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RESUMEN

TITULO.:
EVALUACION TECNICA DE LOS PROCESOS DE DESHIDRATACION DE CRUDO EXTRA-
PESADO, EN EL CAMPO CAPELLA DE EMERALD ENERGY PLC.

AUTORZ
CARLOS JOSE CARDONA BONILLA

PALABRAS CLAVE:
EMULSION, CRUDO EXTRAPESADO, DESHIDRATACION. FACILIDADES DE PRODUCCION.

Los procesos de tratamiento del crudo y puesta a punto de este, para cumplir las especificaciones
de venta, son una de las principales tareas en los campos de petréleo extrapesado. La separacién
del crudo y el agua incrementa su grado de dificultad dependiendo de las caracteristicas
fisicoquimicas de la emulsidn y a su vez de los procesos que se apliquen para permitir que esta

separacioén ocurra.

En la primera parte del presente documento se presenta la clasificacién y principales factores que
afectan la estabilidad de las emulsiones haciendo el comparativo con las caracteristicas de las
emulsiones de campo Capella. En la segunda parte se realiza una caracterizacion de la emulsion del
crudo extrapesado de campo Capella y una descripcién detallada de las facilidades de produccion y
las operaciones que ocurren en este campo haciendo énfasis en lo que corresponde a la
deshidratacién del crudo. La tercera parte presenta una descripcion detallada de los tres métodos
de deshidratacién de crudo extrapesado aplicados en campo Capella, finalizando con un anélisis
comparativo entre los métodos térmicos, quimicos y de dilucién, para finamente definir cual es el

mas adecuado para las condiciones de operacién del campo base de este estudio.

Como final del presente documento se plantean alternativas de aplicacion de tecnologias que
podrian optimizar cada uno de los procesos que se llevan a cabo en campo Capella y en general en

campos de crudo extrapesado.

1 Monografia.
2 Ingeniero de petréleos. Facultad de ingenierias fisicoquimicas. Especializacion en produccion de
hidrocarburos. Director: M.Sc. Edison Odilio Garcia Navas.
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ABSTRACT

TITLE®: TECHNICAL EVALUATION FOR EXTRA-HEAVY CRUDE OIL DEHYDRATION
PROCESSES IN CAPELLA FIELD OF EMERALD ENERGY PLC.

AUTHOR*:
CARLOS JOSE CARDONA BONILLA

KEYWORDS:

EMULSION, EXTRA-HEAVY CRUDE OIL, DEHYDRATION, PRODUCTION FACILITIES.

The processes of crude oil treatment and preparation of this to meet sale specifications, are one of
the main tasks in the extra heavy oilfields. The separation of the crude oil and water increases the
degree of difficulty depending on the physicochemical characteristics of the emulsion and, in turn, the

processes that are applied to allow this separation to occur.

In the first part of this paper the classification and main factors that affect the stability of the emulsions
are presented developing a comparative with the characteristics of the Capella field emulsions. In the
second part, a characterization of the emulsion of extra-heavy crude oil from the Capella field and a
detailed description of the production facilities and the operations that occur in this field are carried
out, emphasizing what corresponds to the dehydration of crude oil. The third part presents a detailed
description of the three methods of extra-heavy crude oil dehydration applied in Capella field
Finalizing with a comparative analysis between the thermal, chemical and dilution method, to finely

define which is the most adequate for field operation conditions.

At the end of this document, alternatives for the application of technologies that could optimize each
of the processes that are carried out in Capella field and in general in extra heavy crude fields are

proposed.

3 Monograph
4 Petroleum Engineer. Faculty of physicochemical engineering. Specialization in hydrocarbon
production. Director: M.Sc. Edison Odilio Garcia Navas.
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INTRODUCCION

La deshidratacion y todos los procesos relacionados con la puesta a punto para
cumplir con las especificaciones de venta del crudo extrapesado de campo Capella
son una tarea constante. Los procesos de baja eficiencia, el poco uso de nuevas
tecnologias y metodologias, generan impactos negativos en los costos y procesos

operativos de campo.

El tratamiento de las emulsiones de crudos extrapesados, parte desde la
caracterizacion detallada de la misma, comprendiendo su naturaleza y los
mecanismos que la forman y estabilizan. El crudo extrapesado de campo Capella,
tiene una gravedad de 9.5 °API, un alto contenido de asfaltenos y una viscosidad
de 83000 cP @ 86°F (30°C), caracteristicas principales que logran una emulsién

estable en el tiempo y que requiere de procesos adicionales para su tratamiento.

En el campo Capella a través de los afios se han implementado procesos para la
deshidratacion del crudo teniendo en cuenta sus condiciones operacionales y sobre
todo los costos operativos de estos procesos, asociados al desarrollo del campo y
a los requerimientos de ampliacion de las facilidades y por consiguiente la

optimizacién de las operaciones.

En el presente documento se plantean tres métodos para el tratamiento de la
emulsién en campo Capella: el método térmico, el método quimico y el método de
dilucién, que tienen en cuenta las caracteristicas especiales de crudo Capella y
algunas posibilidades de operacién que ofrecen las facilidades de produccion
instaladas. Cada método es implementado y estudiado por separado, para
finalmente realizar un analisis comparativo desde los puntos de vista de costos,
operacional y HSE; presentando los resultados de estos analisis se da respuesta a
la pregunta de la cual nace este proyecto de grado: ¢cual es el mejor proceso de

deshidratacion para el crudo Capella?
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1. EMULSIONES Y METODOS DE DESHIDRATACION DE CRUDO EXTRA-
PESADO

Las emulsiones, son inherentes a la industria de petroleo, en todos los campos de
produccion de petréleo se encuentran presentes en mayor o menor cantidad. En los
campos de crudo extrapesado se encuentran con mayor frecuencia y en mayor
cantidad y generalmente tienen una muy buena estabilidad, por la misma naturaleza
del crudo, un primer paso para su tratamiento es su correcta caracterizacion,
descifrando los mecanismos que las forman y estabilizan y de esta manera poder

clasificarlas y posteriormente definir el mejor método para su tratamiento.

1.1 EMULSIONES

El petroleo rara vez se produce solo, la mayor parte del tiempo se produce en
conjunto con agua, gas y sedimentos. El agua asociada a la produccién de petréleo
se puede presentar como agua libre y agua emulsionada. El agua libre se define
como el agua que se separa del petréleo del petréleo en un lapso corto de tiempo
(5 minutos segun el Instituto americano del petréleo, API), sin necesidad de
tratamiento y como consecuencia Unica del asentamiento gravitacional®. El agua
que no se separa del petr6leo como agua libre, recibe el nombre de agua
emulsionada y siempre requerira de algun proceso de tratamiento para ser retirada
del petréleo. Para crudos de API>20° el contenido de agua emulsificada puede
variar entre el 5 y el 20% (v/v) y en crudos de API<20° se presenta agua

emulsionada entre el 10 y el 45%; como se puede observar en la siguiente grafica:

5 SANTOS SANTOS, NICOLAS. “Operacién de tratamientos de crudos”. Especializacion en
produccion de hidrocarburos. Bogota. D.C. Universidad industrial de Santander. 2014. p66.
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Gréfica 1. Agua emulsiona en crudo segun °API
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Fuente: Tomado de YOVERA SOSA, Manuel A. “Tecnologia del tratamiento de desalado de crudos”. Tesis de
grado. Universidad de Piura. Facultad de ingenieria de minas. Escuela profesional de ingenieria de
petréleo. Piura — Per(. 2014. p11

Una emulsion es una suspension de gotas muy pequefas de un liquido dispersas
en otro liquido, resaltando que estos dos liquidos que conforman la emulsion son
inmiscibles; el liquido que se encuentra presente como pequefias gotas, recibe el

nombre de fase dispersa o interna, y el otro liquido se llama fase continua o externa®.

Fuente: tomado de http://www.ifisica.uaslp.mx/~alara/emulsions.html

6 Ibid. p. 66.
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Para la formacion de una emulsiéon son necesarias tres condiciones basicas’:
1. Presencia de dos liquidos inmiscibles.
2. Aplicacion de suficiente energia mecanica (agitacion) para lograr que un
liquido se disperse en pequefias gotas.

3. Presencia de un agente emulsificante que logre estabilizar la emulsion.

Para el caso de los campos petroleros los dos liquidos inmiscibles seran el agua y
el crudo producidos; la energia mecanica (agitacion) necesaria para dispersar un
liquido dentro del otro proviene desde el yacimiento mismo, al moverse los fluidos
por el medio poroso (desde el yacimiento hasta los perforados), al pasar por todos
los equipos de produccion de subsuelo y superficie tales como: sistema de
levantamiento, tuberias de superficie, bombas, codos, valvulas, restricciones,

cambios de direccion, etc.

Como agente emulsificante actian moléculas anfipaticas, esto quiere decir que una
parte de la molécula es soluble en agua (hidrofilica) y otra es soluble en aceite
(lipofilica), estas moléculas se alinean formado una pelicula entre la fase dispersay

la fase continua, logrando asi estabilizar la emulsion.

7 YOVERA SOSA, Manuel A. “Tecnologia del tratamiento de desalado de crudos”. Tesis de grado.
Universidad de Piura. Facultad de ingenieria de minas. Escuela profesional de ingenieria de petréleo.
Piura — Pert. 2014. p8.
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Figura 2. Microfotografia del agente emulsificante rodeando una gota de agua.
— ; R .

Fuente: Tomado de ARNOLD, Ken; STEWARD, Maurice. “Surface production operations design of oil handling
systems and facilities” Tercera edicion. Oxford, UK. Elsevier Inc.2008. p390.

Otros agentes emulsificantes son las particulas sélidas muy finas. Para que estas
particulas puedan actuar como agente emulsificante deben ser mas pequefnas que
las gotas de la fase dispersa, en las emulsiones presentes en campos petroleros
estas particulas en la mayoria de los casos son “impurezas” inherentes a la
produccion de fluidos (agua y aceite); ejemplo comin de estos agentes
emulsificantes son: sulfuro de hierro, arcillas, arena, finos de formacion, asfaltenos

entre otros.

1.2 CLASIFICACION DE EMULSIONES

En los campos petroleros las emulsiones agua en aceite (w/0) son llamadas
comunmente emulsion directa, este tipo de emulsion abarca aproximadamente el
99% de las emulsiones de la industria petrolera; el contenido de agua de estas

emulsiones puede llegar al 35% como regla general®.

8 LOAYZA QUINONES, Pablo Arnaldo. “Tratamiento quimico del petréleo crudo que se transporta a
través del oleoducto Norperuano”. Trabajo de grado. Universidad nacional mayor de San Marcos.
Facultad de quimica e ingenieria quimica. Lima — Perd. 2016. P39.
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Las emulsiones aceite en agua reciben el nombre de emulsion inversa y ocurren en

1% de las emulsiones generadas en las operaciones de la industria del petréleo®.

Se pueden presentar también emulsiones mdultiples, duales o complejas tales como:
gotas de aceite dentro de gotas de agua dispersas en una fase continua de aceite
(o/w/o) o gotas de agua dentro gotas de aceite dispersas en una fase continua de

agua (w/o/w).

Figura 3. Microfotografia diferentes tipos de emulsion.

4
2

Emulsién de agua en Emulsionde crudo Emulsién dual
crudo (W/0O) enagua (O/W) (w/0/w)

Fuente: Tomado de Montes P. Erik. Operaciones de tratamiento de crudo [Diapositivas]. Universidad industrial

de Santander. Especializacion en produccién de Hidrocarburos. 2014. 307 Diapositivas.

Las emulsiones también pueden ser clasificadas como emulsiones estables o
inestables de acuerdo con su facilidad para romperse, una emulsién es estable y
dificil de romper debido principalmente a que las gotas de la fase dispersa son muy
pequefias, este tipo de emulsidon no se rompera sin algun tipo de tratamiento; una
emulsién es inestable y facil de romper, dado que el tamario de las gotas de la fase
dispersa es grande, este tipo de emulsiones frecuentemente se separan con poco
tiempo de reposo.

9 Op. Cit. YOVERA SOSA, Manuel A. P7.
20



Otra forma de clasificacion de emulsiones usualmente usada en la industria
petrolera es segun su estabilidad cinética. Desde el punto de vista termodindmico,
una emulsién se considera como un sistema inestable. Dado que existe una
tendencia natural de las fases de un sistema liquido/liquido a separarse reduciendo
su area interfacial y por lo tanto su energia interfacial. Sin embargo, la mayoria de
las emulsiones tiene cierta estabilidad cinética, por lo que se pueden clasificar

comolo;

e Emulsiones flojas: Se separan en pocos minutos. El agua que se separa de
esta emulsion es generalmente llamada agua libre. requiere tratamiento
minimo, en algunas ocasiones solo reposo.

e Emulsion media: Como regla general se tiene que estas emulsiones se
separan después de 10 minutos de reposo o tal vez un poco mas.

e Emulsion apretada: las emulsiones dentro de esta clasificacion se separan
después de horas o incluso dias de reposo, generalmente no toda el agua
contenida en esta esta emulsidn se separa completamente, requiriendo algun

tipo de tratamiento para terminar la separacion.

La estabilidad cinética es generada como consecuencia del tamafio de las gotas de
la fase dispersa (entre mas pequefias sean las gotas, mas estable sera la emulsion)
y la presencia de una pelicula interfacial alrededor de estas (agente emulsificante).
Los agentes emulsificantes suprimen los mecanismos involucrados en el

rompimiento de las emulsiones.

10 KOKAL, Sunil. “Crude oil emulsions: A state of the art review. San Antonio - Texas. SPE annual
technical conference and exhibition. 2002. p2.
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Tabla 1. Clasificacién de emulsiones

Emulsiones

Emulsién . _ .
directa Fase cqntlnua = Petréleo
(W/O) Fase Dispersa = Agua
, Emulsion . _
Segun la inversa Fase continua = Agua
fase de la (OW) Fase Dispersa = Petroleo
Emulsion
Emulsién | (o/w/o) = gotas de aceite dentro de gotas de agua
multiple |dispersas en una fase continua de aceite
(O/W/O - | (w/o/w) = gotas de agua dentro gotas de aceite
W/O/W) | dispersas en una fase continua de agua
Emulsiones Requiere tratamiento para separase
Segln su Estables
estabilidad | pmysiones . . .
inestables Se separa en pocos minutos sin tratamiento
En}:JOIjs;on Requiere tratamiento minimo - Agua libre
Segun -
estabilidad E':,'lél;'ilsn Se separan en 10 o mas minutos
cinética
Emulsion . .
apretada Requieren tratamiento para separarse

Fuente: Tomado de KOKAL, Sunil. “Crude oil emulsions: A state of the art review. San Antonio - Texas. SPE

annual technical conference and exhibition. 2002. 11p.

1.3 ESTABILIDAD DE EMULSIONES

Existen dos grandes grupos de parametros que afectan la estabilidad de una

emulsién, el primer grupo esta relacionado con las caracteristicas de la interfase y

el segundo hace referencia a las condiciones de la emulsién:
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Tabla 2. Pardmetros que afectan la estabilidad de una emulsién.

Tipo de agente emulsificante

Resistencia de la pelicula interfacial

Especificos de la

- Tension interfacial entre los liquidos
interfase

Viscosidad de la pelicula interfacial

Envejecimiento de la emulsién

Temperatura

Especificos de | tamafio de la fase dispersa
las condiciones — - -
de la emulsion | Viscosidad de la fase continua

Diferencia de densidad entre agua y petroleo
Fuente: Tomado de YOVERA SOSA, Manuel A. “Tecnologia del tratamiento de desalado de crudos”. Tesis de

grado. Universidad de Piura. Facultad de ingenieria de minas. Escuela profesional de ingenieria de petréleo.
Piura — Pert. 2014. p11

1.3.1 Parametros que afectan la estabilidad de una emulsién, especificos de
la interfase.

Dentro de este grupo se definen a aquellos pardmetros o caracteristicas que afectan

exclusivamente a la interfase de la emulsion, estos pueden definir el tipo de

emulsién que se formara como es el caso del agente emulsificante, asi mismo como

definen la estabilidad de la emulsion.

1.3.1.1 Tipo de agente emulsificante.

El agente emulsificante es algin compuesto organico o inorganico que en general
se encuentra presente naturalmente en el petréleo, la funcidén de este es estabilizar
la fase dispersa formando una membrana que impide que los mecanismos de
separacion agua / aceite (sedimentacion, floculacion, coalescencia, inversion de

fase, etc.) funcionen adecuadamente.

Los agentes emulsificantes se pueden clasificar en dos grandes grupos:
e Surfactantes o agentes tensoactivos

e Solidos finos
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Los surfactantes son compuestos que puede ser solubles en agua y en aceite al
mismo tiempo, es decir que tienen una parte hidrofilica, afin al agua y una parte
oleofilica, afin al crudo. Es debido a esta caracteristica que el surfactante tiende a
concentrarse en la interfase w/o, formando peliculas interfaciales que disminuyen la
tension interfacial y promueven la dispersion y emulsificacion de la fase dispersa.
Principalmente los surfactantes se encuentran como “impurezas” del crudo e

incluyen fracciones pesadas, como asfaltenos y resinas, acidos organicos y bases.

Otros surfactantes pueden ser afadidos al sistema agua — crudo durante las
actividades de propias de la extraccion de crudo, como fluidos de perforacion,
productos quimicos de estimulacion en fondo, inhibidores de corrosién e
incrustaciones, ceras y agentes de control de asfaltenos. Estos surfactantes estan
formados por cadenas largas de hidrocarburos y un grupo polar, el cual es atraido
por el agua y la cadena de hidrocarburos se incorpora naturalmente en el crudo

generando asi la pelicula interfacial que estabiliza la emulsién.

Figura 4. Molécula de estereato de sodio- ejemplo de surfactante

) | |
Cola Cabeza
no polar polar

Fuente: Tomado de Montes P. Erik. Operaciones de tratamiento de crudo [Diapositivas]. Universidad industrial

de Santander. Especializacién en produccion de Hidrocarburos. 2014. 307 Diapositivas.

