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Resumen

El hallazgo de colgamientos en las diferentes secciones de tuberias de los pozos submarinos y el
incremento en la produccion de agua han trazado el camino para considerar una separacion

submarina de agua-aceite.

Debido a la complejidad de una separacion en el fondo del pozo por los espacios reducidos entre las
tuberias, este proyecto sugiere el uso de una separacion en el lecho marino. Una ventaja de usar un
separador en el lecho marino recae en el hecho de que no tenemos la limitante de espacio; es decir
tenemos la libertad de un disefio libre en cuanto al diametro de los separadores, lo cual no se puede
realizar cuando se trata de separadores en el fondo del pozo. También no es tan complicado

recuperar el equipo en la superficie aunque, si es costoso.

El objetivo de este proyecto es el de estudiar el impacto que un separador en el lecho marino tiene
en el comportamiento de la produccion, considerando dos panoramas de desarrollo: el primero, en
el cual se simule un separador para cada cabezal submarino, y el segundo en el cual se tenga un
separador para la red de tres pozos submarinos establecida, sefialando las diferencias para cada
caso. Los pozos submarinos utilizados son pozos de alta produccion de aceite ligero que se
localizan en el Mar del Norte Noruego. El programa denominado GAP, de Petroleum Eexperts Ltd.,
es una herramienta que permite simular de manera precisa el comportamiento de pozos de alta
produccion; ademas se pueden simular redes de pozos submarinos; por lo anterior, para este trabajo
se decidi6 elegir dicho paquete. Este estudio incluye a su vez configuraciones de tuberias, tamafios,
estados mecanicos, el comportamiento del pozo dependiendo de su corte de agua, eficiencia de

separacion, asi como también los datos para la presion de salida.

Los resultados muestran que, se tiene un beneficio mayor al utilizar un solo separador para toda la
red de pozos, dado que incrementa la produccién de aceite en un 26.4%; esto es solamente un 0.9%
menos que en el primer caso. Este resultado aunque inferior es favorable, debido a que se deben
considerar los gastos de instalacion del equipo y de operaciones de mantenimiento en caso de que

llegasen a ser necesarias.

El agua separada de la corriente de fluidos se puede transportar hasta la superficie o reinyectarse al
yacimiento para mantenimiento de presion. En este estudio se considera transportar el agua hasta la

superficie.



Introduccioén

Las compailias petroleras buscan constantemente nuevas y mejores técnicas para producir petroleo
de manera eficiente. Una de las técnicas comunes hoy en dia para producir aceite, es el uso de

equipos de separacion.

La separacion de fluidos dentro de la industria petrolera es necesaria debido a que la produccion de
hidrocarburos siempre viene asociada de diferentes componentes, entre estos el agua, dichos
componentes se liberan hasta después de ser extraidos del yacimiento. Este tipo de eventualidades

se debe a diversos factores, entre ellos:

a) Normalmente, la mayoria de los pozos producen mezclas de gas y liquido, pueden ser gas 'y
aceite, gas y condensado o gas y agua.

b) Los cambios de presidn y temperatura que se presentan dentro de la columna del pozo,
ocasionan que el gas se libere de la fase liquida, dando lugar a un flujo de dos fases dentro
del pozo.

¢) Ocasionalmente, el flujo de gas arrastra liquidos has las compresoras y equipos de

procesamiento, en cantidades apreciables.

Es muy importante efectuar los procesos de separacion, pues con esto se evitard la quema
innecesaria de gas o taponamiento por agua de los pozos y al mismo tiempo permitird incrementar
el flujo de fluidos en el o en los pozos al reducir el diferencial de contra presion en los mismos.
Ademas de que también se evitaran problemas como corrosion, abrasion, formacion de hidratos,

entre otros.

Hoy en dia, hablando especificamente de los procesos costa afuera, la separacién de fluidos juega
un papel principal dentro de la optimizacién de la produccion de hidrocarburos. Hasta la década de
los 90’s era normal contar con baterias de separacion en las plataformas; sin embargo, a mediados
de esa década esta tendencia fue cambiando radicalmente. El desarrollo de campos ya sean
marginales o de aguas profundas, requiere nuevas alternativas de tal forma que se logre una

produccion mayor, por lo que se ha empezado a implementar sistemas de separacion submarinos.

Los separadores empleados en campos en tierra no son diferentes de aquéllos que se emplean en el
lecho marino. Su diseflo y principio de funcionamiento son los mismos. La capacidad de separacion

depende del tamaiio del separador mientras que su eficiencia depende directamente del tiempo de



residencia de los fluidos dentro del separador. Se dividen en las mismas secciones: primaria,

secundaria, extraccion de niebla y almacenamiento de liquidos.

El uso de un sistema de separacion submarina que permita la separacion agua/aceite en el lecho
marino, resulta ser una alternativa muy atractiva para realizar trabajos de optimizacidn en muchos
campos actualmente. Especialmente durante su etapa madura de produccion. Un beneficio de tener
este sistema, es que no se necesita mantener instalaciones para tratamiento y separacién de agua a
bordo de una plataforma. Toda el agua se separa en el lecho marino y ésta es extraida normalmente
a través de un riser que conduce solamente agua junto con otros elementos no deseados de la

produccion, como por ejemplo arenas.

Este proyecto describe un caso en el cual se plantea conducir el agua hasta la superficie en lugar de

reinyectarla al yacimiento, asi como los beneficios y retos que conlleva.



1. Revision de Literatura

1.1 Separacion convencional

La separacién convencional consiste principalmente en los separadores bifasicos o de dos fases.
Estos separadores por lo general son tanques de forma cilindrica, que pueden tener una orientacion

vertical u horizontal; también los hay de forma esférica, aunque ésta estd cayendo en desuso

actualmente.

En un separador convencional bitasico como el de la figura 1-1, el gas se separa de la corriente de

liquidos. El fluido entra al separador y choca contra la entrada tangencial.

HORIZONTAL
Entrada
bifasica Salida del gas
¥ +
1
c -h:m
A B
D —
11
v
Salida del
liquido
VERTICAL
Extractor de

]" Salida del gas
Entrada
bifasica > EA_l

niebla @ - C
N
B

D
A-Separacion Primaria —
B-Separacion Secundaria Corte
C-Extraccion de niebla Vortex
D-Almacenamiento de liquidos
Salida del
liquido

Figura 1-1: Separadores de Gas-Liquido



El impacto ocasiona un cambio repentino en la direccion de flujo. v esto permite la separacién

primaria de la fase liquida y la fase gaseosa de los fluidos. La fuerza de gravedad hace que los

liquidos se decanten y asienten en el fondo del separador; esto ocurre durante la separacion

secundaria y de ahi se recolectan.

A continuacion se describen brevemente las diferentes secciones de las que consta un separador y

de los procesos que en ellas se efectiian:

Seccién de separaciéon primaria: Aqui la separacion se realiza mediante un
cambio en la direccion de flujo, desviacion que se efectiia colocando una placa a la
entrada del separador, o con una entrada tangencial de los fluidos al separador. La
desviacion del flujo se efectiia debido a la fuerza centrifuga que induce al flujo,
logrando separar grandes volimenes de liquido. Es en esta seccion donde se

separan la mayor parte del liquido.

Seccion de separaciéon secundaria: De la corriente de fluidos restante, en esta
seccion se separan la mayor parte de gotas de liquido contenidas en la corriente de
gas. El principio de separacién que ocurre en esta seccion es el gravitacional; el
nivel de turbulencia en esta zona por lo tanto debe ser muy bajo. Normalmente se
utilizan veletas de tal manera que se logre reducir la turbulencia al maximo; hoy en
dia se utilizan placas, dependiendo del tipo de separador y de la corriente de
fluidos que se desea separar. En esta seccion la eficiencia de separacion dependera
plenamente de las propiedades fisicas de los fluidos, del grado de turbulencia
presente y del tamafio de las gotas de liquido que se pretenden separar de la

corriente de gas.

Seccion de extraccion de niebla: No todas las gotas de liquido se logran separar
de la corriente de gas. En esta seccion se separan las gotas mas pequefias y/o
restantes de la corriente de gas. Los mecanismos de separacién empleados en esta
seccion son la fuerza centrifuga y el efecto de choque. Aqui lo que ocurre es que las
gotas de liquido se separan y se colectan sobre una superficie, acumulandose para
posteriormente ir formando gotas mas grandes, las cuales se drenan hacia la seccién
de acumulacion de liquidos por medio de un conducto. En esta seccion se utilizan
los extractores de niebla. Existen distintos tipos de extractores de niebla; entre ellos
se encuentran de malla de alambre entretejido, de tipo veleta y de tipo ciclonico,

como el que se muestra en la figura 1-2.
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(1) Entrada del gas

2) Descarga del liquido separado
del gas.

= :
(3 Salida del gas seco

Figura 1-2:Tubo centrifugo de un extractor de tipo ciclonico [Gomez 1994].

Seccion de almacenamiento de liquido: En esta seccion se procede finalmente al
almacenamiento y descarga de los liquidos que fueron separados del gas. Se debe
de recordar que el equipo debe contar con suficiente capacidad para manejar
posibles baches de liquido que se presenten durante la descarga. Se debe contar
ademas, con la instrumentacion adecuada para controlar el nivel de liquido en el
separador. Dicha instrumentacion estd conformada por indicadores de nivel,
controladores, flotadores y vélvulas de descarga (un juego de cada pieza por
separador). Como se observa previamente en la figura 1-1, la secciéon de

almacenamiento de liquidos debe estar preferentemente colocada dentro del
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separador en el fondo, o de tal forma que los liquidos que se acumulen no sean
arrastrados por la corriente de gas que va fluyendo a través del separador hacia la

salida.

Es importante tomar en cuenta que para llevar a cabo una buena separacion de fluidos, es decir un
buen disefio de separador, se deben conocer las propiedades fisico-quimicas de los fluidos que se
pretenden separar, pues aunque la mayoria de los separadores constan de las secciones mencionadas
anteriormente, se debe recalcar que los diseflos varian muchas veces de acuerdo a los fluidos que se
pretendan separar. Ademés se debe tomar en cuenta para cualquier disefio que los separadores
deben ser lo mas compactos posibles, livianos y también de disefio simple; es decir con la menor

cantidad de componentes adicionales, esto para facilitar su mantenimiento y limpieza.
Todos los separadores constan de dispositivos adicionales de seguridad como son:

= Valvulas de seguridad.

= Tubos desviadores de seguridad.

= Controles de contrapresion adecuados.

1.2 Tipos de separadores

Un separador es cualquier dispositivo por medio del cual se separan corrientes de fluidos; en la
industria petrolera se aplican mucho para separar gas y aceite. En otro tipo de industria se utilizan
mucho para separar agua y aire, o simplemente purificar el aire al separarlo de particulas

(normalmente sdlidos) con las que viene mezclado.

Los equipos de separacion utilizados con mayor frecuencia dentro de la industria petrolera son:
= Separadores: separan corrientes de gas y aceite que provienen directamente de los pozos.
= Eliminadores: eliminan liquidos de una corriente de gas que estd a alta presion.
= Depuradores: manejan corrientes que tienen una relacion gas-liquido muy alta. También

eliminan polvo o pequefios soélidos contenidos en las corrientes.

Con el enfoque de este proyecto, hablaremos un poco mas acerca de los separadores. Como se ha
visto en diversas literaturas [Redonda 2008], existen diferentes tipos de separadores, dependiendo

de su diseflo geométrico y de su proposito; los hay:
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= Verticales

= Horizontales

= Esféricos

= Bifasicos (para separar liquido y gas)

= Trifasicos (para separar diferentes liquidos ademas del gas)

1.2.1 Verticales

La figura 1-3 muestra un esquema detallado con las partes que componen a un separador vertical:

(D VALVULA DE SEGURIDAD
(2) EXTRACTOR DE NIEBLA
(3) TUBD CESVIADOR DE SEGURIDAD
(3) FLACA DESVIADORA DE ENTRADA

(E) CONTROL. DE NIVEL :H—v SALIDA DE GAS
(® FLOTADOR SECCION DE EXTRAGGION
(7 WDICADOR DE NIVEL @f - DE NIEBLA
e omownia ; | ssccom ot seramacion
g} % I I SECUNDARIA
SECCION DE SEPARACION
PRIMARIA @
ENTRADA DE — 3 11 ! 1
LA MEZCLA

LIQuUIDO

SECCION DE ALMACENA-
MIENTO DE LIQUIDOS

SALIDA
DEL
Liauipe

—u DRENE DE FONDO

Figura 1-3: Separador vertical con descripcion de partes.

Normalmente este tipo de separadores van acompaiiados de depuradores o eliminadores, dentro de
la instalacion de baterias de separacion. Estos separadores se utilizan mucho cuando la relacién

gas-aceite de la corriente de hidrocarburos es baja.
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1.2.2 Horizontales

La figura 1-4 muestra un esquema detallado con las partes que componen a un separador vertical:

(D PLACA DESVIANDRA DE ENTRADA
(2) EXTRAGTOR DE NIEBLA
(3) VALVULA DE DESCARGA GE LIGINDOS

(4) FLOTADOR

SALIDA DEL GAS

SCCCION DL SEPARACIKD
PRIMAR] A @ @
4 o

" - ' y i s v
FNTRADA DE . e ol : S g es-
LA MEZCLA ' ; . : : 1
; : iz | - S i ; o e

SECCON DE SEPARACION,  SALIDA DEL LIQUIDO

DRENE
SECUNDARA DE FORDO

SECCION DE ALMACENAMIENTO
UE LIQUIDOS

C{CIUN DE EXTRACCION
DE NEBLA

Figura 1-4: Separador horizontal con descripcion de partes

Estos equipos se utilizan por lo general cuando la corriente de hidrocarburos tiene una relacion gas-
aceite alta. A diferencia de los verticales, estos separadores se pueden formar por uno o dos tanques,
colocados uno encima del otro. Los separadores de un solo tanque se les llaman de barril simple vy

a los de dos de barril doble.

