125[Kg/m3] + 0.06740055%, (I111.48)
Donde:
U(p)% = 0.06740055%, (111.49)

111.3 PRORRATEO DE LA PRODUCCION

Existen ocasiones en las que no es conveniente medir de forma frecuente las corrientes
producidas en unidades pequenas como los pozos de forma individual, por lo que se

recurre a una técnica denominada prorrateo.

Fl prorrateo es una técnica que se utiliza comtinmente en el area de contabilidad para
distribuir los costos administrativos de la produccion de un bien y asignarle un costo por

unidad producida.

El prorrateo es conveniente cuando se tienen diversas fuentes con alta incertidumbre que
aportan produccion a un solo punto que posteriormente es medida con una menor

mcertidumbre. En el caso de la industria petrolera estas diversas fuentes suelen ser los
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pozos y el punto con menor incertidumbre suelen ser las baterias de producciéon aunque
el prorrateo no se reduce a estas dos instalaciones y se puede aplicar en cualquier par de
puntos de medicion en donde sea util realizar esta operacion siempre y cuando se

cumplan los criterios de incertidumbre antes mencionados.

Por definicién se entiende por prorrateo el reparto de una cantidad, obligacion o cargo
entre varios entes, segin la proporciéon del colectivo v que representa el valor total de la

caracteristica a estudiar respecto del total.
Para realizar un prorrateo se debe contar con una base de informacién que debe constar

de la medici6n puntual de la produccion de cada uno de los pozos y del valor medido del

total de la produccion que llega a la bateria de produccion.

n
p, = Z P, (I11.50)
i=1

Doénde:
P, Produccion total medida en punto de menor incertidumbre al tiempo t.
Di, Produccion aportada por cada elemento de mayor incertidumbre al tiempo t.

Con esta informacion se calcula una proporcion de aporte de cada pozo.

A; = &, (111.51)
P
Doénde:
A; Proporcién de aporte del i-ésimo elemento.
Di, Produccion del i-ésimo elemento al tiempo t.
P, Produccion total del conjunto al tiempo t.

Una vez conocida la proporcion de cada elemento es posible estimar la posterior
produccion de un pozo bajo el supuesto de que la proporcion de la produccion serd la
misma en un tiempo diferente al tiempo t, este supuesto es cierto en periodos de tiempo

cortos.

Para obtener una producciéon prorrateada en un tiempo diferente al t de cualquiera de los
1 elementos que conforman el sistema bastara con multiplicar su proporcion de aporte

por la produccion medida con menor imcertidumbre.
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Pir = Pr *x A, (111.52)
Donde:
Dif Produccion del i-ésimo elemento al tiempo f.
pf Produccion total del sistema al tiempo f.
A; Proporcién de aporte del i-ésimo elemento.

Kl prorrateo ofrece una estimaciéon de la produccion de los pozos que se obtiene a partir
de una mediciéon con mayor certidumbre, por lo que cuando los instrumentos colocados
a boca de pozo tienen un alto grado de incertidumbre el prorrateo nos ofrece un valor

que puede estar mas aproximado a la realidad.

[11.4 BALANCES DE PRODUCCION
Los balances de produccion son andlisis que se realizan de un sistema en su conjunto
para poder analizar cudles son y en qué proporcién es el aporte de cada fuente de
produccion, asi como de los destinos que tienen las distintas salidas del sistema. Este
proceso es util particularmente para llevar una correcta y sencilla administracion de los
recursos producidos y permite 1dentificar pérdidas que no se han considerado en el
sistema con el fin de reducirlas o tenerlas en consideracion para la futura planeacion.
También es importante porque le permite a una empresa tener un conocimiento Mmas
cercano a la realidad sobre los recursos con los que cuenta para su venta o su consumo

mterno.

Es 1mportante senalar que un balance es una herramienta que, debido a las
mcertidumbres asociadas a los diferentes dispositivos de medicion, solo representa una
aproximacion de la realidad. Por lo tanto los valores calculados por medio de un balance

pueden presentar ligeras diferencias respecto a los valores medidos correspondientes.

Tipos de balance de produccién

Un balance puede llevarse a cabo por medio de dos parametros principales:

4+ Masa
% Volumen

Los balances, utilizando cualquiera de las dos magnitudes, recurren a un principio de

conservacion.

Produccion entrante — Produccion Saliente = Produccion Acumulada
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Es necesario identificar los puntos que aportan produccion al sistema asi como 1dentificar
las salidas de produccion del sistema, ademds es importante tener un conocimiento

frecuente de los volumenes almacenados.

En el caso de balances de masa lo tinico que se necesita es conocer las magnitudes
aportadas por cada variable, sin embargo en la mayoria de los casos no es posible contar
con esta informaciéon ya que los medidores masicos no son comunes en la prictica y
tampoco se recurre a la medicion frecuente de la densidad de las corrientes; por lo tanto
en la mayoria de los casos es imposible o muy poco practico realizar balances de materia

aplicados a mstalaciones de produccion.

Debido a los cambios que sufren los volumenes debido a cuestiones técnicas como las
condiciones termodinamicas, es necesario comparar volimenes que se encuentren bajo
las mismas condiciones operativas, sin embargo si se han corregido las mediciones
realizadas como se explico en el capitulo anterior es posible hacer un balance de

volumenes de forma mas sencilla y tedricamente correcta.

La forma general de un balance volumétrico de produccion se realiza de la siguiente

manera:
Veacs. = VSacs. = Vaacs. (111.53)
Doénde:
Veacs. Volumen entrante de produccién dado a condiciones estandar.
Vsac.s. Volumen que sale de produccién dado a condiciones estandar.
Vagcs. Volumen acumulado dado a condiciones estandar.

Es importante considerar, aunque parezca evidente, que no es correcto sumar voliimenes
de distintos tipos de fluidos. En la practica se suman o restan aritméticamente volimenes
de corrientes de distintos tipos de aceite o condensado, asi como se les da el mismo

manejo a corrientes de diferentes tipos de gas.

Puntos en donde se realizan los balances

Los balances volumétricos de produccion se realizan en puntos que permiten la
acumulacion y el almacenamiento, aunque sea por cortos periodos de tiempo, de
produccion tanto de aceite como de gas. Se realizan con el fin de contar con informacion
que permita auditar dichas mstalaciones y que a su vez facilitan la administracion u
optimizacion de las instalaciones. Para que se pueda realizar un balance es necesario
contar con mediciones previas o en la entrada de la instalacion en cuestion o posteriores

o en la salida de las mismas.
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Algunas de las instalaciones en donde se realizan estos balances son las siguientes:

A. Baterias de separacién
Este es el primer punto de acumulacion, normalmente se recolecta la produccién de un
grupo de pozos cercanos geograficamente a la bateria y cuyas corrientes presentan

propiedades similares.
En las baterias de produccién se presentan principalmente dos entradas de produccion:

4 Produccién proveniente de pozos.

4 Produccién proveniente de otras plantas de produccion.

La produccion proveniente de los pozos normalmente entra a través de un ducto que
previamente ha recolectado las producciones de diversos pozos; este ducto es
denominado cabezal. Fn ocasiones por cuestiones operativas es necesario realizar el
envio de corrientes provenientes de una instalacion a otra; estos traspasos deben ser

contabilizados en las entradas de la produccion.

En cuanto a las salidas, se presenta una mayor diversidad de posibles salidas presentes.
En las baterias de separacion normalmente se lleva a cabo la separacion de agua del
crudo y del aceite por lo que una de las salidas del sistema son las salidas de agua hacia

plantas de tratamiento o a pozos letrina.

En lo que respecta al transporte de gas y de aceite, en ocasiones es necesario agregar
energia en forma de presion por lo que hay salidas de las baterias de separacion que se
dirigen a plantas de bombeo o compresion. También pueden existir salidas hacia otras
baterias debido a las transferencias o salidas que se dirjjan a centrales de almacenamiento

o puntos de entrega-recepcion.

Debido a cuestiones de seguridad existen puntos de salida que contemplan la posible
quema de gas o acelte en caso de un siniestro, por lo que suelen integrarse valvulas de
desfogue, presas de quema o actividades de quema o venteo. También existen pérdidas

debido al autoconsumo del gas, sin embargo cominmente son despreciables.
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Recapitulando encontramos las siguientes salidas:

a) Salidas a otras instalaciones de produccion como:
Transferencia a otras baterias de separacion.
Estaciones de compresion.

Estaciones de bombeo.

Centrales de proceso y almacenamiento.
Puntos de entrega recepcion.

Plantas de tratamiento.

T N

Pozos letrina.

b) Salidas o perdidas por motivos de seguridad.

4 Vilvulas de desfogue.
4 Eventos de quema y/o venteo.

4 Operacion de presas de quema.

B. Centrales de almacenamiento
Estas mstalaciones son puntos en donde se retinen corrientes separadas, normalmente de

aceite, con el inico fin de separarlas para su posterior distribucion a algin otro punto.

Los principales puntos que proveen la produccion de estas instalaciones son las baterias
de separacion u otras nstalaciones de produccion como estaciones de bombeo o
compresion. Debido a los procesos de lavado que en ocasiones se llevan a cabo en estas

mstalaciones existen entradas de agua dulce que pueden considerarse.

Las salidas de hidrocarburos de este tipo de instalaciones normalmente son a centros de
comercializacién y hacia pozos de inyeccion en donde se confina el agua que se emple6

para el lavado del crudo.

C. Puntos de entrega-recepcién
Estas instalaciones normalmente son puntos en donde convergen las producciones
emitidas por diferentes baterias de produccion. En estas se da un dltimo

acondicionamiento a los hidrocarburos para su posterior transferencia de custodia.
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En estos puntos convergen corrientes de aceite y/o gas provenientes de otras plantas de
produccion. Por lo que las entradas son baterias de separacion o estaciones de bombeo

o compresion. Las salidas principales de estos puntos son los volimenes que se venden.

Cada balance de volumenes se debe ajustar a la instalacion que se utiliza como punto de
referencia considerando las particularidades de la misma. También debe decirse que la
efectividad del balance de produccién estard en funcién de la incertidumbre de las
mediciones consideradas para el mismo. Las diferencias entre los valores calculados por
medio de balances y los medidos pueden ser evidencia de pérdidas o entradas no
consideradas o mal medidas, o cuando las pérdidas son relativamente pequenas se

pueden deber a errores asociados a la inceridumbre de las mediciones.

[11.5 PETROLEO CRUDO EQUIVALENTE
En ocasiones es conveniente, desde el punto de vista administrativo, comparar voliimenes
de gas y de aceite y existe la necesidad de encontrar una equivalencia entre las cantidades

de ambos. Debido a esta necesidad existe un concepto denominado crudo equivalente.

El crudo equivalente es la expresion de unvolumen de gas (u otros energéticos)
expresado en barriles de petréleo crudo que equivalen a la misma cantidad de energia
(equivalencia energética) obtenida del crudo. Este término es utihizado frecuentemente
para comparar el gas natural en unidades de volumen de petroleo crudo para proveer

una medida comun para diferentes calidades energéticas de gas.

Un barril de petréleo crudo equivalente en términos energéticos es igual a:

BPCE = 6.119 * 10°(joules) = 5.8 x 10°(BTU), (111.54)

Relacionando la capacidad energética de la mezcla mexicana se ha encontrado en la

practica que el factor de conversion de gas a barriles de petréleo crudo equivalente es:

Factor de conversion = 5.0155 (w) (I11.55)
BPCE = 2- bl /) .
Lo cual de forma aproximada nos indica que:
1 Barril de aceite ~ 5015.5 pies cubicos de gas, (111.56)
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CapfTuLO IV. LINEAMIENTOS LEGALES Y REQUERIMIENTOS
TECNICOS

Este capitulo tiene como principal objetivo mostrar cuales son los principales
lineamientos a los que se deben ajustar las practicas en la industria petrolera
mexicana en funciéon de lo emitido por el organo regulador mexicano
(CNH), asi como mostrar las consideraciones que hace Pemex sobre esta
materia; también se muestra brevemente cudl ha sido la dinamica de la
industria petrolera mexicana en cuanto a la medicion de hidrocarburos se

refiere.
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IV.1 ANTECEDENTES DE LA REGULACION EN LA MEDICION DE
HIDROCARBUROS EN MEXICO

Como ya se ha mencionado la medicion de las corrientes de hidrocarburos es un factor

fundamental de la industria, sin embargo ha sido solo hasta fechas recientes cuando se ha

comenzado a trabajar en su estandarizacion y regulaciéon en el ambito petrolero

mexicano.

Los primeros esfuerzos por establecer lineamientos claros e mtegrar directrices concretas
en el ambito de la medicion de hidrocarburos comenzé en los anos 2004 y 2005, cuando
la Subdirecciéon de la Coordinacion Tecnologica de Explotacion de Pemex, en conjunto
con la Subdireccion de Operaciones y Comercializaciéon, produjeron un Plan Rector que
fue el primer intento por establecer y regularizar una estrategia de medicion de
hidrocarburos en la cadena productiva de Pemex Exploracion y produccion (PEP), con el

fin de mejorar la calidad de los balances volumétricos.

En el ano 2006, la Subdireccion de Operaciones y Comercializacion se transformé en la
Subdireccion de Distribucion y Comercializacion, recibiendo facultades operativas de los
ductos de transporte, distribucion y acondicionamiento. Este cambio administrativo dio
como uno de sus resultados la necesidad de actualizar el anterior Plan Rector dando
como origen al protocolizado “Plan Rector para la Medicion de los Hidrocarburos 2007-
2010”. El objetivo de este documento fue contar con sistemas de medicion instalados
estratégicamente en la cadena productiva de PEP con la finalidad de elaborar balances
volumétricos diarios dentro de una maxima diferencia permisible, con evidencia de que

estos sistemas estuvieran apegados a las mejores practicas iternacionales.

En 2008, Pemex, a través de la Subdireccion de Operaciones y Comercializacion
conjuntamente con el CENAM, realizé6 un diagnostico del conocimiento metrologico que
posee el personal relacionado con los procesos de medicion y en funcion de las
deficiencias detectadas en 2009 se crearon dos diplomados impartidos por el CENAM

que capacitaron al personal diagnosticado.

El 28 de noviembre de 2008 se publico en el Diario Oficial de la Federacion la “Ley de
la Comision Nacional de Hidrocarburos”, por medio de esta ley en mayo de 2009 se
cre6 a la Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH). La CNH es un o6rgano
desconcentrado de la Secretaria de Energia (SENER) dotado de autonomia técnica y
operativa cuyo principal objetivo es regular y supervisar la exploracion y extraccion de
hidrocarburos, asi como regular y supervisar las actividades de proceso, transporte y
almacenamiento que se relacionen directamente con los proyectos de exploracion y

extraccion de hidrocarburos.
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A finales del ano 2010 Pemex emiti6 el “Plan Rector para la Medicion de Hidrocarburos
en PEP 2011-2015” con el cual se dio continuidad al anterior Plan Rector, pero
aumentando el alcance del mismo. Dentro de los objetivos de este documento se
encuentra el realizar el diagnéstico de los principales sistemas de medicion de
hidrocarburos para que posteriormente los activos integrales de produccion vy las
gerencias de transporte y distribucion de hidrocarburos establezcan y ejecuten programas
de modernizacion que resulten en el mejoramiento continuo de los sistemas de medicion

implementados.

El 18 de noviembre de 2010 el Titular del Poder Ejecutivo Federal publicé el Diario
Oficial de la Federacion el “Decreto por el que se reforman y adicionan diversas
disposiciones de la Ley Federal de Derechos, relativa al Régimen Fiscal de Petroleos
Mexicanos”; este decreto establece, entre otras cosas, que la CNH es la encargada de
emitir los lineamientos a los que quedaran sujetos los sistemas de medicion de voliumenes
extraidos de petréleo crudo y gas natural, instalados en cada pozo, campo y punto de

transferencia de custodia.

En respuesta al anterior decreto, la CNH publico en junio de 2011 la resolucion
CNH.06.001/11 en el Diario Oficial de la Federaciéon por medio de la cual dio a conocer
“Los Lineamientos Técnicos de Medicion de Hidrocarburos”. Este documento
representa el primer esfuerzo de un organismo imndependiente a Pemex por regular los
procedimientos a los que se debe ajustar la medicion de hidrocarburos en el pais. Desde
entonces los esfuerzos por mejorar los procedimientos asociados con la medicion de

hidrocarburos han sido fruto del trabajo conjunto de Pemex y la CNH.

La publicacion de dichos lineamientos técnicos establecieron algunas nuevas obligaciones
que Pemex debe cumplir en este ambito, una de ellas fue la realizaciéon de un proceso de
revision y diagnostico micial del estado que guardan los instrumentos, instalaciones y
sistemas de medicion actuales, dentro de la cadena de produccion de PEP. Por lo que
PEP se vio en la necesidad de realizar un diagnéstico inicial de sus mstalaciones. Dicho
diagnoéstico sirvio como base para establecer el estado en el que se encontraban todos los
sistemas de medicion y poder de esta manera establecer con mayor claridad objetivos que

permitan la optimizacion de los mencionados sistemas.

Los lineamientos técnicos emitidos por la CNH también contemplan el establecimiento
de metas a corto y a mediano plazo por parte de Pemex, con el fin de lograr el
cumplimento de los propios lineamientos. Para satisfacer esta necesidad Pemex emite un
documento de forma anual al que denomina Plan Estratégico para la Medicion con el

cual se fijan objetivos concretos que se deben cumplir en el plazo de un aino. Como
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resultado final de este proceso de mejoramiento se espera que Pemex cuente con

sistemas de medicion que compitan en efectividad con cualquier sistema a nivel mundial.

Dichos lineamientos técnicos establecen en su articulo décimo transitorio que en un
periodo de 5 anos, a partir de la publicacion de los mismos, la CNH emitird la primera
Norma Oficial Mexicana correspondiente a los elementos metrologicos que forman parte

de la gestién y la gerencia de medicién de hidrocarburos.

IV.2 LINEAMIENTOS TECNICOS EMITIDOS POR LA CNH

En el caso especifico de la industria petrolera mexicana, la inica compania que puede
llevar a cabo las labores de exploracion y de explotacion de hidrocarburos es Pemex.
Debido a su cardcter de empresa paraestatal es de fundamental importancia para el
Estado procurar y auditar las acciones llevadas a cabo por la misma; es por eso que el 18
de noviembre de 2010 el titular del ejecutivo federal publicoé en el Diario Oficial de la
Federacion el “Decreto por el que se reforman y adicionan diversas disposiciones de la
Ley Federal de Derechos, relativa al Régimen Fiscal de Petroleos Mexicanos”. En estas
reformas se indica que la CNH debe emitir los lineamientos a los que quedaran sujetos
los sistemas de medicion de volimenes extraidos de petréleo crudo y gas natural,

mstalados en cada pozo, campo y punto de transferencia de custodia.

Antes de que la CNH tuviera la funcion de emitir lineamientos y vigilar su cumplimiento,
Pemex, mediante su subsidiaria PEP, era la encargada de llevar un control interno propio
para determinar los volimenes producidos. PEP present6 un plan rector para “Medicion
de Hidrocarburos 2007 - 20107 y el “Plan Rector para la Medicion de Hidrocarburos en
PEP 2011-2015”, que junto con diversas normatividades internacionales, sirvieron como

fundamentos para la elaboracion de los ineamientos emitidos por la CNH.

Estos lineamientos contemplan que la medicion de hidrocarburos debe dividirse en
mediciones de volimenes extraidos (medicion en pozos y en baterias de separacion) y
medicion de volumenes vendidos (medicion en puntos de transferencia de custodia o
puntos de venta) y que dicha medicion se debe llevar a cabo por medio de métodos

indirectos y de métodos directos.

Los lineamientos técnicos emitidos por la CNH se basan entre otras cosas en la
reglamentacion referida a los sistemas de medicion de los hidrocarburos extraidos en los

diversos puntos en la cadena productiva de cualquier activo de produccion.
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I\V.2.1 OBJETIVO

El primer objetivo de los lineamientos técnicos es permitir conocer y constatar que los
volimenes y calidades de hidrocarburos extraidos, transferidos y vendidos que son
reportados diartamente a diferentes entidades del gobierno federal, principalmente la
SENER vy a la Secretaria de Hacienda y Crédito Publico (SHCP), tengan un sustento
técnico vy puedan ser auditados y comparados por las propias Secretarias o por

consultores independientes.

Otro objetivo esta relacionado con el aspecto fiscal de la industria ya que de acuerdo al
régimen fiscal existente y aplicable en la industria petrolera mexicana el valor de los
mmpuestos que se debe pagar estd en funcion del valor comercial de las cantidades que se
van a comercializar; este valor comercial a su vez es funciéon de la cantidad que se

comercializard y de la calidad de los hidrocarburos.

Es importante debido a cuestiones técnicas poder realizar balances de materia o volumen
en la cadena productiva que puedan realizarse con andlisis iniciales, intermedios y finales,
para hacer mesurables y rastreables los fenémenos que afectan la medicion de los
hidrocarburos, tales como encogimientos, evaporaciones, fugas o derrames, asi como
también la validacion de la informacion que permita realizar comparaciones y deteccion

de causas de posibles variaciones en la medicion.

IV.2.2 ALCANCE

Los lineamientos emitidos por la CNH que dictan especificaciones técnicas para realizar
mediciones de hidrocarburos tienen expectativas a diferentes periodos de tiempo. El
primer paso para la implementacion de los lineamientos técnicos es generar un
diagnostico sobre la situacion micial de los sistemas de medicion con el fin de enfatizar
esfuerzos en las zonas mds sensibles y con mayores fallas. Esta fase ha sido finalizada ya
que Pemex ha realizado en conjunto con la CNH una evaluacién del estado micial de sus
mstalaciones. La CNH emitio su dictamen sobre dicho estado inicial en el documento
“Dictamen de la Evaluacion del Diagnostico Inicial del Estado de la Medicion y el Plan
Estratégico de Medicion 2012” presente en la resolucion CNH.E.11.002/12.

La segunda fase mmplica que, una vez 1dentificadas las condiciones de los sistemas de
medicion y priorizando actividades, se lleven a cabo actividades para el fortalecimiento de
la certidumbre en el sistema integro de medicién con el fin de lograr que a partir de 2015
Pemex cuente con un sistema de medicion que esté por lo menos a la altura de los

mejores sistemas de medicion implementados en las mejores compaiias internacionales.
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Para lograr estos propositos se debe crear un programa de trabajo anual que detalle las
metas que se deben cumplir en el ano con el fin de lograr gradualmente los objetivos

parciales que concluirdn con el cumplimiento de las metas minimas establecidas para

2015.

