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Resumen

TITULO: MODELAMIENTO DEL FLUJO MULTIFASICO EN SISTEMAS DE
TRANSPORTE SUBMARINO!
AUTOR: XIMENA ALEXANDRA GOMEZ RIOS

MICHAEL SEBASTIAN ROJAS MOLINA?
PALABRAS CLAVES: Offshore, flujo multifasico, modelamiento, campo de gas, aguas ultra
profundas.

DESCRIPCION: Los recientes descubrimientos de gas en el mar caribe colombiano invitan a la
industria de los hidrocarburos a investigar a fondo todo lo relacionado con el offshore, por lo
anterior este trabajo se enfoca en estudiar el comportamiento del flujo multifasico durante el
transporte de gas a través de lineas submarinas, proponiendo una linea de flujo del campo
Kronos ubicado en el bloque fuerte sur.

Para el desarrollo de este proyecto se realizéd una amplia revision bibliogréfica y se empleo la
herramienta de simulacion Aspen Hysys para el disefio y andlisis de la linea de gas desde cabeza
de pozo hasta la plataforma, variando las composiciones de gas (pobre, intermedio y rico), los
diametros y caudales de flujo.

Al analizar los resultados del software se concluye que la caida de presion disminuye a medida
que aumenta el diametro de la tuberia, sin embargo, para diametros superiores a 16 pulgadas no
se aprecian cambios significativos. Se observa que el hold up aumenta a medida que el diametro
de la tuberia es mayor, la velocidad del gas disminuye a medida que el didmetro de la tuberia es
mayor y se concluyd que un didmetro mayor en la tuberia significa mayores costos de inversion
por lo cual se recomienda emplear un diametro interno de operacion de 16 pulgadas, asi mismo
se analizaron las velocidades de gas y liquido y se concluyé que el régimen de flujo encontrado
en la linea de flujo fue estratigréafico liso.

El aporte principal de este proyecto es la propuesta y simulacion de una linea de flujo submarina
en el mar caribe colombiano para el campo Kronos, la cual puede ser de ayuda para el desarrollo
de pozos cercanos como Purple Angel y Gorgon. Ademas, se disefié teniendo en cuenta las zonas
protegidas del mar caribe.

! Trabajo de Grado.
2 Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Ingenieria de Petrdleos. Director: M. Sc. Manuel Enrique
Cabarcas Simancas.
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ABSTRACT

TITULO: MULTIPHASE FLOW MODELING IN SUBMARINE TRANSPORT SYSTEMS 3
AUTHORS: XIMENA ALEXANDRA GOMEZ RIOS

MICHAEL SEBASTIAN ROJAS MOLINA*
KEYWORDS: Offshore, multiphase flow, Modeling, gas field, ultra-deep water.

DESCRIPTION: Recent discoveries of gas in the Colombian Caribbean Sea invite the
hydrocarbons industry to thoroughly investigate everything related to offshore, so this work
focuses on studying the behavior of the multiphase flow during the transport of gas through
submarine lines, proposing a flow line of the Kronos field located in the “Bloque fuerte sur”.

For the development of this project an extensive bibliographic review was carried out and the
Aspen Hysys simulation tool was used for the design and analysis of the gas line from the well
head to the platform, varying the gas compositions (poor, intermediate and rich), the diameters
and flow rates.

To analyzing the results of the software it is concluded that the pressure drop decreases as the
diameter of the pipe increases, however, for diameters greater than 16 inches, no significant
changes are observed. It is observed that the holdup increases as the diameter of the pipeline is
greater, the gas velocity decreases as the diameter of the pipeline is greater and it is concluded
that a larger diameter in the pipeline means higher investment costs therefore, it is recommended
to use an internal diameter of 16 inches, likewise the gas and liquid velocities were analyzed and
it was concluded that the flow regime found in the flow line was smooth stratigraphic.

The main contribution of this project is the proposal and simulation of a submarine flow line in
the Colombian Caribbean Sea for the Kronos field, which can be of help for the development of
nearby wells such as Purple Angel and Gorgon. In addition, it was designed including the
protected areas of the Caribbean Sea.

3 Bachelor Thesis.
4 Physicochemical Engineering Faculty. Petroleum Engineering School. Director: M. Sc. Manuel Enrique Cabarcas
Simancas.
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Introduccion

El gas natural hace parte fundamental de la canasta energética mundial y su consumo va en
aumento, en el 2015 fue de 3468,6 mientras que en el 2016 fue de 3542,9 billones de pies
cabicos. Por otro lado, la produccion mundial en el 2015 fue de 3538,6 y en el 2016 de 3551,6
billones de pies cubicos (BP Energy, 2017). Lo anterior evidencia tanto el aumento de consumo,
como el de produccion de dicho hidrocarburo, esto debido a las nuevas alternativas de
explotacion de yacimientos de gas costa afuera. La industria del offshore es una de las lineas que
estd en auge pues contribuye a la produccion y abastecimiento energético mundial.

En Colombia el gas es una fuente de energia que cada vez toma mas fuerza siendo
actualmente la segunda fuente de energia mas usada, sin embargo y, a pesar de su importancia, el
potencial gasifero del pais no es muy amplio ya que apenas cuenta con 4,4 trillones de pies
cubicos de reservas probadas, la produccion anual es de 10,4 billones de metros cubicos vy el
panorama no es muy alentador teniendo en cuenta que se consume 10,6 billones de metros
cubicos anuales (BP Energy 2017), por lo que la industria nacional se ve en la obligacion de
importar gas para satisfacer la demanda energética y ademas, ampliar el panorama exploratorio
en el pais con el fin de aumentar sus reservas.

A su vez, Colombia ha iniciado una campafia exploratoria con el fin de menguar el
desabastecimiento energético que sufre en la actualidad, es por esto por lo que las diferentes
empresas operadoras han tomado iniciativa en el caso. Por ejemplo, Ecopetrol para el afio 2020
se ha trazado la meta de incorporar al menos mil millones de barriles en recursos contingentes y

600 millones de barriles en reservas probadas, para lograrlo, se estan concentrando esfuerzos de
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alto valor econdémico en proyectos de la costa afuera colombiana, que segun estudios es una zona
atractiva y con potencial gasifero para el pais; en los ultimos meses se ha tenido éxito con el
pozo Purple Angel-1 (Colombia Energia, 2017); de este Gltimo se tienen buenas expectativas por
antecedentes como el de Orca y Kronos de donde se han confirmado recursos de gas natural
(UPME, 2017).

Sin lugar a duda hay un futuro promisorio en el offshore colombiano y para su desarrollo
demandard un desafio tecnolégico en materia de evaluacion de yacimientos, perforacion,
produccion y transporte del hidrocarburo teniendo en cuenta las condiciones hidrodindmicas en
las que este se encuentra ubicado.

El flujo de gas natural en aguas profundas y ultra profundas del caribe colombiano se ve
afectado por las bajas temperaturas del lecho oceanico por lo que se pueden presentar problemas
como condensacion, hidratos y taponamiento de lineas, por lo que es de vital importancia
conocer la naturaleza del flujo multifasico y las condiciones en las que se encuentra.

Un flujo multifésico es definido como el flujo simultaneo de varias fases dentro de una
tuberia, su proceder es un fenémeno dificil de predecir por lo que es importante analizar el
comportamiento de algunas de sus variables, entre las mas importantes estan las propiedades
fisicas de las fases, didmetro e inclinacién de la tuberia, presion de operacion y régimen de flujo
(Beggs vy Brill, 1991); cada una de sus variables describen un comportamiento particular por lo
que también es importante reconocer el ambiente marino en el que va a estar expuesta la linea de
flujo.

El ambiente marino localizado en el bloque fuerte sur del caribe colombiano es un entorno
un tanto hostil para una linea de flujo, teniendo en cuenta pozos como Kronos-1, el cual se

encuentra alejado 53 kilometros de la costa y a 3720 metros de profundidad incluyendo una



MODELAMIENTO FLUJO MULTIFASICO OFFSHORE 18

lamina de agua de 1585 metros catalogandose como un pozo ultra profundo (Colombia Energia,
2017), con pozos de estas caracteristicas es importante tener en cuenta aspectos como las altas
presiones y las bajas temperaturas a las que va a estar sometida la linea de flujo, por lo que es de
vital importancia analizar el comportamiento del flujo multifasico en este tipo de ambientes.

Al tratarse de pozos profundos y ultra profundos se debe tener en cuenta el gran
ecosistema maritimo que tiene Colombia en esta zona del caribe colombiano en el cual se
encuentran plantas acuaticas que en muchas partes forman pastos marinos, asi como manglares,
y otros tipos de plantas comunes, también destacar que un 9% de los arrecifes de coral del
mundo se encuentran en el caribe (INVEMAR, 2013). Es importante delimitar las zonas viables
para el trazado de las lineas de flujo submarinas, lineas que se encargan de llevar el fluido desde
el lecho marino en explotacion hasta la central de abastecimiento mas conveniente en tierra
firme. Asi mismo, el trazado de las lineas de flujo debe ser amigable y conveniente tanto con el
medio ambiente, al punto de no atentar contra la preservacién de ecosistemas marinos, como con

el 6ptimo transporte del flujo multifasico a superficie.
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1. Objetivos

1.1 Objetivo General

Evaluar el comportamiento termo-hidraulico de lineas submarinas con flujo multifasico en aguas

profundas y ultra profundas.

1.2 Obijetivos Especificos

e Realizar una descripcion de las variables y parametros termo-hidraulicos que se deben
tener en cuenta durante el flujo multifasico en lineas de transporte submarino.

e Identificar la normatividad nacional e internacional relacionada con el tendido de lineas
de flujo en aguas profundas y ultra profundas para la proteccion de los ecosistemas
marinos.

e Proponer un esquema del trazado de las lineas de flujo submarinas para el desarrollo de
los campos de gas pertenecientes al bloque Fuerte Sur.

e Simular el comportamiento del flujo multifasico en el sistema de produccidn propuesto
para el blogue Fuerte Sur, bajo diferentes condiciones de operacion y composicién del

gas.
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2. Marco Teorico

2.1 Descripcién del flujo multifasico

El flujo multifasico se presenta cuando dos 0 mas fases viajan a través de un mismo recipiente,
tal y como ocurre en una tuberia de produccion o transporte de hidrocarburos, un sistema
multifasico consiste en una fase continua, o un medio fluido, y una fase dispersa, cualquiera de
las dos puede ser un medio liquido o gaseoso. Por esto el flujo multifasico es un fenémeno dificil
de entender, predecir, y modelar (Saad y Ribeiro, 2017).

El flujo multifasico describe sistemas multicomponente en los que la interaccion entre los
diferentes componentes tiene una gran influencia en la estructura en general del flujo. Para la
industria del petroleo y gas, el flujo multifasico es el flujo combinado de gas, petréleo y agua en
una tuberia (Jacobsen, 2012). Hasta el momento hay muy pocos casos en los que el problema de
un flujo multifasico pueda ser simplificado y asumirse como un flujo monoféasico menos
complejo. Teniendo en cuenta que aspectos como el perfil de velocidad, turbulencia y capa
limite son caracteristicas dificiles para describir la naturaleza de estos flujos. EI flujo multifasico
se puede presentar un rango de presiones y temperaturas muy amplio, estas presiones pueden
variar desde 15000 psia hasta casi condiciones atmosféricas y sus temperaturas pueden oscilar
desde 400°F hasta temperaturas por debajo del punto de congelacion del agua (Brill, 1987).

La tecnologia de flujo multifasico comenz6 en la industria del petroleo alrededor de 1950. La
mayoria de los primeros investigadores usaron datos obtenidos de pruebas de laboratorio, aunque

algunos usaron datos de campo. Estos datos generalmente incluian caudales volumétricos de gas
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y liquido, propiedades fisicas de cada fase, diametro de la tuberia y angulo de inclinacién y
presiones en la entrada y salida de la tuberia; con esta serie de caracteristicas se observd un
patron de flujo que radicaba en que las fases de liquido y gas viajaban por la tuberia a diferentes
velocidades, de esta forma se dieron a conocer diversos patrones de flujo que con el tiempo
dieron cabida a las correlaciones empiricas que se conocen hoy en dia. (Brill, 1992). Ademas de
las consideraciones sobre las caidas de presion asociadas con el tamafio de tuberia, se deben
tener en cuenta otros factores que se presentan en el flujo de dos fases, tales como: hold up de
liquido, densidad, velocidad superficial, deslizamiento entre fases y los patrones de flujo.

(Cabarcas y Rojas, 2011).
2.2 Variables del flujo multifasico

2.2.1 Gradiente de presion. La base tetrica para las principales ecuaciones de flujo de fluidos
es la ecuacion general de energia, una expresion para el balance o conservacién de energia entre
dos puntos de un sistema. Brown (1977) citado por Abd ElImoniem y El-Banbi (2015), Como se
observa en la ecuacion 1.1.

mV:2 mgz mVZ  mgz
U's + PVi+ =+ LJr.:;urmfs:’:u’2+15"21:'2+2 2y 9%

c gC c gC

Ec.11

Donde:
U’= Energia interna,

PV= Energia de expansion o compresion,
my2 e .
= Energia cinetica,

c
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mgz

c

= Energia potencial,

q'= Energia de calor agregado al fluido,
Ws'= Trabajo hecho sobre el fluido por los alrededores.
Usando principios termodindmicos se modifica la ecuacion de energia desarrollada, a la forma

de ecuacion de gradiente de presion (Allen Jr., T. y Ditsworth, 1975), finalmente quedando asi:

dP g frnPmVim  PmVin AV,
= =—p,, *sin(f) + + Ec.1.2
dztot Ie " zgcd Jc dZ

Donde:

dP
dZipt

= Gradiente de presion total (psi/ft),

g = Aceleracion gravitacional (ft/s®),

g, = Factor de conversion, 32.17 (Ibm ft)/Ibf/s*

p,, = Densidad de la mezcla, lbm/ft’

@ = Angulo de inclinacion del pozo, grados,

f,, = Factor de friccion moody para mezclas bifasicas, sin dimensiones.
Vin= velocidad de la mezcla vapor / liquido, ft /s,

d = diametro interno, ft,

Z= profundidad vertical del pozo, ft,

De manera general esta ecuacion se puede expresar asi:

(), () (), s
=\|—= - - [ I
AdZipt dZ/ s dZ)¢ dZ/ gec

Donde:
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d . » B
(ﬁ) = Gradiente de presion elevacion,
el

(d—p) = Gradiente de presion de friccion,
dzZ i

d . -z -
(—p) = Gradiente de presion de aceleracion.
dZ acc

De la ecuacion anterior, se puede inferir que para calcular el gradiente de presion en flujo de
tuberias es necesario estudiar las caidas de presion debido a la friccién, la elevacion (cambios en
su energia potencial) y la aceleracion (cambios en la energia cinética).

Torres y Trauwvitz (2008) plantean que la componente de elevacién es tomada so6lo sobre la
distancia vertical, la friccion y aceleracion toman la longitud completa como se observa en la
figura 1. EI componente de elevacion para flujo vertical o inclinado es por mucho el mas
importante de los tres componentes, ya que, para flujo vertical, contribuye generalmente en mas
del 80% de las pérdidas totales, y puede abarcar un rango de 70 a 98%.