1.2.3 Esféricos

Los separadores estéricos, tienen un espacio de separacion muy limitado. por lo que los tiempos de
retencion deben ser altos, lo que ocasiona una baja en la produccion. Se han usado para pozos de
alta produccion, aunque actualmente su tendencia de uso ha disminuido debido a ya se produce por
conjunto de pozos lo que ocasiona que los separadores esféricos no sean una alternativa viable,

debido. nuevamente, a su poca capacidad de separacion.
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A continuacion en la tabla 1-1 se ofrece una comparativa entre los distintos tipos de separadores

previamente mencionados:

Tabla 1-1: Ventajas (+) y Desventajas (-) entre los distintos tipos

geometria.

de separadores de acuerdo a su

Separador Vertical

Separador Horizontal

Separador Esférico

+ La tendencia de
revaporizacion de liquidos es
minima.

+ Su limpieza es sencilla

+ Pueden manejar altos
contenidos de arenas, lodos o
sélidos en general.

+ Pueden manejar baches de
liquidos  imprevistos  que
ingresen al separador. Por lo
tanto se recomiendan para
pozos que operen con Bombeo

Neumatico.

+ Su instalacion es sencilla, en

comparacion con los
separadores verticales.

+ Son mas econdmicos que los
verticales.

+ Manejan RGAs altas.

+ Pueden manejar flujo de
altos

hidrocarburos con

contenidos de espuma (se
instalan placas rompedoras de
espuma).

+ Son ideales para desarrollos
submarinos, debido a que son
faciles de recuperar v tienen
una

gran  capacidad  de

separacion de corrientes gas.

+ De los tres tipos, este es el
mas economico.

+ Al ser de tamafo mas
compacto y ocupar menos

espacio fisico, de ufilizan
mucho en costa afuera, para
plataformas.

+ Son méas faciles de limpiar,
incluso que los separadores
verticales.

+ Son los mas ideales para
instalaciones individuales, para
pozos de alta presion.

+ Son los mas econdémicos.

- Su costo es mayor.

- Su instalaciéon suele ser
complicada.
- No manejan grandes

cantidades de gas. Son optimos

para RGAs bajas.

- Aqui el nivel de control de
liquidos suele ser critico.

- No pueden manejar arenas, ni
lodos ni cualquier otro tipo de
solidos.

- Son dificiles de limpiar.

- Su espacio interno de
separacion es muy limitado.

- Son dificiles de recuperar
bajo el agua.

- No ideales

son para

desarrollos submarinos.

De acuerdo a diversos estudios y literatura [Swanborn 1988] (Graauw 1984), normalmente se

prefieren utilizar separadores verticales, debido a que:

= Los solidos se pueden remover facilmente.

= Elnivel de liquidos no es critico. Se pueden operar facilmente.

= Elarea plana es mas pequeiia

Sin embargo si se tienen condiciones como las presentes:
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= RGA alta, cuando la viscosidad del aceite también por ejemplo es mayor a 0.01 Ns/m’.

= Cuando se pretende separar liquido-liquido (agua y aceite)
Se recomienda entonces utilizar plenamente separadores horizontales.
Arnold (1984), también por otro lado menciona que, los separadores horizontales permiten altas
velocidades de las corrientes en su interior, lo que resulta en una reduccion en el volumen del
tanque. Por ello sugiere que deben ser elegidos en la mayoria de los casos. Arnold también sugiere
el uso de separadores verticales solo en casos de espacio fisico limitado, como en plataformas

(aplicaciones costa afuera).

En resumen, se puede decir que para escoger adecuadamente el separador que se va a utilizar, deben
conocerse las propiedades fisico-quimicas de los fluidos que se pretenden separar, principalmente la
presion de operacion.

Cuando el espacio de suelo no sea un factor critico, la presion de operacion sera el factor
determinante para escoger el tipo de separador, a juzgar de los factores econdomicos que apoyan al

separador horizontal, o de las caracteristicas pricticas de operacion de un separador vertical.

1.2.4 Bifasicos

Coémo se ha acordado en la seccion 1.1, los separadores bifasicos o convencionales son aquellos que
separan grandes volumenes de gas/liquido, aunque hoy en dia también los hay para separar

corriente de agua/aceite, estos ultimos para separacién submarina y en el fondo de pozo.
1.2.5 Trifasicos

Como se ha mencionado anteriormente (seccién 1.2), los separadores trifasicos ademés de separar
las fases liquidas y gaseosas, separan las fases liquidas entre si, es decir agua y aceite. Este tipo de
separacion ocurre por diferencia de densidades, para lograr esto, se necesita darle suficiente tiempo
de residencia a la corriente de entrada. Los liquidos separados se depositan en areas donde exista

turbulencia, como se muestra en la figura 1-5.
Asi una vez separadas las fases liquidas se procede a drenar por separado el agua y el aceite. El

aceife se separa junto con las posibles emulsiones que contenga la mezcla, ademas el gas también

procede a drenarse por la valvula de control de presion.
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Viélvula de control de presion

Entrada tangencial i_.
Vi genci |—— Salida del gas

Entrada . . E@
— Seccion de separacion por gravedad )

— T
Aceite & Emulsion fll,.__m

Agua

Salida d%‘ = Salida del aceite

Vélvulas de control de nivel

Figura 1-5: Separador trifasico horizontal.

En base a la figura 1-5 podemos definir que los separadores trifasicos también pueden ser verticales,
horizontales y estéricos. Estos separadores ademds de contar con los elementos esenciales de un

separador bifésico, cuentan también con:
=  Un sistema de control para la interfase agua-aceite.

= Un volumen de tanque lo suficientemente grande para proporcionar el tiempo de retencidén

adecuado para lograr la separacion del agua y el aceite.

= Dispositivos de descarga para el agua y el aceite por separado, como se observa en la figura
1-5.

La siguientes figuras 1-6, 1-7 y 1-8 muestran tres esquemas de separadores verticales trifasicos, con

las diferentes formas de control de nivel de liquidos que hay.
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——s GALIDA DEL GAS

ENTRADA DE
LA MEZCLA

SALIDA DEL
ACEITE

SALIDA DEL ]
AST!A

DRENE €
FONDD %+

Figura 1-6: Separador trifasico con controladores de nivel del tipo de desplazamiento.
En la figura 1-6 se muestra un separador trifasico en el cual, tanto el controlador de nivel de

liquidos como el de la interfase agua-aceite, son del tipo de desplazamiento. El primero regula la

descarga de aceite v el segundo la del agua.

Esta forma de control de liquidos también se puede utilizar en separadores horizontales. Pero, su
aplicacién mas adecuada es en separadores verticales debido a que la altura de las columnas de agua

v aceite, permite que haya mas separacion entre los flotadores de los controladores de nivel.

SALIDA DEL GAS

ENTRADA D
LA MEZCL 4L ]

VERTEDERD

SALIDN DEL
AGUA

SALIDA DEL
ACEITE

Figura 1-7: Separador trifasico con un vertedero como controlador de nivel total de liquidos y uno de
desplazamiento para interfase agua-aceite.
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En la figura 1-7 se observa un control de nivel en el vual el controlador total de liquidos es un

vertedero; mientras que, el de la interfase agua-aceite es del tipo de desplazamiento.

ENTRADA
LA MEZCLA

VERTEDERGC -
\LICA DEL ._*.
Bis
ALIDA DE. - ‘ﬂ‘

ACEITE

CHENE DE —— 8
FONDOD /

o o~

0

v

3 4]

’——- SAaLInDa

DEL @AS

VERTECERD

Figura 1-8: Separador trifasico con vertederos como controladores de nivel.

En la figura 1-8 se observa un separador trifasico en el cual, tanto el controlador de nivel total de

liquidos como el de la interfase agua-aceite son vertederos.

A continuacion la tabla 1-2 muestra las ventajas y desventajas de las distintas formas de control de

nivel de liquidos, por figura.

Tabla 1-2: Tabla comparativa de ventajas (+) y desventajas (-) de las diferentes formas de control de

nivel de liquidos, por figura.

Figura 1-6: Separador frifasico
con controladores de nivel del

tipo de desplazamiento

Figura 1-7: Separador trifasico
con un vertedero como
controlador de nivel total de
liquidos y uno de
desplazamiento para interfase

agua-aceite.

Figura 1-8: Separador trifasico
con vertederos como

controladores de nivel

+ Disefio simple. Fécil de dar
mantenimiento y de limpiar.
+ Al mover los controladores

de nivel se pueden wvariar

+ Se puede regular facilmente
la interfase agua-aceite debido

a los dispositivos que contiene.

+ Si las descargas del aceite o
agua fallan, unicamente sale a
través de ellos el aceite o el

agua, dependiendo de la que
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facilmente los volimenes para
retencion del aceite y del agua.
+ El volumen de la seccion de
almacenamiento de liquidos

disponible, es mayor que
cuando se usa alguna de las

otras formas de control.

falle.

+ Se opera de manera sencilla.

- En ocasiones falla el

controlador de la interfase
agua-aceite o la valvula de
descarga de agua, ocasionando
que el aceite y el agua sean
descargados a través de la
salida del agua.

- Se requiere de experiencia

para operar esta forma de

control de nivel.

- Es dificil darle
mantenimiento y limpieza.

- El volumen disponible de la
seccion de almacenamiento de
liquidos, es substancialmente
menor que cuando se emplea el
nivel

tipo de control de

mostrado en la figura 1-6.

- Es atn mas dificil de darle
mantenimiento y limpieza que
al de la figura 1-7.

- El volumen disponible de la
seccion de almacenamiento de
liquidos es menor que cuando
se emplea el tipo de control de
nivel de la figura 1-7.

- Aunque los vertederos del
control de nivel son ajustables,

su maniobra es dificil.

1.3 Mecanismos de separacidén

Los procesos de separacion se encuentran regidos por diferentes mecanismos y leyes. Es importante
entender los mecanismos o procedimientos a través de los cuales ocurre la separacion de fluidos
dentro de un separador. La separacion de mezclas se logra mediante la combinacion de diversos

factores fisicos como los siguientes:
= Gravedad
= Fuerza centrifuga

= Choque



1.3.1 Separacion por gravedad

Este mecanismo de separacion es el mas utilizado para separar corrientes tanto de liquido-gas como
de liquido-liquido. Es el mas utilizado debido a que el equipo que se requiere para llevar a cabo
dicho mecanismo es muy sencillo. Secciones ampliadas en una linea de flujo, actian como
dispositivos de asentamiento; aqui las gotas de liquido suspendidas en una corriente de gas se
asientan por gravedad. Para que ocurra el asentamiento por gravedad, debe haber una reduccion en

la velocidad del flujo.

Como se ha explicado en secciones anteriores (seccion 1.1), el asentamiento por gravedad ocurre
principalmente en la seccion secundaria del separador. De aqui que a dicha seccion se le conozea

comminmente con el nombre de seccién de asentamiento por gravedad.

La fuerza de gravedad estd regida por una aceleracion y ésta por una velocidad. Dentro del
separador, las particulas se asientan a una velocidad constante, a esta velocidad se le conoce como
velocidad de asentamiento. Por ejemplo, en un separador vertical donde el flujo es vertical hacia
arriba, las particulas de liquido caen en direccidn opuesta al flujo del gas, descienden por la accién
gravitacional v se aceleran hasta que la fuerza de arrastre se balancea con la fuerza gravitacional. A
partir de entonces, las particulas van cayendo hasta el fondo del separador a una velocidad constante

o velocidad de asentamiento.

La velocidad de asentamiento calculada para una gota de liquido de cierto diametro indica la
velocidad maxima que debe tener el gas, para permitir que particulas de este diametro o mayor se

separen.

Para calcular la velocidad de asentamiento, se establece un balance de fuerzas mecénicas que actian
sobre una burbuja o gota de liquido en una corriente de gas dentro del separador, tal y como se

observa en la figura 1-9.



Fuerza de

Gravedad

Fuerza de Fuerza de
Friccion Empuje

Figura 1-9: Esquema que muestra las fuerzas que actian sobre una gota de liquido al caer en una
corriente de gas.

que es lo mismo que:

[Fuerza total actuando sobre la particula] = [fiierza de gravedad — fuerza de empuje — fiierza de

[friccion].
Definiendo las fuerzas, tenemos que:

Fuerza de gravedad que actiia sobre la particula (p):
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Realizando un balance de fuerzas, tomando como base un estado estacionario de la particula

F,=0.

F:r’ :Fg _Fe
1 2
EprppG”p S @l (DL = PG ) e (5)

Suponemos que la particula tiene forma esférica, por lo tanto:

md? md?
v,="" : 4,="0
6 4

sustituyendo ¥, y 4 en la ecuacion (5):

3

N md
Pell, =& 6 (P, —pg):

1 . md?
pr 4

despejando u, 0 velocidad de asentamiento de la particula en la ecuacion, se tiene que:

r =8
ﬂ‘-\l‘ 6f,ps

u (p; — pg) . simplificando la ecuacion;

[ (5 _
u, = |‘4gd .qlwlipl P
\I\ 3fp e

Donde [, ,es el factor de friccion de la particula o coeficiente de arrastre. el cual se puede calcular a

partir de la figura 1-10, donde se grafica contra el parametro adimensional del nimero de Reynolds.

Re =2 Ps :
He

También al dimensionar el separador, se utiliza la siguiente ecuacion:

- dgd
u, =k, .WI\'M , por lo tanto &, = "‘L
'\‘ Pe 1‘-‘I 3fu



Donde k_es la constante de separacion. Para separadores horizontales, API [Gudmundsson 2008]

sugiere

0.12(m/s) <k, <0.15(m/s)

1w

Y

Namero de Reynolds

w critico

™

Fluido de Stokes

T II7

10 =

G, 048 \ i
=== ‘\* - \g—‘]
10 /-’

aasssad s sssnnl aasesal s asimdl saanead o aaTued o asisad
10 o 10 "0 10 108 10¢ w

Coeficiente de arrastre

Namero de Reynolds

Figura 1-10: Grafica para determinar el factor de friccion (Grifica de Mooney).