Los sélidos finos también pueden actuar como agente emulsificante, con la
condicion de que deben ser mas pequefios que las gotas de la fase dispersa
(aproximadamente 1 micra), estas particulas se acumulan en la interfase w/o y son

mojadas por el agua y el crudo. Al concentrarse en la interfase cumplen la misma
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funcion que los surfactantes impidiendo que los mecanismos de separacion de la
emulsion actden. En su mayoria los sélidos emulsificantes provienen de la misma
formacion de donde se extrae el crudo. Estos pueden ser, arcillas, arenas, silice,

negro de humo, etc.

Figura 5. Accion de los solidos como agente emulsificante

Fase continua:
Crudo

— _)H.

Pelicula

interfacial Agua Difusion dz las
= 20 micras ) particulas sdlidas
T hasta la interfase

Fuente: Tomado de Montes P. Erik. Operaciones de tratamiento de crudo [Diapositivas]. Universidad industrial

de Santander. Especializaciéon en produccion de Hidrocarburos. 2014. 307 Diapositivas.

El tipo de emulsién que se forme depende del tipo de agente emulsificante que sea
absorbido por la interfase w/o. Para los soélidos, el liquido que los moja sera el que
forme la fase continua y para los agentes solubles, la fase liquida de mayor
solubilidad para el agente emulsificante sera la fase continua de la emulsion. Este
efecto es consecuencia de la tensién superficial de los liquidos involucrados en la
emulsion, por ejemplo, si el agente emulsificante es absorbido por el petroleo, la
tension superficial entre el petréleo y el agente emulsificante sera mas baja por lo
que el petréleo sera la fase continua, dado que la tensién interfacial entre el agua y
el agente emulsificante sera mas alta que en la del agente y el crudo, el agua se

agrupara en gotas.

Existe una escala empirica para clasificacion de agentes emulsificantes por lo
general no iénicos (no se disocian en agua), basada en el principio de que todos los
agentes emulsificantes estan compuestos por un grupo hidrofilo y un grupo lipofilico.

La proporcion ente los porcentajes en masa molar entre grupos indica el
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comportamiento esperado del agente emulsificante. Dicha escala recibe el nombre
de HLB (Hidrophilic-Lipophilic Balance), es adimensional y puede variar entre cero
y veinte (0< HLB < 20); Un agente emulsificante con un HLB bajo (HLB < 9) sera
lipofilico y uno con HLB alto (HLB > 11) sera hidrofilico. En términos generales se
puede afirmar que un agente emulsionante con valores de HLB entre 3 — 8 formaréa

emulsiones W/O, y uno con HLB entre 8 — 18 formara emulsiones O/W*,

1.3.1.2 Resistencia de la pelicula interfacialt?.

Las gotas de la fase dispersa se encuentran en constante movimiento por lo que
chocan entre si frecuentemente. Al tener una pelicula interfacial lo suficientemente
fuerte para evitar la coalescencia de las gotas de la fase dispersa, la emulsion se

mantendrd estable.

Como se mencion6 anteriormente, la pelicula interfacial es el resultado de la
adsorcion de moléculas de surfactantes o solidos finos. Estas peliculas incrementan
la estabilidad de la emulsion reduciendo la tension interfacial e incrementando la

viscosidad en la interfase agua — petroleo.

Estas peliculas interfaciales se pueden clasificar segun su movilidad en:
e Peliculas rigidas

e Peliculas moviles

Las peliculas rigidas forman una “capa” sélida entre la gota de la fase dispersay la

fase continua de la emulsion, generando una barrera que impide la coalescencia de

11 Montes P. Erik. Operaciones de tratamiento de crudo [Diapositivas]. Universidad industrial de
Santander. Especializacién en produccion de Hidrocarburos. 2014. p52.

12 Op. Cit. KOKAL, Sunil. “Crude oil emulsions: A state of the art review”. p3.
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las gotas, generalmente estas peliculas estan formadas por fracciones polares de
aceite y otros emulsificantes que se pueden estabilizar por sélidos finos.

Las peliculas méviles se caracterizan por tener baja viscosidad interfacial y son mas
“débiles” que las peliculas rigidas. Por lo que generan menor estabilidad que las
peliculas interfaciales rigidas.

La estabilidad de las emulsiones se encuentra ligada a la resistencia de las peliculas

interfaciales, entre menos rigida sea ésta, menos estable sera.

Un claro ejemplo de una pelicula interfacial estable es la que generan los asfaltenos,
la acumulacién de estos en la interfase w/o genera una pelicula rigida y fuerte a
alrededor de la gota de la fase dispersa evitando la coalescencia. El estado en que
se presentan éstos dentro de la emulsion afecta considerablemente su estabilidad,
cuando se encuentran en estado coloidal tienen menos efecto estabilizador que

cuando se encuentran precipitados (solidos).

Figura 6. Mecanismo de estabilizacion de emulsiones por asfaltenos.

£ £

+ —

£ &

Agregado de Asfalteno

Gota de Agua

Gota de agua estabilizada por
asfaltenos

@ @ Gotas resistentes a la coalescencia

Fuente: Tomado de Montes P. Erik. Operaciones de tratamiento de crudo [Diapositivas]. Universidad industrial

de Santander. Especializacion en produccion de Hidrocarburos. 2014. 307 Diapositivas.
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1.3.1.3 pHde lafase agua

El pH de la fase agua afecta la rigidez de la pelicula interfacial de las emulsiones,
influyendo en el tipo de emulsién que se formara, un pH acido o bajo por lo general
forma emulsiones w/o correspondientes a peliculas interfaciales sélidas con
preferencia a la mojabilidad del crudo; cuando se tiene un pH basico o alto producira
una emulsién o/w, esto corresponde a una pelicula interfacial movil preferiblemente

mojada por agua.

Realizando ajustes al pH de la emulsién se puede minimizar la rigidez de la pelicula

que estabiliza la emulsién e incrementar la tension superficial®®.

Gréfica 2. Efecto del pH en la estabilidad de una emulsion

Efecto del pH en la estabilidad de una emulsion
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Fuente: Tomado de KOKAL, Sunil. “Crude oil emulsions: A state of the art review. San Antonio - Texas. SPE

annual technical conference and exhibition. 2002. p11.

1.3.1.4 Tension interfacial entre los liquidos®*
Las fuerzas de atraccién que existen entre las moléculas de un liquido tienen

diferente magnitud dependiendo de la parte del liquido donde se encuentren; en la

13 Op. Cit. LOAYZA QUINONES, Pablo Arnaldo. p43 — 44

14 ANTON DE SALAGUER, Raquel E. “Tensién interfacial”. Mérida — Venezuela. Universidad de los
Andes, Facultad de ingenieria, Escuela de ingenieria quimica.2005. 12p.
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parte interna las fuerzas de atraccion se mantienen en equilibrio, sin embargo, en la
superficie de los liquidos estas fuerzas estan desequilibradas, por lo que las
moléculas superficiales tienden a “contraerse”. Con el fin de compensar este
desequilibrio las moléculas del liquido tienden a disminuir su superficie de contacto,
este efecto da origen a la tension interfacial, permitiendo que la superficie del liquido

sea estable.
Figura 7. Efecto de la tension interfacial

Fuente: ANTON DE SALAGUER, Raquel E. “Tension interfacial’. Mérida — Venezuela. Universidad de los

Andes, Facultad de ingenieria, Escuela de ingenieria quimica.2005. p1.

Para dos liquidos miscibles la tension interfacial sera cero, en contraste para dos
liquidos inmiscibles se tendrd un valor de tension interfacial intermedio entre las

tensiones superficiales de los dos liquidos.

Figura 8. Interfase entre dos liquidos
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Fuente: ANTON DE SALAGUER, Raquel E. “Tension interfacial”. Mérida — Venezuela. Universidad de los

Andes, Facultad de ingenieria, Escuela de ingenieria quimica.2005. p6.
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En los sistemas agua — petroleo, al tener presencia de agentes emulsificantes, estos
se adhieren a la interfase entre estos dos liquidos, reduciendo la tension interfacial,
y por lo tanto estabilizando la emulsion. la presencia de sales aumenta la tension
interfacial desestabilizando la emulsidon y la temperatura tiene un efecto

inversamente proporcional a la tension interfacial.

1.3.1.5 Viscosidad de la pelicula interfacial®

Como se ha mencionado anteriormente, los agentes emulsificantes forman
peliculas interfaciales que estabilizan la emulsion, mediante la reduccion de la
tension interfacial y el aumento de la viscosidad interfacial. Esta pelicula interfacial
se puede estirar o dilatar presentando algun grado de elasticidad (efecto Gibbs —
Marangoni).

La capacidad de la pelicula de estirarse y dilatarse no permite que esta se rompa
facilmente, retardando la coalescencia de las gotas de la fase dispersa,

estabilizando la emulsién.

1.3.1.6 Envejecimiento de la emulsiént®

La estabilidad de la emulsién se ve incrementada con el transcurrir del tiempo dado
gue este permite que los agentes emulsificantes migren a la interfase de las gotas
de la fase dispersa, generando una pelicula alrededor de la gota cada vez mas
gruesa, fuerte y dura. Ademas, la cantidad de agentes emulsionantes puede llegar

a incrementarse por oxidacion, fotdlisis o accion de bacterias, entre otros.

15 Op. Cit. LOAYZA QUINONES, Pablo Arnaldo. p45.

16 |bid. LOAYZA QUINONES, Pablo Arnaldo.p45.
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1.3.2 Parametros que afectan la estabilidad de una emulsidn, especificos de

las condiciones de la emulsidn.

Las caracteristicas fisicoquimicas que adquiere la emulsion como conjunto agua —
aceite, también la definen y afectan su estabilidad, la diferencia de densidades y
tamafo entre las fases, la temperatura a la cual se mantiene la emulsion y la
viscosidad de la fase continua, asi como la salinidad de la fase agua, son algunas

de ellas.

1.3.2.1 Temperatura?’

La temperatura tiene un efecto muy fuerte en la estabilidad de las emulsiones. Esta
afecta significativamente las propiedades fisicas del crudo, del agua, de la pelicula

interfacial y de la solubilidad el agente emulsificante (surfactante).

Sin embargo, el efecto mas visible e impactante de la temperatura en una emulsion
se da en la viscosidad de ésta; al incrementar la temperatura, se disminuye la
viscosidad de la fase aceite, aumenta el movimiento de las gotas de la fase dispersa,
disminuye la viscosidad de la pelicula interfacial y se modifica la tension superficial.
Todos estos cambios logran que la emulsién se haga inestable y su rompimiento se

facilite.

1.3.2.2 Tamaiio de la fase dispersa?®

El tamafio de las gotas de la fase dispersa en una mulsion puede variar entre menos

de 1 micron a mas de 50 y pueden encontrarse varios tamafios de gotas dentro de

17 KOKAL, Sunil. “Crude oil emulsions: A state of the art review. San Antonio - Texas. SPE annual
technical conference and exhibition. 2002. p3.

18 |bid., pA.
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una misma emulsién, por lo que una forma comun de caracterizacion de una
emulsion es segun el tamafio de las gotas de la fase dispersa, por medio de un
histograma o una funcion de distribucion si se tienen los suficientes datos. Una
distribucion mas o menos uniforme de gotas muy pequefias produce emulsiones
mas estables, una distribucién no uniforme de tamafios de gota crea una emulsion

inestable.

De acuerdo con el tamafio de las gotas, las emulsiones también pueden ser
clasificadas como macro emulsién cuando las gotas tienen un tamafio de 10 a 150

micras y como micro emulsién cuando el tamafio de estas es 0.5 a 50 micras.

Un efecto importante del tamafio de las gotas de la fase dispersa se evidencia en la
viscosidad de la emulsién, gotas muy pequefias generan una viscosidad alta, asi
mismo entre mas homogénea sea la distribucion de tamafio de las gotas la

viscosidad serd mucho mayor.

Grafica 3. Efecto del tamafio de gota sobre la estabilidad de la emulsion
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Fuente: Tomado de Montes P. Erik. Operaciones de tratamiento de crudo [Diapositivas]. Universidad industrial

de Santander. Especializacién en produccion de Hidrocarburos. 2014. 307 Diapositivas.
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1.3.2.3 Viscosidad de la fase continua

Varios factores afectan a la viscosidad de las emulsiones: viscosidad de las fases,
fracciones volumétricas de las fases, temperatura, distribucién de tamafio de las

gotas de la fase dispersa y cantidad de solidos presentes en la emulsion.

Entre mayor sea la viscosidad de la fase continua, menor sera la frecuencia de
colision ente las particulas de la fase dispersa, evitando de esta manera la
coalescencia y logrando que la emulsion se estabilice. “Una alta concentracién de
gotas de la fase dispersa también incrementa la viscosidad aparente de la fase

continua y estabiliza la emulsion™®.

Otro efecto de la viscosidad de la fase continua es que al aumentar esta, la
migracion de los agentes emulsificantes a la interfase agua — aceite se hace mas
lenta. Lo que genera que las gotas de la fase dispersa sean “grandes”, derivando
esto en una emulsion menos estable desde el punto de vista del tamafio de la fase
dispersa. Sin embargo, con el mismo aumento de la viscosidad, aunque las gotas
de la fase dispersa sean “grandes” estas tendran dificultad para colisionar entre si.
Por lo tanto, el efecto descrito anteriormente tiene menor prevalencia en los efectos
reconocidos de la viscosidad de la fase continua sobre la estabilidad de las

emulsiones.

La fase dispersa también puede afectar la viscosidad de una emulsién haciendo que
su comportamiento reoldgico sea variable; cuando la fraccion volumétrica de la fase
dispersa se encuentra entre el 10% — 50%, se puede observar un aumento en la
viscosidad de la emulsion, que puede llegar a ser mayor que la viscosidad del

19 | OAYZA QUINONES, Pablo Arnaldo. “Tratamiento quimico del petréleo crudo que se transporta
a través del oleoducto Norperuano”. Trabajo de grado. Universidad nacional mayor de San Marcos.
Facultad de quimica e ingenieria quimica. Lima — Peru. 2016. P 43 — 44
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petrdleo y el agua que componen la emulsion. Esto ocurre por la alta concentracién
de gotas de la fase dispersa, si el tamafio de estas gotas es pequefo y uniforme el

efecto sobre la viscosidad aumenta.
Cuando la fraccién volumétrica de la fase dispersa alcanza el valor de 0.74, se

obtiene la mayor viscosidad relativa de la emulsién y al mismo tiempo ocurre la

inversion de fases, lo que genera una drastica reduccion de la viscosidad.

Gréafica 4. Efecto de la fraccion volumétrica en la viscosidad y tipo de emulsion
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Fuente: SCHRAMM, Laurier L. “Petroleum emulsion, Basic principles”. Washington DC, American chemistry

society. 1992. p17.

1.3.2.4 Diferencia de densidades de las fases?°

Las diferencias en las densidades entre las fases de crudo y agua se utilizan en

cierta medida en todos los sistemas de tratamiento. Si un aceite es pesado (una alta

20 SANTOS SANTOS, NICOLAS. “Operacion de tratamientos de crudos”. Especializaciéon en
produccion de hidrocarburos. Bogota. D.C. Universidad industrial de Santander. 214. p73.
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gravedad especifica), tiende a mantener las gotas de agua en suspension por mas
tiempo. Para un aceite liviano (gravedad especifica baja), el agua no se suspendera

en la fase de aceite tan facilmente y se decantara rapidamente.

Por lo tanto, si otros factores son iguales, cuanto mayor es la diferencia de densidad
entre las fases de aceite y agua, mas facil es la separacion. Por ejemplo,
aumentando la diferencia de densidad por incremento de la temperatura se logra
aumentar la velocidad de sedimentacion de las gotas acelerando de esta manera la

coalescencia.

1.3.2.5 Salinidad del agua®

La concentracién de sales en el agua es un factor importante para tener en cuenta
en la formacién de emulsiones estables. El agua fresca o con baja concentracion de
sales favorece la estabilidad de las emulsiones, al contrario de aguas con alta
concentracion de sales. Cuando la fase agua tiene una concentracion alta de sales,
los iones presentes en la salmuera no permiten que se generen gotas de emulsién

pequefias, permitiendo esto que la emulsion sea inestable.

21 MORADI, M; ALVARADO, V; HUZURBAZAR, S. “Effect of Salinity on Water-in-Crude Oil Emulsion;
Evaluation through Drop-Size Distribution Proxy”. Department of Chemical and Petroleum
Engineering and Department of Statistics, University of Wyoming. 2010. p8.
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Figura 9. Efecto de la salinidad del agua sobre el tamafio de las gotas de una
emulsion: Baja 1% (izquierda), media 10% (derecha), alta 50% (abajo).

Fuente: MORADI, M; ALVARADO, V; HUZURBAZAR, S. “Effect of Salinity on Water-in-Crude Oil Emulsion:
Evaluation through Drop-Size Distribution Proxy”. Department of Chemical and Petroleum Engineering and
Department of Statistics, University of Wyoming. 2010. p8.
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2 CAMPO CAPELLA

A continuacién, se presentan algunas generalidades del campo en donde se realizd
el presente estudio, en cuanto localizacion geogréafica y geoldgica, caracterizacion
fisicoquimica de los fluidos producidos, potencial de produccion, sistemas de
levantamiento artificial y una descripcion de las facilidades existentes para
recoleccion y tratamiento de fluidos. Es importante resaltar que la produccion de gas
del Campo Capella es despreciable.

2.1 GENERALIDADES

2.1.1 Ubicacioén

El area del blogue Ombu se encuentra localizada dentro de las jurisdicciones
municipales de San Vicente del Caguan en el Departamento de Caqueta y La
Macarena en el Departamento del Meta.

Figura 10. Localizacion geografica del bloque Ombu.

Fuente: EMERALD ENERGY PLC.
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El area del bloque comprende una extension de veintinueve mil ochocientos noventa

y nueve (29.899) hectéareas.

La estacion principal de campo Capella esta aproximadamente a 2 km antes de la
Inspeccion de Policia de Los Pozos, por la via que conduce de San Vicente del
Caguén a La Macarena, es decir, aproximadamente a 30 km al oriente del casco

urbano de San Vicente del Caguan (SVC).

2.1.2 Geologia.

El campo Capella fue descubierto durante el afio 2008 cuando se perforé una
estructura anticlinal fallada, definida por informacion sismica 2D adquirida en el afio
1976. La ubicacion geoldgica del Blogue Ombu es parte de lo definido como

Cuenca Caguan-Putumayo.

