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RESUMEN

TITUTLO: EVALUACION DE LA FACTIBILIDAD TECNICA — PRESUPUESTAL PARA LA
OPTIMIZACION DE PROCESOS EN LAS FACILIDADES DE PRODUCCION DE LA ESTACION
DE RECOLECCION Y TRATAMIENTO DE CRUDO NO. 2 (ERTC-2) DEL CAMPO CASABE.*

AUTOR: JHONATAN ALEXANDER TORRES RODRIGUEZ.**
PALABRAS: BSW, arenamiento, tratamiento, fluido, estacion, quimicos, separador.

La estacion de recoleccién y tratamiento de crudo No.2 (ERTC-2) del Campo Casabe, ha venido
presentando algunos problemas operacionales relacionados con los altos volimenes de agua y
con los problemas de arenamiento asociados a los fluidos producidos. Actualmente, los equipos
de superficie manejan este tipo de fluidos para su tratamiento pero no cuentan con las condiciones
operativas necesarias para su debida separacion, lo que no permite que los fluidos cumplan con
las condiciones de requerimiento de entrega.

Esta investigacion tiene como objetivo hacer un diagnéstico de las condiciones de operacion
actuales con el propésito de verificar cual es el mayor problema presentado en los equipos, y asi
verificar nuevas alternativas, incluyendo las tecnologias presentes en el mercado, con el fin de
proporcionar una nueva mejora para la separacion del fluido, para lo cual se realizara una
verificacion técnica de los equipos actualmente instalados con el fin de revisar si se observa
mejora en los procesos con la implementacion de los equipos propuestos.

Por ultimo, se planteé una evaluacién presupuestal de la propuesta incluyendo los costos actuales
que se registran en la estacion, lo cual es un factor muy importante en la evaluaciéon de proyectos
para determinar su factibilidad. Este estudio puede ser un punto de partida para la optimizacién de
los procesos de separacién de los fluidos en la estacion.

* Trabajo de grado
** Facultad de ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de ingenieria de petréleos. Director M.sc.
Edison Odilio Garcia Navas. Codirector Ing. Sandra Fabiola Rodriguez Blanco.
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ABSTRACT

TITLE: EVALUATION OF THE TECHNICAL-BUDGET FEASIBILITY FOR OPTIMIZATION OF
PROCESSES IN PRODUCTION FACILITIES OF THE COLLECTION AND TREATMENT
STATION OF OIL NO_2 (ERTC-2) FROM CASABE FIELD®

AUTHORS: JHONATAN ALEXANDER TORRES RODRIGUEZ**
KEY WORDS: BSW, screenout, treatment, fluid, station, chemicals, stripper.
DESCRIPTION:

The collection and treatment station of oil No.2 (ERTC-2) from Casabe field, has been presenting
some the problems associated to high water volumes and with sanding problems associated to the
produced fluids. Actually the surface equipment is handling those kind’s of fluids for its treatment
but don’t have the necessary operational conditions for it is appropriate separation, it which does
not allow that the fluids accomplish the required delivery conditions.

This investigation aims to make a diagnosis of the current operation conditions in order to see
which is the biggest problem presented in equipment to verify a new alternatives, including
technologies on the market, in order to provide a new improvement for fluid separation, for which
will make a technical verification of the equipment currently installed in order to check whether
improved is performed with the new implementation of the proposed equipment.

And finally, a budgetary evaluation of the investigation was used including current costs that are
recorded at the station, it which is a very important factor for the projects evaluation to determine its
feasibility. This study can be a starting point for the optimization of the fluids separation at the
station.

* Draft Grade
** Physicochemical Faculty of Engineering, School of Petroleum Engineering; Director: M.Sc.
Edison Odilio Garcia Navas; Codirector: Ing. Sandra Fabiola Rodriguez Blanco.
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INTRODUCCION

La siguiente investigacion tiene como objetivo principal, desarrollar una
evaluacion de la factibilidad técnica y presupuestal para la optimizacion de los
procesos existentes en la estacion de recoleccién y tratamiento de crudo no.2 del
Campo Casabe, en donde actualmente se presentan problemas operativos en el
tratamiento de los fluidos producidos debido al incremento en la produccion de
arena y a los altos cortes de agua, lo que ocasiona problemas por emulsiones,
disminucién en los tiempos de residencia de los equipos y por ende menor

eficiencia en la separacién de los fluidos.

Posteriormente, es necesario realizar un estudio técnico de los principales
procesos de separacion de la estacion, con el fin de mejorar los procesos de
separacion y tratamiento de los fluidos, cumpliendo con los parametros
establecidos para cada proceso existente, lo cual permitira ademas, revisar la
oportunidad de disminuir los costos por tratamiento quimico, los cuales han
venido incrementando en los Ultimos tiempos, todo esto con el objeto de
puntualizar si es técnicamente factible la implementacion de un nuevo equipo para

el manejo de fluidos con altos porcentajes de BSW.
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1. MARCO TEORICO

En este capitulo se dardn a conocer algunos aspectos tedricos sobre los
principios de funcionamiento de cada uno de los procesos que tienen relacion con
esta investigacién, los cuales nos permiten entender el funcionamiento y

compresion de la separacion de los fluidos dentro de la estacion No. 2.

1.1. PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS PRODUCIDOS

El petréleo es un liquido de inicio fésil, que esta situado en arenas subterraneas a
miles de pies por debajo de la superficie, donde es una mezcla de hidrocarburos
compuestos, los cuales estan conformados por carbono e hidrogeno (Tabla 1), en
su mayoria parafinas, naftenos y aromaticos. Junto con cantidades variables de

derivados saturados homadlogos del metano (CH4), su formula general es CnHzn+2.

Parafinas: CnHzan+2.
Nafténicos: CnHzan+4.
Aromaticos: CnHzn+6.
Asfalticos: CnHzn+s.

Composicion elemental aproximada del petréleo.!

Tabla 1. Composicion del petréleo Figura 1. Composicion
Azufre Otros
Hidrogeno
Carbono 76 — 88
Hidrogeno 10-15
Azufre 0-2
Nitrégeno 0,2

Fuente: Ecopetrol S.A. (modificado)

1 NEWBERY, J. A., SOLANAS, F. E., HERRERO, F., & THIERRY, J. C. (2007). El petr6leo (p.
380). Ediciones Coihue SRL.
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1.1.1. Propiedades fisicas del petroleo.

v' Coloracién: El color del petréleo varia del amarillo al negro y rojo pardo,
siendo las clases mas oscuras y proviene de los productos oxidados y
sulfurados. Los aceites de bajo peso especifico son amarillos, los medianos
son de resina, y los aceites mas pesados son oscuros. Por luz reflejada, el
aceite crudo es usualmente verde, debido a la fluorescencia, el color depende
de su estructura molecular.

v' Olor: Los aceites no saturados dan olor repugnante, debido al acido
sulfhidrico (H2S) y otros compuestos como el azufre. Los crudos tienen olor
aromatico como el de la gasolina, del querosene u otros derivados. En otros
aceites el olor puede variar, dependiendo de la cantidad de hidrocarburos
livianos y de las impurezas.

v' Peso especifico: Los aceites son mas liviano que el agua. Su densidad es
afectada por factores fisicos y por la composicion quimica del aceite. Entre
0,75y 0,95 Kgr. /It. Aumenta con el porcentaje de asfalto.

v' Viscosidad: Es la medida de la tendencia a fluir que se manifiesta como la
relacion existente entre el esfuerzo cortante y el gradiente de velocidad. Es
usualmente el tiempo necesario para que un volumen dado de aceite, a una
temperatura definida, fluya a través de un pequefio orificio.

v' Solubilidad: Es insoluble en agua, sobre la cual flota por su peso especifico
menor. A esto se debe su peligrosidad cuando se derrama en los puertos, o
cuando es necesario combatir incendios en los tanques de almacenaje. Es

soluble en benceno, éter, cloroformo, y otros solventes organicos.?

1.1.2. Clasificacién del petroleo

Los tipos de petréleo pueden ser determinados de distintos modos en funcién al

criterio que se desee considerar como predominante, siendo los mas comunes:

2 CERUTTI, A. A. (2001). La refinacion del petréleo Tomo I, (p. 128).
17



v' Gravedad especifica

El petréleo o aceite crudo se describe como una sustancia que se origina de
manera natural en la tierra la cual esta constituida por una mezcla de compuestos
quimicos constituidos por carbén e hidrogeno, con o sin otros elementos no

metélicos como el azufre, el oxigeno, nitrégeno, etc.

La densidad, la gravedad o los grados API, denota la relacion correspondiente de
peso especifico y de fluidez de los crudos con respecto al agua. La ecuacion
general de API es la siguiente:

1415 Ec. (1)

Gravedad especifica = 1315 + °4P]

La clasificacién de los crudos por rango de gravedad °API utilizada en la industria
de los hidrocarburos, a 15,5 °C (60°F): (Tabla 2)3

Tabla 2. Clasificacion °API de Petrdéleo - Crudo

Super livianos 40 < °API
Liviano 40 > °API > 31,1
Mediano 31,1 >°AP1>223
Pesado 22,3 >°API > 10
Extra pesado o Bitimenes °API <10

Fuente: Valdez Salas, B.

v Contenido de azufre

El azufre esta naturalmente presente en el petroleo crudo. Si este no es eliminado
durante los procesos de refinacion, contaminara a los combustibles que se

produzcan. El contenido de azufre permite visualizar dificultades en el

3 VALDEZ SALAS, B. (2006). Tecnologia en la UABC (p. 200). UABC.
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cumplimiento de especificaciones de productos y de emisiones a la atmosfera, ya
que se necesita disponer de unidades de tratamiento para cumplirlas, ademas es
dafiino para algunos catalizadores. También permite visualizar si la metalurgia de

la planta es la adecuada para procesarlo.*

Petréleo dulce

Contiene < 0.5% de azufre.
Es un petréleo de alta calidad.
Usado para ser procesado como gasolina.

Petréleo medio
Azufre > 0.5y < 1% de azufre.

Petréleo agrio
Contiene > 1% de azufre.
Su costo de refinamiento es mayor.

Usado mayormente en productos destilados.

v' Composicién del crudo

El analisis SARA es una prueba composicional, que se desarrolla en base a la
polaridad y solubilidad del crudo, normalmente sobre fracciones pesadas,
mediante la cual es posible conocer el porcentaje en peso de la cantidad de los

compuestos saturados, aromaticos, resinas y asfaltenos presentes en la muestra.

El andlisis SARA es util para conocer cual o cuales fracciones pueden precipitar
como solidos organicos en el yacimiento, en el proceso de produccién desde

fondo a superficie, lo cual causa grandes problemas y obstruccion del flujo.

La cromatografia liquida esta precedida por una precipitacion de los asfaltenos y

después se aplica la cromatografia a los maltenos o resinas. La separaciéon entre

4 CARRILLO ROJAS, S. P. (2007). estudio y evaluacion de las facilidades de superficie para
optimizar el sistema de venteo de gas en la estacion villano a de agip oil ecuador b.v. Escuela
politécnica nacional. (p. 89)
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hidrocarburos saturados y arométicos no plantea ningun problema, debido a su
diferente caracter quimico, el revés de lo que ocurre entre hidrocarburos

aromaticos y resinas

En el cromatograma no aparece una division neta entre los aromaticos y resinas.
El rendimiento de cada una de las fracciones dependerd de su respectivo
volumen en retencién, que dependera a su vez del adsorbente elegido y por el
poder de elusion o no eficacia de los disolventes. Al no disponer actualmente de
normas precisas para eéste método, existe gran diversidad, asi como
comparaciones aleatorias entre diferentes laboratorios. Sin embargo, para un
mismo equipo de trabajo y con las variables cromatograficas fijas, los analisis
SARA se realizan muy a menudo para caracterizar cargas pesadas o hacer un

seguimiento de su conversion.®
A continuacion se muestra una breve descripcidén de cada grupo.

Saturados

El término saturado significa que la molécula contiene el nUmero maximo de
atomos de hidrégeno capaz de contener. Estos hidrocarburos son aceites claros,
no polares constituidos por hidrocarburos alifaticos lineales o con cadenas
laterales alifaticas y arométicas. El rango de peso molecular medio esta

comprendido entre 300 y 2.000.

Aromaticos

Son hidrocarburos ciclicos poliinsaturados que estan presentes en gran
proporcién en el petréleo crudo, generalmente son liquidos viscosos de color
marron anaranjado. Sus usos son muy variados y dependen de la sustitucion de

los hidrogenos en el anillo aromatico. Asi, los compuestos como benceno,

5 CRISTANCHO VELASCO, D. M., & HOYOS ROMAN, J. M. (2008). procedimientos
metodologicos para la caracterizacion de fluidos de campos maduros. aplicacion a los fluidos del
campo colorado (p. 177). Universidad Industrial de Santander.
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tolueno, y xileno son materias primas fundamentales de la petroquimica (ademas
contribuyen igualmente a aumentar el nimero de octano de las gasolinas), pero a
medida que aumenta la complejidad de las sustituciones, aumentan los problemas
gue estos compuestos causan tanto al medio ambiente, como al deterioro de la

actividad de los catalizadores por su capacidad de formar coque.

Resinas

Son moléculas con un fuerte caracter aromético, al igual que los asfaltenos tienen
una elevada proporcién de hidrégeno y carbono, contienen pequefias cantidades
de oxigeno, azufre y nitrégeno. Son sdlidos negros, brillantes, quebradizos y su
naturaleza es muy polar. Las resinas constituyen el componente polar no volatil

del petréleo, que es soluble en n-alcanos e insoluble en propano liquido®.

Asfaltenos

Son un grupo de hidrocarburos del petréleo que contienen diferentes proporciones
de nitrégeno, azufre y oxigeno, conformados por diferentes estructuras unidas por

cadenas de hidrocarburos de longitud variables.

Los asfaltenos causan diversos problemas relacionados con la extraccion, el
transporte y el procesamiento de petréleo, debido a que se incrustan en los
espacios porosos del yacimiento, en las paredes de las tuberias de extraccion y
transporte, dificultando su libre movimiento. Ademas cuando un crudo presenta
concentracion elevada de estos compuestos, aumentan los costos para su

refinacion y disminuye su aprovechamiento econdémico en general.

1.1.3. Gas natural

El gas natural es un combustible que se adquiere de rocas porosas donde es una

mezcla de metano y del hidrocarburo mas ligero, donde el metano y el etano son

6 VARGAS PATINO, G. E. (2011). Prediccion del analisis SARA de fondos de vacio colombianos
utilizando espectroscopia fotoacUstica en la region del infrarrojo medio por métodos
guimiométricos (p. 99). Universidad Industrial de Santander.
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los componentes que se halla en mayor proporcién y en menor proporcién por
propano, butanos, pentanos e hidrocarburos mas pesados. Se forma en el
subsuelo creando depésitos de gas libre o asociado al petroleo En otras
ocasiones, procede de pozos que producen gas y petréleo condensado, o de
pozos que tan solo contienen gas. Ademas el gas puede adquirir pequefas
cantidades de otros gases como el diéxido de carbono, nitrégeno, vapor de agua,
sulfuro de hidrogeno, etc. La tabla 3 muestra algunas especificaciones técnicas

del gas y la definicidon por cada uno de sus productos.

Tabla 3. Especificaciones técnicas

Méaximo poder calorifico bruto (GHV) 1150 BTU/ft3
Minimo poder calorifico bruto (GHV) 950 BTU/ft3
Contenido de liquido Libre de liquidos
Contenido total de H2S maximo 0,25 grano/100PCS
Contenido total de azufre maximo 1 grano/100PCS
Contenido CO2 méaximo en % volumen 2%
Contenido N2 maximo en % volumen 3%
Contenido de interés maximo en % volumen 5%
Contenido de oxigeno maximo en % volumen 0,10%
Contenido maximo de vapor de agua 6 Lb/MPCS
Temperatura de entrega maximo 120°F
Temperatura de entrega minimo 45°F
Contenido maximo de polvos y material en 0,7 grano/1000PC
suspensiéon

Fuente: Ecopetrol S.A

Tipos de gas natural

El gas natural se puede encontrar dentro de las facilidades de produccion antes

de su procesamiento de separacion como son:
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v Gas humedo

Se nombra asi al gas por sus condiciones en estado gaseoso dentro del
yacimiento y cuando llega a condiciones de superficie se separa de la fase liquida,
también es conocido gas humedo por cierta cantidad de hidrocarburo liquido en
su composicion. Con posterioridad, generalmente exhiben el fendmeno
denominado condensacion retrograda, 0sea la formacion de condesado en el
yacimiento debido a su reduccion de la presion y temperatura. Si la temperatura

es constante, se denomina condensacion retrograda isotérmica.

v Gas libre

Cuando se habla de contenido de gas en un yacimiento de petrdleo, por lo
general cierta cantidad se encuentra en solucion en el aceite y cierta cantidad
como gas. El gas que existe como tal en el yacimiento, es denominado gas libre.
Esto ocurre, por consiguiente, cuando los yacimientos se encuentran saturados,
es decir, su presién permanece debajo de la presién de punto de burbuja y la
saturacion de gas asciende de tal manera que supera la saturacion critica donde

permite la formacién de la capa de gas.

v Gas saturado

Es el gas que contiene la maxima cantidad de vapor de agua a una presion y
temperatura especifica. En la industria del gas normalmente se expresa en libras
de agua por millbn de pie cubico de gas despachado o transportado (Ib
H20O/MMPCS). El poder calorifico calculado sobre la base del gas saturado es
menor que el correspondiente para gas seco o parcialmente saturado, debido al
desplazamiento en volumen de gas combustible por vapor de agua en el sistema
de medicién. Igualmente, el poder calorifico a condiciones de saturacion y una

misma temperatura, sera mayor en la medida en que la presién aumente.

23



v' Gas acido o agrio

Al H2S y al CO2 se les denomina gases acidos del gas natural. En muchos
campos de donde es extraido el gas natural con la presencia de estos
compuestos es elevada, los cuales le dan la denominacion de “amargo”. El acido
sulfhidrico, también conocido como sulfuro de hidrogeno, tiene la caracteristica de
tener un desagradable olor y ser muy toxico. Cuando es separado del gas natural
mediante el proceso de endulzamiento, es enviado a plantas recuperadoras de
azufre en donde es vendido en forma liquida para sus diversos usos industriales

(produccion de polvora o usos meédicos).

Por su parte el dioxido de carbono es un gas incoloro e inodoro, que a
concentraciones bajas no es toxico pero en concentraciones elevadas incrementa

la frecuencia respiratoria y puede llegar a producir sofocacién.

El diéxido de carbono es soluble en agua y la solucion resultante puede ser 4cida
como resultado de la formacién de acido carbonilo.

v' Gas seco

Su principal componente de este gas es el metano (generalmente mas del 90%).
Puede venir de yacimientos de gas seco que se le puede denominar también gas
no asociado, este gas proviene de un tratamiento, en donde se extrae cierta

cantidad de sus productos mas pesados en forma liquida.’