Se sabe que, para flujo laminar, es decir flujo de Stokes, el factor de friccion se comporta de manera

lineal, por lo que se puede determinar a partir de la siguiente formula:

La ley de Stokes sugiere entonces, que la particula se encuentra inmersa en un flujo laminar, de aqui

que, usando el Numero de Reynolds y el factor de friccion y sustituyéndolos en la ecuacion (6), nos

queda que:
2 —
. &[uJ _____________________________________________________________________________________ ®
18 He

La ecuacion (8) representa la velocidad de asentamiento de la particula, en una corriente de gas.
Si la separacion ocurre en un dispositivo centrifugo o un hidrociclon, la constante de gravedad g,
I LU . , . . .
debe sustituirse por er ¢ 2 (nV/s%); dénde e es la velocidad angular (grados/segundo), r es el radio
r

v ur es la velocidad tangencial de la particula.
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También dentro de las fases en el separador se debe considerar la velocidad de ascension de las
burbujas de liquido que pasan por la fase gaseosa. La velocidad de ascension de la burbuja esta dada

por la siguiente ecuacion:

1y I e 9)
18 Hy

Una modificacion de la Ley de Stokes, es la establecida por Haramand-Rybczynski para particulas

donde se mantiene una circulacion interna.

1+—
3#

24
S e |1
e,| l+u

e, (10)

Doénde # es la relacion entre la viscosidad de la fase continiia y la viscosidad de la particula o de la

burbuja.

Para una particula en gas
a4—>0;
v para la velocidad de asentamiento y de ascension basada en la ley de Stokes resulta:

Para la burbuja en liquido:

>0,

Asi el factor de friccion resulta:

1o

fpiRep'

................................................................................................. (11)

por lo tanto la velocidad de ascension de la burbuja dentro de la fase liquida queda expresada por

ecuacion (11):

2 —
ugziﬂ G (12)
218 1 4



1.3.2 Separacion por fuerza centrifuga

La fuerza cenfrifuga inducida a las particulas de liquido que estan suspendidas en una corriente de
gas, puede ser varios cientos de veces mayor que la fuerza de gravedad que actiia sobre las mismas
particulas. Este principio mecanico de separacion se emplea en un separador, tanto en la seccion
primaria de separacion como en algunos tipos de extractor de niebla, por ejemplo en el tipo

ciclonico.

Las particulas de liquido colectadas en las paredes de un extractor de niebla tipo ciclonico,
dificilmente son arrastradas por la corriente de gas. Sin embargo, la velocidad del gas en las paredes

del tubo ciclonico, no debe ser mayor de un cierto valor critico.

Es recomendable que la velocidad del gas ( pfuz ), se mantenga en 900, u es la velocidad del gas a

la entrada del tubo ciclénico en ft/s. Del mismo modo, también es recomendable que « sea menor a

45 ft/s.

La ley de Stokes también se puede aplicar al caso de separacion por fuerza centrifuga. Sustituyendo

g por la aceleracion debida a la fuerza centrifuga a, se tiene entonces que:

_ad,(p, = p;)

. B O OO (13)
184,
Counsiderando que 7 es constante en magnitud e igual a U, y que:
U,m,
F = e (14)
: r
Combinando la ecuacién anterior con las expresiones £, =m ay S =27V, se obtiene:
27N
o o (15)
S

Sustituyendo la ecuacion (15) en la ecuacion (13) y despejando d.

L _2ANULd (0, -~ py)
! 18,8




18u,p.S

= -, :recordando que ur = U,
22NU,, (P, — Pg)

\ 94, S

e e, (16)
i ‘I\"jTZVUm(pp_pg)

Con la ecuacion (16) se puede calcular el tamafio de las particulas de liquido que se pueden separar

por fuerza centrifuga.

1.3.3 Separacion por choque

Este mecanismo de separacidn, probablemente sea el mecanismo més empleado en la eliminacién
de las particulas pequefias de liquido suspendidas en una corriente de gas. Las particulas de liquido
que viajan en el flujo de gas, chocan con obstrucciones donde quedan adheridas. La separacion por
choque se emplea principalmente en los extractores de niebla tipo veleta v en los de malla de

alambre entretejido.

Se le llama distancia de paro. a la distancia que una particula de cierto diametro, viaja a traves de
una linea de corriente de gas. La ley de Stokes nuevamente resulta ufil para el calculo de dicha

distancia, al aplicarle la siguiente modificacion y obteniendo asi la ecuacion (17).

B djpguT
18y,

) e, (17)

Como se observa en la ecuacidn (17), la distancia de paro es directamente proporcional al cuadrado
del diametro de la particula de liquido. Esto quiere decir que para las particulas mas pequeiias su
distancia de paro es mas corta y que, por lo tanto, tienen mayor tendencia a desviarse alrededor de

la obstruccion.

Ahora bien, habiendo concluido la explicacién de los diferentes mecanismos de separacidn, se
procedera a mencionar los factores que determinan el nivel de eficiencia de separacion en cualquier

proceso.

= Tamaio de las particulas de liquide: Teoricamente todas las gotas con diametro mayor

que el de la base deben ser eliminadas. Se ha observado que en un proceso de separacion se



logra separar, por ejemplo, un 50% de un tamafio determinado (“x”) de particulas y sélo se
eliminan un 22% de las particulas con la mitad de tamaiio (“x/2”) que de las anteriores.
Mientras que se logran eliminar un 90% de las particulas con un triple del tamarfio

originalmente mencionado (*“3x”).

La distribucion del tamano de las particulas de liquido y el volumen de liquido que
entra al separador: Para ilustrar este factor, se puede analizar la siguiente situacién:
Considérese que un separador se instala, para separar un volumen de liquido de 2000
galones por cada millén de pie ciibico de gas. De este volumen de liquido, 0.5 galones estan
formados por particulas menores de 10 micras. Si el separador tiene una eficiencia de 80%
para separar particulas menores de 10 micras, entonces su eficiencia total serd de casi

100%.

Velocidad del gas: Normalmente los separadores se diseflan de tal forma que las particulas
de liquidos mayores de 100 micras se deban separar del flujo de gas en la seccion de
separacion secundaria. Por otro lado las particulas mds pequefias se separan en la seccion de
exftraccion de niebla. Si aumenta la velocidad del gas a través del separador, sobre un cierto
valor establecido en su disefio previo, aunque se logre incrementar el volumen de gas
manejado, no se lograran separar totalmente las particulas de liquido mayores de 100
micras en la seccion de separacion secundaria. Esto ocasionara que se inunde el extractor de
niebla y, como consecuencia, habra arrastres repentinos de baches de liquido en el flujo de

gas que sale del separador.

Presion de separador: Siempre existe una presion oOptima de separacion para cada
situacion en particular. En ocasiones al disminuir la presién de separacion, principalmente
en la separacion de gas y condensado, la recuperacion de liquidos aumenta. Se debe
considerar aun asi, el valor economico del incremento de volumen de liquidos, contra la
compresion extra que pueda llegar a necesitarse para transportar el gas. La capacidad de los
separadores también es afectada por la presion de separacion. Al aumentar la presion,

aumenta la capacidad de separacion de gas y viceversa.

Temperatura de separacion: A medida que va disminuyendo la temperatura de
separacion, se incrementa la recuperacion de liquidos en el separador. A continuacioén la
figura 1-11 ilustra una grafica de temperatura de separacion contra recuperacién de

liquidos.
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Figura 1-11: Grifica de temperatura de separacion vs. recuperacion de liquidos.

Como se observa en la figura 1-11, se obtiene la méaxima recuperacion de liquidos en el
separador cuanto T= 0°F, que es aproximadamente de 5000 galones por millén de pie cibico.
Aun cuando se recuperan 5000 galones por millén de pie cubico, de éstos se evaporan
aproximadamente 3000. Este vapor generalmente se libera a la atmdsfera, por lo que repercute
en grandes pérdidas para la produccion. Ademas se deben considerar ofro tipo de aspectos para

cuando se pretende separar a baja temperatura, tales como:
- Laseparacion a baja temperatura requiere de equipo adicional de enfriamiento.
- Se presentan otros problemas de operacion, tal como la formacién de hidratos.

= Densidad del liquido y del gas: La capacidad de manejo de gas de un separador, es
directamente proporcional a la diferencia de densidades del liquido y del gas e

inversamente proporcional a la densidad del gas, como se muestra en la ecuacion (18):

Capacidadd = M ............................................................ (18)
Pa

29



Viscosidad del gas: Los efectos de la viscosidad del gas en el proceso de separacién se
pueden apreciar desde la velocidad de asentamiento de las particulas liquidos, pues a mayor
viscosidad del gas, disminuye la velocidad de asentamiento y por lo tanto, la capacidad de

manejo de gas del separador.



2. Desarrollo de la separacién de fluidos bajo el mar

A partir de mediados de la década de los 80’s se comenzaron a implementar sistemas para tratar el
agua producida de los pozos costa afuera, para posteriormente desecharla nuevamente al mar. La
separacion submarina como tal nacio en la década de los 90’s, llevandose a cabo los primeros
experimentos por Statoil (hoy StatoilHydro) y con ello también el nacimiento de la separacion en el

fondo del pozo.

El desarrollo de campos ya sean marginales o de aguas profundas, requiere nuevas alternativas, de
tal forma que se logre una mayor produccién. Para lograr este objetivo, se desarrollan un gran
nimero de experimentos, simulaciones y todo tipo de pruebas, de tal manera que se puedan

minimizar los riesgos al momento de llevar a cabo las operaciones en campos reales.

Muchos campos marginales se pueden desarrollar usando solamente tuberias de retorno/risers”
hacia las plataformas, en las cuales se lleva a cabo el proceso de separacion, a través de un
separador gravitacional. Desafortunadamente, cada vez se requieren soluciones de mayor
complejidad, debido a que los nuevos yacimientos que van siendo encontrados tienen nuevas y mas
complejas caracteristicas y estdn sometidos a condiciones cada vez mas severas. A su vez las
distancias entre el campo v las plataformas de produccién cada vez son mayores. Bombeo
multifdsico y separacion submarina son las dos alternativas mas comunes que se proponen para

llevar a cabo la optimizacién de este tipo de campos.

Es muy comun hoy en dia tener campos submarinos con altos porcentajes de agua, lo cual puede
incrementar la columna hidrostatica ejercida en el fondo de los pozos. Esto decrementa el
diferencial de presion de producciéon con lo que eventualmente se decrementa a su vez la
produccion de aceite, o en algunos casos llega a detener la produccion por completo. Manejar este
tipo de agua. la cual es una mezcla entre el agua de mar inyectada y el agua del yacimiento, no es
una tarea sencilla; aunade a ello es de suma importancia considerarla cuando se incrementa su
produccion. Normalmente, el agua se separa del aceite y se le da tratamiento para que al final tenga
un bajo contenido de aceite, de tal forma que no dafie o cree un impacto en el pozo. Posteriormente
se vierte de regreso al océano, se inyecta de regreso al yacimiento para mantenimiento de presidn o

en un caso extraordinario se transporta hasta tierra para su uso y/o tratamiento.
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El uso de un sistema de separacidén submarina que permita la separacion agua/aceite en el lecho
marino, resulta ser una alternativa muy atractiva para realizar trabajos de optimizacidn en muchos
campos hoy en dia. Especialmente durante su etapa madura de produccion. Un beneficio de tener
este sistema, es que no se necesita mantener instalaciones para tratamiento y separacién de agua a

bordo de una plataforma.

Hoy en dia también se utilizan dispositivos de separacién en el fondo del pozo, los cuales como su
nombre lo indican van colocados hasta el fondo del pozo para aprovechar la energia de entrada del
pozo y la corriente inicial de fluidos para separar el agua del aceite. Al aplicar la separacion de agua
y aceite en el fondo del agujero, se podria eliminar el uso de sistemas gravitacionales en la
plataforma y de instalaciones para manejar el agua producida y/o separada, y disponiéndose de ese
espacio para otros equipos o actividades. También, se reduce la densidad de la corriente dentro del
pozo, lo que permite aumentar el flujo de fluidos a través de la tuberia, y con ello también la

produccion de hidrocarburos en el pozo.

Para finalizar, se mencionaran las tareas principales de un proceso submarino:

= Remocion del agua, con re-inyeccion o desecho.

= Bombeo de una sola fase o multifasico de los fluidos del pozo.

= Separacion de arenas y s6lidos asi como sistemas para manejar la arena.
= Separacion de gas/liquido y bombeo de liquidos.

= Tratamiento del gas.

= Compresion del gas.

1.1 Separacién Submarina

La separacion submarina o en el lecho marino, es una actividad que se lleva acabo comtinmente hoy
en dia para deshacerse del agua producida por los pozos costa afuera. Se colocan instalaciones
enferas para efectuar procesos de manera submarina y asi transportar solamente los hidrocarburos
hacia la superficie. La figura 2-1 muestra un esquema de lo que es una instalacion submarina de un
sistema de separacion, en el que se incluyen los elementos que la componen, en el cual todos los
componentes tanto principales como secundarios se ensamblan de manera separada; es decir que se

puedan regresar a la superficie por separado.
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Figura 2-1: Estacion de separacion submarina de agua.

Anteriormente el agua que se inyectaba para mantenimiento de presion del yacimiento, habia sido
normalmente agua de mar. El agua producida era tratada y desechada al mar, contaminando asi el
mismo debido al aceite remanente y los quimicos producidos. En los tltimos afios esta tendencia se
ha ido cambiando rapidamente, utilizando el agua producida en lugar del agua de mar para
mantenimiento de presion, obteniéndose una serie de beneficios tales como: reduccién de la
contaminacion, decremento en el riesgo de la formacién de H,S y menos problemas con la

depositacion de sélidos debido a la mezcla entre el agua de mar v la producida.

La instalacion de un equipo de separacion submarina siempre viene asociada con grandes riesgos,
debido a que se requieren de inversiones fuertes y adicionalmente se espera que dicho equipo dure
por lo menos 25 afios. El sistema al mismo tiempo debe ser lo mas compacto y ligero posible para
poder bajarlo al lecho marino y realizar la instalacién apropiada. Ademas se requiere de una alta

eficiencia de separacion en una sola etapa, y el manejo de arena es basico.

La figura 2-2 muestra un esquema defallado de como se desarrolla la separacion submarina,

equipada con un sistema de bombeo en el que se conduce el agua removida hacia un pozo inyector.