Estructuralmente este campo corresponde a un anticlinal alargado en direccion NE
con cierre en tres direcciones y limitado hacia el Este por una falla inversa con la

misma direccion de la estructura anticlinal.

Las rocas almacenadoras actualmente en produccion son la formacion Mirador y los

Conglomerados fracturados.

La formacion Mirador (Eoceno) presenta diferentes litologias que van desde
areniscas de color rojo, masiva, con cemento siliceo al tope, junto con areniscas
friables, rojas y escasos niveles de conglomerados, intercaladas con arcillas y limos.
En los pozos Capella, la formacion Mirador presenta un espesor promedio de 130’,
y esta conformada por diferentes horizontes de arenas identificados como Arena
“‘A”, Arena “B”, Arena “C” y en algunos casos Arena “D”, de las cuales las
principalmente desarrolladas hasta el momento son la Arena “A” y “B”. El espesor

de estas arenas varia sustancialmente en la lateral sobre todo en sentido SW-NE.
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En la formacion Mirador se presenta también una alternancia de niveles de
conglomerados, areniscas, arcillolitas y limonitas. Otros niveles arenosos Yy
conglomeraticos de la formacion Mirador que son considerados como potenciales

productores y que se encuentran en evaluacion.

Conglomerados fracturados masivos de la formacion “C”, gruesos a medios, con
abundantes liticos, con varias familias de fracturas observadas en los corazones de
los pozos Capella, principalmente verticales y otras sub paralelas, hacen parte de
la segunda seccion de interés que se encuentra en produccion en el Campo Capella,
con un espesor promedio perforado de 165’ y un neto promedio de 71’ en los pozos

actuales perforados.

Figura 11. Mapa estructural al tope de la formacion Mirador. Se observa la
estructura del campo Capella, con cierre en tres direcciones y limitada al Este por

la falla principal marcada en rojo.
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Fuente: EMERALD ENERGY PLC.
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2.2 CARACTERISTICAS FISICOQUIMICAS DEL CRUDO CAPELLA

221 PVT

Los siguientes son los datos PVT para las formaciones Mirador y conglomerado:

Tabla 3. Datos PVT del crudo campo Capella para las formaciones Mirador y
Conglomerado.

Formacion Conglomerado Mirador
Pb (psi) 505 433
Rs (scf/bl) @ Pb 40 31
Bo (RB/STB) @ Pb 1.0400 1.0383
po (cP) @ Pb 2386 2284
po (cP) @ 1250 psi 3340 3406
Gravedad API (prueba separador) 9.2 10.2
Gravedad API (prueba diferencial) 9.1 9.07

Fuente: EMERALD ENERGY PLC.

De diferentes pruebas PBU se ha definido la presion de yacimiento para la
formacién Mirador como 1200 psi y para la formacion Conglomerado en 1300 psi,
asi mismo la temperatura de yacimiento es de 136 °F para Mirador y 138 °F para

conglomerado, estos datos estan referenciado a un datum de 3362.5 ft.
De acuerdo con la data de viscosidad en funcion de presion a la temperatura de

yacimiento, se obtuvo que la viscosidad varia entre 2600 y 4200 cP a condiciones

de yacimiento.
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Gréafica 5. Comportamiento de la viscosidad en funcion de la presion de
yacimiento para campo Capella.
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Fuente: EMERALD ENERGY PLC. Andlisis viscosidad crudo Capella.

2.2.2 Crudo

Del monitoreo de fluidos producidos, la data colectada para caracterizacion
atmosférica del crudo se resume en las siguientes tablas; para el analisis se

distinguié entre muestras de Mirador y de Conglomerado.

Del analisis S.A.R.A. realizado al crudo de venta de campo Capella se tienen los

siguientes resultados:

Saturados= 5.9% w/w
Aromaticos= 41.1% w/w
Resinas= 32.4% w/w

Asfaltenos= 20.6% w/w
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Grafica 6. Andlisis SARA para el crudo Capella.
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Fuente: EMERALD ENERGY PLC.

El indice de estabilidad coloidal para el crudo Capella es de 0.3 lo que sugiere que

los asfaltenos se mantendréan estables y no se depositaran.

Gréfica 7. indice de estabilidad coloidal para el crudo Capella.
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Fuente: EMERALD ENERGY PLC.

Si bien no hay grandes diferencias entre el crudo de Mirador y el del Conglomerado,

en el seguimiento de produccion se han recolectado muestras de las dos

formaciones, caracterizandose por ser un crudo extrapesado de 9.5 °API en
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promedio, con alto contenido de asfaltenos y resinas. En general, se observa una

dramética reduccion de la viscosidad con el aumento de temperatura.

Tabla 4. Resumen de andlisis de muestras de superficie de crudo de las
formaciones Mirador y conglomerado y crudo de venta.

Test Name standard Unit CP-A1 CP-B2 CP-E8 CP-F7 CP-F10H SALE
Conglomerado Conglomerado Conglomerado Mirador Mirador Commingled
Hydrated
water and sed ASTMD-4006 %wW/wW - 4.8 4.8 4
Viscosity @ 100°F ASTMD-445 cP - 37531
Viscosity @ 122°F ASTMD-445 cP - 9625
Viscosity @ 210°F ASTMD-445 cP - 248
Dehydrated
°API Gravity @ 60°F ASTMD-1298 °API 11 9 9 8.2 9.1 9.1
Density @60°F ASTMD-1298 g/cc 0.993 1.0071 1.0071 1.0129 1.0064
water and sed dehydr  ASTMD-4007 %wW/wW 0.6 - - 0.8 1 0.6
Sulphur X-ray ASTMD-4294 %w/wW 2.88 2.38 3.12 3.25 3.27 3.09
Flash Point ASTM-93A °C 63 86 74 104 94 118
Vanadium ASTMD-4863A ppm 370 388 371 399 404 380
Nickel ASTM-5863A ppm 73 97 90 92 92 91
Ash ASTMD-482 %w/w 0.086 0.086 0.133 0.085 0.091 0.113
Pour Point ASTMD-97 °C 15 6 12 12 21 12
Salt Content ASTMD-3230 PTB 10.3 126.1 >150 453 17.4 88.2
Viscosity @ 100°F ASTMD-445 cst 17861 35756 *31063 *25246 *33930 *33448
Viscosity @ 122°F ASTMD-445 cst 5125 6960 *8154 *7765 *8607 *8344
Viscosity @ 210°F ASTMD-445 cst 167.8 115 *224.8 *1297 *222.4 *217
Asphaltenes P-143 %wW/w 11.23 10.1 104 10.49 10.6 10.1
Paraffin content UOP-46 %wW/wW 1.3 33 53 33 4 3.1
Distillation ASTMD-86
1BP °F 268 364 401 258 398 422
0.05 °F 492 588 586 546 586 548
0.1 °F 574 630 665 598 624 600
0.2 °F 630 676 716 632 680 600
03 °F 652 680
04 °F - 696
Sample comments TK No.3 WH - - TK No.501F
* viscosity in cP

Fuente: EMERALD ENERGY PLC.

2.2.3 Agua

Los andlisis fisicoquimicos del agua de produccion de Capella demuestran que se

trata de agua dulce con una salinidad entre 1000 y 1200 ppm CI-.
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Tabla 5. Andlisis de Fisicoquimicos de muestras de superficie de agua de las
formaciones Mirador y conglomerado y crudo de venta.

Test Unidades Método Capella A1 Capella A3 CapellaB2 Capella B2
Conglomerado Conglomerado Mirador Commingled
CATIONS
Potasium, K mg/L CaCO3 SM20 2320 B 20.0 15.9 1.1 213
Barium, Ba mg/L CaCO3 SM2023208B 0.9 0.3 0.0 0.2
Calcium, Ca mg/L SM203111D 24.8 81.5 2.8 <0.1
Magnesium, Mg mg/L (HCO3") SM20 2320 B 33 6.6 0.9 1.0
Iron, Fe mg/L SM20 3500-Ca B 1.0 22.6 0.0 6.3
Strontium, Sr mg/L CO3~ SM202320B 9.6 18.5 0.5 0.1
Sodium, Na mg/L SM20 4500-ClI" B 645.0 640.0 35 645.0
HARDNESS
Calcium Unidades Pt-Co SM20 2120 C 61.9 203.5 6.9 76.4
Magnesium umhos/cm SM202510B 13.4 27.0 3.7 27.1
Total mg/L CaCO 3 SM20 3500-Mg B 75.3 230.5 10.6 103.5
ALKALINITY
Phenolpthalein mg/L 0.0 0.0 0.0 0.0
Total mg/L 615.0 320.0 20.0 321.9
ANIONS
Chloride, Cl mg/L SM203111D 1184.0 1008.0 13.0 1270.0
Sulfate, SO4 NA SM20 2710 F 1.7 17.5 0.0 14.0
Bicarbonate, HCO3 mg/L OH" SM20 2320 B 615.0 320.0 20.0 730.8
Carbonate, CO3 mg/L SM20 3111 8B 0.0 0.0 0.0 50.0
Hidroxide, OH mg/L SM20 3500-Mg B 0.0 0.0 0.0 0.0
PROPERTIES
pH Unidades pH SM20 4500-H' B 8.0 5.9 7.5 9.0
Specific Gravity mg/L SM20 3500-K B 1.0 1.0 1.0 1.0
Conductivity @ 250C Ohm/m SM20 2510 B 4970.0 4740.0 54.0 6820.0
Resistivity @ 250C mg /L NaCl SM20 2510 B 2.0 2.1 185.2 1.7
Salinity Total mg/L SM20 3500-Na B 2025.9 1833.7 1.0 2995.0
Total Dissolved Solids mg/L SM20 2540 C 2505.3 2130.8 254 3550.0
Turbidity mg/L SM20 4500-S0," >600 935 197.0 93.7
Color real Unidades NTU SM20 21308 >500 47.0 >500 >500
Saturation Langelier 0.6 -1.3 -2.7 -0.8
Saturation Riznar 6.9 8.5 12.9 10.6

Fuente: EMERALD ENERGY PLC.

Al comparar las propiedades y caracteristicas fisicoquimicas del crudo y agua
Capella contra la literatura estudiada acerca de las emulsiones y su estabilidad se
observa, que el crudo Capella tiene tendencia a formar emulsiones directas o
normales agua — crudo (w/0) esto segun el pH de agua (ver grafica 2.), que varia
entre 6 y 9; ademas tiene tendencia a formar micro emulsiones dada su baja

salinidad. Por otro lado, su alto contenido de resinas y asfaltenos (53%) y el indice
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de estabilidad coloidal (Cll = 0.3), indicando que estos ultimos se mantiene en
suspension dentro de la fase crudo; hace que las emulsiones generadas sean
estables y la pelicula interfacial formada sea solida. Otro factor importante en la
estabilidad de las emulsiones en campo Capella es la alta viscosidad del crudo, que

puede llegar a alcanzar valores superiores a 83000 cP @ 86°F.

2.3 SISTEMA DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL

Tanto para las pruebas iniciales de pozos como para explotacion comercial, se ha
definido el sistema de bombeo de cavidades progresivas (PCP) como el sistema de
levantamiento artificial que mejor se adapta a las caracteristicas de los fluidos y
yacimiento de campo Capella, las principales caracteristicas que se tuvieron en

cuenta para la eleccion de este sistema son:

e Habilidad para produccion de fluidos altamente viscosos
e Habilidad para producir altas concentraciones de arena
e Baja capacidad de emulsificacion, dado que no existe recirculacién dentro de

la bomba.

Dado que las formaciones conglomerado y mirador, (arenas friables), sobre todo la
segunda mencionada tienen tendencia a la produccién de arenas, se han instalado
mallas de control de arenas, liners ranurados y empaques de grava en los pozos, a
fin de controlar esta produccion con buenos resultados, sin embargo, es posible que
sélidos finos superen estas barreras y sean producidos con los fluidos provenientes

del yacimiento.

De los andlisis de muestras de arenas se tiene que el porcentaje de arenas muy
finas, limos y mas finos, es de 7% w/w, sin embargo, los tamafios de estos varian
entre 44 y 125 micras; lo que segun la literatura analizada los hace muy grandes

para considerarlos como un agente emulsificante (sélidos < 1 micra).
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Gréfica 8. Analisis granulométrico. Formacion Mirador.
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Fuente: EMERALD ENERGY PLC.

Ver estado mecanico tipico de un pozo de campo Capella en el anexo A.

2.4 FACILIDADES DE PRODUCCION

Actualmente campo Capella cuenta con 43 pozos activos, distribuidos en 10

plataformas, con un potencial de produccién 6274 BFPD con un corte de agua de

38.5%, el potencial operativo de cada pozo se puede ver en el anexo B.

La facilidad principal es Capella A, en ésta es posible recolectar y tratar los fluidos

de produccion provenientes de las demas plataformas, alli se encuentran ademas

de las facilidades administrativas y campamento principal, el CPF (Central

produccion facilites), las facilidades de interconexion con la red eléctrica nacional

que a su vez distribuye electricidad a las demas plataformas a través de la red de

interconexion eléctrica interna.

En cada plataforma se cuenta con los equipos y personal suficiente para:

Almacenar los fluidos producidos

Realizar pruebas de pozo
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e Fiscalizar produccién de petréleo

e Mantener calientes los fluidos producidos para facilitar su tratamiento y
transporte.

e Cargar los fluidos producidos en carro tanques.

e Enviar fluidos producidos a través de lineas de flujo troncales.

Es de resaltar que las facilidades de campo Capella se encuentran en un proceso
de transicion de facilidades de pruebas extensas a facilidades de produccion
continua, en donde se estd construyendo una facilidad de tratamiento principal

(CPF) que centralizara las operaciones de tratamiento.

2.4.1 Descripcion general de proceso en las plataformas

El fluido sale de cabeza de pozo a una temperatura de 86°F aproximadamente y
fluye por una linea de flujo de 4 pulgadas hasta el manifold de produccién en donde
se puede direccionar hacia los tanques de prueba o a los tanques de produccién

general.

En cabeza de pozo se inyecta rompedor directo para ayudar al proceso de
separaciéon Agua/crudo y antiespumante, en algunos pozos se inyecta secuestrante
de H2S.

Una vez el fluido llega a los tanques se proporciona calor a través de las lineas de
distribucion de vapor, el fluido permanece en los tanques como minimo 12 horas en
reposo a 180°F constantemente, a fin de separar la mayor cantidad de agua posible,
este proceso se lleva acabo siempre que las condiciones operacionales lo permitan,
si no se cuenta con suficiente espacio en tanques el tiempo de reposo puede ser
menor y si se dispone de una capacidad de almacenamiento mayor en tanques, el
tiempo de reposo se puede extender hasta 48 horas. También es posible descargar

diluyente o recibir éste a traves de las lineas troncales de transferencia de fluidos.
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Al mezclar el crudo Capella con diluyente es posible disminuir el tiempo de reposo
en los tanques, acelerando el proceso de separacion agua / crudo y también se evita
el uso de antiespumante, dado que un efecto secundario del diluyente es la accion
como antiespumante. Para lograr una buena homogenizacion de la mezcla y reducir
la creacidon de espuma en los tanques, se debe realizar recirculacién permanente

en el tanque que se encuentre recibiendo.

Una vez pasado el tiempo de reposo en el tanque, se hace la medicion y
fiscalizacion de volimenes, en donde se determina la cantidad de crudo (Capella /
diluyente) y agua que se tiene almacenada en cada tanque y la calidad del crudo
(%BSW - °API). El crudo es cargado en carro tanques y enviado a la estacion
principal de Capella A-CPF, para continuar el proceso de deshidratacion; para la
transferencia de fluidos se puede usar la linea troncal en las plataformas donde se
encuentre conectada; también durante contingencias (baja capacidad de
almacenamiento y/o bajo stock de diluyente en campo) el fluido puede ser enviado
a la estacion Rio Loro que es operada por EMERALD ENERGY en asociacion con
ECOPETROL (Garzén — Huila) para terminar el proceso de tratamiento y posterior
venta. El agua libre es cargada en carro tanques y enviada a planta externa
directamente para su tratamiento y disposicion final o a la plataforma principal
cuando el volumen no es suficiente, alli se almacena y se envia a planta externa

una vez se ha acumulado el volumen necesario para el envio.
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Figura 12. Esquema general de proceso plataformas.
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Fuente: El autor.

2.4.2 Descripcion general de proceso en Capella Ay CPF

Como se menciond anteriormente las facilidades principales de campo Capella se
encuentran en Capella A, éstas se pueden dividir en dos fases, la primera la
componen las facilidades de Capella Ay la segunda las facilidades del CPF.

2.4.2.1 Facilidades Capella A

Las facilidades de produccién de Capella A estan compuestas por: 6 tanques
horizontales de 500 bbls, 9 tanques verticales de 500 bbls, dos de estos taques
tienen recubrimiento térmico y serpentines internos para enfriamiento, esto con el
fin de almacenar naftas o diluyentes de mas de 70 °API, dos tanques mas de estos
estan destinados al almacenamiento de agua de produccion. Esta agua es
recirculada a algunos pozos que presentan altos torques, esta recirculacion se hace
a través de una de las lineas troncales de transferencia de fluidos, el resto del agua
es enviada a tratamiento y disposicion final en planta externa, los demas tanques

sirven para almacenar diluyente de menos de 70°Api o estabilizados, también es
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posible usarlos para almacenar crudo Capella de 9.5 °API o crudo mezcla (16 —
18°APIl) y deshidratarlo, dado que estos tanques tienen serpentines de

calentamiento.

En Capella A también se encuentra el descargadero de carrotanques, en éste, es
posible llevar a cabo el proceso de descargue de los fluidos provenientes de las
diferentes plataformas y los diluyentes usados en el proceso de blending que sera
explicado a cabalidad posteriormente. Desde Capella A se pueden enviar y recibir
fluidos del CPF.

Ademas de los equipos principales, Capella A cuenta con una caldera de 150 BHP,
gue puede suministrar calentamiento al fluido que proviene de los pozos (CAP Al,
A3 & A101H) de esta plataforma a través del intercambiador de calor instalado
aguas arriba del manifold de produccién, a su vez también puede suministrar calor
a los tanques verticales y horizontales, para esto se cuenta con una red de lineas
de calentamiento conectadas a cada tanque con recubrimiento térmico a fin de

minimizar las pérdidas de calor.