En conclusion, teniendo en cuenta que f es la friccion y estd en funcion del ndmero de
Reynolds y la rugosidad de la tuberia, la ecuacion 1.2 es aplicable a cualquier fluido y a
cualquier angulo de inclinacién. La ecuacion 1.3 es usualmente adaptada para flujo multifasico
asumiendo que la mezcla gas — liquidos puede ser considerada como homogénea sobre un

volumen finito de tuberia.
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F 3

A 4

Figura 1. Diagrama esquematico general del flujo. Fuente: Torres y Trauwvtitz. (2008). Flujo
multifasico en tuberias. Trabajo de grado ingeniero de petroleos. México D.F.: Universidad

Nacional autbnoma de México.

2.2.2 Hold Up de liquido (Colgamiento). Puede ser definido como la relacion entre el volumen
de liquido existente en una seccidn especifica de tuberia a las condiciones de flujo, y el volumen
de la seccion aludida. El hold up permite conocer las propiedades fisicas de una mezcla de
gas/liquido junto con la velocidad a la que fluye cada fase, lo cual es fundamental para calcular
gradientes de presién en el flujo multiféasico. EI Hold up ocurre cuando la fase liquida dentro de
la tuberia viaja a una menor velocidad que la fase gaseosa y asi provocando resbalamiento entre

las fases. (Torres y Trauwvitz,2008) Figura 2.

Vi

H, =
Loy 4y,

Ec. 14
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Donde:
H;:Hold up de liquido,
V; =Velocidad del liquido,

Vz=Velocidad del gas

Pm = pLHL + (1_HL) Pg

| |
o%o O i
vy,
i

-

Figura 2. llustracion hold up. Fuente: Cabarcas y Rojas (2011). Estudio comparativo entre
correlaciones empiricas y modelos mecanisticos para flujo multifasico en pozos horizontales de

inyeccion de vapor. Revista fuentes, Volumen 9.

2.2.3 Resbalamiento. Torres y Trauwvitz (2008) definen el resbalamiento como el fenémeno
natural del flujo a mayor velocidad de una de las fases. El resbalamiento entre fases en el flujo
multifasico en tuberias es inevitable a cualquier angulo de inclinacién. Las causas de este
fendmeno son diversas, a continuacién, mencionaremos algunas de las causas:

» La resistencia al flujo por fricciéon es mucho menor en la fase gaseosa que en la fase liquida.

« La diferencia de compresibilidades entre el gas y el liquido, hace que el gas en expansion viaje

a mayor velocidad que el liquido cuando la presidn decrece en direccion del flujo.
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* Cuando el flujo es ascendente o descendente, actia la segregacion gravitacional ocasionando
que el liquido viaje a menor velocidad que el gas cuando es flujo ascendente, y a mayor
velocidad cuando el flujo es descendente.

2.2.4 Densidad. La densidad de una mezcla de fluido multifasico fluyendo es muy dificil de
evaluar, debido a la separacion gravitacional de las fases y el deslizamiento entre las fases. Esta
puede ser calculada de las densidades del agua y el aceite y de las tasas de flujo si se asume que

no hay deslizamiento entre fases. (Bedoya y Fontecha, 2010).

La densidad del aceite es calculada asi:

_ 350.4y, +0.0764y,R,
Po = 5.615 B,

Ec.15

Donde:
po= Densidad del aceite. Lbm/ft?3,
Yo= Gravedad especifica del aceite,

yg= Gravedad especifica del gas,

R;= Gas disuelto, scf/STB,

B, = Factor volumétrico de formacion.
La densidad del gas es calculada asi:

2.70Py,
=— Ec. 16
Pe zT ¢

Donde:
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pg= Densidad del gas, lbm/ft3

Z= Factor de compresibilidad del gas,

T=Temperatura, R,

P= Presion, psi.

La densidad del agua in situ depende de los solidos disueltos en el agua, la temperatura y

cualquier gas que pueda ser disuelto en el agua.

La densidad del liquido total es calculada asi:

pL=pPofe + pwifw Ec.1.7

Donde:

o

f=—1
° g, + qw

fh,=1—fo Ec 1.8

Y finalmente la densidad de un fluido multifasico es expresada asi:

Pm = pLHL+ (1 —Hy) pg Ec.19

2.2.5 Velocidad Superficial. Se puede definir como la velocidad de una de fase fluyendo en la
seccidn transversal de una tuberia.

Velocidad superficial del liquido

[';SL - — EC. 110
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Velocidad superficial del gas

[’{QG = — EC. 111

Donde:

V51 = Velocidad superficial del liquido. (ft/s)

Vse = Velocidad superficial del gas. (ft/s)

q. = Caudal de liquido, STBD.

q4 = Caudal de gas, MMSCF

A7= Area transversal total de la tuberia, fr2.

Otros autores estudian la velocidad real la cual definen como la relacion entre el caudal de
cada fase y el area trasversal que ocupa esa fase y la velocidad superficial bifasica lo cual se
define como la sumatoria de las velocidades superficiales de las dos fases. Rojas y Chacén
(2011).

e Velocidad Real. Es la relacion entre el caudal de cada fase y el area transversal que

ocupa esa fase.

Ve = j—g Velocidad real del gas Ec.1.13

V., = “L Velocidad real del liquido Ec.1.12
L

Donde:
g, = Caudal de liquido, STBD.

q4 = Caudal de gas, MMSCF.
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A;= Area transversal del liquido , ft2.

— A 2
A, = Area transversal del gas , ft-.

2.2.6 Deslizamiento entre fases (Slip). El Slip es un fendmeno fisico que describe el
movimiento entre dos fases, producto de la diferencia de velocidades de cada fase. Figura 3.

S=V,—V, Ec.1.14

Vz= Velocidad del gas.

V;= Velocidad del liquido.

J o

( o L ()

Figura 3. Deslizamiento entre fases. Fuente: Rojas y Chacon (2011). Estudio comparativo entre
correlaciones empiricas y modelos mecanisticos para flujo multifasico en pozos horizontales de

inyeccion de vapor. Universidad Industrial de Santander.

2.3 Patrones de flujo en tuberias horizontales

Los patrones de flujo son un fendmeno hidrodindmico muy complejo. Cuando el gas y el liquido
fluyen simultaneamente en una tuberia, las dos fases pueden distribuirse en una variedad de
configuraciones de flujo o patrones de flujo, dependiendo de los pardmetros operativos, las
variables geomeétricas y las propiedades fisicas de las dos fases (Yamaha y Abdallah 2010).
Determinar el patrén de desplazamiento de un flujo multifasico es importante, ya que con este

se puede evaluar que fase esta en contacto con la pared de la tuberia, aspectos de trasferencia de
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calor entre otros datos esenciales para determinar las caracteristicas del flujo multifasico (Torres,
Trauwvits. 2008).
Los patrones de flujo en tuberias horizontales descritos por Beggs (1973) citado por Torres y

Trauwvits (2008) son los siguientes:

2.3.1 Flujo Laminar Estratificado. Este patron de flujo se presenta relativamente a bajos flujos
de gas y liquido, para el cual las dos fases son separadas por efecto de la gravedad, donde el

liquido fluye en el fondo de la tuberia y el gas en la parte superior.

2.3.2 Flujo Laminar ondulado. Bésicamente presenta caracteristicas similares el flujo laminar

estratificado, con presencia de ondas estables en la interfase.

2.3.3 Flujo Laminar anular. El flujo anular se presenta a muy altos flujos de gas. La fase
gaseosa fluye como un nucleo a alta velocidad, el cual puede llevar gotas de liquido atrapada. La
fase liquida fluye como una pelicula delgada adherida a la pared interna de la tuberia,
generalmente, esta pelicula es mas gruesa en el fondo que en la pared superior de la tuberia,

dependiendo de la magnitud relativa del flujo de gas y liquido.

2.3.4 Flujo intermitente. Este flujo es caracterizado por el flujo alternado de gas, fluyendo
sucesivamente tapones o baches de liquido ocupando completamente el area trasversal de la
tuberia, superados por burbujas de gas, el cual tiene una capa estratificada de liquido que a su

vez se desplaza en el fondo de la tuberia.
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2.3.5 Flujo intermitente tapén. Es considerado como el caso limite del flujo bache, cuando el
bache de liquido est& libre de burbujas, este ocurre a bajos flujos de gas, cuando el flujo es

menos turbulento.

2.3.6 Flujo intermitente bache. Se produce a altos flujos de gas, cuando el flujo del bache toma

forma de remolino debido al recogimiento del movimiento lento de la pelicula

2.3.7 Flujo burbuja o burbujas dispersas. Este tipo de flujo se presenta cuando la tuberia se
encuentra casi llena de liquido y la fase de gas libre es pequefia, el gas esta presente en pequefas
burbujas distribuidas aleatoriamente, al igual que sus didmetros; las burbujas se mueven a
diferentes velocidades dependiendo de sus respectivos diametros. La diferencia entre flujo
burbuja y burbujas dispersas no siempre es claramente visible. El flujo de burbujas dispersas se
observa sobre un rango completo de inclinacién de tuberia, mientras que el patron de flujo

burbujeante es observado solamente en vertical y tuberias de diametro relativamente grandes.

2.3.8 Flujo niebla. En este caso la fase continua es el gas, el cual arrastra y transporta al liquido

dejando una pelicula en la pared de la tuberia.
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Figura 4. Diagrama esquematico de patrones de flujo en tuberias horizontales. Fuente: Brill, J.P,
Avrirachakaran,S. J. (1992). State of The Art In Multiphase Flow. Journal Petroleum Technology.

Volumen 44, Issue 5, mayo 1992 Paper SPE 23835.

2.4 Patrones de flujo en tuberias verticales.

2.4.1 Flujo burbuja. La tuberia esta casi completamente llena de liquido y tiene una pequefia
fase de gas libre. El gas estd presente como pequefias burbujas, distribuidas al azar, cuyos
didmetros también varian al azar. Las burbujas se mueven a diferentes velocidades dependiendo
de sus respectivos diametros. El liquido asciende por la tuberia a una velocidad basicamente
uniforme y, a excepcion de su densidad, la fase gaseosa tiene poco efecto sobre el gradiente de

presion.
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2.4.2 Flujo tapon (Slug). El flujo tapdn es un flujo muy complejo e inestable, la prediccion de la
caida de presion, la fraccion de vacio y otros parametros son una tarea dificil. (Yahaya y
Abdallah, 2010). En este régimen la fase de gas es mas pronunciada, aunque, la fase liquida es la
fase continua, las burbujas de gas se fusionan y forman burbujas estables de aproximadamente el
mismo tamafo y forma que son casi el diametro de la tuberia y estan separados por baches de
liquido: La velocidad de la burbuja es mayor que la del liquido y puede predecirse en relacion
con la velocidad del bache de liquido, A velocidades de flujo mas altas, el liquido puede incluso
ser arrastrado en las burbujas de gas. Tanto las fases de gas como las liquidas tienen efectos
significativos sobre el gradiente de presion. Este flujo esta compuesto por una serie de slugs de
gas, siendo la cabeza de los mismos generalmente despuntada, mientras que su final es plano con
una estela de burbujas. Dado una tasa de flujo de liquido constante, un incremento de la tasa de
flujo de gas conduce a un alargamiento y un rompimiento del tapon de gas (Sanchez, Montbrun,
Ortiz, Bouza. 1999).

El flujo méas comin en regimenes de flujo maltiple es el Slug o bache, el flujo tiene algunas
caracteristicas particulares teniendo en cuenta aspectos como el tipo de tuberia, la inclinacién de
la misma, la temperatura y la presién del medio en el que se encuentre, lo que da cabida a un
fendmeno denominado Slugging Severo.

El slugging severo es un modelo desafiante para los sistemas de transporte de fluidos
submarinos en yacimiento petroliferos en altamar, el slugging es una inestabilidad bien conocida
en el flujo multifasico a través de un sistema de tuberia ascendente que es caracterizado por
cambios bruscos de presion y fluctuaciones de flujo violentas. Este fendmeno puede causar
dafios en el equipo de procesamiento aguas abajo, aumentar el estrés de la tuberia, reducir la

productividad, acortar el acumulado de vida operacional y generar dafio por corrosion, por lo que
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es clave saber cuando y donde se puede producir una inestabilidad de flujo como esta. (Li, Guo y
Xie, 2017)

De acuerdo con Xie et al (2017), slugging se puede clasificar experimentalmente en tres
subcategorias de patrones de flujo que se generan en una tuberia tipo S o tipo Riser, slugging
severo normal (SS1), Slugging severo transitorio (SST) y slugging en flujo estable (STB)

El SS1 se puede encontrar a un nivel de gas relativamente bajo y velocidades superficiales
liquidas. El ciclo completo para esta fase de slugging severo se describe en 4 pasos. Partiendo de
un crecimiento inicial del bache posteriormente una produccion de liquido para que después

aparezca la penetracion de gas, por ultimo, el reventdn de gas y recuperacion de liquido.

|
lﬁf—f-‘? a——" \—

(1) Generacion de baches (2) Produccion liquido (3) Penetracion del gas (4) Reventon de gas y
recuperacion del liquido

Figura 5. Etapas de slugging severo tipo SS1. Fuente: Xie et al. (2017). The influence of
blackpressure on severe slugging in multiphase flow pipeline- riser systems. Chemical

Engineering science 163, 63-82.

El SST aparece cuando la etapa de produccion de baches es totalmente despreciable. La

longitud de este fendbmeno es mas corta que la altura del riser. Las etapas de produccion de este
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modelo parten de una generacion de baches luego se presenta la penetracion de gas y por ultimo
el reventon de gas y recuperacion de liquido. La principal diferencia entre el SST y SS1 es que la

diferencia de presion sobre el riser es mas pequefa para el SST.
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)

N——

(2) Penetracion del gas
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Figura 6. Etapas de slugging severo de transicion. Fuente: Xie et al. (2017). The influence of

blackpressure on severe slugging in multiphase flow pipeline- riser systems. Chemical

Engineering science 163, 68-82.

El flujo estable (STB) se observa bajo dos condiciones de estudio: a una velocidad de gas alta
y a una velocidad de liquido relativamente alta. El flujo estable tiene una amplitud de presion
baja, pero una frecuencia mas alta en relacion con los dos modelos anteriormente hombrados.

Tiene un flujo continuo de gas en la base del riser y la velocidad del liquido se caracteriza por

encontrarse en flujo intermitente corto en la tuberia.

El slugging severo puede ocurrir bajo las siguientes condiciones (Xie et al, 2017):
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Tabla 1.

Parametros para que el slugging severo ocurra.

Parametro Condicién

Tipo de flujo Debe ser estratificado en la tuberia aguas arriba de la base del riser.

La presion hidrostatica en el riser debe ser mayor que la tasa de

Tasa de crecimiento . - ;
crecimiento de la presion en la tuberia.

Aceleracion de gas  El gas penetrante debe acelerarse en la columna ascendente.

Fuente: Torres y Trauwvtitz (2008). Flujo multifasico en tuberias. Trabajo de grado ingeniero de

petréleos. México D.F.: Universidad Nacional autbnoma de México.

2.4.3 Flujo Transicién o “Churn”. Se describe como un flujo agitado, este patrén existe solo
cuando el flujo es ascendente y es de una naturaleza caotica y se producen cambios desde una
fase liquida continua a una fase gaseosa (Yahaya y Abdallah, 2010). Las burbujas de gas pueden
unirse y el liquido puede ser arrastrado por las burbujas, aunque, los efectos del liquido son

significativos, los efectos de la fase gaseosa son predominantes.

2.4.4 Flujo Anular. En el flujo anular, el gas fluye a través del nucleo central de la tuberia,
mientras que el liquido fluye a lo largo de las paredes de la tuberia como una pelicula. El sistema
se puede considerar como flujo de gas monofasico a través de un diametro ligeramente reducido

por una pelicula de liquido (Yahaya y Abdallah, 2010).
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Figura 7. Prediccién de caidas de presion bifésicas en tuberia vertical. Fuente: J. Orkiszweski,

1967. Predicting two-phase pressure drops in vertical pipe. Esso production research Co.

Houston Texas.