Linea de produccion

Pozos de aceite L

satélites | 3%‘]

“Fstrangulador
Muestreo
de agua
v
Leyenda: _ : | Hacia el pozo
impulsora ,/'\b') \ inyector de agua

LIC: Controlador del indicador de liquidos
TT: Transmizor de temperatura

Vilvula abierta normaimente Valvula cerrada normalmente
Figura 2-2: Esquema del proceso de separacion submarina [Sangesland 2008].

El primer sistema de este tipo se instalo en el aflo 2001 en el campo Troll, en Troll C, en el Mar del

Norte.

Dentro de las limitaciones actuales en la separacidn bifasica de fluidos complejos es que requieren
una mayor tolerancia de gas en el proceso de separacion. Se necesita mejorar y reforzar la habilidad
para diseflar equipos eficientes de separacion, ademés de predecir el desempefio del equipo con

suficiente certeza.

Tomando un mayor enfoque hacia el medio ambiente, a pesar de que no se obtenga ningin
incremento en la recuperacion, algunas compaiiias petroleras incluso consideran re-inyectar toda el
agua producida dentro de un pozo de deshecho especialmente disefiado para eso. Parece obvio
considerar que el agua producida debe separarse del aceite y re-inyectarse cerca de los pozos para
asi evitar grandes distancias de fransporte hacia la plataforma debido a la mayor tendencia que

existe hoy en dia de tener pozos submarinos y del incremento en los tirantes de agua.

Para aplicaciones en aguas profundas, la separacion de gas y liquido con un bombeo continuo de la
fase liquida puede proveer de una solucién eficiente para el incremento de produccion. Esto se
puede utilizar de manera individual o combinandola con la remocién del agua como se observa en
la figura 2-3. Este tipo de aplicaciones se han llevado a cabo actualmente en proyectos piloto para

verificar su capacidad y rentabilidad, obteniendo resultados excelentes, inclusive para aceites
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pesados (19°APT) como en la Cuenca de Brasil [De Figueiredo 2005]. Estas aplicaciones pueden
introducir retos para la bomba respecto a un incremento de presion cuando éste llegase a ser
necesario (tanto para bombear el agua como para bombear el aceite), de la capacidad (tamaiio del

motor, etc.) v también de la viscosidad (por ejemplo un crudo viscoso).

Linea de gasy
aceite
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productor

A = l o _‘—‘
NA < 1 ‘
Linea de \ .\{M %d‘ =

inyeccién de agua

~

Figura 2-3: Esquema del proceso de- separacion submarina de agua.

1.2 Separacién submarina utilizando la separacion gravitacional

como mecanismo de separacion

Los proyectos Troll Pilot y Tordis en el Mar del Norte incluyen separadores submarinos

horizontales gravitacionales.

2.2.1 EL Proyecto Troll Pilot

Se le denomino asi debido a que, un objetivo importante fue obtener experiencia operacional antes
de que este tipo de implementacion fuese considerada como una opcion estandar para desarrollo de
campos [Bringedal et al. 1999]. Troll Pilot fue desarrollado por ABB Offshore Systems en

cooperacion con Norsk Hydro. De las caracteristicas del separador empleado destacan:
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= TLongitud 12 m.
= Diametro de 3 m.
= Peso aproximado de 400 ton.
= Profundidad de colocacion de 340 m.
= Principio de separacion gas/aceite: gravedad.
El sistema fue desarrollado para separar y re inyectar el agua producida de 4-8 pozos submarinos.

El agua separada es reinyectada en el yacimiento a través de un pozo inyector. Al instalar el sistema
de proceso submarino el campo Troll se han eliminado los problemas de capacidad de manejo de
liquidos. La separacion submarina ha incrementado el factor de recuperacion en los pozos v se
redujeron los costos de inversion para el desarrollo del campo. El proyecto también se caracteriza

por ser amigable con el medio ambiente, al reducir las descargas del agua producida.

2.2.2 El Proyecto Tordis IOR

El Proyecto Tordis IOR (“Improved Oil Recovery”, Recuperacion Mejorada de Aceite), introdujo el
primer sistema de separacién, bombeo e inyeccion submarina a gran escala a nivel comercial. Este
sistema se instalé en el afio 2007 y fue desarrollado en conjunto con StatoilHydro y FMC. Tordis
esta instalado entre el campo submarino Tordis v la plataforma Gulfaks C, a 200 metros de

profundidad, como se muestra en la figura 2-4.
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Figura 2-4: Tlustracion del area de operacion, con Tordis conectado a Gullfaks C a través de de dos
tuberias de 11 km.

El sistema incluye un separador submarino de agua/aceite, inyeccion de agua, manejo de arena,

bombeo y medicién multifasicas, tal y como se muestra en la figura 2-5.

Figura 2-5: Ilustracién de una estacién de separacion, bombeo e inyeccion submarina. Las vasijas de
separacion y de extraccion de arena se muestran en naranja. La bomba multifisica, de inyeccion de
agua y detector de cortes se muestran en blanco.
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Como se observa en la figura 2-5 dentro del esquema del equipo de separacion se puede apreciar el
pozo inyector de agua (arriba a la izquierda) y el manifold de entrada de las tuberias (derecha). O
como se muestra mejor en la figura 2-6, donde se incluye ofro esquema de las instalaciones que

existen en Tordis.

Figura 2-6: Equipo de produccién y de separacion submarina en el campo Tordis. Se observa el anifold
de entrada de las tuberias (PipeLine Inlet Manifold, PLIM), el pozo invector de agua (Water Injection
well, WI well) v Ia estacion de separacion.

Este sistema lo que hace es separar el agua producida y reducir la presion de respaldo o
contrapresion de los pozos en todo el campo Tordis y con ello se incrementa la produccion de
aceite. La instalacion del separador submarino conjuntamente con toda la infraestructura anexa, ha
permitido incrementar el porcentaje de recuperacion total del campo de 49 a 55% [Gjerdseth et al.

2007]. También se han disminuido considerablemente las descargas de agua al mar.

La corriente proveniente del pozo se conduce hacia el interior del tanque de separacion, donde un
separador ciclonico separa la mayor parte del gas y lo conduce hacia una linea separada “bypass”

hacia fuera del tanque, como se indica en la figura 2-7.
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Figura 2-7: Vista del interior de un separador submarino, en la cual se observa el separador ciclénico a
la entrada vy la conduccion del gas separado hacia el “bypass™.

Esta etapa de separacion permite disminuir el tamaio del tanque de separacion, tal y como se

observa en la figura 2-8.

Disefio nuevo con linea
bypass para gas

Diseno convencional con
cicloninterno a la entrada

Figura 2-8: Ilustracion que muestra la disminucion del tamaifio del separador cuando se le agrega la
linea separada “bypass™, para conducir el gas separado por el separador ciclon a la entrada del
separador submarino.
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El agua remanente, gas, aceite y arena se separan debido al mecanismo de separacion por gravedad

(seccion 1.3.1) Los hidrocarburos se bombean a través de bombas multifasicas hacia Gullfaks C.

La arena se deposita en el fondo del separador y un sistema de drene extrae la arena en ciertos
intervalos. La arena se transporta hacia el extractor de arena donde se vuelve a mezclar con el agua
separada. La mezcla se re-inyecta a un yacimiento no-petrolifero, denominado “Formacion Utsira”.
Sin embargo la arena también se puede mezclar con el flujo de hidrocarburos y bombearse todo de
regreso a Gullfaks C dado que, el sistema esta diseflado para manejar grandes cantidades de arena

(50-500 Kg/dia).

El tamano del agujero del arbol de inyeccion de agua es de 117 y la presion del arbol es de 5000 psi.
Se instalé una gorra de arbol interna convencional en la seccion de entrada vertical del arbol. Esto
facilita las operaciones de reparacién y mantenimiento del arbol. La bomba de inyeccion de agua vy
multifasica son bombas estandar Framo, las cuales se controlan a través de un cable eléctrico de

potencia desde Gullfaks C.

Dos medidores multifasicos de flujo registran la composicién del flujo del pozo para asi preparar la
configuracion adecuada del separador. Un sistema de monitoreo de nivel se instalé en el tanque de
separacién para monitorear las interfaces de agua, gas y aceite, que proporcionan a su vez la
informacion necesaria para seleccionar la velocidad adecuada de la bomba de agua y de la bomba

multifasica.

Para llevar a cabo todo el disefio y desarrollo de este sistema se tomaron en cuenta entre muchos,

los requerimientos siguientes:
= Permitir que todos los mddulos fueran recuperables.

= Los componentes sensibles debian ir instalados sobre modulos que fueran facilmente

recuperables.
= Condiciones sencillas de monitoreo de hidrocarburos, arenas y agua.

= Llevar a cabo operaciones de manera sencilla, a bajo costo y de manera confiable.

223 Separacion Gravitacional Submarina
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Para procesos en aguas profundas es esencial usar separadores con espesores grandes, eficientes y
que al mismo tiempo sean compactos, y sobre todo casi libres de mantenimiento; debe tomarse en
cuenta que debe existir una relacion estrecha entre un tamano compacto y eficiencia. Normalmente
los equipos sencillos y robustos tienen un desempeiio limitado v no se logran alcanzar con ellos los
niveles de eficiencia de separacion deseados. Muchos de los grandes retos tecnologicos que existen
hoy en dia relacionados con la implementacién de la separacién submarina, son las bajas
temperaturas presentes en el lecho marino y los tirantes de agua. Se debe instalar un sistema para
control de hidratos. El disefio e instalacion de un separador submarino en aguas profundas puede
convertirse en un problema real. Debido a los espesores de pared que se requieren para soportar la
presion hidrostatica a la cual estara sometido a las condiciones especificas de profundidad y de

localizacion geografica.

Las gotas grandes de fluido se separan y se mueven mas rapido que las gotas mds pequefias.
Existen tratamientos para mezclas agua/aceite que permiten hacer crecer las gotas de liquido en
ellas. Llevar a cabo esta practica de forma submarina haria que el proceso de separacion fuera mas
rapido y por lo tanto, ayudaria a disminuir los volumenes actuales de los tanques de separacion. Un
campo electrostatico aplicado a la mezcla de agua/aceite usando coalescencia electrostatica y di-
electroforesis afectaria significativamente el crecimiento de la gota y de la separacion. Esta
tecnologia va se ha probado exitosamente en instalaciones en superficie para separaciones de

agua/aceite.
Evaluacién de los separadores gravitacionales:
= So6lo han sido probados para aguas someras de 200 a 350 metros de profundidad.

= Su disefio debe ser grueso (de espesores grandes) y largo para que soporten las presiones

hidrostaticas.

= Su instalacién y diseflo en aguas profundas resulta ser complicado e impractico, y pueden

no ser la mejor alternativa.

1.3 Conceptos de Separacién Submarina

1.3.1 Proceso Centrifugo
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Los procesos centrifugos utilizan las fuerzas centrifugas para separar una mezcla. La velocidad de
asentamiento para las particulas dentro del proceso es una funcién de su tamaiio, de su forma, de la
aceleracion cenfrifuga. de la fraccion de volumen de sélidos en la mezcla, de la densidad y de la

viscosidad.

1.3.2 Hidrociclones

Se puede utilizar un hidrociclén para separar fluidos de diferente densidad. Un hidrociclén sencillo
es de forma conica, con la punta apuntando hacia abajo. La mezcla entra de manera tangencial en la
base a velocidades altas y entonces la fuerza centrifuga actia al encontrarse con la resistencia del
liquido. Las particulas mas grandes y densas se conducen hacia la pared y son expulsadas por la
punta. Las particulas mas finas y menos densas permanecen en el liquido y salen por la base a
través de un tubo extendido por todo el cuerpo del ciclon. Los hidrociclones se utilizan
normalmente en sistemas de separacion para fondo de pozo (ver seccion 2.4.1) que son manejados
por Bombas centrifugas (ESP). Sin embargo los ESP parecen tener poco tiempo de vida y poca
confiabilidad, ademas una intervencion a estos equipos es extremadamente dificil, ya que a grandes

profundidades es muy dificl recuperar estos equipos.

1.3.3 El concepto VASPS

El concepto VASPS (por sus siglas en inglés, Vertical Annular Separation and Pumping System) o
Sistema de Bombeo y Separacion Vertical Anular, estd compuesto por un separador submarino
ciclonico vertical v de fuerza centrifuga. Este separador esta combinado con una Bomba electro-
sumergible (ESP). En este sistema de separacion bifasica de agua/aceite, la corriente del pozo entra
tangencialmente a un “pozo dummy” (un pozo falso). El tamafio del pozo dummy es de 26” en
diametro v de 60 metros de profundidad, se perfora y coloca lo més cerca posible del pozo
submarino de produccién. Se obliga a la corriente del pozo a formar un flujo descendente en forma
de hélice en el cual fuerzas centrifugas actian para separar la fase gas/liquida. La bomba electro-

sumergible bombea la fase liquida mientras que el gas se transporta hacia la plataforma.

La figura 2-9 muestra un esquema detallado con los componentes principales que conforman un

VASPS.
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Figura 2-9: Componentes principales del sistema VASPS.

Un prototipo del VASPS se instald dentro de un pozo dummy en el Campo Marimba en Brasil en

2001. El pozo dummy, MA-23, recibia la corriente de fluidos del pozo MA-01. El sistema producia

de una plataforma semi-sumergible, P-08, con un tirante de agua de 423 m. Para el afio 2001 justo

antes de instalarle el sistema VASPS, el pozo MA-01 producia 750 m*/dia de aceite por medio de

bombeo neumatico. La presién en la cabeza del pozo era de 36 kggem®. Cuando se instald el

sistema VASPS, la fase separada permitié una reduccion en la contra presion del pozo. La presion

en la cabeza del pozo se redujo hasta 11 kggem® gracias al drene de flujo separado de las fases

liquidas y gaseosas que van a la plataforma. Esto permitio un incremento en la produccién del pozo

MA-01, con un gasto de 1000 m*/dia de aceite sin bombeo neumatico.

En sintesis se puede decir lo siguiente del concepto VASPS:

=  Se ha probado exitosamente a una profundidad de 423 metros.