Capella A, cuenta con un sistema de bombas de desplazamiento positivo (5 en total)
con las que se pueden realizar las operaciones de:

e Descargue de fluidos de produccion.

e Descargue de diluyentes, para procesos de blending.

e Cargue de fluidos (diluyente a otras plataformas).

e Cargue de agua a planta externa.

e Cargue de crudo Capella o mezcla para venta o envio a la estacién Rio Loro.

e Transferencia de fluidos entre tanques.

e Transferencia de fluidos hacia plataformas a través de lineas troncales.

e Transferencia de fluidos hacia el CPF.
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Figura 13. Capella A: zona de descargue, Tanques horizontales y verticales.
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Fuente: EMERALD ENERGY PLC.

2.4.2.2 Facilidades de produccién Centralizadas (CPF)

El CPF es la segunda fase de las facilidades para el proyecto de campo Capella,
alli se centralizara toda la produccion de fluidos del campo y el tratamiento de estos
mismos. El CPF se encuentra en etapa de construccibn y aunque se usa,
actualmente no es posible llevar acabo todos los procesos para los que fue
disefiado, por lo que en el presente documento se hara referencia solo a los

procesos que se llevan a cabo en estas facilidades.

Las facilidades del CPF actualmente cuentan con un tren de tres tanques con una
capacidad nominal de 10000 bbls cada uno, dos de estos tanques (Tk 120 — Tk 210)
pueden operar como tanques de lavado (Gun barrel) o tanques de almacenamiento,
el tercero funciona solamente como tanque de almacenamiento. Estos tanques

estan diseflados para trabajar en dos escenarios:
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e Escenario Ideal: Deshidratacion del crudo Capella por dilucion, utilizando
crudos livianos entre 32 a 74° API. (proceso actual)
e Escenario alterno: Deshidratacion por calentamiento del crudo Capella,

utilizando vapor (las facilidades para este proceso no estan terminadas).

El fluido de produccion puede ingresar al CPF a través de las lineas troncales, para
esto se debe asegurar una viscosidad entre 150 y 250 cP @ 100°F, para poder
garantizar estas especificaciones se debe realizar proceso de dilucion en
plataformas o generar emulsiones inversas con agua de produccién mas aditivos
estabilizadores. También es posible recibir el fluido de produccion desde las
facilidades de Capella A, desde alli se puede enviar el fluido directamente desde el
descargadero o desde los tanques verticales u horizontales, desde donde se envia
el fluido de Capella A hacia el CPF dependiendo de las condiciones operacionales

del momento.

Cuando los fluidos llegan al CPF ingresan al Tk 120, que opera como tanque de
lavado, dependiendo del %BSW en el reboce de este tanque el fluido puede ser
transferido al tk 210, que también puede ser usado como Gun barrel o como tanque
de almacenamiento, una vez se asegure el %BSW por debajo de 0.5% el crudo es
transferido al tk 110 para almacenamiento y venta final, si el crudo sale del primer
tanque de lavado (tk 120) en especificaciones de venta, los tanques 210y 110 seran

usados alternadamente como tanques de almacenamiento para venta.

Para ayudar al proceso de deshidratacion y acelerar este mismo, se tiene instaladas
dos calderas de 600 BHP que transfieren calor a los tres tanques simultanea o
individualmente segun sea requerido.

El CPF tiene instaladas 3 bombas para realizar las siguientes operaciones:

e Recirculacion entre tanques, en caso de no tener crudo en especificaciones.
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e Cargue de crudo.
e Cargue de agua.

e Transferencia de fluidos a facilidades de Capella A.

Figura 14. Esquema general de proceso en el CPF.
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Fuente: El autor.

Mientras se termina el proceso de construccion de lineas troncales y CPF, este

ultimo sera alimentado desde las facilidades de Capella A.

Figura 15. Esquema general de proceso Capella A — CPF.
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3 METODOS DE DESHIDRATACION DE CRUDO EXTRAPESADO
APLICADOS EN CAMPO CAPELLA

El acondicionamiento del crudo segun parametros de venta, sobre todo lo que tiene
que ver con el de %BSW < 0.5, es uno de los grandes retos operacionales en campo
Capella. A continuacion, se presentan los métodos aplicados para el tratamiento de

emulsiones, teniendo en cuenta las facilidades disponibles para tal fin.

3.1 MECANISMOS DE RUPTURA DE EMULSIONES

Invariablemente del método que se use para romper una emulsion, deben ocurrir

dos procesos fundamentales para que las fases se separen:

e Floculacion.

e Coalescencia.

Durante la floculacién las gotas de fase dispersa se acercan hasta el punto de llegar
a tocarse formando agregados o floculos, sin unirse y manteniendo la pelicula
interfacial de cada gota intacta. Los factores que influyen en la floculacion son: la
diferencia de densidades de las fases, temperatura, movimiento browniano,
viscosidad de la fase aceite y volumen de la fase dispersa. En este punto la

coalescencia solo ocurre cuando la pelicula interfacial es muy débil.

Durante la coalescencia, las gotas de la fase dispersa se funden para formar gotas
mas grandes. Este proceso es irreversible y es influenciado por factores como:
estabilidad de la pelicula interfacial, tension interfacial, alto corte de agua y altas

temperaturas.

Para que ocurra la coalescencia y finalmente la separacion de las fases de una
emulsién la pelicula interfacial que la estabiliza debe ser eliminada o lo

suficientemente debilitada, algunos de los factores que influyen en la
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desestabilizacidon de la pelicula interfacial y por consiguiente en el rompimiento de

la emulsién son:

e Incremento de temperatura de la emulsion.

e Reduccion de la velocidad de flujo para permitir la separacion gravitacional.
por efecto de diferencia de densidades de las fases de la emulsion.

e Adicion de agentes quimicos desemulsificantes.

e Cambio de las caracteristicas fisicas de la emulsion (ejemplo: dilucion).

Figura 16. Proceso de floculacion y coalescencia en una emulsion.
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Fuente: GONZALEZ P. Julio. “Disefio de oleoductos para crudos pesados y extrapesados”. Curso. Bogota D.C.
2011. p53.

3.2 METODO TERMICO

El método térmico es comunmente usado como coadyuvante para el rompimiento
de emulsiones en la industria petrolera en emulsiones con crudos pesados y
extrapesados que tienen gravedades especificas muy cercanas entre si y

viscosidades muy altas donde las microgotas de agua como fase dispersa tienen
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baja movilidad, el tratamiento térmico es aplicado en conjunto con otras técnicas,
como es el caso de la aplicacion de agentes quimicos desemulsificantes, por

ejemplo.

El principal efecto del tratamiento térmico es la reduccion de la viscosidad de la fase
aceite y el incremento de la diferencia de densidades entre las fases aceite y agua,
también al incrementar la temperatura de la emulsion se logra desestabilizar la
pelicula interfacial que mantiene la emulsion, debido a la reduccién de la viscosidad
de la fase continua; y se facilita la migracién del rompedor de emulsién dentro del
crudo llegando a cada gota de agua, acentuando su efecto desestabilizante sobre
la pelicula externa. De igual manera, de acuerdo a lo expuesto en la Ley Stokes, la
reduccion de viscosidad con la temperatura mejora la velocidad de caida de agua y
la coalescencia de las gotas dispersas en la fase aceite. Para agentes
emulsionantes como parafinas y ceras, el calentamiento los dispersa o disuelve en
la fase del crudo permitiendo el contacto de las gotas de agua atrapadas y su

segregacion.

Normalmente las temperaturas aplicadas estan entre 140-180 °F para procesos con
vasijas tanto atmosféricas como presurizadas y crudo pesados, intermedios y
livianos (i. e. 12 a 35 °API), sin embargo, para crudo pesados y extrapesados se
pueden llegar a manejar temperaturas de 250°F en sistemas presurizados como
tratadores térmicos (HT) o termo-electrostaticos (EHT) sin fraccionamiento o

vaporizacion excesiva de agua??.

El método térmico trae consigo unas ventajas y desventajas que se deben

considerar al momento de aplicarlo:

22 \VJELASCO, Edison. “Separacion de crudos pesados” En Heavy oil workshop 2010. Villavicencio —
Meta, Society of petroleum engineers, 2010. P 6-7.
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Tabla 6. Principales ventajas y desventajas del método térmico.
VENTAJAS DESVENTAJAS

Reduce la viscosidad de la fase continua y de la
pelicula interfacial

Pérdida de componentes livianos del crudo

Aumenta la frecuencia de colisién de las gotas

. Aumento en costos de combustible
de la fase dispersa

Incrementa la diferencia de densidad entre las | Incrementa los riesgos en las facilidades (altas
fases temperaturas)

Ocasiona depésitos de coke y precipitacion de

Aumenta la velocidad de decantacion del agua sales

Disminuye la adsorcion de agentes

estabilizantes y debilita la pelicula interfacial Desestabiliza los asfaltenos

Fuente: Tomado de VALLADARES MARFISI, Shirley. “Estabilidad de emulsiones relacionada con el proceso
de deshidratacién de crudos”. Trabajo de grado. Universidad de los Andes. Facultad de ingenieria. Escuela de
ingenieria quimica. Mérida — Venezuela. 2005. p33.

Una vez se ha logrado la desestabilizacion de la emulsion por medio del
calentamiento, se le debe dar un tiempo para que el proceso de separacion
completo de la emulsién tenga lugar, este proceso en campo Capella normalmente
ocurre en los tanques de lavado (Gun barrel) o de almacenamiento. El tiempo para
que este proceso ocurra debe ser estimado a partir de las pruebas de botella y
tenido en cuenta al momento de disefiar las facilidades de superficie para
tratamiento de crudo, en campo Capella estos tiempos de retencion varian entre

120 y 90 horas (ver grafico 11)

3.2.1 Tratamiento térmico en campo Capella

Como se menciond anteriormente el principal efecto del calentamiento en una
emulsién se evidencia en la reduccién de la viscosidad durante el tratamiento de
crudo extrapesado, como en el caso de campo Capella cuya alta viscosidad (83000
cp @ 86°F), se ha definido como la principal causa de estabilizacion de la emulsion.

Adicional a esto la poca diferencia entre las densidades del agua (1.00 gr/cm?) y
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crudo (1.0053 gr/cm?3) dificulta la separacion de fases. El tratamiento térmico se

define como la primera opcién para rompimiento de la emulsion de campo Capella.

Gréfica 9. Efecto de la temperatura sobre la viscosidad del crudo Capella.
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Fuente: El autor.

Como se puede observar en la grafica 9, la viscosidad del crudo extrapesado de
campo Capella se ve seriamente afectada por el incremento de la temperatura,
nétese como elevando la temperatura hasta 205°F (96°C), se obtiene una reduccién
de 83000 cP a 168 cP, lo que significa una reduccién de 99.8% de la viscosidad. De
esta manera se afecta también la velocidad de sedimentacién de las gotas de la
fase dispersa empezando desde cero para una viscosidad de 83000 cP hasta
0.0008 cm/s, de acuerdo a lo descrito en la Ley de Stokes, aumenta la velocidad de
separacion al disminuir la viscosidad de la fase continua y al aumentar la diferencia
de densidades. de los andlisis de velocidad de sedimentacion realizados en
laboratorio para una muestra de crudo Capella puro con 20% de contenido de agua,
se observa que a temperatura ambiente no hay separacion de fases y la emulsion

se mantiene estable en el tiempo, para generar el proceso de separacion, es
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necesario incrementar la temperatura a 205°F para lograr una velocidad de
sedimentacion maxima de 0.0008 cm/s.

Gréfica 10. Efecto de la viscosidad sobre la velocidad de sedimentacion del crudo
Capella.
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Fuente: el autor.

A escala de laboratorio se demostrd que el proceso de deshidratacion térmica para
el crudo Capella no es suficiente para llegar a deshidratarlo completamente,
alcanzando un %BSW minimo de 2%, ademas de obtener tiempos extremadamente
largos (5 dias de decantacion para un crudo con corte inicial de agua de
%BSW=8%). En la gréfica 11, se puede observar el comportamiento del tiempo de
deshidratacion para crudo Capella (9.5°API) con diferentes cortes de agua. Es de
resaltar que el corte de agua promedio del crudo de campo Capella es 38.5%,
teniendo valores minimos de 1.2% hasta maximos de 94%. La variacion en los
tiempos de deshidratacion a medida que aumenta el corte de agua, tendiendo a la
reduccion, se debe como lo refiere la teoria analizada en el presente documento al
aumento en el volumen de la fase dispersa lo que conlleva a que se puedan formar
gotas de un tamafio mayor ocasionando que la estabilidad de la emulsién

disminuya. Al final, la eficiencia del proceso de deshidratacion se relaciona al
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namero de contactos de gotas de agua en funcién del tiempo, haciendo muy

relevante la floculacion de gotas previa a la coalescencia.

Gréfica 11. Efecto de la cantidad de agua en el tiempo de deshidratacion de crudo
Capella. Analisis realizado a temperatura constante de 80 °C (176°F) en el
laboratorio de crudos de campo Capella.
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Fuente: el autor.
3.2.2 Pruebas de campo del método térmico

Como se menciond anteriormente, campo Capella esta dividido en 10 plataformas
y en cada una de estas se cuenta con los equipos necesarios para el proceso de
recoleccion y medicion, ademés se cuenta con facilidades para calentar el crudo
(calderas), en principio el sistema de calentamiento de cada plataforma fue pensado
para reducir la viscosidad del crudo, dado que ademas de las dificultades que
representa tener una alta viscosidad en la deshidratacién del crudo, también se
presentan dificultades para su transporte y flujo a través de tuberias. Es por esto

gue durante las pruebas iniciales de cada pozo se uso y se usa el calentamiento,
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con mas énfasis en la facilidad de transporte del crudo que en la deshidratacién de

este mismo.

Cuando se empiezan a plantear estrategias de deshidratacion del crudo Capella el
calentamiento es la primera opcion dado que las facilidades para aplicarlo estan
disponibles en cada plataforma.

El fluido tiene una temperatura entre 86 y 95 °F en cabeza de pozo, desde alli es
direccionado al manifold de produccion en donde el fluido se puede dirigir hacia la
linea de prueba o de produccién general, lineas de 4 pulgadas de didmetro. Desde
alli el fluido pasa a un intercambiador de calor tipo tubos en “U”, crudo-vapor, en
donde sufre el primer incremento de temperatura a 178 — 180 °F. Una vez pasa por
el intercambiador, el fluido continla hacia los tanques horizontales de
almacenamiento con una capacidad nominal de 500 bbls. Estos tanques tienen
serpentines de calentamiento en donde continua este proceso hasta alcanzar unos
200°F. Una vez obtenida esta temperatura, se preserva la condicion durante 6 horas
continuas, una vez el tanque esta lleno y se ha cumplido el periodo indicado, se
suspende el calentamiento y se procede a dar reposo al fluido en espera del cargue
y envio a la facilidad de produccién principal en Capella A. Durante el reposo y
cargue la temperatura del fluido alcanza a descender a 160°F. Este proceso
teniendo en cuenta la capacidad de almacenamiento y la producciéon de cada
plataforma alcanza a durar maximo 10 dias. Antes de tener que evacuar el fluido.
Durante el tiempo maximo de reposo (10 dias), no se logré obtener un %BSW menor
a 2%, para alcanzar el %BSW minimo en algunas plataformas requirié hasta 7 dias,
mientras que en otras plataformas se requirieron tan solo 2 dias, estos resultados

son acordes con los obtenidos en las pruebas de laboratorio.
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Gréfica 12. Perfil de deshidratacion en plataformas de Campo Capella.
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Las plataformas de produccién que presentan menor corte de agua tuvieron tiempos

de retencién mas largos en comparacion a las que presentan mayor contenido de

agua. La plataforma que presentdé menor tiempo de deshidratacion fue la Capella

A, sin embargo, en esta se tienen tanques verticales con serpentines de
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calentamiento en tres niveles diferentes lo que maximiza la eficiencia de
deshidratacion, el mismo crudo en tanques horizontales tuvo un tiempo de

deshidratacion de 3.2 dias.

Tabla 7. Tiempo de deshidratacién de crudo Capella en las diferentes plataformas.

Plataforma O/Ion I|30|Sza\L/IV %F:Br;\IN de-glheircri],r%ct)ac(j:?én
(dias)

A -tks Verticales 55.8 2 2
A - tks horizontales 55.8 2 3.2
B 18.7 2.2 4.5

E 72.7 2 3

F/P 12.5 2.6 6

L 78 2 3

@] 24.4 2.1 4
R 8.8 3.2 55

S 2.1 2.1 7

Z 24.6 2.2 4

Fuente: el autor.

3.3 METODO QUIMICO

El tratamiento quimico consiste en aplicar un producto sintético con propiedades
desemulsificantes (quimico deshidratante), el cual debe ser inyectado tan temprano
como sea posible al fluido emulsionado, permitiendo asi mayor tiempo de contacto
del desemulsificante con la emulsion, logrando una mezcla apropiada y por lo tanto
una mejor accion de éste. Con crudo muy viscosos, generalmente espumosos, se
requiere la mayoria de las veces aplicar primero un antiespumante y luego el
desemulsificante. Sin embargo, lo primordial es garantizar la homogenizacion del

crudo a ser tratado con el producto quimico.

Por lo general, los quimicos desemulsificantes comerciales son mezclas de varios
componentes que tienen estructuras quimicas diferentes y materiales poliméricos,

asi como una amplia distribucion de peso molecular. Estan conformados por un 30
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a 50% de materia activa (surfactantes) mas la adicion de solventes adecuados, tales
como nafta aromatica y alcoholes. Entre los mas utilizados estan los copolimeros
bloques de 6xido de etileno y de oOxido de propileno, las resinas alquil-fenol
formaldehidas, las poliaminas, alcoholes grasos, aminas oxialquiladas vy

poliesteraminas y sus mezclas.??

Estos surfactantes tienen tres efectos fundamentales una vez adsorbidos en la
interface agua-aceite: uno es la inhibicion de la formacion de una pelicula rigida,
otro el debilitamiento de la pelicula volviéndola compresible y el mas importante, el
cambio en la formulacién del sistema para alcanzar la condicién de SAD = 0
(Diferencia de Afinidad de surfactante). Para conseguir esta condicion en una
emulsibn W/O que ya contiene un surfactante lipofilico, se debe afadir un
surfactante hidrofilico de peso molecular promedio o bajo (agente deshidratante) de
manera que el parametro caracteristico de la mezcla produzca una emulsién

inestable?4.