IV.2.3 CONSIDERACIONES FUNDAMENTALES

Se toma en cuenta la obligacion de Petroleos Mexicanos en lo que se refiere a mantener
un estricto control de los hidrocarburos a través de un sistema de gestion y gerencia de
medicién de los volimenes que se producen, transportan, almacenan, o transfieren en
custodia o hasta el despacho para su venta a otra subsidiaria o para exportacion. Lo
anterior implica que Pemex es responsable del diseno, operacion y administracion y que

debe atender a la mejora continua del sistema.

La CNH es la responsable de emitir y llevar a cabo los procesos de revision, evaluacion y
supervision del cumplimiento de los principios y criterios generales de medicion de los

hidrocarburos en las actividades de exploracion y produccion.

Tomando en cuenta lo anterior Petroleos Mexicanos deberd establecer un “Plan
Estratégico de Medicion”, aprobado por la CNH, que definira un plan de trabajo anual
en esta materia. Lo anterior, con el objeto de programar la realizaciéon de acciones y
adoptar medidas viables y realizables que permitan dar ceridumbre a las actividades de

medicion de los hidrocarburos.

Es importante considerar que los fluidos presentan variaciones de volumen en funciéon de
las condiciones termodinamicas presentes, por lo que es necesario corregir las
mediciones para llevarlas a condiciones estindar que se usan como referencia. Dichas
condiciones son valores especificos de presion y temperatura a los que se deben
presentar las mediciones realizadas. Los valores de referencia estindar para la medicion
de hidrocarburos en Pemex son de 101, 325 [Kpa] o 1 atm de presion absoluta y para la

temperatura, 20 [°C].

Las mediciones realizadas en cualquier punto de medicion deben apegarse a las
condiciones estandar a las que se hizo referencia anteriormente sin embargo la norma
NOM-008 idica que en cualquier contrato de compra-venta se deben especificar las
condiciones referenciales que pueden o no ser las utilizadas como referencia en los
lineamientos técnicos emitidos por la CNH. En materia contractual también se debe
establecer de forma clara y reportar con regularidad la cuantificacion de volumen y la

calidad de los hidrocarburos que se despachan, asi como los elementos que pueden

188



CAPITULO IV LINEAMIENTOS LEGALES Y REQUERIMIENTOS TECNICOS

afectar la medicion en los puntos de venta y que podrian provocar posibles reclamaciones

de las partes afectadas.

1V.2.4 SISTEMAS DE MEDICION

Los sistemas de medicion de hidrocarburos son el conjunto de elementos fisicos,
equipos, mstrumentos ¢ nstalaciones, asi como los principios metrologicos, normas y
estandares, a través de los cuales se cuantifican cantidades o volimenes de hidrocarburos

ya sean aceites, gases o condensados.

La CNH indica que Pemex debe contar con sistemas de medicion en toda la cadena de
produccion de hidrocarburos, desde los pozos hasta los puntos de venta interna y externa

considerando los puntos intermedios.

Se debe contar con la informacion estadistica que permita medir la incertidumbre
asociada a cada sistema de medicion y considerando que se debe contar con los sistemas
de medicion con menor incertidumbre en los puntos de transferencia de custodia. En el
caso especifico de la medicion fiscal debe ser la SHCP la encargada de establecer los

puntos y condiciones de medicion.

La medicion de hidrocarburos que se lleva a cabo en los puntos de venta interna y
externa se deberd llevar a cabo con la menor incertidumbre posible y atendiendo siempre
a lo establecido en contratos comerciales. En estos puntos de transferencia de custodia se
debera regular también la calidad de los hidrocarburos medidos con el fin de asegurar
que el sistema de medicion sea el adecuado en funcion de las caracteristicas de la
corriente que se esta midiendo; puede ser mediante cromatdgrafos de flujo continuo o
por medio de muestreos automaticos. Otro aspecto que se debe considerar en la
medicion en los puntos de venta tanto interna como externa es que se debe contar con
sistemas de monitoreo que a través de sistemas telemétricos permita al interesado

conocer los valores medidos por los sistemas de medicion en tiempo real.

La mmplementaciéon de los sistemas de medicién siempre mmplica un costo econémico
que Pemex esta obligado a cumplir. En caso de deficiencia presupuestal se debe dar
prioridad a la medicion en los puntos de venta por encima de los demas puntos de

medicion.

En paquetes de medicion ubicados en puntos de venta interna o externa y en puntos de
transferencia de custodia, la cantidad de corrientes debe ser tal que el maximo estimado
de hidrocarburos se pueda medir con cualquiera de las corrientes fuera de operacion

conservando los limites operacionales de las demas corrientes.
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En los sistemas de medicion esta prohibida la instalacion de derivaciones sin importar el
objetivo que ésta tenga. En el caso de que estas derivaciones existan se debe comprobar
que elementos tales como bridas ciegas o vdlvulas tengan enclavamientos o candados o

los medios necesarios para comprobar su hermeticidad.

Para efectos contables las sustancias a medir son dos: los gases y los liquidos. Los liquidos
mcluirdn a las corrientes de aceite y de condensados que se encuentren a condiciones
termodinamicas estindar mientras que los gases consideran cualquier corriente de gas

natural.

IV.2.5 TIPOS DE MEDICIONES
En la cadena de produccion se encuentran distintos sistemas de medicién que poseen
diversos grados de mcertidumbre teniendo, en los puntos de venta y transferencia los
prioritarios y por lo tanto los mas certeros. s debido a esta incertidumbre que la suma
de todas las mediciones en cada nivel de medicion no corresponde entre si y podemos
obtener un volumen total si sumamos las mediciones en boca de pozo y obtenemos un
volumen que varia si sumamos las mediciones en las baterias. De lo anterior se plantea
un tipo de medicion que extrapole las proporciones de los puntos con menor
mcertidumbre hacia los puntos de medicion con mayor incertidumbre; para esto es

posible la utilizacién de procedimientos como el prorrateo.

Dentro del sistema de medicion que se implementa se consideran dos tipos de
mediciones: las mediciones operacionales y las mediciones referenciales. Las mediciones
operacionales son las mediciones que se obtienen directamente de los equipos de
medicion. Si consideramos las mediciones que se realizan en los puntos con menor
icertidumbre y consideramos las proporciones que se obtienen de los puntos de mayor
mcertidumbre podemos realizar un ajuste por medio de la extrapolacion de las medidas
con mayor certeza; a esta extrapolacion la denominamos medicion referencial. Para
cuestiones de calculos se tendra preferencia de la medicion referencial sobre la

operacional por tener estas ultimas fuentes con menor incertidumbre.

La medici6n operacional en cualquier punto de la cadena de produccion debe contar con
iformacion que permita calcular la incertidumbre asociada a cada sistema; este valor se
debe calcular de acuerdo al tipo especifico de medidor que se presente para medir
condensados y aceites. Cuando se realizan pruebas con el fin de corroborar su

funcionalidad se deberan realizar estas pruebas a condiciones iguales a las de operacion.
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Se le llama prorrateo a la extrapolacion de la producciéon de un punto de mayor
certidumbre a otros puntos que presenten una certidumbre menor. En el caso de la
produccion media medida en las baterias de primera separacion debera ser prorrateada a
la produccion de los pozos del campo correspondiente. La medicién operacional en los
pozos se requiere implementar un procedimiento que integre los aforos reales medidos y
los compare con las mediciones referenciales y con un aforo teérico basado en las
condiciones de fondo de pozo y de superficie y se debe mformar el método

implementado para el aforo teorico.

En cuanto a las unidades en las que se deben reportar las mediciones, los lineamientos
técnicos indican que deben reportarse en unidades del sistema internacional (SI). Para las
producciones de aceite, condensado y agua se deben reportar en unidades de SI, es decir,
metros cubicos y también en barriles determinados en las condiciones estindar que
especifican estos lineamientos. Para el caso de la produccion de gases producidos como
los enviados a venteo y a quema se deben reportar en metros cubicos y en pies cibicos,
también especificados a condiciones estindar y en el caso de reportarse valores

energéticos asociados a los gases, éstos se deben reportar en joules.

IV.2.6 AUDITORIA

Una auditoria es el proceso de monitoreo de desempenio y de identificacion de
oportunidades para la mejora de cualquiera de los elementos que mfluyen en un sistema.
Las auditorias se realizan con el fin de analizar el funcionamiento de los sistemas de
medicion y encontrar puntos que no cumplen con las normas aplicables, o encontrar
oportunidades de mejora para optimizar cualquier elemento relacionado con el proceso y
el sistema de medicion. La produccion total debe ser estimada por Pemex y ésta a su vez
debe ser verificada por medio de procesos de auditoria interna y externa con el fin de

validar la informacién y darle mayor credibilidad a la cifra y al proceso de medicion.

Los procesos de auditoria tienen que ser realizados por personal independiente,
imparcial y competente con el fin de incrementar la efectividad de las mismas. Estos
procesos tienen como objetivo verificar que los equipos y sistemas estén basados en
normas y estandares nacionales e internacionales aplicables a un proceso de fiscalizacion
de hidrocarburos. Estas auditorias deben enumerar los factores o inconformidades que se
encuentre que pueden afectar de forma negativa el nivel de certidumbre y deben a su vez
ser jerarquizados en funcion de su impacto potencial o severidad de la afectacion. Una
vez 1dentificadas las areas de oportunidad, se deberin recomendar cambios que
promuevan la mejora de los puntos mencionados y cuantificar los beneficios de la

operacion.
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La Direccion General de PEP tiene la obligacion de administrar el sistema de medicion
en cada punto mediante la designacion en cada activo de produccion y en la gerencia de
ductos y transporte a un funcionario responsable de vigilar y reportar el desempernio de
todos los sistemas de medicion y ser el responsable de realizar los ajustes necesarios en el
caso de que existan diferencias volumétricas, justificando siempre metrolégicamente la
necesidad de los ajustes. Estos responsables son los encargados de programar y ejecutar
las auditorias imternas de los sistemas y equipos de medicion, ya sean estas programadas o
en atencion de las inconformidades que impacten la exactitud y la viabilidad de la
mformacion. Estos encargados también son los responsables de atender a los auditores

externos facilitindoles acceso a los equipos y a la informacion necesaria.

El programa continuo de auditorias que debe ser implementado por parte de Pemex
contempla auditorias que seran realizadas de forma peridédica en funcion de la ubicacion

del punto de medicion de la siguiente manera:

% Para los sistemas de medicion ubicados en puntos de transferencia de custodia,
de venta interna y de venta externa deben ser evaluados por lo menos una vez al
ano.

+  Los sistemas de medicion de voliimenes extraidos en pozos y en primeras baterias

de separacion deberan ser evaluados por lo menos cada tres anos.

Estas auditorias deberian realizarse por terceros independientes. Cuando existan
condiciones técnicas que la CNH considere suficientes puede solicitar que se realice una
auditoria adicional a las ya programadas para garantizar el correcto funcionamiento de un

punto de medicion.

IV.2.7 INCERTIDUMBRE

La mcertidumbre es un parametro estadistico asociado al resultado de una medicion, que
caracteriza la dispersion de los valores que podrian razonablemente ser atribuidos al
mensurando. Este pardmetro nos permite cuantificar la confianza que se le tiene al
sistema de medicion, por ello es necesario que Pemex realice una evaluacion constante
de la correcta combinacion de equipos, instrumentos y sistemas informaticos junto con
los procedimientos operativos y el adiestramiento del personal con el fin de reducir este

parametro y con ello generar mas confianza en el sistema de medicion.

Este parametro tiene tal importancia que es necesario que se corrobore por medio de
auditorias tanto externas e internas para darle credibilidad a la informacién obtenida de

cada sistema de medicion.
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Los valores minimos permitidos de incertidumbre son funcion del tipo de fluido que se
mide y del punto en el que el sistema de medicion se encuentra ubicado, diandole
prioridad a los puntos de venta externa, seguidos por los de venta interna y de
transferencia de custodia, siendo los pozos y las primeras baterias los que cuentan con

mayor certidumbre minima permitida.
La Tabla VI.1 indica los valores minimos permitidos y clasificados en funciéon del tipo de
flmdo y el punto de medicién. Es necesario especificar que para estos valores se

consideran fluidos libres de agua.

Tabla IV.1 Incertidumbres maximas permitidas.!5

Tipo de Medicién Aceite Gas

2012 2015 2012 2015
Volumenes extraidos +15.0% +8.0% +15.00% +10.009%
€n pozos y primeras
baterias
Volamenes exportados | +0.3% +0.25% N/A N/A
Transferencia de +1.0% +5.0% +5.0% +2.0%
custodia
Venta a subsidiarias +0.3% +0.25% +2.0% +1.0%

IV.2.8 CALIBRACION
La calibracion es la operacion que bajo condiciones especificas establece, en una primera
etapa, una relacion entre los valores y sus inceridumbres de medida asociadas obtenidas
a partir de los patrones de medida y las correspondientes indicaciones con sus
mcertidumbres asociadas y, en una segunda etapa, utiliza esta informacion para establecer

una relacion que permita obtener un resultado de medida a partir de una indicacion.

La trazabilidad es la propiedad del resultado de una medicién o del valor de un patron,
tal que ésta pueda ser relacionada con referencias determinadas, generalmente patrones
nacionales o internacionales, por medio de una cadena minterrumpida de comparaciones

teniendo en cuenta todas las incertdumbres determinadas.

La calibracion de cualquier equipo se debe realizar utilizando equipos con trazabilidad a
patrones nacionales e internacionales, ya sean a través del laboratorio primario de México
del CENAM o por medio de laboratorios acreditados ante una entidad acreditadora. En
este caso Petroleos Mexicanos debe contar con el reporte o certificado de calibracion
correspondiente de dichas entidades acreditadoras dispuesto por la Ley federal de

metrologia y normalizacion (LFMN).
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La calibracion de cualquier equipo debe realizarse en periodos de tiempo que estén
jJustificados por los registros historicos y se rige de acuerdo al comportamiento estadistico
de sus variables de control mediante la aplicacion de herramientas estadisticas y evitando

a toda costa los periodos fjos de calibracion que no estén justificados técnicamente.

IV.2.9 MEDICION MULTIFASICA

Los lineamientos técnicos de la CNH permiten el uso de medidores multifasicos en la
cadena de produccion, particularmente en el caso de mediciones en la salida (boca) de

los pozos en las primeras etapas de separacion.

Se debe justificar el uso de los medidores multifasicos de acuerdo a la normatividad
vigente o a las mejores practicas en la industria indicando siempre las caracteristicas
técnicas de los pozos que contemplen el uso de dichos medidores y que justifiquen su

uso, asi como la incertidumbre asociada al medidor.

Pemex se debe asegurar el apoyo continuo por parte de particulares y soporte técnico en
campo por el tiempo establecido con el proveedor que debe ser por lo menos de un ano

asegurando que los usuarios tengan completo conocimiento y destreza de su operacion.

Los medidores multifasicos pueden ser aceptados en lugar de separadores de prueba
pudiendo ser fyjos o moviles siempre y cuando se cumplan con los limites de
incertidumbre minimos permitidos. Fstos medidores multifisicos también se pueden

considerar para la medicion multifisica que mvolucren gas humedo.

IV.2.10 MEDICION DE VOLUMENES DE GAS DESTINADOS A QUEMA Y VENTEO
Pemex esta obligado a medir el gas para quema y venteo. Esta medicion puede ser de
forma directa o indirecta; dicha medicion debe ser reportada a la CNH. Las mediciones
que se realicen deben permutir desglosar el gas hidrocarburo y el nitréogeno de los

balances volumétricos.

Esta medicion debe estar regida por la reglamentacion y normatividad vigente, pudiendo
ser continua 0 de manera mntermitente. La incertidumbre de estos medidores debe

cumplir con una incertidumbre de 3% como maxima permitida.

El gas que se mide debe ser caracterizado de forma continua o intermitente de manera
regular con el fin de utilizar el medidor mas apto para el tipo de fluidos que se estin

explotando.
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Se debe considerar que para la correcta medicion del gas a quema y venteo se debe
contar con un estricto control de liquidos presentes en la corriente de gas para evitar los
errores de medicion debidos a la falta de contabilizacion de estos fluidos. Debido a lo
anterior es necesario instalar un separador en caso de que la presencia de liquidos sea
considerable y asimismo se debe nstalar un medidor que contabilice estos liquidos

producidos.

Cuando se desee recurrir a métodos indirectos se debe considerar el valor tomado por la
RGA, por medio de balance de volimenes o por medio de simuladores debiendo

siempre Informar a la CNH el equipo y procedimiento utilizado para la contabilizacion.

IvV.2.11 BALANCES DE PRODUCCION

Los balances de produccion son una herramienta utilizada por Pemex para contabilizar y
llevar a cabo un control adecuado del destino que tienen las diferentes fases y corrientes
de hidrocarburos producidas. Un balance implica cotejar las mediciones realizadas en
distintos puntos de la cadena de produccion en donde la suma de las producciones
medidas en cada punto debe aproximarse en volumen constante a valores que no genere
dudas sobre el destino de algin volumen. Para que el balance de volumen producido se
lleve a cabo de manera correcta se debe considerar que en cualquier cadena de
produccion siempre existen volumenes que se pierden debido a los procesos de
seguridad que se llevan a cabo como el venteo y la quema del gas; estos volimenes se
deben considerar y medir de forma directa o indirecta. También es importante que se
tenga en consideracion que el balance es de tipo volumétrico y que las corrientes de
hidrocarburos varian de forma natural su volumen en funcion de la temperatura y la
presion a la cual estin sometidos. En consideracion a lo anterior se debe realizar la
medicion a condiciones de temperatura y presion estindar o bien se deben corregir las

mediciones para tomar en cuenta esta consideracion.

Los balances de hidrocarburos deben realizarse de forma diaria. Para que los balances se
realicen de forma correcta se deben considerar todas las entradas y salidas en el sistema,
asi como las mediciones realizadas en los tanques de almacenamiento, considerando
también los volimenes mvolucrados en procesos internos, en procesos de autoconsumo,
en venteo y quema, evaporaciones, robo, hurto y cualquier otro proceso que pueda

desembocar en una variacion significativa del volumen medido.
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Los fluidos que se deben de considerar en los balances son:

Acette.

Gas.

Condensados.

Agua.

Fluidos involucrados en procesos de iyeccion a yacimientos.

Gas de quema y venteo.

T

Nitrogeno.

IV.3 REQUERIMIENTOS TECNICOS ESTABLECIDOS POR PEMEX
Como yva se ha mencionado Pemex ha establecido sus directrices y estrategias
encaminadas a asegurar una efectiva administracion de los sistemas de medicion; éstas se
encuentran plasmadas en el “Plan Rector para la medicion de hidrocarburos en PEP
2011-2015”. De dicho documento se han extraido los principales requerimientos técnicos

solicitados por Pemex en los sistemas de medicion en los que aplique.

IV.3.1 ADMINISTRACION DE LOS SISTEMAS DE MEDICION

Primero se define a la administracién de un sistema de medicion como el conjunto de
actividades que, respaldadas con herramientas estadisticas, conocimientos, caracteristicas
y requisitos metrologicos, permiten ejercer el control de este sistema, aportando evidencia

objetiva de la confiabilidad de sus mediciones.

Esta administracion se fundamenta en cuatro rubros:

A. Metodologia de las mediciones. Se deben de cumplir un conjunto de operaciones
requeridas para asegurar que el equipo de medicion es apropiado conforme a los
requisitos correspondientes previstos a su uso. También se deben satisfacer las
caracteristicas metroldgicas requeridas y con un conocimiento de la incertidumbre

que vaya de acuerdo a las necesidades a satisfacer.

B. Herramientas estadisticas. Estaran provistas de informacion a partir de
herramientas como cartas de control, cartas de desempeno, requisitos

metroldgicos, indices de capacidad, entre otros.

C. Competencia del personal. Se debe contar con personal suficiente que ademas

esté capacitado y adiestrado de forma correcta y suficiente.
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D. Control documental. Expediente del sistema de medicion que provea por lo
menos de la mnformacion minima necesaria para realizar un juicio sobre su

desempeno.

Una efectiva administracion de los sistemas de medicién asegura que sus sistemas y
procesos de medicion son adecuados para el uso previsto y brinda confiabilidad a la
entrega de hidrocarburos ante la institucién y cualquier ente involucrado en el proceso;

por lo tanto, ésta debe implementarse en todos los sistemas de flujo.

IV.3.2 FRECUENCIA DE CALIBRACION

La frecuencia para calibrar un sistema de medicion en los puntos de transferencia de
custodia entre subsidiarias se debe sustentar y regir por las tendencias de sus variables de

control con la aplicacion de herramientas estadisticas y no en periodos fijos de tiempo.

El personal a cargo de los sistemas de medicion es responsable de implementar controles
estadisticos y sus tendencias, que le permitan determinar la frecuencia adecuada de
calibracion sin afectar la calidad de sus mediciones. El periodo de calibracion debe ser
consensado con las dreas operativas correspondientes y con los clientes, en caso de venta,
para que de esta manera se ajusten a las mejores condiciones comerciales o a las practicas

mas Optimas que permitan contar con instrumentos de confianza.

IV.3.3 MEDICION DINAMICA

En toda mejora, modificacion o sustitucion que implique una adquisicion, arrendamiento
o contratacion de equipos y sistemas de medicion de flujo, asi como la contratacion de
servicios relacionados con este proceso, como la confirmacion metrologica o
calibraciones, entre otros, debe aplicarse lo previsto en la norma de referencia NRF-111-

Pemex-2006 o la que en su momento la sustituya.

Todas las corrientes de campos nuevos que se integren a las lineas de transporte y
distribucion, deben ser cuantificadas a través del sistema de medicion de flujo, en los
cuales deberan incluir un arreglo o la flexibilidad operativa que permita la confirmacion

metrologica.

Todas las tecnologias utilizadas en la medicién de corrientes de hidrocarburos deben de
T'odas las t 1 tilizad | d d tes de hid b deben d
cumplir con los “Lineamientos para la realizaciéon de pruebas tecnoldgicas en materia de

explotacion de hidrocarburos en PEP”, cuando se estén utilizando por primera vez.

Toda linea que envie gas a la atmosfera debera contar con un sistema de medicién para

cuantificar su volumen.
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Fl personal encargado directamente de las mediciones en las instalaciones operativas es el

responsable de mantener actualizado el censo de los sistemas de medicion y de informar

oportunamente a sus superiores a través de la linea de mando sobre sus actualizaciones.

A. Sistemas de medicion en el despacho de hidrocarburos

Se entiende como despacho de hidrocarburos el punto en el que se realiza el cambio de

custodia entre subsidiarias de Pemex.

Debe cumplir los siguientes requisitos:

*

El principio de medicion se deberda seleccionar de acuerdo al tipo de

hidrocarburo a medir y a las condiciones de operacion.

El tipo de medidor debera estar avalado por estindares internacionales o
extranjeros de acuerdo a la LFMN vy se debera ajustar a la infraestructura actual o

futura.
El fluido a medir debe presentar una sola fase.