= Reduce la presion de cabeza del pozo.

= Incrementa la produccién.
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=  Se requiere de una plataforma semi-sumergible.

= Elagua se debe procesar y fratar en la superficie.

1.3.4 Remocion del agua separada

Al ir adentrandose cada vez mas en las aguas profundas y remotas, teniendo al mismo tiempo una
atencion y necesidad de mantener precios bajos en la produccion del crudo vy de un impacto
ambiental por la produccion de gas y aceite, se deben mejorar y restablecer los conceptos

tradicionales para el desarrollo de un campo.

Una tendencia muy clara en este panorama es el incremento en el uso de soluciones submarinas.
Los desarrollos submarinos son cada vez mas y mas complejos, desde los simples pozos satélites
submarinos, pasando por los manifolds unidos hacia una plataforma satélite, hasta el implemento de

estaciones de proceso/compresion submarinas.

Un producto no deseable cuando se produce aceite, como se ha venido mencionado en las secciones
anteriores (secciones 2y 2.1), es el agua. La mayoria de los campos experimentan un incremento
gradual en la produccion de agua del acuifero conjuntamente con el aceite durante la vida de un
campo. Por ejemplo, campos que inicialmente producen aceite limpio pueden terminar produciendo
hasta un 90% de agua en las etapas ya tardias de la vida del campo. La manera fradicional de
controlar este tipo de situaciones es implementando instalaciones en una plataforma para anticipar y

manejar la cantidad maxima de agua producida posible.

Si nuestro pozo o yacimiento tuviera cortes de agua bajos por ejemplo si tuviéramos una relacion de
corte de agua del 20% (WC= 20%), separar el agua producida no tendria una gran impacto sobre
los gastos de produccion o en las cargas de liquido sobre el centro del campo. Sin embargo, al tener
relaciones agua-aceite altas, la separacion y la remocion del agua causaran menos caidas de presion

en las tuberias y un impacto significativo de manera positiva en los gastos de produccion.

La separacion del agua producida puede ofrecer varias ventajas, tales como disminucion en el
tamafio de las instalaciones de proceso en la plataforma satélite, menor cantidad de risers y/o mas
pequefios, un decremento en el uso de quimicos, una reduccion en la contrapresion del yacimiento

que resulta en un incremento en la produccion v en la recuperacion de aceite, facilitar la instalacion
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de otros pozos satélites y finalmente una disminucion en las tendencias de formacién de depdsitos

de solidos en el equipo en la superficie.
Existen varias alternativas, para deshacerse del agua producida:

- Reinyeccién para mantenimiento de presion del yacimiento.
- Reinyeccién a pozos para deshecho.
- Transferirla a una instalacién remota de procesamiento para efectuarle un tratamiento y de
ahi descargarla al mar o re inyectarla.
- Tratamiento submarino y de ahi descarga al mar.
Aun cuando estas soluciones fueran factibles, la solucion éptima siempre sera especifica de acuerdo
al campo. Todas, excepto tratamiento submarino y descarga se consideran como alternativas

viables.

1.3.5 Inyectando el agua producida

Se pueden llegar a necesitar altos gastos de inyeccion de agua para mantener la presion del
yacimiento que conduce el aceite hacia los pozos a un gasto considerable, para incrementar la
recuperacion de las reservas. Con una inyeccién de agua de manera masiva, el agua se abrird paso
por si misma y fluird hacia dentro del sistema de produccién. Cuando se re-inyecta el agua,
disminuye su descarga hacia el mar. Al usar el agua producida para mantenimiento de presion del
yacimiento, se reducen los problemas relacionados con la depositacién de solidos y contaminacion.

Al mismo tiempo disminuye considerablemente el riesgo de formacion de hidratos en el yacimiento.

La figura 2-10 muestra en sintesis un esquema del proceso de separacion y re-inyeccion del agua.
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Figura 2-10: Esquema del proceso de separacion e inyeccion submarina de agua (WIP, Bomba de
inyeccion de agua, MPP, Bomba multifisica).
Como se observa en la figura 2-4, el agua ingresa al separador, extrayéndose a través de la linea de
descarga y posteriormente se conduce para su inyeccion, en algunos casos como se observa en la
misma figura y como se ha llevado a cabo en ciertas estrategias de proceso y transporte submarinas
[StatoilHydro 2006], antes de proceder a su inyeccion hacia el yacimiento, el agua pasa por un

proceso de extraccion para remover la arena residual que lleva consigo.

Los procesos submarinos han estado presentes por aproximadamente dos décadas. Se han planteado
v desarrollado varios equipos para realizar estas tareas. Ejemplos de estos son: Kvaerner Booster
Station [Dahl 1992], El GA-SP [Appleford 1991], GLASS [Lovie 1993]. el concepto VASPS
[Baker etal. 1990] y el PETROBOOST enre otros.

1.4 Retos Clave

Una meta mayor es lograr un sistema flexible con gran disponibilidad, sin necesidad de
intervenciones costosas frecuentes. A continuacion se presentan en brevemente algunos de los retos

claves para el desarrollo de procesos submarinos [Assayag 1996:

e Filosofia de diseiio: Se debe dar prioridad en el disefio al aseguramiento de flujo y
operatividad de los procesos. La capacidad limitada que se tiene hoy en dia para recuperar

los equipos v/o realizar intervenciones, hace que se procure la seleccidn de los
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componentes principales de manera confiable. Aunque finalmente, el disefio debe permitir
altos costos de mantenimiento, cuando se traten de eventos que ocurran con poca frecuencia
y de permitir bajos costos de mantenimiento, cuando se frate de problemas que puedan
ocurrir con mayor frecuencia.

Dinamicas del sistema: Para re-inyectar el agua se necesita un sistema de circuito cerrado,
en el cual el nivel de liquidos dentro del separador controle la velocidad de la bomba para
re-inyeccion. Para diseflar la estrategia optima de control se necesitan extensas
simulaciones dindmicas detalladas de los procesos. Estas simulaciones tienen que
considerar al sistema completo incluyendo los pozos, las lineas corriente arriba de la unidad
de procesos y de los sistemas de re-inyeccion de agua y las lineas de produccion corriente
abajo (incluyendo el Indice de Productividad IPR, bombas, lineas de flujo y pozo). La
separacién submarina también ayuda a evitar condiciones de flujo inestable, debido a que
los baches que se presentan en la corriente que entra a un separador submarino son mucho
mas pequeiios que los baches que entran corriente arriba en un separador colocado en una
plataforma dados los cambios de flujo a lo largo del riser, al ir cambiando la presion.
También si se instala un separador submarino en la base del riser, puede funcionar como un
atrapa baches (slug catcher) y asi evitar la formacién de los mismos a lo largo del riser.
Hidratos, Ceras, Corrosion y Depositacion de Solidos: Todos estos fenomenos son
diferentes entre si, sin embargo; se relacionan ya que dependen de los mismos factores
como son, composicion del hidrocarburo, corte de agua, presion y temperatura. Al remover
el agua producida, la temperatura disminuye rapidamente en el oleoducto y si no se
considera esto en el disefio de la tuberia (didmetro interior de la linea por ejemplo), se
formaran hidratos y ceras al alcanzarse temperaturas bajas a distancias muy cortas.
También al remover el agua producida se puede alcanzar una fransicion de agua a emulsion
continua de aceite, la cual puede crear un problema de ceras, mientras que la probabilidad
de tapones de hidratos se reduce al minimo dado que los cristales de hidratos no se adhieren
a las paredes de la tuberia v tienden a ser transportados en un escurrimiento. Tanto la
corrosion y depositacion de solidos en un oleoducto se pueden reducir por paredes de
tuberia mojadas con aceite con emulsiones continuas de aceite. Para campos en aguas
profundas, la remocioén submarina del agua puede ser el tinico método real para prevenir la
formacion de hidratos durante cierres, ya que puede permitir la despresurizacion para
reducir las presiones de formacion de hidratos. La remocion del agua producida en las
cercanias de los pozos puede reducir sustancialmente la cantidad de inhibidores de hidratos

que normalmente se requieren para las ductos tanto de gas como de aceite. Esto es de gran
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interés para tuberias de retorno muy largas y en aguas muy profundas, dénde normalmente
se requieren inhibidores de hidratos durante operaciones normales, de apertura o de cierre.
La reduccion del agua también permite la aplicacion de ciertos inhibidores cinéticos que
sélo se pueden aplicar hasta un valor maximo de corte de agua. Debido a que los
separadores submarinos operan a presiones elevadas, el agua producida contendra gas
disuelto. Para condiciones de operacién de 50 bar y 50°C, la cantidad de gas disuelto en el
agua es normalmente de 1 m* gas/ m® agua, ambas a condiciones estandar. Puede ocurrir
también formacion de gas libre debido a las caidas de presion corriente arriba y durante
cierres, cuando la presion del sistema disminuye debido a la contraccion termal del agua. El
gas libre en contacto con el agua puede formar hidratos causando obstrucciones en el
sistema de re-inyeccion (bomba, lineas de flujo, cima del pozo). Todo disefio debe
considerar las condiciones anteriores e implementar soluciones durante el mismo, como las
siguientes: una buena instalacidn y direccionamiento de tuberias para evitar la formacion de
bolsas de gas libre, provisiones para la inyeccion de inhibidores y medios de
despresurizacion. Si no se puede alcanzar la despresurizacion, que pudiera presentarse el
caso en tirantes de agua muy grandes, entonces el sistema debe asegurarse de que toda el
agua haya sido removida antes del enfriamiento al tiempo de un cierre.

Arena: La mayoria de los campos producen cierta cantidad de arena y esto debe
considerarse durante la etapa de disefio de cualquier separador. La produccién de arena serd
pequefia en muchos casos durante una etapa de produccién normal, pero puede
incrementarse durante ciertas operaciones como aperturas y pruebas de pozos. Aunque la
produccion promedio de arena parezca pequefia, se debe recordar que un separador
submarino no es accesible facilmente como lo es un separador en tierra. Grandes
acumulaciones de arena en un separador submarino significardn intervenciones mayores y
costosas. y aun mas. probablemente el separador tendra que extraerse a la superficie para
operaciones de limpieza y evaluacién; lo cual significaria costos elevados de operacién v
pérdidas en la produccion. Las caracteristicas de la arena son de vital importancia.
Particulas finas (debajo de 60-70 pm) no se asentaran en el separador, en la mayoria de los
casos. Estas particulas seguiran al agua producida o al aceite (dependiendo si se trata de
fluido mojado por aceite o por agua) afuera del separador. Las particulas de este tamaiio no
se asentaran en las tuberias v probablemente terminen siendo re-inyectadas al yacimiento
(cuando se re-inyecta el agua producida), o sino se asentaran en baterias en la superficie. La

produccion significativa de arena puede causar serios problemas en una planta de
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procesamiento submarina si no se toman medidas preventivas al respecto [Fanftoft et al.

2004].

Los desarrollos futuros de procesos submarinos muy probablemente consideraran las tres

condiciones y acciones siguientes:

1) Mayores tirantes de agua, dénde se deberd aplicar tecnologia SUBSIS (sistema de
separacidn y re inyeccion submarina por sus siglas en inglés: “subsea separation and
injection system”).

2) Mover la estacion de procesos poco a poco de la plataforma hacia el fondo marino.

3) Remover las plataformas vy producir directamente desde las estaciones de

proceso/compresion submarinas directamente hacia la costa.

1.5 Separacién en el fondo del pozo

La tecnologia de separacion en el fondo del pozo inicié en Canada en 1994. Es una solucion
reciente para el manejo de agua producida en los pozos. Consiste originalmente en separar el agua
del aceite y después re inyectar esa agua al yacimiento para mantenimiento de presion, o inyectarla

en alguna ofra zona apropiada.

Hoy en dia existen tres tipos de separadores de agua-aceite para los fondos de pozo, esto de acuerdo
al sistema de separacion que se pretende utilizar. El primero es, separacion usando hidrociclones y
el segundo es separacion por fuerza gravitacional. El tercer tipo utiliza una tecnologia diferente,
basada en una membrana de separacion, la cual aunque ha sido probada en laboratorio y a través de

simulaciones y diversos estudios, atn no ha sido implementada en campo.

Al considerar la separacion en el fondo del pozo, dentro de las limitaciones, se tiene que se necesita
tener la inyeccién de agua relativamente cerca del pozo productor. Otra de las limitantes es la
dificultad de colocar una bomba debajo del agujero. Sin embargo, es posible usar este tipo de
separacidn transportando el agua hasta la plataforma o hasta el suelo marino, usando el espacio

anular como un medio de transporte, lo que permite evitar asi el bombeo debajo del agujero.

También para casos en los cuales se han perforado pozos horizontales se recomienda ampliamente
utilizar tecnologia debajo del agujero. Esto permitiria procesar y producir aceite pesado mas

facilmente debido a que el aceite y el agua estan normalmente estratificados debajo del agujero.
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1.5.1 Separacion por Hidrociclones

Los hidrociclones usan la fuerza centrifuga para separar fluidos de diferente densidad v ademas no
contienen partes movibles. Normalmente se combinan con una bomba en el fondo del pozo para
levantar el aceite hacia la superficie, e inyectar el agua que fue separada hacia la zona de inyeccion.
Una mezcla de agua y aceite ingresa al hidrociclén a una velocidad alta desde un lado dela camara
conica. A continuacion el fluido ingresa a un 4rea de movimientos oscilatorios en forma de
torbellino lo que hace que el agua al ser mas pesada que el aceite se mueva hacia afuera de la
camara y salga por la primera de las salidas, mientras que el aceite permanece en el interior de la

camara y sale a traveés de la segunda salida, tal y como se muestra en la figura 2-11.

Aunque se logra una buena separacion de fluidos, no se obtiene de manera perfecta. Cierta cantidad
de aceite es acarreada por el agua que se re-inyecta en el yacimiento y, a su vez, cierta fraccion de
agua tluye junto con el aceite y la fraccion de gas hasta la superficie. Los reportes del uso de este
separador muestran que la clave para este sistema es la viscosidad de la mezcla de entrada.
Viscosidades mayores a 10 cp reduciran la eficiencia de separacion de este sistema [Ogunsina et al.