1.1.4. Aguade formacion

El agua de formacion o el agua producida, esta naturalmente debajo de la
superficie y sale desde el yacimiento con el aceite, es salada y aceitosa, con

compuestos inorganicos disueltos, escamas, bacterias y variedad de sustancias

7 PABON DULCEY, M & QUIROGA JORDAN, E. (2008). Disefio de las facilidades de superficie
para la captacion y distribucién del gas producido en un campo practico (p.117). Universidad

Industrial de Santander.
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toxicas radiactivas naturales, donde su produccién es inherente, constituyendo en

el fluido de mayor produccion a lo largo de la vida de un pozo.
Principales componentes de las agua de formacion:

v Sales: Las sales y metales presentes dependeran de los suelos y podran
aparecer diferentes tipos de lesiones. Las de cianuro pueden producir muerte
inmediata, y si no es una dosis muy alta pueden sufrir de dolores de cabeza
intensos, sabor amargo, pérdida del olfato y el gusto, mareos y vomitos, dificultad
respiratoria, angustia, convulsiones, pérdida de conocimiento. Otros derivados
son muy irritantes de piel, 0jos y vias respiratorias.

v' Gases: Disminuyen la posibilidad de vida de los peces en el agua, lo que
aumentara la desnutricion de la poblacion de la zona. (Los principales gases son:
Mondxido de carbono (CO), Diéxido de carbono (CO2), Acido Sulfhidrico (SH2)).

v’ Metales pesados: Se acumulan en peces y moluscos y pasan a la cadena
alimenticia, al consumirlos se acumulan y pueden producir intoxicacion cronica.
Su concentracion debe ser inferior a 1 mg/l. (los principales metales pesados son:
Bario, mercurio, arsénico, selenio, antimonio, cromo, cadmio, cobalto, plomo,
manganeso, vanadio, zinc.)

v/ Hidrocarburos aromaticos: Son muy téxicos, cancerigenos y productores
de malformaciones. Se recomienda ausencia. (Los principales hidrocarburos
aromaticos presente en las aguas residuales son: Benceno, Xileno, Tolueno.)

v/ Hidrocarburos policiclicos: Son fuertemente irritantes para la piel,
pueden producir cancer de piel, de testiculos y de pulmones. Por su alto riesgo de
producir cancer la tolerancia es 0. (Los hidrocarburos policiclicos son

principalmente: Antraceno, pireno, fenantreno, benzopirenos.®

8 CALAO RUIZ, J. (2007). Caracterizacion Ambiental de la Industria Petrolera: Tecnologias
Disponibles para la Prevencion y Mitigacion de Impactos Ambientales. Universidad nacional de
Colombia sede Medellin.
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Propiedades de interés de las aguas de formacion:

El objetivo de llevar a cabo pruebas de laboratorio a las aguas de formacion, es el
de conocer las propiedades fisicoquimicas de las mismas para su posterior
tratamiento.

v pH: Es la medida de la relativa acidez o alcalinidad del agua. Es un factor
muy importante en muchos procesos y tiene mucha influencia en la tendencia
incrustante o corrosiva del agua. El pH es extremadamente importante debido a
que si el pH es bajo (més &cido) la corrosividad aumentara. Muchas aguas de
formacién tienen un pH entre 4 y 8. H2S y CO2 son gases “acidos” y que tienden
a bajar el pH del agua (hacerla mas acida) cuando se disuelven en el agua. Esta
prueba se realiza mediante el Método electrométrico, utilizando un pH metro
electrénico y tomando la lectura del pH arrojada por este.

v  Alcalinidad: Se define como la cantidad de iones en el agua, que
reaccionaran para neutralizar a los iones hidrégeno, también puede ser definida
como una medida de la capacidad del agua para neutralizar acidos o la capacidad
del agua para aceptar protones. La alcalinidad puede ser causada por diferentes
iones, pero usualmente se atribuye a los iones bicarbonato, carbonato e hidréxido.
La prueba se basa en la determinacién del contenido alcalino de una muestra por
titulacion con una solucion estandar de acido sulfarico, utilizando fenolftaleina
como indicador alcalino y metil naranja como indicador acido.

v Dureza: Es la suma de todos los cationes metalicos que no sean Sodio y
Potasio, presentes en el agua en forma de: Carbonato, Bicarbonato, Sulfato y
Cloruro, expresados como Carbonato de Calcio. Debido a que los mayores
componentes son los cationes Calcio y Magnesio, generalmente toda la dureza se
considera debida a estos dos iones. La dureza es un término que se utilizaba para
calificar a aquellas aguas que generalmente requerian cantidades considerables
de jabon para producir espuma. La dureza es causada por los cationes divalentes
metalicos que son capaces de reaccionar con el jabon para formar precipitados y

con ciertos aniones presentes en el agua para formar costras. La dureza es la
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solucién tanto de sales de calcio como de magnesio en forma de cationes y
aniones, generalmente la dureza se ha expresado en funcion del carbonato de
calcio (CaCO3)

v Oxigeno disuelto: La determinacion esta basada en la absorcion de
Oxigeno por un precipitado floculento de Hidréxido Manganoso, formado por la
reaccion entre el sulfato manganoso y el yoduro de potasio alcalino. El oxigeno
reacciona con el hidréxido manganoso para formar hidréxido manganeso. La
adicion de acido sulfurico libera una cierta cantidad de Yodo, en proporcion
directa a la cantidad de oxigeno adsorbida. El yodo libre se titula con una solucion
de Tiosulfato de Sodio en presencia de almidén como indicador. La desaparicion
de la coloracién azul (Reaccioén del Yodo con el Almidon) se toma como Punto
Final de la titulacion.

v/ Sulfuro de Hidrégeno: El sulfato presente en el agua puede ser reducido
a sulfuros (S-2) y a sulfuro de hidrogeno (H2S) por las bacterias en condiciones
anaerobicas. ElI H2S se formara con el H producido por la superficie del metal
corroido. La prueba esta basada en la adicion de una solucion estandar de Yodo
a una muestra que contiene Sulfuro de Hidrégeno. El Yodo es reducido en
proporcién a la cantidad de H2S presente en la muestra y el Yodo residual se
titula con una solucién estandar de Tiosulfato de Sodio, en presencia de almidén
como indicador.

v  Di6éxido de Carbono Libre: La prueba que esta basada en la titulacion de
una muestra de agua con una solucion estandar de Carbonato de Sodio en
presencia de fenolftaleina como indicador. El CO2 libre reacciona con el Na2CO3
para formar HCO3- , el cual es incoloro a la fenolftaleina. Cualquier exceso de
Na2CO3 desarrollara coloracion rosada tenue, la cual se toma como punto final
de la titulacion.

v/ Turbidez: La turbidez en el agua es causada por la materia sélida formada
en su mayor parte por solidos suspendidos y materia coloidal, tales como arcillas,
materia organica e inorganica finamente dividida, plancton y otros organismos

microscopicos. Uno de los métodos analiticos empleados para la medicion de
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turbidez es el de interferencia luminosa (turbidimetro), en cuyo caso la unidad de
turbidez se denomina NTU.?

1.2. EMULSIONES

El agua y el aceite es basicamente inmiscible, por lo tanto, estos dos liquidos
cohabitan en dos fases distintas, uno de los cuales esta esparcido como gotas en
el otro liquido y la estabilidad de dicho sistema puede alterarse por medio de
agentes activos de superficie.

1.2.1. La formacién de las emulsiones

Las emulsiones de aceite y agua son dispersiones de gotas de agua en el aceite
(fase interna); el petréleo presente como fase continua (fase externa) y el agente
emulsificante que estabiliza la dispersion. Este tipo de emulsién es el mas comudn

en la industria petrolera. Rara vez se encuentra la emulsion inversa.

Figura 2. Esquema de una emulsion

= ontinua (petroleo)

| Fase dispersa (agua)

Fuente: El autor

9 ARAMBURO, D., & ALDANA, H. (2011). Investigacion orientada hacia el andlisis y tratamiento de
aguas de formacion en los pozos petroleros. (p. 10)
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Existen tres requisitos para formar una emulsion:

v Dos liquidos inmiscibles.
v Suficiente agitacion para dispersar los liquidos en pequefias gotas.

v" Un agente emulsificador para estabilizar las gotas dispersas.

1.2.2. Tipos de emulsiones

En la mayoria de los casos en los cuales se hace una emulsion con dos liquidos
inmiscibles, uno de los liquidos es una fase acuosa (agua) y el otro una fase

aceitosa (crudo).

v' Emulsiones de aceite en agua (O/W): se refieren a aceite disperso en el
agua. Esta es la emulsion normal para todas las aplicaciones con
excepcion de la produccion del petrdleo, en la cual se denomina emulsion

inversa.

v' Emulsiones de agua en aceite (W/O): se refieren a agua dispersa en el
aceite. Esta es la emulsion normal para los petroleros e inversa para las

demas aplicaciones.

v' Emulsion mudltiples (W/OW u O/W/O): Emulsiones del tipo (O/W/O) se
refieren a emulsiones consistentes en gotas de aceite dentro de gotas de
agua que estan dispersas en fase continua de aceite. Las emulsiones
(W/O/W) tienen gotas de agua dispersas en gotas de aceite que a su vez

estan dispersas en fase continua de agua.®

10 KANICKY J. R. LOPEZ MONTILLA, J. C. PANDEY, S. SHAN, D. O. 2001. “Surface Chemistry in
the Petroleum Industry. In Handbook of Applied Surface and Colloid Chemistry”. New York, USA.
John Wiley & Sons.
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Figura 3. Tipos de emulsion

Emulsién de agua en Emulsién de crudo Emulsién dual
crudo (W/0) en agua (0/W) (w/o/w)

Fuente: Ken Arnold y Maurice Stewart, modificado.

1.2.3. Agente emulsificante

Para crear una emulsion es necesario, ademas del agua y el aceite, la agitacion y

la representacion de un agente emulsificante que estabilice la mezcla.

Los agentes emulsificadores son numerosos y pueden ser clasificados de la

siguiente manera:

v' Compuestos naturales de superficie activa tales como asfaltenos y resinas
conteniendo 4&cidos organicos y bases, acidos nafténicos, &cidos
carboxilicos, compuestos de sulfuro, fenoles, cresoles y otros surfactantes
naturales de alto peso molecular.

v' Sdlidos finamente divididos, tales como arena, arcilla, finos de formacion,
esquistos, lodos de perforacion, fluidos para estimulacion, incrustaciones
minerales, compuestos de corrosion (por ejemplo sulfuro de fierro, éxidos),
parafinas, asféltenos precipitados. Los fluidos para estimulacién de pozos
son notablemente efectivos para formar emulsiones muy estables.

v" Quimicos afadidos tales como inhibidores de corrosién, biosidas,
limpiadores, surfactantes y agentes humectantes.

Por definicion una emulsion dura es muy estable y dificii de romper,
principalmente porgue las gotas dispersas son muy pequeifias. Por otro lado, una
emulsion suave o dispersién es inestable y facil de romper. En otras palabras,
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cuando un gran nimero de gotas de agua de gran diametro estan presentes, ellas

a menudo se separan facilmente por la fuerza gravitacional.

La cantidad de agua remanente emulsificada varia de <1 a >60 % volumen. En
los crudos ligeros (>20 °API) las emulsiones contienen tipicamente de 5 a 20 %
volumen de agua, mientras que en los crudos pesados (<20 °API) tienen a
menudo de 10 a 35 % de agua, tal como puede observarse en la figura 3. La
cantidad de agua libre depende de Ila relacion agua/aceite y varia
significativamente de un pozo a otro. En este trabajo, la palabra “agua” significa

agua producida y es una salmuera conteniendo cloruro de sodio y otras sales.!?
De acuerdo con su carga, los tensoactivos se clasifican en:

v" No ibnicos: No se disocian en el agua (poliglicoles, esteres de acidos
grasos, lecitina).

v Anibnicos: Presentan una carga negativa al disolverse en agua (estearato
de sodio, laurato de potasio).

v/ Catidnicos: Presentan una carga positiva al disolverse en agua (sales
cuaternarias de amonio, hidrocloruros de aminas).

v' Anféteros: Tienen capacidad para formar un ion tensoactivo con cargas
tanto negativas como positivas, segun el pH. En pH acido se comportan

como cationicos. En pH basico, como Anidnicos.

1.2.4. Estabilidad de la emulsién

Desde un punto de vista termodinamico una emulsién es un sistema inestable.
Esto es porque la tendencia natural de los sistemas liquidos-liqguidos es a

separarse y reducir su area interfacial y por ende su energia interfacial.

11 BERGER, BILL, (1992) D. Petréleo Moderno, un Manual Basico para la Industria, Tercera
Edicion, (p. 578).
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Las emulsiones producidas en campo se pueden clasificar de acuerdo a la
estabilidad en:

v' Emulsiones débiles: Son aquellos que se separa en cuestibn de unos
minutos. El agua separada se hace referencia en algunas ocasiones como
agua libre.

v Emulsiones medias: Se separa en cuestion de aproximadamente 10
minutos.

v' Emulsiones fuertes: Se separa en cuestion de horas o incluso dias.

Las emulsiones se considera especial por su dispersion coloidal liquido en liquido.
Su estabilidad cinética es una consecuencia de su pequefio tamafio de gota y la
presencia de una pelicula interfacial alrededor de gotas de agua. La estabilidad de
la emulsion cinética se obtiene mediante agentes estabilizantes (o emulsionantes)
que podria ser de origen natural en el crudo-aceite (por ejemplo los asfaltenos) o

se aflade durante la produccion (por ejemplo, los estimulantes quimicos).

v" Pelicula interfacial

Como se mencioné anteriormente, las emulsiones son estabilizadas por peliculas
que forman alrededor de gotas de agua en la interfase aceite-agua. Estas
peliculas son creadas como el resultado de la adsorcién de moléculas polares de
alto peso molecular que es interfacialmente activa. Estas peliculas mejoran la

estabilidad de la emulsion por:

a) Reduciendo la tension interfacial

b) Aumentando la viscosidad interfacial.

Las caracteristicas de las peliculas interfaciales son una funcién del tipo de
petréleo crudo (asfaltico, parafinico), la composicion y el pH del agua, la
temperatura. Existe una buena correlacion entre la ocurrencia de la pelicula

interfacial incompresible y la estabilidad de la emulsion.
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v Factores que afectan la estabilidad*?

Los factores mas importantes que afectan la estabilidad de la emulsion son:

Fraccion pesada en petrdleo crudo

Ahora esta bien conocido que los emulsionantes que ocurren naturalmente se
concentran en el punto alto de ebullicion. Estos incluyen los asfaltenos, resinas y

acidos organicos solubles en aceite.

Los asfaltenos tienen propiedades tensioactivas que los hacen buenos
emulsionantes. La acumulacion de asfaltenos en la interface da como resultado
en la formaciéon de una pelicula rigida. Los asfaltenos estabilizan las gotas de
agua como se muestra en la figura 4. Para que dos gotas coalescan debe hacer
dafio o ruptura de la pelicula interfacial la presencia de asfaltenos puede retardar

naturalmente el dafio de esta pelicula.

Figura 4. Mecanismos de estabilizacidén por asfaltenos

AT - 'i"‘i
N . — L
\ A N

Gotas de Asfaltenos Asfaltenos estabilizan la
agua gota de agua

coalescencia

x ?’ A Las gotas se resisten a la

Fuente: Kokal, S. (modificado)

El mecanismo primario involucrado en este retraso es la repulsion esférica o

impedimentos causado por el alto peso molecular en la pelicula.

12 KOKAL, S. (2002). SPE 77497 Crude Oil Emulsions : A State-Of-The-Art Review.
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Figura 5. Repulsion esférica entre dos gotas de agua que retarda el
drenaje de la peliculay la coalescencia.

Gota de agua

Aceite Surfactante natural

Gota de agua

Fuente: Kokal, S, (modificado)

La figura 5 nos muestra una repulsién esférica producida por la interaccién entre
los grupos no polares o hidréfobas de las moléculas tensioactivo. Con moléculas
surfactantes de tipo de asfaltenos, las cadenas laterales pueden extenderse
considerablemente entre la fase aceitosa, y la repulsidén esférica pueden mantener
la interfaz a una distancia suficiente para inhibir la coalescencia. Las interacciones
laterales entre las moléculas absorbidas y la solucién de la fase aceitosa por
grupos hidrofobos también resultan en un aumento considerable de la viscosidad
interfacial y la viscosidad aparente del aceite en la pelicula entre las gotas. Ambos

de estos efectos se oponen drenaje pelicula e inhiben coalescencia.

Solidos

Particulas sélidas finas presentes en el crudo aceite que son capaces de
estabilizar las emulsiones con eficiencia. La eficiencia de estos sdlidos en la
estabilizacion de las emulsiones depende de factores como el tamafio de la
particula, las particulas solidas estabilizan la emulsion por difusion en la interfase
aceite-agua donde forman estructuras rigidas (peliculas) que pueden inhibir la
coalescencia de las gotas de la emulsiébn. Ademas las particulas soélidas en la

interface pueden estar cargadas mejorando la estabilidad de la emulsién.

La humectabilidad de las particulas soélidas juega un papel importante en el
proceso de la estabilizacion de la emulsion. Si el sélido permanece solamente en

la fase de aceite 0 agua, no puede ser estabilizador de la emulsién, este debe
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estar presente en la interfase y debe ser mojado por ambas fases para actuar

como agente estabilizador de la emulsion.

La presencia de solidos en la interfase también cambia las propiedades reologicas
de la interface la cual exhibe un comportamiento viscoelastico, afecta la tasa de
dafio de la particula interfacial, y el desplazamiento de particulas a la interfase.

Temperatura

La temperatura puede afectar significativamente la estabilidad de la emulsion. La
temperatura afecta las propiedades fisicas del aceite, del agua, las peliculas
interfaciales y la solubilidad de tensioactivo en las fases aceite y agua. Y a su vez
afectan a la estabilidad de la emulsién. Tal vez el efecto mas importante de la
temperatura es la viscosidad de emulsiones: esto disminuye con el incremento de
las temperaturas. Esta disminucién se debe principalmente a una disminucion en
la viscosidad del aceite. La temperatura incrementa la energia térmica de las
gotas y por lo tanto aumenta la frecuencia de las colisiones de las gotas.
También reduce la viscosidad interfacial y resultando en una pelicula mas rapida

la tasa de drenaje y una mayor caida de coalescencia.

La temperatura influye en la tasa de acumulacion de peliculas interfaciales por
cambios en la tasa de adsorcion y las caracteristicas de las interfaces. También
influyen en la compresibilidad de la pelicula por los cambios en la solubilidad del

surfactante en la fase aceite crudo.

Tamafo de gotas

Como se mencioné anteriormente, los tamafios de las gotas de la emulsion tiene
un rango de mas o menos de 50 micras. Generalmente, las emulsiones que
tienen tamafios de gotas mas pequefios y pueden ser mas estables. Una
distribucion del tamafio de las gotas tipico es mostrada en la figura 6. Para la

separacion de agua, las gotas tienen que coalescer, las gotas mas pequefias
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toman més tiempo para separarse. La distribucion del tamafio de la gota afecta la
viscosidad de la emulsidn: es més alta cuando las gotas son mas pequefas.

Figura 6. Tamafo de la gota de la distribucion de la emulsién del petréleo

Emulsion media

Emulsion fuert i ‘
muision fuerte Emulsién debil

Funcidén de distribucion

1 10

Diametro de la gota (micro)

Fuente: Kokal, S, (modificado)

pH

El pH del agua tiene una fuerte influencia en la estabilidad de la emulsién. La
adiciéon de &cidos inorganicos y bases influye fuertemente en su ionizacién en las
peliculas interfaciales y cambia radicalmente las propiedades fisicas de las
peliculas. El pH del agua afecta a la rigidez de las peliculas interfaciales.

El pH influye en el tipo de emulsion formada. Acido o bajo pH produce
generalmente emulsiones agua/aceite. La figura 7 muestra el efecto del pH sobre
la estabilidad de la emulsion. El pH 6ptimo para demulsificacion es de alrededor

de 10 sin demulsificador. La adiccibn de un demulsificante mejor demulsificacion
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después de una hora y la separacién casi completa del agua se logra después de
24 horas en un amplio intervalo de pH.3

Figura 7. Efectos del pH y de la concentracion del desemulsificante en la

estabilidad de la emulsion
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Fuente: Kokal, S, (modificado)

1.2.5. Agentes quimicos demulsificantes

Comunmente el primer paso en el tratamiento de una emulsién es la adicion de
compuestos demulsificantes. Son compuestos formulados con varios productos

quimicos, tales como glicoles y resinas polioxialquilénicas.