Un solo compuesto quimico no puede proveer las tres acciones requeridas
anteriormente citadas, por lo que los desemulsificantes comerciales son una mezcla
de varios desemulsificantes béasicos. Adicionalmente, los productos
desemulsificantes también denominados rompedores de emulsion o rompedor

directo, deben cumplir con las siguientes funciones:

e Definir la interfaz agua — crudo.
e Clarificar el agua separada de manera que la menor cantidad de aceite

disperso.

23 Op. Cit. LOAYZA QUINONES, Pablo Arnaldo. P 53.

24 |bid., p.53.
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e Reducir el contenido de sal en el crudo (por requerimientos de refinacion,
éste debe contener como maximo 20 PTB).

e Mantener las fracciones organicas como una fase continua.

e Facilitar el lavado de sdlidos de la fase crudo tendiendo a que estos sean
humectados por agua.

Tabla 8. Ventajas y desventajas del tratamiento quimico

VENTAJAS DESVENTAJAS
Bajo costo de instalacion y operacion

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

Se puede aplicar a pequefia y gran
escala

No altera la calidad el crudo (*API) No siempre es econémico romper las

emulsiones so6lo con el tratamiento
La formacion de las emulsiones puede | quimico, generalmente es necesario el
ser completamente prevenida|yso de energia adicional, como
dosificando los desemulsificantes | calentamiento o electricidad, para
desde wuna etapa temprana del|reducir los costos del tratamiento
proceso guimico.

Fuente: LOAYZA QUINONES, Pablo Arnaldo. “Tratamiento quimico del petréleo crudo que se transporta a
través del oleoducto Norperuano”. Trabajo de grado. Universidad nacional mayor de San Marcos. Facultad de

guimica e ingenieria quimica. Lima — Peru. 2016. p54.

3.3.1 Pruebas de botella

La selecciéon de tratamiento quimico a aplicar a una emulsion especifica se
establece mediante unas pruebas de laboratorio llamadas comiunmente pruebas de
botella, que siguen un procedimiento de referencia descrito en el método API MPMS
10.4 (1988), con el cual es posible determinar el desemulsificante mas efectivo para
romper la emulsién presente en el sistema. Es importante recalcar que las pruebas
de botellas son un método mecanistico empirico donde se simulan algunas
condiciones del proceso con muestras reales de fluido y que cuyo acercamiento al
proceso real depende de la habilidad y conocimientos técnicos del formulador. La

naturaleza de los productos a ser usados en la mezcla final depende variables como
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temperatura del proceso, tipo de orgénicos, velocidad de secado, turbulencia, tipo
de vasijas empleadas en las fases de deshidratacion primaria y secundaria, calidad
requerida del crudo, S&W y porcentaje de emulsion inicial, °’API del crudo, salinidad,

contenido de arcillas y arenas, entre otros.

Un desemulsificante seleccionado apropiadamente rompe la emulsién con la menor
cantidad de quimica posible (ppm), separando la mayor cantidad de agua, en un
corto periodo de tiempo. Para esto las muestras de emulsién con que se hacen las

pruebas deben cumplir con los siguientes requisitos:

e La muestra debe ser representativa de la emulsion a tratar.

e La muestra debe ser fresca.

e Durante las pruebas de botella se deben simular las condiciones
operacionales tanto como sea posible (basicamente en agitacion y

temperatura, dado que se realizan a presion atmosférica).

En campo Capella, se realizaron pruebas de botella para determinar qué rompedor
de emulsion seria el méas efectivo para el crudo Capella puro. Se invitaron cinco
compafias especialistas en tratamiento quimico y a cada compairiia se le entrego
una muestra representativa del crudo Capella con un contenido de agua y
sedimentos (%BSW) de 5%. Después de realizadas las pruebas por cada compafiia
y evaluados los resultados y las propuestas técnicas y econdmicas se determiné
qgue el producto que se ajusta a los requerimientos técnicos de campo Capella y
pueden pasar a pruebas de campo son los ofertados por las compafiia 5y 4 en su
orden (menor S&W final tanto en el thief de tope como en la compuesta); pero su
costo por unidad (galon) es mucho mayor, 12 - 15%, que la ofertada por la compania

3 con un producto de eficiencia ligeramente menor.
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Gréfica 13. Resultados de las pruebas de botella para curdo Capella puro.
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Fuente: El autor.

3.3.2 Pruebas de campo.

Para las pruebas de campo se definié tener en cuenta las PPM usadas y el %BSW
final de venta para la evaluacion de las dos compafiias que fueron seleccionadas.
La aplicacion del rompedor de emulsiones se realizé en el manifold de recoleccién
de fluidos en cada plataforma, y el cargue de carrotanques se realizé desde cada
plataforma o desde las facilidades de Capella A (tanques verticales y horizontales)
segun las condiciones operacionales. El tiempo acordado para la realizacion de la

prueba de campo fue de méaximo 7 dias por compainia.

El crudo tratado y reportado como venta fue enviado a la estacién Rio Loro para
mezcla (mejoramiento de la gravedad APl y reduccion de la viscosidad) y
tratamiento final.

Los resultados esperados del uso de rompedores eran:

¢ Mejorar tiempos de deshidratacién del crudo Capella puro.
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e Reducir el %S&W final que se obtenia con solo tratamiento térmico. Por
consiguiente, aplicando tratamiento quimico y térmico combinado lograr

crudo en especificaciones de venta (%S&W< 0.5).
No obstante, aunque los tiempos de deshidratacion mejoraron, el mejor %S&W
obtenido no estuvo por debajo del 0.9% y a condiciones de campo, los mejores

resultados fueron obtenidos con el producto de la compaifiia 3.

Tabla 9. Resultados pruebas de campo rompedor directo compafiia 3.

Plataforma % BSW % B SW de-zlheir:rzct,a(::?én Temp:e ratura PPM .
Inicial Final (°F) Promedio
(horas)
A 55.8 0.9 15 200 400
B 18.7 1.3 20 173 450
E 72.7 1.1 20 175 500
F/P 12.5 1.4 24 178 500
L 78 1.3 20 178 500
0 24.4 1 24 178 500
R 8.8 1.2 28 175 470
S 2.1 1.7 20 178 500
VA 24.6 1.5 20 175 500

Fuente: El autor.

Aunque los resultados obtenidos en las pruebas iniciales de campo no fueron los
esperados en lo que respecta a calidad de venta, las reducciones en los tiempos de
deshidratacion si muestran una mejora importante que se debe considerar. Dado
que menores tiempos de deshidratacion se ven reflejados en el aumento de
despachos hacia la estacién Rio Loro, permitiendo tener un stock minimo en campo
y asi maximizar la produccion del campo. Esta ventaja operacional es de gran

importancia.

Adicional al rompedor de emulsion, en campo Capella se aplica secuestrante de

H2S y antiespumantes. El primero se aplica dado que se tiene evidencia de
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presencia de H2S en tanques de almacenamiento y cabeza de pozo. Por lo tanto,
se aplica este producto en todas las plataformas de pozo operativas, en su mayoria
desde el cabezal, con el fin de evitar eventos de intoxicacion por presencia no
controlada de H2S en el personal que interviene en las operaciones del campo. El
segundo se aplica para reducir la presencia de espuma en tanques de
almacenamiento y mejorar el contacto desemulsificante / corriente de fluido. La
espuma presente en tanques es estable y puede llegar a representar el 40%
volumen de los tanques, con la posibilidad de generar problemas operativos, dado
que se pierde capacidad de almacenamiento y por lo tanto de proceso en las
facilidades de produccion del campo. Al aplicar el antiespumante, la espuma se
rompe completamente y desaparece de los tanques en un tiempo promedio de 1 hr.

El antiespumante se aplica en el manifold de produccion.

3.4 METODO DE DILUCION

El método de dilucion para procesos de deshidratacion de crudos extrapesados o
pesados se basa en la reduccion de la viscosidad mediante la mezcla de un
diluyente (crudo liviano, nafta o subproductos de refineria con alto °API). Al realizar
esta mezcla se reduce la viscosidad de la fase aceite de la emulsion, aumentando
el movimiento de las gotas de la fase dispersa, lo que acelera los procesos de

floculacion y coalescencia que terminan por separar las fases.

Otro aspecto de importancia en la dilucién con fines de deshidratacion de crudos
extrapesados es que, al realizar esta mezcla, se acentia la diferencia de
densidades ente las fases de la emulsién, permitiendo una velocidad de

asentamiento mayor de las gotas de la fase dispersa.
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Tabla 10. Ventajas y desventajas de método de dilucion.
VENTAJAS DESVENTAJAS

Disminuye la viscosidad de la mezcla
de crudos acelerando el proceso de
deshidratacion

Altos costos del diluyente y transporte
de este

Se requiere una fuente segura de
abastecimiento en cantidades vy
tiempo

Puede llevarse a cabo a temperatura
ambiente

Pueden generarse problemas de
inestabilidad de la mezcla,
precipitando asfaltenos y taponando
Aumenta la calidad (°API) del crudo. | tuberias

Fuente: MORENO SALAS; Ana Patricia. “Estudio experimental para la caracterizacién fisicoquimica de aceites

Reduce los requerimientos de energia
y potencia para manejo y transporte

extra-pesados producidos en México”. Trabajo de grado. Instituto politécnico nacional. Escuela superior de
ingenieria quimica e industrias extractivas. Departamento de ingenieria quimica petrolera. México D.F. —
México. 2015. P23.

Como regla general se tiene que un porcentaje de dilucion entre el 20 — 30% es
frecuentemente suficiente para evitar altas caidas de presién en lineas y la
necesidad de altas temperaturas, facilitando de esta manera las operaciones de

deshidratacion.

3.4.1 Diluciéon en campo Capella.

Dado que la principal desventaja del método de dilucién es tener los volumenes
necesarios disponibles para poder mantener la producciéon de campo, la primera
actividad realizada para la aplicacion de este método fue establecer con los posibles
proveedores las cantidades de crudo que podrian ofrecer de manera continua. En
el presente documento se presentaran los resultados de los tres diluyentes que
pasaron este primer filtro. Por razones de confidencialidad comercial, no se
presentan sus nombres comerciales y seran definidos como diluyente 1, diluyente

2 y diluyente 3.
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Tabla 11. Principales caracteristicas de los diluyentes analizados para mezcla en
campo Capella.

Diluyente °API GE Densidad gr/cm3 | Viscosidad cP
Diluyente 1 52 0.7711 0.7688 1.5376
Diluyente 2 57 0.7507 0.7500 1.5000
Diluyente 3 51 0.7753 0.7746 1.5492

Fuente: El autor.

Por acuerdos comerciales las gravedades API requeridas estan entre 16 y 18 °API,
con esta referencia y las caracteristicas de los diluyentes disponibles, se

determinaron las cantidades requeridas por cada mil barriles de crudo Capella.

Tabla 12. Valores estimados de requerimiento de diluyente por cada mil barriles
de crudo Capella de 9.5 °API.

) 16°API 17°API 18°API
Diluyente
Bbls | % Mezcla | Bbls | % Mezcla | Bbls | % Mezcla
Diluyente 1 (52°API) | 235 235 280 28 325 325
Diluyente 2 (57°API) | 210 21 250 25 290 29
diluyente 3 (51°API) | 240 24 285 285 335 335

Fuente: El autor.

Posterior a esto se procedidé a realizar pruebas de laboratorio para determinar
compatibilidad de los diluyentes con el crudo Capella. Las pruebas realizadas
determinaron el tiempo necesario para alcanzar el %BSW de venta (%BSW < 0.5),

ademas de estabilidad de mezcla.

Los analisis de laboratorio demostraron que las mezclas con cualquiera de los tres
diluyentes analizados son estables y no se presenta segregacion de fases con el
tiempo, para determinar esto, las muestras fueron observadas durante 7 dias a
86°F. Tampoco se presentd deposicion de asfaltenos con los porcentajes de mezcla
maximos que se tendrian para alcanzar un API de 18° (33.5% v/v), sin embargo
para el diluyente 3, se evidencio depdsitos de asfaltenos en mezclas de 40% de
diluyente; el porcentaje precipitacion fue de un 7% (v/v).
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Figura 17. Precipitacion de asfaltenos para mezclas con diluyente 3.

Fuente: El autor.

En cuanto a las curvas de deshidratacidén con los tres diluyentes se alcanz6 la meta
de 0.5% de BSW, tanto a temperaturas de 86°F como a temperaturas de 140°F el
diluyente mas eficiente fue en todos los casos el diluyente 2 de (57°API) alcanzando
un tiempo minimo de deshidratacion de 23 horas a 18°API y 140 °F. En la gréfica
15 se puede observar como para diferentes temperaturas y una mezcla de 18°API,
el diluyente 2, ofrece los tiempos de deshidratacion méas eficientes en comparacién

con los otros dos diluyentes evaluados.

Gréfica 14. Tiempos de deshidratacion de mezclas con diferentes diluyentes a
86°F.
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Fuente: El autor.
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Gréfica 15. Perfiles de deshidratacion de mezclas a 18°API

CURVAS DE DESHIDRATACION DE MEZCLAS @18°API
5.0

4.5

4.0 TR

3.0 \

%BSW
-

2.0 .

10 ~

0.0

Tiempo (hrs)

— — CAP /D1 @ 86°F CAP /D2 @ 86°F CAP D3 @ 86°F
CAP /D1 @ 140°F CAP /D2 @ 140°F CAP /D3 @ 140°F

Fuente: El autor.

Al evaluar las pérdidas por evaporacion de los tres diluyentes analizados se
determindé que a temperatura ambiente el diluyente 2, tuvo pérdidas de 12%,
mientras que el diluyente 3 tuvo la menor cantidad de pérdidas (5%), estos
resultados revisten una gran importancia dado que las pérdidas por cada cien
barriles de diluyente 2 serian de 12 bbls, lo que podria afectar las finanzas del
proyecto de dilucidn, teniendo esto en cuenta y el costo del diluyente 2, hace que
se establezca el diluyente 3 como principal fuente de abastecimiento para el proceso
de deshidratacibn en campo Capella, ademas en caso de aumentar los
requerimientos, el proveedor de diluyente 3 esta en capacidad de aumentar el
volumen suministrado a 1300 bpd, cantidad suficiente para poder mezclar la
produccion maxima de campo Capella. Como segunda opcién quedd seleccionado

el diluyente 2.
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Gréfica 16. Porcentaje de pérdidas por evaporacion para diluyentes puros a

temperatura ambiente (30°C / 86°F)
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Fuente: El autor.

3.4.1. Pruebas y aplicacion en campo

Para el proceso de mezclas en campo Capella se definid, el siguiente

procedimiento:

Recibir el total del diluyente enviado desde la fuente de aprovisionamiento
(Casanare) en los tanques verticales de la plataforma Capella A. (4000 bbls
max.).

Realizar los calculos de mezcla de acuerdo con la produccion de cada cluster
y enviar exactamente el volumen requerido de diluyente, a fin de controlar la
calidad API de la mezcla y minimizar los gastos excesivos de diluyente, en
promedio 100 bbls de diluyente por cada 300 bbls de crudo Capella, para un
total de 400 bbls de mezcla (esto teniendo en cuenta que el crudo se
almacena en tanques de 500 bbls en plataformas).

Transferir por carrotanque la mezcla desde las diferentes plataformas a

Capella A, una vez alli, se descarga la mezcla y se envia a los tanques de
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10000 bbls del CPF, ingresando primero al Gun barrel (GB), que mantendra
una interfase de 4.5 a 5.5 m.

Figura 18. Proceso de Mezclado en plataformas y tabla de volimenes.

Colchan de
diluyente de CALCULO BLEMDING

E:—,upiﬁa s Mombre | Vol Total apy  |GRAVEDAD | SEN
| Crudo (BEL) ESPECIFICA | MEZCLA

| capeLLA o0 | 85 1.0035 755

DILUYENTE 100 51 0.7753 25%

| TOTAL 400 18 0,972 100%

Bombas
Roper

I Recirculzcion de ‘

mezcla

Cabeza
de pozo

Fuente: El autor.

Inicialmente el proceso se considero sin realizar calentamiento en las plataformas y
en el CPF y sin la adicion de rompedor de emulsion a la mezcla. Segun las pruebas
de laboratorio la sola mezcla con el diluyente es necesaria para romper la emulsiéon

y tener crudo en condiciones de venta en lo que respecta al BSW (%BSW<0.5%).

El tiempo de retencion calculado para el Gun Barrel con un ingreso de fluidos por
dia de 3300 BFPD y un volumen operativo de 9639 bbls, es de 2.9 dias maximo.
Descontando la seccién de coalescencia de 4.5 mas que equivale 4365 bbls el
tiempo de retencion efectivo es de 1.58 dias (38 hr), lo que resulta ser levemente
superior y suficiente al tiempo de retencion obtenido en laboratorio para una mezcla
de 18°API a 86°F con el diluyente 3 (32hrs). Dado que el calculo tedrico del tiempo
de retencién en el Gun barrel, es muy cercano al tiempo minimo de separacion de
la emulsion para mezclas con el diluyente 3 se decide aplicar calentamiento a 140°F
y maximo a 155 °F con el fin de acelerar el proceso que segun datos de laboratorio
debe reducirse a 28 horas (Ver grafica 15. Perfiles de deshidratacion de mezclas a
18°API)
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Dado que la transferencia de fluidos de las plataformas al CPF se hace por medio
de carrotanques y estos deben ser descargados antes de ser enviados desde
Capella A hasta el Gun barrel en el CPF, éste ultimo recibe el fluido por baches, lo
que dificulta operacionalmente la estabilizacién de la interfase y la temperatura, esto
se ve reflejado en las fluctuaciones del %BSW de rebose del GB, que se mantiene
en un promedio de 0.67%, cuando deberia ser maximo de 0.5%, sin embargo este
%BSW termina de reducirse al pasar a los tanques de venta, en donde se ha

obtenido un promedio de %BSW para venta de 0.39%.

Gréfica 17. Perfil de %BSW a la entrada y salida del GB y de tanques de venta.
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Fuente: El autor.