El elemento primario (el cual convierte una caracteristica del flujo a medir en una
senal medible) debe tener al menos una exactitud de 0.2% para sistemas nuevos
de medicion de aceite crudo y condensados, 0.3% para sistemas de medicion
existentes y de 0.1% para gas. Los elementos secundarios y terciarios (transductor
de senales e integrador de senales que obtiene el volumen por medio de un
algoritmo, respectivamente) deben ser electrénicos y para los transmisores
electronicos la exactitud debe ser de + 19% en el caso de presion y de + 0.3 [°C] de

la escala total en el de temperatura. Para los medidores de densidad en linea la

exactitud debe ser de + 1[%].

Se debe contar con los siguientes equipos segin su aplicacion para aceite, gas o
condensado: analizador de humedad, analizador de cromatografia, detector de
acido sulthidrico, densimetro, analizador de corte de agua y muestreador

automatico avalados todos por estandares internacionales de acuerdo a la LFMN.
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+ Mantener trazados los sistemas de medicion a patrones nacionales o

mternacionales, por lo que se debe disponer de la ifraestructura y flexibilidad

operativa necesaria para realizarla.

B. Sistemas de medicion en la entrega-recepcién o traspaso de los hidrocarburos

Son los puntos en donde los activos de produccion entregan fisicamente la custodia de

los

hidrocarburos a las respectivas gerencias de transporte y distribucion de

hidrocarburos.

Respecto a los sistemas de medicion en puntos de despacho se consideran los mismos

requisitos excepto las caracteristicas asociadas a los elementos primario y secundario de

los medidores que se sujetan al siguiente punto:

% El elemento primario (el cual convierte una caracteristica del flujo a medir en una

senal medible) debe tener al menos una exactitud de 19% para sistemas nuevos de
medicion de aceite crudo y condensados, 1.59 para sistemas de medicién
existentes y de 29 para gas. Los elementos secundarios y terciarios deben ser
electronicos y para los transmisores electronicos la exactitud debe ser de £ 19% en

el caso de presion y de + 0.3 [°C| de la escala total en el de temperatura.

C. Sistemas de medicién de proceso

Son los sistemas de medicion presentes en baterias de separacion. En estos puntos la

produccién se encuentra en mas de una sola fase.

Debe cumplirse lo siguiente:

% El principio de mediciéon por causa de las deficiencias en el grado de

acondicionamiento de los fluidos debe seleccionarse con base en un andlisis
avalado por los grupos de medicion regionales respectivos, tomando en
consideracion las mejores practicas de medicion en otras instalaciones de PEP y si
las condiciones de los fluidos no afectan en un grado extremo la confiabilidad de

cada aplicacion.

El tipo de medidor se debe seleccionar basandose en un andlisis costo-beneficio

avalado por los grupos de medicion regionales respectivos.
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4 Los elementos secundarios podran ser neumdticos, mecanicos o electrénicos, en

este iltimo caso se podran integrar los elementos terciarios del sistema.

% Se debe procurar la trazabilidad de las mediciones a patrones nacionales o

nternacionales.

I\V.3.4 MEDICION EN TANQUES DE ALMACENAMIENTO

Para la medicion en tanques verticales atmosféricos se debe atender a las
recomendaciones técnicas desarrolladas por el ISO en el capitulo 4266 partes 1, 2, 3y 4;
para los casos no previstos por estas recomendaciones se debe aplicar el manual de

normas de mediciéon del APIL.

Se deben actualizar las tablas de aforo con una frecuencia no mayor a 5 anos o antes en
caso de sufrir alguna modificacién en su estructura y/o geometria; cuando se realice la
calibracion los instrumentos usados deberdn tener trazabilidad a patrones nacionales o

mternacionales de acuerdo a la LFMN.

Cualquier instrumento utilizado en la medicion del nivel también deberd tener

trazabilidad a patrones reconocidos por la LFMN.

En caso de ser necesario se debe instalar un sistema de medicion automatico cuando las

necesidades técnicas asf lo ameriten.

El personal encargado es el responsable de informar de forma oportuna a sus superiores

de cualquier cambio que sufran los sistemas.

IV.3.5 BALANCES DE PRODUCCION

En lo que concierne a los balances de produccion realizados en diversos puntos de la
cadena de produccion de PEP se debe considerar que los balances volumétricos diarios
se deberan sustentar en los volimenes que registren los sistemas de medicion ubicados
en las mstalaciones de produccion y en los sistemas de transporte y distribucion,
considerando las incertidumbres asociadas a estos sistemas registrados en los informes de
calibracion emitidos por el CENAM o laboratorios secundarios debidamente

acreditados.

Se debe considerar la informacién obtenida en los puntos de despacho como la oficial
para realizar los balances y sera mandatorio sobre la obtenida en la entrega-recepcién o

en el traspaso de hidrocarburos.
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CAPITULO V. SITUACION ACTUAL EN EL ACTIVO INTEGRAL
DE PRODUCCION MACUSPANA — MUSPAC

Este capitulo tiene como objetivos mostrar las principales caracteristicas del
Activo Integral de Produccion Macuaspana-Muspac (AIPMM) y mostrar un
panorama general sobre los sistemas de medicion utilizados, asi como
conectar la informacion tedrica presentada hasta el momento con la practica

industrial diaria.
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V.1 DESCRIPCION DEL ACTIVO INTEGRAL DE PRODUCCION MACUSPANA-
MuspPAC

V.1.1 UBICACION GEOGRAFICA
El AIPMM surge a partir de la reestructura de PEP autorizada a finales del aino 2011 y es
uno de los cuatro centros de trabajo de la Region de Producciéon Sur. Geograficamente
abarca los estados de Campeche, Chiapas y Tabasco (Figura V.1) y geoldgicamente

comprende la cuenca de Chiapas-Tabasco y la cuenca de Macuspana.

Figura V.1 Ubicacion geografica del Activo de Produccion Macuspana-Muspac.

En la actualidad, el Activo es responsable de explotar los hidrocarburos que se
encuentran almacenados en yacimientos localizados en las cuencas antes mencionadas,
mediante la ejecucion de proyectos que permitan obtener resultados satisfactorios, tanto

economicos como de produccion.

Se compone de tres proyectos: Proyecto Cactus-Sitio Grande, Proyecto Costero y el
Proyecto Macuspana; estos proyectos fueron planeados y establecidos considerando
caracteristicas y aspectos que influyen en la produccion, como por ejemplo: tipos de
yacimiento que se explotan, infraestructura instalada y requerida para el manejo de la

produccién, cantidad de pozos, etc.
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V.1.2 PANORAMA DEL ACTIVO

Debido al alcance del proyecto es necesario subdividirlo para su 6éptima administracion
en proyectos petroleros. Debido a esto se describiran todas las cuestiones asociadas al
AIPMM en funcion de cada uno de los proyectos que lo componen. Estos proyectos son

tres:

A. Proyecto Cactus - Sitio Grande.
B. Proyecto Costero.

C. Proyecto Macuspana.

A. Proyecto Cactus- Sitio Grande
El proyecto de explotacion Cactus-Sitio Grande (PECSG), es un proyecto en el cual se

han unificado tres antiguos proyectos:

+  Cactus-Sitio Grande
4 Carmito-Artesa
% San Manuel.

Fueron unificados primeramente con el objetivo de optimizar nversiones, costos y
maximizar sus indicadores econoémicos mediante el empleo de la misma infraestructura

para el manejo de la produccion.

Fl sector Cactus-Sitio Grande se encuentra ubicado a 32 kilémetros al Suroeste de la
ciudad de Villahermosa, Tabasco, en la porcion norte del estado de Chiapas. Esta
limitado al norte por la planicie costera del Golfo de México, al Sur por la Sierra de

Chiapas, al este y oeste por la zona del frente de la sierra de Chiapas.

Abarca una superficie aproximada de 33,747 km? y esti compuesto por veintinueve
campos, en diez municipios de Tabasco y Chiapas. De estos veintinueve campos que lo

conforman destacan los siguientes:

Cactus
Teotleco
Juspi

Sitio Grande
Muspac

Catedral

T A A
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+ Sunuapa
4 Gaucho
+  Artesa

En estos se concentran las actividades de desarrollo y reparacién; tanto campos como

mnstalaciones se encuentran ubicados en zona terrestre.

Antecedentes del proyecto

La explotacion de los yacimientos que conforman Cactus-Sitio Grande dio inicio en junio
de 1972 con la perforaciéon y terminacion del pozo Sitio Grande 1. De 1972 a 1977 se
continu6é con el desarrollo de Sitio Grande y Carmito Artesa, se imcorporan los campos
Cactus y Nispero alcanzando una produccion de 189 [mbd] de aceite y se incorporaron
gradualmente los campos Rio Nuevo, Arroyo Zanapa, Juspi y Cacho Lopez; en 1977 se
mici6 la mnyeccién de agua como proceso de recuperacion secundaria en el campo Sitio
Grande y a partir de 1981 y hasta 1984 se registré una marcada dechnacion de la

produccion producto del alto vaciamiento.

En el ano 2005 se micio el proceso de inyeccion de CO: en el campo Sitio Grande; en
mayo de 2008 se descubrié el campo Teotleco generando nuevas expectativas para el

proyecto.

La produccion que aporta se ha modificado con el tiempo debido al agotamiento de los
yacimientos y a las actividades de desarrollo y reparacion; entre éstas se encuentran:
descubrimientos de nuevos yacimientos, perforacion de nuevos intervalos,
mmplementacion de sistemas artificiales de produccion, reparacion y mantenimiento de

poOzZos

Estrategia del proyecto

La estrategia a futuro del proyecto incluye continuar con la operacion de los sistemas
artificiales de produccion (SAP), como: bombeo neumaitico (BN) , bombeo hidraulico
tipo jet (BHJ), bombeo mecinico (BM) y bombeo electro centrifugo (BEC), ademas de
los sistemas no convencionales como el uso de tuberias capilares en pozos que producen
gas y condensado con alto porcentaje de agua, asi mismo continuar con el proceso de
recuperacion mejorada por inyeccion de gas hidrocarburo con CO. al campo Sitio
Grande; seguir con la ejecucion del proceso de mantenimiento de presion en el campo
Sunuapa Este y evaluar la posible aplicacion de procesos de recuperacion adicional a los
campos Cactus, Teotleco, Juspi y Gaucho. Esto permitird maximizar la recuperacion final

de los yacimientos.
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La estrategia de explotacion esta sustentada en estudios efectuados en los que se
definieron los volimenes originales, reservas, tipos y nimero 6ptimo de pozos a perforar,
reparaciones mayores y la factibilidad de mmplementar procesos de recuperacion
secundaria y mejorada para los campos en etapa avanzada de explotacion (inyeccion de
gas de formacion y CO.), optimizaciéon, modernizaciéon y mantenimiento de las
mstalaciones existentes. Dicha estrategia considera la administracion del riesgo en el
desarrollo de los campos, el cual es complejo por la naturaleza de sus estructuras

geoldgicas.

De acuerdo con las metas establecidas en el Plan de Negocios de Pemex y sus
organismos subsidiarios vigente, la produccion promedio de crudo en el periodo 2013-
2016 sera de 21.17 [mbd], mientras que la produccion promedio de gas es de 68.25

[mmpcd].

Los retos principales estin asociados a producir los volimenes de aceite y gas
mencionados, mejorando su rentabilidad econémica, para lo cual se ha disefiado un plan
de ejecucion que vislumbra continuar con la perforacién, terminacién y reparacion de
pozos ademis de ejecutar el proyecto de recuperacion secundaria y continuar con la
mmplantacion de los SAP, realizar los estudios de yacimientos y el reproceso de sismica,

asi como optimizar la infraestructura y transporte de los hidrocarburos.

B. Proyecto Costero

Esta enfocado a la explotacion de hidrocarburos de 2 campos:

+ Costero
4 Riberenio

Fl campo Costero actualmente se encuentra en etapa de declinacion, mientras que el
campo Ribereno recientemente se ha comenzado a desarrollar. Se localiza en la parte
sureste de la Repiblica Mexicana, entre el municipio de Centla del estado de Tabasco y

el municipio del Carmen del estado de Campeche.
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Figura V.2 Ubicacion geografica de los campos que desarrolla el proyecto Costero.

Antecedentes del proyecto

El proyecto se encuentra en ejecucion desde el ano 2006, en el cual se establecié llevar a
cabo actividades estratégicas para el desarrollo complementario de los campos que lo
mtegran, realizar reparaciones mayores a los pozos, construir la infraestructura
correspondiente y dar el mantenimiento oportuno a pozos e mnstalaciones. En el periodo
de agosto del 2009 a mayo del 2011 la parte marina de la cual se compone el campo
Costero, fue explotada por medio del establecimiento de plataformas de produccion,
llegando a producir un maximo de 22.5 [mbd] de aceite y 170 [mmpcd] de gas en el anio

2010. Actualmente el campo declina a 0.8% mensual.

Para el desarrollo del campo Ribereno recientemente se perforé el pozo Ribereno 11,
resultando productor, lo cual detonard ain mas el proyecto; adicionalmente, y como
resultado de la mterpretacion reciente de la sismica 3D, se tiene otra drea potencial
prospectiva visualizada en bloques adyacentes al campo Costero. De igual forma se tiene
considerado perforar pozos delimitadores del campo Riberenio con el fin de recuperar las
reservas 2P (probadas + probables) remanentes de hidrocarburos certificadas, mediante la
perforacion de pozos de alto dngulo y reparaciones mayores; ademas se contemplan

tratamientos (llmpieza y estimulaciones) a los pozos.

Estrategia de explotacion del proyecto

La estrategia del proyecto se enfoca principalmente a la produccion del campo Costero
por agotamiento natural y el desarrollo del campo Ribereno. Asimismo, se tienen
conceptualizadas reparaciones en los pozos y la perforacion de una localizacion del

campo Costero para explotar el Creticico Superior (Brecha).
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Se considera la implementacion de sartas de velocidad y equipos de bombeo neumatico
autoabastecido (BNA) como sistemas artificiales, para mantener la produccion y cumplir
con los perfiles de producciéon. Asimismo, se tiene contemplada la actualizacién continua
de la caracterizacion estitica y dinamica de los yacimientos con modelos geologicos y
simulacion numérica que describan el comportamiento de los yacimientos para mitigar la
mncertidumbre y darle mayor valor al proyecto, lo anterior dentro de un marco de respeto
al medio ambiente y al entorno social, los cuales al estar los campos en areas protegidas

toman una gran importancia.

Para la definicion de la estrategia se consideraron diferentes posibilidades, entre las que
se encuentran la revision de volimenes originales, reservas, tipos de pozos
(convencionales, alto dangulo, multlaterales, horizontales, etc.), realizacion de
reparaciones mayores a pozos para el mantenimiento de la produccién; la factibilidad
técnica-econémica de 1mplementar un proyecto de mantenimiento de presion con

myeccion de gas; el requerimiento de la adecuacion de las instalaciones existentes.

De acuerdo con las metas establecidas en el Plan de Negocios de Pemex y sus
organismos subsidiarios vigentes, la produccion promedio de crudo en el periodo 2013-
2016 sera de 2,714 [mbd] de aceite, mientras que la produccion promedio de gas serd de

5,981 [mmpcd].

Proyecto Macuspana
Es un proyecto que esta enfocado a la explotacion de hidrocarburos de treinta y cinco

campos, siendo los mas importantes:

Cafeto
Cobo
Narviez
Shishito
Tepetitin

Vernet

Viche.

T

Geograficamente el proyecto se ubica en la porcion este de Tabasco, oeste de Campeche
y norte de Chiapas, comprende los municipios de Macuspana, Jalapa, Jonuta, Centla y
Centro del estado de Tabasco; asi como parte del municipio de Ciudad del Carmen del
estado de Campeche y parte de los municipios Catazaja, Palenque, Salto de Agua, Tila,

Sabanilla, Tumbal, Huitiupan, Chilén, Yajalon y La Libertad en el estado de Chiapas.

207



CAPITULO V SITUACION ACTUAL EN EL AIPMM

Tiene una extension de 18,061 km’, los campos que explota poseen diferentes
caracteristicas, diferentes niveles de explotacion, grado de madurez y se localizan en

zonas terrestres y lacustres.
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Figura V.3 Ubicacion geografica de los campos que desarrolla el proyecto Macuspana.

Antecedentes del proyecto

El proyecto Cuenca de Macuspana actualmente pertenece al Proyecto Estratégico de Gas
(PEG) v se encuentra en ejecucion desde 1958; lleva a cabo actividades estratégicas para
el desarrollo complementario de los campos que lo integran, entre las que se encuentran
principalmente la perforacion y reparacion de pozos, la construccion de infraestructura y

mantenimiento de instalaciones.

Estrategia del proyecto

La estrategia del proyecto se enfoca principalmente al desarrollo de los bloques
adyacentes a los campos actualmente en explotacion a través de la perforacion de pozos
de alto angulo y la realizacion de reparaciones mayores y menores. Para los campos en
etapa avanzada de explotacion se considera la reactivacion de pozos, uso de SAP asi
como la realizacion de estudios de yacimientos, reproceso de sismica y mantenimiento de

la infraestructura existente.

La estrategia antes mencionada es producto de los estudios de caracterizacion estitica y
dinamica recientes, en los que se validaron los volimenes originales de los diferentes
flmdos de la cuenca (gas seco, humedo, gas y condensado y aceite), las reservas
remanentes, tipos y numero de pozos a perforar (convencionales, alto angulo vy

J

horizontales principalmente), reparaciones mayores y menores, requerimientos de
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optimizacion, modernizacién y mantenimiento de las instalaciones existentes; asi mismo,
se considera la administracion del riesgo en la optimizacion de los campos, para generar
menor mncertidumbre y mayor valor al proyecto; todo lo anterior dentro de un marco de

respeto al medio ambiente y al entorno social.

La principal problematica del proyecto es la disminucion continua de las reservas de
hidrocarburos. Esta disminucién en las reservas ha causado que se programen en los
bloques adyacentes a los actualmente en produccién, actividades como perforaciones y
reparaciones mayores y menores de pozos que permitan mantener los ritmos de
produccion actuales, asi mismo, que se actualicen los estudios de caracterizacion estatica y
dinamica, para disponer de modelos de balance de materia o de simulacion con mayor
certidumbre que permitan generar pronoésticos realistas de produccion e identificar zonas

para perforar pozos que permitan un mejor drene de los yacimientos.

Este proyecto tiene como proposito producir 10.3 [mmb] de aceite y 289.9 [mmmpc] de
gas en el horizonte 2013 al 2029.

V.1.3 GEOLOGIA Y YACIMIENTOS EXPLOTADOS
Los yacimientos que se explotan actualmente se localizan en la cuenca de Chiapas-
Tabasco v en la cuenca de Macuspana. Estas cuencas presentan una variedad de
ambientes sedimentarios, lo cual permite identificar yacimientos que se forman de
distinta manera; sin embargo, los hidrocarburos que se producen generalmente son
hidrocarburos ligeros y gaseosos, que se obtienen en el caso de los proyectos Cactus-Sitio
Grande y Costero de yacimientos en rocas calizas y dolomias, mientras que el Proyecto

Macuspana son obtenidos de yacimientos formados de arena, arcilla y caliza.

Geologia de los yacimientos que explotan los Proyectos Cactus- Sitio Grande y Costero
La geologia que presentan los yacimientos que se localizan en la cuenca de Chiapas-
Tabasco presentan una similitud geoldgica, debido a que las rocas en las que se
encuentran almacenados los hidrocarburos pertenecen al mismo tiempo geologico y por
tal motivo sélo se presenta una descripcién geoldgica para los dos proyectos. Los
yacimientos de estos proyectos se encuentran localizados en formaciones originarias del

periodo creticico:

Cretacico Inferior.

Constituido por sedimentos depositados en ambientes marinos de plataforma, talud y
cuenca, existiendo también dreas muy restringidas con facies evaporiticas hacia el Sur-
Sureste. Hacia la parte central conocida como cuenca Mesozoica Chiapas-Tabasco, los

pozos que cortaron rocas del Creticico Inferior indican la presencia de ambiente de
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cuenca caracterizado de la base a la cima por: a) mudstone-wackestone arcilloso,
fracturado, con huellas de cuarzo y pirta; b) mudstone-wackestone recristalizado,
fracturado, con cuarzo y pirita; ¢) mudstone-wackestone arcilloso, fracturado,

recristalizado, en ocasiones dolomitizado, con cuarzo y pirita.

Creticico Medio

Las rocas del Cretacico Medio corresponden principalmente a depositos de ambientes de
Pie de Talud y Cuenca. Una gran extension de estas rocas se encuentran dolomitizadas,
por lo que la fauna es escasa e implica la determinacion de edad, sin embargo con ayuda
de la litologia y los registros se puede identificar claramente la cima y base del yacimiento

productor.

Los ambientes de cuenca, comprendidos en el area Chiapas-Tabasco y que se extienden
costa afuera, hacia la region marina, estin constituidos por mudstone-wackestone
plancténico, arcilloso, fracturado, en partes micro laminado, con cuarzo tamano limo y
con bandas de pedernal biogeno. En algunas areas se observa dolomitizacion leve hasta
rocas 100 por ciento dolomia, también pueden encontrase flujos turbiditicos. Esta drea
rodea las plataformas mencionadas y constituye un area de oportunidad para la
prospeccion de yacimientos, ya que a pesar de estar constituida por sedimentos calcareos
profundos, es un drea productora de gran importancia, debido principalmente al
fracturamiento que presentan las rocas por los esfuerzos extensionales al que fueron

sometidas.

Cretacico Superior

Las rocas del Creticico Superior corresponden principalmente a depdsitos de ambientes
de cuenca y en menor medida de plataforma; ambos son relativamente faciles de
identificar debido a que sus litologias se encuentran sanas, a diferencia de los niveles
anteriormente descritos de Creticico Medio y Creticico Inferior. La dolomitizacién no
afectd estas rocas, debido principalmente a su constitucion menos calcirea y mas

arcillosa.

Fl evento que da origen a la sedimentacion del Cretacico Superior es una gran elevacion
en el nmivel del mar que origina el ahogamiento paulatino de las plataformas existentes en
el Creticico Medio, en el area de la cuenca Mesozoica Chiapas-Tabasco, en areas de
ambientes profundos. Para los periodos del Campaniano-Maastrichtiano, el drea se
presenta como una cuenca con una gran cantidad de brechas y flujos calcireos

provenientes de la destruccion de las plataformas pre-existentes.
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Geologia de los yacimientos que explota el Proyecto Macuspana

Mioceno Superior, Parte Inferior

Los yacimientos contenidos en la parte inferior del Mioceno Superior estan formados
por cuerpos de areniscas de relleno de valle, con espesores mayores a 100 m y sellos de
arcilla que pueden variar entre los 5 y 100 m. Son esencialmente productores de gas
himedo y sus estructuras presentan cierre por tres flancos; el tinico campo que produce

en este play es el Fortuna Nacional.