2005].



/ Salida del aceite
4 Entrada del contacto
agua/aceite

-

Patron de flujo vortex

~—Salida del agua

Figura 2-11: Separacion por Hidrociclon.

1.5.2 Separacion gravitacional

Este tipo de separacion usa como ventaja principal la separacion gravitacional del agua y del aceite
que ocurre dentro de la tuberia. Durante este proceso el aceite es capaz de subir por la tuberia
debido a la diferencia de densidades con respecto al agua producida. Este proceso de separacion se
representa facilmente por medio de la ley de Stokes. Frecuentemente se combina también con un
sistema de bombeo. Algunos separadores gravitacionales como el de la figura 2-12 utilizan bombeo
mecanico. Al ir bajando y subiendo la varilla de succion, el aceite se eleva hacia la superficie y el
agua se inyecta. De los separadores gravitacionales mas utilizados destaca el Sistema de Bombeo

Doble, o por sus siglas en inglés DAPS (“Dual Action Pumping System”), desarrollado por Texaco.
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Figura 2-12: Esquema de un DAPS con ciclo de inyeccion y elevacion [Veil et al. 1999].

1.5.3 Separaciéon por membrana

La filtracion por membrana es la separacion de componentes de un fluido presurizado llevada a
cabo por membranas polimeéricas. La membrana polimérica es muy permeable y permite el flujo de
todos los componentes de la mezcla a través de ella. Los fluidos requieren de muy poca presién para
fluir a través de los poros de las membranas. En principio las membranas mantienen la presion

capilar de entrada del agua mas alta que la presion del aceite. Este dispositivo en el fondo del pozo
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funciona al colocar la membrana ya sea en la tuberia de produccién o hacia la entrada del
yacimiento. Se puede combinar también con un sistema de re-inyeccion de agua como cualquier

otro tipo de separadores para fondo de pozo.

Sin embargo, atn son muchos los retos que presenta esta tecnologia. Dado que los pozos operan
normalmente bajo diferentes regimenes de presion en el fondo del pozo, se tendrian que disefiar
diferentes tipos de membranas para poder manejar la variacion de las presiones capilares de entrada
del agua, esto desde luego, para diferentes pozos. Ademds, suponiendo que se usara el mismo tipo
de membrana para todos los pozos, surge la necesidad de controlar la presion de fondo fluyendo a

través de un dispositivo de control de presion.
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Separacion Submarina de Fases

3. Comportamiento de una separacion submarina

El objetivo de este analisis es estudiar el comportamiento de produccién de estos pozos de alta
produccion con un porcentaje de agua alto, considerando la aplicacion de un separador submarino y
observar lo que ocurre cuando no se aplica dicho sistema. Estas simulaciones fueron realizadas
usando un simulador de comportamiento de afluencia de pozos denominado GAP'. Asi mismo se
muestra tambien como incrementa la presion de fondo al continuar llevandose a cabo la separacion.,
misma que se suscita antes de que la produccion llegue a superficie, lo cual repercute

incrementando la produccion de aceite.

1.1 Informacién

Se seleccionaron tres pozos de alta produccion como parte de este estudio. Estos pozos fueron
seleccionados como candidatos (A-16A. A-8R2 y el A-23) debido a que presentan cortes de agua
altos. La produccion de arena de cada pozo también debe considerarse al seleccionar cualquier pozo
como candidato, ya que producciones altas de arena pueden taponar las secciones de drene del
separador. Estos pozos se consideraron en este estudio para profundizar los resultados obtenidos

previamente en un proyecto de separacion en el fondo de pozo realizado por Yudha [Yudha 2007].

A-16A

Tiene una inclinacion de 49°. su profundidad total es de 2534m de profundidad medida (MD.
Measured Depth). y. para delimitar su zona de produccion se colocd un liner de 77, el cual cuelga a
1925m MD/1582m verticales (o por sus siglas en inglés TVD, Tubing Vertical Depth). El intervalo
de los disparos se localiza a 2298-2328 m MD. La figura 3-1 muestra un esquema del pozo. Un
esquema detallado de su terminacion y configuracion de tuberia se incluye en el Apéndice A y en la

tabla 7-1 del Apéndice B.

La informacion de produccién, es decir de su indice de productividad (IPR. Inflow Performance

Relationship) y las propiedades del fluido se presentan a continuacion:

! GAP es una marca registrada por Petroleum Experts Ltd. Descripcion del paquete en el Apéndice C.
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Presion de Yacimiento, PY
Indice de Productividad. J
Temperatura de Yacimiento, TY
Densidad del Aceite. p,
Densidad relativa del Gas. y,
Densidad del Agua p.,

Salinidad

RGA

wC

Presion de la cabeza del pozo, Pwh

: 300 bar, (4352.3 psia)

- 50 m’s /D/bar, (3.44 m’s /Dipsia)
172°C

: 881.2 kg/m’

:0.761

£ 1030 kg/m’

139600 ppm

:90.4 m's/m’

162.3%

1 64 bar (928.5 psia)

Figura 3-1: Esquema del pozo A-16A.
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A-8R2

Tiene una inclinacion de 37°, su profundidad total del pozo es de 2510m MD. a su vez se coloco un
liner de 7 a la profundidad de 1719m MD/1621m verticales. El intervalo de los disparos se localiza
a 2021-2060 m MD. La figura 3-2 muestra un esquema del pozo. La configuracion de tuberia se

incluye en el Apéndice A y en la tabla 7-2 del Apeéndice B.

La informacion del indice de productividad, las propiedades del fluido se muestran a continuacion:

Presion de Yacimiento, PY : 275 bar. (3989.6 psia)

Indice de Productividad. J - 46.62 m’s/D/bar. (3.2 m’s/D/psia)
Temperatura de Yacimiento, TY 1720 C

Densidad del Aceite. p, : 881.2 kg/m®

Densidad relativa del Gas. v, :0.761 SG

Densidad del Agua, py, : 1030 kg/m’

Salinidad : 39600 ppm

RGA £90.4m’s /m’

wcC 161 %

Presion de la cabeza del pozo. Pwh : 46 bar. (667.35 psia)
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E55aM E 550 m

v 550m TN 7Fs0m

A-8R2

i

< =

Figura 3-2: Esquema del pozo A-8R2.

A-23

Tiene una inclinacion de 60°, su profundidad total es de 3306.6m MD y su zona de produccion fue
delimitada por un liner de 77 a la profundidad de 2508.6m MD/1731m verticales. Tiene instalado
un empacador de produccién a 2616.5m MD/1796m verticales. El intervalo de los disparos de
localiza a 2765-2806 m MD. La figura 3-3 muestra un esquema del pozo. La configuracion de las

tuberias se incluye en el Apéndice A y en la tabla 7-3 del Apéndice B.

La informacion sobre su indice de productividad. las propiedades del fluido se muestran a

continuacion:
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Presién de Yacimiento : 300 bar, (4352 psia)

Indice de Productvidad : 65 m’s/D/bar, (4.5 m’s/D/psia)
Temperatura de Yacimiento, T :72°C

Densidad del Aceite. p, - 881.2 kg/m’

Densidad relativa del Gas. v, :0.621

Densidad del Agua, p,, (supuesta) - 1030 kg/m®

Salinidad : 39600 ppm

RGA 1 108.6 Sm/m’

wC 187 %

Presion de la cabeza del pozo, Pwh : 46 bar. (667 psia)

Bﬁﬂm T TEB550m

T
N 2500m E 550m

Q\‘

Figura 3-3: Esquema del pozo A-23.
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Se supone asi mismo la configuracién y comportamiento del riser, que se incluye en los apéndices,

de tal manera que se logre simular como el fluido llega a la superficie.

Para las presiones de salida. es necesario calcular aproximadamente las presiones reales usando las
propiedades del agua y del aceite asi como las configuraciones de tuberia correspondientes,
estimando también las pérdidas por friccion. por efectos gravitacionales y. despreciando las

pérdidas por aceleracién.

A su vez la densidad del agua se considera agua de mar salina de 1030 kg/m” para los tres pozos.
Se consider¢ para efectos practicos la misma densidad de aceite para los tres pozos también y una

presion constante de yacimiento.

1.2 Creando el modelo en GAP

Los pasos para crear el modelo del pozo en el paquete GAP se pueden resumir en los siguientes:

1) Se debe configurar primero el sistema del modelo. accesando a la ventana de “System
Options™: ahora de ahi se debe escoger la opcion de produccién en donde dice System
Type and Optimization Method. para posteriormente. seleccionar Pressure & Temperature

como el metodo de prediccion.

2) Dibuja la red con el separador de suelo marino (tomando el caso de separadores
individuales como el ejemplo). Todos los componentes necesarios se encuentran en
“Equipment Toolbar”. Primero. el icono de “inflow”, despues agregar la junta: usando dos
juntas se crea la tuberia para finalmente colocar el icono del separador como el punto de
presion de salida. o que represente a la plataforma receptora. Se debe recordar que, debido
a que el objetivo del proyecto no es el manejo del agna separada ni su inyeccién, sino
fransportarla a la superficie. se debe agregar otro punto de presion de salida. tal y como se

muestra en las figuras 3-4 y 3-5.

3) Se introducen todos los datos necesarios para el sistema. tales como los de IPR. la
configuracion de la tuberia en la forma como se muestra en la figuras 3-6, 3-7 y 3-8, las
propiedades del fluido y del pozo como se observa en la figura 3-7, el indice de
productividad calibrado. mientras que. la correlacion que se pretenda usar sera
seleccionada por default por el sistema, Hagedorn-Brown, debido a que es empleada para

pozos de aceite en que sus porcentajes de agua van desde el moderado a alto.
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Figura 3-4: Configuracién de la red para el caso de separacion individual.
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Sep3 J14

Sepd

Sourcel

Figura 3-5: Configuracion de la red para el caso de separacion grupal.
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Figura 3-6: Configuracion de las tuberias que van hacia la cabeza del pozo.
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Figura 3-7: Configuracion de las tuberias que van sobre el lecho marino.
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Figura 3-8: Configuracion de los risers de produccion, suponiendo una longitud vertical de 600 metros por tratarse del Mar del Norte Noruego.
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I Inflow "A-16A" - Input Screen

Figura 3-9: Propiedades del fluido y caracteristicas del pozo.
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4) Ahora, una vez que se ha establecido la red. se debe definir la eficiencia del separador, la cual para este caso, se definid en 90% de
eficiencia de separacion como se observa en la figura 3-10.

Ml Inline Separator ‘IniSep1’ - Input Screen

/Al Sepl
[T
Lv-mmu
v 13
VERI31013
VERJ4t0J13
VEBI 11013

W
J3
oil
AlnlSepl
? > B
r i VN water .,
A
J2
£l
A1
A A-16A

Figura 3-10: Configuracion de la eficiencia de separacion del separador.
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5) Se procede a realizar el ajuste de la curva de IPR en el modelo. Este ajuste se puede
realizar escogiendo la opcion de “IPR Matching” en el ment de Inflow-Input. En esta
opcion se ingresara la presion del yacimiento. el corte de agua y los gastos de flujo con sus
presiones de fondo fluyendo correspondientes. Finalmente al hacer “clic” en la opcidn
“Match”, el programa GAP ajustara el IP (Indice de Productividad), para asi obtener el
mejor ajuste posible respecto a los datos ingresados. La figura 3-11 muestra el IP ajustado

para el pozo A-8R2, el cual es de 46.62 m*s/dia/bar, (3.2 m’s/dia/psia).

IPR Layer Plot for 'A-8R2 Perf’, layer 1
280 i i i
i | i
I I I
I | I
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Liquid Rate (Sm¥ day)

Figura 3-11: Resultado del ajuste de IPR para el pozo A-8R2.

6) Finalmente, se resuelve el modelo estableciendo la presion de salida en los cabezales (en
la superficie marina) realizando las simulaciones para ambos casos, tal y como se muestra

en la tabla 3-1:
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Tabla 3-1: Presiones de salida para el aceite y

para el agua.

Presiones de Aceite

Presiones de Agua

Sepl Sepl Sep2 Sep2
(bar) (psia) (bar) (psia)
70 1015.5 20 290
64 928.5 20 290
60 870.4 20 290
50 7253 20 290
40 580.3 20 290

Se debe de mencionar. que las simulaciones originales consistirian en tener presiones de salida de

aceite a 60 bar y para el agua de 20 bar, pero debido a la limitacion que representaban sus

resultados. se decidio realizar cinco simulaciones diferentes con distintas presiones de salida para el

aceite y manteniendo la presion de salida del agua a 20 bar.

Se decidieron las presiones anteriores debido a que son valores comunes en pozos costa afuera en el

Mar del Norte Noruego. De un rango que va desde 560 psia a 1200 psia.
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Separacion Submarina de Fases

1.3 Desempefio del modelo

Gracias a que el paquete de simulacion GAP nos permite simular varios casos en una sola
simulacion, el sistema se resolvié para las presiones indicadas en la tabla 3-1 (seccion 3.2), pero
debido a que GAP no permite realizar un analisis de sensibilidad real. cada caso debio graficarse

por separado.

1.3.1 Separacion individual

Para el caso de 3 separadores individuales en la figura 3-13 se observa el comportamiento de las

curvas para cuando no se tiene separador instalado y para cuando se tiene instalado.

Desempefio del sistema para separacion individual
80
70 * %
= 60 S=SSSESSELS
E « e
.E 40 \0 \\“'!_ —— Sin separador
7]
2 30 ~—&— Con separador
o
20
10
0
0 1000 2000 3000 4000 5000
Gasto de aceite (m3s/dia)

Figura 3-12: Variacion de la presion para el caso de separacion individual.

Tal v como se observa en la grafica. se presenta un comportamiento inestable. después de que se
alcanza la presion de 60 bar (870 psia). teniendo una vez el separador instalado. Es considerable
este comportamiento inestable debido a la presion de salida del aceite. Al salir del separador, el
aceite trae una mayor presion de flujo con la que llegara al riser y de ahi hasta la superficie. Por lo

que. tener una presion de salida menor a 850 psia provocara que el aceite fluya en mayor cantidad
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Separacion Submarina de Fases

hacia la superficie fuera del riser. E1 modelo elaborado no esta capacitado para fluir a tal gasto y a
tal presion por ello. el programa GAP detiene la simulacion mostrando un comportamiento inestable

en esa parte de la misma.