El mecanismo de accion de los demulsificantes consiste en romper y desplazar la
pelicula de agente emulsificante que rodea a la gota de agua (floculacion) y
aumentar su tension superficial y la atraccion molecular propiciando la

coalescencia.

13 KOKAL, S, (2002). SPE 77497 Crude Oil Emulsions : A State-Of-The-Art Review, (p 11).
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Rara vez un solo compuesto actia como agente floculante y coalescente; son
generalmente dos 0 mas compuestos los que intervienen en la formulacién de un

demulsificante.

v" Floculante: Agente o sustancia que provoca la floculacién. Su funcién es
neutralizar las cargas negativas que dotan a ciertas particulas de un caracter
coloidal manteniéndolas en suspension. Debido al efecto del floculante estas
particulas se unen formando floculos de mayor tamafio que son facilmente
eliminables mediante procesos de filtracion.

v' Coalescente: Separador que divide una mezcla o una emulsién de dos
liquidos inmiscibles usando la tension interfacial entre los dos liquidos y la
diferencia en la adherencia de los dos liquidos en un medio poroso

particular.

Otra propiedad deseable en un demulsificante es la capacidad para humectar los
sélidos presentes en la emulsion, para que sean incorporados en el agua

separada.

La dosificacion de reactivo varia ampliamente segun la estabilidad de la emulsién

con las condiciones de temperatura, etc.

Las dosificaciones mas comunes en nuestro pais son de 1 a 5 galones de reactivo

por cada 1000 barriles de emulsion (GMB)

Otras aplicaciones de los demulsificantes son para mejorar la eficiencia del
bombeo neumatico en pozos productores de aceite y en la transportacion de
aceite pesado, donde el reactivo rompe la espuma y la emulsiéon haciendo el

aceite mas fluido.

Finalmente, con la adicion de calor puede removerse hasta un 95% del agua
presente en el aceite. La remociéon del agua residual es mucho mas dificil y deben

usarse medios, tales como el campo eléctrico y otros.
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1.2.6. Deshidratacion de petréleo crudo

La deshidratacion de crudo o tratamiento de aceite consiste en la remocion de
agua, sales, arenas, sedimentos y otras impurezas del petréleo crudo.
Dependiendo del tipo de aceite y de la disponibilidad de recursos se combinan

cualquiera de los siguientes métodos tipicos de deshidratacion de crudo:

Tratamiento quimico
Separacion gravitacional
Tratamiento térmico

Tratamiento electrostatico

Tratamiento quimico

Extrafio, pero cierto, los compuestos quimicos demulsificantes son agentes
activos de superficie, similares a los emulsificadores. Los demulsificantes tienen
tres acciones principales: Fuerte atraccion hacia la interfase aceite-agua,

floculacion y coalescencia.

Las teorias de como actian los demulsificantes estan incompletas. Estas teorias
fallan al pretender explicar el funcionamiento de los diferentes tipos de
compuestos quimicos. Sin embargo, dos generalidades son validas. Primero, los
demulsificantes efectivos tienen alto peso molecular, que son comparables a los
surfactantes naturales. Segundo, usados como emulsificadores, los
demulsificantes tienden a producir emulsiones inversas (w/0). Una teoria
tradicional acerca de cdmo trabajan los demulsificantes, es que ellos “neutralizan”
a los agentes emulsificadores; en otras palabras, rompen las emulsiones w/o, al
tender en forma natural a formar emulsiones w/o. Otra explicacion es que los
demulsificantes hacen que la pelicula que rodea a la gota de agua se vuelva muy

rigida o se contraiga para finalmente romperse.

Los demulsificantes son insolubles en agua y muy solubles en aceite para que

puedan difundirse rapidamente a través de la fase de aceite y alcancen las gotas
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de agua. Por el contrario, los demulsificantes para emulsiones inversas w/o son
muy solubles en agua. Comunmente son poliaminas cuaternarias de amonio de
alto peso molecular mezcladas con aluminio, hierro o cloruro de zinc. Los
demulsificantes deben ser dosificados en forma continua en la relacion
determinada por pruebas de botella y/o pruebas de campo. La dosificacion en
forma de bache no es muy recomendable. Los rangos de dosificacion pueden
variar de 2 a 200 ppm, aunque generalmente se dosifican en un rango de 10 a 60
ppm. Generalmente los crudos pesados requieren mayor dosificacion que los

crudos ligeros.

El exceso de dosificacion de demulsificante incrementa los costos de tratamiento,
incrementa el aceite contenido en la salmuera separada, puede estabilizar aun

mas la emulsion regular (agua/aceite) y puede producir emulsiones inversas.

Ventajas

v’ La formacién de las emulsiones puede ser completamente prevenida
dosificando los demulsificantes desde una etapa temprana del tratamiento.

v La emulsion puede ser rota en frio, reduciendo los costos de calentamiento de

la emulsion y la pérdida de gravedad asociada con el calentamiento.

Desventajas

v" Una sobredosificacion puede producir nuevas emulsiones que son a menudo
mas dificiles de romper que las emulsiones originales.

v No siempre es econOmico romper las emulsiones so6lo con el tratamiento
quimico, generalmente es necesario el uso de energia adicional, como

calentamiento o electricidad, para reducir los costos del tratamiento quimico.

Separacién gravitacional

El asentamiento gravitacional se lleva a cabo en grandes recipientes llamados
tanques, sedimentadores, tanques de lavado “gun barrels” y eliminadores de agua
libre (EAL).
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v' Eliminadores de agua libre (EAL)
Son utilizados solamente para remover grandes cantidades de agua libre, la cual
es agua producida en la corriente, pero que no esta emulsionada y se asienta

facilmente en menos de 10-20 minutos.

El crudo de salida de un EAL todavia contiene desde 1 hasta 30 % de agua
emulsionada. En el interior de estos recipientes que son de simple construccion y
operacion, se encuentran bafles para direccionar el flujo y platos de coalescencia.
El agua es removida por la fuerza de gravedad y esta remocién provoca ahorros
en el uso de combustible de los calentadores. Un calentador requiere de 350 BTU
para calentar un barril de agua 1 °F, pero solamente requiere 150 BTU para
calentar 1 barril de crudo 1 °F. El calentamiento de agua, aparte de que es un
desperdicio de energia provoca problemas de incrustacion y requiere del uso

adicional de tratamiento quimico muy costoso para prevenir la incrustacion.

Los eliminadores de agua libre (EAL), no son lo mejor ya que ellos solo remueven
el agua libre. Los compuestos quimicos rompedores de emulsion pueden, ser
adicionados a la alimentacion del recipiente. Los EAL estan protegidos por
anodos de sacrificio y por aditamentos para prevenir la corrosion por el efecto del

agua de sal.

Otro sistema que es muy importante mencionar son los tanques de lavado o
comunmente llamados “Gun Barrels”; estos recipientes usualmente operan con
media parte de agua y la otra parte lo cubre el aceite, la alimentacién de crudo se
realiza por la parte inferior por medio de distribuidores de tal manera que el agua
que viene con el aceite entre en contacto con el agua del recipiente para que la
coalescencia del agua se lleve a cabo, y por la parte superior, esta la salida de
aceite limpio cumpliendo con especificaciones de sal y de contenido de agua,
cabe hacer mencion que para una mayor eficiencia de separacion agua-aceite se

usan demulsificantes quimicos.
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v' Tanque de almacenamiento

Los tanques de almacenamiento de Hidrocarburos son recipientes hechos en
acero generalmente los cuales pueden ser cilindricos verticales, cilindricos
horizontales, geodésicos o esféricos, estos almacenan hidrocarburos liquidos o
gaseosos con unas condiciones de temperatura y presion acordes al rango de

operacion y proceso.

Figura 8. Tanque de almacenamiento ERTC-2

Fuente: Ecopetrol S.A
Los tanques se clasifican en:

v' Tanques cilindricos verticales con techo conico: Por la forma de
construccion, el techo es fijo y tiene forma conica. Estos tanques no soportan
presiones ni vacios, por lo tanto estan equipados de respiraderos y/o
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valvulas de presion y vacio. Generalmente posee lineas de espuma
contraincendio, y el techo esta sostenido por un soporte que o bien llega al
fondo del tanque o se apoya sobre las paredes del mismo.

Tanques cilindricos con fondo y tapa concavos: Se usan generalmente para
almacenar productos con una presion de vapor relativamente alta, es decir,
con gran tendencia a emitir vapores a la temperatura ambiente.

Tanques cilindricos con techo flotante: Estos tanques se construyen de tal
forma que el techo flota sobre la superficie del producto, eliminando asi el
espacio para la formacién de gases. Los techos flotantes son en la
actualidad los mas eficaces para el servicio corriente ya que se reducen las
pérdidas por evaporacion, Sin embargo tienen uso limitado ya que la
empaquetadura de caucho del techo tiene un limite de presion de operacion.
Tanques cilindricos con membrana flotante: Con el objeto de minimizar las
perdidas por evaporacion, en tanques de techo cénico y que estén en
servicio de almacenamiento de productos livianos, se coloca una membrana
en la parte interior del tanque, disefiada y construida de tal forma que flote
sobre el producto almacenado. Asi se disminuye la formacion de gases
disminuyendo la evaporacién del producto.

Tanques esféricos: Se utilizan para productos que tienen una presién de
vapor bastante alta entre 25 a 100 PSI.

Tanque cilindrico vertical con techo geodésico: La forma en la parte superior
es ovalada, cuenta con una membrana que se posesiona sobre el fluido y se
mueve con él, disminuyendo las pérdidas por evaporacion. Su principal
ventaja respecto al de techo flotante es que nunca el agua lluvia ingresa al
tanque. Estos tanques deben tener un muro de retencion con capacidad de
1,5 veces la capacidad del tanque.

Para almacenar crudo se utilizan generalmente tanques de techo conico y
tamafio relativamente grande ya que permite una operacion estable durante
varios dias. Los tanques para almacenar productos derivados son de

capacidad y de forma variable, dependiendo del producto manejado y de la
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presion de vapor o volatilidad del mismo. Ejemplo, para propano y butano se
usan tanques esféricos; para Gasolina Liviana es cilindrico con techo

flotante; para gasolina pesada es cilindrico de techo conico etc.

Figura 9. Tipos de tanques de almacenamiento de hidrocarburos

TANQUE CILINDRICO CON TECHO CONICO TAHQUE CILINDRICO CON TECHO GEODESICO

—

e,
%/ [~

TANQUE CILINDRICO CON TECHO FLOTANTE TANQUE CILINDRICO CON MEMBRANA FLOTANTE

TANQUE ESFERICO TANQUE CILINDRICO CON TAPAS CONCAVAS

Fuente: Ecopetrol S.A.

v' Tanque de lavado (gun barrel)

Un gun barrel es un tratador con flujo descendente central-vertical que opera a
presion atmosférica; tiene una camara superior desgasificadora o bota en el tope.

Estos recipientes usualmente operan con media parte de agua y la otra parte lo
cubre el aceite, la alimentacion de crudo se realiza por la parte inferior por medio
de distribuidores de tal manera que el agua que viene con el aceite entre en
contacto con el agua del recipiente para que la coalescencia del agua se lleve a
cabo, y por la parte superior, esta la salida de aceite limpio cumpliendo con

especificaciones de sal y de contenido de agua, cabe hacer mencion que para
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una mayor eficiencia de separacion agua-aceite se usas quimicos que rompen la
emulsion.

Figura 10. Gun Barrel
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Fuente: Ken Arnold y Maurice Stewart, (modificado)

Tratamiento térmico

Los tratadores-calentadores pueden ser de tipo directo e indirecto en funcién de la
forma en que se aplica el calor.

En los calentadores-tratadores de tipo directo el calor es transferido por contacto

directo de la corriente alimentada con el calentador. Aunque este tipo presenta
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problemas de sedimentos y de corrosion pueden manejar mayores volimenes de
fluidos con menor gasto de combustible que los calentadores indirectos.

Estos calentadores directos operan eficientemente en procesos operando en baja
presion y donde los fluidos manejados no son muy corrosivos. El esquema tipico
de calentadores-tratadores directos tipo vertical y horizontal se muestra en las

figuras 11 y 12 respectivamente.*

Figura 11. Tratador térmico tipo Vertical
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Fuente: Ken Arnold y Maurice Stewart, (modificado).

El disefio normal de un tratador-calentador tipo vertical cumple las siguientes

funciones:

v' Desgasificado de la emulsion de entrada.

v' Remocion de arenas, sedimentos y agua libre previo al calentamiento.

14 Ken Arnold y Maurice Stewart, 2008, surface production operations
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v Lavado con agua y calentamiento de la emulsion.
v' Coalescencia y asentamiento de las gotas de agua. Coalescencia mecanica

puede ser usada en ésta seccion.

El aceite deshidratado caliente puede ser usado para precalentar la emulsion de
entrada usando un intercambiador de calor. Los calentadores-tratadores no son
recomendables para remover grandes cantidades de agua libre y esta limitante
llega a ser mas aguda en yacimientos viejos con gran produccion de agua

congénita. En estos casos la instalacion previa de un EAL es una solucién ideal.

Las mismas funciones basicas son previstas en un calentador tipo horizontal,
como se muestra en la figura 12. La alimentacion es parcialmente desgasificada,
luego direccionada hacia la parte de abajo para la precipitacion del agua libre y la
arena. Después la alimentacién es calentada y sufre una ultima desgasificacion.
Posteriormente a través de un distribuidor pasa a un bafio de agua para

finalmente pasar a la seccidon de coalescencia.

Las particulas sélidas, tales como arena, escama, productos de corrosion se
depositaran en la parte inferior de estos equipos. Si estos sedimentos no son

removidos puede causar los siguientes problemas:

v' Acumularse y ocupar un volumen importante en el recipiente vy
eventualmente bloguear la corriente de alimentacion.

v' Bloquear la transferencia de calor y causar quemado del equipo de
calentamiento

v'Interferir los controles de nivel, anodos, valvulas, medidores y bombas.

Asimismo pueden incrementar el crecimiento bacteriano y la velocidad de
corrosion. Para prevenir la depositacion de estos sedimentos se pueden instalar
“hidrojets”, que operando a 30 psi por arriba de la presion de operacion del

calentador pueden remover los sedimentos para su drenado por la parte inferior
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del recipiente. Posteriormente a través de un intercambiador de calor el fluido de

calentamiento transfiere calor a la corriente de alimentacion.

Figura 12. Tratador térmico tipo horizontal
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Fuente: Ken Arnold y Maurice Stewart, (modificado)

Figura 13. Tratador térmico ERTC 2

Fuente: Ecopetrol S.A.
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Ventajas

v" Reduce la viscosidad de la fase continua: un incremento en la temperatura
de 10 °F baja la viscosidad de la emulsién por un factor de 2.

v" Incrementa el movimiento browniano y la colision de las gotas de agua
para su coalescencia.

v Incrementa la diferencia de densidad entre la salmuera y el crudo.

v" Promueve una mejor distribucién del demulsificante.

v Disuelve las parafinas cristalizadas que le dan estabilidad a las emulsiones,
esto se logra manteniendo la temperatura del crudo por arriba de su punto
de nube (opacidad).

v Debilita la pelicula de emulsificante que rodea a las gotas de agua.

Desventajas

v Provoca la migracion de los compuestos mas volatiles del crudo hacia la
fase gas. Esta pérdida de ligeros en el crudo provoca una disminucion de
volumen del crudo calentado (encogimiento) y una disminucién en su
gravedad API.

v Incrementa los costos de combustible.

v" Incrementa los riesgos en las instalaciones.

v" Requieren mayor instrumentacién y control.

v' Causa depdsitos de coque.

Pasos para un disefio de un tratador térmico.

v Determinacion de la viscosidad del crudo a la entrada del tratador.

po = 10 -1 Ec. (2)

Dénde:

po: Viscosidad del crudo, (cp).

T: Temperatura del crudo, (°F).
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X=yT 1163 Ec. (3)
Y = 107 Ec. (4)
z = 3.0324 — 0.02023*GE Ec. (5)

Dénde:

GE: Gravedad especifica del crudo, (°API).
v' Diametro de la gota de agua a ser decantada del crudo.
dm = 500 (um)~%675 Ec. (6)
Donde:
dm: Didmetro de la gota de agua, (micrones).
v' Ecuacion de asentamiento para determinar la geometria del recipiente.

438 Qop Ec. (7)

dLeff = s am?

Donde:

d: Diametro del tratador, (pulg).

Qo: Tasa de flujo del crudo, (bbl/dia).

Leff: Longitud de la seccion de coalescencia, (pies).

Ay: Diferencia de gravedades especificas del agua y del crudo
v' Ecuacion para el tiempo de retenciéon

Qo (tr)o Ec. (8)

2 —
d°Leff = 105
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Dénde:

tr: Tiempo de retencion de aceite. (min)
v' Aplicacion de calor.
q = 15 Qo AT [0,5 (yo) + 1] Ec. (9)

Donde:
g: Calor requerido, (BTU/h).
AT: Incremento de temperatura, (°F).

yo: Gravedad especifica del crudo
v' Hallar el area 6ptima para el tratamiento del crudo.

Qo Ec. (10)
A=—
4
Dénde:

A: Area optima, (m2).
v' Determinar el calor necesario para aumentar la temperatura del fluido
q = Qo xCp* pox* AT Ec. (11)

Donde:
g = Calor, (KJ/h).
Qo = Tasa de flujo del crudo, (m3/s) o (kg/h).

AT = Incremento de temperatura, (°C).

Cp = Calor Especifico del crudo, (Kj/ Kg °C).

po = Densidad del crudo, (Kg/m3)?°.

15 KEN ARNOLD Y MAURICE STEWART, 2008, surface production operations, 722.
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Tratamiento eléctrico

La velocidad de asentamiento por gravedad es muy lenta, tal como se expone en
la Ley de Stokes. Por ejemplo una gota de agua de 20 micras de diametro en un
crudo de 33 °API a 100 °F y una viscosidad de 6.5 cp se asienta a una velocidad
de 0.07 ft/hora.

Por lo tanto, un campo eléctrico incrementa la coalescencia de las gotas

dispersas en el aceite, por dos mecanismos que actian simultaneamente:

v' Sometidas a un campo electrostatico, las gotas de agua adquieren una
carga eléctrica neta.

v La distribucion al azar de las gotas de agua en el seno del aceite, al pasar
por el campo electrostatico se alinean con su carga positiva orientada al

electrodo cargado (negativo).

Estas fuerzas de atraccion electrostatica pueden ser mucho mas grandes que la
fuerza de gravedad presente. La relacion de fuerza electrostéatica con la fuerza de
gravedad es de aproximadamente de 1000 para gotas de agua de 4 micras de

diametro en crudo de 20° API expuesto a un gradiente eléctrico tipico de 5 Kv/in.16

1.3. SEPARACION DE FASES

En la industria del petréleo, un separador es un dispositivo mecanico de forma
cilindrica de acero que por lo general se utiliza para disgregar la mezcla de
hidrocarburos en sus componentes basicos, petréleo y gas. Adicionalmente, el
recipiente permite aislar los hidrocarburos de otros componentes indeseables

como la arena y el agua.

Un separador convencional debe tener las siguientes caracteristicas de disefio:

16 URRESTA, J. F. (2008). optimizacion de las facilidades de produccion y estacion de

transferencia del campo cuyabeno, (p. 251). universidad tecnolégica equinoccial.
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v Disminuir la velocidad de flujo de la mezcla para permitir la separacién
por gravedad de los diferentes componentes de la misma.

v Estar equipado con una salida superior para gas o vapores, una salida
inferior para liquidos y un orificio de limpieza en el fondo.

v' Contar con un control de nivel que opere la valvula para la salida de
liguido, una valvula de seguridad en la parte superior, al igual que un

manometro indicador de presion.