Dentro de esta misma edad se ubica otro play, el cual produce aceite representado en el
campo Sarlat y cuyos cuerpos de arena poseen espesores de entre 100 y 300 m, con

sellos de 50 a 100 m.
Otro play productor de aceite de edad Mioceno Superior en su parte inferior en un
ambiente de submarea estd representado en el campo Morales y al 1gual que el anterior

posee cuerpos de arena de entre 100 y 300 m, sellos de 50 a 100 m y cierre no definido.

Mioceno Superior, Parte Superior

Es uno de los mas importantes ya que es donde producen un gran nimero de campos
como Cantemoc, Cobo, Chilapilla, Hormiguero, José Colomo, Narviez, Usumacinta y
San Roman. Este play produce gas en un ambiente de submarea, lo constituyen cuerpos

de arena de mas de 50 m de espesor.

Otro play productor de gas en la misma edad pero en ambiente fluvial, es el
representativo de los campos Jimbal, Acahual, Regocyjo y Fortuna Nacional y esta

mtegrado por areniscas delgadas de 5 a 25 m de espesor con buen sello.
El ultimo play productor de gas en esta edad lo integran areniscas de plataforma de
menos de 10 m con buen sello; en este Play se encuentran los pozos de los campos

Laguna Alegre y el pozo Narviez-4.

Plioceno Inferior

Existe una gran subdivision de plays productores; el primero de ellos esta constituido por
potentes areniscas de submarea productoras de gas de mas de 300 m de espesor y con un

sello de entre 5y 50 m.

En este play producen los campos Usumacinta y Cobo con las mismas caracteristicas
anteriores pero con produccion de aceite, ademas de otro Play productor en los campos

Vernet, Chunel y José Colomo.
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Otro play caracteristico productor de gas se relaciona con los campos Xicalango, Narviez,
Nuevos Lirios, Boca del Toro, Mangar, Ojllal y estd constituido por areniscas de

plataforma con espesores menores a 10 m y sellos de 5 a 50 m.

En el Plioceno Inferior existe otro play constituido de cuerpos de areniscas entre 50 y
150 m depositadas en un frente deltaico; en este play producen los campos Xicalango,
Usumacinta, Almendro y Vernet. Por ultimo, para esta edad se cuenta con rellenos de
valle productores tanto de gas como de aceite. En este ambiente se depositan cuerpos de
areniscas de 50 a 150 m de espesor y con sellos de entre 50 y 100 m, para el caso de los
campos productores de gas, se cuenta con Almendro, Ojillal, Cantemoc y para aceite los

campos José Colomo, Vernet y Chilapilla.

Plioceno Medio-Superior

En el Ploceno Medio-Superior se identificaron 3 plays principales, dos de ellos
productores de gas y uno de aceite. Los primeros pertenecen a ambientes de submarea y
de plataforma; para el primer caso, lo constituyen potentes cuerpos de areniscas de mas
de 100 m de espesor, presentando contactos de fluiddos multiples siendo Hormiguero y

José Colomo los campos representativos de este play.

En el caso de las areniscas de plataforma, éstas se presentan en cuerpos menores a 50 m

de espesor, cuyo tnico representante es el campo Espadanal.
Fl play productor de aceite del Plioceno Medio-Superior se encuentra representado en el
campo Vernet donde existen espesores de columna de entre 400-560 [m], mostrando un

sello delgado de lutitas.

Mioceno Medio

Por ultimo existe un play productor de gas seco de edad Mioceno Medio cuya roca
almacén esta constituida por rocas carbonatadas de ambiente de plataforma, conocido en
el area, como caliza Macuspana, donde el sello esta formado por cuerpos de lutitas (200-
300 m) de la misma edad. Los campos que producen en este play son Tepetitin y
Acachu.

Yacimientos del Proyecto Cactus- Sitio Grande

Los yacimientos son naturalmente fracturados y estin formados por rocas calizas y
dolomias de edades Creticico Medio y Superior, presentan mecanismos de produccion
tales como la expansion del sistema roca-fluidos y empuje hidraulico; la mayoria de los
campos estan en etapa avanzada de explotacion y su presion de fondo se encuentra

cercana a la presion de saturacion, salvo el caso del campo Teotleco y algunos bloques
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de Juspi de reciente descubrimiento. Este sector estd integrado principalmente por

yacimientos de aceite volatil y yacimientos de gas y condensado.

Los fluidos presentes son gas y condensado (Juspi, Giraldas), aceite volatil (T'eotleco) y

aceite negro (Cactus, Sitto Grande).

Yacimientos explotados en el Proyecto Costero

Los yacimientos son naturalmente fracturados, formados por rocas calizas y dolomias,
que se encuentran a profundidades de 5,600 a 5,890 metros verticales bajo el nivel del
mar. El horizonte productor en ambos Campos es el Creticico Medio (Dolomia) y se
tiene prospectivo el horizonte Creticico Superior (KS) en el campo Costero. Los
mecanismos de produccién presentes son empuje por expansion roca fluido
correspondiente al campo Costero y empuje hidraulico correspondiente al campo

Ribereno.

Los yacimientos que conforman el Proyecto Integral Costero son productores de gas y
condensado y aceite volatil cuyas densidades varian entre 43° y 45° API, siendo de alto
valor comercial y utiles para enriquecer la mezcla de crudo de exportacion; los campos
que se encuentran actualmente en etapa de desarrollo son el Ribereiio y la brecha del
Campo Costero, con una presion inicial de yacimiento del orden de los 632 kg/cm’ y 456
kg/cm’, respectivamente, prospectivos en la formacion Creticico Medio y Creticico
Superior; en etapa intermedia de explotacion se encuentra el yacimiento Costero
productor en la formacion Creticico Medio con presion inicial de 666 kg/cm’,

actualmente con una presion de 407 kg/cm’ proximo a la presion de rocio.

Yacimientos explotados en el Proyecto Macuspana
Los yacimientos que conforman el Proyecto Cuenca de Macuspana son productores de
aceite super ligero y ligero, gas seco, gas humedo y gas y condensado y estan distribuidos

dentro del Nebégeno (Mioceno y Plioceno).

La densidad del aceite varia entre 32° y 43° API, siendo de alto valor comercial y utiles
para enriquecer la mezcla de crudo de exportacion. La mayoria de los campos con la
excepcion del campo Laguna Alegre, que no ha miciado su desarrollo, se encuentran en

una fase de madurez en su explotacion.
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Panorama actual de la produccién y los pozos del AIPMM

El AIPMM se destaca a mivel nacional principalmente por la produccion de gas y de
aceites ligeros. Si bien en numeros brutos la produccion de aceite no representa una
magnitud elevada, ésta es muy importante para enriquecer a las mezclas de exportaciéon
que se comercializan a nivel internacional. La produccion que este Activo representa para

la produccion nacional se indica en la tabla V. 1.

Tabla V.1 Aporte en la produccion nacional de hidrocarburos del AIPMM.34

Activo Aportacion del Activo Respecto a la Produccién Nacional (%)
Crudo Gas Condensado
Macuspana- Muspac 3.18 8.00 5.64

En lo que respecta a nivel de la Region Sur el aporte de produccion del AIPMM  se
indica en la tabla V.2.

Tabla V.2 Aporte en la produccion regional de hidrocarburos del AIPMM.34

et Aportacién del Activo Respecto a la Produccién Regional (%)
VO

Crudo Gas Condensado
Macuspana- Muspac 16.99 32.27 23.55

En el AIPMM se encuentran en operacion actualmente treinta y siete campos que
corresponden a los 3 proyectos referidos; la produccién proporcional respecto al total

del activo y a la produccion nacional se describe en la tabla V.3.

Tabla V.3 Aporte a la produccion de los campos que explota v desarrollo el AIPMM. 34

Campos Apona;ci(}}l por campo a la Aportacién por ampo respecto a la producciéon
produccién del activo (%) regional (%)

Operando Crudo Gas Crudo Gas
Acahual 0.00 0.02 0.00 0.01
Agave 1.61 0.00 0.27 0.00
Artesa Mesozoico 5.49 0.74 0.93 0.24
Cactus 7.45 2.99 1.27 0.96
Cafeto 0.13 0.43 0.02 0.14
Carmito 0.02 0.40 0.00 0.138
Catedral 0.08 0.48 0.01 0.15
Chiapas 0.67 0.44 0.11 0.14
Chilapilla 0.00 0.78 0.00 0.25
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Tabla V.3 Aporte a la producciéon de los campos que explota y desarrollo el AIPMM. 34

Campos Aporcaci("){l por campo a la Aportacién por campo respecto a la produccién
produccién del activo (%) regional (%)

Operando Crudo Gas Crudo Gas
Cobo 0.00 0.58 0.00 0.19
Comoapa 1.97 0.93 0.33 0.30
Copano 4.48 2.74 0.76 0.88
Costero 24.89 31.87 4.23 10.12
Fortuna Nacional 0.05 0.01 0.01 0.00
Gaucho 1.30 0.59 0.22 0.19
Giraldas 0.92 10.49 0.16 3.39
Hormiguero 0.00 0.85 0.00 0.27
Iris 0.24 0.35 0.04 0.11
José Colomo 0.05 2.33 0.01 0.75
Juspi 7.72 6.31 1.31 2.04
Malva 0.38 0.61 0.06 0.20
Mundo Nuevo 0.10 0.71 0.02 0.23
Muspac 1.07 2.56 0.18 0.83
Narvdez 0.00 6.83 0.00 2.20
Nispero 1.30 0.42 0.22 0.14
Rasha 0.00 0.20 0.00 0.06
Rio Nuevo 1.66 0.45 0.28 0.15
Secadero 0.82 0.27 0.14 0.09
Shishito 8.36 0.67 1.42 0.22
Sitio Grande 0.35 0.77 0.06 0.25
Sunuapa 6.27 7.77 1.07 2.51
Teotleco 21.12 12.59 3.59 4.06
Tepetitin 0.00 1.16 0.00 0.37
Topén 0.61 0.35 0.10 0.11
Usumacinta 0.00 0.68 0.00 0.22
Vernet 0.88 0.19 0.15 0.06
Viche 0.00 0.93 0.00 0.30
Total 100.0 100.0

Es importante indicar el nimero de pozos que son requeridos para la explotacion de este
Activo ya que se debe considerar la medicion en cada uno de los pozos en operaciéon. Si
bien se sugiere el control en la medicion de los pozos de inyeccion debido a cuestiones
operativas, éste no estd regulado; sin embargo, se indica en los lineamientos que los
volimenes inyectados a yacimiento deben considerarse para la realizacion de balances de

produccion.

Los pozos operando en el AIPMM Se indican en la tabla V 4.
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Tabla V.4 Cantidad de pozos que operan en cada campo del AIPMM. 34

Numero de Pozos Productores

Campos Dzl Numero de Pozos Productores Operando
Operando Cré(:;) y Gas' no Total de Inyector.es de Inyegcat(;r:s itz Inyectores
asociado asociado | productores | agua residual S S . totales

Acahual 0 1 1 0 0 0
Agave 0 1 0 1
Artesa Mesozoico 6 0 6 0 0 0
Cactus 22 0 29 5 0 5
Cafeto 1 0 1 0 0 0
Carmito 1 0 1 0 0 0
Catedral 5 0 5 0 0 0
Chiapas 4 0 4 0 0 0
Chilapilla 0 14 14 0 0 0
Cobo 0 4 4 0 0 0
Comoapa 4 0 4 0 0 0
Copano 9 0 9 0 0 0
Costero 11 0 11 0 0 0
Fortuna Nacional 2 0 2 0 0 0
Gaucho 7 0 7 0 0 0
Giraldas 12 0 12 4 0 4
Hormiguero 0 14 14 0 0 0
Iris 1 0 1 0 0 0
José Colomo 2 24 26 0 0 0
Juspi 6 0 6 0 0 0
Malva 3 0 3 0 0 0
Mundo Nuevo 1 0 1 0 0
Muspac 9 0 9 0 0
Narviez 0 7 7 0 0 0
Nispero 4 0 4 0 0 0
Rasha 0 1 1 0 0 0
Rio Nuevo 2 0 2 0 0 0
Secadero 2 2 0 0

Shishito 8 8 0 0

Sitio Grande 5 0 ) 6 1

Sunuapa 13 0 13 0 1 1
Teotleco 9 0 9 0 0 0
Tepetitain 0 4 4 0 0 0
Topén 2 0 2 0 0 0
Usumacinta 0 4 4 0 0 0
Vernet 10 1 11 2 0 2
Viche 0 2 2 0 0 0
Total 169 76 245 18 2 20
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V.1.4 INSTALACIONES SUPERFICIALES

Las instalaciones superficiales tienen un rol muy importante en la explotacién de
hidrocarburos, debido a que por medio de éstas se transportan, tratan, separan y
almacenan los hidrocarburos bajo ciertas condiciones de operacion; por lo tanto, deben
ser disenadas de tal forma que se tengan las mayores facilidades para llevar a cabo la

conducciéon, manejo y medicion de los hidrocarburos.

Las instalaciones con las que cuenta el AIPMM se componen de una variedad de
equipos, ductos, gasoductos y oleogasoductos, diseniados de tal manera que puedan
manejar los hidrocarburos extraidos de los distintos yacimientos de las cuencas. Sin
embargo, no siempre se mantienen iguales, ya que conforme pasa el iempo y se extiende

la explotacién, son modificadas, anadiendo o quitando algunas de éstas.

En la actualidad el Activo cuenta con once baterias de separacion, una central de
almacenamiento y bombeo (CAB), nueve estaciones de compresion, una estacion de
recoleccion, entre otras. La descripcion que se dard de las instalaciones del AIPMM se
realizard por cada proyecto, brindando una descripcion de las principales instalaciones y
procesos que se llevan a cabo en cada una de éstas. Cabe destacar que la mayor cantidad
de instalaciones pertenecen al proyecto Cactus-Sitio Grande, debido a que se manejan

mayores volimenes de hidrocarburos.

La tabla V.5 muestra las baterias de produccion del AIPMM y su porcentaje de

produccion respecto el total del activo.

Tabla V.5 Baterias que pertenecen al APMM, con sus respectivas contribuciones a la

produccion total del activo. 34

Baterfas Contribucién a la pr_oduccién de | Contribucién a la Qroduccién de
crudo en el activo (%) gas en el activo (%)

Agave 1.2 1.4
Artesa 8.1 3.8
Cactus I 31.3 22.6
Cactus II 2.7 1.1
Costero 23.3 34.9
Giraldas 5.3 16.7
Muspac 1.1 3.4
Shishito 7.8 0

Sitio Grande 9.7 4.3
Sunuapa 8.1 11.1
Vernet 1.4 0.7
Total 100 100
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Fl resto de las instalaciones de produccion trascendentes se indican en la tabla V.6.

Tabla V.6 Instalaciones de produccion importantes en el APMM. 34

Tipo de Instalacién Nombre
Agave

Artesa

Cactus I
Cactus IV

Estacion de compresion Giraldas

José Colomo

Muspac

Sittio Grande

Sunuapa

Central de Almacenamiento y Bombeo Cactus

San Roman
Estacion de Recoleccion

El AIPMM considera los siguientes puntos de entrega-recepcion:

Tabla V.7 Instalaciones de producciéon consideradas como puntos de entrega-recepcion. 34

Puntos de entrega recepcion

Central de Almacenamiento y Bombeo Cactus

Estacion de compresion Cactus IV

Estacion de compresion José Colomo

Es importante considerar todos los tipos de instalacion de acuerdo a su uso ya que en

funcion de esto estan definidas las condiciones que debe cumplir.

A continuacion se describen brevemente los procesos utilizados en las baterias mas
mmportantes del proyecto con el fin de entender las implicaciones de los procesos en los

sistemas de medicion implementados.
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A. Baterias de Separacién

Bateria de separacién Cactus I

La bateria de separacion (BS) Cactus I opera en condiciones de baja presion y presion
mtermedia. En los cabezales recolectores se recibe la produccion de los campos Cactus y
Juspi a baja presion y la del campo Teotleco a presiéon intermedia. Actualmente, la
baterfa maneja procesos de separacién, rectificacion, estabilizacion, recuperacion de

vapores, almacenamiento y bombeo.

La mezcla de hidrocarburos de presion intermedia se recibe en los separadores verticales
de presion intermedia (SVPI); la corriente liquida separada (aceite-agua) se incorpora a la
carga de los separadores verticales trifasicos de baja presion (SVIBP) junto con la
produccion de los campos Cactus y Juspi. La corriente de gas se envia al rectificador
vertical de presion intermedia (RVPI). El gas rectificado es enviado a la estacién de

compresion Cactus IV con previa medicion.

La mezcla de hidrocarburos de baja presion se recibe en los SVIBP. El aceite separado
Junto con los liquidos recuperados en el Rectificador Vertical de Baja Presion (RVBP) se
dividen de forma paralela a la carga de la Torre Estabilizadora (TE) de crudo y al Tanque
de Balance de Baja Presion (TBBP) de crudo. El liquido estabilizado se envia a los
tanques de almacenamiento, mientras que el gas separado se envia al RVBP para separar
los liquidos remanentes y posteriormente ser enviado a la Estacion de Compresion (IC)

Cactus L.

En la BS Cactus I se procesan los condensados provenientes de las EXC Cactus I y Cactus
IV asi como de los condensados provenientes del Slug Catcher (linea 2 Cactus - Nuevo
Pemex). Estos condensados se reciben en el Tanque de Balance de Condensados de
Baja Presion (TBCBP), en donde se separan los liquidos del gas, enviandose los liquidos
a la succién de motobombas de condensados con descarga hacia la Planta de Liquidos
del Complejo Procesador de Gas de Cactus (CPGC). El gas, después de la separacion se

reincorpora al proceso en la carga al RVBP.

El gas separado se mcorpora a la alimentacion del RVBP y la corriente liquida (aceite-
agua) pasa a la TE. El gas se envia a la succion de la Recuperadora de Vapor (RV). El

liquido estabilizado es enviado al Tanque de Medicion (TM-1).

219



CAPITULO V SITUACION ACTUAL EN EL AIPMM

®

ok A DESFOGUE

[
Comasion *
g
S Inyeccion
P
Guimicos.
L)
[ 4—¢ Inyeccion g ‘—\Iny!ﬂdﬂnd!
4— ¥ Guimicos (3 5 Cuimicos 5
EEm BED G
[rler | [ =]
. . oc Gaga caza
agua Caongenia 1. Presién en kgfcm? man y temperatura en *C. — o muliTasic Acelts
oz te Braclon Pozos de Baja a Plants 2 Actuslizacién el 15 de Junia de 2012 — ot 2 Eatacton || stacion
Corments Praslon Corrents Ecoldgica de 3. Desparafinante y Desemulsificante. C.AB. COmpresi; comd:;smn
it Cactus y Juspl Tratamisnto sn 4. Se inyectara agua dulce para desalado de crudo (TD-8). Gas cactus cactus 1 || “Cagtus v
laCAB.Cactus| 5 Flujo Intermitente. —pgua

SMA = Sistema de Medicién de Aceite
SMG = Sistema de Medicidn de Gas

Figura V.4 Diagrama de la bateria de separacion Cactus I. 34

Bateria de separacién Cactus IT

La BS Cactus II opera en condiciones de baja presion. En los cabezales recolectores se
recibe la corriente de pozos de baja presion proveniente de los campos Cactus y Nispero.
Actualmente la bateria maneja procesos de separacion, rectificacion, estabilizacion,

recuperacion de vapores, almacenamiento y bombeo.

La mezcla de hidrocarburos de presion baja se recibe en el separador horizontal de baja
presion (SHBP), la corriente liquida separada (aceite-agua) se incorpora a la carga de los
separadores horizontal elevado de baja presion. La corriente de gas se envia al RVPI. El

gas rectificado es enviado a la EC Cactus I con previa medicion.

Fl liquido estabilizado se envia a los tanques de almacenamiento. Por su parte, el gas
separado se envia al RVBP para separar los liquidos remanentes y posteriormente ser
enviado a la EC Cactus 1. Los vapores obtenidos del RVBP, se mezcla con el gas
proveniente de los SHBP la cual se recibe en la recuperadora de vapor. Los liquidos de

la recuperadora de vapor son enviados al tanque TV-1.

El gas separado se incorpora a la alimentacion del RVBP y la corriente liquida (aceite-
agua) pasa al separador elevado estabilizador. Kl gas se envia a la succiéon de la

recuperadora de vapor. El liquido estabilizado es enviado al tanque de medicion (TM-1).
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En la bateria se deben de cuantificar los volimenes de hidrocarburos obtenidos del
proceso de separacion, para poder llevar a cabo este proceso de medicion son empleados
medidores tipo ultraséonico y medidores tipo placa de orificio. Para cuantificar el volumen
de gas que se manda a lugares fuera de la bateria se emplea el medidor tipo placa de
de

orificio, mientras que para medir los volumenes de liquido se emplean tanques

medicion y medidores tipo ultrasénico.
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Figura V.5 Diagrama de la bateria de separaciéon Cactus II. 34

Bateria de separacién Sitio Grande
La BS Sitio Grande recibe la mezcla de hidrocarburos provenientes de pozos de los
campos Sitio Grande y Rio Nuevo, también se recibe la mezcla liquida de aceite bruto de

la bateria Agave y la corriente de aceite bruto proveniente de la bateria Artesa.

La produccion de baja presion de pozos de los campos Sitio Grande y Rio Nuevo, junto
con los condensados de EC Sitio Grande y los liquidos bombeados de la BS Agave se
reciben en el cabezal de recoleccion Sitio Grande. Posteriormente, esta mezcla de
hidrocarburos se envia al SHBP No. 2. De igual forma, en el cabezal de recoleccion
Carmito es recibida la produccion de los pozos Sitio Grande 80 y 90, y se envia al SHBP
No. 1.

La mezcla aceite-agua separada en estos equipos, junto con los liquidos recuperados en

el RVBP, se envian al separador SHEBP, con la finalidad de estabilizar el crudo.

221



CAPITULO V SITUACION ACTUAL EN EL AIPMM

El crudo proveniente del SHEBP se envia al tanque deshidratador (TD), para separar el
agua del aceite, por diferencia de densidades. Por su parte, la mezcla liquida bombeada
de la BS Artesa, se recibe en los limites de bateria y se envia al TD, para separar la

mezcla aceite- agua.