Teniendo en cuenta la variedad de patrones de flujo que se pueden presentar segin la
inclinacion de la tuberia, se hace un poco complicado distinguirlos, en la actualidad se han
desarrollado dos maneras que se describen a continuacién con el fin de dar una nocion de como
de interpretar el patron de flujo que lleva un fluido a través de una seccion de tuberia.

El céalculo de la caida de presion puede llevarse a cabo ya sea utilizando correlaciones
empiricas 0 modelos mecanisticos. Existe un amplio conjunto de autores que se inclinan por el
uso de correlaciones empiricas, como Lockhart y Martenelli (1949), Poettman y Carpenter

(1952), Baxandell y Thomas (1961), Griffit, et al. (1961), Duns y Ros (1963), Fancher y Brown
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(1963), Hagedorn y Brown (1964) , Orkiszewski (1967), Eaton et al (1967), Dukler et al (1969),
Aziz, Govier y Fogarasi (1972), Beggs y Brill (1973), Oliemans (1976), Gregory, Aziz y
Mandhane (1977), Mukherjee y Brill (1985) , Olgas 2P/3P (2006), HTFS citado por piping
Hysys y Baker citado por Torres y Trauwvitz (2008). A su vez, en la literatura se encuentran un
extenso grupo de investigadores que han desarrollado modelos mecanisticos para determinar el
calculo de la caida de presion como Ozon et al (1987), Barnea (1987), Hasan y Kabir (1988),
Xiao et al. (1990), Tulsa, Chokshi (1994), Ansari at al (1994), Petalas y Aziz (2000) y TUFFP
(2003).

Autores como Yahaya y Al Gahtani (2010) plantean que hay una constante competencia y
desacuerdo entre estas dos escuelas de pensamiento: los primeros sefialan que los modelos mas
empiricos basados en datos tienen un mejor valor préctico debido a la complejidad infinita de los
fendmenos subyacentes; por el contrario, los racionalistas destacan el potencial cognitivo y
predictivo de los modelos basados en mecanismos, que son capaces de generar nuevos
conocimientos.

Autores como Ruiz, Méarquez y Brito (2014) en su trabajo no diferencian entre correlaciones
empiricas y modelos mecanisticos, como si lo hacen la mayoria de investigadores. Ellos
consideran las correlaciones empiricas como modelos, lo cual puede prestarse para confusiones
al momento de estudiar este tema. Hablar de correlaciones empiricas como modelos no esta del
todo erréneo debido a que estos también son modelos, con la diferencia de que se basan en datos
empiricos, al contrario, los modelos mecanisticos se fundamentan en principios como la

conservacion de la masa y la energia (Yahaya y Al Gahtani, 2010).
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A continuacién, se presenta una definicibn mas amplia tanto de las correlaciones empiricas
como de los modelos mecanisticos, después se describiran aquellos que han sido méas empleados

en la industria petrolera, los cuales seran empleados para las simulaciones del presente proyecto.

2.5 Correlaciones Empiricas.

Las correlaciones empiricas son modelos que se formulan estableciendo una relacion
matematica basada en datos experimentales con el fin de predecir las pérdidas de presion en una
tuberia. La aplicacion de correlaciones esta limitada al rango de datos utilizados para generar la
correlacion, en este caso, al tratarse de un fluido multifasico, hace que las correlaciones tengan

un alto rango de incertidumbre.

2.5.1 Poettman y Carpenter (1952). Abd El Moniem y EI-Banbi,(2015) sefialan que esta
correlacion fue el primer intento de derivar una correlacion de flujo multifasico. El desarrollo de
este método empirico se llevo a cabo utilizando la ecuacidn general de energia y datos de 34
pozos fluyentes de aceite y 15 con bombeo mecanico, el aceite y el gas fueron considerados para
estar en una sola fase, y no se traté de determinar la correlacion de colgamiento. Toda la perdida
de energia incluyendo el resbalamiento se atribuy6 a un factor que introdujeron denominado
factor de perdida de energia, la cual se tomd como constante en toda la longitud de la tuberia.
Para el desarrollo de este método se asumié un flujo vertical de aceite, gas y agua como
turbulento, ademéas de no tomar en cuenta los patrones de flujo. Algunos de los pardmetros

tenidos en cuenta para el calculo del gradiente de presion por este método son (Tabla 2):
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Tabla 2.

Parametros de la correlacion Poettman y Carpenter.

Parametro Rango Unidades
Didmetro 2,2%y3 Pulgadas
Viscosidad <5 cp

RGL <1500 Bk
Caudal > 400 Bbl/dia

Fuente: Torres y Trauwvtitz (2008). Flujo multifasico en tuberias. Trabajo de grado ingeniero de

petroleos. México D.F.: Universidad Nacional autbnoma de México.

La ecuacion para realizar el calculo del gradiente de presion es la siguiente:

dp 1 fW,?
—) =— Ec.1.15
(dz)m 144 |Pm * E ¢

7.413x1010 p, + (%)

Donde:
W,,,— Flujo mésico

pm =Densidad a la presion supuesta.
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2.5.2 Duns y Ros (1963). El modelo de Duns y Ros fue desarrollado para flujo de dos fases en
pozos verticales teniendo en cuenta los patrones de flujo en el pozo. Consideraron tres patrones
de flujo: burbujas, bache y flujo de niebla. EI modelo se basa en cuatro numeros no
dimensionales: el nimero de velocidades del liquido y del gas (NLv ¥ Nov, por sus siglas en
ingles), el nimero de didmetro (Np) y el ndmero de viscosidad del liquido (Nvo), ver las
ecuaciones (1.16) a (1.19). Validaron el modelo con una base de datos de 4000 pruebas con
20,000 puntos de datos, con un diametro de tuberia entre 1.25 y 5.6 pulgadas y velocidades
superficiales de liquido y gas de hasta 3.2 m/s y 100 m/s, respectivamente. Los fluidos utilizados

fueron gas y varios tipos de aceite y agua. (Ruiz, Brito y Marquez. 2014)

1
Ny, = Vi * (a’i Lg)“ Ec.1.16
1
Ngy = Vig * (fg)“ Ec.1.17
1
Ny = d= (pf)z Ec.1.18
1
g 4
N, =p *( ) Ec.1.19
L L o1 0_3

Donde
o = Tension superficial (N/m)

u= Viscosidad del liquido.
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Una vez que se conoce el patron de flujo en la tuberia, las velocidades de los fluidos
superficiales, las densidades y la retencion de liquidos se calculan usando las ecuaciones
adecuadas. Para el patron de flujo slug y burbuja, la ecuacion de caida de presion de friccion
(1.20) es la misma, el término de elevacion se calcula con la ecuacién (1.21) y no se considera el

término de aceleracion. (Ruiz, Brito y Marquez. 2014)

d Ve V,
(—p) SRV PP
dz r 2g.d

dp

(ﬁ)ei = 5+ —=5) pg/p Ec.121

Donde:

S;= Deslizamiento de liquido

2.5.3 Hagedorn y Brown (1964). Este método trat6 de determinar una correlacién en la cual se
incluyera practicamente todos los rangos de flujo, un amplio rango de gas liquido, todos los
tamanfos de las tuberias usadas ordinariamente y los efectos de las caracteristicas de los liquidos.
(Torres y Trauwvitz, 2008).

Esta correlacion empirica se desarrollé utilizando datos de pozos verticales de 1500 pies, se
consideraron rangos de tuberia de 1 a 2 ¥ pulgadas de tuberia, en este analisis experimental se
tuvieron en cuenta cinco tipos de fluidos diferentes, entre los que estaban el agua y cuatro tipos
de aceites con viscosidades que estaban en un rango de 10 a 110 cp con una temperatura de 80

°F. (Yahaya y Abdallah, 2010).
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Abd El Moniem y EI-Banbi ,(2015) concluye que los efectos viscosos son insignificantes para
las viscosidades liquidas inferiores a 12 cp, pero deben tenerse en cuenta cuando la viscosidad
del liquido es mayor que este valor. La precision informada de esta correlacion fue de alrededor

del 1,2% con una desviacion estandar del 10,3%.

2.5.4 Eaton Et Al (1966). La correlacion propuesta por estos autores fue desarrollada a partir de
data proveniente de un sistema de tuberia horizontal de 2 y 4 pulgadas de didmetro y
aproximadamente 1700 pies de longitud. Eaton y compafiia proponen correlaciones para
determinar el factor de friccién y la fraccion de liquido con deslizamiento. Los parametros
tenidos en cuenta en esta correlacion se describen a continuacion. (Perez, Cabarcas y Santos,

2016).

La expresion general para el calculo de la presion es:

w, W W, AV, 2 + W, AV.2
44&P::(—£+—£)—— i 979 | Ec1.22
PL Pg 29:

__ 29.d 1
12W,, V. °f
Donde:
W,,=Flujo Mésico
W= Flujo masico del liquido

W, =Flujo masico del gas
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Tabla 3.

Parametros de la correlacién de Eaton et al.

Parametro Rango Unidades
Flujo de gas 0-10 MMSCFD
Flujo de liquido 50-5500 Bbl/dia
Presion promedio 70-950 psig
Viscosidad del liquido 1-13,5 cp
Colgamiento de liquido 0-1 N.A

Fuente: Pérez, Cabarcas y Santos (2016). Modelamiento de un sistema no convencional de

levantamiento multifasico. Revista fuentes, VVolumen 14.

2.5.5 Orkiszewski (1967). Esta correlacion hizo énfasis en que el colgamiento de liquido fuera
derivado del fenémeno fisico observado y que el gradiente de presion fuera relacionado a la
distribucion geométrica de la fase de liquido y gas, por lo que determind que la densidad de la
mezcla se debia obtener mediante el colgamiento, considerando en ella el resbalamiento de fases.
Por otro lado, el factor de friccion se correlaciond con las propiedades del fluido en la fase
continua por lo que se define que esta correlacion se limita a evaluar la caida de presion en dos
fases para pozos verticales.

Orkiszewski reconoce cuatro patrones de flujo y para cada uno de ellos disefio una

correlacion, con ello pudo determinar la velocidad de resbalamiento y la friccién para cada uno
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de los patrones; los patrones son: Burbuja, Bache, Transicibn Bache-Niebla y Niebla.
Orkiszewski considerd varios conceptos tedricos, pero obtuvo los mejores resultados apoyandose
en los métodos de Duns y Ros, y Griffith y Wallis, por lo que desarrollo su método en base a
estas dos correlaciones. (Torres y Trauwvitz, 2008).

Abd EIl Moniem y EI-Banbi (2015), sefialan que la precisién informada fue de alrededor del
0,8% con una desviacion estandar del 10,3%. La precision del método se verificd cuando se

compararon sus valores predichos con 148 caidas de presion

2.5.6 Beggs & Brill (1973). Estudio el efecto del angulo de inclinacion de la tuberia sobre la
retencién de liquidos y la pérdida de presion. Se disefid y construyd un aparato experimental para
medir los caudales, el gradiente de presion, el angulo de inclinacion y la retencién de liquido.
(Abd El Moniem y El-Banbi ,2015)

Esta correlacion fue desarrollada en 584 pruebas tomadas de datos obtenidos
experimentalmente de una prueba de arreglo a pequefia escala, La prueba consistio en una
seccion de tuberia de acrilico de 1 y 1.5 pulgadas de diametro y de 90 pies de longitud, la tuberia
tenia un mecanismo que podia inclinar la tuberia de horizontal a vertical; los fluidos utilizados
fueron aire y agua, entre los parametros estudiados y los rangos de variacién se encuentran los

siguientes (Torres y Trauwvitz, 2008):
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Tabla 4.

Parametros para la aplicacion de Beggs y Brill.

Parametro Rango Unidades
Flujo de gas 0-300 Mpies®/dia
Flujo de liquido 0-30 gal/min
Presion promedio del sistema 35-95 psia
Hold up liquido 0-0,870 N/A
Gradiente de presion 0-0,8 psi/pie
Angulo de inclinacion -90a+90 Grados

46

Fuente: Pérez, Cabarcas y Santos (2016). Modelamiento de un sistema no convencional de

levantamiento multifasico. Revista fuentes, VVolumen 14.

Para cada didmetro de la tuberia variaban los flujos de gas y de liquido, por lo que se lograron
observar todos los patrones de flujo, las variables que afectaban el gradiente de presion del fluido
multifasico para esta prueba experimental fueron el colgamiento y el angulo de inclinacion, por

lo que se evalud cuidadosamente cada parametro; el disefio experimental para poder determinar

el gradiente de presion esta dado por la siguiente ecuacion. (Torres y Trauwvitz, 2008):

9., M]

%:[gc P * Sen 6 + 9. d

AZ Pm Vin Vsgq
14'1}[1—7(9(?1}144

Ec.1.23
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Donde:

sen 8 = 0 para fluido horizontal

Abd EI Moniem y EI-Banbi ,2015 concluyen que la precision informada de la correlacion fue
de alrededor de 1.11% con una desviacion estandar de 9.3%
Se han descrito algunas de las correlaciones empiricas mas importantes las cuales pueden ser
caracterizadas de la siguiente forma:

Tabla 5.

Resumen de correlaciones empiricas usadas en este estudio

Correlacion Empirica Afio Flujo de aplicacion Holdup  Patron de flujo
Poettman & Carpenter 1952 Vertical No No
Duns y Ros. 1963 Vertical Si Si
Hagerdon & Brown. 1964 Vertical Si No
Eaton et al. 1966 ertical Si Si
Orkiszewski. 1967 Vertical Si Si
Beggs & Brill, 1973 Hlﬂ(r:'lzlﬁ;‘éz'se Si Si

Fuente: Modificada Piping Equipment- Hysys.
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2.6 Modelos Mecanisticos.

La tecnologia del flujo multifasico fue tomando importancia y se llegd a la conclusion de que
requeriria de un andlisis combinado de los aspectos tedricos y experimentales, para lograr un
mejor entendimiento de los mecanismos dindmicos complejos existentes en el flujo multifasico,
dando asi la pauta al desarrollo de los modelos mecanisticos. (Torres y Trauwvtitz, 2008).

Los modelos mecanisticos se basan en un enfoque fenomenoldgico que tiene en cuenta los
principios basicos de conservacion de la masa y la energia. El logro més importante de los
modelos mecanisticos fue que después de la determinacion de régimen de flujo, también se
desarrollaron modelos separados para predecir las caracteristicas hidraulicas verticales del pozo,
como la caida de presion, retencion de liquido y perfil de temperatura (Yahaya y Abdallah,

2010).

2.6.1 Modelo Mecanistico de Govier, Aziz y Fogarasi (1976). Este modelo fue disefiado para
calcular la perdida de presién, retencion y régimen de flujo. Fue desarrollado luego de un estudio
de caida de presion en pozos productores de gas y condensado, se analizaron a detalle 102 pozos
con relaciones de gas liquido de 3900 a 1170000 pies cubicos por barril. (Ruiz, Brito y Marquez,
2014)

Los autores desarrollaron su propio mapa de patrones de flujo para identificar cuatro
regimenes de flujo: burbuja, slug, niebla y zona de transicion. Govier y Aziz dan la ecuacion de
energia mecanica para el flujo vertical de una mezcla de una o varias fases escrita para un

pequefio cambio de elevacion, de la siguiente manera:
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dP vdV g 2fvidz
—+ +—dz + ——
p agc gc gcD

=0 Ec1l24

Donde:

a = Termino de correccién

Después de la estimacion del régimen de flujo, el modelo correspondiente se usa para calcular
el retraso del liquido y las pérdidas de presion por friccion. Govier y Aziz desarrollaron
ecuaciones para la estimacién de la caida de presion en Slug y en el flujo de burbujas. (Ruiz,

Brito y Méarquez, 2014).