1.3.2 Separacion grupal
Ahora, el segundo caso. para el cual se simula la separacion de los fres pozos conjuntamente. la

figura 3-14 muestra su desempeiio:

Desempeno del sistema para separacion grupal
80 :
70 4 | | .
; Nl N
= 60 | RSERS
< { SRS
2 50 | \ N
c [ | N —e— Con separador
0 40 n | [ e
— | | —&— Sin separador
& 30
o 20 -
10
0
0 1000 2000 3000 4000 5000
Gasto de aceite (m3s/dia)

Figura 3-13: Variacion de la presion para el caso de separacion grupal.

Como se observa en la figura 3-14, existe un desemperio mas estable que en el caso anterior. Sin
embargo. al final de la curva podemos observar un mayor distanciamiento de la misma lo que
denota una inestabilidad en el comportamiento al pasar de una presién de 50 bar (725.3 psia) hasta

una de 40 bar (580.3 psia).
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4. Resultados
La tabla 4-1 muestra los gastos de aceite obtenidos de las simulaciones:

Tabla 4-1: Resultados de las simulaciones. Gastos de aceite obtenidos para los casos establecidos.

Presion de | Presién de Gasto de Gasto de % Gasto de %
Aceite Agua aciete sin aceite para aceite para
separacion separacion de separacion de
(bar) (bar) P
: grupal Incremento individual Incremento
(sm3/dia)
(sm3/day) | o el ga.sm (sm3/day) | o el ga.sto
de aceite de aceite
70 20 2154.5 2723.8 26.4 2742.6 27.3
64 20 2438.3 3051 25.1 3073.1 26
60 20 2620.6 3266 24.6 3288.3 255
50 20 3072.8 3842 -- 3755.7 222
40 20 35015 4475.6 -- 47524 --

Con estos resultados se analizaron los efectos de la diferencia de presiones entre estas dos salidas en
los gastos de produccion. Los gastos de aceite en rojo representan, los resultados inestables
obtenidos. Como ha sido ya mencionado en diversos articulos [Johansen y Leporcher 2001], la
relacion existente entre las presiones de salida del aceite y agua debe ser tal, que permita al
simulador GAP modelar correctamente un buen gasto. Asi mismo la densidad del agua es mayor
que la densidad del aceite (para este caso) y la mayor caida de presion se debe al efecto
gravitacional, de ahi que, entre mayor sea la columna hidrostatica, mayor sera la diferencia de
presiones entre las dos salidas. Por lo tanto, se observan dos corridas que presentan resultados
inestables que muestran estos efectos y como, sin una segunda salida de presion (del agua), los
sistemas fluirfan de manera correcta. La figura 3-14 muestra el comportamiento del sistema,

comparando ambos escenarios respecto a no tener separador instalado.
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Desempeno del sistema

80

60 t } RN L
50 ' ; e

~—&— Sin separacién
40

—&— Sep. Grupal

30
20
10

Sep. Individual

Presion (bar)

0 1000 2000 3000 4000 5000
gasto de aceite (m3s/dia)

Figura 4-1: Variacion de la presion del sistema con respecto a los gastos de aceite presentados para los
dos diferentes casos de separacion y para el caso en el que no se efectiio una separacion de fluidos.

Se observa en la figura 3-15 que el desempefio mostrado en ambos casos es distinto. La separacion
individual provee una mayor recuperacion de aceite. Sin embargo, como se observa también en la
misma figura, dicha diferencia de recuperacion es minima. En las conclusiones se abordard mas al

respecto.

Siempre se sugiere que el separador sea colocado lo mas profundo posible de ahi que sea
comunmente usado en aguas muy profundas, tal y como se ha establecido en investigaciones

anteriores.
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5. Conclusiones

El propésito de este trabajo ha sido estudiar el impacto que un separador colocado en el lecho

marino tiene en el comportamiento de la produccion, considerando dos panoramas de desarrollo; el

primero, en el cual se simule un separador para cada cabezal submarino, y el segundo en el cual se

tenga un separador para la red de tres pozos submarinos establecida. A partir de los resultados

obtenidos en este estudio es posible listar las conclusiones siguientes:

[

El gasto final es una funcion directa de la diferencia de presiones entre la salida del aceite y
la del agua, por lo que, se deben realizar calculos reales de presiones de salida antes de

cualquier intento de simulacion.

Los resultados sugieren que el tener un separador individual es decir para cada cabezal
incrementa un 0.9% maés la produccién total con respecto a mantener un separador para

todo el templete.

Se sugiere llevar a cabo un estudio economico, antes de realizar cualquier implementacion,
ya que aunque la separacion individual ha demostrado ser més eficiente, se deben
considerar otros factores tales como, el mantenimiento del separador, que involucran costos

y tiempo, que ciertamente representan desventajas frente a una separacion grupal.

Se debe gastar tiempo, equipo y dinero al momento de instalar el equipo para conducir el
agua hasta la superficie. Normalmente los equipos que se instalan son risers y baterias de
recoleccién de liquidos en la superficie. Aunque como beneficio se tiene que, al no
reinyectar esta agua al yacimiento se evita el taponamiento paulatino por arenas, al mismo

tiempo se evita la instalacion de un pozo inyector.

La separacion de los fluidos producidos permite reducir los gastos econdmicos en el
desarrollo de campos. Ademas, como se ha visto en campos terrestres disminuye la
cantidad de problemas que se pueden presentar al explotar campos. La separacion

submarina previene problemas de hidratos y corrosion.

Se debe tomar en cuenta el tirante de agua al momento de disefiar un separador submarino.
El separador debe ser capaz de resistir la columna hidrostatica que seré ejercida sobe €l, por

lo que debe tener un espesor grande. Al mismo tiempo la capacidad de separacion depende
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directamente del tamafio del separador. Todos estos factores representan problemas al
momento de la instalacion de un separador submarino o al momento de una reparacion. Por
ejemplo, un separador con un peso superior a 400 toneladas y con una longitud superior a
15 metros ocasionaria grandes problemas al momento de su instalacion, pues se necesitan

grandes gruas para la instalacion del mismo.

Una recomendacién para este proyecto seria comparar el desempefio de los modelos y sus
resultados con respecto a un modelo con mismas caracteristicas pero simulando una
separacion en el fondo del pozo. Estableciendo de igual manera los tres pozos funcionando

con separacion debajo del agujero.
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6. Apéndice

Apéndice A
Informacién para el pozo A-16A
Tuberia para | Profundidad | Profundidad Diametro Tuberia para Diametro
aceite Vertical de Tuberia interior agua interior
Medida Vertical
(MVD) (TVD) (Prg) (pg)
(m) (m)
Riser de 600 600 6.5 Riser de 5.15
produccion ) ] produccion
(tirante de (tirante de (supuesto) (supuesto)
agua agua
supuesto) supuesto)
Tuberia 45 0 4.892 Tuberia 3.78
Tuberia 1105.8 1454 4.892 Tuberia 3.78
Tuberia 265.2 1631 4.892 Tuberia 3.78
Tuberia 224 1789 4.41 Tuberia 4335
Tuberia 15 1800.4 4.41 Tuberia 4.335
Tuberia 38 1834 3.92
Tuberia 36.7 1867.5 3.96
Tuberia 67.3 1927.8 3.96
Informacién para el pozo A-§R2
Tuberia Profundidad | Profundidad Diametro Tuberia para Diametro
para aceite Vertical de Tuberia interior agua interior
Medida Vertical
(MVD) (TVD) Pg (pg)
(m) (m)
Riser de 600 600 6.3 Riser de 5.15
produccion ) ] produccion
(tirante de (tirante de
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agua agua (supuesto) (supuesto)
supuesto) supuesto)
Tuberia 35 0 4.892 Tuberia 3.78
Tuberia 1069.3 1454 4.892 Tuberia 3.78
Tuberia 221.6 1631 4.892 Tuberia 3.78
Tuberia 197.8 1789 4.41 Tuberia 4.335
Tuberia 14.2 1800.4 4.41 Tuberia 4.335
Tuberia 42.07 1834 3.92
Tuberia 42 1867.5 3.92
Tuberia 422 1901.2 3.68
Informacién para el pozo A-23
Tuberia Profundidad | Profundidad Diametro Tuberia para 1D
para aceite Vertical de Tuberia interior agua
Medida Vertical (rg)
(MVD) (TVD) (P2
(m) (m)
Riser de 600 600 6.5 Riser de 5.15
produccion Produccion
(tirante de (tirante de (supuesto) (supuesto)
agua agua
supuesto) supuesto)
Tuberia 41 0 4.892 Tuberia 3.78
Tuberia 105 700 4.892 Tuberia 3.78
Tuberia 565 1100 4.892 Tuberia 3.78
Tuberia 1290 1745 441 Tuberia 4.335
Tuberia 500 1995 4.41 Tuberia 4.335
Tuberia 130 1834 3.92
Tuberia 128 1867.5 3.96
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Tuberia

36.6

1927.8

3.96

Tuberia

30

21573

3.68
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Apéndice B

Tabla 6-1: Esquema de la terminacion del pozo A-16A.

Existing; Completion
Schematic

: TEB/AA Date: 19.00.2000

| 01 Opr.Fn.Date: 24.07 1956

4 15m
Cescription Angle | Gomment
[oeg]
Q.00 T~ Upper Hanger
238] 4 778] 2 112" 208 805 Pup Jom
Q65| 6.124| T Lawer Hanger
1.23| 4 778 5 112 202 2D5 Pup Joim
481 69| 4 892| 5 1/2° 178 BOS Tubing
s21.18| s20 0] 1 47] 4 778] 5 w2 20% €DS Pug Join [
=] sz221| saeve]  171] 47705 12 20 Fow couping 101
| s24.0z| s2343] 092 4562 5 112" REH-2-0 Communicauen Nigple | 10.2
625 44| s2435] 1 70] 4 770 5 112 20# Flaw Couplng 102
s2714| se602]  1.08] 4778 5 12" 20% B8 Pug Joimt B
£282z| 52708 11.06] 4 892| 5 12" 17# BD3 Tubing 0.4
=40 16| 51083] 1 78| 47785 13- 208 GDS Pup Joun 0
s4104] naooo] 1 78] 4 7788 12 202 Fiow Coaping 1o
H_ saa72| 54231 270] 45625127 TRDR-E STAT D SCESY "
s4642| 54480  1.90] 4 778| 8 12" 20# Flow Couping 12
sag 22| s4e72]  11a] 47785 12" 20# BDS Pup Joint 113
. s40.26| s47.e6| 1366.25] 49825 122" 17# BDS Tubing 14
114 64] 1arn 2] 170] 4 778] 5 1z 20% 805 Pup Jomt 472
- 181640] 167631]  0.04] 4 771]5 112" 178 Gawgs Carar ars
1317.34] 1576 95] 1 77[ 47725 1/2" 20% BDS Pup Joint 47%
V919 11| *a7814]  1.68] 4778 5 iz 20% BDS Pup Jomt a7
1820 73| 1579.28] 1 51| 4 778 & 112" 20% Fow Coupling 475
[3) 1s2220] tsap30] 228 4 278[5 12 v 5 DS o 47%
192256] *58047]  118] 4 275 5 12% Flow Gaupling 473
182374 1589 27| 12a[ 4276[ 5 18# NSCT Pup Joit e
H 1 192501 1362 1a] 212 3a[ 4 410[ 5 158 BDS TenNg ars
213737 173225]  1.76] 4.276[ 5 18 NSCT Pup Joim 342
213613] 720 70] o se] 4278 ] 5 124 Flow Cauniing 340
oaid 714011] 1734 82] 18] 4125| & OB-1-E Shding Sieeve 13a
214148| 173567]  117] 4.278] 5 15% Fiow Coupting 337
714266] 738.6a] 1 16] 4 278] 5 138 NSCT Pup doint 115
21a3ez] s73761] 178 a.278( 5 138 NSCT Pup Joimt 33.4
21as60] 173200]  117[ 4.276] 5 122 Fiow Caupting 02
2146 77| 174008 324 4000[5 %20 FT OF Exp Joent WA 00D DE-6 | 330
Frol

215521 174720)  116] 4.278 [ 5 18 NICT Pup Joint ng
715637] 174818] 11.40| 4.410| & 15# 808 Tubmg a2
215777] 1757.85]  1.76[ 4.278[ 5" 158 NSCT Pup Jount 30.3
216053] 175047]  022] 3875| 5 AHA Stnger 300
2160 75| *750.68] 1 57| 3875|7 " x 3 718" HSF1 Packer 301
2171.32] rrenoz|  1.58] 4.278| 5 12 Millowt Extension 29.3
217291] 1782 40 0 30| 3833| 5 BDS x 4 172" TDS, X-over 297
s com 217221] s7e2e8] 1 30] 3 920]4 112* 12 52 TDS Pup Jsint 18
nrasi| rreazs|  1.24] 3.820( 4 172 13,55 Flow Coupling 295
2176 72] 1704 8|  0.45[ 3 413]4 172" DB-6 Landing Nipala 04
2178 17] 176523]  120] 3920(4 1127 1252 Flow Coupling 263
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Well: ND 34/10-A. 16 A (O Producer)