Kl aceite separado en los TD, es succionado y enviado por medio de dos bombas hacia el
CAB Cactus. Cuando existe bombeo de las BS Giraldas y Sunuapa, la presion de envio
requerida en la instalacion puede ser de mds del doble de la presion de envio normal. El
agua congénita separada en los TD, se envia a la Planta de Tratamiento de Agua (PTA),

para posteriormente inyectarse a los pozos Sitio Grande 53, 73, 85y 811.

El gas separado en los SHEBP No. 1 y 2, es enviado a los enfriadores. El gas enfriado se

envia al RVBP para separar los liquidos generados durante el enfriamiento.

Por otra parte, los vapores desprendidos en el SHEBP se envian a la recuperadora de
vapores (RV) para ser comprimidos. Este gas se une con el proveniente del RVBP vy

finalmente se envian hacia la EC Sitto Grande.
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Figura V.6 Diagrama de la bateria de separacién Sitio Grande. 34
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Bateria de separacién Sunuapa
La Bateria de Separacion Sunuapa opera en condiciones de baja presion. En los
cabezales de llegada se recibe la produccion proveniente de los campos Sunuapa,

Sunuapa Este, Malva y los pozos Copané 1, 14, 41 y 45.

La mezcla de hidrocarburos, es recibida en el SHBP y en el separador horizontal de

presion intermedia SHPI el cual opera a baja presion.

Del proceso de separacion se obtiene gas y una mezcla aceite-agua, la cual se une con los
condensados recuperados del Rectificador Vertical Ciclonico de Baja Presion (RVCBP) y
RVPI. Posteriormente, se envian al SHEBP con la finalidad de estabilizar el crudo a una

presion cercana a la atmosférica.

La mezcla aceite-agua proveniente del SHEBP se envia a deshidratacion al TD en donde
por diferencia de densidad se separa la mezcla aceite-agua. El aceite separado es
succionado y enviado por medio de tres bombas hacia la CAB Cactus con previa

medicion. Por su parte el agua congénita separada en el TD, se envia a la PTA, donde se

le da tratamiento y para posteriormente ser inyectada al pozo Sunuapa 24.

El gas separado en el SHBP es enviado al RVPI para separar el posible arrastre de
liquidos. Asimismo, el gas proveniente del SHPI, se envia al RVCPI y posteriormente se

une con el gas descargado del RVPI.

Por otra parte, los vapores desprendidos en el SHEBP se envian a la RV. Este gas se
mezcla con el proveniente del RVCPI y RVPI, para posteriormente enviarse a la EC de
Sunuapa con previa medicion. Los condensados provenientes de la EC Sunuapa, se

icorporan en los cabezales de llegada de pozos de la bateria.

El gas separado se incorpora a la alimentacion del RVPI, con previa medicion, y la
corriente liquida (aceite-agua) pasa al TM, la descarga de liquidos del tanque, se

mcorpora a la corriente que alimenta a las bombas de envio de aceite.
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Figura V.7 Diagrama de la bateria de separacion Sunuapa. 34

Bateria de separacién Artesa

Actualmente la bateria se conforma por separacion bifisica, almacenamiento,
rectificacion, medicion y bombeo; recibe la produccion de los campos Topen, Carmito,
Artesa, Gaucho y Secadero, asi como produccion proveniente de la bateria Gaucho, todo

en baja presion.

La mezcla de hidrocarburos provenientes de pozos de baja presion es recibida en dos
SHPI; SHPI-1,2 (solo opera el SHPI-1 y el SHPI-2 esta disponible).

Por la parte superior de los separadores se obtiene gas y por la parte inferior se obtiene
una mezcla (aceite - agua), y se derivan al separador horizontal de stiper baja presion
(SHSBP), la corriente aceite-agua del SHSBP pasa al tanque de almacenamiento TV-1,
para su posterior envio por medio de las bombas previa medicion hacia la BS Sitio

Grande.

El gas separado en el SHPI-1 pasa al RVIP, la descarga de gas obtenmida del RVIP se
envia a la EC Artesa (pendiente previa medicion). Los vapores desprendidos en el
SHBP-1, son enviados directamente a la EC Sitio Grande. Cabe mencionar que este
equipo cuenta con la flexibilidad de enviar el gas a la RVIP y posterior a ello enviar el gas

obtenido a compresora Artesa, esta operacion es la que se contempla como anormal.
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Los vapores obtenidos en el SHSBP son enviados a presa de quema. Actualmente no se

cuenta con equipo para recuperacion de vapores, estabilizacion de crudo, deshidratacion

de aceite n1 medicion de pozos.
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Bateria de separacién Giraldas

La BS Giraldas opera en condiciones de baja presion. En el cabezal de esta mstalacion

concurre la produccion de los campos Giraldas, Comoapa, Mundo Nuevo, Iris y tiene la

opcion de recibir la produccion de los campos Chiapas y Copand, y el aceite de la BS

Muspac.

La mezcla de hidrocarburos se recibe en el SHBP, donde se obtienen gas y liquido. El

liquido va hacia el SHEBP, donde se semiestabiliza el aceite para después ser descargado

al TD, ya libre de agua, se bombea a la C.A.B. Cactus.

Los vapores desprendidos del Separador Horizontal Elevado de Baja Presion van a la

succion de la Recuperadora de Vapor y el agua separada se manda a una planta de

tratamiento para inyectarla a los pozos Giraldas 11, 31, 51 y 74.
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Fl gas separado del SHBP va hacia los RVBP, al gas rectificado se le une la descarga de la
RV y pasa por los enfriadores de baja presion (EBP), que estin fuera de operacion y

funcionan tinicamente como tubos, para cargarse a los RV secundarios de baja presion.

La descarga de gas se envia a la EC Giraldas, con previa medicién; y los condensados
formados en los RVBP, rectificadores verticales secundarios de baja presion, y en la
recuperadora de vapor, asi como los condensados sucios y limpios de las compresoras, se

mtegran a la carga del SHEBP.
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Figura V.9 Diagrama de la bateria de separacion Giraldas. 34

Bateria de separacién Agave
La BS Agave se encuentra operando en condiciones de baja presion. Recibe una mezcla

de crudo, gas y agua proveniente de los pozos del campo Agave.

La mezcla de hidrocarburos del campo Agave y los condensados de la EC Agave son
recibidos en el SHBP. Por la parte superior del SHBP se obtiene gas y por la parte

inferior se obtiene una mezcla liquida de aceite y agua.

La mezcla liquida obtenida en el SHBP tiene la facilidad de recibir el crudo deshidratado
proveniente de la BS Vernet (Shishito, Cafeto, Vernet, José Colomo y Fortuna Nacional);
la cual, junto con los liquidos obtenidos del RPVBP, son enviados al SHEBP con la

finalidad de estabilizar el crudo. La mezcla estabilizada de crudo-agua es enviada al TD,
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TD-2 donde por diferencia de densidad el agua y el aceite son separados. El aceite
deshidratado es enviado por medio de las bombas hacia la BS Sitio Grande. El agua
obtenida en el TD-2 es enviada a la planta de myeccion de agua, donde por medio de las

bombas, se myecta al pozo Agave 82.

El gas obtenido en el SHBP es enviado al RPVBP para eliminar los liquidos arrastrados
en la corriente gaseosa. Kl gas despedido en SHEBP se introduce a la RV, (actualmente

fuera de operacion) para que, junto al gas rectificado sea enviado a la EC Agave.

En la bateria se deben de cuantificar los volimenes de hidrocarburos obtenidos del
proceso de separacion, para poder llevar a cabo este proceso de medicion son empleados
medidores tipo ultrasonico y medidores tipo placa de orificio. Para cuantificar el volumen
de gas que se manda a lugares fuera de la bateria se emplea el medidor tipo placa de
orificio, mientras que para medir los volimenes de liquido se emplean tanques de

medicion y medidores tipo Ultrasonico.
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Bateria de Separaciéon Costero

La BS Costero, maneja la produccion de los pozos asociados al drea de los campos
Costero y Ribereno, con una capacidad de procesamiento de 200 [MMPCD] de gas, 30
[MBPD] de condensado y 5 [MBPD] de agua.

La mezcla gas-condensado-agua recolectada en el cabezal Costero 14 es alimentada a los
separadores trifasicos de presion intermedia de la BS Costero, los cuales operaran en una
primera fase a 120 °C y 60 kg/cm’ y posteriormente en una segunda fase a 120 °C y 30
Kg/cm®. La corriente de condensado que se obtiene de los separadores se envia al
separador trifasico de baja presion, el cual opera a 88 °C y 7 Kg/cm’, la corriente de agua
se envia al tanque de almacenamiento de agua congénita y la corriente de gas se envia al
rectificador de presion intermedia antes de entrar al enfriador de aire de presion
mtermedia donde se enfria hasta 50 °C, luego pasa al rectificador de presion intermedia
donde es depurado para luego pasar al turbocompresor de alta presion donde se

comprime hasta 100Kg/cm’y se envia hacia la Bateria Luna.

Los liquidos que se obtienen de los rectificadores se unen a la corriente de condensado
proveniente de los separadores trifasicos antes de entrar al separador trifisico de baja
presion. La corriente de condensado que se obtiene en el separador se envia a la TE, la
cual opera a 72.42 °C y 0 kg/cm’, la corriente de agua se une a la corriente proveniente de
los separadores antes de entrar al tanque de almacenamiento de agua congénita y la
corriente de gas se envia al rectificador de baja presion antes de entrar al EBP donde se
enfria hasta 50 °C, luego pasa al rectificador de baja presion donde es depurado antes de
entrar al turbocompresor de presion intermedia donde se comprime hasta 60 kg/cm® para
luego unirse a la corriente proveniente del rectificador de presion intermedia antes de

entrar al compresor de alta presion.

Los liquidos que se obtienen de los rectificadores se unen a la corriente de condensado
proveniente del separador de baja presion antes de entrar a la torre estabilizadora. La
corriente de condensado estabilizado que se obtiene en la torre se envia hacia la

plataforma marina “May B” a través de la bomba, la cual descarga a una presion de 80

kg/cm”.
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Figura V.11 Diagrama de la bateria de separacion Costero. 34

Cabe destacar que esta bateria es un punto de traspaso de las corrientes hacia el activo de

produccion Samaria-Luna.

B. Puntos de entrega recepcién

Los puntos de entrega recepcion contemplan algunas instalaciones que son parte medular
de la cadena de produccion del activo. Después de ser separadas todas las corrientes de
crudo son enviadas a la CAB Cactus con el fin de terminar su acondicionamiento y
posteriormente enviarlas al Centro Comercializador de Crudo Palomas (CCCP). El CAB

Cactus, junto con la BS Costero maneja el 100% de la produccion de aceite del APMM.

En lo que respecta al gas, el 95.4% de la produccion total manejada por el AIPMM se
entrega al Activo Samaria-Luna por medio de las estaciones de compresion José Colomo

y Cactus IV ademas de la bateria de separacion modular Costero.

Central de Almacenamiento y Bombeo Cactus
Después del proceso de separacion primaria en las primeras baterias, la fase liquida se
somete a una etapa de estabilizacion o almacenamiento, permitiendo elimimar los

componentes volatiles y el volumen grueso de agua libre.

Fl siguiente paso es transportar el petroleo crudo a una etapa de deshidratacion y
desalado, este proceso se lleva a cabo en la CAB Cactus. En esta etapa también se

disminuye sustancialmente la concentracién de sal mediante la inyeccion de agua dulce.
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Las primeras baterias y corrientes que inciden a esta instalacion son: Sunuapa, Sitio
Grande, Giraldas, Cactus I, Cactus II, y Agave. También se realiza el servicio de
deshidratacion de aproximadamente el 50% del volumen producido del Activo de
Produccion Bellota - Jujo. Para lograr que el aceite crudo tenga la calidad requerida es
necesario realizar la inyeccion de productos quimicos para romper emulsiones separando
de manera eficiente el aceite del agua. También es necesario inyectar agua dulce (lavado)
hacia los tanques, con la intension de disminuir la concentracion de sal ademas de
mantener un nivel de agua para lograr un tiempo de residencia 6ptimo. El agua de
deshecho del proceso es drenada hacia una planta de inyeccion de agua pasando por un
sistema de filtrado e inyeccion de reactivos para la proteccion de las tuberias y de la
formacion geoldgica: la energia necesaria para reinyectar es transmitida por bombas
centrifuga eléctricas; finalmente, el agua es medida y transportada a través de un

saloducto hasta los pozos dispuestos para tal fin.

Para dar energia al aceite crudo deshidratado, la CAB Cactus cuenta con 2 equipos de
bombeo centrifugo de combustion interna (turbo bombas) y 3 equipos centrifugos

eléctricos (motobombas).

Finalmente, el aceite crudo deshidratado es medido con sistemas del tipo volumétrico, en
especifico con elementos primarios con el principio de funcionamiento ultrasonico,
ademds de otros elementos de medicion de la densidad, el porcentaje de agua, la
temperatura, la presion, y un computador alojado en una estaciéon de adquisicion de
datos para el cilculo, monitoreo en tiempo real, almacenamiento e histérico del volumen

de aceite neto a condiciones estandar.

Los volimenes manejados en la CAB Cactus de los AIPMM y AIPBJ se encuentran
segregados con aislamientos mecanicos con lo cual se asegura que no exista ninguna
combinaciéon de fluidos. Se cuenta con el sistema de medicion (Tren 1) que contabiliza el
volumen del AIPMM vy el sistema de medicion (Tren 2) el volumen del AIPBJ. Estos
volumenes de aceite clasificado en PEP como superligero es enviado al CCCP para su

entrega a refinacion o exportacion.

Los volumenes manejados en la C.A.B. Cactus (entrega-recepcion) y la Bateria Costero
(traspaso al AIPSL) representan el 100% del aceite manejado en el Activo de Produccion

Macuspana-Muspac.
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Nomenclatura

— Flujo multifasico

— Aceite
— A guE

SMA = Sistema de medicidn
de aceite

SMAG = Sistema de medicién
de agua

TD-9
200 Mbis

Bateria Sunuapa Corients del Active Desemulsificante Agua de
Bateria Sitio Grande

de Produccién Bellota Lavado
Bateria Giraldas - Jujo

Bateria Cactus |

congénita
Bateria Cactus 1|
Naftas CPG Cactus
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Palomas

Figura V.12 Diagrama del Centro de Almacenamiento y Bombeo Cactus. 34

Estacién de compresion Cactus IV

Es una instalacion perteneciente a Pemex Exploracion y Produccion de la Region Sur,
considerada dentro del actual sistema de administracion del Activo de Produccion
Macuspana - Muspac. La Estacion de Compresion Cactus IV comprime de Intermedia a
Alta Presion el gas proveniente de las Estaciones de Compresion Muspac, Giraldas,

Sunuapa, Sitio Grande, Agave y Cactus 1, asi como el gas de la corriente Teotleco.

La mstalacion tiene una capacidad nominal de 450 MMPCSD vy esta integrada por dos
Moédulos (A y C), cada uno con 3 unidades de compresion (75 [mmpesd] c/u).
Actualmente, comprime aproximadamente 300 [mmpcsd] de gas, operando con dos

unidades de compresion de cada modulo.

La estacion de compresion Cactus IV recibe el gas a una presion de 30 [kg/cm’] y una
temperatura de 38 [°C |y lo envia hacia el Centro Procesador de Gas Cactus a 72 [kg/cm’]
y 50 [°C].
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Figura V.13 Diagrama de la estacion de compresion Cactus IV. 34

Estacién de compresion José Colomo

Es una mstalacion perteneciente a PEP considerada dentro del actual sistema de
administracion del AIPMM. Esta ubicado en el municipio de Macuspana en el estado de
Tabasco. Su actividad principal consiste en comprimir el gas que proviene de los campos
José Colomo, Usumacinta, Hormiguero, Cobo, Viche, Tepetitin, Vernet y Chilapilla, se

envia al complejo procesador de gas Ciudad Pemex.

La estacion de compresion Jose Colomo cuenta actualmente con 5 equipos
turbocompresores marca solar, modelo centauro 40, los 5 equipos turbocompresores

estan distribuidos en dos modulos.
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Figura V.14 Diagrama de la estacion de compresion José Colomo. 34

V.2 DESCRIPCION DE LOS SISTEMAS DE MEDICION

De acuerdo a los lineamientos de la CNH, el AIPMM debe contar con sistemas de
medicion en cada uno de los puntos importantes para cuantificar la produccion de todo

el activo. Los puntos en los que se realiza la medicion son:

A boca de pozo.
Baterias de separacion

Puntos de entrega-recepcion

# o

Puntos de quema y venteo de gas.

V.2.1 MEDICION A BOCA DE POZO

En el Activo se cuenta con un total de 245 pozos productores en operacion a la fecha. Se

emplean principalmente tres formas de medir el caudal producido:

4 Medidores multifisicos.
% Medicion en bateria.

£ Aforo teorico.
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Se emplean medidores de fluyjo multifasico en 40 de los 245 pozos en operacion. Los
medidores multifisicos proveen de informacién constante que puede proveer un
monitoreo eventual o continuo del comportamiento de los pozos y de este modo tener

una mayor cantidad de informacion.

Se justifica el uso de los medidores multifasicos en el AIPMM debido a las caracteristicas
de los fluidos producidos ya que en general son hidrocarburos ligeros asociados a la
produccién de gases y condensados, por lo que las corrientes producidas a condiciones
de cabeza de pozo generalmente conforman mezclas con altas proporciones de gas

dentro de una corriente de aceite.

La distribucion de los medidores multifisicos empleados se indica en la tabla V.8.

Tabla V.8 Distribucion de los medidores Multifisicos en el APMM. 34

Campo Cantidad de pozos Frec&igiii(éigfei;aén
Gaucho 5 p
Juspi 3 p
Teotleco 4 p
Costero 10 3
Catedral 4 2
Comoapa 3 p
Mundo Nuevo 2 2
Fortuna Nacional 1 3
Shishito 8 3
Total 40

Los pozos que no son medidos mediante el empleo de medidores multifasicos son
medidos con separadores de prueba, alineandolos en las baterias de separacion por
medio de arreglos de valvulas y empleando tanques de prueba o sistemas de medicion
dinamica. Cabe destacar que la principal forma en la que se realizan las estimaciones del

aforo de un pozo es por medio de correlaciones de flyjo en estranguladores.

La incertidumbre asociada a las mediciones multifisicas no cuenta con estimaciones de
mcertidumbre debido a la falta de iInformacion estadistica. Si bien, se tienen identificadas
algunas fuentes de variaciones y errores no se cuenta con estimaciones de la
imncertidumbre de dichos medidores. Debido a los otros métodos de estimacién son
teoricos o no son constantes no es posible asociar valores de mcertidumbre en esta etapa

de la medicion.
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V.2.2 MEDICION EN BATERIAS DE SEPARACION

Las baterias de separacion son las instalaciones en las que se lleva a cabo el proceso de
medicion con mayor cantidad de medidores debido la amplia variedad de plantas de

produccion y debido también a que en ellas se retne la produccion de varios campos.

Se cuenta con la informacion de las 8 baterias de separaciéon mas importantes del activo
restando unicamente las baterias Shishito, Vernet y Muspac debido a la falta de

informacion sobre las mismas.

Medicién de aceite.

Las mediciones de flyjo de aceite se llevan a cabo principalmente mediante medidores de
tipo ultrasonico que funcionan bajo el principio de tiempo de transito aunque, en el caso
de la bateria modular Costero también se utiliza un medidor tipo Coriolis debido a que
este es un punto de traspaso entre Activos (la produccion viaja a la plataforma MAY B
perteneciente al Activo Samaria-Luna).Cabe senialar que la produccion de todas las

baterias se entrega al C.A.B. Cactus perteneciente también al activo.

Se tienen 1dentificadas algunas de las mcertidumbres de todos los medidores de tipo
ultrasonico, sin embargo no se ha estimado la incertidumbre del medidor tipo coriolis

mstalado en la bateria Costero. El diametro de todas las lineas de medicion es de 12 em y
.y . . . c c Kg
presentan una presion promedio de operaciéon que varia en el rango de 2.8 a 31 g

en un rango de temperatura que oscila entre los 30 y 72 [°C].

Tabla V.9 Incertidumbres reportadas sobre la medicion en cada bateria de separacion del

activo. 3
Baterias Fluido Medidor Incertidumbre Reportada

Cactus | Aceite Ultrasonico 0.96
Sunuapa Acelte Ultrasénico 0.65
Giraldas Aceite Ultrasénico 0.65
Sitio Grande Acelte Ultrasénico 0.66
Modular costero Condensado Coriolis N/E
Agave Acelte Ultrasénico 1.1

Cactus II Acelte Ultrasénico 1.74
Artesa Aceite Ultrasénico 9.99

Todos los sistemas de medicion cuentan con medidores auxiliares de temperatura,
densidad, presion y porcentaje de agua. Estos medidores reportan de forma continua los
parametros mencionados con el fin de monitorear las condiciones de flujo y de contar

con informacién para calcular y reportar la produccion a condiciones estindar de Pemex.

235



CAPITULO V SITUACION ACTUAL EN EL AIPMM

Pemex considera como condiciones estindar una presion de 102.325[kPa] y una

temperatura de 20 [°C].

Las mediciones de fluyjo volumétrico que se registran son reportadas a condiciones

estandar, tanto en metros ctibicos como en barriles.

Se cuenta con sistemas de telemetria que permiten la acumulacion de la informacién en
bases de datos que se actualizan en tiempo real. Con esta informacion se realiza un banco
de mnformacion histérica con la que cada bateria cuenta en todo momento. Comuinmente

las mediciones se realizan cada hora y todos los dias.

La calibracion se realiza en funcion del comportamiento estadistico de cada instrumento
y se llevan a cabo por un tercero certificado ante el CENAM, cada calibracién cuenta con

sus respetivas cartas de trazabilidad y certificados de calibracion.

Cada instalacion cuenta con un sistema de derivaciones que permiten desviar el flujo en
caso de una emergencia, sin embargo estas valvulas estin debidamente selladas y solo se
utilizan en casos de contingencia. Cada vez que se requiere desviar el flujo, esto se toma

en consideraciéon para el registro histérico de medidas.

En la figura V.15 se muestra un ejemplo sobre como se registran los valores de medicion

y sobre como se encuentran montados los medidores en el patin de medicion.