2.6.2 Modelo Mecanistico de Xiao et al. (1990). Es un modelo mecanistico para el flujo
bifasico gas-liquido en tuberias horizontales y casi horizontales. EI modelo tiene la capacidad de
predecir primero el patrén de flujo existente y luego detectar las caracteristicas de flujo,
principalmente retencion de liquido y caida de presién, para los patrones de flujo burbuja
estratificado, intermitente, anular o disperso. (Xiao et al, 1990).

El modelo es validado con bases de datos de tuberias horizontales, incluyendo datos de
grandes diametros de campo, seleccionado de la base de datos A.G.A. para flujo multifasico y
datos de laboratorio publicados en la literatura. Los datos incluyen tanto aceite negro como
fluidos composicionales.

El modelo mecanisticos se ha comparado con la base de datos y también se ha comparado con
el rendimiento de algunas correlaciones utilizadas para el flujo bifasico en tuberias como Beggs
y Brill, Mukherjee y Brill , Dukler y Dukler- Eaton.. La evaluacion de este método basado en las

caidas de presion, demuestra que el rendimiento general del modelo Xiao et al propuesto es
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mejor que el de cualquiera de las correlaciones, con el minimo porcentaje de error absoluto y la

menor desviacion estandar.

2.6.3 Modelo Mecanistico de Ansari et al (1994). En este modelo se evalUa la prediccion de
patrones de flujo y caracteristicas de flujo tales como hold up y caida de presion. ElI modelo se
evalUa utilizando una base de datos compuesta por 1.712 casos de pozos que cubren una amplia
variedad de datos de campo, fue desarrollado como parte del programa de investigacion de Fluid
Flow Projects (TUFFP) de la universidad de Tulsa. Este modelo mecanicista se desarrollé para
flujo ascendente de dos fases y predice la existencia de cuatro patrones de flujo, a saber; flujo
burbuja, flujo slug, flujo de rotacién y flujo anular.

En el estudio realizado por Ansari et al (1994). Compara 6 correlaciones y un modelo
mecanistico en pardmetros estadisticos. Los cuales se presentan a continuacion.

Hagedorn y Brown, Duns y Ros, Orkiszewski con la correccion de Triggia, Beggs y Brill con
la correccion de Palmer, Mukherjee y Brill, Aziz et al y Hasan and Kabir como modelo
mecanistico.

Ansari et al (1994), concluye en su investigacion que el modelo desarrollado por él, presenta
un rendimiento general superior al compararse con los demas métodos propuestos en la
literatura. Asi mismo el trabajo de Ruiz, Brito y Marquez (2014) soportan lo dicho por Ansari et
al ya que en su estudio la mejor prediccion del patrén de flujo fue hecha por Beggs y Brill y
Ansari con un 43% y 40% de exito, respectivamente.

Abd EI Moniem y El-Banbi (2015), sefialan que la precision informada por su estudio fue de

alrededor del 12.1% de error absoluto promedio con un 17.1% de desviacion estandar.
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2.6.4 Modelo Mecanistico de Chokshi Et Al (1996). Desarrollaron un modelo mecanistico que
considera tres patrones de flujo: burbuja, slug y flujo anular, utiliza un enfoque de modelado de
flujo de deriva para la transicion de burbuja a slug. Los datos medidos se obtuvieron de 324
pruebas de caudales muy variables. Las predicciones de caida de presion del modelo se
compararon con ocho correlaciones / modelos mecanisticos usando datos medidos y un banco de

datos independiente de 1712 conjuntos de datos. (Yahaya y Abdallah, 2010).

2.6.5 Modelo Mecanistico TUFFP (2003). EI modelo unificado de TUFFP es un modelo
mecanistico para predecir patrones de flujo en transicion, gradientes de presion, “hold up” de
liquido y caracteristicas de flujo “slug” en tuberia de gas- liquido. EI modelo fue validado para
todos los angulos de inclinacion desde 290 a 90° desde la horizontal. Este modelo unificado fue
desarrollado por Zhang et al (2003).

El concepto del principio fundamental es la condicidén de las acciones del flujo “slug”, para
los limites de transicion con los otros patrones de flujo. Los patrones de transicion desde flujo
“slug” a flujo estratificado y/o anular son predicho utilizando la solucion de la ecuacion de
momento para flujo “slug”. La zona total de la pelicula es tratada como el volumen de control y
el intercambio de momento entre el cuerpo de “slug”, y la zona de la pelicula es introducida
dentro de la ecuacion combinada de momento. Este acercamiento difiere de los métodos
tradicionales al usar por separado los modelos mecanisticos y correlaciones para cada transicion.
El beneficio de un simple modelo hidrodinamico es que los patrones de flujo en transicion,
caracteristicas de slug, hold up de liquido y gradiente de presion son implicitamente

relacionados.
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Las relaciones de cierre en el modelo se basan en programas centrados en la investigacion
experimental de Tulsa y en otros lugares. Con nuevas mejoras, el modelo unificado es

actualizado y validado.

2.6.6 Modelo Mecanistico OLGAS (2006). Es un modelo mecanistico para flujo estacionario.
Este modelo es capaz de predecir la caida de presion en las tuberias, retencion de liquido y
patron de flujo para cada seccion de tuberia. EI modelo considera ecuaciones de continuidad e
impulso para cada fase. Se supone que la composicion de la mezcla total es constante con el
tiempo a lo largo de la tuberia, mientras que la composicion del gas y el liquido cambia con la
presion y la temperatura debido a la transferencia de masa en la interfase. Como algunas
correlaciones utilizadas en el modelo dependen del patrén de flujo en la tuberia, esto debe
determinarse como primer paso. OLGAS considera cuatro patrones de flujo: estratificado, anular,

burbuja y slug. (Ruiz, Brito y Marquez, 2014).

2.6.7 Modelo Mecanistico Tulsa. EI modelo de Tulsa es modelo mecanistico exhaustivo
formulado para predecir patrones de flujo, caida de presion y “hold up” de liquido en flujo
vertical ascendente para flujo de dos fases. EI modelo identifica cinco patrones de flujo: burbuja,
burbujas dispersas, tapon, “churn” y anular. Los modelos usados para la prediccion de patrén de
flujo son: Ansari et al. (1994) para flujos de burbujas dispersas y anular; Chokschi (1994) para
flujo burbuja y un nuevo modelo para flujo “churn”. (Piping Equiment- Hysys).

Modelos hidrodinamicos separados para cada patron de flujo son usados. Un nuevo modelo

hidrodinamico es propuesto para flujo churn y una version modificada del modelo de Chokshi
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para flujo tapén. Los modelos de Chokshi y Ansari et al. Son adoptados para flujo burbuja y
anular respectivamente.

El modelo ha sido evaluado utilizando una base de datos de 2052 pozos de Tulsa University
Fluid Flow Project, convergiendo en un amplio rango de datos. EI modelo ha sido comparado
con los métodos de Ansari et al. (1994), Chokshi (1994), Hasan & Kabir (1994), Aziz et al.

(1972) y Hagerdon & Brown (1964), y se afirma que dieron resultados superiores.

3. Marco normativo relacionado el tendido de estructuras en el lecho marino

A lo largo de la historia, la industria del petréleo ha ampliado su campo de operaciones y ha
tenido que extenderse y adaptarse a ambientes con algunas condiciones especiales. Con el inicio
de la industria offshore en el afio 1891 se empiezan a gestar las primeras ideas para poder llevar a
cabo operaciones de perforacion, produccion y transporte de los hidrocarburos. Teniendo en
cuenta que todas las operaciones para el desarrollo de esta industria se llevan a cabo sobre el
lecho marino es importante destacar las caracteristicas que se encuentran en tal ambiente.

Para el desarrollo de operaciones relacionadas a los hidrocarburos en el lecho marino hay que
tener en cuenta las caracteristicas ecolégicas y de relieve que éste pueda presentar. Es importante
tener en cuenta que para llevar a cabo cada una de las operaciones, se deben disefiar estrategias
que sean amigables con el medio ambiente, esto con el fin de preservar la fauna y la flora

presentes en él.
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Es comun que, en la mayoria de los espacios submarinos escogidos estratégicamente como
prospectos para el desarrollo de la industria offshore, se encuentre una gran biodiversidad.
Anteriormente las actividades como anclajes, sistemas de tuberias, asentamientos de plataformas,
entre otras, relacionadas con hidrocarburos costa afuera eran llevadas a cabo sin ningun tipo de
proteccion para los ecosistemas marinos por lo que se causaban algunos dafios, generando gran

afectacion en la fauna y flora que yace en estas zonas.

Figura 8. Evidencia de un coral afectado en actividades de arrastre relacionadas a la industria
de los hidrocarburos. Fuente. Isabelle M Cote, Jhon D. Reynolds. (2006). Cambridge University

Press. Zoological Society of London. Coral Reef Conservation.

Cualquier instalacion artificial que se introduzca en areas de la zona costera interrumpira
inevitablemente los procesos naturales en curso y podria dar lugar a complicaciones

involuntarias. Por ejemplo, si una tuberia se coloca sobre el lecho marino en un lugar en donde
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se produce progradacion o acrecion, la tuberia obstruira el régimen natural de transporte de
sedimentos y podria dar lugar a la formacion rapida de dunas o bancos de arena que causaran
alteraciones a las condiciones ambientales cercanas a la costa. (Natural Resources Conservation
Authority, 2018)

Por ende, algunas naciones se han reunido con el proposito de mitigar los dafios y
afectaciones generadas por actividades de hidrocarburos costa afuera, promoviendo acuerdos

direccionados a la proteccion de aguas internacionales y su lecho marino.

3.1 Medidas para la proteccién del medio marino por labores de la industria mar adentro.

Las regulaciones en materia de prevencion y proteccion del medio marino fueron ampliamente
desarrolladas en la Convencion de las Naciones Unidas sobre el Derecho del Mar, conocida
como CONVEMAR, y considerada como la “constitucion de los océanos” (Lares, 2017).

Segin la CONVEMAR, los Estados deberan cooperar en el plano mundial o regional,
directamente o por conducto de las organizaciones internacionales competentes, para la
formulacién y elaboracion de reglas y estandares, asi como de précticas y procedimientos
recomendados para la proteccion del medio marino, teniendo en cuenta las caracteristicas propias
de cada region (art. 197) (Lares, 2017).

En el caso de las actividades de la industria mar adentro, el Estado riberefio esta en la
obligacion de dictar leyes y reglamentos para prevenir, reducir y controlar la contaminacion
resultante de las actividades relativas a los fondos marinos, los cuales no pueden ser menos
eficaces que las reglas, estandares, practicas y procedimientos recomendados de caracter

internacional, atendiendo a las llamadas “normas de referencia” incluidas en la CONVEMAR.
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Adicionalmente, el Estado riberefio tiene el derecho exclusivo de construir, autorizar y
reglamentar la construccion, operacion y utilizacion de islas artificiales, asi como de
instalaciones y estructuras para realizar actividades en el lecho y el subsuelo del mar (art. 56)
(Lares, 2017).

Asi mismo, existen convenios regionales que contienen normas sobre la responsabilidad civil
e indemnizacién por dafios ocasionados por actividades de exploracién y explotacion de los

fondos marinos sujetos a la jurisdiccion nacional (Lares, 2017)

3.1.1 Convenio sobre la proteccion del medio marino de la zona del Mar Baltico (1974). La
comision encargada de liderar este convenio se encuentra en Helsinki y vela por la preservacion
de los ecosistemas marinos que se encuentran en la zona concerniente al mar Baltico. (Barberan,
1974).

Articulo 10. Exploracion y explotacion de los fondos marinos y su subsuelo. Se define que,
cada parte contratante deberd adoptar todas las medidas oportunas a fin de prevenir la
contaminacion del medio marino de la Zona del mar Baltico que resulte de la exploracién o la
explotacion de los fondos marinos. Velara también por que se tenga a mano el equipo apropiado
para poner coto inmediatamente a la contaminacion en esa zona (Barberan, 1974).

Articulo 11. Cooperacion en la lucha contra la contaminacion marina. Se establece que las
partes contratantes deberan adoptar medidas de cooperacion entre si, con miras a eliminar o
reducir al minimo la contaminacion de la Zona del mar Baltico por el petroleo u otras sustancias

nocivas (Barberan, 1974).
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3.1.2 Convenio de Barcelona. En 1975, dieciséis paises mediterraneos y la CEE (Comunidad
Econdmica Europea) adoptaron el Plan de Accidn para la proteccion y el desarrollo de la cuenca
del Mediterraneo (PAM), el primer acuerdo regional bajo los auspicios del Programa de
Naciones Unidas para el Medioambiente (PNUMA) (Convenio de Barcelona, 2011).

Uno de los protocolos trata sobre la prevencion de la contaminacion en situaciones de
emergencia causadas por hidrocarburos y otras sustancias perjudiciales. Asi mismo como el
protocolo encargado de delimitar &reas ecolégicamente protegidas, denominado (ZEPIM) vy el
protocolo para la proteccién del mediterrdneo contra la contaminaciéon resultante de la
exploracion y explotacion de la plataforma continental y el fondo del mar y su subsuelo,
denominado (Protocolo Offshore) aprobado en 1994 y, en 2011, luego del accidente del
Deepwater Horizon, la Unién Europea decidié adherirse al Protocolo Offshore, haciendo posible
su entrada en vigor en donde se establece:

Articulo 15. Protocolo offshore. En el punto 3 se expone que la autoridad competente exigira
un certificado de seguridad e idoneidad para el objetivo. Dicho certificado debera ser expedido
por un organismo reconocido que se presentard en relacién con plataformas de produccion,
unidades moviles de perforacion mar adentro, instalaciones de almacenamiento en alta mar,
sistemas de carga, tuberias y demas instalaciones que pueda especificar la parte contratante.
(Convenio de Barcelona: Protocolo Offshore, 2011).

Anexo V. protocolo Offshore. En la seccion B, parte E, se establece que, en caso de
perforacion, produccion y desarrollo, se debe emprender un programa de muestreo y analisis de
los fondos marinos relacionados a la zona de contaminacion. (Convenio de Barcelona: Protocolo

Offshore, 2011).
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En la actualidad son 22 naciones las pertenecientes a este acuerdo, en el cual se estipulan
como obligaciones el tomar medidas apropiadas, individual o conjuntamente, para prevenir,
reducir, combatir y, en la medida de lo posible, eliminar la contaminacion en la zona del mar
Mediterraneo y proteger y mejorar el medio ambiente marino, asi como contribuir a su desarrollo

sostenible. (Convenio de Barcelona, 2011).

3.1.3 Convenio de Cartagena. Se trata de un acuerdo que busca prevenir, reducir y controlar la
contaminacion proveniente de descargas de buques, el vertimiento de desechos desde buques,
aeronaves o estructurales artificiales en el mar, la evacuacion de desechos en las zonas costeras o
las descargas provenientes de los rios, estuarios, establecimientos costeros o instalaciones de
desaglie, la explotacion de los fondos marinos y de su subsuelo, y las descargas en la atmdsfera
en la region del Gran Caribe (Lares, 2017).