1.3.1. Factores que afectan la separacion

Las caracteristicas de la corriente de flujo, afectaran en gran medida el disefio y el

funcionamiento de un separador. Los siguientes factores deben ser determinados

antes de su diserio:

v
v

v
v

Tasas de flujo de gas y liquido (minimo, promedio y maximo),

Manual de disefio y presiones y temperaturas,

Las propiedades fisicas de los fluidos tales como la densidad y el factor de
compresibilidad,

Disefiado el grado de separacion (por ejemplo, removiendo el 100% de
particulas mayores de 10 micras),

Presencia de impurezas (parafina, arena, etc.),

Tendencias de espuma del petréleo crudo,

Tendencias corrosivas de los liquidos o de gas.

Sin importar el tamafio o la forma de un separador, cada separador de gas-liquido

contiene cuatro secciones principales que son y como se muestra en la figura 14:

v
v
v
v

Seccidn de separacion primaria
Seccion de separacion secundaria
Seccién de extraccidon de niebla.

Seccién de acumulacion de liquidos.
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Figura 14. Secciones del separador
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Fuente: Ken Arnold y Maurice Stewart, (modificado)
v' Seccion de separacién primaria

Esta seccidén es para remover el volumen del liquido en la corriente de entrada,
los liquidos viscosos y las particulas son inicialmente removidos para la
turbulencia del flujo y retener el liquido para la preparacion del segundo paso de
separacion. Para esto, usualmente es necesario absorber el momentum vy el
cambio de direccién del flujo mediante alguna forma de obstaculos, por ejemplo

colocando bafles o placas de choque en la entrada del separador. En esta seccion
es en donde se separan grandes cantidades de liquidos.

La placa desviadora puede clasificarse en dos grupos:

De tipo ciclén
Este grupo funciona mediante fuerzas centrifugas. Con este tipo de mecanismo la
entrada de los fluidos al separador se realiza mediante una chimenea ciclonica.
Los ciclonicos se caracterizan por una velocidad de entrada de alrededor de 20

pies por segundo, en una chimenea cuyo diametro es cercano a 2/3 del diametro
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del separador. La caida de presion en ellos esta comprendida en el rango de 1 a
5 Psi.
Deflectores

Trabajan por agitacion mecanica y se disefian en forma de placa, angulo, cono o
semiesfera. El objetivo de los deflectores es lograr un cambio rapido en la
direccion y en la velocidad de la corriente de entrada, siendo ésta la razén
predominante para que se produzca la separacion gas-liquido en la primera
seccion.

El disefio de los deflectores se basa fundamentalmente en que deben resistir la
carga que origina el impacto de los fluidos a la entrada del separador. Los conos y
las semiesferas son los dispositivos mas ventajosos, ya que con ellos se produce
una menor cantidad de perturbaciones y, en consecuencia, se reducen los
problemas de emulsiones, los cuales se generan por la recombinacion de los
fluidos.’

Figura 15. Deflectores
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Fuente: Benites, V., & Olmedo, P

17 BENITES, V., & OLMEDO, P. (2011). Disefio de un separador de produccion trifasico horizontal

para el campo secoya del distrito amazonico, (p. 165). Escuela politécnica nacional.
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v Seccion de separacion secundaria

El principio mas importante de la separacion en esta seccion es la decantacion del
liquido por gravedad desde la corriente de gas, una vez reducida su velocidad. La
eficiencia en esta seccion depende de las propiedades del gas y del liquido, del
tamafio de las particulas y del grado de turbulencia del gas. El grado de
turbulencia debe ser reducido al minimo, éste se mide por medio del nUmero de
Reynolds, algunos disefios incluyen desviadores internos para reducir la
turbulencia y disipar la espuma. Los desviadores pueden actuar también como

colectores de gotas.

Placas rompe olas: Para evitar la propagacion de las ondulaciones y los cambios
en direcciéon longitudinal que son producidos por la entrada subita del liquido
dentro del separador, es usual colocar placas en sentido transversal al separador.

Placas rompe espumas: Consiste en una serie de placas paralelas longitudinales
direccionadoras del flujo, colocadas en la zona de retencién de liquidos de los
separadores horizontales. Estas placas evitan que las burbujas de gas que
ascienda a través del liquido colapsen y produzcan la agitacidbn necesaria para

formar la espuma.

v Seccion de extraccion de niebla

El gas que sale de la seccion de sedimentacion por gravedad contiene pequefias
gotas de liquido, generalmente menos de 100 a 140 micras. Antes de que el gas
sale del recipiente, se pasa a través de una seccion de coalescencia o extractor
de niebla. Esta seccién utiliza elementos coalescentes que proporcionan una gran
cantidad de area superficial utilizados para unirse y eliminar las pequefias gotas
de liquido. A medida que el de gas fluye a través de los elementos coalescentes,
debe hacer numerosos cambios de direccion. Debido a su mayor masa, las

gotitas de liquido no pueden seguir los cambios rapidos en la direccién del flujo.
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Estas gotitas chocan y se acumulan en los elementos coalescentes, donde entran
a la seccioén de recogida de liquidos.®

Tipos de extractores de niebla

Los principios mecanicos en que operan los extractores de niebla son: el
asentamiento por gravedad, la fuerza centrifuga, el choque y la filtracion. Los
extractores de niebla mas empleados son los del tipo de impacto, que a su vez
pueden ser de veletas o de alambre entretejido.

Extractores de niebla tipo veleta. Consisten de placas metélicas paralelas
formando un laberinto. Cada una de estas placas dispone de varias bolsas para
retener el liquido.

Cuando el gas pasa a través del extractor cambia de direccidn varias veces y es
centrifugado, provocando que las gotas del liquido se muevan hacia el exterior,
donde son retenidas por las bolsas colectoras. Aunque el disefio de estos
extractores es empirico, los fabricantes generalmente garantizan que el liquido

arrastrado en el flujo de gas no sobrepasa 0.1 gal/ millones pie3.

La eficiencia de este extractor de niebla aumenta al colocar las placas de metal
mMas juntas o al instalar mas bolsas para retener el liquido; pero  obviamente,

también incrementa la caida de presion a través del extractor. Entre los factores
que afectan la eficiencia de estos extractores son el tamafio de las gotas, la
densidad y la tensién superficial del liquido. Los extractores de  este tipo son

eficientes para separar particulas de liquido mayores a 10 micras.

18 KEN ARNOLD Y MAURICE STEWART, 2008, surface production operations, (p. 722).
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Figura 16. Extractor tipo veleta
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Fuente: Benites, V., & Olmedo, P

Extractores de niebla de malla de alambre entretejido. Este tipo de extractores
ha dado resultados favorables y es de bajo costo. Basicamente consiste de una
almohadilla de malla de alambre, que tiene aberturas asimétricas desalineadas.
El mecanismo de separacién de liquido es el choque, aunque también hay accion
centrifuga

La eficiencia de estos extractores depende de la velocidad del flujo de gas.
Cuando la velocidad es baja, las gotas de liquido tienden a aglomerarse entre los
alambres.

A velocidades altas, el extractor tiende a inundarse ya que el liquido no puede
fluir hacia abajo, contra el flujo del gas. En ambos casos, los espacios libres del
extractor se pueden llenar de liquido y, entonces, una porcion del liquido es
arrastrada por la corriente de gas. La caida de presion en estos extractores
depende de la carga de liquido en el flujo de gas, del disefio dela almohadilla y
de la velocidad del gas; pero generalmente no es mayor que 1 pulg. de agua.
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Figura 17. Malla de alambre

Fuente: Benites, V., & Olmedo, P
v' Seccion de acumulacién de liquidos

En esta seccion se almacena y descarga el liquido separador de la corriente de
gas. Esta parte del separador debe tener la capacidad suficiente para permitir una
sobre carga y dar el tiempo de retencidon necesaria para una separacion eficiente
del gas. Ademas debe tener la instrumentacion necesaria para controlar el nivel
de liquido en el separador que consiste en un control de nivel de liquido formado
por un piloto y una valvula motora. La seccion de acumulacion de liquidos debe
estar situada en el separador de tal forma que el liquido acumulado no pueda ser
arrastrado por la corriente de gas que fluye a través del separador.1®

1.3.2. Clasificacion de los separadores

Clasificacion
de
separadores

Tipo de
separacion

—— [ i 1 ——

Bifasico Trifasico Vertical Horizontal Esferico Produccién Prueba

Construccion Dedicacion

19 ESCAMILLA RESENDIZ, C. (n.d.). MODELACION FISICA DE UN SEPARADOR.
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Construccion o geométrico

v' Separadores esféricos: Recipiente en forma de bola que se utiliza para la
separacion de fluidos Se puede utilizar un separador esférico para la separacion
de dos o tres fases. Los separadores esféricos son menos eficientes que los
separadores cilindricos horizontales o verticales y se utilizan menos. Sin embargo,
su tamafio compacto y la facilidad para transportarlos los hace aptos para areas

de procesamiento muy complejas.

Figura 18. Separador esférico
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Fuente: Ken Arnold y Maurice Stewart, (modificado)

v' Separadores verticales

La figura 19 es un corte vertical de dos separadores de fases. En esta
configuracion el flujo de entrada entra en el recipiente por el costado. El desviador

de entrada hace la separacion en bruto inicial.

El liquido fluye hacia abajo a la seccidon de recoleccion de liquido del recipiente.
Es escasa la recuperacion en la seccion de recogida de liquidos, excepto
posiblemente un alambique bien para el control de nivel de flotador o desplazador.

Su funcioén es la de detener la accion de las olas en el separador de interferir con
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la operacién del controlador de nivel. El liquido contintda fluyendo hacia abajo a
través de esta seccion para la salida de liquido. A medida que el liquido alcanza el
equilibrio, y finalmente migrar al espacio de vapor. El controlador de nivel y

valvula de descarga de liquido operan igual como en un separador horizontal.

El gas fluye sobre el desviador de entrada y después verticalmente hacia arriba,
hacia la salida de gas. La separacion secundaria se produce en la seccion
superior asentamiento por gravedad. En la seccién de asentamiento por gravedad
las gotitas de liquido caen verticalmente hacia abajo en contracorriente con el flujo
de gas hacia arriba. La velocidad de asentamiento de una gotita de liquido es
directamente proporcional a su diametro. Si el tamafio de una gotita de liquido es
demasiado pequerio, se llevara arriba y hacia fuera con el vapor. Por lo tanto, una

seccién niebla extractor se aflade para capturar pequefias gotas de liquido.

Ventajas
v" Se pueden utilizar fluidos con alto contenido de lodo, arena o cualquier otro
material sdlido.
v" Maximo control del nivel de liquido.
v' Se pueden realizar modificaciones a los componentes externos (valvulas),
permitiendo mayor tiempo de operacion y agitacion de los fluidos.

v Ahorro de espacio.

Desventajas
v" Son mas costosos que los horizontales.
v Su instalacion es complicada.
v Se necesita un didmetro mayor que el de los horizontales para manejar la
misma cantidad de gas.
v' La valvula de seguridad y algunos controles pueden ser dificiles de operar

si no se cuenta con escaleras y plataformas especiales.?°

20 ESCAMILLA RESENDIZ, C. Modelacién fisica de un separador.
61



Figura 19. Separador vertical bifasico
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Fuente: Ken Arnold y Maurice Stewart, (modificado)

v' Separadores horizontales

El fluido entra en el separador (Fig. 20) y se contacta con un desviador de
entrada, causando un cambio repentino en el impulso y la separacion bruta inicial
de liquido y vapor. La gravedad causa que gotas de liquido caigan de la corriente
de gas al fondo del recipiente de recoleccién. Esta seccion de recoleccion de
liquido provee el tiempo de retencidn necesario para que el gas arrastrado
evolucione del petrdleo y suba al espacio de vapor. También provee volumen de
oleada, para manejar los sobrepesos intermitentes de liquido. Luego el liquido

sale del recipiente mediante una valvula de descarga de liquidos, que es regulada
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por un controlador de nivel. El controlador de nivel siente cambios en el nivel del

liquido y controla la valvula de descarga.

La presion en el separador es mantenida por un controlador de presién montado
sobre la salida de gas. Los sensores de presion y los cambios en la presién en el
separador, envia una sefial para ya sea para abrir o cerrar la valvula de control de
presion en efecto. Mediante el control de la tasa a la que el gas sale de la fase de
vapor del recipiente, la presion en el recipiente se mantiene. Normalmente, los
separadores horizontales son operados llenos a la mitad (50%) de liquido para

maximizar el &rea superficial de la interfase gas-liquido.

Los separadores horizontales son mas pequefios y por lo tanto menos costosos
que un separador vertical para un gas y una tasa de flujo de liquido. Los
separadores horizontales se utilizan comunmente en corrientes de flujo con

elevadas proporciones de gas-liquido y la formacién de aceite espumoso.?!
Ventajas

Tienen mayor capacidad para manejar gas
Son econémicos
Existe mayor facilidad en su instalacion

Son mas adecuados para manejar aceite

NN

El area de interface

Desventajas

v" No son adecuados para manejar flujos de pozos que contienen materiales
sélidos como arena o lodo, ya que esto incrementa la dificultad para limpiar
el separador; por lo tanto es necesario colocar drenes a lo largo del

separador.

21 KEN ARNOLD Y MAURICE STEWART, 2008, surface production operations, (p. 722).
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v' Los separadores horizontales requieren méas area de instalacion, esto
impide que estos separadores sean utilizados en plataformas en donde se
cuenta con un espacio limitado.

v El control de nivel de liquido es mas critico, debido a la geometria de un
separador horizontal, cualquier nivel alto ocasiona que el control de nivel se

cierre para mantenerse dentro de un nivel normal de operacion.??

Figura 20. Separador horizontal bifasico
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Fuente: Ken Arnold y Maurice Stewart, (modificado)

22 ESCAMILLA RESENDIZ, C. (n.d.). modelacién fisica de un separador. (p. 53)
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Figura 21. Separadores de prueba de la ERTC-2

Fuente: Ecopetrol

Tipos de separacién

Segun el tipo de separacién que se requiera para poder separar el fluido ya sea
de una separacion bifasica (liquido-gas) o por una separacion trifasica (crudo-

agua-gas), se tiene las siguientes formas de separadores.

v Separadores bifasicos

Contenedor que separa los fluidos del pozo en gas y liquido total. Un separador
de dos fases puede ser horizontal, vertical o esférico. El liquido (petréleo,
emulsion) sale del recipiente por el fondo a través de una valvula de control de
nivel o de descarga. El gas sale por la parte superior del recipiente y pasa a

través de un extractor de niebla para retirar las pequefas gotas de liquido del gas.

v Separadores trifasicos

Recipiente que separa los fluidos del pozo en gas y dos tipos de liquidos: petrdleo
y agua. Un separador de tres fases puede ser horizontal, vertical o esférico. Este
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tipo de separador se denomina separador de agua libre porque su uso principal es
retirar el agua libre que podria causar problemas como corrosion y formacion de
hidratos o emulsiones compactas que son dificiles de descomponer. A un
separador de agua libre se le denomina separador trifasico, porque puede separar
gas, petréleo o agua libre. El separador de agua libre se abrevia FWKO, por sus

siglas en inglés.

Figura 22. Separador trifasico
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Cuando el aceite y el agua se mezclan con cierta intensidad y después se dejo
sedimentar, una capa de agua libre relativamente limpio aparecera en el fondo. El
crecimiento de esta capa de agua con el tiempo seguird una curva como se
muestra en la Figura 24. Después de un periodo de tiempo, van desde 3 minutos
a 30 minutos, el cambio en la altura del agua sera insignificante. La fraccion de

agua, obtenida a partir de la sedimentacion por gravedad, se llama "agua libre".
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Figura 23. Separador trifasico de la ERTC-2

Fuente: Ecopetrol S.A.

Figura 24. El crecimiento de la fase acuosa con el tiempo.
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Factores que afectan la eficiencia de los separadores trifasico

Presion de operacion del separador: Es uno de los factores mas importantes en
la separacion, desde el punto de vista de la recuperacion de liquidos. Siempre

existe una presion optima de separacion para cada situacion en particular.

En ocasiones, al disminuir la presion de separacion, principalmente en la
separacion de gas y condensado, la recuperacién de liquidos aumenta. Sin
embargo, es necesario considerar el valor econémico del incremento de volumen
de liquidos, contra la compresién extra que puede 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 separaciéon de gas y

viceversa.

La presiéon de operacion se logra cuando un numero determinado de pozos
descargan con cierta presion en el separador, sin generar contrapresion en
alguno de ellos. Al disminuir la presiébn de operacion, principalmente en la

separacion de gas y condensados, la recuperacion de liquidos aumenta.

Temperatura en el separador: Si la temperatura disminuya en un separador se
tendra un incremento en la estabilidad de la emulsién, por lo que sera més dificil

la recuperacion de los liquidos.

Otros aspectos que hay que considerar para utilizar baja temperatura de
separacion, son los siguientes:
a) La separacion a baja temperatura necesita equipo adicional de enfriamiento.

b) Se presentan otros problemas de operacion, tal como la formacion de hidratos.

En consecuencia, para obtener la temperatura Optima de separacion, desde el
punto de vista de recuperacion de liquidos, es necesario considerar todos los

aspectos mencionados.
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La temperatura afecta la capacidad del separador al variar los volumenes de
fluido y sus densidades. El efecto neto de un aumento en la temperatura de

separacion es la disminucion en la capacidad de gas.

La temperatura de separacion interviene de tal forma que, si ésta disminuye, se
incrementa la recuperacion de hidrocarburo liquido en el separador. La
temperatura afecta la capacidad del separador al variar los volimenes de fluido y

sus densidades.

Pero si la temperatura del separador es baja, se podrian forman los hidratos;
ademas, se debe considerar la temperatura a la que actian eficientemente los

demulsificantes.

Tamafo de la particula de liquido: El tamafio de las particulas suspendidas en
el flujo de gas es un factor importante en la determinacion de la velocidad de
asentamiento en la separacién por gravedad y en la separacion por fuerza
centrifuga. También es importante en la determinacion de la distancia, cuando la

separacién es por choque.

La velocidad promedio del gas en la seccion de separacidbn secundaria
corresponde a la velocidad de asentamiento de una gota de liquido de cierto
diametro, que se puede considerar como el didmetro base. Tedricamente, todas
las gotas con diametro mayor que la base deben ser eliminadas. En realidad, lo
que sucede es que se separan particulas mas pequefias que el diametro base,
mientras diametros mas grandes no se separan. Lo anterior es debido a la
turbulencia del flujo, ya que algunas de las particulas de liquido tienen una

velocidad inicial mayor que la velocidad promedio del flujo de gas.

Tiempo de retencion o residencia: Es necesaria una cierta cantidad de
almacenamiento de aceite para asegurar que el aceite alcanza el equilibrio y que

destellaba gas es liberado. Se requiere una cantidad adicional de almacenamiento
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para asegurar que el agua libre tiene tiempo para unirse en tamafos de gota
suficientes para caer. Es comun el uso de tiempos de retencién que van desde 3
minutos a 30 minutos, dependiendo de los datos de laboratorio o en el campo. Si
esta informacion no esta disponible, se pueden utilizar las directrices que se
presentan en la Tabla 4. Generalmente, el tiempo de retencion debe ser
aumentada como la gravedad de aceite 0 aumentos de la viscosidad. Del mismo
modo, se requiere una cierta cantidad de almacenamiento de agua para asegurar
que las grandes gotas de aceite arrastradas en el agua tienen tiempo suficiente
para unirse y subir a la interfase agua-aceite. Es comun el uso de tiempos de

retencion para la fase de agua que van desde 3 minutos a 30 minutos.?3

Tabla 4. Tiempo de retencion del aceite

Condensados 2-5
Crudo livianos 5-7,5
Crudo medianos 7.5-10
Crudo pesados 10+

Fuente: Ken Arnold y Maurice Stewart, modificado

Densidades del liquido y del gas: Las densidades del liquido y el gas afectan la
capacidad de manejo de gas de los separadores. 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.