Presion Dif Fluje Presion Temperatura Densiclad

220l [ 1707 (BID] | 2safgfem2l | a2 [a | a0 AP
= IQ Q [

| | 7850 :i H
= FAgua

Flujo Bruto Corte Agua Densidad Temperatura X B. Brulo @20 B. Agua B. Netod20 [N
B/P "APT Hem2 b bhl ]

Total Cel Dia 17372 7443 .54 H 254 10674 10631 aa7e 2303 2459
Total Hr Act 17473 Fial A0.20 4 230 348 345 430 118 115
19:00 Hrs 17443 F8.50 40.08 42 252 e 24 571 156 153
1300 Hrs 17425 7528 3547 4 254 74 T2l 567 137 154
17:00 Hrs 17421 TE.08 37.90 A2 256 Er 122 56T 150 156
16:00 Hrs 17421 F.a0 3544 42 253 i TEE 570 136 155
15:00 Hrs 17413 7408 541 4 253 726 12¢ 566 158 156
14:00 Hrs 174DE TE.50 XTI a2 253 7i5 by 569 136 153
13:00 Hrs 17369 7ol 3330 H 252 Fi3 7éi 569 136 153
12:0Q Hrs 173ED a0 28,22 41 2.52 724 2L 68 136 152
11:00 Hrs 17356 F8.50 37.70 41 253 5 721 i 133 153
10:00 Hrs 17342 7850 37410 4 254 ) 720 S67 135 153
00 Hrs 17312 7550 3770 A0 2.56 7Ly 17 365 155 152
00 Hrs 17302 il ik 4 233 7l kil 366 135 152
00 Hrs 17372 7850 20.00 40 256 ) i 265 135 152
6:00 Hrs 17243 FE50 3890 40 258 19 18 S6d 154 152

Figura V.15 Ejemplo de los registros de voliimenes y propiedades del aceite obtenidos en un

punto de medicidn.
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En las baterias de separacion también se mide la calidad de los hidrocarburos por medio

de la medicién de 3 parametros principalmente:

% Densidad.
+ Agua.
4 Salinidad.

La densidad se mide en °API, la salinidad en libras por cada 1000 barriles y el agua como
porcentaje del total de una muestra de hidrocarburos y agua. Las mediciones se realizan
con una frecuencia de por lo menos una vez al dia. Los métodos utilizados para las

mediciones asociadas a la calidad se indican en la tabla V.10.

Tabla V.10 Métodos empleados para determinar la calidad del aceite en baterias de

separacion. 3

Pardmetro Método utilizado
Densidad D-287 0 D-1298 de la ASTM
Agua D-4007 de la ASTM
Salinidad D-3230 de la ASTM

Adicionalmente se realiza un analisis extra a los condensados producidos y se analiza el

color de Saybolt para medir su calidad por medio de la norma ASTM-D156.

Medicion de gas

La medicion de gas se realiza por medio de medidores que trabajan bajo el principio de
operacion de presion diferencial. Todos los medidores instalados en las baterias son
placas de orificio de diversos didmetros, excepto el medidor instalado en la bateria

modular Costero que, es un medidor conico.

Se cuenta con un total de 9 placas de orificio y un medidor conico cuya produccién de

gas se conduce hacia la respectiva bateria de Compresion.

La incertidumbre asociada a cada uno de los medidores de flujo no ha sido estimada aun.

Los didmetros de las lineas de donde se encuentran instalados los medidores tienen un

didametro que varia entre 20.3 [cm] y 40.6 [cm]. Las presiones de operacion son de entre
kg . g .

2.8 y 31 [cm_Z]’ en cuanto a la temperatura de operacion esta entre el rango de 32y 72

[°C].
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En las mstalaciones de medicion de gas se cuenta con valvulas de derivacion que se
encuentran debidamente selladas y solo se utilizan en caso de una emergencia; en caso de
ser utilizadas dichas valvulas, se toma en consideraciéon el tiempo durante el que el fluyjo

no transito por los medidores ara la realizacion de los balances y los registros historicos.

Se cuenta con sistemas de telemetria que permiten tener una base de datos actualizada en

tiempo real con informaciéon recabada por los medidores mstalados en linea.

Cabe destacar que no se lleva a cabo la calibracion de los equipos de presion diferencial
de forma regular; por lo tanto, la calibraciéon y trazabilidad asociada a estos medidores no

es vigente.

La medicion de la calidad del gas se lleva a cabo por medio de la medicion de
parametros asociados a la misma. En lo que respecta al gas se miden las concentraciones
de compuestos y de contaminantes presentes en la mezcla. Estos parametros se miden
diariamente y bajo métodos mternacionales estandarizados. Los parametros medidos se

muestran en la tabla V.11.

Tabla V.11Metodos empleados para determinar la calidad del gas en baterias de separacion.3*

Fluido Anilisis Método
Cromatografico para H2S (% mol) ASTM-D4468/89
Gas htimedo amargo | Cromatografico para CO2 (% mol) ASTM-D1945
Cromatografico para N2 (9% mol) ASTM-D1945
v w Cromatografico para H2S (% mol) ASTM-D4084/88
Gas Seco
Cromatogrifico para N2+CO2 (% mol) ASTM-D1945
Condensado Color Saybolt ASTM-D156

V.2.3 MEDICION EN PUNTOS DE ENTREGA-RECEPCION
Los puntos de entrega recepcion son estaciones de produccion en donde a la salida se

cambia de custodia entre subsidiarias o activos de Pemex.

Medicién de aceite

El tinico punto de medicién de entrega-recepcion perteneciente al AIPMM para aceite es
la CAB Cactus. Dentro de la Central se encuentran dos medidores de flujo de tipo
ultrasénico, que operan bajo principio de funcionamiento de velocidad de transito. A su
salida de la central, el crudo se dirige al Centro Comercializador de Crudo Palomas. Es
mmportante sefialar que en esta central convergen dos corrientes de aceite, una
proveniente del APMM vy otra del Activo de Produccion Bejota-Jujo; cada una de las

corrientes tiene un medidor asociado y durante el proceso ambas corrientes no se
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mezclan en ningtin momento. El didmetro de ambas lineas es de 15.2 [cm]. La

mcertidumbre de los dispositivos mencionados se muestra en la tabla V.12.

Tabla V.12 Incertidumbres reportadas sobre la medicion de aceite en la Central de

almacenamiento y Bombeo Cactus. 34

Medidor Corriente Incertidumbre
Ultrasénico APMM 0.45
Ultrasonico APBJ 0.65

Se cuenta también con medidores auxiliares que miden en tiempo real la presion,

temperatura, densidad y corte de agua.

Al igual que en las baterias, se cuenta con derivaciones que permiten desviar el flujo, sin
embargo se encuentran debidamente selladas y solo se utilizan caso de emergencias.
También se cuenta con un sistema telemétrico que permite contar con un banco de datos

en tiempo real.

La calibracion de los instrumentos de medicion se lleva a cabo con un control estadistico
de parametros como la media y la desviacion estandar.

Las condiciones estindar a las cuales se reporta el volumen de aceite son las mismas que
en las baterias; de 1gual forma, se emplean los mismos métodos para determinar la

calidad de los hidrocarburos.

Las mediciones se realizan aproximadamente cada hora y se registran en tiempo real en

un registro historico.

Se realizan operaciones de mantenimiento y calibracion por terceros acreditados ante el

CENAM.

Medicion de Gas
Mis del 95% del gas que se produce en el Activo se recibe y traspasa de custodia por

medio de dos estaciones de compresion:

% Estacion de compresion José Colomo

+  Estacion de compresion Cactus IV

Las producciones manejadas por ambas estaciones son enviadas al Centro de

Procesamiento de Gas de Ciudad Pemex.
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Se cuenta con dos medidores de placa de orificio en cada estacion. Las lineas que salen
de la estacion José Colomo son de 15.2 [em] y de las que se dispone en Cactus tienen un
didametro de 40.6 [cm]. Los instrumentos que se encuentran en estos puntos no cuentan
con procesos de calibracion eficientes ni basados en parametros estadisticos y las

mcertidumbres no han sido estimadas para ningan mstrumento.

Las derivaciones en caso de emergencia existen y se procura su uso solo en caso de

alguna contingencia.

Los valores emitidos por los medidores son registrados a distancia gracias al sistema de

telemetria con el que se cuenta, lo cual facilita la construccion del registro histérico.

La calidad se mide por medio de andlisis cromatograficos, en donde se miden las
concentraciones mol de contaminantes en el gas. Los parametros medidos y los métodos

utilizados son los mismos que se emplean en las baterias de separacion.

V.2.4 MEDICION DE GAS QUEMADO Y VENTEADO
Actualmente no se cuenta con equipos de medicion instalados en puntos de quema y
venteo, sin embargo se planea el uso de medidores de tipo ultrasénico debido a su
eficiencia, bajo costo y necesidades minimas para su mantenimiento. Este proyecto ya se
encuentra en marcha y se encuentra en la etapa de procurar equipos con algin

proveedor.

Una vez instalados estos medidores, se contara con informaciéon para reducir al minimo

la quema de gas en las mstalaciones del activo.
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Conclusiones
Los procesos de medicion en la industria petrolera son procesos complejos que
requieren de conocimientos de una enorme variedad de las ramas tanto de las ciencias

basicas como de la ingenieria.

Es necesario conocer el principio de funcionamiento de los medidores, al igual que
contar con conocimientos metrolégicos para seleccionar alguno, sin perder de vista los

aspectos econémicos.

Para entender e implementar un proceso de medicion de forma eficiente, no sélo es
necesario emplearlos de forma correcta, también se deben conocer los principales
conceptos metroldgicos asociados con el proceso, asi como conocer el funcionamiento
del instrumento de medicion a emplear y caracterizar las condiciones promedio a las

cuales se realizaran las mediciones.

Es necesario identificar las zonas dentro de las instalaciones de superficie en donde es
conveniente realizar mediciones y, una vez identificadas, valorar el tipo de medicién que
se va a implantar, las limitaciones técnicas que mmplica la zona y los requerimientos
metroldgicos necesarios para que la medicion se convierta en una herramienta aal y

efectiva en la administracion de los hidrocarburos.

La realizaciéon de una apropiada medicion puede derivar en un impacto econémico
considerable al momento de realizar una cuantificacion de los recursos extraidos, mismos
que pueden mmpactar a nivel nacional en una variacion de cientos de miles de doélares
diarios. Los correctos procesos de medicion también permiten realizar mejores practicas

técnicas y administrativas.

Es necesario garantizar la cantidad y calidad de los hidrocarburos pactados en acuerdos
comerciales por medio de mstrumentos que den confianza a las partes involucradas

empleando practicas y estindares aceptados internacionalmente.

Los mstrumentos de medicion son dispositivos cuyo correcto funcionamiento depende
de sus condiciones técnicas y del correcto mantenimiento y seguimiento metrologico. El
control y caracterizaciéon metroldgica de un instrumento de medicién permite identificar
fallas o errores en el proceso de medicion, por lo que otorga certeza y confianza sobre el

funcionamiento del mismo.
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Es de wital importancia realizar el entendimiento de todo lo que mmplique medicion
apoyada siempre en los conocimientos de las ciencias basicas para entender las

consecuencias técnicas de alguna variacion en el medidor.

La medicion multifasica es un proceso muy complejo que se sirve de diversos
procedimientos y técnicas que se emplean simultineamente; si bien el costo de los
medidores de esta clase es algo prohibitivo en ocasiones, se justifica su uso en funcién de

los fluidos producidos.

La incertidumbre de las mediciones es un proceso indispensable que se debe asociar a la
medicion y que tendra efectividad en la medida en la que se realicen andlisis mas

especificos sobre los procesos de medicion.

El célculo de los factores de correccion para la medicion de hidrocarburos es de vital
importancia para la comparacion de distintas corrientes hidrocarburos y su calculo debe
realizarse de forma cuidadosa considerando los factores que varian y que afectan el

comportamiento de los fluidos.

La medicion sirve de fuente de informacién para implementar técnicas de la
administracion de la produccion, como lo son los balances de produccion, que a su vez
se apoyan en herramientas teéricas como el prorrateo de la produccion y el calculo de
volimenes de petréleo crudo equivalente. Por medio del uso de estas técnicas es posible
identificar la cantidad de hidrocarburos que se pierden en su manejo y distribucion, y se

pueden identificar las cantidades reales que se comercializan.

Debido a la complejidad de los procesos de medicion existe la necesidad de crear
normas internacionales que regulen y estandaricen estas practicas y ademas que den

certeza sobre la efectividad de las mismas.

La mediciéon en puntos de quema y venteo permiten analizar las cantidades de gas
perdido y tomar decisiones para evitar esta practica por medio de la implementacion de

proyectos economicamente viables.

En México se han comenzado a formalizar y estandarizar los procesos de medicion desde
la década pasada. Si bien se realizaban mediciones, no se tenian bien caracterizadas ni

estandarizadas.
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Recomendaciones

Es necesario tener bien identificado el comportamiento metrologico de todos los
medidores de flujo utilizados, haciendo énfasis en la caracterizacion y determinacion de
las mcertidumbres asociadas a cada instrumento. Se deben priorizar los medidores de

flujo en lineas de gas debido a la actual escasez de este recurso en nuestro pais.

Es recomendable tener bien identificado el funcionamiento de cualquier medidor
multifasico que se pretenda implementar; esto con el fin de elegir el medidor que se
adapte de mejor manera a las condiciones de operaciéon a las que se expondra,
considerando siempre los aspectos técnicos y teniendo bien definidos los objetivos que

justifiquen la implementacion de medidores multifasicos.

Dados los requerimientos de gas de la industria nacional y la escasa producciéon de dicho
recurso, sera conveniente el uso de medidores de flujo en puntos de quema y venteo con
el fin de realizar evaluaciones econémicas que permitan disefiar proyectos de

aprovechamiento del gas actualmente desperdiciado.

Seria conveniente para Pemex la creacion de un grupo multidisciplinario que tenga la
responsabilidad de asegurar la correcta stalacion, funcionamiento y mantenimiento de
los sistemas de medicion empleados en la cadena productiva de Pemex. Debido a las
mmplicaciones economicas que puede tener este ejercicio es posible realizar una

evaluacion economica que justifique la creacion de dicho grupo.

Es conveniente continuar con el trabajo que realizan de manera conjunta la CNH y
Pemex, con apoyo del CENAM, con el fin de establecer cada vez con mas claridad los
requerimientos necesarios para el empleo 6ptimo de medidores en la industria mexicana,
a través de la creacion de normas cada vez mas especificas que generen como
consecuencia de su aplicacion mejores practicas de medicion de hidrocarburos. Este
esfuerzo debe ser prioritario para el gobierno mexicano debido a la futura participacién

que tendra el sector privado en la produccion de hidrocarburos en México.

Es recomendable realizar una adecuada planeacion sobre la obtencion de los sistemas de
medicion recurriendo a proveedores confiables y certificados, cuyas tecnologias hayan
sido probadas y que posean fundamentos teéricos y experimentales que los avalen. En
caso de que los proveedores presten un servicio de renta, se deberian considerar los
periodos de vencimiento del servicio con el fin de planear con antelacion la sustitucion de
los sistemas implementados o con la renovacion del contrato siempre y cuando las

decisiones estén justificadas técnica y economicamente.
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ANEXO A. PROCESOS EMPLEADOS EN LAS BATERfAS DE
SEPARACION

Después de su recorrido por el interior del pozo, es decir de haber sido producido por
medio de la tuberia de produccion, por el espacio anular o ambos, la produccion llega al

arbol de vélvulas por medio del cual se controla su flujo y es posible direccionarlo.

Figura A.1 Arbol de valvulas.

Una vez direccionado por el drbol, la produccion es conducida a una tuberia conocida
como linea de descarga cuyo fin es realizar la conexion entre el cabezal de recoleccion y
el arbol de cada pozo. En las lineas de descarga es posible, y en ocasiones necesario,
mstalar un estrangulador que permitird que la variaciéon de presion corriente abajo no
altere la presion existente corriente arriba y asi sea posible controlar la produccion de

agua, arenas o asfaltenos.

el

Figura A.2 Arbol de valvulas conectado a dos lineas de descarga.
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La linea de descarga se conecta normalmente a una tuberia de mayor capacidad
denominada cabezal de recoleccion, cuya funcion es la de recibir la produccion de varios
pozos cuyas propiedades tanto de los fluidos como termodinamicas permitan su mezcla y
transporte de manera simultinea a una bateria de separacion. Kl cabezal de recoleccion

conduce la produccion hasta una bateria de separacion.

Figura A.3 Cabezal de recoleccion de la produccion de varios pozos.

Una bateria de separacion es un conjunto de dispositivos e instalaciones que tienen como
objetivo principal someter a la producciéon a diversos procesos que permitan manejarla
con mayor facilidad asi como lograr que las propiedades de los fluidos que se quieren

comercializar cumplan los estindares pactados en los acuerdos comerciales.

OALPOR [ GUIHICLS
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Figura A.4 Representacion esquematica de una bateria de separaciéon.
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Procesos llevados a cabo en las plantas de produccién y equipos utilizados.

Generalmente la produccion de un pozo petrolero, se presenta de dos maneras:

4 Produccion monofisica; en la cual se involucra solamente la corriente de un
mismo tipo fluido, siendo el caso mas comun la produccion de gas seco.

+ Produccién multifisica: que como su nombre lo indica se produce una corriente
de flujo compuesta por mas de un tipo fluido, y algunos contaminantes liquidos,

gaseosos v solidos.

Debido a las caracteristicas propias de cada mezcla se debe dar un tratamiento especial a
la cornente de fluidos que se produce, con el objetivo de poder separar los fluidos
hidrocarburos entre s1 y de los contaminantes que los acompaian. Es importante indicar
que para que se pueda comercializar el hidrocarburo debe cumplir con estindares

técnicos referidos a la cantidad o al porcentaje de impurezas (agua, sedimentos, etc).

Algunos de los procesos que se presentan en una planta de produccion se mencionan a
continuacion, con el fin de poder comprender la dindmica presente en la bateria y
entender como estos procesos afectan la medicion y el volumen del flyjo de

hidrocarburos.

Debido a las altas condiciones de presion y temperatura y a las propiedades fisicas de los
hidrocarburos, se presenta un fenomeno de disolucion del gas en el aceite. Cuando el
flujo avanza dentro del sistema integral de produccion sufre una caida de presion debida
a fenomenos como la friccion, el cambio de temperatura o el cambio de volumen. En
ocasiones la caida de presion es tan grande que provoca una liberacion del gas que se
encontraba disuelto en la fase liquida (agua, aceite o ambos) y el gas comienza a viajar de

forma independiente a la corriente de la fase liquida.

Cuando el fluyjo de hidrocarburos llega a instalaciones de separacion se produce un
proceso artificial de caida de presion, que se vale de otros fenomenos fisicos para lograr
separar las fases de una corriente, este proceso es llamado separacion y se lleva a cabo en

equipos llamados separadores.

La separacion puede clasificarse en bifasica y trifasica, la separacion bifasica mvolucra la
separacion de una corriente de flujo compuesta por una fase liquida y una fase gaseosa,
sin separar el agua de la fase hquida, mientras que en la separacion trifasica se mvolucra
una corriente de flyjo compuesta por liquidos y gases, llevando a cabo la separacion de

cada fase y del agua.
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Es conveniente mencionar que el proceso de separaciéon se puede llevar a cabo en
distintos separadores que reducen la presion de la corriente de manera gradual,
permitiendo que se separe todo el gas posible a condiciones estindar. Cuando un
proceso de separacién se lleva a cabo de esta manera se le llama separaciéon por etapas,
en donde cada separador o conjunto de separadores con las mismas condiciones de

operacion representan a una etapa.

1200 psi
’7 ;I]; —— §as

500 psi
1500 psi @ — | ALTA PRESICN ps
das
@ PRESICN 50 psi
INTERMEDIA, -
@ TN PRESUN—*

@ Separador Bifdsico
@ Separador Bifdsico agua
@ Separador Trifasico @

TANQLUE

ETAPAS DE SEPARACION GASILIQUIDO

Figura A.5 Representacion de etapas de separacion de hidrocarburos.

A continuacion se mencionan y describen algunos de los elementos y procesos mds

comunes en las baterias de separacion.

I. Separador
Un separador es un cilindro de acero que se utiliza para disgregar la mezcla de
hidrocarburos en sus componentes basicos, petroleo y gas. Adicionalmente permite aislar
los hidrocarburos de otros componentes indeseables como la arena y el agua. Pueden

clasificarse considerando su configuraciéon, su uso y su operacion en:

Segtin su configuracion:
4 Verticales
4 Horizontales
4 Esféricos.
+
Operacién:
4 Bifasicos
4 Trifasicos.
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Uso:
+ De Produccion
4 De Prueba.

Cada uno de estos tipos de separadores presenta ventajas y desventajas, tanto de tipo
técnico como economico. Los separadores verticales son utilizados con mayor frecuencia
cuando las producciones poseen una alta relacion gas- aceite, ya que permiten una mayor
separacién debida a efectos gravitacionales, sin embargo los separadores de tipo
horizontal normalmente son mas econdémicos, su operaciéon es mas sencilla y pueden

manejar mayores cantidades de liquido en menos tiempo que un vertical.

Los separadores son importantes para el proceso de medicion debido a que en la salida
de las plantas se puede realizar la medicion de fluyjos que han sido separados y que difiere
de una medicion multifisica. Estos elementos que se encuentran presentes en plantas de
producciéon o en locaciones de pozos exploratorios tienen diferentes principios de
funcionamiento, sin embargo los mds comunes en el mercado tienen un principio de

funcionamiento muy similar.
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Figura A.6 Tipos de separadores empleados en la industria petrolera.

A. Secuencia del proceso en separadores bifisicos horizontales
El caudal proveniente del cabezal o cabezales de produccion entra al separador, choca
contra el desviador de flujo, cambia la velocidad y la direccion del flujo, aqui se efectia la
separaciéon primaria y casl total de las dos fases gas / liquido. Las gotas pequenas de

liquido son arrastradas por el flujo horizontal del gas que llega al extractor de niebla.
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Durante este recorrido, las gotas liquido que pueden vencer la velocidad del gas, se

precipitan debido a su fuerza gravitacional o peso de las mismas.

Fl liquido separado tanto en el desviador de fluyjo como el separado en la seccion
gravitacional se almacena en la seccion de acumulacion de liquido. Esta seccion debe
tener la suficiente capacidad para suministrar un tiempo de residencia suficiente para que
las burbujas de gas que han sido arrastradas por el liquido, puedan liberarse del liquido y
formar parte de la fase gaseosa. La seccion de acumulacion de liquido también debe
tener capacidad suficiente para absorber la turbulencia generada por los baches

mtermitentes que puedan llegar al separador.

El liquido es descargado a través de la valvula de control de nivel, la cual es regulada
mediante el control de nivel. El nivel de liquido en el separador debe ser constante y

comunmente opera al 50% de la capacidad del separador.

Las gotas pequenas de liquido que no alcanzan a separarse por gravedad entran al
extractor de niebla o secciéon de coalescencia, donde coalescen, es decir, las gotas
pequenias, mediante un mecanismo especial, se juntan para formar gotas mas grandes y
asi poder precipitarse y realizar la etapa final de separacion gas/liquido, para lograr una
descarga de gas completamente seco. La presion del separador es mantenida constante

mediante la valvula de control de presion.