El convenio de Cartagena tiene efecto sobre la Region del Gran Caribe, que comprende el
medio marino del Golfo de México, el Mar Caribe y las zonas adyacentes del océano atlantico.
El comité encargado de velar por el cumplimiento del convenio esté en la facultad de coordinar
la ejecucion de actividades de cooperacién para proteger las zonas de interés (Convenio de
Cartagena, 1983). Este convenio encargd al PNUMA las funciones de secretaria; y para ello fue
establecida la Unidad de Coordinacion Regional para el Caribe (UCR/CAR) en Kingston,
Jamaica (Lares, 2017).

Articulo 8. Contaminacion resultante de actividades relativas a los fondos marinos. Las partes
contratantes adoptaran todas las medidas adecuadas para prevenir, reducir y controlar la

contaminacion de la zona de aplicacion del convenio resultante directa o indirectamente de la
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exploraciéon y explotacion de los fondos marinos y de su subsuelo (Convenio de Cartagena,
1983).

Articulo 10. Zonas especialmente protegidas. Las partes contratantes adoptaran, individual o
conjuntamente, todas las medidas adecuadas para proteger y preservar en la zona de aplicacion
del convenio los ecosistemas raros y vulnerables, asi como el hébitat de las especies diezmadas,
amenazadas o en peligro de extincion. Con este objeto las partes contratantes procuraran
establecer zonas protegidas, el establecimiento de estas zonas no afectara a los derechos de otras
partes contratantes o de terceros estados (Convenio de Cartagena, 1983).

Articulo 12. Evaluacion del impacto ambiental. Primero: En el marco de sus politicas de
ordenacién del medio, las partes contratantes se comprometen a elaborar directrices técnicas y de
otra indole que sirvan de ayuda en la planificacion de sus proyectos de desarrollo. De manera
que se prevenga 0 minimice su impacto nocivo en la zona de aplicacion del convenio (Convenio
de Cartagena, 1983).

Segundo: Cuando una parte contratante tenga conocimiento de casos en que la zona de
aplicacion del convenio se halle en peligro inminente de sufrir dafios por contaminacién, o los
haya sufrido ya, lo notificard inmediatamente a los otros estados que, a su juicio, puedan salir
afectados por dicha contaminacion, asi como a las organizaciones internacionales competentes.

(Convenio de Cartagena, 1983).
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3.2 Lineamientos para la planificacion y construccion de tuberias submarinas.

Con el fin de proteger de forma més especifica el medio marino en el que se encuentra instaurada
una tuberia o una herramienta relacionada a procesos de explotacién de hidrocarburos costa
afuera, algunos paises han designado organismos internos, encargados de disefiar directrices de
construccién, monitoreo y mantenimiento encargadas de proteger estratégicamente los
ecosistemas marinos mas vulnerables que se encuentran en el lecho marino dentro de sus limites
nacionales.

Jamaica, uno de los paises que mas demuestra interés por defender cada uno de sus
ecosistemas, mediante la legislacion de 1991 otorgd a la NRCA (Natural Resources
Conservation Authority) la facultad de administrar y proteger los recursos naturales del pais e
instituir procedimientos adecuados de autorizacién y concesion de licencias disefiadas para
garantizar que se preste la debida consideracion a la conservacion y proteccion ambiental a lo
largo de las etapas de planificacion e implementacién de proyectos de desarrollo ya que como
muchos otros paises en desarrollo, la calidad de los recursos naturales de algunas zonas costeras
se estd degradando cada vez méas debido a la alta presion demogréfica y los efectos de la
industria de los hidrocarburos (Natural Resources Conservation Authority, 2018).

Por otra parte, La NEPA (National Environmental and Planning Agency) postula en su
plataforma virtual las directrices dadas por la NRCA sobre los permisos y aspectos de ingenieria
de proyectos que involucran la presencia de tuberias en la zona costera, una guia que pretende
eliminar o mitigar los impactos potencialmente dafinos que la instalacion y operacion de dichos

elementos tiene sobre el ambiente marino.
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La NRCA plantea algunos lineamientos en relacion con la planificacion preliminar para la
instalacion de tuberias en la zona costera a partir de estudios preliminares que permitan
identificar posibles rutas para la tuberia. EI proposito fundamental es desarrollar bases claras
para juicios comparativos y evaluaciones, que conduzcan a la seleccién de un sitio o ruta
preferida que sea técnica, econémica y ambientalmente factible (Natural Resources Conservation
Authority, 2018).

La seleccidon de una ruta para un oleoducto o gasoducto a menudo viene dictada, en cierta
medida, por factores como topografia costera y a la configuracién del litoral. Sin embargo, el
objetivo principal en la seleccion de la ruta es evitar obstaculos y encontrar la ruta mas suave a la
profundidad de agua deseada, manteniendo un recorrido lo mas recto posible (Natural Resources
Conservation Authority, 2018).

Tabla 6.

Lineamientos generales para la seleccion del sitio y la evaluacién de rutas para la

instalacion de tuberias costa afuera.

Lineamientos por area para tendido de lineas de flujo submarinas

e Elegir rutas que tengan el menor impacto negativo sobre habitats criticos o
areas de desove; rutas de migracion; vegetacion acuatica; especies
amenazadas, raras o en peligro de extincion.

Alineacion de e Evitar pasar a través de los arrecifes de coral.
ruta e Evitar pasar por parques marinos existentes o propuestos, sitios de buceo
o playas de bafio.

e Evitar pasar por lugares de interés arqueologico, historico, cultural o

paleontoldgico.

e Evitar lugares donde la costa este sufriendo erosion, acrecion,

Estabilidad de progradacion. (donde quiera que las lineas de la costa sean inestables, las
la costa tuberias enterradas podran quedar expuestos 0 sobrecargarse mas de lo
previsto, lo que provocaria interrupciones).
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Sismicidad e Evitar sitios que estén cerca de fallas geologicas activas conocidas.

e Los fondos marinos inclinados y con pendiente pronunciada pueden dar
Batimetria lugar a problemas de integridad y estabilidad para las tuberias. Se
recomienda tener preferencia hacia zonas de menor inclinacion.

e Con el fin de determinar si es técnica y econémicamente factible enterrar
tramos de tuberia, es importante analizar aspectos como: la naturaleza de
los suelos existentes del fondo marino, el origen de depdsitos
superficiales, profundidad del lecho de la roca, saber si hay dificultades
del material para acciones de enterramiento de tuberias.

Suelos del
fondo del mar

Fuente. Adaptado de Guidelines for the construction, maintenance and monitoring of underwater
pipelines & cables in the coastal zone, Natural Resorces Conservation Authority, Nepa, 2018,
recuperado de
http://nepa.gov.jm/publications/guidelines/Underwater%20Cables%20&%20Pipelines/Undersea
%20Cables%20and%20Pipelines%20-%20part%201.html

Después de evaluar las posibles rutas para el tendido de la tuberia, se deben comparar los
posibles impactos en los ambientes bioldgicos, fisicos y culturales durante la construccion y
durante la operacion. También es posible evaluar rutas alternativas sobre la base de minimizar o
eliminar los impactos potenciales mediante el uso de técnicas de mitigacion aceptables; el nivel

de impacto depende principalmente de factores como:

e Tipo y tamafio de tuberia, ya sea enterrada o colocada sobre el lecho marino, asi como
tipos de plantas, equipos y técnicas de instalacion utilizadas.

e Dafio o destruccion de recursos pesqueros, pastos marinos, coral o manglares.

e Desplazamiento temporal o permanente de usuarios del sitio.

e Ruido y congestion por actividades del sitio.
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Para iniciar el proceso de planificacion, es importante acudir a diferentes fuentes de
informacidn especializadas en cada paso que conlleva realizar este proceso. Entre algunas de las
fuentes de informacion destacadas para poder llevar a cabo la planificacion de un proyecto se
requiere acudir a mapas topogréaficos, cartas hidrograficas, mapas geoldgicos, mapas de riesgo de
terremotos 0 huracanes, datos de sismica, datos meteorolégicos, mapas de recursos hidricos

subterraneos entre otros recursos (Natural Resources Conservation Authority, 2018).

3.3 Medidas de mitigacién y fuentes de informacion para impactos relacionados al tendido
de tuberias.

Tabla 7.

Medidas de mitigacion de los efectos ambientales negativos que posiblemente pueden ocurrir

durante la instalacién de tuberias.

Impacto negativo Actividad de mitigacion

Realizar un andlisis de deteccion de los
alrededores del sitio y de la ecologia,
seleccionar un area que no esté adyacente al
habitat sensible para no desplazar valiosos
recursos pesqueros.

La ubicacion del proyecto puede afectar
habitats sensibles 'y valiosos recursos
pesqueros o de otra manera degradar
significativamente la calidad ambiental.

Hacer que los buceadores verifiquen a lo largo
de la ruta propuesta la presencia de cualquier
especie rara, amenazada o en peligro de
extincion

Eliminacion involuntaria o perturbacion de
flora o fauna preciosas en areas donde son
indigenas.
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Reducir la turbidez mediante el uso eficiente
de métodos de zanjeo menos intrusivos (por
ejemplo, perforacion de empuje, perforacion
direccional) y la programacién de excavacion
de zanjas para que coincida con los periodos de
flujo de corriente baja.

Aumento de la turbidez a corto plazo debido a
la excavacion y el relleno durante el entierro de
tuberias / cables

Monitorear la turbidez y mantener las
concentraciones de sedimentos dentro de los
limites tolerables (a ser acordado con el
organismo de control pertinente).

Cubrimiento de especies bentonicas valiosas
(por ejemplo, mejillones, almejas) por
sedimento.

Prepare un programa por adelantado para
coordinar y reducir la interferencia con otros
usuarios de vias navegables.

Interferencia de la planta de construccion
flotante con otro trafico maritimo.

Fuente. Adaptado de Guidelines for the construction, maintenance and monitoring of underwater
pipelines & cables in the coastal zone, Natural Resorces Conservation Authority, Nepa, 2018,
recuperado de
http://nepa.gov.jm/publications/guidelines/Underwater%20Cables%20&%20Pipelines/Undersea
%2 mOcables%20and%20pipelines%20-%20part%202.html

3.4 Generalidades de las normativas en Colombia.

Desde 1973 con el descubrimiento de Ballena y 1976 con Chuchupa la industria colombiana se
ha visto seducida hacia la exploracion en busca de hidrocarburos a lo largo de su territorio
ocednico, teniendo algunos resultados favorables como lo son Kronos, Purple Angel, Orca y
Gorgon.

Para que el progreso de este tipo de proyectos sea notable, es necesario un gran despliegue en
lo que corresponde a tecnologia y logistica, ademas, maniobras de instalacion y operacion que se

llevan a cabo directamente en el territorio maritimo, por lo que es indispensable analizar el
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impacto que puede tener el desarrollo de este tipo de proyectos sobre los ecosistemas que se
encuentran en el lecho marino.

Colombia cuenta con una posicion privilegiada con jurisdiccién y soberania sobre dos
océanos que constituyen un area marina que ocupa aproximadamente el 50% de su territorio,
siendo hogar de ecosistemas marino-costeros de los cuales dependen importantes actividades
econOmicas para el pais y especialmente de 13 de sus departamentos costeros (INVEMAR,
2008).

Tabla 8.

Ecosistemas marinos mas importantes en el territorio maritimo colombiano.

Ecosistema marino Localizacion
Arrecifes de coral. Caribe oceanico y continental, costa pacifica.
Manglares y bosques de transicion. El 77% en el pacifico y el restante 33% en el Caribe.
Praderas y pastos marinos. Caribe colombiano

Extension estimada de 889.400 km? en el caribe y

Fondos sedimentarios. o .
pacifico colombiano.

Fuente. Adaptado de informe del estado de ambientes marinos y costeros en Colombia afio 2000,
Invemar, Steer et al, (1997), recuperado de
http://www.invemar.org.co/redcosteral/invemar/docs/EAMC_2000/INVEMAR_INF_EAMC 2
000_02.pdf

La Politica Nacional para el Desarrollo Sostenible de los Espacios Oceanicos y las Zonas
Costeras e Insulares de Colombia (PNAOCI) reconoce principalmente los ecosistemas
anteriormente nombrados en la Tabla 8. Los bienes y servicios que ofrecen estos ecosistemas

representan activos estratégicos de gran importancia, no solo para los paises riberefios sino para
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el mundo ya que hoy en dia, mas de la mitad de la poblacion y las mas grandes e importantes
industrias estan concentradas en las zonas costeras. (Lemay, 1998).

Los mares en Colombia empiezan a mostrar posibilidades concretas para ampliar la
exploracién de crudo. Y es que los bloques costa afuera se han convertido en una de las grandes
apuestas de la industria y el Gobierno Nacional para ampliar el volumen de reservas de
hidrocarburos (Direccion General Maritima, 2014). Se busca que la exploracién costa fuera sea
considerada politica de estado, teniendo en cuenta la prospectiva de recursos hidrocarburiferos
identificada en las areas marinas de los actuales bloques de exploracion, 14 bloques costa afuera
Pacifico, 37 bloques costa afuera Caribe. Tres empresas internacionales han realizado oferta de
exploracién que implica la realizacion de 20 mil kilémetros de sismica 3D, que equivale a 32 mil
kilometros de sismica 2D (Agencia Nacional de Hidrocarburos, 2014).

En el pais hay contratos de evaluacion técnica en cinco bloques ubicados en las cuencas
Colombia y Guajira offshore; 13 contratos de exploracion y produccién en esas mismas cuencas,
asi como en la de Sint y Tumaco offshore. Pero en la Ronda 2014 se sumaron cinco nuevas
cuencas: cuatro en aguas ultra profundas del mar Caribe y una en la cuenca Sinu offshore

(Portafolio Revista Econdémica, 2014).

3.4.1 Principales sentencias para la proteccion de ecosistemas marino-costeros. La agenda
XXI Cumbre de Rio en su capitulo 17 introduce por primera vez en la agenda internacional la

preocupacion por el agotamiento de los recursos vivos de alta mar.
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Posteriormente y en la misma linea tematica de proteccién de ecosistemas marinos, la
convencion del Convenio de Diversidad Bioldgica (CDB, 1992) emite el mandato de Yakarta,
que determina la prioridad de implementar el Programa de Accion sobre Biodiversidad Marina y
Costera, identificando en Manejo Integrado de Zonas Costeras (MIZC) como principal estrategia
de accion para lograr el uso sostenible de los recursos costeros y marinos y en 2001 se formula

en Colombia la PNAOCI.

Tabla 9.
Sentencias destacadas para la proteccion jurisprudencial aplicable a ecosistemas marino-

costeros en Colombia.

Sentencia Tema Sintesis doctrinal

CODIGO DE MINAS - Acuerdo con las autoridades territoriales de la

o W@ q Zonas reservadas, zona sobre las medidas necesarias de proteccion
e
2014 excluidas y ambiental / EXPLORACION Y EXPLOTACION
restringidas/proceso de MINERA-Acuerdo con las entidades territoriales
autorizacion de actividades para la proteccion del medio ambiente sano.
mineras
. ) La contaminacion y degradacion de recursos
DANO ECOLOGICO ) ] )
, o naturales afectan el medio ambiente. Particular
MARITIMO — vertimiento o
T 574 de ] ) incidencia tiene el efecto degradante en las aguas
de petréleo / comunidad . -
1996 maritimas porque no solo afecta el sitio donde se

negra - proteccion oficio ] o

produce el dafio, sino que ademaés tiene efectos
de pesca o

expansivos incalculables.