Otro evento que se ha podido observar es que el %BSW no ha bajado en ningan
caso por debajo de 0.3%, se presume que esto se debe a que cuando se realiza la
mezcla en las plataformas y para homogenizarlas completamente mientras el
tanque se encuentra recibiendo crudo Capella sobre el colchon de diluyente, se

recircula simultaneamente, este proceso puede durar hasta 8 horas y minimo 4
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horas, esto puede estar ocasionado que se formen microemulsiones por el

constante paso de del fluido a través de la bomba de recirculacion.

En cuanto a la temperatura, esta se aplica Unicamente en el Gun barrel sobre el
colchon de agua y dado que los tanques del CPF tienen recubrimiento térmico la
pérdida de temperatura no ha sido superior a 3°F, esto beneficia la finalizacién de

la deshidratacion en tanques de almacenamiento antes de la venta.

Grafica 18. Perfil de temperatura a la salida del GB y en los tanques de venta.
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Fuente: El autor.

Para el calculo de pérdidas se tom6 como referencia la gravedad °API de venta que
estuvo en promedio en 17.7 °API, lo que significa que para el volumen de ventas
del periodo de estudio (30 dias) se tuvieron que mezclar 15385 bbls de diluyente,
sin embargo, se mezclaron 15885 bbls antes del ingreso de los fluidos al Gun barrel
y el posterior calentamiento, esto deja una pérdida de 500 bbls lo que equivale al
3.24%, un valor inferior al esperado para la mezcla con el diluyente 3. Este
porcentaje de pérdida inferior es debido a la mezcla con crudo Capella, que al ser

homogénea estabiliza los componentes livianos del diluyente 3.
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Gréfica 19. Perfil de °API. a la entrada del GB y en tanques de venta.
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Fuente: El autor.
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4 ANALISIS COMPARATIVO

En el presente capitulo se presentan los analisis comparativos realizados para
determinar el mejor método de tratamiento de emulsiones en campo Capella. Los
andlisis se llevaron a cabo teniendo en cuenta tres aspectos: costos, HSE y

operativo; los resultados se presentan a continuacion.

4.1 COSTOS OPERATIVOS

Para realizar el andlisis de costos se tuvieron en cuenta solamente los factores que
estan directamente involucrados en cada proceso, como personal, transporte de
fluidos, tratamiento quimico y consumos de combustible para calderas entre otros.
No se tuvieron en cuenta los costos asociados a todos los proyectos, entre estos se
encuentran: tratamiento de aguas, personal de supervision y direccion, costos
administrativos, seguridad fisica, mantenimiento de vias y plataformas, costos
sociales y seguros, estos costos sumados llegan a ser de 10.33 USD/Bbls (29440
COP/Bbls).

El analisis fue calculado para la produccion maxima de fluido del bloque Capella,
6274 bfpd Y 3859 bopd. EIl costo operativo més alto es el correspondiente al
proceso de deshidratacion por dilucion 23.91 USD/Bbls, representando un
incremento de 58%, en comparacion con los tratamientos de calentamiento y
calentamiento + quimica, si a esto se suman los costos asociados se llegaria a un
valor de 34.24 USD/Bbls. Sin embargo, se debe tener en cuenta que el método de
dilucién es el unico con el que se han logrado obtener los parametros de calidad
establecidos para comercializaciéon. Adicional a lo anterior, al mezclar el diluyente
con el crudo Capella el valor de este aumenta un 7% en comparaciéon a cuando se

encuentra sin mezclar.
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Tabla 13. Comparativo de costos de los métodos de deshidratacion aplicados en campo Capella.

7%

Calentamiento Calentamiento + Quimica Dilucion
Concepto Unidad | Valor Unitario (COP) [ cantidad Cantidad Cantidad
P Valor total (COP) , Valor total (COP) ) Valor total (COP)

x dia x dia x dia
Operador de produccién dia $ 216,667 24 $ 5,200,000 24 $ 5,200,000 24 $ 5,200,000
Auxiliar de produccion EA S 125,000 30 S 3,750,000 30 S 3,750,000 30 S 3,750,000
Técnico calderista EA $ 171,667 4 $ 686,667 4 $ 686,667 2 S 343,333
Técnico tratamiento quimico Dia $ 685,300 NA 1 $ 685,300 NA
Transporte fluido entre bbl $ 4,512 6274 $ 28,306,960 6274 S 28,306,960 7567 $ 34,139,643
Plataformas
I;E;gsporte y tratamiento en Rio bbl $ 9,350 3859 S 36,081,650 3859 S 36,081,650 NA
Diluyente - Incluye transporte a bbl $ 162,450 NA NA 1293 S 210,009,674
Campo capella
Rompedor de emulsién gln $ 39,900 NA 40 $ 1,596,000 NA
Antiespumante gln $ 25,935 NA 50 $ 1,296,750 NA
Combustible para calderas (Diesel) gln $ 8,610 1260 $ 10,848,600 1260 $ 10,848,600 NA
ﬁ;r:nbo“)St'ble para calderas (crudo | $ 6,716 3312 $ 22,242,730 3312 $ 22,242,730 1420 $ 9,536,436
mantenimiento general calderas
(Anual) Valor por caldera 3.5 EA $ 9,590 8 S 76,720 8 S 76,720 1 $ 9,590
millones
Costo total CcopP S 107,193,327 S 110,771,377 S 262,988,676
Produccién total Bbls 6274 6274 6274
Produccién crudo Capella Bbls 3859 3859 3859
Costo operativo por barril COP/BbI $ 27,777 $ 28,705 S 68,149
Costo Operativo por barril UsD/Bbl $ 9.75 $ 10.07 $ 23.91
7D;scuento por mejora de calidad COP/BbI NA NA s 63,379

(]

Descuento por mejora de calidad USD/Bbl NA NA s 22,24

Fuente: El autor.
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4.2 COSIDERACIONES DE HSE

EMERALD ENERGY COLOMBIA (EEC), ha establecido como su principal politica
la seguridad industrial por lo que sin importar otras consideraciones el principal
factor para determinar la aplicabilidad de un proceso o actividad sera el analisis de

riesgo realizado a esta.

Por lecciones aprendidas a nivel interno, se han definido las calderas como un
equipo critico (riesgo por presion y alta temperatura) y dado que para aplicar el
método térmico con o sin quimica se deben usar las calderas en cada una de las
plataformas en donde se tenga operacion, el factor de riesgo llega a multiplicarse
por 8, no obstante para cada caldera se tiene establecido un plan de mantenimiento
y seguimiento de variables operativas, que reducen el nivel de riesgo, de tal manera
que hasta el momento, durante las operaciones de deshidratacién por el método
térmico no se han tenido incidentes o accidentes relacionados con las calderas en

las plataformas.

En cuanto al diluyente, su mayor peligro (explosién — incendio) esta representado
cuando se tiene en estado puro y almacenado, para el proceso de deshidratacion
por dilucién se ha establecido mantener un stock de 3000 a 4000 bbls de diluyente,
esto con el fin de asegurar la continuidad operativa cuando se presentes eventos
de desabastecimiento, para minimizar este riesgo, no esta permitido usar diluyentes
con °APl > 65°. Adicional a esto el diluyente es almacenado en los tanques
verticales del Capella A, en donde es posible enfriarlos en caso de requerirse y
donde se tiene un sistema contra incendios adecuado para posibles incidentes

como incendio y explosion de este tipo de sustancias.

En la tabla 14 se puede observar una valoracién de los principales peligros

asociados a cada uno de los métodos de deshidratacion aplicados en campo
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Capella, de esta valoracion se deduce que el método que més seguridad ofrece es
el método de dilucion, esto porque se reduce el uso de calderas y no se usa quimica,
adicional a esto el calentamiento de la mezcla se realiza en las facilidades del CPF
y Capella A, que tienen instrumentacion y equipos de atencién de emergencias
mucho mas robustos que los que se tienen en las otras plataformas. Por otro lado,
el método que se podria denominar menos seguro es el método de calentamiento
mas quimica, dado que ademas del riesgo detener 8 calderas operativas se adiciona
el riesgo de manejo y manipulacion de sustancias quimicas (antiespumante y

rompedor de emulsion)

Tabla 14. Valoracién de peligros para los métodos de deshidratacion aplicados en
campo Capella. Riesgo minimo = 1, Riesgo maximo = 5.

Calentamiento
Peligro Calentamiento + quimica Dilucion Observaciones

3 Mayor riesgo Para dilucién por
almacenamiento de diluyente

Incendio 2 2

Mayor riesgo Para dilucién por

Explosion 2 2 3 ) .
almacenamiento de diluyente

Mavyor riesgo para calentamiento y
Alta presi6n 4 4 2 calentamiento + quimica, mayor
cantidad de calderas operando

Alta Mayor riesgo para calentamiento y
4 4 2 calentamiento + quimica, mayor
cantidad de calderas operando
Mayor riesgo por uso de productos
Quimico 1 3 1 guimicos: antiespumante v
rompedor de emulsién

temperatura

Derrame o 3 3 3
fuga
Valoracidon 16 18 14

total Peligro
Fuente: El autor.

4.3 ANALISIS OPERACIONAL

Para el desarrollo de cada uno de los métodos evaluados, las facilidades y el

personal de operacion y mantenimiento, estan en capacidad de implementarlo, para
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ninguno de los procesos evaluados se requiere inversiones mas all4d de la
posibilidad de optimizacion de éstos. Por el momento los tres métodos se han
podido implementar sin inconvenientes, esto refleja la versatilidad operativa de las
facilidades de produccién de campo Capella y ademas que su desarrollo ha sido
acorde con las necesidades operacionales que se ha presentado a largo de la

historia del campo.

Con el fin de poder evaluar los diferentes métodos, se determinaron los procesos
fundamentales que involucran cada uno de los métodos, se les otorgd un puntaje
de acuerdo con su complejidad, (1= complejidad minima, 4= complejidad alta).
Después de esta evaluacion, el método de dilucidén resulto ser el mas sencillo
operacionalmente, lo que coincide con los resultados obtenidos en campo y
laboratorio, dado que este fue el Unico método que arrojo los resultados esperados
de deshidratacion, con %BSW por debajo de 0.5%. Lo anterior no quiere decir que
el método de calentamiento o el de calentamiento + quimica, no sean aplicables.
Actualmente se esta negociando un volumen de 1000 bbls diarios de crudo Capella
puro con un %BSW=< 3%, de ser exitosa esta negociacién los dos métodos de
dilucién y calentamiento + quimica, se podrian aplicar simultineamente en campo
Capella, esto significaria que se requeririan alrededor de 335 bbls menos de
diluyente por dia. Lo que impactaria positivamente los costos del proyecto

reduciendo el costo por barril del método de dilucién en 4.73 USD (20%).
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Tabla 15. Evaluacion de procesos operacionales de los métodos de
deshidratacion aplicados en campo Capella.

Calentamiento

Concepto Calentamiento . Dilucién Observaciones
+ quimica
Los métodos calentamiento vy
calentamiento + quimica requiere
Personal 3 3 2 B} S
de 56 personas. El método dilucidn
requiere de 54
Manejo de fluidos 2 2 4 El método dilucién maneja mas
fluidos por la adicién de diluyente
Los métodos dilucién y
calentamiento solo usa
Manejo de 1 3 1 secuestrante de H2S, el
quimicos calentamiento + quimica adiciona
antiespumante y rompedor de
emulsién
Manejo de 4 4 1 El método dilucidn solo usa una
calderas caldera, los otros dos usan 8
Uso d? 4 4 2 El método dilucién solo usa
combustible combustible para una caldera
. el método dilucién solo adiciona
Mantenimiento
. 3 3 2 dos calderas al plan de
de equipos .
mantenimiento
El método dilucién adiciona
Capacidad de .
P . 2 2 4 30000bbls de almacenamiento a
almacenamiento .
las facilidades
Total 19 21 16

Fuente: El autor
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5 APLICACION DE TECNOLOGIA

La aplicacion de nuevas tecnologias que permitan optimizar los procesos de
tratamiento y transporte de crudos extrapesados es un aspecto fundamental a tener
en cuenta en la produccién comercial de este tipo de crudos. Como ultima etapa del
presente documento se plantean alternativas de aplicacion de tecnologias que
podrian optimizar cada uno de los procesos que se llevan a cabo en campo Capella

y en general en campos de crudo extrapesado.

5.1 CALENTAMIENTO POR MICROONDAS

Las microondas son un tipo de energia radiante que forma parte del espectro
electromagnético entre las ondas de radio y el infra rojo, cuya frecuencia fluctia
entre 300 y 30000 MHz?>.

En los ultimos afios el calentamiento con microondas ha ganado gran popularidad,
debido a que genera mayor eficiencia para acelerar la separacion de la emulsion,
esto tiene gran relevancia en operaciones de campo, dado que puede agilizar los
procesos haciendo mas cortos los tiempos de retencion de los fluidos en las vasijas

de proceso.

La mayor eficiencia del calentamiento con microondas se produce por medio de

procesos que ocurren simultaneamente:

2 ENRIQUEZ, Oscar H. “Fundamentos de las emulsiones agua — aceite y su aplicacion en la
industria petrolera”. México D.F. — México. Universidad nacional autbnoma de México, Facultad de
ingenieria. 2016. P37.
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e Unareduccion considerable de la viscosidad, que aumenta la temperatura de
la fase continua y facilita el drenaje de la pelicula interfacial entre las gotas
de agua. El calentamiento ocurre mucho mas rapidamente que con el
calentamiento convencional y no depende de las propiedades de conduccion

térmica del recipiente que contiene la muestra?®.

Mientras que el calentamiento convencional se produce mediante el
mecanismo de conduccion / conveccion en el que la fuente de calentamiento
transmite primero el calor al recipiente y después al fluido, el calentamiento
via microondas se produce debido a la interaccion directa entre las moléculas
y la radiacion. Por lo tanto, el calentamiento se produce a un ritmo acelerado
y es un proceso mas homogéneo. Otra diferencia significativa es que el
calentamiento via microondas se transmite desde el interior del fluido hacia
el exterior, de modo que las temperaturas mas altas se encuentran primero

en las regiones mas internas del fluido irradiado.

e Las microondas inducen una rotacion molecular que tiende a neutralizar el
potencial Zeta de la emulsion. Las gotas de la fase dispersa de la emulsion
estan cargadas eléctricamente y el desarrollo de una red de cargas eléctricas
en las superficies de las particulas puede afectar la distribucion de iones en
regiones interfaciales vecinas. Esto provoca un aumento en la concentracion
de iones de carga opuesta a las particulas cerca de la superficie. La rotacion
molecular inducida por las microondas afecta el orden de las cargas que
generan esta doble capa eléctrica, que tiende a neutralizar el potencial Zeta

y promueve el colapso de la emulsion?’.

% MARTINEZ-PALOU, Rafael, et al. Demulsification of heavy crude oil-in-water emulsions: A
comparative study between microwave and thermal heating. México D.F. Elsevier Ltd. 2013. P 6.
27 |bid. P7.
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Varios experimentos se han llevado a cabo aplicando esta técnica con muy buenos
resultados, en uno de estos se uso6 crudo pesado de México (16.4°API) y se preparé
una emulsion inversa con el fin de transportarlo por un oleoducto (las emulsiones
inversas tienen una viscosidad menor a la del crudo pesado, facilitando su
transporte). El agua con la que se prepardé la emulsion inversa y el agua
emulsionada en el crudo originalmente, deben ser separadas del crudo. Se realizé
un experimento comparativo entre un método tradicional de calentamiento y el

método de microondas.

La caracterizacion del crudo usado y los resultados obtenidos se muestran en las

siguientes tablas.

Tabla 16. Caracterizacién de un crudo pesado mexicano.

Parametro Valor
Gravedad API (°) 16.4
Viscosidad cinemética (50°C, mm2/s) 505.1
Contenido de sal (PTB) 3.9
Contenido de parafinas (%) 20.2
Contenido de agua (%) 0.05
Azufre total (%) 4.4
Nitrégeno total (%) 0.29
Fracciones SARA (%)
Saturados 325
Arométicos 21.8
Resinas 31.3
Asfaltenos 14.3

Fuente: MARTINEZ-PALOU, Rafael, et al. “Demulsification of heavy crude oil-in-water emulsions: A
comparative study between microwave and thermal heating”. México D.F. Elsevier Ltd. 2013. P3.
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Tabla 17. Agua separada por el método de microondas y el calentamiento
convencional

Tiempo Baio de aceite (vol.%) Microondas (vol.%)
(min) (1) (2) (1) (2)
10 11.6 36.1 41.3 83.6
20 17.3 45.0 82.9 83.9
30 25.0 56.2 85.0 84.2
60 40.4 67.7 85.0 84.6

Fuente: MARTINEZ-PALOU, Rafael, et al. “Demulsification of heavy crude oil-in-water emulsions: A
comparative study between microwave and thermal heating”. México D.F. Elsevier Ltd. 2013. P7.

Aunque se ha avanzado en el estudio y los experimentos con esta tecnologia, no
se cuenta con evidencia especifica de pruebas en campos petroleros y tampoco en
crudo extrapesados, como es el caso de Campo Capella. Sin embargo, es una
tecnologia que ha demostrado muy buenos resultados en laboratorio, simulando las
condiciones de campo, reduciendo los tiempos de tratamiento, lo que se veria
reflejado en mejoramiento de la eficiencia de tratamiento y menores costos al ser la

aplicacion del calor puntual y no continuo como en el método convencional?®.

Algunas de las ventajas del uso de la tecnologia de microondas son?°:
e Calentamiento sin limitaciones de transferencia de calor superficial.
e Calentamiento rapido y selectivo de las areas humedas y eliminacion de la
oxidacion de la superficie del material tratado.
e Ahorros energéticos y de material.
e Alta eficiencia de transformacion de energia.

¢ Menor emision de energia (calor) al ambiente.

28 MONTES. Erik. Operaciones de tratamiento de crudo [Diapositivas]. Universidad industrial de
Santander. Especializacion en produccion de Hidrocarburos. 2014. Diapositiva 289.