Arenas: Es frecuente la presencia de arena en los crudos, lo que genera los

principales problemas siguientes:

23 Benites, V., & Olmedo, P. (2011). Disefio de un separador de produccién trifasico horizontal para

el campo secoya del distrito amazoénico (p.165). Escuela politécnica nacional.
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v El taponamiento de los dispositivos y lineas
v La erosion, corte de las valvulas y lineas

v" La acumulacion en el fondo del separador

En el disefio no se debe perder de vista la obstruccion de los dispositivos internos

y hay que evitar ubicarlos en las zonas donde la arena puede acumularse.

Como se indico antes, en el disefio es posible incluir los dispositivos que trabajen
con fluidos a presion mediante toberas de inyeccion; lo que permitira la remocion
parcial de la arena acumulada. Cuando los fluidos son arenosos, es conveniente

instalar valvulas y elementos resistentes al efecto abrasivos de la arena.
Disefio de separadores trifdsicos horizontales

v' Determinar el coeficiente de arrastre Cp por medio de un proceso iterativo

(suponer un Cp =0,34).

1/2 Ec. (12)
— oo\ d
V1=00119 ((pl pg) —L>
pg /) Cd
dLv .
Re = 0,00492¢% Ec. (13)
g
24 3 Ec. (14)
Cd =+ 55+ 0,34

Dénde:

Vt: Velocidad de caida (ft/s).

pl: densidad del liquido (Ib/pc).

pg: Densidad del gas (Ib/pc).

Cd: coeficiente de arrastre (constante).
pg: viscosidad del gas (Cp).

dL: didmetro de gota (micro)
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Re: Numero de Reynolds (adimensional).

v' Calcular la capacidad al gas.

dLeff = 420 (Tz%g) <(p1 /_Jgpg) %>1/2 Ec. (15)

Dénde:

d: Diametro interno del recipiente.

Leff: Longitud de la seccion de coalescencia, (pies).
T: Temperatura de operacion, (°R)

Qg: Caudal del gas, (MMscfd).

P: Presion de operacion, (Psia).

Z: Compresibilidad del gas, (adimensional).

v' Calcular el espesor maximo de la capa de crudo.
tro (ASG)dm? Ec. (16)

(ho)max = 1,28 x 1073
UO

Dénde:

ho: Altura del aceite, (Ft).
ASG: Gravedad especifica.
po: Viscosidad del aceite, (cp).

\ | |
\ Ao / !
A / ]

\_____ " vy
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v Calcular la fraccion del area transversal ocupada por el agua.

Aw Qw trw Ec. (17)

=0,
A Qo tro + Qw trw

v' Leer B de la gréfica.

Figura 25. Coeficiente B
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Fuente: Ken Arnold y Maurice Stewart

v Calcular el diametro maximo del separador.

h
dmax = (0)’# Ec. (18)
Dénde:
ho Ec. (19
F=3 .
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Nota: dmax depende de Qo, Qw, tro y trw.
v Calcular la capacidad al liquido.
d%Leff = 1,42 (Qo tro + Qw trw) Ec. (20)
v' Establecer combinaciones que satisfagan las capacidades al gas y al

liquido, con los diametros menores que el diametro maximo.

Tabla 5. Capacidades al gas y al liquido

Fuente: El autor

v Para cada diametro seleccionar la Leff mayor.

v' Calcular la longitud entre cordones de soldadura.

Para la capacidad al gas: Lss = Leff + 1‘1—2 Ec. (21)
Para la capacidad al liquido: Lss = g Leff Ec. (22)
v’ Calcular la relacién de esbeltez para cada diametro.

12Lss Ec. (23)
R = p

v’ Seleccionar la opcién que contenga una relacion de esbeltez entre 3 y 5.
En caso de que dos 0 mas opciones se encuentren en ese rango, se puede tomar

la decision de usar la de didmetro menor, pues implica un costo mas bajo.*

24 KEN ARNOLD Y MAURICE STEWART, 2008, surface production operations, (p. 722).
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2. GENERALIDADES DEL CAMPO CASABE

2.1.LOCALIZACION E HISTORIA

El Campo Casabe fue descubierto por Shell en 1941, se ubica en la cuenca del
Valle Medio del Magdalena, en el municipio de Yondd, (departamento de
Antioquia), en la margen izquierda del Rio Magdalena, frente a la ciudad de

Barrancabermeja. Posee una extension de 25 Km2.

Figura 26. Localizacion del Campo Casabe

Fuente: Ecopetrol S.A.

En 1938 se le otorga la concesion Yondod a la Compaiia Colombiana de Petroleos

el Condor S.A. creada por Shell. Luego el campo fue descubierto por Shell Oil
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Company en 1941 mediante el pozo CSB 1, en las arenas Al. La produccion
primaria comenzo en junio de 1945 con la explotacion de las arenas més altas. La
explotacion de las arenas mas bajas comenzé en 1950 y el desarrollo primario del
campo fue alcanzado en 1958 con 448 pozos productores, de los cuales 10 pozos
resultaron secos. Y alcanzé el pico de produccion en 1953 con una produccion
diaria de 46,000 bopd con 414 pozos activos. Primitivamente el aceite original

presente en el sitio fue estimado en 1300 Mbls.

Shell Condor entrega las instalaciones a la Nacion en 1968. La Empresa
Colombiana de Petroleos ECOPETROL recibié este campo en 1973 y en 1977
inicié los estudios para observar la posibilidad de aplicar inyeccion de agua en

este campo.

En 2004 Ecopetrol SA y Schlumberger forjaron una alianza a través de un
contrato de servicios técnicos y de apoyo para revitalizar el campo. Utilizando
meétodos actualizados para la gestion de los embalses de gran complejidad, la
alianza revirtié la caida de la produccion a mediados de marzo del 2004 y
diciembre de 2012 la produccién de petréleo aumentd a mas de 24.000 bbl / d. Al
mismo tiempo, el factor de recuperacion final estimada aumentd de 16% a 23%
del aceite original en su lugar. Hay muchos factores que condujeron a este éxito
incluyendo el trabajo en equipo, manejo integrado de yacimientos, y la excelencia
en la ejecucion operativa. Montar a sus fines la tecnologia, sin embargo, tenia tal

vez el mayor impacto?®.

En el 2014, el Campo Casabe conto con una produccion de petréleo de 20500
BPD y un promedio anual de inyeccion de agua de 112250 BPD

aproximadamente.

25 AMAYA M., AMAYA R., & LOZANO E. (2010). Casabe : Revitalizacion de un campo maduro.
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Figura 27. Curva de produccién del Campo Casabe
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2.1.1. Curva de declinacion de produccién

El prondstico de la produccion del Campo Casabe es muy sustancial para el
desarrollo de esta investigacion ya que de esta, dependen las dimensiones de las
facilidades de superficie.

La proyeccion de la produccién se puede lograr a través de una extrapolacion de
la curva de declinacion. Estas curvas de agua y de produccién de petréleo nos
muestran como va declinando el fluido con el paso del tiempo, donde es
necesario conocer la curva historial del campo Casabe como se muestra en la
figura anterior. Los cambios que comun mente puede tener la produccion son los

siguientes factores:

v' Depletacién natural del yacimiento
v Las condiciones que tiene en el yacimiento
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v" Tiempo de vida de los equipos

Declinacién exponencial

La ecuacion de la declinacion exponencial se expresa de la siguiente forma:

q=q,*e ¥ Ec. (24)

Donde:

g: Caudal de produccion al tiempo t

go: Caudal de produccion al tiempo t=0
d: Declinacién exponencial (1/afio)

x: Tiempo en afnos

2.1.2. Prondéstico de la produccién del Campo Casabe

Para conocer la declinacion del campo, es necesario tener en cuenta aquellos
periodos de tiempo en el cual la produccion fue relativamente uniforme ya que por

medio de estos datos podemos conocer la precision del campo.

En la figura 27 nos muestra la produccion de petréleo y la inyeccion de agua del
Campo Casabe, en el cual podemos tomar algunos datos para hallar la curva de

declinacién correspondiente tanto para el agua como para el crudo.

La ecuacién para la produccién de petroleo, se expresa de la siguiente forma:

q = 12617¢70019% Ec. (25)

En donde podemos concluir que la declinacion del campo en el sector del petréleo
es de 1,9001% anual. Con este porcentaje se lleva a cabo la prediccion del

Campo Casabe y asi mismo la ERTC-2.

La ecuacion para la produccion de agua se expresa de la siguiente forma:
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q = 68537¢0-0426x

En donde podemos concluir el incremento de la produccion en el sector del agua

es de 4,2612% anual. Con este porcentaje se lleva a cabo la prediccion del

Campo Casabe y asi mismo la ERTC-2.

Teniendo los valores de declinacion anual para cada uno, podemos realizar la

proyeccion de produccion hasta el afio 2030, a continuacién en la tabla No. 6,

daremos los valores para su prongstico.

Ec. (26)

Tabla 6. Produccién anual esperada del Campo Casabe

Petrdleo Agua
e PRODUCCION DE
ACTUAL | AGUA TOTAL FLUIDO TOTAL BSW %

2014 | 20500,00 112250,00 132750,00 84,56
2015 | 20110,48 117033,20 137143,68 85,34
2016 | 19728,36 122020,22 141748,58 86,08
2017 | 19353,50 127219,74 146573,24 86,80
2018 | 18985,77 132640,83 151626,59 87,48
2019 | 18625,02 138292,92 156917,94 88,13
2020 | 18271,12 144185,86 162456,98 88,75
2021 | 17923,95 150329,91 168253,86 89,35
2022 | 17583,38 156735,76 174319,14 89,91
2023 | 17249,28 163414,59 180663,87 90,45
2024 | 16921,53 170378,01 187299,54 90,97
2025 | 16600,00 177638,16 194238,16 91,45
2026 | 16284,58 185207,67 201492,26 91,92
2027 | 15975,16 193099,74 209074,90 92,36
2028 | 15671,62 | 201328,11 216999,73 92,78
2029 | 15373,84 | 209907,10 225280,94 93,18
2030 | 15081,72 | 218851,67 233933,39 93,55

Fuente: Ecopetrol S.A. Modificada por el autor
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Figura 28. Proyeccion de la produccién de petréleo y agua, Campo Casabe
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Fuente: El autor

De la figura anterior podemos decir que para el afio 2030 la produccion de
petrdleo es de 15081 BOPD, y la produccion de agua es de aproximadamente de
218851 BWPD en el Campo Casabe. Es necesario saber que no se tienen en
cuenta los trabajos a futuro que se viene para este Campo.
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2.1.3. Prondéstico de la produccién de la estacién No.2

Para el pronéstico de la ERTC-2 se realizara de la misma forma realizada para el
Campo Casabe, teniendo en cuenta que para la estacion 2 se tiene un caudal de
produccion de petréleo de 5292 BOPD y de agua 29608 BWPD, para un flujo total

de 34900 BPD, donde esta informacion es tomada en junio de 2014.

El porcentaje de declinacion para el petroleo es de 1,9001% anual y el incremento

de la produccion de agua es de 4,2612% anual, cuyos valores para el futuro se

daréa en la siguiente tabla:

Tabla 7. Produccién anual esperada de la ERTC-2

Petréleo Agua
N PRODUCCION
ANO ACTUAL .l'_A‘gTLXAI‘_ DE FLUIDO BSW %
TOTAL
2014 5292,00 29608,00 34900,00 84,84
2015 5191,45 | 30869,66 36061,10 85,60
2016 5092,80 32185,07 37277,88 86,34
2017 4996,04 | 33556,54 38552,58 87,04
2018 4901,11 34986,46 39887,56 87,71
2019 4807,98 36477,30 41285,28 88,35
2020 4716,62 38031,67 42748,29 88,97
2021 4627,00 39652,27 44279,28 89,55
2022 4539,09 41341,94 45881,02 90,11
2023 4452,84 43103,60 47556,44 90,64
2024 4368,23 44940,33 49308,56 91,14
2025 4285,23 46855,33 51140,56 91,62
2026 4203,81 48851,93 53055,73 92,08
2027 4123,93 50933,61 55057,53 92,51
2028 4045,57 53103,99 57149,56 92,92
2029 3968,70 | 55366,86 59335,56 93,31
2030 3893,29 57726,15 61619,44 93,68

Fuente: Ecopetrol S.A. Modificada por el autor

81




Figura 29. Declinacién de la producciéon de petréleo y el incremento de la
produccion de agua de la ERTC-2
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Fuente: EL autor

De las figuras anteriores podemos concluir que para el afio 2030 la produccion de
petréleo es de 3893 BOPD y de agua es de 57726 BWPD aproximadamente en
la ERTC-2, sin tomar en cuenta trabajos de reacondicionamiento de pozos que se
llevara a cabo en el tiempo 2015-2030.
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2.2.ESTRUCTURA DEL CAMPO

El area de Casabe presenta una estructura anticlinal asimétrica con buzamiento
moderado hacia el Oriente, afectado por fallamiento transpresional que involucré
las secuencias sedimentarias del Cretaceo y del Paledgeno y constituye el
sistema de entrampamiento del Terciario. La distribucion de las fallas geolégicas
identificadas en los registros eléctricos de los pozos, llevo a la division del campo
en ocho bloques operativos, estando el Bloque | localizado en el extremo sur y el
Bloque VIII al extremo norte. ElI Bloque VI, localizado en la parte central del
campo donde es el blogue con mayor volumen de reservas segun los estudios
volumétricos realizados. Adicionalmente, a unos 7 Km. al sur del campo Casabe,
se encuentra el campo Pefias Blancas, con un desarrollo menos agresivo. La

division por bloques del campo Casabe se muestra en la figura siguiente.

Figura 30. Division por bloque del Campo Casabe

Fuente: Ecopetrol S.A.
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Estructuralmente el Campo Casabe corresponde a un anticlinal de 8 km de largo
con un cierre en las tres direcciones, un costado este bien definido y una
inclinaciéon sur. La inclinacion norte se encuentra fuera del area del Campo
Casabe, en el Campo Galan. Una falla de desplazamiento de rumbo NE-SO, de
alto angulo. La fallas asociadas, perpendiculares a la falla principal,
compartimentalizan el campo en ocho bloques. Las operaciones de perforacion se
limitan habitualmente a pozos verticales o desviados, dentro de cada bloque,

debido a la intensidad del fallamiento y la compartimentalizacion.

Figura 31. Ambiente estructural del Campo Casabe y su relacién con otros

campos
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Fuente: AMAYA M., AMAYAR., & LOZANO E.
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Las estructuras principales de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena y los
campos productores, se presentan en la seccién transversal estructural
generalizada en A-A’. La cuenca se encuentra limitada al este por una faja de
corregimiento que levanta a las rocas mas antiguas: Las rocas de edad Cretacico
y Paleoceno se muestran en verde, Oligoceno en naranja y Mioceno en amarillo,
son presentadas en la porcion central de la seccién transversal de la cuenca. El
levantamiento y la erosion Pre-Eoceno Medio expusieron la Cordillera Central al

oeste, mostrada en color gris.

2.3.ESTRATIGRAFIA DEL CAMPO

La estratigrafia del Campo Casabe muestra los eventos tectdnico-sedimentarios
que tuvieron lugar en el proceso de formacion de la Cuenca del Valle Medio del
Rio Magdalena. El desarrollo de la cuenca comienza con un evento de Rifting
durante el Triasico y Jurasico, donde la Mega-secuencia dominante corresponde
a depositos de ambientes continentales que dieron origen a un deposité conocido

como la formacién Girén.

Durante el Cretaceo la cuenca se desarrolld6 como una cuenca tipo Retroarco, al
este de la zona de subduccibn Andina, que fue afectada por un evento
transgresivo marino, donde se desarrollaron secuencias de arena y secuencias
alternantes de calizas y shales que se conoce como secuencia Cretacea. El
episodio de acrecion de la cordillera Occidental transformé al Valle Medio del Rio
Magdalena en una cuenca Antepais, con influencia continental y aportes
significativos de sedimentos provenientes de rocas volcanicas e intrusivas
emplazadas en el Macizo de Santander (Este) y La Cordillera Central (Oeste), los
cuales se depositaron sobre una superficie erosiva producto de la deformacion y
posterior erosion de los sedimentos hasta entonces depositados. Tal superficie

erosiva se reconoce regionalmente como discordancia del Eoceno Medio.
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Figura 32. Columna estratigrafica Generalizada de la Cuenca del Valle Medio

del magdalena

Fuente: Ecopetrol S.A.
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En el registro sedimentario los depdsitos provenientes del Macizo de Santander y
La Cordillera Central se reconocen como las formaciones, La Paz y Esmeraldas,

de edad Eoceno Superior, las formaciones Mugrosa y Colorado, de edad
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Oligoceno A Mioceno Medio, que corresponden a depdsitos de arenitas
cuarzofeldespéticas, conglomerados, limolitas y arcillas depositadas en ambientes

fluviales trenzados y meandriformes.

A partir del Mioceno Medio se inicia un nuevo ciclo de sedimentacion, que
obedece a la reactivacion de la actividad tectonica transformando al Valle Medio
del Rio Magdalena en una cuenca Intramontana, cuya secuencia esta
representada por el depdsito del grupo Real, que consiste de arenitas y
conglomerados qua alternan con arcillas; depositados en un ambiente fluvial de
alta energia. El levantamiento de los Andes del Norte de Sur América, ocurre
durante el Plioceno- Pleistoceno, que da lugar a un ciclo erosivo que corta
parcialmente la secuencia del terciario depositadas hasta entonces. El altimo ciclo
de la Orogenia Andina culmina con el levantamiento de la parte sur de la cuencay
con un ciclo volcanico, piroclastico de la cordillera Central, que aporta gran parte

del material del que esté constituido el Grupo Mesa.

Las zonas productoras en el campo Casabe corresponden a las unidades
arenosas presentes en las Formaciones geoldgicas Colorado, Mugrosa y La Paz;

estando la formacion Mugrosa infrayaciendo a la formacion Colorado (Figura 32).

Con base en la informacion de corazones existentes y mediante la interpretacion
de registros eléctricos, se establecid que las arenas presentes en las formaciones
Colorado, Mugrosa y La Paz se depositaron en un ambiente fluvial de corrientes

meandriformes, las cuales se describen brevemente a continuacion.

v' Formacioén la paz (Eoceno Medio -Oligoceno Inferior). Hacia la base del
Eoceno medio se encuentra el miembro conocido como “El Toro”, que consiste de
arcillolitas caoliniticas, parcialmente limosas, de coloracion gris claro a verde
claro, moteadas irregularmente con tonos rojos Yy violetas, duras, bien
consolidadas y con aspecto de tobas. Presentan inclusiones pequefas de siderita

esferular e intercalaciones delgadas de areniscas grises de grano fino.
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Suprayaciendo a este miembro se presentan areniscas de grano grueso a
conglomeraticas, en parte arcosicas, friables, de color gris claro, con inclusiones
de fragmentos de chert y como accesorios principales, pirita, siderita y mica.
Presentan intercalaciones de arcillolita caolinitica, gris clara a verde claro,
abigarradas. Estos cuerpos arenosos son reconocidos operativamente como
arenas C, las cuales son ocasionalmente productoras de hidrocarburos en

algunas partes del campo y presentan un espesor promedio total de 320 pies.

v' Formaciéon mugrosa (Oligoceno Inferior a medio). Constituida por
intercalaciones de arcilloltas de color gris verdoso y areniscas
cuarzofeldespaticas de grano medio a fino. Se desarrollé6 en un ambiente fluvial
alcanzando un espesor de 1500 pies. Con base en el horizonte fosilifero
localizado en la parte superior, se le ha asignado una edad Oligoceno medio al
tope y de Oligoceno inferior a la base. Las arenas de la Zona B o Arenas
Inferiores son de arriba hacia abajo reconocidas como Bl, B2 y B3

respectivamente.