Fuente. Adaptado de Afectacion y proteccion de ecosistemas marino-costeros en Colombia,
Diaz, M., (2015), Revista Verbum, 10(10),95-116.
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3.4.2 Instrumentos normativos para la proteccion de ecosistemas marino-costeros. Tomando

como punto de partida el Codigo de Recursos Naturales Renovables de 1974, considerando la

primera regulacion sistémica del sector ambiental en Colombia, se revisan las normas, que, sin

agotar el total existente, se cree, son las més relevantes para la temética abordada (Diaz, 2015).

Tabla 10.

Instrumentos normativos para proteccion de ecosistemas marino-costeros en Colombia.

Estatuto

Sintesis

Decreto Ley 2811 de 1974

Indica como uno de sus postulados, asegurar la
conservacion, el fomento y aprovechamiento racional
de los recursos hidrobioldgicos y del medio acuatico.

Ley 17 de 1981. Convencion sobre el
Comercio Internacional de Especies
Amenazadas de Fauna y Flora Silvestres
(CITES)

Incluye en su anexo 1 como especies amenazadas
algunas familias de corales indicando medidas de
limitacion a su comercio y explotacion.

Ley 32 de 1975 delimitacion de Areas
Marinas y Submarinas y Cooperacion
Maritima entre Colombia y Ecuador

Delimita para conservar y administrar los recursos
naturales vivos y no vivos del lecho y subsuelo del
mar y de las aguas adyacentes.

Ley 10 de 1978 sobre el mar territorial,
zona economica exclusiva, y plataforma
continental.

Delimita la zona econémica exclusiva.

Ley 164 de 1994 aprueba la Convencion
Marco de las Naciones Unidas Sobre el
Cambio Climatico

Ordenacion integrada de las zonas marinas
reconociendo el MIZC (1) como proceso valido a
seguir en ellas.

Ley 165 de 1994 aprobatoria Convencion
de Biodiversidad Bioldgica

Insta a las partes al establecimiento y/o
fortalecimiento de sistemas regionales y nacionales
de areas marinas y costeras protegidas.

Ley 55 de 1989 aprobatoria del Tratado
de responsabilidad civil por dafos
causados por contaminacion de aguas del
mar por hidrocarburos

Proceden sanciones pecuniarias y restricciones.
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Exigencia de permiso para explotacion y
exploracion, en o cualquier actividad que pueda
causar contaminacion o depredacion del ambiente
marino. Regulacion de concesion minera. Causes,
playas y lechos, por extension de manglares.

Decreto ley 2811 de 1974. Codigo
nacional de los recursos naturales

Via de investigacion / sistemas de informacién
Ley 165 de 1994. Convenio sobre Humedales (incluye los marino-costeros y sus
Biodiversidad Bioldgica (CBD) ecosistemas asociados lagunas, pastos, fondos,
corales)

Fondo Nacional de Regalias arrecifes de coral y
ecosistemas acuaticos, estuarios, deltas y lagunas
costeras.

Ley 141 de 1994. Via de asignacion de
recursos

Fuente. Adaptado de Afectacién y proteccion de ecosistemas marino-costeros en Colombia,
Diaz, M., (2015), Revista Verbum, 10(10),95-116.

Como primer antecedente en el Convenio sobre la Diversidad Bioldgica en su reunion de
1992, consagr6 como prioridad la elaboracion de directrices para la seleccion, establecimiento y
ordenacidn de areas protegidas o areas donde haya que tomar medidas especiales para conservar
la diversidad bioldgica (Convenio de Diversidad Bioldgica, 1992).

El Plan de Accién de la PNAOCI 2002-2004, emitido a través del Documento CONPES 3164
(Consejo Nacional de Politica Econémica y Social), avanza en el cumplimiento de dicha
obligacion del pais, a través de la formacion de la meta consistente en el establecimiento de un
Subsistema de Areas Marinas Protegidas (SAMP), como parte del Sistema Nacional de Areas
Protegidas (SINAP) compuesto por areas marino-costeras de particular importancia ecoldgica y
socioeconomica.

Existen areas protegidas continentales, marinas insulares y marino costeras; las Areas Marinas
Protegidas (AMP) son identificadas por la Unidn Internacional de Conservacion de la Naturaleza
(UICN) como “Cualquier area del territorio intermareal o submareal, cuyos fondos, aguas, flora

y fauna asociadas, asi como rasgos histéricos y culturales, han sido preservados por las leyes o
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cualquier otra medida efectiva para proteger todo o parte del medio ambiente comprendido en

ella” (Kelleher, 2002).

3.4.3 Recomendaciones para actividades de disefio, construccién, montaje y operacion de
tuberias costa afuera. Segun el Articulo 34, seccion 1.3 de la reglamentacion emitida por el
ministerio de minas y energia de Colombia, se establece, que el operador debera presentar un
resumen sobre las condiciones ambientales que se tuvieron en cuenta en el disefio de la
instalacion costa afuera teniendo en cuenta las condiciones climéaticas anticipadas y reportes
oceanogréficos y del fondo marino (Ministerio de Minas y Energia, 2016).

Todas las instalaciones de produccion, incluyendo separadores, unidades de tratamiento,
compresores, calderas y lineas de flujo deberan disefiarse, instalarse y mantenerse de manera tal
que se propenda por la eficiencia, seguridad de operacion y proteccion del medio ambiente. Los
operadores deberan identificar los materiales apropiados para las lineas de flujo y justificar su
idoneidad para la ubicacién oceanografica y geoldgica. Los operadores deberan incluir
disposiciones e indicar el uso y construccion de las lineas de flujo; deberan disefiar las rutas de
las lineas de flujo con el fin de minimizar su longitud, reduciendo las obstrucciones y
condiciones peligrosas asi como también presentar esquemas que detallen el flujo , la presion,
tamafio, capacidad y detalles sobre prevencion de flujos o liberaciones no intencionales, ademas,
incluir disposiciones para una adecuada identificacion que se ajuste a los estandares de la
industria respecto del uso de lineas de flujo (Ministerio de Minas y Energia, 2016).

El sistema de administracion de seguridad debe identificar, abordar y administrar los peligros
riesgos e impactos en materia de salud ocupacional, seguridad industrial y medio ambiente

durante el disefio, construccion, puesta en marcha, operacion, inspeccion, mantenimiento,
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desmonte y abandono de la totalidad de operaciones costa afuera (Ministerio de Minas y Energia,

2016).

3.4.4 Obligaciones financieras en caso de impactos negativos en ecosistemas marino-
costeros. La reserva del Archipiélago de Corales del Rosario y San Bernardo, se encuentra
protegida por la resolucién 679 de 2005 del Ministerio de Ambiente Vivienda y Desarrollo
Territorial y es uno de los parques marinos mas importantes y mas cercanos a los recientes
descubrimientos de pozos petroleros en el caribe colombiano por lo que segun el Articulo 17
Obligacion y responsabilidad financiera, Titulo 1 Disposiciones Generales del Ministerio de
Minas y Energia se establece un mecanismo de sancion en virtud de proteger suelos, cuerpo de
aguas y parques marinos y, a su vez plantea que el operador costa afuera debera demostrar una
responsabilidad financiera en el monto de $250.000.000 dolares de los Estados Unidos para cada
una de sus instalaciones, para compensar al Gobierno Nacional y a las comunidades afectadas
por los dafios que pudieran ocurrir en el caso de derrame de petréleo de dichas instalaciones
costa afuera de la Republica de Colombia (Ministerio de Minas y Energia, 2016).

Por otro lado, en las secciones 5.1, 5.3 y 5.5 del Articulo 17, se establece la creacién de un
Fondo de Contaminacion de Hidrocarburos con una cobertura maxima de US$500.000.000 por
incidente y que el Fondo Unicamente cubrira dafios relacionados con actividades de exploracion
y produccién de hidrocarburos y gas. Esto podréa incluir buques tanque, instalaciones costa afuera

u otras instalaciones relacionadas (Ministerio de Minas y Energia, 2016).
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4. Propuesta de trazado de lineas de flujo submarinas en el bloque fuerte sur

4.1 Offshore en Colombia.

La evolucion de yacimientos costa afuera en el pais colombiano remonta a 1997 con el
descubrimiento del campo petrolero Chuchupa y Ballena ubicado en el municipio de Manaure en
el departamento de la Guajira y la masificacion del uso del gas natural en el afio 2005
(Belalcazar, 2017). EI campo Chuchupa produce gas libre y abastece un 75% de la demanda y
cubre con las necesidades del pais colombiano.

Después de mas de dos décadas, Colombia vuelve a reiniciar sus actividades costa afuera a
finales del afio 2014 con el descubrimiento de el pozo exploratorio Orca-1 perteneciente al
blogque Tayrona ubicado a 40 kilémetros de la costa del departamento de La Guajira con una
profundidad de 4,420 metros y una ld&mina de agua de 674 metros (Energia Colombia,2017).

En el 2015 la compafiia Ecopetrol informa un nuevo descubrimiento llamada el pozo Kronos-
1 en donde se verifico la presencia de hidrocarburos en aguas ultra profundas del sector sur del
Caribe Colombiano, a 3,720 metros de profundidad bajo el nivel medio del mar, donde se
encontr6 un intervalo de arena neta gasifera de entre 40 a 70 metros (130 a 230 pies). Kronos-1
esta ubicado a 53 Kildmetros costa fuera en el bloque de exploracion y produccion Fuerte Sur
con una ldmina de agua de 1,584 metros (Boletin Ecopetrol,2015).

En el 2017 se comprobo la presencia de gas en aguas profundas del caribe colombiano en el
Pozo Purple Angel -1. Este se encuentra a 4.7 kilometros de distancia de kronos-1. El pozo

Purple Angel-1 alcanzo6 una profundidad total de 4.795 metros, incluida una ld&mina de agua de
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1.835 metros, y registrd intervalos con presencia de gas cuya suma total se estima entre 21 y 34
metros de espesor neto (entre 70 y 110 pies) (Boletin Ecopetrol,2017).

La Agencia Nacional de Hidrocarburos ANH, confirma terminacion de la perforacion del
pozo exploratorio Gorgon-1 con posible presencia de gas en aguas ultra profundas en el sur del
Caribe colombiano. Este hallazgo que cuenta con una profundidad entre los 3.675 y los 4.415
metros bajo el nivel del mar ratifica la alta prospectividad hidrocarburiferos costa afuera con la
que cuenta el pais (ANH, 2017). Gorgon-1 estd ubicado en el bloque Purple Angel a 27
kilbmetros al norte del pozo Purple Angel-1, que recientemente confirmé la extension del
yacimiento de gas descubierto con el pozo Kronos-1 en agosto de 2015, en Gorgon-1 se
encontraron intervalos de arena neta gasifera entre 80 y 110 metros (260 a 360 pies) (Boletin
Ecopetrol, 2017).

En abril del 2017 se descubri6 el pozo Siluro, localizado en el bloque RC-11 en el caribe a 45
kilometros del cabo de la vela y 40 kilometros de Manaure se estima que el pozo debe explorarse
a una profundidad de 2.090 metros (protafolio,2017), Este pozo fue perforado y resulto seco. En
el segundo semestre del afio 2017 se descubrié el pozo Brahma y Ecopetrol comenzé la
perforacion del pozo costa afuera Molusco, este estd ubicado en unas de las cuencas mas
importantes, mas exactamente a 10 kilometros de los principales yacimientos de gas, Ballena y
Chuchupa, en el departamento de La Guajira (Portafolio, 2017). El pozo molusco es un proyecto

de aguas someras, con una profundidad de 62 metros.



MODELAMIENTO FLUJO MULTIFASICO OFFSHORE 74

YACIMIENTOS
DE GAS EN EL
MAR CARIBE

Yacimientos

1. Kronos-1 (2015
2. Purple Angel-1(2015)
3. Molusco (Sep. 2017}

~ > 4. Chuchupa
worgen = (WY Purple Anget -1 5. Ballena
(2017) ( o (2015) 6. Siluro-1 Abr. 2017)

7. Brahma-1 @un. 2017)
PANAMA s 652 8. Orca-1
millones de délares
&s el presupuesto
%?;xmm" VENEZUELA
= -
kilometros comprende ol
el corredor gasifero en
¢l Mar Caribe.
La zona explorada = xn )
Areas de
s cuencas
Can un fotal de 40 pozos exploratorios
Blogues
Ecopetrol - 47.5%
11 bloques
Socios
Anadarko Ecopetrol
50 % —Sis= 50 %

C— Ubicacion del yacimiento que
comprende entre 80 y 110 metros,
equivale a un edificio entre 26 y 36 pisos.

Figura 9. Yacimientos de gas en el mar Caribe- Colombia Fuente: Ecopetrol. Infografia. EL

COLOMBIANO. 2017 modificado.
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4.2 Descripcion de la zona de interés.

El mar caribe se trata de una cuenca suboceédnica del océano Atlantico, justo en la region
tropical. EI mar Caribe es un gran cuerpo de agua salada ubicado al sureste del Golfo de México
y al oeste del océano Atlantico, entre las latitudes 9 °©y 22 © Norte y las longitudes 89 ° y 60 °
Oeste. Limita al sur con Colombia, Venezuela y Panama, al oeste con Costa Rica, Nicaragua,
México, Honduras y Belice; con Cuba, Jamaica, Republica Dominicana y Puerto Rico en su
parte norte y con las Antillas Menores al sur. En el mar caribe se encuentra una gran cantidad de
blogues de exploracion petrolera y entre ellos esta le Bloque Fuerte Sur,

El bloque fuerte sur, ubicado en el caribe colombiano justo frente a los departamentos de
Cordoba y Antioquia se encuentra dentro del golfo Darién. Dentro de este bloque se encuentran
el Pozo Kronos-1 y algunas de las plataformas petroleras del pais.

El area del poligono formado por el bloque fuerte sur es de cuatrocientos setenta y tres mil
cuatrocientos noventa (473.490) hectareas con cuatrocientos doce (412) metros cuadrados. El
punto A se ha tomado de punto de referencia el vértice Geodésico “GPS-D-CR003” del instituto
Geografico Agustin Codazzi, cuyas coordenadas planas GAUSS con origen Bogot4a, Datum
MAGNA-SIRGAS son: N- 1°256.690,542 metros, E- 800.421,914 metros, las cuales
corresponden a las coordenadas geogréficas Datum MAGNA-SIRGAS latitud 8° 43 17°°0,27 al
Norte del Ecuador, Longitud 75° 53 27°°0,207 al Oeste de Greenwich.

En el Contrato de exploracion de produccion de hidrocarburos No. 013 de 2006 de la Agencia
Nacional de Hidrocarburos se especifica cada una de las coordenadas pertenecientes al bloque
fuerte sur (A, B,C, D, E, F, G, H, |, J, K, L, M, N). (Contrato de exploracion y produccion de

hidrocarburos No 013 de 2006, Fuerte Sur. )
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Figura 10. Bloque fuerte sur. Fuente: Contrato de exploracién y produccién de hidrocarburos

No 013 de 2006, Fuerte Sur. Pag 50-58.