B. Secuencia del proceso en separadores bif4sicos verticales
Fl caudal proveniente del cabezal o cabezales de producciéon entra al separador por la
parte lateral superior. En el desviador de flujo se efectia la separacion bruta de las dos
fases liquido/gas. El liquido se precipita hacia la seccion de acumulacion de liquido, el
cual es descargado a través de la vilvula de control de nivel o vilvula de descarga de
liquido. En el momento en que el liquido alcanza el equilibrio, las burbujas de gas que
han sido arrastradas por el liquido, fluyen en direccion contraria al flujo del liquido y

migran hasta la fase gaseosa.

El control de nivel y la vilvula de descarga de liquido operan como en el separador
horizontal. Kl gas separado en el desviador de fluyjo fluye verticalmente hacia arriba hasta
alcanzar el extractor de niebla, arrastrando gotas pequenas de liquido. En la seccion de
asentamiento gravitacional, la mayor parte de las gotas de liquido que han sido arrastradas
por el gas, coalescen y se precipitan en direccion contraria al flujo de gas. La seccion de

acumulacion de liquido debe tener caracteristicas similares al separador horizontal.
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En el separador vertical, la presion y el nivel son mantenidos constantes, tal como en el

separador horizontal.

En el extractor de niebla se produce la coalescencia de las pequenas gotas de liquido,

para luego precipitarse al fondo del recipiente.

C. Secuencia del proceso en separadores trifasicos convencionales y horizontales
El caudal del fluido entra al recipiente y choca con el desviador de flujo, donde se
produce la separacion primaria gas/ liquido. El desviador de fluyjo tiene un arreglo
especial (bajante) para dirgir aisladamente el liquido separado hasta un poco por debajo
de la interfase gas-aceite. La secci6n de acumulaciéon de liquido del recipiente debe tener
suficiente tiempo de residencia para que el aceite y la emulsion formen una capa o
colchon de acette. El aceite impio se localiza en la parte superior, mientras que el agua

libre se precipita al fondo del recipiente.

La compuerta mantiene el nivel de liquido en el recipiente, mientras que el nivel de agua
es mantenido por el control de nivel tipo interfase, y por la vilvula de descarga de agua.
El aceite limpio se recolecta en la camara de aceite, donde su nivel se controla mediante
una valvula neumatica de control de nivel. El control tipo interfase controla la interfase
aceite/agua, asi como el espesor del colchon de aceite. La valvula de descarga de agua
actia de acuerdo con la senal del control de nivel tipo interfase, permitiendo la salida
adecuada de agua, de tal forma que la mterfase agua/aceite o colchon de aceite, se
mantenga a la altura de diseno. El gas fluye horizontalmente hasta el extractor de niebla y
la valvula de control de presion mantiene constante la presion del separador. Las gotas de
liquido que han sido arrastradas por el gas se precipitan en forma perpendicular a la
direccion del caudal de gas. El nivel de la interfase gas/aceite puede variar desde la mitad
del diametro (509%), hasta el 759% del diametro del recipiente, dependiendo de la

importancia de la separacion gas-liquido. La configuracion mas usada es del 50%.

D. Secuencia del proceso en el separador trifisico convencional vertical.
Como en el separador bifisico, el flujo entra al recipiente por la parte lateral superior y
choca con el desviador de fluyjo donde se efectiia la separacion primaria liquido / gas. Al
igual que el separador trifisico horizontal, se dispone de un arreglo especial para llevar el
flujo de liquido a través de la interfase aceite/agua sin perturbar la quietud requerida en el

colchén de aceite para la separacion agua aceite.
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Dispositivos internos de un separador.

4 Desviadores de flujo.

Cuando el flujo multifisico entra al separador entra a una etapa de separacion principal.
En esta seccion se separa la parte liquida de la corriente de gas reduciendo la turbulencia
del fluido. Para conseguir este efecto, es necesario producir un cambio de direccion del

fluiddo mediante un desviador de flujo pudiendo ser de dos tipos:

Tipo Platina: Esta platina puede ser en forma de disco esférico, plana o de cualquier otro
tipo que genere un cambio rapido en la velocidad y direccion de los fluidos. El desviador
de flujo de disco esférico o conico es mds ventajoso ya que crea menos turbulencia que
las platinas planas, disminuyendo las posibilidades de problemas de emulsificacion o de

reincorporacion de agua en la fase gaseosa.

PLATINA

7
- S

Figura A.7 Platina en forma de disco esférico.

Tipo Ciclén: Utiliza el principio de la fuerza centrifuga para la separacion del gas/liquido.
El diimetro de la boquilla de entrada debe ser disefiado para crear una velocidad de
entrada de aproximadamente 20 pies por segundo alrededor del disco mterior cuyo

didmetro no debe ser mayor de 2/3 del diametro del recipiente.

CICLON

Figura A.8 Difusor tipo ciclén.
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4 Platinas antiespumantes.
Generalmente la espuma presente en un caudal de produccion de crudo es tratada
mediante la adicion de un producto quimico. Muchas veces, una solucion efectiva se
logra mediante la mstalacion de una serie de platinas paralelas inclinadas, con las cuales
se ayuda al rompimiento de las burbujas de espuma. Se instalan en la interface

gas/liquido.

+ Platos Coalescentes.
Los platos coalescentes estan arreglados en forma de una V invertida, de tal forma que las
gotas liquidas se peguen en los platos y se separen del gas. Estas gotas de liquido se

agrupan y forman gotas mas grandes y caen al fondo del separador.

P11

Figura A.9 Platos coalescentes.

4 Extractores de niebla.

Los extractores de niebla estin compuestos de una masa de red de alambre como se
muestra en la figura. Antes de salir del separador, el gas pasa a través del extractor,
causando que el petroleo restante en el gas caiga en forma de gotas pequenas. Existen de

tipo mallado o enrejado.

Extractor de Niebla Malla de 4lambre
(Malla de Alambre)

Figura A.10 Extractor de niebla.

257



ANEXO A PROCESOS EMPLEADOS EN BATERIAS DE SEPARACION

% Rompedores de Vértice

Estos rompedores estin localizados en las salidas del crudo y del agua. Su funcién es
romper la formacién de remolinos que puede ocurrir cuando el crudo y el agua salen del
separador por sus respectivas salidas. Los rompedores de vértice previenen en la salida

del liquido, remolinos que atraparian gas dentro de la masa liquida.

Fompedor de Vértice Fompedor de Vertice
(Plato Crusado) (Tipo Plataforma)

Figura A.11 Tipos de rompedores de vortice.

Dispositivos externos de un separador

4 Linea de gas.

Es la tuberia por donde sale el gas hacia los compresores y lo que no es utilizado se dirige

hacia los mecheros.

4+ Linea de agua.

Es la tuberia por donde se drena el agua del separador al tanque de almacenamiento de

agua para luego a ser reinyectada en los pozos y no contaminar el ambiente.

4 Linea de crudo.

Es la tuberia que conduce el crudo hacia la bota de gas, o en ocasiones directamente

hacia el tanque de lavado.

+ Controlador de nivel.
Existen dos, uno para el petroleo y otro para el agua, y consta de un desplazador, un
switch y un posicionador. Su objetivo es por medio de un flotador en el desplazador dar
la senal al switch y este con un brazo de torque da la senal al posicionador que envia la

sefial neumatica final a la valvula controladora de nivel ya sea de crudo o de agua.
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4 Valvula controladora de nivel.

Es el elemento final de control, posee una valvula para el agua y otra para el petréleo,

para este caso se utiliza la valvula normalmente cerrada y inicamente permite la salida del

fluido al recibir la senal neumatica que envia el elemento primario de control.

4 Vélvula de seguridad.

Permite desfogar la presion en el mterior del separador, cuando exista exceso de la

misma y lograr un trabajo éptimo en la separacion.

Cerrado Lhierto
Presiom atmosférica
\\ Permo de ajuste
de presidn
Sello
Presion del separador

Figura A.12 Funcionamiento de la vilvula de seguridad del separador.

Vilwula de seguridad Fompedor de

Entrada del Fhyo / Espuma

Disco de Enphara
Platas de Coalicidn

Salida del Gas
] @ﬁ‘hﬁﬂfﬂr de Neblina

Controlador de
MNivel de Amna

Controlador de
Mivel de Crado

Plato Deflector Salida del Crada

Salida de Azua

Fompedor de Wértice

Figura A.13 Partes de un separador de hidrocarburos.
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II. Rectificacién.
Debido a la turbulencia del flujo de gas o a la tension interfacial del contacto aceite-gas se
pueden presentar gotas de liquido de didmetro muy reducido que son capaces de
continuar fluyendo dentro de la corriente gaseosa una vez que ha pasado por un
separador. Cuando este fenomeno se presenta es necesario someter la corriente de flujo
por un proceso que reduzca al minimo el contenido de liquido aun presente, esto con el

fin de lograr una separacion que se aproxime al 100% lo mas que sea posible.

El proceso por el cual se reduce la cantidad de liquidos en forma de niebla de un flujo de
gas se denomina rectificacion y se lleva a cabo en un equipo llamado rectificador. Una
vez que el gas se ha sometido a un proceso de rectificacion se obtiene una nueva
separacion de fases, la corriente de los nuevos liquidos obtenidos normalmente se agrega

a alguna otra corriente para su tratamiento.

III. Estabilizacién.
La estabilizacion del crudo es un proceso que se lleva a cabo una vez que se ha sometido
la corriente a un proceso inicial de separacion y se desea poder almacenar el petroleo
crudo bajo condiciones ambiente o condiciones estindar. La estabilizacién consiste en
llevar el fluyjo de fluidos a una presion apenas por debajo de la presion atmosférica o
ambiente, con el fin de poder evaporar los componentes ligeros que se perderian por
evaporacion cuando se expusiera el crudo a la intemperie. La estabilizacion de crudo se

lleva a cabo en torres de separacion, estos equipos son denominados tanques elevados.

Figura A14 Torres de estabilizacion.
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Tanque elevado. I's un recipiente que opera a baja presion y que recibe el aceite
proveniente de los separadores de baja presion, de los rectificadoras de baja presion y de
recirculacion de condensados ocasionalmente, su forma es cilindrica horizontal y se le
denomina elevado por que esta colocado a una altura considerable y cominmente

cercana a los 25 metros.

Su funcién es estabilizar el crudo, es decir separar los componentes ligeros que aun

permanezcan en él, mediante una disminuciéon de presion.

IV. Almacenamiento.
En muchas partes de la cadena productiva del negocio de los hidrocarburos se necesita
almacenar los fluidos producidos con el fin de someter una gran cantidad a un mismo

proceso o para acumular un volumen que se comercializara.

En los tanques de almacenamiento se pueden presentar pérdidas considerables de
hidrocarburos ligeros en forma de gas si no se ha sometido a la corriente de producciéon a

un adecuado proceso de separacion, rectificacion y estabilizacion.

El almacenamiento representa un proceso importante durante la cadena de produccion
de hidrocarburos desde el punto de vista de la separacion de impurezas. Cuando se
almacena el aceite la carencia de fuerzas que provoquen movimiento dentro del tanque
almacén generan un estado estatico en el fluido lo que provoca que las fases solidas que
se encuentran suspendidas en el aceite se decanten y por lo tanto se separen. Este tipo de
impurezas pueden ser arenas o sedimentos que se arrastraron desde el yacimiento,
parafinas que se han depositado debido a la caida en la temperatura o asfiltenos que se
precipitan debido a la caida en la presion del flujo. Aprovechando esta separacion de
fases debida a la segregacion gravitacional se puede separar el agua que quede en la

corriente debido a la falta de un correcto proceso de separacion trifasico.

Debido a los procesos de separacion de fases que continua presentando un flujo de
hidrocarburos durante su almacenamiento se deben construir bajo especificaciones
técnicas que han sido aprobadas por organismos internacionales como el API. La norma
de uso mas comun para aplicarse durante su construccion es la norma API 650 que se
aplica para la construccion de tanques que almacenaran aceites a bajas presiones
(menores a 15 psia) y bajas temperaturas (menores a 90°C). Para tanques que trabajan a

condiciones especiales existen normas especiales de construccion.
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Debido a que la separacion de gas se puede presentar aun en los tanques de separacion
se deben considerar adaptaciones especiales, lo cual genera una mayor variedad en los

tipos de tanques que existen.
Basicamente son de dos tipos segin el tipo de fluido a almacenar:

+ Para aceite. Generalmente presentan una geometria cilindrica y vertical. Estos
son los mas comunes para almacenar aceite que ha sido sometido a un proceso
de separacion por lo menos del gas y que por lo tanto presentaran una baja
cantidad de gas que se libere debido a la evaporacion dentro de ellos. Si el aceite
aun presenta una cantidad considerable de gas disuelto que se liberarda durante el
tiempo en que se encuentre almacenado se considera almacenar el aceite en un
tanque vertical de techo flotante. Los techos flotantes son comuinmente
construidos de aluminio y estin contenidos bajo techos de tipo domo que

protejan el techo movil de la intemperie.

Figura A.15 Tanque de techo flotante para almacenar petréleo.

% Para gas. En la prictica podemos estimar que los gases presentaran un
comportamiento parecido al que describe la ley de gases reales sabemos que si
modificamos las condiciones de presion y o temperatura de un gas, este cambiara
su volumen por lo que se puede economizar en espacio si el gas que se desea
almacenar se comprime y contiene a temperatura ambiente y presion suficiente
para que este cambie de fase y se licue. Estos contenedores tienen dos geometrias

comunes esférica y cilindrica.

Figura A.16 Tanques de almacenamiento para gas.
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V. Proceso de lavado.
En ocasiones el crudo producido contiene una gran cantidad de sales disueltas. Estas
sales son elementos que no deseamos encontrar en el aceite porque pueden ocasionar

danos en las instalaciones de produccion debido a incrustaciones morganicas.

Para eliminar dichas sales se implementa un proceso que se denomina lavado del crudo y
que consiste en mezclar en un tanque una corriente de aceite con otra corriente de agua
dulce. La mezcla de estos dos fluidos provoca que parte de la sal disuelta en el aceite se
disuelva en el agua dulce, con lo que se reduce el contenido de sal en el hidrocarburo.

Posteriormente se somete al aceite a un proceso de separacién, que regularmente se
realiza por decantacion en tanques en donde se estabiliza la mezcla de fluidos y se separa

el agua del aceite por simple segregacion gravitacional.

VI. Procesos de compresion y bombeo
Estos son lo procesos por medio de los cualesse incrementa la presion de los fluidos con
el fin de movilizarlos de un punto a otro. Aunque existen bobas multifisicas que
permiten el desplazamiento de corrientes con mas de una fase, son poco comunes
debido a su costo. Debido a lo anterior es necesario someter los fluidos a procesos de
separacion que nos permitan transportar gases sin humedad por medio de un compresor
y liquidos secos por medio de bombas.

Oleogasoducto f&)| Quemador

Gasoducto Compresor
Oleoducto . —
Estacion de
Recompresion
Compresor J “

Gas——» Rectificadol { __ita
’—‘ 1a. etapa ‘il i 3
"
| =S =
% & 1a. Etapa
! Gas.Z =y Rectificadol
|}< ; 2a. etapa

Aceite

Gas
T & Arnitn

. Bomba de

Figura A.17 Representacion esquematica del manejo y distribucién de hidrocarburos.
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Existen diversos métodos para calibrar un mstrumento de mediciéon y es en funcion de
este proceso como se calcula el factor de calibracion. Este factor de calibracion se debe

considerar para poder corregir los errores sistematicos cometidos por el medidor.

A grandes rasgos existen dos tipos de calibracion que a su vez se dividen en procesos de

calibracion:

Calibracién

L ]
Tl p 0 Volumétrico Gravimétrico

P Desplazamiento Tanque de Estatico de
roceso positivo calibracion pesado

Figura B.1 Tipos de calibracidn.

Depende del tipo de calibracion el procedimiento empleado para el cilculo de dicho

factor.

A. Calibracién gravimétrica, proceso estitico de pesado.
Se fundamenta en medir la cantidad de masa de un fluido, que pasa a través de una
tuberia y es almacenado en un cierto intervalo de tiempo, obteniéndose asi un flujo
masico. Al dividir la cantidad de masa que se almacena entre la densidad de dicho fluido,
se obtiene el valor correspondiente a un volumen, que al relacionarlo con el tiempo se
obtiene un flujo volumétrico. Tanto el flujo masico como el flyjo volumétrico pueden ser

comparados con el volumen que se indica en los medidores de flujo.

En esta técnica se emplea un procedimiento para determinar la cantidad de masa, el
factor de calibracion, el volumen de liquido y el tiempo, el cual recibe el nombre de

Sistema Estatico de Pesado.
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El sistema estatico de pesado consiste en recolectar en un tanque de pesaje, una cantidad
de liquido (agua) que ha pasado por una tuberia en un intervalo de tiempo establecido y

que posteriormente es pesada.

Para ello cuenta con un tanque de almacenamiento soportado en tres celdas de carga,
una valvula desviadora de flyjo y un sistema de control, que sincroniza la valvula

desviadora de flujo, la senal del medidor y el conteo de tiempo.

Una vez instalado el medidor en el sistema, se regula un caudal, cuando éste se estabiliza
y se logra el equilibrio térmico, entonces el sistema de control acciona la valvula
desviadora de flujo y comienza a recibir la seiial del medidor y se inicia la medicion de
tiempo; cuando se alcanza un valor predeterminado de masa en el tanque de
almacenamiento, el sistema de control acciona la vilvula para desviar el fluyjo de agua
hacia la cisterna de drenado y se detiene la medicion de tiempo y la recepcion de la

senal del medidor.

Antes de realizar las mediciones de masa final y de las condiciones ambientales, se da un
tiempo de estabilizacion en el tanque, para posteriormente realizar las correcciones y

determinar tanto el factor de calibracion del medidor bajo prueba, asi como la densidad

del liquido.
valvula desviadora
'- \
medidor en calibracion Q
=) LK
valvula de control
tanque de pesado
bomba  cdrcamo disterna

Figura B.2 Calibracién gravimétrica (Estatico de pesado).

Para obtener el factor de calibracion empleando un sistema estatico de pesado, se debe
de dividir la masa de agua corregida colectada en el sistema estatico de pesado entre la

masa registrada por el medidor.
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my
FC=—, B.1
mm
Donde:
FC Factor de calibracion.
My Masa de agua registrada en el medidor.
m, Masa de agua corregida colectada en el contenedor.

Para determinar la masa corregida contenida en el tanque de almacenamiento, se emplea

la siguiente ecuacion:

-5
— p
mp—ml-*fcm*CDiv Dy B.2
p
Doénde:
m, Masa de agua corregida colectada en el contenedor.
m; Masa de agua registrada en el sistema de pesado.
fem Correcciéon de masa determinado por el fabricante del sistema de pesado.
Cpiv Correccion de masa debido a la valvula desviadora.
Pa Densidad del aire.
Py Densidad de las pesas utilizadas por el sistema.
p Densidad del agua.

B. Calibracién volumétrica, proceso con tanques de calibracién.
Este método consiste en comparar un volumen indicado en un patron volumétrico contra
el volumen medido directamente por medio del medidor de flujo, ambos a condiciones
estandar. A través de esta comparacion de volimenes, se determina que tan exacta es la

medicion del medidor de flujo.

Esta técnica contempla el empleo de tanques de calibracion o medidas volumétricas,
probadores de desplazamiento positivo tipo  bidireccionales, probadores de
desplazamiento positivo compactos y medidores de flujo de referencia, utihizados como
patrones volumétricos de referencia en la calibracion de medidores de flujo de liquidos.

El equipo que se utiliza para este tipo de calibracion es el siguiente:
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4 Tanque de calibracién cuya capacidad debe ser igual o mayor al volumen
colectado al flujo maximo del medidor en un minuto.

4 Sensores de temperatura instalados en la medida volumétrica y en la linea, lo mas
cercano al medidor de flujo con division de la escala de 0.1°C.

4 Sensor de presion.

% Cronometro con division de la escala de centésimas de segundo.

Q ) Mirilla superior

. Valvula de drenado.
Valvula de llenado. . "
Medida volumétrica

Medidor de flujo

Flujo

A

J Valvula de ajuste del cero.

Figura B.3 Calibracion empelando un tanque de calibracion.

El proceso de calibracion utilizando este tipo de equipos es, a grandes rasgos el siguiente:

1) Cerrar la vilvula de drenado de la medida volumétrica con el objeto de llenarla.

2) Cuando la medida volumétrica se ha llenado hasta un punto de la escala

preestablecido, de preferencia el cero, cerrar la valvula de llenado.

3) Abrnir la vilvula de drenado de la medida volumétrica para vaciarla.

4) Cuando el nivel de liquido aparece en la mirilla del cuello inferior de la medida
volumétrica, se debe cerrar la valvula de drenado y abrir la valvula de ajuste del
cero dando un tiempo de escurrimiento de 30 segundos antes de cerrar la valvula

de ajuste del cero.

5) Vertficar que el indicador del medidor marque cero y/o se efectiia el registro de la

lectura inicial del medidor.
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6) Iniciar las corridas a un flujo determinado, abriendo la valvula de llenado de la

medida volumétrica.

7) Mientras se colecta el volumen en la medida volumétrica, se debe registrar la

lectura de temperatura y de la presion de la linea, asi como el flujo indicado.

8) Cuando aparezca el liquido en el cuello superior de la medida volumétrica, dejar
que se acerque al volumen nominal y cerrar la valvula de llenado de la medida

volumétrica.

9) Registrar la lectura del medidor.

10) Registrar la lectura de la escala de la medida volumétrica.

11) Registrar la temperatura de la medida volumétrica.

12) Repetir el procedimiento al menos tres veces para cada flujo.

13) Calcular el valor del mensurando y su incertidumbre con los datos obtenidos.

Para obtener el factor de calibracion empleando un tanque de calibracion o medida
volumétrica abierto, se debe de dividir el volumen corregido que se lee en la mirilla
superior de la medida volumétrica entre el volumen corregido registrado por el medidor.

Lo anterior es equivalente a la siguiente ecuacion:

BPV, % CTS, * CTL,

C=TerL, «cpL, B.3
Donde:
FC Factor de calibracion.
BPV, Volumen de la medida a condiciones ambientales.
CTSp Factor de correccion por temperatura del acero en la calibracion.
CTLp Factor de correccion por efecto de la temperatura del liquido en el tanque.
v, Volumen indicado por el medidor bajo la prueba.
CTL,, Factor de correccidn por la temperatura del liquido en medidor.
CPL,, Factor de correccion debido a la presion en el medidor.
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Calculo de factores debidos a la temperatura.
Para el cdlculo de los factores CTS, , CTLy, y de CTLy, se recurre a la ecuacion que
describe la expansion volumétrica por lo que las ecuaciones para determinar cada uno de

estos factores es la siguiente:

CTS, =1+ [Ba(T, — T)], B.4
CTL, =1+ (T, —Ty), B.5
CTLy, =1+ BT, — Ts), B.6

Donde:

CTSp Factor de correccion por temperatura del acero en la calibracion.