La parte superior ha sido denominada estratigraficamente en algunos estudios
como arenas A3, haciéndola pertenecer a la base de la Formacion Colorado,
mientras que en los estudios originales del campo se reconocieron como Arenas
BO, correspondiendo al tope de la Formacion Mugrosa. Las arenas BO o AS,
presentan bajo desarrollo de arenas, generalmente de color gris claro, con
granulometria de fino a medio hacia el tope y de medio a grueso hacia la base,
con intercalaciones de conglomerados y gravas principalmente con granos de
cuarzo y fragmentos de chert. Ocasionalmente aparecen epidota y mica como
minerales agregados. Las arcillas se presentan intercaladas en estratos semi-
gruesos a muy gruesos, de color gris verde claro, abigarradas, duras y con niveles

arenosos hacia la base.

v Formacion colorado (Oligoceno medio — Mioceno inferior). Descansa

concordantemente sobre la Formacién Mugrosa y es discordantemente por el
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horizonte fosilifero de La Cira. Consta predominantemente de arcillolitas de
variados colores con intercalaciones de areniscas de espesor variable. Presenta
un espesor promedio de 1400 pies y en donde se desarroll6 en un ambiente
fluvial. Se le ha asignado una edad Oligoceno Superior. Operacionalmente ha
sido subdividida en arenas A3, arenas A2, arenas Al y arenas AO, de base a

tope?®.

2.4.FACILIDADES DE PRODUCCION EXISTENTES EN LA ERTC-2

Esta estacion de recoleccion y tratamiento de crudo cuenta con 54 pozos
productores donde se proporciona su debido proceso de separacion de petroleo,
agua y gas, en donde podemos evidenciar las anomalias que se tienen

actualmente en los equipos.

2.4.1. Manifold

Son tuberias de descarga de los cabezales de pozos estan conectadas a un
sistema de cabezales binarios consistiendo de un cabezal de prueba y uno de
produccion. Hay seis cabezales de prueba y cuatro cabezales de produccion

entrando a la estacion como se muestra en la figura 33.

Los cabezales de prueba estan conectados a multiples, ya que cada cabezal de
prueba puede descargarse en cualquiera de los cuatro separadores de prueba,
permitiendo la prueba de cualquier pozo con cualquier separador de prueba.
Quimicos demulsificantes estan inyectados en este multiple corriente arriba y lo
mas distante posible para asi permitir la adecuada entremezcla, con los fluidos del

reservorio antes de entrar al separador.

26 MAYORGA D., (2011). Evaluacion de practicas operacionales para reducir las fallas en tuberia
de produccion por efecto de la inyeccién de agua en el campo casabe. Universidad Industrial de
Santander.
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Figura 33. Manifold ERTC-2

Durante la operacién normal, el fluido del reservorio de los cabezales de pozos
entra a los cabezales de producciéon o de prueba y fluye hacia el equipo de
separador de produccion. El demulsificante es inyectado al multiple por la tasa

prescrita para asistir en la separacion de petroleo/agua.

2.4.2. Separadores

En la estacién actualmente existen cuatro separadores bifasicos y un separador

trifasico.

v' Separadores de prueba

Existen cuatro separadores horizontales de prueba con las mismas caracteristicas
de disefio, V-102 A, V-102 B, V-102 C y V-102 D, con dos cabezas elipticas
disefiadas de acuerdo con las reglas del codigo de ASME de calderas y
recipientes de presion, Seccion lll, Division I. Las especificaciones que tienen los

se paradores son:

Tabla 8. Especificaciones de los separadores de prueba

Longitud: 12 ft
Diametro interno: 4 ft
Tipo: Horizontal
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Dimensiones del patin: 503x198x30 cms

Peso vacio: 7800 Ibs
Presion de disefio: 60 psi
Presion de operacion: 45 psi
Temperatura de disefio: 150 °F
Temperatura de operacion: 90 °F
Volumen: 28 bbl
Rata normal de flujo: 2 gpm de aceite
Rata normal de flujo: 20 gpm de agua
Rata maxima de flujo: 7 gpm de aceite
Rata maxima de flujo: 40 gpm de agua
Material de construccion: Acero SA-515-70 y SA-516-70
Normas para la fabricacion: Caodigo ASME, Seccion VI, Division 1
Materiales de fabricacion: Cdbdigo ASME para calderas y vasijas a
presion
Fabricado por: DISTRAL S.A. Zona franca-
Barranquilla-Colombia
Afo: 1985

Fuente: Ecopetrol S.A.

En vista de que los separadores tienen las mismas condiciones de disefio y
operacion, se presenta la descripcion Unicamente de un separador que se
aplicara para los otros tres. El operador debera referir a la informacion

suministrada por el fabricante del equipo para detalles adicionales.

El fluido del reservorio de cualquier cabezal de pozo puede ser dirigido a
cualquiera de los cuatro separadores de prueba V-102A/D. El petréleo, gas y el
agua de produccién se miden y los resultados se calculan automaticamente por la
calculadora de petréleo neto. Durante las operaciones normales, se puede activar
el separador de prueba y realizar pruebas en el flujo de cualquier cabezal de
pozo. Ademas, el petréleo crudo es analizado para el contenido de BSW del

separador para determinar la produccion neta de petréleo de cada pozo.
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Figura 34. Separadores de prueba

Fuente: Ecopetrol S.A.

Los problemas que se presentan actualmente en estos separadores es cuando se
esta haciendo una prueba a un pozo y este pozo presenta un disparo en lodo, el
separador se tapa y presenta unas altas presiones, y se inunda, donde es
necesario el operador por urgencia ir hasta el pozo y apagarlo, o ponerlo en
recirculacion dentro del pozo.

v' Separador general

El separador de produccion, V-101, es un recipiente horizontal con dos cabezas
elipticas disefiado de acuerdo con las reglas del cédigo de ASME de calderas y
recipientes de presion, Seccion I, Division .

Tabla 9. Especificaciones del separador general

Longitud: 40 ft (12,19 m)
Didmetro interno: 10 ft (3 m)
Maxima presion de trabajo: 60 psi — 150 °F
Méaxima temperatura: 120 °F limitada por los performax
Peso vacio: 51000 Ibs
Tipo: Trifasico Horizontal
Dimensiones del patin: 1493x380x30 cms
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Espesor cuerpo: 3/8” (1/4” disefio y 1/8” corrosion)

Espesor cabezas: 3/8” (minimo) 7/16” — %"
Volumen: 610 bbl
Material de construccion: Acero SA-515-70 y SA-516-70
Normas para la fabricacion: Cdédigo ASME, Seccion VI, Division 1
Materiales de fabricacion: Codigo ASME para calderas y vasijas
presion
Fabricado por: DISTRAL S.A. Zona franca-
Barranquilla-Colombia
Afno: 1985

Fuente: Ecopetrol S.A.

Consistiendo de 5292 BOPD de petroleo, 29608 BWPD de agua y 0,135 MMPCD
de gas asociado, entra al separador de produccién V-101 a 100°F y 30 psig. Agua
libre es dirigida en control de nivel automatico. La mayor parte del gas asociado
fluye en control automatico de contrapresion al cabezal de recoleccion de gas. El
sistema de chorro vertedor de arena es de operacion automatica y periodicamente
bombea el agua de produccion del separador a una serie de boquillas para
fluidizar cualquier sedimento existente. Al mismo tiempo, las valvulas de drenaje
abren automaticamente para verter el sedimento fluidizado en un cabezal vertedor

a un foso.

El sistema desarenador, sirve para desalojar los sedimentos depositados en el
separador puede operar en manual o en automatico. Cada ocho horas
aproximadamente el sistema arranca, enciende la bomba y abre la primera
valvula inyectora, el agua es distribuida internamente por el sistema inyector de
boquillas que dirigen los chorros de agua hacia la linea principal del fondo del
cilindro con el fin de agitar los sedimentos (apréx. 20 seg.), luego abre la primera
valvula de descarga; las dos valvulas cierran al mismo tiempo y asi

sucesivamente con las otras valvulas tanto inyectoras como la de descarga.

Los problemas que se presentan constantemente es de arenamiento, por esta
causa se le debe hacer mantenimiento muy constantemente donde genera
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muchos costos, también se ven involucrados las vélvulas de control y
taponamiento en las lineas. Otro problema es el alto flujo que se ha presentado
en los dltimos tiempos donde el separador llego a su capacidad maxima y por

ende el sistema de separacion no es efectivo.

2.4.3. Tratador Térmico

El tratador térmico electrostatico V-103 es un recipiente horizontal con dos

cabezas elipticas disefiado de acuerdo con las reglas del cédigo de ASME de

calderas y recipientes de presién, Seccion I, Division I.

Tabla 10. Especificacion del TTE

Material de construccion:

Acero SA-516-70

Peso vacio: 71000 libras
Tipo: Horizontal
Dimensiones del Patin: 1527x400x30 cms
Espesor: 3/8” (1/4” de disefio y 1/8”de tolerancia

a los corros.)
Diametro interno: 10 pies

Volumen: 540 barriles
Longitud total: 40 pies
Longitud del casco (sin incluir las 35 pies

tapas):
Longitud de las cabezas elipticas:

2 pies, 10 pulgadas

Diametro de los tubos de fuego: 24 pulgadas
Longitud de los tubos de fuego: 15 pies
Espesor de los tubos de fuego: 1/8”
Altura de las chimeneas: 35 (8,85 m)
Didmetro de la linea de entrada de 4”
aceite:
Diametro de la linea de salida de 4’
aceite:
Diametro de la linea de salida de gas: 2’
Diametro de la linea de drenaje de 3’

agua de calentamiento:
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Didmetro de la linea de drenaje de 3’
agua de coalescencia:

Presion de operacion: 18 psi
Presion de disefio: 60 psi (interna) y 15 psi (externa)
Temperatura de operacion: 160 °F
Temperatura de disefio: 200 °F
Tiempo de retencién promedio: 4 horas

Fuente: Ecopetrol S.A.

El V-103 cuenta con varios componentes para facilitar la separacion de gas,

petréleo y agua, para la conglutinacion del agua

Durante operaciones normales, el petrleo combinado del separador de
produccién y el de prueba fluye a través de un intercambiador de calor e
intercambia calor con la salida de crudo tratado. El petrdleo se calienta
automaticamente de 150 a 170°F en la seccion calentadora mediante tubos
igneos de gas combustible. La presion es controlada automéaticamente en 25 psig
por una valvula de control de contrapresion en la linea de descarga de gas.

Una vez calentado de 150 a 170°F, el petroleo fluye a la seccion de conglutinacion
donde, con la asistencia de la rejilla electrostatica, el contenido de agua se reduce
entre 0,2 a 0,4%. El petroleo fluye en control de nivel automético al tanque de
almacenamiento de crudo que cumple con especificaciones T-101A. El agua fluye
en control de nivel automatico al separador de petréleo/agua. Como en el
separador de produccién, un sistema de chorro vertedor de arena

automaticamente entra en funcion periédicamente para eliminar sedimento.

El problema que se presenta en TTE es que en el separador general no genera
las Optimas condiciones necesarias para su debida separacion, aproximadamente
esta entrando al tratador de 40 a 50% de BSW, donde sus condiciones de entrada
de acuerdo a las consideraciones iniciales de disefio es de maximo el 20%. Uno

de los inconvenientes es la falta de gas, debido a que este campo proporciona
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una baja cantidad de gas y por ende el sistema llega a apagarse por la falta de

este recurso.

2.4.4. Tangques de almacenamiento de crudo

Los tanques para el almacenamiento de petrdleo crudo K-101A y K-101B miden
12,2 metros de diametro por 7,3 metros de altura y tienen una capacidad de
almacenamiento de 5000 barriles en cada tanque. Estan disefiados de acuerdo al

codigo API-650 y cuentan con placas declarando lo mismo.

Cada tanque tiene la capacidad de mantener una cobija de gas sobre el petréleo
almacenado a una presion superior a dos onzas pero sin exceder de cuatro
onzas. Estd previsto que una cantidad suficiente del gas se desprendera del
petréleo para mantener la presion del tanque adentro de los limites mencionados.
Sin embargo, durante épocas de clima frio y/o cuando las tasas de descarga
estén extraordinariamente altas, se puede permitir la aspiracion del gas de
encobijamiento por los tanques para impedir la caida de presion a niveles

menores de dos onzas.

Los problemas que se presentan actualmente son debido basicamente a la mala
operacion que se presenta en separador y en el tratador, ya que en la salida del
tratador se presenta un alto porcentaje de agua hacia los tanques de reposo con
valores de entre el 5 al 10%, en donde el tratador deberia suministrar una
corriente de salida de maximo un 1%, para que el tanque realice la tarea de
asentar el agua por un determinado tiempo, ya que por la cantidad de agua que
entra al tanque el operador debe estar drenandolo constantemente hasta que se
toma una muestra compuesta la cual no debe pasar de 0,5% BSW para su

respectivo bombeo.
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2.4.5. Sistema de agua contraincendios

El sistema de agua contraincendios, incluye una bomba de agua contraincendios,
un tanque de almacenamiento de agua contraincendios con capacidad de 1000

barriles (T-102), y tuberia e instrumentacion asociadas.

La bomba de agua contraincendios P-105, es una bomba centrifuga horizontal
impulsada electronicamente para suministrar agua a una presion de descarga de
125 psig. Las boquillas de succion y descarga estan clasificadas ANSI 150 libras.
El motor eléctrico es horizontal tipo induccién, aislamiento clase F, totalmente
acorazado con calentador. Es operado en corriente eléctrica de 460 voltios,

trifasico, 60 Hertz.

El tanque de almacenamiento de agua contraincendios T-102 tiene 6,7 metros de
diametro y 4,9 metros de altura, el cuerpo es construido de acero al carbono.

Normalmente, el suministro de agua para el sistema de contraincendios se realiza
por la linea del sistema de agua industrial desde la Represa; en caso de
deficiencia en el suministro, la linea de agua industrial puede ser alimentada
desde la Planta de Inyecciébn de Agua, en su defecto por lineas de pozos,

inyectores de agua o con el carro-tanque de la Estacion de Bomberos.

De presentarse un incendio, la bomba de agua del sistema contraincendios estara
activada manualmente al apretar cualquiera de los dos botones de arranque. Un
botdn estd ubicado en el tablero de control y el segundo en las proximidades del
larguero de la bomba. Cuando se apriete el boton de arranque, una valvula
impulsada por el motor en la descarga de la bomba de agua se abre

automaticamente y el motor de la bomba esta puesto en marcha.

2.4.6. Bombas de transferencia de crudo p-10la/b

Estas bombas estan ubicadas en el patin de la Unidad LACT vy son utilizadas para

enviar o transferir el crudo bueno o con especificaciones hacia la Estacion
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Céndor. Normalmente una bomba estd puesta en servicio y la otra esta en
reserva o en stand-by.

Figura 35. Unidad LACT

W_%
=

-l

Fuente: Ecopetrol S.A.

ESPECIFICACIONES
v' Capacidad: 200 GPM 6 46 m3/hr
v Presion de Descarga: 110 PSI 6 7,6 kg/cm2
v Voltaje: 460 VOLTIOS
v' Potencia: 17 KW

Operacioén

Chequear los siguientes items:

Vélvula en la linea de succién abierta.

Vélvula en la linea de descarga abierta.

Todos los indicadores de presién en servicio.

Vélvula de salida de crudo bueno en el tanque a bombear abierta.

Vélvula antes y después del contador de barriles abiertas.

RN NN R

Véalvulas de control neumaéaticas con aire.
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v Todos los instrumentos de medicion en servicio (BSW, suiches de presion,
etc.).

Valvula a la salida de la Unidad Lact abierta.

Valvula de by-pass del contador de barriles cerrada.

Véalvula en la linea de alivio de las bombas hacia el TK-101B abierta.

<N X

El nivel de crudo en el tanque a bombear debe estar por arriba de 70 cms y
por debajo de 600 cms.

\

Valvula en la linea de toma muestra cerrada.
v Valvulas de drenaje cerradas.
v"Interruptor del motor eléctrico en el Power House en posicion ON.

Para arrancar una bomba de transferencia de crudo, esta operacién se hace
desde el interruptor ubicado en el patin de la Unidad Lact colocando el selector en

la posicién manual.

NOTA: Las bombas de transferencia de crudo se pueden operar en automatico o
manualmente, empleando un sistema de control de nivel. Las bombas de
transferencia de crudo no se deben desenergizar en el Power House porque los
motores poseen una resistencia eléctrica que permite que las bobinas del motor
se mantengan calientes para evitar condensacion ya que estos equipos se

encuentran a la intemperie.
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3. PROPUESTA PARA LA OPTIMIZACION DE LOS PROCESOS

A continuacion se presenta una propuesta para mejorar el proceso de separacion
dentro de la ERTC-2, ya que en los equipos utilizados actualmente estan al borde
de su capacidad debido al aumento presentado en el corte de agua de

produccion, punto de partida para el desarrollo del presente trabajo.

3.1.PROPUESTA DE DISENO DE UN SEPARADOR TRIFASICO
HORIZONTAL PARA LA ERTC-2

En la estacion existe una gran variacion en el contenido de BSW,
caracterizandose por presentar altos cortes de agua, por esta razén en este
trabajo se propone la instalacion de un separador trifasico auxiliar para tratar la
produccion actual, capaz de manejar los volimenes pronosticados para los

proximos afios con el fin de independizar mejor las fases de crudo, agua y gas.

Para este disefio se decidié tomar en cuenta la produccién de los pozos con alto

contenido de BSW en la entrada a la estacion para su respectivo procedimiento.

Tabla 11. Pozos con alto BSW en la ERTC-2

Prod Prod Prod . -
Pozo | Estado | Total BSO&W Neta Agua Sist | Salinidad

@pd) | | Bopd) | Bwpd) | PTOU| PP
357 ACT 521 94% 31 490 PCP 4000
383 ACT 519 96% 21 498 BM 4000
401 ACT 418 87% 54 364 BM 7000
402 ACT 970 90% 97 873 PCP 3500
1030 @ ACT 1621 | 89% 178 1443 BM 5000
1031 | ACT 887 88% 106 781 BM 8400
1037 | ACT 1321 = 90% 132 1189 FN 5000
1039 | ACT 129 94% 8 121 BM 12400
1050 | ACT 385 91% 35 350 PCP 16400
1056 | ACT 642 92% 51 591 PCP 5000
1076 | ACT 165 91% 15 150 PCP 5000
1077 | ACT 1218 | 91% 110 1108 | PCP 4500
1084 | ACT 470 92% 38 432 PCP 7000
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1085 ACT 965 88% 116 849 PCP 12000
1087 ACT 1318 90% 132 1186 PCP 12900
1198 ACT 817 90% 82 735 PCP 5000
1401 ACT 1354 90% 135 1219 PCP 6000
1013R | ACT 1518 93% 106 1412 PCP 5000
1049D | ACT 821 92% 66 755 PCP 4000
1078D | ACT 1123 90% 112 1011 PCP 2500
1184D | ACT 719 88% 86 633 PCP 7500
1195D | ACT 967 90% 97 870 PCP 6500

Fuente: Ecopetrol S.A.

La proyeccién para el 2030 de estos pozos se puede observar en la tabla No.12, y
la figura 36. En esta figura se muestra que la produccion de crudo para dicha
fecha es de 1330 BOPD, mientras la produccion de agua es de 33262 BWPD,
donde este valor del agua se tendra en cuenta para el disefio del separador

trifasico.