Existing: Completion

Prep. by: TER/AA Date: 12 08 2000

Compl.: | 00 Tub.inst.Oate: 10.11.1589 Schematic Rev.: |.01 Opr.FinDate: 24.07 1998
ang Symbo! Symhes MD [RKB)|  TVD| Lsngth 1D Description Angle | Commant
Era Top| [RKBI
Inty Imj [m] [m)] [inch] ]
2177 37| 1786 2a 1 28] 36202 122 13 5% TOS Pup somt 202
21T8.85| 176740 ©.39| 3,920 4 112" 13.52 TDY Tubng 281
2188 4] 1775 63 181] 36204 1/2° 13 5¢ TOS Pup sont 205
% 2180.85) 1777.22]  1.21] 3920]4 112" 13.5% Flow Counlng 283
( 2101 05| 177828)  ©30| 2607 | 4 172 DB-6 Lanaing Mpple 8.2
L 2191 58| 1778 72 1 20| 3020]4 1/2° 13 5# Fiow Couplsng 20.2
219276 1779.78|  1.30| 3.920 |4 12" 13.5% TDS Pup Jomt 281
L[ 2104 08) 170003  020[ 2020] 4 142 Wirehna Entry Gusda 26.8| Bimzy2104 25mMD|
— 222104 1804 88 1.28) 4000 |5 1/2° SC1AL TG-4TR40 27
E]
222232 1806 02|  1.45| 4 776 5 112" 20 Uppar Extansion 270
m 2233 77| 1BO7 31 050 44305 112" GP-Shaing Sieeve. 8040 20
2224.27] 1607.76|  0.45[ 4.000] 5 177" GF-Seal Bore Sub, 80-40 7.0
2224 72| 1808 16|  5.98| 4.400 | 5 Lower Extension 7.0
2230 70] @13 49|  0is| 3es0]5 LTE 5 4 2 TOS, Nover 264
2230 86| 1813 55| 64 16| 3960|4112 12 5% Blank Fips 26.9| Firacaie 3ey
1288.00 17.97 | 1983 | PES Model 'WR' Retnvalie Stracdle 51]';1.02305 iim
2255 pa| 1671 09 0 46| 3 500 | 5 Knock-out 1Solation vave 258
225550 1671.51 0.31] 3.947 | 4 172" MOD OFR 30SJ WiRelatch Pronie | 25.4
2205 81| 1871 78| 36 72( 4 000 | & 12" Bakerwala Beraen 25 2| S1racaie assy
PU—
rea sz Teey 2315.00 44.07| 1.005 | PES Model 'WR' Stracdle Bim. £02328.97TmMr]
2332 53] 160503  024] 2825]2 12 O-Ring Eral Sub 245
233277| 160525 1 57| 4000 | & 172" Bakerweld Sereen 225
1334 64| 1806.95 0.36] 3.675 |4 112" Snap Latch 244
2425 00] 1007 28 0 2s| 4.000] FAB 1 Retaines Predustion Batkar 24.4
AT
235000 192086 1.21) 4.000 |5 172" "FAB-1' Packer 354740 24.0
2351 21| 1022 08 176 4 778 | 6 112 Miliout Extension &0-40 K $H 240
235296| 1823.66|  0.34| 38605 1727 208 ¥ & 1727 12.68 New vam, 240
X-over
235330 102207  0&4] 2.058]40/2" 12 8¢ vam Top Pup Jomt 240
235004 102456 053] 3.437] 4 1027 "AOF" Lartiug Nippke 2.8
2364 57| 100613 3200|3054 4 12" 12 6% Vam Top Fup Jont 29
235786 1627.95| 053 3.212] 4 127 "AOF Landing Nippk 2.9
2358.20| 1928.53|  0.28( 3.920| 2 172" Wireline Entry Suide 23.9| BIM2356.57mMD)|
2374 00| 1942 92 1.21) 4,000 | § 172° "FAB-1" Packer 354740 2.5
23ra21) 1944 03 176 4778 | 5 112 Miloul Extension 5040 X 81 2.5
2378 90 104566  037] 3480)5 112 » 4" New Vam, X-over 24
237736| 104800  202( 2480)4 10.99 New Vam Pug Jaisl 24
237p 36| 1947 86|  052| 307Z| 4 "AOR" Landing Nipple 234
2380 00| 1048 43 023| 2480 | 4" Emry Guida W/FUI Mula Shoe 284
2380 23
Tk 2allw
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Tabla 6-2: Esquema de la Terminacion del pozo A-§R2.

Well: NO 24/10-4-8 (O Producer) Existing; Completion Prep. by: GK/TEE _Date: 21.09.2000
| Compl.: 100 Tub.inst.Date: 14.08 1950 Schematic Rev: 1.00_Opr.Fin.Date: 1406 1990
Y = Elran ke ekompielien g X
10| Descrigtion Angle | Comment
[anch] [Ceg]
34.35 34.35 0.75| 4.778| 5 112" 202 Tubing Hanger
[ 3510 3590|254 4.778| 5 2 20% BDS Fup Jont
A784) 3784 045 4.774] 5 1/2* 208 Tuinng Hanger

38.09| 3800 1139| 4 774| 5 1/2° 20¥ BDE Pup Jolnt
3048| 39.48| 43349|4 BIZ| 51/2° 179 BDS Tuting

53297 53296 141 | 4.774] 5 1127 20% BDE Pug uont a3
534.88| 53487 1.78| 4 778| 5 12" 208 Flow Counling [
53666 534.85 093] 4 582| 5 1/2” RH-4-D Communicalion Npple ]
537.58 §531.58 1.78] 4.77¢| 5 V12" 20% Flow Coupling 0.3

530.37] 53036 1.83| 4.774] § 112° 204 BDE Pup Joint 03
55242 55241 1.88) 4778 5 1/2° 208 BDE Puc Jont 04
564.30| 554.20 1.78| 4.778| 5 1/2° 208 Flow Coudling 0.4
1714.54 | 1617.53 1.73| 4.77¢&] 5 V2" 20% Flow Coupling 36.7
1716.27| 1616.92 Q.26 | 4.276| 5 112" x 5" BDE, X-avar 36.7
1717.70| 1620.06 120 4.276| 5 184 NSCT Pup Join! 3BT
- o 1716.80| 1621.03| 141,42 4.410| 5° 15# BOS Tubing *®7

1860 32 1735.18 185] 4 276| 5 188 NSCT Pup Jont 355
1862.17] 173869 1.18] 4.278| 5" 18% Flow Coupling 55
i 19Aa35] 173765 138] 4 125] 57 DB1-E Shng Sieeve 55
1804.73| 172677 1.7 4.276] 57 18% Flow Counling 355
136560| 1738.72 117| 4 J76| 5”18& NSCT Fup Jont 355
1467.07 | 174068 177 | 4.276| 5" 124 NSCT Pup Joint 355
196884 | 17£2.12 148 4 276] 5" 134 Flow Coupling 385
1a7002| 174308 845(4000[5 X 20 FTOPEsp Joisl W4 D0ODBE | 355
Profil
1976.48| 1748.33 1,01 4.278| 5 138 NSCT Pup Join! 358
1877.48] 174,15 1.87| 4.276| 5° 18% NSCT Pup Joint 356
1870.36| 1750.67 0.21] 3.875( 5" AHR Stingar 356
\a70.57| 1750.84| 1 57[ 3876| 77 x 37" HSP-1 Packer A8
1881 14 1752.12 159 4 276] 5 1% MMt Estensian 58
1882.73| 1753.41 0.30| 3.820( 5803 » 4 112 TDS. X-over 356
1833.03| V75366 108 3.820| & 172711 58 TDS ®up Jon! A5 5 | wiR A Tag
1854.91 | 175619 121 3.020] 4 412* 1358 Flow Couplng ELL]
1886.12] 175617 046 3 813] 4 112" DB-4 Lanuing Nippls 350

- Py pr——

138658 | 1756,54 1.18] 3 820( 4 1127 12 58 Flow Coupling 358
I i 1887.74 | 1757.49 1.51] 3.920| 4 1/Z"11.58 TDS Pup Joint 336

b Cewessvrs o mmm

I 54120 409 1122 4 892| 5 112" 178 BDS Tuding 03

E i 556.08| 558.07 2.72| 4.437| 5 V" TROP-5-RO 3CI3V 04
—

£5R.80| H58.79 176[4778] 5 112" 204 Flow Counlang 04

S6059| 568058 131 | 4.774| 5§ 12 20% BDE Pup Jont 04

58190( 56109 1146 52| 4.892| 5 12* 179 BDS Tuang 0z

170842 1642.62 2.03) 4.778[ § 172° 20# BDE Pup Jont 366

H . . 171046 1614 25 0 85| 4.778[ 5 172° Gaugs Mandrel 367

171110 1681477 160 4 778] 5 112" 209 BDE Pup Jont 8.7

171270 1616.05 1.04| 4.778| 5 112" 20% BDS Pup Joint 6.7

17168.53] 1619.12 117 | 4 27&| 5 18% Flow Couphng 367




Weli: ND 34/10-A -2 (Od Producer)

Existing; Completion

Prep. by: GK/TEE  Date: 21 DS 2000

Compl: 100 Tub Inst Date: 14 053 1950 Schematic Rev: 1.00_Opr FinDate: 1408 {940
MECENE MD[R<BI| TvO| Lenoh| (D] Desenption Angle | Cammant
Exira Top| [RKB|

- i ) il g meny [Dsg)
188065| 4750.04 17| 3020 4 1129413 58 TS Tubing B6
1900.82| 9768.12 1 88| 3.020] 4 112" 11 58 TDS Pup Joint LR )
T 1902 70| W769.65 121 3920| 4 1127 12 5% Flow Coupling e
18903.81| 9770.53 0.48 | 3.637| 4 1/Z" D65 Landing Nipple 359
1904.4D| 977103 1.21| 3.620 | 4 112" 13.58 Fliow Coupling 59
190561 T772.01 129 3020 & 172" 13 58 TDS Eup Jond 360

1906 82| 9772.98 0.35] 3520| & 112" 11,58 WL Guide W/Full Mule Shoe| 361 | Bimé@ 1907 17 milAD]
1937.83| 9797.96 1.52| 4.000| 5 1/2° Model 'SC-1L° GF Packer T082"40 %S
1939.35) 1799.18 1.48) 4778 5 112" 20# Upper Extension 368
194021] 1800.35|  051]4430] 5 112 GP-Sliging Sieeve, 80-20 66
1941.32] 16800.76 0.45 4.000| 5" GF-Seal Bore Sub, E0-40 6.6
1941.77| 9801.12 5098|4400 5" Lowar Extension 36.6
1947 75| 9805.92 022|3920| 5"BDS x 4 1/2° TDS, X-oves 68
1947.97| 9806.10 70.09 | 3.960 | 4 112" 12 &% Biank Pipe €8
2016 06| 2862.17 048 | 3200 | Knock-out isolation velve 4" IBROACHED)| 372
2016 54| 986255 Q.78 | 3.050 | 4" Shear Out Safety Joint 72
. 2010.30| w66a 16| 39 02| 3 548 ] & SimPark Scresn 20040 Bakeriond 72

AN b =zac ==

% Sy 2058.27) 9894.30 0.37) 3.200 | 4" O-Ring Seal Sub (2.38" EXF. 3.27 ra
2050.53| 7895.14 1.96 | 3.548 | 4" Sim-Pack 3creen 20040 ra

2001.39] #986.02] 01 3 112" Bakg Bull Py 373 | Bum@2001 £ MWD
2064.00f 9828.70 0.30 | 0.500 | Zonal Isotation Plug 3lze 40 MW HER 373

2084.30
L gwpss

81



Tabla 6-3: Esquema de la terminacion del pozo A-23.
Well:NO 24110-A-22(0i Froducer) | COMPLETION SCHEMATIC | Prep. by: TERELG Date: 18.38.1998
[ Compl.i 100 TublneuDate: 29 05 1838 | 2 1.00 CpeFinDate: 20 06 1988 |
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529.57 1167] 4.692)5 12" 178 DS Tukerg 147
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seEge|  sese 178] 47782 w1 208 Flew Cousing 152
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5539t| 55027 1s¢938| 4@m2|s 427 17EEDS Tubeg 154
250253 17277 178 4778] 5 12" 204 808 Py 1ot 540
| _¢] 25045 172873 172) 4778|5 W2° 204 Fiews Couplng §4.8
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R e ne| e s EE N T |
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Well: NO 34/10-A-23 (Ol Producer)

COMPLETION SCHEMATIC

G : 18.08 1988

Rev.: 1.00 FinDate. 29.06 1989
T Length 13 | Deserpron Amgle
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] Imi| jimch) Deal
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Apéndice C.

GAP

GAP es una herramienta para optimizacion de flujo multifasico, la cual modela el comportamiento
en superficie de las fases reuniendo una red de sistemas de produccion de un campo. Cuando se
llega a combinar con los modelos de programas como PROSPER y con modelos de yacimiento de
MBAL, se puede lograr una optimizacién completa de la produccion del campo y, al mismo tiempo
se obtienen prondsticos de produccién certeros. El programa GAP puede modelar sistemas de
produccion que contengan aceite, gas v condensado y ademas modela sistemas de inyeccion de gas

y agua.

Es una herramienta amigable la cual ademas permite el uso de interfaces e iconos para la
elaboracién de dibujos y sistemas de redes de produccién (iconos para colocar equipos como
separadores, cabezales, tuberias, nodos, etc.).

El mecanismo de optimizacion no lineal de GAP permite alojar gas para pozos que producen por
medio de inyeccién de gas o permite establecer estranguladores en la cabeza de los pozos para
pozos naturalmente fluyentes de tal manera que se maximicen producciones.

Optimizacion multi-pozo para redes de pozos productores con sistemas artificiales de prodiccion o
naturalmente fluventes:

s Modelos de sistemas de recoleccién en superficie con uniones.
s Sistemas de recoleccion de gas y condensado

s Redes

s Redes de inyeccion

s Modelamiento de sistemas de compresion.

s Modelamiento de sistemas de bombeo.

¢ Modelos de sistemas de recoleccion submarinos.

Optimizacion de sistemas de recoleccion:

Flujo Multifasico

s Separadores multiples.

e Un mimero ilimitado de nodos, pozos, yacimientos, etc.

s Estudios de optimizacion de campos con sistemas mixtos (ESP, GL, Bombeo Mecanico y
neumatico, PCP).

Optimizacion de prondsticos de produccion.

Estudios de Aseguramiento de Flujo en Tuberias

Administracion de Yacimientos

s Modela el desempeiio de sistemas de inyeccion, utilizando MBAL u otro modelo numeérico
de yacimientos.

¢ Sugiere diferentes opciones de estranguladores de Flujo en cabezales para alcanzar los
objetivos de produccion establecidos
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