29 ENRIQUEZ, Oscar H. “Fundamentos de las emulsiones agua — aceite y su aplicacion en la

industria petrolera”. México D.F. — México. Universidad nacional autbnoma de México, Facultad de
ingenieria. 2016. P38.
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5.2 NANOFLUIDOS

Una nanoparticula, es una particula con dimensiones menores a 100nm (1
nandmetro es la millonésima parte de un metro), actualmente dichas particulas
tienen un amplio espectro de aplicaciones en campo como el biomédico, electrénico,
quimica y agricultura entro otros. En el campo de la industria petrolera, diferentes
estudios se han llevado a cabo sobre el efecto de las nanoparticulas en las
emulsiones de crudos pesados, la mayoria de estos tienden a buscar como reducir
la viscosidad de estas emulsiones con el fin de mejorar la capacidad de transporte

de estos fluidos.

Un estudio realizado por Stephanie Riaza et al.*° Sobre el uso de nanoparticulas de
silice en crudos provenientes de campo Castillay su efecto en la estabilidad, tamafio
de gota y estabilidad de la emulsién, arroj6 como resultados que con la aplicacion
de este tipo de nanoparticulas en crudos con cortes de agua mayores a 48% se
logra la inversion de la emulsion w/o y su posterior estabilizacion, permitiendo asi
un deslizamiento mas eficiente sobre superficies lisas, este efecto es de gran interés
para el transporte de crudos extrapesados a través de lineas de superficie. Teniendo
en cuenta que campo Capella se encuentra divido en plataformas de produccién y
gue se tiene como proyecto a futuro unir estas plataformas con la facilidad de

produccion principal ubicada en CAP A, esta aplicacion representa gran interés.

En cuanto a procesos de rompimiento de emulsiones w/o en crudos pesados se han
realizados estudios empleando nanoparticulas de silice como agente
funcionalizante de polimeros desemulsificantes, dichas nanoparticulas mejoran el
rendimiento de estos polimeros al interactuar con los asfaltenos y resinas presentes

en la capa interfacial de la emulsién desestabilizandolos, generando que se

0 RIAZA. Stephanie, et al. Emulsiones con crudo pesado en presencia de nanoparticulas. Boletin
ciencias de la tierra No. 36. Universidad nacional de Colombia. Bogota. 2014. P1.
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presente una reduccién significativa en los tiempos de deshidratacién de la

emulsion3?,

En Colombia, Gonzéalez et al.>> han llevado a cabo estudios de rompimiento de
emulsiones con un crudo extrapesado, de la cuenca de los llanos orientales con una
gravedad API de 8° y 414 cP @70°C de viscosidad. En dicho estudio se utiliz6 un
rompedor comercial y nanoparticulas de silice y didxido de titanio y se evalla su

efecto en rompimiento de la emulsion.

Los resultados obtenidos muestran una eficiencia del 93% para las nanoparticulas
de silice y tan solo un 10% para las de didéxido de titanio en una concentracion de
1000 mg/L.

Gréfica 20. Eficiencia de separacion de agua para diferentes concentraciones de
nanoparticulas de SIO2y TIO2

100% - 93%
90% -
80% -
il 65%

70% msio2
60% - _
50% - mTiO2
40% -
30% -
20% A 10.0%
10% 1 0.0%

0% :

Agua liberada (%)

300 1000
Concentracion de nanoparticulas (mg/L)

Fuente: GONZALEZ, E. et al. “Efecto de nanoparticulas de diferente naturaleza quimica sobre la reologia y
separacion de agua en emulsiones de agua en crudo pesado”. Congreso colombiano del petréleo. ACIPET.
Bogota. 2017. P7.

81 GONZALEZ, E. et al. “Efecto de nanoparticulas de diferente naturaleza quimica sobre la reologia
y separacion de agua en emulsiones de agua en crudo pesado”. Congreso colombiano del
petréleo. ACIPET. Bogota. 2017. P2.

32 |bid., P2.
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5.3 DILUCION Y DESASFALTADO

El proceso de dilucién no solo puede llevarse a cabo como en campo Capella con
el fin de deshidratar el crudo y obtener una mezcla de mejor calidad que permita su
transporte y comercializacion, esta técnica se puede llevar un poco mas alla y lograr
el retiro de asfaltenos y otros contaminantes del crudo y la recuperacion de
diluyente. La técnica optimizada del tratamiento de dilucion es aplicada por
Ecopetrol, bajo patente internacional.

La técnica patentada por Ecopetrol se relaciona con un proceso para deshidratar y
remover en linea asfaltenos de crudos pesados y extrapesados. El proceso es
aplicado en boca de pozo e incluye dos fases, una de deshidratacion y una de
desasfaltado. En la primera se realiza adicion de solvente en relacién crudo:
solvente de 3:1, remocion de agua libre, calentamiento, adicion de rompedores de
emulsion y asentamiento para remocion del agua emulsionada. En la segunda fase
del proceso se extraen los asfaltenos, dicha fase se compone de varias etapas, en
la primera se adiciona mas solvente en relacion crudo solvente 1:4 para lograr la
precipitacion de los asfaltenos, esto se hace mediante un proceso continuo en linea,
a través de mezcladores estaticos que permiten obtener asfaltenos de gran tamafio
(> 20 micras); en una segunda etapa la mezcla crudo — solvente es llevada a un
separador con disefio especial que permite continuar con la separacion de
asfaltenos de menor tamafio; en la tercera etapa la mezcla se somete a un proceso
de destilacién que permite recuperar el solvente y recircularlo al proceso, en una
cuarta etapa los residuos de los fondos de los tanques y vasijas de este proceso,

pasan a un tambor flash donde se recupera el crudo y el solvente®,

33 ECOPETROL S.A. “Proceso para tratamiento de crudos pesados y extrapesados a boca de pozo
para mejorar sus condiciones de transporte”. Inventor. BARREROQO, Rigoberto et al. Numero de
publicacién internacional WO200/050582 A2. Fecha de solicitud: 17 de octubre de 2008. Colombia.
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Todo este proceso se desarrolla a condiciones moderadas de presion y temperatura
en un rango de presion de 60-100 psi y de temperatura de 600 — 100°C.

Tabla 18. Comparativo antes y después del proceso de mejoramiento de un crudo
extrapesado mediante el proceso patentado por Ecopetrol S.A.

Caracteristica Crudo original Crudo mejorado
°API 8.7 16
Viscosidad a 30°C, Pa.s 310 1.87
Azufre, % en peso 3.4 2.4
Niquel, ppm 108 45
Vanadio, ppm 552 184

Fuente: ECOPETROL S.A. “Proceso para tratamiento de crudos pesados y extrapesados a boca de pozo para
mejorar sus condiciones de transporte”. Inventor. BARRERO, Rigoberto et al. Numero de publicacion
internacional WO200/050582 A2. Fecha de solicitud: 17 de octubre de 2008. Colombia

Al retirar los asfaltenos y otros contaminantes como niquel y vanadio, se eleva la
calidad del crudo disponible para venta aumentado su valor comercial, ademas se
reduce la viscosidad del crudo mejorando los procesos de transporte y

disminuyendo costos operativos.
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6 CONCLUSIONES

El método de dilucidn es el Unico con el que se alcanza el parametro de

calidad en cuanto a %BSW < 0.5%, para venta de crudo del campo Capella.

Las facilidades de produccion tienen la capacidad de manejar cualquiera de

los tres procesos de deshidratacion evaluados.

En caso de vender crudo Capella puro, el método mas aplicable es el de
calentamiento + quimica, dado que ofrece mayor capacidad de manejo de

fluidos por reduccion de tiempos de tratamiento.

Al aplicar el método de dilucion es posible lograr la deshidratacibn completa

del maximo potencial de produccion de campo Capella.

El método de dilucidn resulta ser el mas seguro, teniendo en cuenta las
facilidades instaladas en campo Capella y los procesos operativos aplicados

en este método.

Los tiempos de deshidratacion se reducen drasticamente con el método de

dilucién lo que significa que se tiene mas capacidad operativa.

El método de dilucion a pesar de ser el mas costoso, ofrece beneficios
operacionales, de HSE y logra el objetivo propuesto de deshidratar el crudo
Capella hasta condiciones de venta directa. Mejorando tiempos, aumentado
la capacidad operativa de las facilidades de campo Capella y evitando
reprocesos de fluidos. De esta manera se viabiliza el desarrollo de campo

Capella para lograr su maxima produccion actual y futura.
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La aplicacién de nuevas tecnologias, que permitan optimizar procesos, como
transporte y deshidratacion en los campos de produccion de crudos
extrapesados es fundamental, para hacerlos técnica y econémicamente

viables.

La aplicaciéon de tecnologias de deshidratacion en campo capella se
encamina hacia la deshidratacién por el método de dilucion y desde ya se
trabaja en la optimizacién de este proceso de tal manera que permita obtener

un crudo mejorado, mediante un proceso como el de Ecopetrol.
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7 RECOMENDACIONES

Habilitar las lineas troncales de transporte de fluidos entre las diferentes
plataformas de campo Capella, de esta manera se puede realizar el

movimiento de fluidos de una forma mas eficiente y segura.

Buscar en el mercado nacional mas proveedores de diluyente y mejores
precios para los volumenes requeridos, esto con el fin de no depender de

una sola fuente de abastecimiento.

Realizar analisis de laboratorio para determinar si se presentan
microemulsiones debido a la excesiva recirculacion de fluidos para

homogenizar la mezcla de crudo Capella — diluyente 3.

Instalar mezcladores en las salidas de los manifold de las distintas
plataformas a fin de poder mezclar el crudo Capella con el diluyente 3 y asi

evitar la recirculacion excesiva.
Analizar y probar nuevas técnicas de tratamiento para el crudo extrapesado

de campo Capella, con el fin de optimizar el proceso en términos operativos

y de costos.
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CONSTRUIMOS FUTURO

ANEXOS

ANEXO A. ESTADO MECANICO TIPICO DE UN POZO DE CAMPO CAPELLA

——f
EMERALD ENERGY WELL SCHEMATIC
S A Sinochem Company WELL: CAPELLA L67TH
COMPANY PREPARED BY ARTIFICIAL SYSTEM DATE
EMERALD ENERGY - SIN OCHEM JAME LOZANO / FLAVIA PEREZ PCP (TDA) JUNE - 16 / 2014
WELL NAME FIELD NAME COUNTRY STATE NEW
CAPHLLA L67H CAPHLA coLOMBIA ST. VICENTE DEL CAGUAN
CASING SIZE WEIGHT  |GRADE THREAD |[HOLE SHOE DEPTH
133/8" 54,5 K55, RANGE 3 BTC 17.5" @ 495 492"
CASING SIZE WEIGHT  |GRADE THREAD |HOLE DEPTH
9 5/8" 43,5 P-110, RANGE 3 BTC 12.25" @ 4184' 4184'
1 SCREENS SIZE WEIGHT  |GRADE THREAD |HOLE TOP OF / SHOE DEPTH
7" 26 P-110, RANGE 3 BTC 85" @ 6120 3992 / 5570
DIRECTIONAL INFO 1282° 2055' 2773" 3513° 4240" 5547
INC6,18° | INC.12,33° INC. 41,60° INC. 61,94° INC @ 83,07° INC @ 91.,58"
TUBING SIZE WEIGHT GRADE THREAD INC @ 342" DEPTH
3-1/2" 9,34 N8O, RANGE 2 EUE 61,21° 3401
Shoe 133/5" DESCRIPTION ary oD LENGTH DEPTH
o (]
1 |DRIVE HEAD NOV VHGO , C-50 N /A N/A N/A SURFACE
USE MOTOR SERIAL 1 N/A N/A N/A SURFACE
VARIABLE FREQUENCY DRIVE YASKAWA F7 1 N/A N/A N/A SURFACE
a INTEGRAL BOP FLOW , 1-1/2" RAMS, 3"LP TOP, 3" x 2"LP, 11"3M R- 1 3.125" 137 22" SURFACE]
53 Bottom X 3 1/8" 3M R-31 Top. .
DESCRIPTION ary D op LENGTH DEPTH
5 MR WA NIA WA 20,00 2000
6 Tubing Hanger 11 Kx 3 1/2" EUE 1 299 11,00 092 2092
7 |Tubing 3 %" EUE 12,75 N-80 109 299 3,50 338040 3401,32
8 |Collar Crossover 4 %" x 3 1/2” EUE BOX - BOX 1 299 4,50 055 3401,87
9 |Tubing Joint 4 35" EUE - 12,75# - N-80 PIN - PIN 1 3.99 4,50 31,15 3433,02
10 |Sub Crossover 3 %" EUE PIN x 4-1/2" EUE BOX 1 3.99 4,50 0,55 3433 57
11 |STATOR NOV 32-3000 $/N 43500 3 %" EUE BOX - BOX 1 A 4,50 48,76 3480,33
12 |Tag Bar Sub 3 %" EUEPIN - PIN 1 2,99 338 180 3481,93
T 13 |Anchor torgue Stopper TX 9 - 3 PIN - BOX 1 3,00 6,20 153 348346
14 |Collar tubing 3 %" EUE 1 2,99 3,50 048 348394
15 _|Slotted Tubing 3 %" EUE N8O 9,3# 1 299 3,50 10,15 349409
MR /A A A 14,00 14,00
16 |Barralisa 11/2" 1 WA 150 40,00 54,00
17 |CUOPLING PR 1" 1 A 2,00 033 54,33
18 |Pony Rod 1 1/4 "W X 1" PIN Norris 96 1 NiA 2,00 6,00 60,33
19 |Pony Rod 1 1/4 "W X 1" PIN Norris 96 1 NiA 2,00 8,00 68,33
20 [DRIVE RODS 1 1/4 "W X 1" PIN X 25FT TENARIS MMS (134) 134 NIA 2,00 3363 87 3432,20
21 [ROTOR PCP-NOV 32-3000 1 NA 2.24 47,73 3479,93
22 [Spacing 1 A NA 3.00 348293
Top of Hanger 3986,56
23 |Liner hanger packer, PY 1 6.04 8,42 715 399371
24 |7 Pup joint 264 BG-110 (~P-110), BTCcnx. 1 28 7.00 620 399991
25 |Thermal Expansion Joint 7" BTC cnx. 1 .00 8,00 12,30 4012,21
26 |7 Pup joint 264 BG110 (~P-110), BTC cnx. 1 28 7.00 604 4018.25
27 _|7” Casing 26# BG110 (~P-110), BTC cnx. 4 628 7,00 150,17 4168,42
28 |77 5GSW 7", 26#, P110, BTC, OD:7.7",R3, Accuracy:300um 4 632 773 139,85 430827
29 [7” Casing 26# BG110 (~P-110), BTC cnx. i 628 7.00 37,25 434552
30 |77 5GSW 7", 26#, P110, BTC, OD:7.7",R3, Accuracy:300um 2 632 773 766,70 5112,22
31 [7” Casing 26# BG110 (~P-110), BTC cnx. 4 628 7,00 150,34 5262,56
32 |77 SGSW 7", 264, P110, BTC, 0D:7.7",R3, Accuracy:300pum 8 6,32 773 275,45 5538,01
33 |7” short Casing BTC cnx. 1 628 7.00 16,55 5564.56
34 |Acid washing & packing tool, PTFS-196, 77 BTC cnx. 1 628 7,00 834 5562,90
35 |5 14" Short Casing Joint, 204 P110 1 125 7,60 658 556048
k 36 |5 %" Guide shoe PSD-139.7 1 4,18 5,54 055 5570,03
Guida Shoa
T @5571

®/ Tool & 5562°
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ANEXO B. POTENCIAL OPERATIVO POZOS CAMPO CAPELLA

Pozo ALS Formacion RPM BFPD BS&W BOPD
CP-Al PCP Conglomerado 150 125 38.0 78
CP-A3 PCP Conglomerado 180 300 80.8 58

CP-A101H PCP Conglomerado 90 176 48.7 90
CP-B2 PCP Conglomerado 80 82 14.0 71
CP-B22H ST1 PCP Mirador 40 63 8.8 58
CP-B25H PCP Conglomerado 65 176 59.0 72
CP-B32H PCP Mirador 40 25 6.0 24
CP-B33H PCP Mirador 40 23 5.8 22

CP-C5 PCP Conglomerado 90 110 64.6 39

CP-E8 PCP Conglomerado 70 182 72.0 51
CP-E63H PCP Conglomerado 160 395 67.6 128
CP-F7 PCP Mirador 140 505 78.6 108
CP-F10H PCP Mirador 63 129 1.4 127
CP-F12H ST1 PCP Mirador 60 49 1.8 48
CP-F13H PCP Mirador 50 22 1.8 21
CP-F16H PCP Mirador 60 186 59.6 75
CP-F87 PCP Mirador 40 12 1.6 12
CP-L11 PCP Mirador 40 27 94.0 2
CP-L17HST1 PCP Mirador 72 189 68 60
CP-L18H PCP Mirador 115 283 64 102
CP-L67H PCP Mirador 120 211 86 30
CP-O27H PCP Mirador 95 226 25.8 168
CP-028H PCP Mirador 40 71 22.2 55
CP-065H PCP Mirador 40 83 25.2 62
CP-P73 PCP Mirador 40 21 15 21
CP-P88H PCP Mirador 115 136 31.6 93
CP-P89H PCP Mirador 85 125 1.0 124
CP-R30 PCP Mirador 50 41 6.0 38
CP-R53H PCP Mirador 210 263 2.2 258
CP-R55H PCP Mirador 0 0 0.0 0
CP-R56H PCP Mirador 90 108 2.2 106
CP-R62H PCP Mirador 125 210 8.1 193
CP-R94H PCP Mirador 148 252 20.5 200
CP-R95H PCP Mirador 168 333 22.6 258
CP-S35H ST2 PCP Mirador 170 89 2.8 86
CP-S36H PCP Mirador 140 229 14 226
CP-S38H ST1 PCP Mirador 40 82 2.7 80
CP-S39 PCP Mirador 40 9 2.8 9
CP-S57H PCP Mirador 95 239 1.6 235
CP-S110H PCP Mirador 90 228 15 225
CP-Z19 PCP Conglomerado 100 156 69.0 48
CP-Z29H ST1 PCP Mirador 120 5 1.7 5
CP-Z103H PCP Mirador 56 97 3.0 94
Totales 6274 38.5 3859
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ANEXO C. LISTADO DE EQUIPOS DE CAMPO CAPELLA