Tabla 12. Proyeccion de la produccion con alto BSW en la ERTC-2

2014 1808,00 17060,00 18868,00 90,42
2015 1773,65 17786,96 19560,61 90,93
2016 1739,95 18544,90 20284,84 91,42
2017 1706,88 19335,13 21042,02 91,89
2018 1674,45 = 20159,04 21833,49 92,33
2019 1642,64 | 21018,06 22660,70 92,75
2020 1611,42 @ 21913,68 23525,11 93,15
2021 1580,81 | 22847,47 24428,27 93,53
2022 1550,77 = 23821,04 25371,81 93,89
2023 1521,30 | 24836,11 26357,41 94,23
2024 1492,40 | 25894,42 27386,82 94,55
2025 1464,04 | 26997,83 28461,87 94,86
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2026 1436,22 | 28148,27 29584,49 95,15
2027 1408,93 = 29347,72 30756,65 95,42
2028 1382,16 | 30598,29 31980,45 95,68
2029 1355,90 @ 31902,14 33258,04 95,92
2030 1330,13 | 33261,55 34591,69 96,15

Fuente: Ecopetrol S.A. Modificado por el autor

Figura 36. Prondstico de la produccion con alto BSW en la ERTC-2
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Teniendo en cuenta los parametros de cada pozo, tomamos las producciones
altas de crudo y agua, asi dando inicio con la implementacion de un nuevo equipo

en este caso un separador trifasico:

3.1.1. Parametros
Tabla 13. Parametros de entrada, BSW alto

VARIABLE VALOR | UNIDADES |VALOR | UNIDADES
Presion 30 Psig 44,65 Psia
Temperatura 100 °F 560 °R
°API 21,5 °API
Gravedad especifica del agua 1,04 Adi
Densidad del agua 61,996 Lbm/ft3
Tiempo de retencion Oy W 10 Min
Flujo del crudo 1808 BOPD
Flujo de agua 33261 BWPD
Flujo de gas 0,135 MMSCFD
Tamano de la gota 500 um

Fuente: Ecopetrol S.A.
v' Composicion del gas

Tabla 14. Composicién del gas de la ERTC-2

Composicion Peso Temperatura Pr?‘?‘é” % * * .
Componente (%-Molar) r};)c;llte)cular critica °R critica PM % *Tc | % * Pc
-mol Psia

C1l 0,87290 16,043 343,37 667,8 | 14,00 | 299,73 |582,92
C2 0,01996 30,07 550,09 707,8 | 0,60 | 10,98 | 14,13
C3 0,01350 44,097 666,01 616,3 | 0,60 | 8,99 | 8,32
nC4 0,00894 58,124 765,65 550,7 | 0,52 | 6,84 | 4,92
iC5 0,01221 72,151 829,1 490,4 | 0,88 | 10,13 | 5,99
nC5 0,00248 72,151 845,7 488,6 | 0,18 | 2,10 | 1,21
C6 0,00367 86,178 913,7 436,99 | 0,32 | 3,36 | 1,61
H2S - 34,076 672,7 1306 | 0,00 | 0,00 | 0,00
CO2 - 44,01 547,9 1071 | 0,00 | 0,00 | 0,00
N2 0,06633 28,013 227,6 493 1,86 | 15,10 | 32,70
SUMA 1,00000 18,95 | 357,22 | 651,80

Fuente: Ecopetrol S.A.
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v Gravedad especifica del gas

GEg =

Geg

X PMg
PMaire

0,6543

v Factor de compresibilidad del gas

Ec. (26)

__F __T Ec. (27)
E‘-.‘. B PEI:.‘-'! TST N TsecM
3,52 =P, 0,274 = P2 Ec. (28)
Z=1- 1009813 Tz ' 108157 +lzr
Psr = 0,06850 Adi
Z =0,96830 Adi
Tsr =0,85916 Adi
v' Densidad del gas
PMg * P
=0,093 ————— Ec. (29
Pg T+ 7 (29)
pg = 0,14515 Lbm/ft3
v" Viscosidad del gas
Mg1 = tge t Croz+ Cras+ Oz Ec. (30)
Mg =(1.709 x 107 -2.062 x 10°y ) T+8188x 107 - 6.15x 10 logy , Ec. (31)
Cy, =y, (848x107logy, +9.59x107) Ec. (32)
Ceo, =Yco, (908 x 107 logy , +624 x 107) Ec. (33)
Chs = Vu,s (849 x 107 logy , +3.73x107°) Ec. (34)
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px 2 3
h‘{# I;r =qytap, ta,p, +a;p, +
gl

T:rr(ad +aspsr +06p.¢r2 +a‘.'p.sr3) + EC' (35)
T;‘rz (ag +ayp,, + ampsrz + allp.cr]) +

3
T, (a; +aup, "“‘mpsr2 +al5psr3) .

Dénde:

a, = -2.46211820 E+00 a, =-1.93385684 E-0I
a, = 297054714 E+00 a, = 139643306 E+00
a, = -2.86264054 E ~ 01 a,, =—1.49144925 E -0l
a, = 805420522 E-03 a, = 441015512 E-03
a, = 2.80860949 E+00 a, = 839387178 E-02
a, = -3.49803305 E+00 a; =-1.86408848 E -0l
a, = 3.60373020 E -0l a, = 203367881 E~02
a, = -1.04432413 E-02 a,, = ~6.09579263 E ~ 04

Teniendo en cuenta las ecuaciones anteriores hallamos la viscosidad del gas a

continuacion:

ug1=0,0114Cp

f
Ln [in,.): -0.5217

\.ugn'

Mg = 0,0079 Cp
v' Gravedad especifica del crudo

Tomamos la ecuacion 1 para su debido procedimiento
Geo= 0,924836601 Adi

v" Densidad del aceite

po = 62,4 x GEo * (1,022 — 0,000378 * T Ec. (36)

po= 56,798 Lbm/ft3
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v" Viscosidad del aceite

Teniendo en cuenta las ecuaciones 2, 3,4y 5.
po= 72,85 Cp
v Viscosidad del agua

L = ELDI}E—E', 01479:T+0,00001922=T2 Ec(37)
w

pw= 0,757 Cp
v" Densidad del fluido

Qo Qw Ec. (38)

I=—*" _wp +——up,
P Q0+Qw*p° Q0+Qw*p“

pl= 61,7277 Lbm/fts

3.1.2. Dimensionamiento de un separador trifasico

v' Coeficiente de arrastre

Determinar el coeficiente de arrastre Cp por medio de un proceso iterativo donde

se supone un Cp, utilizando las ecuaciones 12, 13 y 14.

V=7,1922 ft/s

Re= 323,985 Adi

Cd= 0,581 Adi
v' Capacidad de gas

Ya teniendo el coeficiente calculamos la capacidad de gas con la ecuacion 15:

dLeff=1,1393 ft*in
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v Calculo del espesor maximo de la capa de petréleo con la ecuacion 16:

Ho max= 5,059 ft

v Calcular la fraccion del &rea transversal ocupada por el agua por la

ecuacion 17:

AwW/A= 0,47422 Adi

v' Leer B de la figura 25:
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v' Calcular el diametro maximo del separador utilizando la ecuacion 18:

5,06
Amax = 0,023 = 219,95 ft
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v Calcular la capacidad al liquido con la ecuacién 20:

d?Leff= 497979,8 ft*in?

Finalmente establecer combinaciones que se pueda satisfacer las capacidades
tanto para el gas como para el liquido, con diametros menores con respecto al
diametro maximo. Para cada diametro seleccionar la leff mayor y calcular la

longitud entre cordones de soldadura.

v' Para la capacidad al gas utilizamos la ecuacion 21.
v' Para la capacidad al liquido utilizamos la ecuacion 22.

v" Relacién de esbeltez segun su diametro utilizamos la ecuacion 23.

Seleccionar la opcién que contenga una relacidén de esbeltez entre 3 y 5. En caso
de que dos 0 mas opciones se encuentren en ese rango, se puede tomar la

decision de usar la de diametro menor, pues implica menor costo.

Tabla 15. Dimensién de un separador trifasico

Diametro (in) | Leff gas (ft) | Leff liquido (ft)| Lss (ft) SR
24 0,04747 864,5619 1152,7492 |576,3746
28 0,04069 635,1883 846,9178 | 362,9648
32 0,03560 486,3161 648,4214 | 243,1580
36 0,03165 384,2497 512,3330 |170,7777
40 0,02848 311,2423 414,9897 |124,4969
44 0,02589 257,2250 342,9667 | 93,5364
48 0,02374 216,1405 288,1873 | 72,0468
52 0,02191 184,1670 245,5560 | 56,6668
56 0,02034 158,7971 211,7294 | 45,3706
60 0,01899 138,3299 184,4399 | 36,8880
64 0,01780 121,5790 162,1054 | 30,3948
68 0,01675 107,6963 143,5951 | 25,3403
76 0,01499 86,2167 114,9556 | 18,1509
80 0,01424 77,8106 103,7474 | 15,5621
84 0,01356 70,5765 94,1020 | 13,4431
88 0,01295 64,3063 85,7417 | 11,6920
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Diametro (in) | Leff gas (ft) | Leff liquido (ft)| Lss (ft) SR
92 0,01238 58,8360 78,4480 | 10,2323
96 0,01187 54,0351 72,0468 | 9,0059
100 0,01139 49,7988 66,3984 | 7,9678
104 0,01095 46,0418 61,3890 | 7,0833
108 0,01055 42,6944 56,9259 | 6,3251
112 0,01017 39,6993 52,9324 | 5,6713
116 0,00982 37,0086 49,3448 | 5,1046
120 0,00949 34,5825 46,1100 | 4,6110
124 0,00919 32,3873 43,1831 | 4,1790
128 0,00890 30,3948 40,5263 | 3,7993

Fuente: El autor

De acuerdo con los resultados obtenidos se puede decir que para un

41638 BPD se deberia utilizar un separador de 120 pulgadas * 46 Pies.

Nota: Este nuevo sistema instalado en la estacion se le debe adicionar un sistema

de Sand Jet que permita realizar limpiezas internas para eliminar la acumulacion

de arenas, solidos y lodo, que se encuentra en el fondo del recipiente.

3.2. VERIFICACION TECNICA DEL SEPARADOR TRIFASICO DE LA

ERTC-2.

En esta seccion se verificara que el separador trifasico instalado actualmente este
en la capacidad de manejar la produccién de agua y crudo para cierto futuro,

tomaremos en cuenta el restante de los pozos que llegan a la estacion No.2, para

tomar la produccién de cada uno de ellos y tener un nuevo analisis.

Tabla 16. Pozos con bajo BSW en la ERTC-2

caudal de

Prod Prod Prod : .
Pozo | Estado | Total B?,Z‘)W Neta Agua F?rl g’é S"’(lgglrg? g
(Bpd) (Bopd) | (Bwpd)
178 ACT 370 82% 67 303 BM 10000
314 ACT 480 74% 125 355 PCP 4000
316 ACT 1119 87% 145 974 PCP 7500
332 ACT 101 68% 32 69 BM 6500
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Prod Prod Prod . -
‘ Pozo | Estado | Total BSO&W Neta | Agua Sist | Salinidad
@pd) | ¥ | @opa) | @wpa) | Prod | (PPM)
434 ACT 115 68% 37 78 BM 8900
464 ACT 260 82% 47 213 BM 5500
1032 ACT 421 80% 84 337 PCP 6500
1033 ACT 1172 74% 305 867 PCP 5000
1058 ACT 320 85% 48 272 PCP 8000
1062 ACT 170 71% 49 121 PCP 7000

1063 ACT 1318 87% 171 1147 PCP 2000
1073 ACT 700 82% 126 574 PCP 5000

1075 ACT 120 80% 24 96 BM 4000
1086 ACT 720 80% 144 576 PCP 9500
1179 ACT 290 81% 55 235 PCP 3500
1180 ACT 100 32% 68 32 PCP 4500
1181 ACT 411 72% 115 296 PCP 4000
1192 ACT 139 55% 63 76 PCP 5000
1194 ACT 470 85% 71 400 PCP 5500
1400 ACT 397 2% 111 286 PCP 3500
1422 ACT 400 75% 100 300 PCP 20000

1453 ACT 721 71% 209 512 PCP 12500
1057D | ACT 770 80% 154 616 ESP 4500

1178D | ACT 382 85% 57 325 PCP 4500
1183D | ACT 770 76% 185 585 PCP 7000
1185D | ACT 1032 84% 165 867 PCP 3500
1188D | ACT 540 80% 108 432 PCP 3500
1189D | ACT 914 73% 247 667 ESPCP 4000
1190D | ACT 466 80% 93 373 PCP 3000
1196D | ACT 321 83% 55 266 PCP 7000
1197D | ACT 211 23% 162 49 PCP 4500
1199D | ACT 312 80% 62 250 PCP 6000

Fuente: Ecopetrol S.A.
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Tabla 17. Proyeccioén de la produccién con bajo BSW en la ERTC-2

PETROLEO AGUA
S PRODUCCION
ANO ACTUAL f‘OGTUA']‘_ DE FLUIDO BSW %
TOTAL
2014 3484,00 12548,00 16032,00 78,27
2015 3417,80 13082,70 16500,50 79,29
2016 3352,86 13640,18 16993,03 80,27
2017 3289,15 14221,41 17510,56 81,22
2018 3226,65 14827,41 18054,07 82,13
2019 3165,34 15459,24 18624,58 83,00
2020 3105,20 16117,99 19223,19 83,85
2021 3046,20 16804,81 19851,01 84,65
2022 2988,32 17520,89 20509,21 85,43
2023 2931,54 18267,49 21199,03 86,17
2024 2875,83 19045,91 21921,74 86,88
2025 2821,19 19857,49 22678,68 87,56
2026 2767,58 20703,66 23471,25 88,21
2027 2715,00 21585,89 24300,88 88,83
2028 2663,41 22505,70 25169,11 89,42
2029 2612,80 23464,72 26077,52 89,98
2030 2563,16 24464,59 27027,75 90,52

Fuente: Ecopetrol S.A. Modificada por el autor

Actualmente el separador trifasico tiene un didmetro de 120 pulgadas y una
longitud de 40 ft, para conocer si cumple con los requerimientos preestablecidos
para los pozos faltantes de la ERTC-2. Podemos notar que la proyeccion del

2030 de crudo es de 2563 BOPD con una produccién de agua aproximadamente

de 24465 BWPD, como se muestra en la tabla 17, y en la figura No. 37.
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Figura 37. Prondstico de la produccion con bajo BSW en la ERTC-2
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Fuente: Ecopetrol S.A. Modificada por el autor
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3.2.1. Parametros
Tabla 18. Parametros de entrada, BSW bajo

VARIABLE VALOR |UNIDADES| VALOR |UNIDADES
Presioén 30 Psig 44,6500 Psia
Temperatura 100 °F 560,0000 °R
°API 21,5 °API
Gravedad especifica del agua 1,04 Adi
Densidad del agua 61,996 Lbm/ft3
Tiempo de retencion Oy W 10 Min
Flujo del crudo 3484 BOPD
Flujo de agua 24464,59| BWPD
Flujo de gas 0,135 MMSCFD
Tamano de la gota 500 um
Factor de compresibilidad 0,9683 Adi
Densidad del gas 0,1451 Lbm/ft3
viscosidad del gas 0,0079 Cp
Gravedad especifica del aceite | 0,9248 Adi
Densidad del aceite 56,798 Lbm/ft3
viscosidad del aceite 72,8475 Cp
Viscosidad del agua 0,7574 Cp

Fuente: Ecopetrol S.A.

v Densidad del fluido utilizando la ecuacion 38:

pl= 61,3477 Lbm/ft3

3.2.2. Dimensionamiento de un separador trifasico
v Coeficiente de arrastre
Determinar el coeficiente de arrastre Cp por medio de un proceso iterativo donde
se supone un Cp, utilizando las ecuaciones 12, 13 y 14.
V=7,166 ft/s
Re= 322,82 7Adi

Cd= 0,581 Adi
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v' Capacidad de gas

Ya teniendo el coeficiente calculamos la capacidad de gas con la ecuacion 15:
dLeff=1,1434 ft*in

v' Calculo del espesor maximo de la capa de petroleo con la ecuacién 16:

Ho max= 5,0588 ft

v Calcular la fraccion del &rea transversal ocupada por el agua por la
ecuacion 17:

Aw/A= 0,4378 Adi

v' Leer B de la figura 25:
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v Calcular el diametro maximo del separador utilizando la ecuacién 18:

Ay = 2 = 97,285 ft

0,052

v Calcular la capacidad al liquido con la ecuacién 20:

d?Leff= 396870,037 ft*in?

Finalmente establecer combinaciones que se pueda satisfacer las capacidades
tanto para el gas como para el liquido, con diametros menores con respecto al
diametro maximo. Para cada diametro seleccionar la leff mayor y calcular la

longitud entre cordones de soldadura.

v' Para la capacidad al gas utilizamos la ecuacion 21.
v' Para la capacidad al liquido utilizamos la ecuacién 22.

v" Relacién de esbeltez segun su diametro utilizamos la ecuacion 23.

Seleccionar la opcién que contenga una relacion de esbeltez entre 3 y 5. En caso
de que dos 0 mas opciones se encuentren en ese rango, se puede tomar la

decision de usar la de diametro menor, pues implica un costo mas bajo.

Tabla 19. Dimensién de un separador trifasico

Diametro (in) | Leff gas (ft) | Leff liquido (ft) | Lss (ft) SR
24 0,04764 689,0105 918,6806 | 459,3403
28 0,04084 506,2118 674,9490 | 289,2639
32 0,03573 387,5684 516,7579|193,7842
36 0,03176 306,2269 408,3025 | 136,1008
40 0,02859 248,0438 330,7250| 99,2175
44 0,02599 204,9949 273,3265 | 74,5436
48 0,02382 172,2526 229,6702 | 57,4175
52 0,02199 146,7715 195,6953| 45,1605
56 0,02042 126,5529 168,7373| 36,1580
60 0,01906 110,2417 146,9889| 29,3978
64 0,01787 96,8921 129,1895| 24,2230
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Diametro (in) | Leff gas (ft) | Leff liquido (ft) | Lss (ft) SR
68 0,01681 85,8283 114,4377| 20,1949
72 0,01588 76,5567 102,0756 | 17,0126
76 0,01504 68,7102 91,6136 | 14,4653
80 0,01429 62,0109 82,6813 | 12,4022
84 0,01361 56,2458 74,9943 | 10,7135
88 0,01299 51,2487 68,3316 | 9,3179
92 0,01243 46,8892 62,5189 | 8,1546
96 0,01191 43,0632 57,4175 | 7,1772
100 0,01143 39,6870 52,9160 | 6,3499
104 0,01099 36,6929 48,9238 | 5,6451
108 0,01059 34,0252 45,3669 | 5,0408
112 0,01021 31,6382 42,1843 | 4,5197
116 0,00986 29,4939 39,3252 | 4,0681
120 0,00953 27,5604 36,7472 | 3,6747
124 0,00922 25,8110 34,4147 | 3,3305
128 0,00893 24,2230 32,2974 | 3,0279

Fuente: El autor

Conclusion: el resultado de este analisis nos muestra que para un flujo de 27949
BPD, el separador actual que tiene un diametro de 120 pulgadas * 40 pies de
longitud, puede ser manejado con un tiempo de residencia de 10 minutos y se
puede aumentar el tiempo un poco Mas ya que este separador tiene la capacidad
de manejar un poco mas el fluido con el fin de liberar mejor la separacion de
agua-crudo como se muestra en la siguiente tabla utilizando la ecuacién 20,
donde puede manejar un tiempo de residencia de mas o menos 15 minutos.
Comparado con las condiciones actuales se puede observar que el separador

trifdsico instalado actualmente estd en la mayor capacidad de tratar dicha

cantidad del fluido hasta en el 2030.
tr Diametro Leff Fluido
7 120 40 57947,6861
8 120 40 50704,2254
9 120 40 45070,4225
10 120 40 40563,3803
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tr Diametro Leff Fluido

11 120 40 36875,8003
12 120 40 33802,8169
13 120 40 31202,6002
14 120 40 28973,8431
15 120 40 27042,2535
16 120 40 25352,1127
17 120 40 23860,8119
18 120 40 22535,2113
19 120 40 21349,1475
20 120 40 20281,6901
21 120 40 19315,8954

3.3.VERIFICACION TECNICA DEL SEPARADOR BIFASICO

Para este caso de verificacion técnica se tomara en cuenta un separador, ya que
ay cuatro separadores que tienen las mismas dimensiones con un didmetro de 48
pulgadas por una longitud de 12 pies, con el fin de los que estan actualmente
instalados estén en la capacidad de manejar la produccion de cada pozo para su

respectiva prueba.