La simulacion tiene como objetivo el desarrollo de la linea de flujo en el campo Kronos,

ubicado en el bloque fuerte sur. Esta simulacion servira de ayuda para los campos cercanos como

76

Purple Angel y Gorgon. A continuacion, se nombran las coordenadas de cada uno de ellos.

e Kronos: Lat 9°9°53.74”” N - Long 76° 49°47.55°0.

e Purple Angel-1: Lat9°12°25.73*> N - Long 76° 49°55.09°°0O.

e Gorgon: Lat 9°25°59.28”” N - Long 76° 44°54.11°°0.
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4.3 Esquema de trazado de linea

El disefio de la trayectoria propuesta en este trabajo (linea roja) y la ubicacién de la plataforma se
realizaron bajo los criterios de conservacion ambiental de la zona en el mar caribe. Ver figura 11.
Se analizaron los mapas de zonas protegidas en el caribe colombiano (figura 12) y se realizo el
sondeo para la ruta de la linea y la profundidad de las zonas potenciales para la ubicacion de la
plataforma. Las coordenadas de la plataforma propuesta son Lat 9° 22°58.68’’N — Long 76°
26°22.31°°0 con una profundidad de 294 metros.

Para el trazado de la linea de flujo en el trayecto de plataforma a la refineria de Cartagena se
considero la protecciéon de los Corales del Rosario y de San Bernardo. En este se reporta una
comunidad de especies estructurantes, la cual sustenta una elevada biodiversidad de

invertebrados y peces en el area.

rPlataforma

Kronos e Rt "‘:'Gobgle»,Earth

Figura 11. Linea propuesta. Fuente : Google Earth Pro 2017.
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Figura 12. Mapa zonas protegidas en el mar caribe Fuente: Invemar- Instituto de

Investigaciones Marinas y Costeras, 2017.

4.4 Perfil batimétrico

Los datos del perfil batimétrico para el campo Kronos fueron obtenidos por medio del software
Google Earth PRO, con base en las coordenadas del campo. Dichas coordenadas corresponden a
la ubicacion de los buques perforadores, las cuales fueron tomadas de la pagina de la Direccion

General Maritima De Colombia (Espitia y Mantilla, 2017). Ver figura 13.
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Figura 13. Perfil batimétrico para el campo Kronos

4.5 Perfil de temperatura

En la literatura se han reportado diferentes estudios los cuales analizan el comportamiento de la
temperatura del agua del mar como funcion de la profundidad. La investigacion realizada por
Joseph (2010) ha sido ampliamente aceptada y utilizada en diferentes investigaciones. El estudi6
la temperatura del agua del mar en 3 grupos de latitudes, los cuales son identificados como 0S,
30S y 60S. El grupo 0S incluye latitudes de -15S hasta 15 N, el grupo 30S incluye latitudes de -
45S hasta -15S. El altimo grupo es de latitudes entre -75S a -45S.

Ya que el pozo Kronos tiene una latitud de 9° 9°53.74”> N, de acuerdo con la investigacion de

Joseph (2010) pertenece al grupo de latitudes 0S. El autor plantea un conjunto de ecuaciones
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para determinar la temperatura en el mar de acuerdo a la profundidad para este grupo, las cuales

se presentan a continuacion:

_ S+f(p)
Toy = 0338+ [ porrma gy Ee1.25

fipy = 1 +e00160+1244  pr 126

Donde:

S = Temperatura superficial del mar més 0.338, grados Celsius.

D = Profundidad, m.

Tpy= Temperatura a una profundidad, grados Celsius.

Temperatura del agua del Mar Caribe vs Profundidad
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Figura 14. Perfil de temperatura
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4.6 Seleccion de la arquitectura submarina

Al definir la arquitectura para el desarrollo de un campo en aguas profundas, se requiere
cuidados especiales ya que se puede provocar dafios en la formacion, pérdidas de produccion y
riesgos ambientales y asi afectar la rentabilidad del proyecto.

El equipamiento submarino son aquellos equipos, conexiones, accesorios y herramientas que
se instalan sobre el lecho marino y a lo largo del tirante de agua con el fin de transportar los
hidrocarburos desde el pozo hasta la superficie; optimizando costos, de tal manera que confluya
la produccion de uno o varios pozos, respetando el disefio de una arquitectura submarina
seleccionada para la explotacion del campo. (Fang y Menglan. 2014).

Cabezal submarino: El cabezal submarino es el ensamble de tuberias y equipo requerido que
se instala en la parte superior del pozo para tener seguridad y eficiencia en la produccion de un
pozo de gas o de petréleo proporcionando una interface entre pozo y arbol submarino. En la
parte superior de dicho cabezal se instala el sistema de arbol submarino. (Fang y Menglan.
2014).

Arbol submarino: Un arbol submarino de produccion es un equipo instalado en la cabeza del
pozo compuesto por un conjunto de valvulas, tuberias, conexiones y componentes de seguridad,
que se encargan principalmente de vigilar y controlar la produccién de un pozo submarino.
También se puede decir que un arbol submarino es la conexion o interface entre la cabeza del
pozo, los jumpers y los manifold. (Fang y Menglan. 2014).

Jumper o secciones de tuberia: este equipo se extiende entre las estructuras submarinas para
servir como enlaces a través de los cuales se transmiten los fluidos. Estos segmentos de tuberia

varian en longitud desde unos pocos metros hasta cientos de metros. (Varhaug, 2016)
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Manifold: ElI manifold submarino es el conjunto de tuberias, véalvulas e instrumentos de
monitoreo ensamblados en una estructura de metal con la funcién de interconectar el flujo de
varios pozos reduciendo asi el nimero de lineas de produccién que deberian ser necesarias.
(Varhaug, 2016)

Plet: estructura que conecta una linea de flujo con otra estructura submarina o se une a la
linea de produccion. (Oil and gas portal,2017)

Esta es la infraestructura bésica para los campos offshore segin Verhaung, el campo Kronos y
los campos cercanos Purple Angel y Gorgon contarian con cabezales de pozo, arboles de
produccion submarinos, jumpers, manifolds submarinos, plets y lineas de flujo los cuales estan
conectados a la unidad de produccion en superficie, en nuestro caso una plataforma fija a 294

metros.

Production risers Umbilical riser
Subsea tree

/M- Boosting pump station

Manifold
PLET

Electric power leads

Figura 15. Infraestructura tipica de produccion offshore Fuente: Subsea infrastructure,

Varhaug,2016.



MODELAMIENTO FLUJO MULTIFASICO OFFSHORE 83

5. Simulacion del flujo multifasico en el sistema propuesto.

Para realizar la simulacién de la linea de flujo es necesario contar con la composicion del gas,
perfiles de presion y temperatura, entre otros. Datos que aln se desconocen ya que las cuencas
Sinu — San Jacinto y Sinu Offshore se encuentran en estado de exploracion y evaluacion. Por lo
tanto, la tasa de flujo y las composiciones son objeto de hipdtesis hasta que comience la
produccién de los pozos. Para obtener estos datos se revisd un conjunto amplio de trabajos
reportados en la literatura sobre diversos campos offshore a nivel mundial teniendo en cuenta

que estos fueran analogos en caracteristicas al campo Kronos.

5.1 Parametros de influencia sobre el sistema

A continuacién, se presentan los parametros de mayor importancia para el desarrollo de la
simulacion como son la composicién de gas, presion en cabeza y fondo de pozo, temperatura en
cabeza y fondo de pozo, caudal de gas y didametros de las lineas.

5.1.1 Composicion del gas. Para la simulacién se estudiaron tres diferentes clases de
composiciones de gas, las cuales son gas pobre, intermedio y rico debido a que no se conoce con
exactitud la composicion del gas de campo Kronos. Las composiciones que se trabajaron en la
simulacion se obtuvieron mediante una recopilacion de 15 mezclas de gases de diferentes pozos

a nivel mundial, que se sefialan en las tablas 11, 12 y 13 respectivamente.
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Tabla 11.
Composicion de gases pobres reportados en la literatura.
Gases 5 N, C1  C2 C3 iC4 nC4 iC5 nC5 C6 C7+ Autor
pobres
Baker
Mezclal 15 069 8992 572 174 013 021 009 000 000 000 oo
Huang
Mezcla2 233 054 9137 267 174 043 030 014 007 041 000 000
Mezcla3 055 177 97.21 045 002 000 000 000 000 000 0.00 %f;gr?e)s
Mezclad 1.68 1.00 9647 075 009 001 000 000 000 000 0.0 %f;;r?e)s
Mezcla5 001 050 9548 348 040 004 007 00l 001 000 0.00 C(:f;g;e)s
Promedio 1.21 09 9409 261 08 012 012 005 002 008 0.0
Tabla 12.
Composicién de gases intermedios reportados en la literatura.
Gases -5 N, €1  C2 C3 iC4 nC4 iC5 nC5 C6 CT+ Autor
Interm.
Huang
Mezclal 310 151 8491 444 228 088 062 029 020 177 000 oye
Mezcla2 035 094 8636 7.40 340 050 090 010 005 0.00 0.00 %f;gr;)s
Mezcla3 000 040 872 7.60 3.10 050 080 020 020 0.00 0.00 (?882)
Nemat.
Mezcla4 499 171 8983 220 051 012 013 006 004 006 024 oue
Moshf.
Mezcla5 136 003 8352 7.80 381 063 085 044 027 020 109 00
Promedio 1.96 092 86.36 591 262 053 066 022 015 040 027
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Tabla 13.

Composicidn de gases ricos reportados en la literatura.

?iis(’)ess Co, N, ClI C2 C3 iC4 nC4 iC5 nC5 C6 C7+ Autor
Gaard

Mezclal 0.88 103 776 106 6.90 0.75 161 022 0.22 0.11 0.00 (2003)
Hank.

Mezcla2 123 064 786 976 6.29 0.68 157 025 035 040 0.15 (1982)
Hank.

Mezcla3 041 069 778 115 7.79 053 100 0.08 0.08 0.02 0.03 (1982)
Huang

Mezclad 057 072 779 331 094 073 055 027 091 140 0.00 (2010)
Kgogo

Mezcla5 347 034 721 840 490 0.70 200 065 0.82 090 5.65 (2011)

Promedio 131 068 7685 874 536 068 135 029 048 309 117

Con base en las composiciones promedio se realiz6 la envolvente de fase para cada gas, la cual

se puede observar en la figura 16.
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Figura 16. Envolvente de fase
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5.1.2 Presién en cabeza y fondo de pozo. La presion es un parametro ligado exclusivamente a
las caracteristicas del yacimiento. Como es sabido las presiones de los campos ubicados en el
blogque fuerte sur aun no son conocidas, por lo anterior se realizdé un estudio de los diferentes
campos offshore a nivel mundial que presentan caracteristicas similares al campo Kronos en
cuanto a la profundidad tanto del yacimiento como de la ld&mina de agua para determinar los
valores de presion que se usaran en la simulacion. Las figuras 16 y 17 presentan las presiones de
fondo y cabeza de pozo respectivamente para cada uno de los campos estudiados. Se determind
que la presiéon de fondo varia en un rango de 6000 a 8000 psi, por lo que se manejara, una

presion en cabeza de 5000 psi.

Presion de fondo de pozo
10000

9000

8000

7000
6000
5000
4000
3000
2000
1000

0

Mensa Tamar Camdem hills  Aconcagua King's Peak Liwan 3-1

Presion (psi)

Campos Estudiados

Figura 17. Presion de cabeza de fondo de diferentes pozos a nivel mundial.
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Figura 18. Presion de cabeza de pozo de diferentes pozos a nivel mundial. Fuente: Jackson V

et al, (2001). Triolo D. et al. (2013). Lang P.P et al. (1998). Healy J et al. (2013).

5.1.3 Temperatura en cabeza y fondo de pozo. Al igual que la presion, la temperatura también
es un parametro ligado a las caracteristicas del yacimiento. Actualmente no se tiene
conocimiento del valor de la temperatura para el campo Kronos, por lo que el valor empleado en
la simulacion se determin6 con base en la revisién de campos analogos.

La revision de la literatura indica que la temperatura en fondo de pozo es aproximadamente
igual a 170°F, por lo tanto, un valor aceptado para la temperatura de cabeza de pozo es 150°F

con base en el gradiente de temperatura vs profundidad de la tierra.
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5.1.4 Caudal de gas y de agua. El caudal de gas es un parametro importante a tener presente en
la simulacion. Como no se conocen datos para el campo Kronos se tuvo en cuenta los caudales
expuestos en los trabajos revisados previamente. Se determind que los siguientes caudales serian
evaluados en la simulacion: 50, 100 y 150 MMSCFD. Ademaés, es importante mencionar, que la
corriente de gas esté saturada 100% por agua en vapor.

En cuanto al caudal de agua, Rivera et al. (2007) plantea que la produccién de agua en
promedio para el campo Chuchupa es cercana a 0.2 bbl/MMSCEF, este valor también se encontr

en otros papers, por lo tanto, seré el valor a implementar durante la simulacion.

5.1.5 Diametro de las lineas. Los diametros empleados en la simulacion también se
determinaron con base en la revision de los trabajos offshore, se determinaron 5 diferentes
didmetros internos 8, 12, 16, 20 y 24 pulgadas para este estudio. La tuberia empleada fue mild
steel con 2 pulgadas de grosor y rugosidad de 0.000457 m.

Por ultimo, es importante mencionar que el coeficiente de transferencia de calor se determiné
a través del software empleando la correlacion PROFES, la cual es la correlacion recomendada

por los manuales de HYSYS cuando se presenta flujo multifasico.

5.2 Descripcién del modelo

HYSYS es un programa de simulaciéon muy completo, disefiado por la firma de software AEA
technology Engineering software products el cual permite la simulaciéon de diferentes procesos
termo hidraulicos a través de un tramo de tuberia en diferentes condiciones de presion y

temperatura.
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El modelo matematico empleado es el de Peng-Robinson, el cual es el mas recomendado para

yacimientos de gas.

Para iniciar la simulacién se debe introducir todas las corrientes y equipos a utilizar en el

proyecto con sus respectivas caracteristicas como presion, temperatura, composiciones de los

gases y etc.

Flowsheet Case (Main) - Solver Active -

Model Summary Grid

Flowline
Aaua w—) Flui;,’l—’:ES
E(?I?re Mix-100  Multifasico - plataforma
— saturado
Water
[]
- o
Gas
Pobre 09-100
Flowline
— " -
Agua 7%&'—’:ﬂ 2
Gasfco  pix.100 Multfasico |,  platarorma
Vate HT
Water |
i 9
-— 3009
Gas
rico 0p-100
Flowline
—
-t -
faua ﬁﬂ—w—ﬁg.—@m
m?gnneﬂno MIX-100  Multifasico L Fr‘ plataforma
— saturado
Water
0P
(Y
Gas -
intermedio

op-100

Figura 19. Esquema del modelo base de simulacion en HYSYS.
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Se simularon 49.2 km en segmentos de 1 milla con sus respectivas elevaciones

correspondientes a la batimetria del proyecto en el trayecto de pozo a plataforma.

| Design | Rating | Worksheet | Performance | Flow Assurance | Dynamics |
‘ " Rating [ length - Elevation Profile
Sizing I Segment 1 2 3
I Heat Transfer
Fitting/Pipe Pipe Pipe Pipe
Length/Equivalent Length 1609 1609 1609
Elevation Change 36,27 16,46 13,72
Outer Diameter 660.4 660.4 660.4
Inner Diameter 609.6 609.6 609,86
Material Mild Steel Mild Steel Mild Steel
Roughness 4,572e-005 4,572e-005 4,572e-005
Pipe Wall Conductivity 45,00 45,00 45,00
Increments 10 10 10
FittingNo <empty> <empty> <empty>
m "
| Append Segment ] [ Insert Segment ] [ View Segment... ]
| DeleteSegment | | CioneSegment | |  ClearProfile |
| e, ) 1ororec

Figura 20. Disefio por milla de la linea de pozo Kronos a plataforma.

Los valores de temperatura ambiente fueron estimados con la ayuda de la figura 14, el
software determino el coeficiente global de trasferencia con la correlacion PROFES y con los

valores de temperatura ambiente para cada elevacion. Ver figura 21.