CTLp Factor de correccion por efecto de la temperatura del liquido en el tanque.

CTL,, Factor de correccién por la temperatura del liquido en medidor.

a Coeficiente cubico de expansion térmica del material del tanque.

Coeficiente de expansion térmica del liquido.

T; Temperatura del tanque de medida.

T, Temperatura en el medidor.

T, Temperatura estandar.

El coeficiente de expansion térmica del tanque de calibracion debe ser determinado por
el fabricante y el coeficiente propio del fluido es un valor que se obtiene de pruebas de

laboratorio.

Algunos valores comunes de a en la industria son los siguientes:

Tabla B.1 Valores de los coeficientes de expansion lineal de los materiales que se emplean

para construir un tanque de calibracion

Tipo de metal Coeficiente lineal para « °C
Acero al carbono 0,0000112
Acero Inoxidable 304 0,0000173
Acero Inoxidable 316 0,0000159
Acero Inoxidable 17-4PH 0,0000108
Acero Invar Rod 0,0000014

Donde el numero de acero inoxidable nos indica el grado de contenido de cromo y carbono.
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Calculo de factores debidos a la presion.

Fl factor de correccion debido a la presion CPL,, se calcula de la siguiente manera:

1
CPL,, = —, B.7
™1 —(P,*F)
Doénde:
CPL,, Factor de correccion debido a la presién en el medidor.
P, Presion manométrica presente en el tanque.
F Factor de compresibilidad del liquido.

El factor de compresibilidad del liquido se puede calcular por medio de la siguiente

ecuacion:
F = 0.001 % e(—1.6208+((2.1592*10_4)*T)+(O.87096*(ps)_2)+((4.2092*10_3)*T*(ps)_2)) 5.8
Doénde:
F Factor de compresibilidad del liquido.
T Temperatura en el medidor.
Ps Densidad del liquido a condiciones estandar.

C. Calibracién volumétrica, proceso de desplazamiento positivo.
Un probador de medicion, es una pieza de tubo que cuenta con dos detectores colocados
sobre €l, los cuales estan separados a una distancia fija. Entre los dos detectores existe un
volumen de espacio conocido, que es utilizado como referencia para ser comparado con
el volumen registrado por el medidor, con el fin de determinar el factor de calibracion

para un medidor de flujo.

Todos los sistemas de probadores de desplazamiento, operan bajo el principio de
desplazamiento repetido de un volumen conocido de liquido dentro de la seccion de
tuberia entre los dos detectores y generalmente son empleados para calibrar medidores
usados en la transferencia de custodia de hidrocarburos (medidores ultrasonicos,

medidores Coriolis y medidores de desplazamiento positivo).

El desplazamiento de volumen puede llevarse a cabo por medio de una esfera o un
piston que viajan a través de la tuberia, cuando la esfera o piston pasan por el primer

sensor mandan una senal eléctrica hacia un dispositivo que genera pulsos colocado en el
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medidor, cuando la esfera pasa por el segundo detector se vuelve a mandar una sefal que

detiene la emision de pulsos.

El nimero de pulsos que se genera mediante el dispositivo durante el tiempo que tarda
en desplazarse el volumen entre los dos detectores, es relaciona con un factor
denominado factor k y sirve para poder determinar el volumen de fluido que pasa a

través del medidor.

El factor K es un factor que es proporcionado por el fabricante y nos indica cuantos

pulsos son generados por barril o litro de fluido.

Detector Switch
= . A
o w \I_\' \I \I \\I
e S ’
X — - \

Figura. 2.35 Interruptor detector

Figura B.4 Interruptor detector.

Antes de probarse un medidor, el liquido se corre tanto a lo largo del medidor como del
probador hasta que se estabilizan sus presiones y temperaturas. Esto asegura que las
lecturas sean exactas. Cualquier diferencia sustancial en temperatura o presion se anota y

se hacen las correcclones.

El probador debe tener un aislamiento térmico, ya sea con material aislante térmico o
pintura ultrareflexiva de la radiacion solar o estar bajo cubierta, con el fin de mantener la
temperatura del fluido estable para facilitar los procesos de calibracion de medidores. La
principal consideracion que determina la especificacion de este aislamiento térmico tanto
para la del probador como para la tuberia asociada, es la AT entre la temperatura

ambiente y la temperatura del fluido.
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El equipo utilizado en este tipo de calibraciones es el siguiente:

% Probador bidireccional con volumen certificado a condiciones de referencia.

% Sensores de temperatura, tanto en el probador como en el medidor a calibrar.
Incertidumbre en la medicion de temperatura + 0.2 °C o mejor. En mediciones
de hidrocarburos se recomienda una incertidumbre de medicién de temperatura

+ 0.05°C. Referencia [7].

% Sensores de presion, tanto en el probador como en el medidor en calibracion.
Incertidumbre en la medicion de presion + 0.05 MPa o mejor. En mediciones de

hidrocarburos se recomienda una inceridumbre de + 0.025 MPa o mejor.

Conaxiones de Entrada

Termao-pozn Switch Detactor

Walula de cuatroviag

Union de las
Bridas

Clare de la
vahula de salida

Salida

Esferz
Desplazada

Bloguea delz linea
prncipal y Yakula
de Descarga

Contader Eletranico

Conexidn Opcional del del Probador

Iedidor iiaestro

flzdicdor

Figura B.5 Probador bidireccional empleado para calibrar.

El flyjo pasa a través del medidor, sigue por la vilvula de cuatro de vias y luego desciende
a través del probador moviendo la esfera de la seccion de lanzamiento. Luego pasa por el
primer detector, cruza la secciéon calibrada, luego el segundo detector, y finalmente
deposita la esfera en la seccion de recepcion. La corriente de flujo pasa alrededor de la
esfera y por medio de la valvula de cuatro vias baja a la tuberia. Cuando la esfera pasa por
el primer detector, el contador del probador es activado para contar los pulsos del
medidor hasta que el segundo mterruptor detector se active. El nimero de pulsos
acumulados en el contador del probador son enviados por el trasmisor de pulsos durante
la corrida de la esfera entre los dos detectores y el valor total es comparado con el

volumen calibrado de la seccién del probador para obtener asi el factor del medidor.
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El proceso de calibracion se puede describir de la siguiente manera:

1) Fyar el fluyjo de prueba a través de la operacion de la valvula instalada a la salida
del probador.

Definir el volumen del probador al cual sera calibrado el medidor.

Definir el nimero de corridas del probador.

)
)
4)  Ambientar y eliminar aire del probador.
) Iniciar la prueba (cambio de posicion de la valvula de 4 vias).
)

Tomar los datos de temperatura presion y pulsos del medidor.

Para obtener el factor de calibraciéon empleando un probador bidireccional, se debe de
dividir el volumen corregido que se obtiene en el probador entre el volumen corregido

registrado por el medidor. Lo anterior es equivalente a la siguiente ecuacion:

_ Vpp * CTS,, * CPS, * CTLy, * CPL,,

FC , B.9
VI, * CTL,, * CPL,,
Doénde:
FC Factor de calibracién.
Vi Volumen base del probador a condiciones ambientales.
CTSP Factor de correccion por efecto de la temperatura del acero del probador.
CPSp Factor de correccion por efecto de la presion en el acero del probador.
CTLp Factor de correccion por efecto de la temperatura en el liquido dentro del
probador.
Cpr Factor de correccién por la presion en el liquido dentro del probador.
Vi, Volumen indicado por el medidor durante la prueba.
CTL,, Factor de correccién por efecto de la temperatura del liquido en el medidor.
CPL,, Factor de correccién por efecto de la presion en el liquido dentro del medidor.

Calculo de factores debidos a la temperatura.
Para el cdlculo de los factores CTS, , CTLy, y de CTLy, se recurre a la ecuacion que
describe la expansion volumétrica por lo que las ecuaciones para determinar cada uno de

estos factores es la siguiente:

CTS, = 1+ [3a(T; — Ty)], B.10
CTL, =1+ B(T, — Ty), B.11
CTLyp =1+ B(Tyy — Ts), B.12
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Donde:

CTSp Factor de correccion por temperatura del acero en la calibracion.

CTLp Factor de correccion por efecto de la temperatura del liquido en el tanque.

CTL,, Factor de correccion por la temperatura del liquido en medidor.
Coeficiente cubico de expansion térmica del material del tanque.
Coeficiente de expansion térmica del liquido.

T; Temperatura del tanque de medida.

- Temperatura en el medidor.

Temperatura estandar.

El coeficiente de expansion térmica del tanque de calibracion debe ser determinado por
el fabricante y el coeficiente propio del fluido es un valor que se obtiene de pruebas de

laboratorio.

Calculo de factores debidos a la presion.
Para el calculo de los cambios de volumen que involucran a la tuberfa del probador CPS),

se utiliza el siguiente modelo:

P * Di
CPS, = , B.13
yxt
Doénde:
CPSp Factor de correccion por efecto de la presion en el acero del probador.
P Presion manométrica en el instrumento de calibracion.
D; Diametro interno de la tuberia del probador.
y Médulo de elasticidad del material del probador.
t Espesor de la pared del probador.

El moédulo de elasticidad es determiado por el fabricante mediante pruebas de

laboratorio.

Las correcciones por la variacion de presion en el liquido bajo distintas condiciones sigue

el siguiente modelo:

CPL, B.14

T1-@B,F)’
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CPLy, = ——, B.15
1= (Pa*F)
Doénde:
CPLp Factor de correccion por la presion en el liquido dentro del probador.
CPL,, Factor de correccion por efecto de la presion en el liquido dentro del medidor.
pp Presion manométrica medida en el probador durante la prueba.
-~ Presion manométrica medida en el medidor durante la prueba.
Factor de compresibilidad del liquido.
Kl factor de compresibilidad se calcula mediante la siguiente ecuacion:
p g
F = 0.001 % e(—1.6208+((2.1592*10_4)*T)+(0.87096*(ps)_2)+((4.2092*10_3)*T*(ps)_2)) B.16
Doénde:
F Factor de compresibilidad.
T Temperatura del proceso.
Ps Densidad del fluido a condiciones estandar.

El factor de compresibilidad se debe calcular tanto para las condiciones del medidor
como para las del mstrumento de calibracion por lo que las temperaturas se deben tomar

en ambos Procesos.

Una vez determinado el factor de calibracién por cualquiera de los métodos anteriores se

puede continuar con los calculos del volumen neto a condiciones estindar.
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ANEXO C. LISTADO DE NORMAS TECNICAS DE USO COMUN

EN LA INDUSTRIA

Fl siguiente es un listado de normas emitidas por diversos organismos que estandarizan

practicas de uso comin en la industria y que estan relacionadas con los procesos de

medicion de hidrocarburos. Estas normas se mencionan en el Plan Rector para la

medicion de hidrocarburos en Pemex Exploracion y Produccion 2011-2015.

Norma Contenido de la norma.
NOM-001-SECRE-2003 Calidad del gas natural.
NOM-008-SCFI-2002 Sistema General de Unidades de Medida.

NOM-011-SCGL-2004

Instrumentos de medicién. Termometros de liquidos
en vidrio para uso general. Especificaciones y métodos

de prueba.

NOM-014-SCFI-1997

Medidores de desplazamiento positivo tipo diafragma

para gas natural o L.P.

NMX-CH-140-IMNC-2002

Guia para la expresion de la incertidumbre en las

mediciones.

NMX-CC-IMNC-10012-2004
(1ISO 10012:2002)

Sistemas de gestidon de las mediones. Requisitos para

los procesos de medicion y los equipos de medicidn.

NMX-EC-17025-IMNC-2006

Requisitos generales para la competencia de los

laboratorios de ensayo y calibracién.

NRF-028-PEMEX-2004

Disefio y construccion de recipientes a presion.

NRF-032-PEMEX-2005

Sistema de tuberias en plantas industriales-Disefio y

especificaciones de materiales.

NRF-035-PEMEX-2005

Sistema de tuberias en plantas industriales-Instalacion

y pruebas.

NRF-036-PEMEX-2003

Clasificacion de areas peligrosas y seleccion de equipo

eléctrico.

NRF-048-PEMEX-2003

Disefio de instalaciones eléctricas en plantas

industriales.

NRF-049-PEMEX-2001

Inspeccidn de bienes y servicios.

NRF-081-PEMEX-2005

Medicién ultrasdonica de hidrocarburos en fase

gaseosa.

NRF-083-PEMEX-2004

Sistemas electrénicos de medicion de flujo para

hidrocarburos en fase gaseosa.
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Norma

Contenido de la norma.

NRF-111-PEMEX-2006

Equipos de medicion y servicios de metrologia.

NRF-148-PEMEX-2005

Instrumentos para medicién de temperatura.

NRF-152-PEMEX-2006

Actuadores para valvulas.

NRF-161-PEMEX-2006

Instrumentos de nivel tipo servo-operados.

NRF-162-PEMEX-2006

Placas de orificio.

NRF-240-PEMEX-2006

Medicién ultrasénica para hidrocarburos en fase

liquida.

NRF-241-PEMEX-2006

Instrumentos transmisores de presidn y presion

diferencial.

NRF-242-PEMEX-2006

Instrumentos transmisores de temperatura.

OIML R117

Measuring systems for liquids other than water.

ISO 2186:1973

Fluid flow in closed conduits-Connections for pressure
signal transmission between primary and secondary

elements.

ISO 2714:1980

Liquid hydrocarbon- Volumetric measurement by
displacement meter systems other than dispensing

pumps.

SO 2715:1981

Liquid hydrocarbons- Volumetric measurement by

turbine meter systems.

ISO 4006:1991

Measurement of fluid flow in closed conduits-

Vocabulary and symbols.

ISO 4266-1:2002

Petroleum and liquid petroleum  products-
Measurement of level and temperature in storage
tanks by automatic methods- Part 1: Measurement of

level in atmospheric tanks.

ISO 4266-4:2002

Petroleum and liquid petroleum  products-
Measurement of level and temperature in storage
tanks by automatic methods- Part 4: Measurement of

temperature in atmospheric tanks.

ISO 4267-2:1998

Petroleum and liquid petroleum products- Calculation

for oil quantities-Part 2: Dynamic measurement.

ISO 5024

Petroleum liquids and liquefied petroleum gases-

Measurement- Standar reference conditions.
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Norma Contenido de la norma.

Measurements of fluid flow by means of preassure
differential devices inserted in circular cross-secction
ISO 5167-1:2003 ) ) o
conduits running full-Part 1: General principles and

requirements.

Measurements of fluid flow by means of preassure
ISO 5167-2:2003 differential devices inserted in circular cross-secction

conduits running full-Part 2: Orifice plates.

ISO 5168:2005 Measurement of fluid flow-Evaluation of uncertanties.

Petroleum liquid and gases- Fidelity and security of
ISO 6551:1982 dynamic measurement - Cabled transmission of

electric and/or electronic pulsed data.

Célculo de valores de poder calorifico, densidad,
ISO 6976:1995 densidad relativa indice Wobbe en base a datos de

composicion.

Assesssment of uncertainty in the calibration and use
ISO 7066-2:1998 of flow measurement devices. Part 2:non linear

calibration relationships.

Liquid hydrocarbons- Dynamic measurement-Proving

ISO 7278-1:1987 systems for volumetric meters-Part 1 General
principles.
Liquid hydrocarbons - Dynamic measurement -
ISO 7278-2:1988 Proving systems for volumetric meters - Part 2: pipe
provers.

Petroleum measurement systems - Calibration -
ISO 8222:1987 Temperature corrections for use whit volumetric

reference measuring systems.

Liquid  hydrocarbons-  Transfer  accountability-
ISO 8697:1999 Assessment of board quantity (OBQ) and quantity

remaining on board (ROB)

Crude petroleum and liquid petroleum products -
ISO 9200:1993 _ . '
Volumetric metering of viscous hydrocarbons.

Crude petroleum - Transfer accountability - Guidelines
ISO 9403
for cargo inspection.

Measurement of gas flow in closed conduits - Turbine
SO 9951:1993

meters; Corrigendum 1.
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Norma

Contenido de la norma.

ISO 5167-1:2003

Measurements of fluid flow by means of preassure
differential devices inserted in circular cross-secction
conduits running full-Part 1: General principles and

requirements.

ISO 5167-2:2003

Measurements of fluid flow by means of preassure
differential devices inserted in circular cross-secction

conduits running full-Part 2: Orifice plates.

ISO 5168:2005

Measurement of fluid flow-Evaluation of uncertanties.

ISO 6551:1982

Petroleum liquid and gases- Fidelity and security of
dynamic measurement - Cabled transmission of

electric and/or electronic pulsed data.

ISO 6976:1995

Célculo de valores de poder calorifico, densidad,
densidad relativa indice Wobbe en base a datos de

composicion.

ISO 7066-2:1998

Assesssment of uncertainty in the calibration and use
of flow measurement devices. Part 2:non linear

calibration relationships.

ISO 7278-1:1987

Liquid hydrocarbons- Dynamic measurement-Proving
systems for volumetric meters-Part 1 General

principles.

ISO 7278-2:1988

Liquid hydrocarbons - Dynamic measurement -
Proving systems for volumetric meters - Part 2: pipe

provers.

ISO 8222:1987

Petroleum measurement systems - Calibration -
Temperature corrections for use whit volumetric

reference measuring systems.

ISO 8697:1999

Liquid  hydrocarbons-  Transfer  accountability-
Assessment of board quantity (OBQ) and quantity

remaining on board (ROB)

ISO 9200:1993

Crude petroleum and liquid petroleum products -

Volumetric metering of viscous hydrocarbons.

ISO 9403

Crude petroleum - Transfer accountability - Guidelines

for cargo inspection.
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Norma

Contenido de la norma.

ISO 13740:1998

Crude petroleum and petroleum products - Transfer
accountability - Assessment of vessel experience
factor on loading (VEFL) and vessel experience factor

on discharging (VEFD) of ocean - going tanker vessels.

ISO 15377:2007

Measurement of fluid flow by means of preassure-
diferential devices-Guildelines for specification of
orifice plates, nozzles and Venturi tubes beyond the
scope ISO 5167.

ISO 10790:1999/Amd.1:2003

Measurement of fluid flow in closed conduits -
Guidance to the selection installation and use of
Coriolis meter (mass flow, density and volume flow
measurement). Amendment 1: Guidelines for gas

measurement.

ISO/TR 12764:1997

Measurement of fluid flow in closed conduits -
flowrate measurement by means of vortex shedding
flowmeters inserted in circular cross - Section conduits

runnings full.

ISO/TR 12765:1998

Measurement of fluid flow in closed conduits -

Methods using transit - time ultrasonic flowmeters.

IEC 60534-1:2005

Industrial process control valves - Part 1: control valve

terminology and general considerations.

IEC 60534-2-3:1997

Industrial - process control valves - Part 2-3: Flow

capacity - Test procedures.

IEC 60534-7:1989

Industrial - process control valves - Part 7: Control

valves data sheet.

IEC PAS 62382:2004

Electrical and instruments loop check.

APl MPMS 2:2001

Manual of petroleum measurement standards.

Chapter 2 - Tank calibration.

API MPMS 3:2001

Manual of petroleum measurement standards.

Chapter 3 - Tank gauging.

APl MPMS 4: 2003

Manual of petroleum measurement standards.
Chapter 4 - Proving systems. Section 2 - Displacement

provers.
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Norma

Contenido de la norma.

API MPMS 4: 2003

Manual of petroleum measurement standards.
Chapter 4 - Proving systems. Section 4 -Master meter

provers.

API MPMS 5 1995

Manual of petroleum measurement satndars. Chapter

1 - Metering - General considerations for

measurement by meters.

APl MPMS 5.6 2002

Mesuarement of liquid hydrocarbons by Coriolis

meters.
APl MPMS 8 Sampling.
API MPMS 10 Sediment and water.
APl MPMS 11.1 Volume correction factors
APl MPMS 11.2 Compressibility Factors for Hydrocarbons.

APl MPMS 12.2.3.1998

Part 3 proving reports.

APl MPMS 12.2.4.1997

Calculation of base prover volumes by waterdraw

methods.

APl MPMS 13.2 1994

Mathods os Evaluating Meter Proving Data.

API MPMS 12.2 1981 (R2002)

Manual of petroleum measurement standars. Chapter
12 - Calculation of petroleum queantities Section 2 -
Calculation of liquid petroleum quantities measured

by turbine or displacement meters.

API MPMS 14.1 1993

Collecting and Handling of natural gas samples for

custody transfer.

API MPMS 14.6 1991 (R2006)

Manual of petroleum measurement standards.
Chapter 14 - Natural gas fluids measurement. Section

6 - Continous density measurement.

APl MPMS 17.1 2005

Guidelines for marine cargo inspection.

APl MPMS 17.5 2005

Guidelines for cargo analysis and reconciliation

quantities.

APl MPMS 19. 2002

Evaporative loss measurement.

APl MPMS20.1 1993

Allocation measurement

API RP 85 2003

Use of subsea gas - water flowmeters in allocation

measurement systems.

API RP 86 2005

Recommended practice for measurement of

multiphase flow.
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Norma

Contenido de la norma.

API RP 551.1993 (R2000)

Process measurement instrumentation.

AGA 8

Compresibility factors for natural gas and other

related gasses.

ANSI/API RP 555 2001

Process analyzers.

ASME B31.3-2004

Process piping.

GPASTD 2261

Analysis for natural gas and similar gaseous mixtures

by chromatography.

P.1.0000.09:2005

Embalaje y marcado para embarque de equipos vy

materiales.

P.2.0000.04:2007

Manual de especificaciones. Sistemas de medicién

fiscal de hidrocarburos.

P.2.0514.02:2006

Sistema de medicion fiscal de hidrocarburos en fase

gaseosa. Segunda edicion, Noviembre 2006.

P.2.0514.03:2006

Sistema de medicion fiscal de hidrocarburos en fase

liquida. Segunda edicion, Noviembre 2006.

P.2.0514.04:2006

Medidor de flujo tipo coriolis para hidrocarburos fase

liquida y gas, Segunda edicion, Noviembre 2006.

P.2.0514.05:2006

Medidor de flujo tipo ultrasénico para hidrocarburos

fase liquida y gas, Segunda edicion, Noviembre 2006.

P.2.0514.06:2006

Medidor de nivel tipo radar en tanques de

almacenamiento. Primera edicidon, Noviembre 2006.

P.2.0521.02:2006

SEM de flujo para hidrocarburos en fase liquida,
transferencia de custodia. Primera edicién, febrero
2006.

282