Para este caso tengamos en cuenta el tiempo de residencia que para un crudo de

21,5°API es de 4 minutos para su debia separacion liquido-gas.

El caudal del liquido lo tomamos de un pozo mostrado de las tablas 11 y 16,
donde tomaremos el mayor caudal que ay en la actualidad y que es el pozo No.
1030 que tiene un BSW de 89% con un caudal de 1621 BPD y lo comparamos

para el 2030 si estos separadores cumple su funcién de separacion.
Consideraciones:

Ql =2944,44 BPD
T =100 °F

°API =215
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0 =48’

Leff =12’

Teniendo estos parametros cogemos la férmula para hallar el tiempo de
residencia que es:

tr Q1 Ec. (39)

d?Lysr = ——
eff 0’7

tr = 6,573 minutos

Conclusion: la respuesta de esta verificacion nos muestra que para un fluido de
2945 BPD, puede ser manejado por estas dimensiones del separador actual en
un tiempo de retencion de 6,57 minutos donde tedricamente el tiempo minimo

para una separacion 6ptima es de 4 minutos.

3.4. VERIFICACION TECNICA DEL TRATADOR TERMICO DE LA ERTC-2

En la estacion No.2 la emulsion es uno de los fuertes inconvenientes que se ha
tenido en la actualidad, donde se usa altas cantidades de quimicos y tiempos de

residencia muy bajos, donde los costos de los quimicos estan por encima.

Para esta verificacion vamos a tener en cuenta la norma APl donde la cantidad de
petréleo que vamos a tratar es aquella proveniente de la salidas de los
separadores trifasicos y asumiré un 20% que corresponde al porcentaje de agua
que todavia se encuentra en emulsién con el crudo y que no fue removida por los

separadores.

Para el afio 2030 los dos separadores trifasicos teniendo, en la entrada tendran
aproximadamente 3893,29 BPD de crudo y de agua 57726,14 BPD con flujo total
de 61619,43 BPD y para la entrada del tratador tendra un 20% de agua que se

encuentran todavia en emulsion con el crudo que es de 11545,23 BPD.
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Tabla 20. Pardmetros de entrada al TTE

VARIABLE VALOR |UNIDADES | VALOR | UNIDADES
Presion 18 Psig 32,65 Psia
Temperatura Entrada 100 °F 560 °R
°API 21,5 °API
Gravedad especifica del agua 1,04 Adi
Densidad del agua 61,996 Lbm/ft3
Tiempo de retenciobn Oy W 4 Min
Flujo del crudo 3345,00 BOPD
Flujo de agua 11545,23| BWPD
Gravedadagzip;:mflca del 0.9248 Adi
Flujo total 14890,23 BPD
Diferencia de gravedades 0,0683 Adi

Fuente: Ecopetrol S.A.

v Determinacién de la viscosidad del crudo utilizando las ecuaciones 2, 3, 4y

5, a diferentes temperaturas:

T1 120 °F Lo 31,4606 Cp
T2 140 °F Lo 17,336 Cp
T3 160 °F Lo 11,0668 Cp
T4 180 o Lo 7.772 Cp

v' Determinacion de la viscosidad del agua utilizando la ecuacion 37, a

diferentes temperaturas.

T1 120 °F Liw 0,6148 Cp
T2 140 °F Uw 0,5071 Cp
T3 160 °F Lw 0,4249 Cp
T4 180 °F Lw 0,3617 Cp
v Viscosidad de la mezcla a diferentes temperaturas.
_LLW*QW+L¢0*Q0
pm = Ql gl Ec. (40)
T1 120 °F Um 7,5441 Cp
T2 140 °F Um 4,2875 Cp
T3 160 °F Um 2,8155 Cp
T4 180 °F Um 2,0265 Cp
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v' Tamafio de la gota y geometria del recipiente utilizando las ecuaciones 6 y
7 a diferentes viscosidades:

dml 127,8151 dleff 26152,186
dm2 187,1659 dleff 6931,378
dm3 248,6107 dleff 2579,749
dm4 310,3949 dleff 1191,190

v' Dimensionamiento de un tratador térmico a diferentes diametros y
temperatura despejando leff de la ecuacion 7:
Tabla 21. Dimensién de un TTE

Temperatura (°F)

Diametro 120 140 160 180
Leff Leff Leff Leff
5 5230,44 | 1386,28 | 515,95 | 238,24
10 2615,22 | 693,14 | 257,97 |119,12
15 1743,48 | 462,09 [171,98| 79,41
20 1307,61| 346,57 | 128,99 | 59,56
25 1046,09| 277,26 |103,19| 47,65
30 871,74 | 231,05 | 85,99 | 39,71
40 653,80 | 173,28 | 64,49 | 29,78
45 581,16 | 154,03 | 57,33 | 26,47
50 523,04 | 138,63 | 51,59 | 23,82
55 475,49 | 126,03 | 46,90 | 21,66
60 435,87 | 115,52 | 43,00 | 19,85
65 402,34 | 106,64 | 39,69 | 18,33
70 373,60 | 99,02 | 36,85 | 17,02
75 348,70 | 92,42 | 34,40 | 15,88
80 326,90 | 86,64 | 32,25 | 14,89
85 307,67 | 81,55 | 30,35 | 14,01
90 290,58 | 77,02 | 28,66 | 13,24
95 275,29 | 72,96 | 27,16 | 12,54
100 261,52 | 69,31 | 25,80 | 11,91
105 249,07 | 66,01 | 24,57 | 11,34
110 237,75 | 63,01 | 23,45 | 10,83
115 227,41 | 60,27 | 22,43 | 10,36
120 217,93 | 57,76 | 21,50 | 9,93
125 209,22 | 55,45 | 20,64 | 9,53

Fuente: El autor
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Conclusion: el resultado de este andlisis muestra que para el 2030 tendra un
flujo de 3893 BPD de crudo y 11545 BPD de agua, el tratador térmico que se
encuentra instalado actualmente en la estacion donde tiene un diametro de 120” y
40’ de longitud, comparado con las condiciones existentes muestra que si puede

manejar dicha cantidad de fluido.

3.5.VERIFICACION TECNICA DEL TANQUE DE LA ERTC-2

Los tanques para el almacenamiento de petréleo crudo T-101A y B miden 12,2
metros de didmetro por 7,3 metros de altura y tienen una capacidad de
almacenamiento de 5000 barriles. En la salida del tratador tiene 1% de agua
emulsionada con el petréleo entonces aproximadamente al tanque para el afio
2030, el tanque esta la 6ptimas condiciones de poder almacenar dicha cantidad
de agua junto con el crudo donde el fluido total es de 4008 BPD ya que en este
caso tenemos dos tanques que puede garantizar el guardado de dicho fluido. Ya
gue para el bombeo hacia la estacion El Condor se estima de que se debe tener

por lo minimo un 0.5% de agua emulsionada en el crudo, segun Ecopetrol.
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4. INVERSIONES

El andlisis técnico de esta investigacion fue elaborado en el capitulo anterior. El
analisis presupuestal, tiene en cuenta los procedimientos que se llevaron a cabo
donde depende de varios factores importantes donde aplica todos los costos que

se estima para la instalacion de nuevos equipos.

En el capitulo anterior el proceso de tratamiento de los fluidos se redujo a una
cierta cantidad al problema que tenia por sus altos cortes de agua, donde se

mejoraron aspectos importantes para esta investigacion.

De acuerdo al departamento de ingeniera de Ecopetrol S.A del Campo Casabe, el
monto en doélares por cada barril que se destina para pagar la operaciéon y la

inversién correspondiente es de aproximadamente de 5 a 8 USD/barril.

v' Costos de materiales y otros

Son las inversiones que se hicieron en esta investigacién donde son los costé que
aplica para un nuevo equipo y accesorios que contemplan para su instalacion,
donde sera entregado como unidad completa con todos sus componentes, donde
sus componente son; tuberias de interconexién, soportes, valvulas, sistema
montado sobre el patin, manuales de control, instrumentacion, tablero de control

entre otros accesorios que contemplan para su instalacion.

También hacer énfasis en otros costos como son, costos de obra civil, costos de
mantenimiento de los equipos actuales de la estacion y costo del personal.

A continuacion daremos los costos que tendran la empresa con la implementacién

de un nuevo separador trifasico como se muestra en la siguiente tabla No.22.
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Tabla 22.Costos

PRECIOS

EQUIPOS Y MANTENIMIENTOS (USD)

Separador trifasico y obra civil 555000
Mantenimiento TTE 45000
Mantenimiento separador trifasico 40000
Mantenimiento bombas 2000
Mantenimiento del tanque 6000
Mantenimiento de separadores de prueba 70000
Eléctrico 40000

Costo personal 200000

Total instalacion 555000

Otros costos anual 350000

TOTAL DE COSTOS 905000

Fuente: Ecopetrol S.A. Modificado por el autor

v Quimico “demulsificante”

Para esta secuela del nuevo separador trifasico que su gran funcién es disminuir
en un 80 a 95% del agua libre aproximadamente, restando un 5 a 20% de agua
emulsionada con el petréleo donde debe ser tratado quimicamente antes del pre-
ingreso al sistema de separacion secundaria que es el tratador térmico

electrostético.
Actualmente se esta ingresando en promedio 20 GPD de quimico demulsificante.

La nueva concentracion del quimico se calcula de la siguiente forma:

GDP * 1000000 Ec. (41)
Ql * 42

ppm =
Dénde:

ppm = concentracion del quimico demulsificante
GPD = cantidad de quimico en galones por dia
QI = caudal de liquido
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Reemplazando valores:

_20%1000000 13 644
PP = =5 34900
Motivo por la implementacién del separador trifasico instalado a la estacion, el
caudal de agua a tratar en el tratador es de 20% que es de la salida de los

separadores.

cPD — 13,64 * 42 * 11213,6
N 1000000

= 6,426gal/dia

Para el 2014 verificaremos el gasto donde segun Nalco los costos por cada galon

de quimico demulsificante es de 10,7 UDS/gal:

6,426gal 10,7 USD
E3

365 dias * Tia Jal

= 25097 USD /afo

Ya para el 2015 no se tendran en cuenta los costos de la instalacion del
separador trifasico solo tendriamos en cuenta los costos de mantenimiento y otros
costos, donde asumiré que anualmente los costos tendrd un aumento del 3%

como se vera a continuacion de la tabla No.23.

Tabla 23. Costos quimicos y otros costos

Petréleo . Galon | Concen | Caudal CER Costo Taitel
- Agua | Fluido ., de de
ANO | Actual actual | tracién |gastado o anual
quimico costos
BPD BPD | BPD GPD ppm GPD USD USD USD
2014 958000 | 958000

2015| 5191,4 |30870| 36061 | 20,852 | 13,768 | 6,572 | 26437 |415090 | 441527
2016 | 5092,8 |32185|37278 | 21,741 | 13,886 | 6,724 | 27861 |427543| 455404
2017 | 4996,0 | 33557 |38553 | 22,667 | 13,999 | 6,883 | 29376 |440369 | 469745
2018 | 4901,1 |34986 |39888 | 23,633 | 14,107 | 7,050 | 30988 |453580 | 484568
2019 | 4808,0 |36477|41285| 24,640 | 14,210 | 7,224 | 32705 |467187 | 499893
2020 | 4716,6 |38032|42748 | 25,690 | 14,309 | 7,406 | 34535 |481203| 515738
2021 | 4627,0 |39652 | 44279 | 26,785 | 14,403 | 7,596 | 36486 |495639 | 532125
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Petroleo luid Galén |Concen | Caudal Gz;sto Costo Tgtal
N Actual Agua | Fluido actual | tracion |gastado ae anual <
ANO quimico costos

BPD BPD | BPD GPD ppm GPD uUsD uUSsD usD

2022 | 4539,1 |41342|45881 | 27,926 | 14,492 | 7,795 | 38567 |510508 | 549075
2023 | 4452,8 |43104|47556 | 29,116 | 14,577 | 8,004 | 40788 |525824 | 566611
2024 | 4368,2 |44940 | 49309 | 30,357 | 14,658 | 8,223 | 43159 |541598 | 584757
2025| 4285,2 |46855|51141 | 31,650 | 14,736 | 8452 | 45691 |557846 | 603538
2026 | 4203,8 |48852|53056 | 32,999 | 14,809 | 8,692 | 48397 |574582 | 622979
2027 | 4123,9 |50934 | 55058 | 34,405 | 14,879 | 8,943 | 51290 |591819 | 643109
2028 | 4045,6 |53104|57150 | 35,871 | 14,945 | 9,206 | 54382 |609574 | 663956
2029 | 3968,7 |55367|59336| 37,400 | 15,007 | 9481 | 57690 |627861 | 685551
2030 | 3893,3 |57726|61619 | 38,994 | 15067 | 9.770 | 61229 |646697| 707925

Fuente: el autor

El ahorro del quimico es considerable con base al nuevo separador trifasico, por
lo tanto el caudal ahorrado es de:

20,852 gal/dia — 6,572 gal/dia = 14,28 gal/dia

De esta manera el ingreso por ahorro de quimico es de:

Io: ahorro de inyeccion de demulsificante
Qo: caudal ahorrado

Cb: costo por galon
Io = 365 dia * 14,28 gal/dia * 11,02 USD/gal = 57445 UDS

Ya para los siguientes afios asumiré que subira un 3% en los costos de los
quimicos, a continuacion veremos el ahorro significativo de cada afio hasta el

2030 para el demulsificante.

125



Tabla 24. Ahorro demulsificante

0| motuar | A0ua | Fiudo| S210n | Coteen | Ca e | wmes |aortado [A1oro

BPD | BPD | BPD | GPD | ppm GPD USD GPD UsD
2015| 5191,4 |30870| 36061 |20,852| 13,768 | 6,572 11,02 14,280 | 57445
2016 | 5092,8 |32185| 37278 [21,741| 13,886 | 6,724 11,35 15,017 | 62219
2017 | 4996,0 |33557| 38553 [22,667| 13,999 | 6,883 11,69 15,784 | 67360
2018 | 4901,1 |34986| 39888 |23,633| 14,107 | 7,050 12,04 16,583 | 72895
2019 | 4808,0 |36477| 41285 |24,640| 14,210 | 7,224 12,40 17,417 | 78854
2020 | 4716,6 |38032| 42748 [25,690| 14,309 | 7,406 12,78 18,284 | 85267
2021 | 4627,0 |39652| 44279 |26,785| 14,403 | 7,596 13,16 19,189 | 92169
2022 | 4539,1 |41342| 45881 |27,926| 14,492 | 7,795 13,55 20,131 | 99594
2023 | 4452,8 |43104| 47556 | 29,116 | 14,577 | 8,004 13,96 21,112 | 107582
2024 | 4368,2 |44940| 49309 |30,357| 14,658 | 8,223 14,38 22,134 | 116174
2025 | 4285,2 |46855| 51141 [31,650| 14,736 | 8,452 14,81 23,199 | 125415
2026 | 4203,8 |48852| 53056 [32,999| 14,809 | 8,692 15,26 24,308 |135352
2027 | 4123,9 |50934 | 55058 |34,405| 14,879 | 8,943 15,71 25,463 | 146037
2028 | 4045,6 |53104| 57150 [35,871| 14,945 | 9,206 16,18 26,666 | 157525
2029 | 3968,7 |55367| 59336 |37,400| 15,007 | 9,481 16,67 27,919 | 169875
2030 | 3893,3 |57726| 61619 [38,994| 15,067 | 9,770 17,17 29,224 | 183152

Fuente: El autor

Para puntualizar el ahorro significativo que tiene la quimica después de la

implementacion de un nuevo equipo para la estacién No.2, se toma en cuenta los

valores para cada afio y conocer la diferencia por medio de una tendencia grafica

estimando un costo de 10,7 USD por galén del quimico, y se detallara en la

siguiente figura:
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Figura 38.Proyeccion del ahorro del quimico
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Fuente: El autor

Conociendo las inversiones que se tiene anualmente, podemos conocer el gasto

para cada afio en la ERTC-2 del Campo Casabe por medio de la siguiente tabla,

donde conoceremos el total de lo que se gasta anualmente.

Tabla 25. Presupuesto de la ERTC-2

2014 958000 0,958
2015 26436,96| 415090 0,442
2016 27861,07| 427543 0,455
2017 29375,92 | 440368,98 0,470
2018 30988,27 | 453580,05 0,485
2019 32705,44|467187,45 0,500
2020 34535,24 | 481203,08 0,516
2021 36486,10 | 495639,17 0,532
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Fuente: el autor

2022 38567,06 | 510508,34 0,549
2023 40787,83 | 525823,59 0,567
2024 43158,84 | 541598,30 0,585
2025 45691,29 | 557846,25 0,604
2026 48397,21 | 574581,64 0,623
2027 51289,51|591819,09 0,643
2028 54382,05| 609573,66 0,664
2029 57689,72|627860,87 0,686
2030 61228,51 | 646696,69 0,708
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5. CONCLUSIONES

Luego del analisis a las facilidades de superficie instaladas actualmente en
la ERTC-2, se concluye que para la optimizaciébn de la operacion es
necesario adquirir otro separador general trifasico, ya que el que esta
operando actualmente presenta un alto porcentaje de BSW en la salida, un

nuevo equipo permitiria optimizar la separacion de los fluidos.

Con la instalacion de este nuevo separador trifasico en la estacion se
puede concluir que se tendra un ahorro significativo en los costos por

tratamientos quimicos.

Se comprobd con la especificacion técnica realizada a los separadores
bifasicos actualmente instalados, que si pueden manejar la produccion de
los fluidos aportada por los pozos hasta el afio que se pronostica esta

investigacion.

Con la implementacién de dos separadores trifasicos para la separacion de
los fluidos, se mejora el proceso de separacion proporcionando efectividad
en la separacion de agua y dandole menor proporcion de BSW a la entrada
del tratador térmico, con el fin de mejorar el tratamiento, cumpliendo con el

requerimiento técnico que tiene la empresa para su bombeo.
Con el tratador instalado actualmente se puede decir que para el afio 2030

se puede considerar que puede manejar dicha cantidad de fluido y no es

necesaria la instalacion de tratadores auxiliares.
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6. RECOMENDACIONES

v' Se debe instalar manémetros en todas las facilidades de la estacion ya que
muy poco de ellos se encuentran instalados. También es necesario realizar
una verificacion a los contadores de agua dentro de la estacién que se

encuentran en deterioro y en no funcionamiento.

v' Es necesario implementar un desarenador dentro de la estacion ya que
este es necesario debido a la cantidad de arena que se presenta al
ingresar por la tuberia a la estacion y ocasionar muchos dafios en las

valvulas, cheques, taponamientos en las lineas y en las facilidades.
v' Los equipos actuales llevan muchos afios de vida util, por lo que se

recomienda un monitoreo constante de su funcionamiento y andlisis de

integridad para evitar problemas mayores a futuro.
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