MODELAMIENTO FLUJO MULTIFASICO OFFSHORE

91

[ B Pipe Segment: Flowline il - . 4 P — i .——-!-

Design | Rating ]WDduheel ] Performance [ FbwA.mnancg] Dynamics |

Rating
Sizing
4 Heat Transfer
Heat Loss
Overal HTC
Segment HTC
Estimate HTC

-Segment Heat Transfer Info
Segment Type Amb.[;emp. [kahH—TnE}C]
1 Pipe 38,12 1064+
2 Pipe 38,30 1059
3 Pipe 38,30 1060
4 Pipe 38,48 1060
5 Pipe 38,48 1059
6 Pipe 38,66 1058
7 Pipe 38,84 1058
8 Pipe 39,02 1058
9 Pipe 39,20 1058 |-
10 Pipe 39.38 1057 |
11 Pipe 39,56 1056
12 Pipe 40,10 1055
13 Pipe 40,46 1055
14 Pipe 41,00 1055
15 Pipe 41,54 1059
16 Pipe 41,72 1068
17 Pipe 42,08 1064 L4
18 Pipe 42,08 1072
19 Pipe 42,26 1073
20 Pipe 42,62 1067
21 Pipe 43,16 1063
22 Pipe 43,52 1070
23 Pipe 43,88 1071 .

[ oelee | [N, | 1grored

Figura 21. Disefio por milla de temperatura ambiente y coeficiente de transferencia de calor

determinado por el software.
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5.3 Analisis de resultados

5.3.1 Gas pobre. La figura 22 presenta el perfil de la presion del fluido durante el trayecto de
49.2 km desde cabeza de pozo hasta la plataforma para el gas pobre a diferentes diametros
internos de tuberia. Se observa que la caida de presion disminuye a medida que aumenta el
didmetro de la tuberia, sin embargo, para didmetros superiores a 16 pulgadas no se aprecian

cambios significativos sobre la caida de presion.

5200
5000
4800
4600

4400

Presion (psi)

4200
4000

3800
0 10 20 30 40 50
Longitud (km)
—DS8 D12 —— D16 D20 —— D24 (in)

Figura 22. Presién vs longitud para el gas pobre.

La figura 23 presenta el hold up durante el trayecto de la tuberia para el gas pobre a diferentes
diametros internos. Se observa que el hold up aumenta a medida que el diametro de la tuberia es
mayor. Es importante mencionar que el aumento y la disminucion del hold up se debe a los

cambios de las elevaciones de la tuberia durante el trayecto de la linea.
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Figura 23. Hold up vs longitud para el gas pobre.

La figura 24 presenta la velocidad del gas durante el trayecto de la tuberia para el gas pobre a
diferentes diametros internos. Se observa que la velocidad disminuye a medida que el didmetro

de la tuberia es mayor.

Velocidad del gas (m/s)
()

0.5

0 10 20 30 40 50

Longitud (Km)
—D8 —D12 — D16 D20 — D24 (in)

Figura 24. Velocidad del gas vs longitud para el gas pobre.
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Ya que un diametro mayor en la tuberia significa mayores costos de inversion, se recomienda
con base en los resultados anteriores emplear un didmetro interno de operacion de 16 pulgadas,
ya que genera una menor caida de presion y un menor hold up al compararse con las demés
tuberias.

La figura 25 presenta el perfil de la presion del fluido durante el trayecto de la tuberia para el
gas pobre a diferentes caudales con un didmetro interno de tuberia de 16 in. Se observa que la
caida de presion es mayor a medida que aumenta el caudal, sin embargo, la variacién de la

presion no es mayor a 100 psi para los tres casos evaluados a condiciones de plataforma.

5050
4950

4850

=
-~
n
=]

4650

Presion (psi)

4550
4450

4350
0 10 20 30 40 50

Longitud (Km)
—(Q=50 Q=100  ===Q=150 (MMSCFD)

Figura 25. Presion vs longitud para el gas pobre a diferentes caudales.
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5.3.2 Gas Intermedio. La figura 26 presenta el perfil de la presion del fluido durante el trayecto
de 49.2 km desde cabeza de pozo hasta la plataforma para el gas intermedio evaluado a
diferentes diametros internos de tuberia. Se observa que la caida de presion disminuye a medida
que aumenta el diametro de la tuberia, sin embargo, para didmetros superiores a 16 in no se

aprecian cambios significativos sobre la caida de presion.

Presion (psi)
e
L¥¥)
(e
(=]

0 10 20 30 40 50
Longitud (km)
—D8 D12 —— D16 D20 —— D24 (in)

Figura 26. Presion vs longitud para el gas intermedio.

La figura 27 presenta el hold up durante el trayecto de la tuberia para el gas intermedio a
diferentes diametros internos. Se observa que el hold up aumenta a medida que el didmetro de la

tuberia es mayor y de igual manera cambia a medida que varian las elevaciones.
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Figura 27. Hold up vs longitud para el gas intermedio.

La figura 28 presenta la velocidad del gas durante el trayecto de la tuberia para el gas intermedio
a diferentes didmetros internos. Se observa que la velocidad disminuye a medida que el didmetro

de la tuberia es mayor.
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Figura 28. Velocidad del gas vs longitud para el gas intermedio.

La figura 29 presenta el perfil de la presion del fluido durante el trayecto de la tuberia para el
gas intermedio a diferentes caudales con un didmetro interno de tuberia de 16 pulgadas. Se
observa que la caida de presion es mayor a medida que aumenta el caudal, sin embargo, la

variacion de la presion no es mayor a 100 psi para los tres casos evaluados a condiciones de

plataforma.

5100
5000
4900

4800

Presion (psi)
.
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Figura 29. Presidn vs longitud para el gas pobre a diferentes caudales.
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5.3.3 Gas rico. La figura 30 presenta el perfil de la presion del fluido durante el trayecto de 49.2
km desde cabeza de pozo hasta la plataforma para el gas rico evaluado a diferentes diametros
internos de tuberia. Se observa al igual que en los casos anteriores que la caida de presion
disminuye a medida que aumenta el didmetro de la tuberia y para diametros superiores a 16

pulgadas no se aprecian cambios significativos sobre la caida de presion.

0 10 20 30 40 50
Longitud (Km)

—D8§ D12 D16 D20 —— D24 (in)

Figura 30. Presidn vs longitud para el gas rico.

La figura 31 presenta el hold up durante el trayecto de la tuberia para el gas rico a diferentes

didmetros internos excepto para el diametro 8 in.
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Figura 31. Hold up vs longitud para el gas rico.

Ya que existen inconsistencias en los datos obtenidos por parte del software cuando se simula
este diametro. Al analizar los resultados se observo que a una distancia de 35 km se presentaba
un cambio de fase del fluido gaseoso de la tuberia a liquido en un 100 %, lo cual es incoherente
al analizar las envolventes de fases y las presiones y Temperatura del fluido. Asi mismo se
concluye para ninguno de los casos el hold up superior al 7 % de liquidos durante el trayecto de
la tuberia.

La figura 32 presenta la velocidad del gas durante el trayecto de la tuberia para el gas rico a
diferentes didmetros internos. Se observa al igual que en los casos anteriores que la velocidad
disminuye a medida que el didmetro de la tuberia es mayor.

En el caso de la tuberia de 8 pulgadas a una distancia de 34 km no se tiene valores de velocidad

del gas ya que el fluido se encuentra por completo en estado liquido.
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Figura 32. Velocidad del gas vs longitud para el gas rico.

La figura 33 presenta el perfil de la presion del fluido durante el trayecto de la tuberia para el
gas rico a diferentes caudales con un didmetro interno de tuberia de 16 in. Se observa que la

caida de presion es mayor a medida que aumenta el caudal.
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Figura 33. Presion vs longitud para el gas rico a diferentes caudales.
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5.3.4 Comparacion de gases. Al comparar la caida de presion entre los gases pobre y rico para
los diferentes caudales simulados, ver figura 34, se observa que la caida de presion es menor para

el gas pobre, lo cual indica, que a mayor cantidad de componentes ricos la caida de presion es

mayor.

Es importante mencionar que los siguientes resultados se obtienen cuando el diametro de la

tuberia es de 16 pulgadas.
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Gas pobre Q=50 = GGas pobre Q=100 = (Gas pobre Q=150 (MMSCFD)

Figura 34. Presion vs longitud para diferentes composiciones a diferentes caudales.

Se analizd el hold up entre los gases pobre y rico para diferentes caudales simulados 50,100 y
150 MMSCFD, ver figura 35, se observa que el hold up es mayor para el gas rico, lo cual indica

que a mayor cantidad de componentes ricos se produce mayor formacion de liquido. Asi mismo
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los cambios presentes en el hold up se debe a las variaciones en las elevaciones de la linea en la

trayectoria.

Hold up (%)
b

0 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50
Longitud (Kim)
Gas rico Q=50 — — — Gas rico Q=100 — — — Gas rico Q=150

Gas pobre Q=50 Gas pobre Q=100 Gas pobre Q=150

Figura 35. Hold up vs longitud para diferentes composiciones a diferentes caudales

Ademas, se determino que el perfil de temperatura no cambio al variar la composicion de gas, 0
los caudales y diametros de la linea, para los escenarios estudiando, tal y como se presenta en la
figura 36.

Al evalauar el comportamiento de la temperatura durante el flujo del fluido a traves de la linea,
figura 36, se puede observar que la temperatura cae abruptamente de 150 °F, la cual era la
temperatura inicial a aproximadamente 40°F en menos de 1 km, lo cual se explica debido a la
temperatura del agua, que tiene valores muy bajos, cercanos a los 32 °F. Despues del primer
kilometro, la temperatura tiende a ser constante hasta los 30 km, punto en el cual empieza a

aumentar, alcanzando al final de la linea un valor aporximadamnete 48°F.
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Figura 36. Temperatura vs longitud para diferentes composiciones y caudales.
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Figura 37. Temperatura de formacién de hidratos y del fluido vs longitud.
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Se analiz6 la temperatura a la cual ocurre la formacion de hidratos por medio de los datos
obtenidos por el simulador ver figura. En esta figura se observa que la temperatura a la cual se
forman los hidratos es cercana a los 80 °F a lo largo de toda la linea, al observar el perfil de la
temperatura del fluido, se observa que la temperatura del fluido se encuentra por debajo de la
temperatura de formacién de hidratos a partir de 160 metros del pozo, lo cual indica que desde
este punto se formaran hidratos. Ademas, el simulador sefiala que se forman hidratos tipo I, sin
que se obstruya el flujo del gas.

Por altimo, se presenta la figura 38 donde se puede observar el perfil de formacion de
hidratos, las envolventes de cada gas y se presenta el perfil del fluido, es decir, la variacion de la
presion y temperatura del fluido durante la linea, desde las condiciones iniciales (presion 5000 y
T 150) hasta las condiciones de plataforma. En esta grafica también se puede observar el cambio
brusco en la temperatura, alcanzando un valor menor a la temperatura de formacion de hidratos.
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Figura 38. Envolvente de las diferentes composiciones de gases. Perfil del fluido y de

formacioén de hidratos.
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A continuacion en la figura 39 se compara la velocidad del gas entre los gases pobres y rico para

los diferentes caudales simulados en el proyecto. Se puede analizar que se presenta mayor

velocidad del gas para mayores caudales, en este caso las composisiones del gas pobre y gas rico

no tienen un cambio significativo y no se alcanzan velocidades de gas superiores a 1,3 (m/s).
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Figura 39. Velocidad del gas vs longitud para diferentes composiciones a diferentes caudales.
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Figura 40. Velocidad del liquido vs longitud para diferentes composiciones a diferentes

caudales.
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Con base en las velocidades tanto del gas como del liquido se puede determinar el patron de
flujo del fluido presente en la linea para cada uno de los escenarios propuestos haciendo uso del
mapa propuesto por Xiao et al. (1990) en su trabajo, Ver figura 41. Este mapa presenta los
siguientes flujos: estratigréafico liso (SS), flujo estratigrafico ondulado (SW), flujo intermitente
(1), flujo anular (AN) y flujo burbuja dispersa (DB).

Al determinar el patrén de flujo con las velocidades de gas y liquido (figura 39 y 40) obtenidas
del simulador se determiné que el patrén de flujo presente en la linea de flujo del proyecto es
estratigrafico liso para todos los casos analizados, ya que la velocidad del gas obtuvo su maximo

valor en 1,2 m/s mientras que la velocidad del liquido tuvo como méaximo valor 0.0009 m/s.
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Figura 41. Mapa de patron de flujo propuesto por Xiao et al. Fuente: Xiao et al .1990. A
comprehensive Mechanistic Model For Two-Phase Flow in Pipelines. Presentado en The 65th
Annual Technical Conference and Exhibition of the Society of Petroleum Engineers, New

Orleans, LA, 23-26 septiembre. Paper SPE 20631.
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6. Conclusiones

e Se estudiaron las principales correlaciones empiricas y modelos mecanistico reportados
en la literatura concluyendo que el modelo més adecuado para la simulacion fue Beggs &
Brill ya que puede ser aplicado en tuberias horizontales e inclinadas y puede determinar
todos los patrones de flujo.

e Se estableci6 una ruta para la linea submarina desde el campo Kronos hasta la plataforma
propuesta dando cumplimiento a la normatividad nacional e internacional sobre las
actividades petroleras en el mar, relacionadas al tendido de estructuras y lineas de flujo
sobre el lecho marino.

e Se establecio la ubicacion de una plataforma fija a 49.2 km del pozo Kronos y a una
profundidad de 294 m. con el objetivo de que esta plataforma sirva para el desarrollo de
los campos cercanos.

e Se simularon tres diferentes composiciones de gases (pobre, intermedio y rico) ya que no
se conoce con exactitud la composicion del campo Kronos. Se determiné que la caida de
presidn era mayor a medida que los componentes ricos aumentaban.

e De acuerdo con los resultados obtenidos de la simulacion, la caida de presién disminuye a
medida que aumenta el diametro de la tuberia, sin embargo, para diametros superiores a
16 pulgadas no se aprecian cambios significativos sobre la caida de presion, por lo

anterior se recomienda utilizar el diametro interno de 16 pulgadas, ademas este didmetro
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genera menores costos de inversién, un menor hold up y una menor velocidad del gas al
compararse con los diferentes diametros evaluados.

e Los resultados de la simulacién indican que el patrén de flujo del fluido a lo largo de la
tuberia fue un patrén estratificado liso donde el liquido fluye en el fondo de la tuberia y el
gas en la parte superior, este resultado se present6 para todos los escenarios estudiados y

se analizd con base en el mapa de patrones de flujo propuesto por Xiao et al (1990).
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7. Recomendaciones

e Realizar un analisis técnico-econdmico del proyecto teniendo en cuenta los diferentes
equipos que se requieren para llevar el gas de pozo a plataforma y de plataforma a
refineria en condiciones de venta.

e Evaluar el impacto ambiental generado por la tuberia sobre el lecho marino y la fauna y
flora presentes en la zona.

e Evaluar la linea propuesta en un software diferente para comparar los resultados y
observar el comportamiento del campo a lo largo de tiempo.

e Realizar una simulacion para evaluar los tratamientos de deshidratacion y endulzamiento
que se llevarian a cabo en la plataforma y realizar la simulaciéon hasta la refineria de
Cartagena.

e Realizar una simulacién teniendo en cuenta los campos Purple Angel y Gorgon para

evaluar la produccion de esta zona gasifera.
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