PLATAFORMA EQUIPO CANTIDAD CAPACIDAD NOMINAL CAPACIDAD TOTAL
Tanque almacenamiento horizontales 7 500 Bls 3500 Bls
Tanque almacenamiento vertical 9 500 Bls 4000 bls
Caldera 1 150 BHP 150 BHP
Tanques almacenamiento diésel 2 3780 Glns 7200 GIns
Manifold de produccién 1 - -
Generador Power team 1 1500 KVA 1500 KVA
A Intercambiador de calor 1 - -
Cargadero crudo y agua 1 - -
Bomba cargue (crudo/agua) 5 2.4BPM 12 BPM
Laboratorio 1 - -
Bombas Sistema Contraincendios 1 - -
CCM 1 - -
Campamento y facilidades administrativas 1 : -
Compresor 2 70 SCFM SCFM
Cargadero crudo y agua 1 - -
Bomba cargue (crudo/agua) 3 33 BPM 33 BPM
Gun Barrel 2 10000 bls 20000 Bls
Tanque almacenamiento 1 10000 bls 10000 Bls
Tanque almacenamiento diésel 1 10000 GIns 10000 Glns
CCM 1 - -
CPF Subestacion eléctrica 1 34,5 KVA 34,5 KVA
Manifold de distribucidn de despachos y 1 R .
transferencias
PLC 1 - -
Caja API 1 20BIs 20Bls
Tanque almacenamiento de agua 1 250 Bls 250 Bls
Generador 1 800 KVA 800 KVA
Caldera 2 600 BHP 1200 BHP
Tanque almacenamiento 5 500 Bls 2500 Bls
Caldera 1 100 BHP 100 BHP
B Manifold de produccién 1 - -
Compresor 1 30 SCFM 30 SCFM
Cargadero crudo y agua 1 - -
Bomba cargue (crudo/agua) 2 2,4 BPM 4,8 BPM
Tanque almacenamiento 5 500 Bls 2000 Bls
Caldera 1 100 BHP 100 BHP
Manifold de produccién 2 - -
E Generador 1 400 KVA 400 KVA
Compresor 1 30SCFM 30 SCFM
Bomba transferencia troncal 1 2BPM 2BPM
Cargadero crudo y agua 1 - -
Bomba cargue (crudo/agua) 2 2,4 BPM 4,8 BPM
Tanque almacenamiento 3 500 Bls 1500 Bls
Caldera 1 50 BHP 50 BHP
L Manifold de produccion 1 - -
Generador 1 250 KVA 250 KVA
Bomba cargue (crudo/agua) 1 2,4BPM 2,4 BPM
Tanque almacenamiento 5 500 Bls 2000 Bls
Caldera 1 100 BHP 100 BHP
Compresor 1 30SCFM 30SCFM
R Manifold de produccién 1 - -
Bomba transferencia troncal 1 2BPM 2BPM
Cargadero crudo y agua 1 - -
Bomba cargue (crudo/agua) 2 2,4 BPM 4,8 BPM
Tanque almacenamiento 3 500 Bls 1500 Bls
Caldera 1 50 BHP 50 BHP
E Manifold de produccién 1 - -
Cargadero crudo y agua 1 - -
Bomba cargue (crudo/agua) 1 2,4 BPM 2,4 BPM
o Tanque almacenamiento 3 500 Bls 1500 Bls
Cargadero crudo y agua 1 - -
Tanque almacenamiento 4 500 Bls 1500 Bls
Caldera 1 100 BHP 100 BHP
s Manifold de produccién 1 - -
Compresor 1 30SCFM 30SCFM
Cargadero crudo y agua 1 - -
Bomba cargue (crudo/agua) 2 2,4 BPM 4,8 BPM
Tanque almacenamiento 3 500 Bls 1500 Bls
2 Manifold de produccién 1 - -
Caldera 1 100 BHP 100 BHP
Cargadero crudo y agua 1 2,4BPM 2,4BPM
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ANEXO D. ANALISIS DE RIESGOS PARA LAS CALDERAS DE CAMPO CAPELLA

——
——
—— EQUIPMENTS & FACILITIES RISK AND CONTROL CARD
EMERALD ENERGY
B C TARJETA DE IDENTIFICACION Y CONTROL DE RIESGOS PARA EQUIPOS Y FACILIDADES
&2 A Sinnonem Gompany
_ BN BT A R e O
Name / Nombre Boiler
Function / Funcion: Heating system for production fluids.
Process de proces: ure, pressure, Electricity
Energies in the process / Energies involucradas en el proceso: mechanical, electrical, chemical
Who is authorized for MOC / Quien es la autoridad para MOC: field Superintendent / Porduction Engineer
Who is authorized for shut down / Quien autoriza las paradas del equipo: field Superintendent / Porduction Engineer
Where is equipment emergency shut down / En donde esta la parada de emergencia del equipo: Main board control
2-PROCESSES / EQUIPMENTS WITH THE EQUIPMENT INTERACT - PROCESOS / EQUIPOS CON LOS QUE ESTE EQUIPO INTERACTUA
Storage tanks / heat exchanger
3-RISK IDENTIFICATION - CONTROL MEASURES - OPERATIVE ACTIONS St / IDENTIFICACION DE RIESGOS - MEDIDAS DE CONTROL--RESUMEN ATENCION EMERGENCIA OPERATIVA
RAlézcl;s\élEI’\]g é:lf\fglc/l'::l\);l RESPONSIBLE OF OPERATIVE DIRECT JOB POSITION WHO ACTION PLAN - OPERATIVE
CONTROL MESSURES / MEDIDAS DE SAFETY DEVICES / INSTRUMENTOS O STATUS AND CONTROL
No. RISK / RIESGO CONSEQUENCE / CONSECUENCIA CDNTRO/L RISK MATRIX / NIVEL DE GUARDAS/SEGURIDAD LSPONSABLE DE LA / OPERATE / CARGO DIRECTO |  EMERGENCY / PLAN DE ACCION
RIESGO DE ACUERDO A LA OPERATIVIDAD ¥ DELCONTROL | QUE OPERA ELEQUIPO EMERGENCIA OPERTAIVA
MATRIZ SINOCHEM
] i - Operational inspections each 0,5 hr. Automatic shut-off of high
pressure release With possibility of people injury, Requires strict compliance with Automatic pressure switch to AR
High pressure |Telease oil derivating in ol spill, maintenance routines. HLS,LLS, HPS & LPS Production Supervisor on P e
&h P! hazard: with pr of fire and Follow operation procedures opertaion Operator and Auxiliary : ;
1 presence, N > 2 / During the evidence of the high
g X af because pollution [Technician expert in field to operating this PSV maintenance Supervisor in production )
80 - 145 psi exp! h " A . pressure parameters it should be
in air and soil , material above Cellar grids. mantenance ! * °
? - auipn switched off immediately.
US 50000, Corpany image affectation signaling and use EPP - ) .
Electrical and fuel insulation
Install alarm audible and visual for HLS,LLS,
Operational inspections each 0,5 hr.
Requires strict compliance with
maintenance routines. Thermometer Automatic shut-off of high
Follow operation procedures PSV e o Tow Drosere
leak of steam at high temperature whith od |Technician expert in field to operating this HLS, LLS, HPS & LPS Production Supervisor on P e
High Temperature [people injury, pipe lines at high temperature whit equipment N High Pressure and Low Pressure opertaion Operatorand Auxiliary | L of the high
90-100°C posibility of people injury and material damage. Thermal isolation. Switches maintenance Supervisor in production e e
Above US 50000. Company image afecctation signaling and use EPP Thermal isolation mantenance P re p ! °
; ; ] switched off immediately.
Install alarm audible and visual for HLS,LLS, Burner calibrated ° ; "
Electrical and fuel insulation
HPS & LPS . In process.
Avoid to operating on clusters. Use
2 technology of blending or inverse
i ho,5h
Operational inspections each 0,5 hr Automatic shut-off of high
Lubrication of valves. ressure and low pressure
. . X Perimetry gutter tank and valves free of leaks Production Supervisor on P " P
Environmental contamination soils, grass, N sue! . ! ® . switches.
. . Area signaling (isolation) Cellar grids opertaion Operator and Auxiliary X
Oil spill material damages, Company image affectation . 2 ! During the evidence of the high
> plan for managment of pipelines integirty maintenance Supervisor in production )
Because external fuel storage for boiler " pressure parameters it should be
Calibrated tank mantenance . ; :
ot ! switched off immediately.
for filling tank constant surveillance ° ) )
X h Electrical and fuel insulation
3 operative procedure stabilished
Operational inspections each 0,5 hr.
Requires strict compliance with L
N Specialist contractor for PCP
o maintenance routines. ) Production Supervisor on
Personal injuries " main board control " units
) A Follow operation procedures ooare © 3 opertaion .
Electrical risk  |Material damage Vo roc N~ clectrical instalations fullfill the ! - Operator and Ausxiliary ) . .
! : Technician expert in field to operating this 2 . ) maintenance Supervisor in ’ Electrical and fuel insulation
(400v) Fire - Explossion standard for this type of equipment production
equipment Grounding equipment mantenance lectrical tech
Thermal isolation. g equlp Specialist contractor for PCP units electrical technician
signaling and use EPP
a
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ANEXO E. ANALISIS DE SEGURIDAD PARA DESCARGUE DE DILUYENTE

EMERALD ENERGY PLC SUCURSAL

coLoMmBli

A

ade llenado

OSA !:Drrn Formato AST I Rev I Pag
) Plote datos requeridos del encabezado
EQ-F002-01. 1 4 1 2. Dil una de I a realizar
Bomeripoion dol rabajo. Qe pede in/pdioros Gl puode
TS ADITarss Descarghs s Siyernies SSCARTSA Gy Cinsiers TArss capois o § Combochencas v & ittt
Campo: Capella [Fecha: JULIO Z017 [P ~No [Fas- )
Catin atividad se analiza on tres ctapas LESION
T RAB A ADO M, DARG MATERIAL (AT VOGS v
DERRAMES, mara tada una s debe Seleccionar. de i lista
B —— - : Gemplegabio Sl debite CONSECUENGIA Y PR OBABIL DAL
- E . . e SCoRRENCIA
= " 2 atomaticaments se complotaran C.P, R y RIESGO
SENERAL do cana activiand, La Siguicnte sinboloai
Confirmara:
Smbors verde (chuleado) un riesgo menor en la actividad
Simbolo Amarilic Grterregants) un neage medio de
St
- e - MBS roro coauie) un riesgo aito ae ta actvida
|
Gepusds pasar oo se pusds svitar =z arreras
~- Gescripcion del trabaio e pusde fallar / Petizros Que pusde pazar/ Come == pusds evi <[~ |~ |22 = consecuencia PROBABILIDAD GE
+ |medicion de 1as conaiciones en tiempe
S SOt o oo e 1on lermenton de
roreccion peroama (6oras, 2lele wesion | oo | Puede ccurrir una vez at ano
gafas, ropa de trabajo, guantes, trabajador © superioraun afio.
Alistarmiento de las herramientas de .
e trabajo
Lesion osteomuscutar
1.2, |Ascenso al tanaue por escaleras =
oano et on
ruptura de material de vidrio. tomadas del tanque kS B B MATERIAL 200 a 1.000 o merior aanCnolene
Mal estado de las escaleras de ascenso |(contaminacién del suelo), ACTIVOS ©superioraun &
v |Medicion det niver dat tanaue con ta cinta |33 55020
de medicl S Riesgo locativo
- e anaues, soticar o1
Toma de muestras a 3 niveles (superficie, mante en
1.4, |medio. rondo, segun nivel total de fluido case de serrequerido. a B = TS P N Puede ocurrir una vez al afio
- en el tanque) para determinacién de APl y & N uperior a un afio.
Srhow
Inspeccion del vehiculo
\erificacion de s gufs de transporte (placs - Puede ocurrir una vez al afo
- del vehiculo, procedencia, numero d T L = © superior a un afio.
T guia, tipo de fluido transportado,
[t Superficie del tanaue hameda, Lesiones osteomusculares,
oAbl iy
pipbivt ey
22 |intmaciany aemuramiente conpoloa | |Greseneia de gases y vaperes en el = Daso Puede oeurrir una ves al afe
b M & b area. ) ES B B MATERIAL 200 a 1.000 -
wons Tromaio en alturas entre 3-3,5m Cllaan Fracearas, raspones. vaTERAL & saperion a un ano.
Arme o i eseaa Toeerndiomas
Verificacion del estade y numero de los
23 |eciiorael venrete on boaa Fuede ocurrir una ves al afe
selios det vehicuto en boaulila . ppasyehoiniis oo s oo 1|e . berramEs|  Fugateve <161 focmmp e s
Siaraos
By ilacion del Vehiculo Rutas de evacuacio
Tratamiento Medico o | Puede ocurrir una vez al ano
Retiro de los sellos de las escotillas 2 B = =0=09 Trabajo Restringido © superior a un afio.
s -
bt rinvisati
Apertura de las escotilias superiores del
(LA el sdatiiaih
sz |C RS iR AT et maximo
. bamo
olpes o movimictos brscos Gue 1| e Pole 2iNe 06 1000 Pucde ocurrir una vez al ano
e vATERIAL S eoperioraan ano:
Prere S al et apores en et
Medicion de la temperatura del fluido . de & v i Utilizar linea de posicionamiento
3. |Medicion de to vemperatura det iuige |02 Lesiones personales (caidas, nte
Trapaio en alturas entre 33,5 Pty
et del mivel de Huide de cad AT G Taaren S S el en |omeomascatan | TS metrica on bromce — -
3.4, compartimento y comparacién con tabla Derrame e impacto ambiental, a ary otros a B B DERRAMES Fuga leve <1 bl wede "“""':'r una "E;B ane
Sompartimento y comparacien o roto con partes oeneracion e residuan S eamerioraan ana
Comaminanies. ieteacion de 1a
) R By oo inee i plaan, b s
Toma de muestras a 3 niveles (superficie, |0 (0 decuaa nhalacion de vapores (pérdida Ubicacion de sistema proteccion
'“e‘dl“" f°“°">' segun ""IVE“ total de fluido | racto de hidrocarburos con la piel o el conocimiento, ca a -
ss | On S Tanaue) para analoist mosterior en . [Sontacte de Tratamiento Medico o | Puede ocurrir una ves al afo
laboratorio (26BSW, API, Parafinas, Arneés njmal estado 2 L4 -3 LESION Trabajo Restringido © superior a un afio.
resinas, puntos de inflamacion, etc) = - Ca Sn diaria del
Genercién de chispa al golpear los
evaias =
=) Puede ocurrir una vez al afo
pdiferisriibiinirniaei R [P I Y MATERIAL 2002 1.000
Cierre de las escotilias (suavemente e S eamerion aan ano:
3.6 evitanto movimientos bruscos o golpes Fase de que este no eumpla con
st -
Cinear metates Puede ocurrir una vez al afo
s |8 berramEs|  Fugaieve <161
Que puedan generar chispas 1 & © superior a un afio.
Aiitamiente para o escargus G
[ Rutas de evacuacin seralizadas, T
Presencia de vapores orsdnicos en =l u 1 |e |8 resion Hatviealirvih ety
a.a. Sefalizaciéon del area de descargue o - i - & == - P -
wa |omieacion v ascsuramicnto act venicuo Inhatacien de vapores, o A e hats Al
e s " Niachacomes en o manos., psiuiniorivny ~o
SRTE I aT RIS oA et oetrtr e ves ot oo
Moo N tin e cscadoac s | 2 | & | B €2 L =L
Rasp: conexiones alared de polo a AcCTIV © superioraun afo.
a.3. Conexién del polo a tierra tierra. = =
VelTicar aue 1as tuces de aviso
ma |conexion de 1a manguera de descaraue dei'poioa tierra estan envarde, [ 1| o | o errres]  rumeiove —1or uede oeurrir una ver al afo
s [ S T ARES TSNS B ar 1o ol as entra maralas gateve <1 bi. operionraan afio.
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EMERALD ENERGY PLC SUCURSAL COLOMBIA

AST

SSA Form-Eormarto

SE-Fooz-01

ACTIVIDAD/Tarea:
Campo

Goscargue de diliyentos —GOAPT on ICE Y Clustors

[Arca: Capoia

2. datos requeridos del encabezado

2. Diligencie cada una de I

pasar / consecuencias ¥ Como se

[Fecha: SULIC 2017

Towr

[Fag

>
= Cada actividad

Cada actividad,

Simbolo verde (chuleado

EcuENC

mplotaran .2
La=

a reatizar
/peligros, Que puede
pPuede evitar (Barreras

= etaps

AU RS E A B RS

. v RIESGO
Guiente simbologia

r en la actividad

o) o
Simbolo Amaniic (nterreaante un Hesgo medio do |

Sctvides
S boio rojo (equis) un riesgo aito
[

= @ C

de 1a actividad

Que pucde pasar 7

Como se puede evitar

FROBABILIDAD DE

~- Descripcion del trabajo Que puede fallar / Poligros omo == < consEcUENCIA
Alimeacion del sistema de descaraue
Realizacion del diagrama de proceso Mantener posiciones
Gaemuificar sistamas v aauipos Srmonomices adecuadas de Precio i e oS o G
a2 |invelucrados: bombas, valvalas de control.|incorrecta alineacion del sistema de acuerdo alos movimientos v * reston Primeros Auxilios Uperiora un afo.
-2 Borram Feraraan o reatic
Gherim calientes, o aciGn dal suslo, Semuirel past & paso v lex
’ Inhelacion de vamores. recomendaciones o
e Y oy an o1 |Uacaraanar ton mnias de ST ricar ot cevado detoa vavaias | = = 1.001 @ 5.000 Pl S T U e
Apertura de valvaias del sistema principal oo MAaTERIAL . —eiparicraunane.
G Alincntiony diarre de 1as valvdias aue ey mite o presorzadon (apiero
puedan generar desvio del fluido hacia Posicion ergondmica inadecuada las valvalas
s.3. |otros tanques (tener en cuenta que tanto ontar con manija en Fuga /derrame menor | Puede ccurrir una vez al afo
Ia valvula de entrada al tanque come Ia vt o 2 DERRAMES [ FUE2 /< e Seurnir unavezaten
salida del carrotanque deben estar e -
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Gescargue dei diluyente No iniciar cperecion haste dede
E = = dads o e M EED ® || FECEs CEm S ves o S
P S I orden del atitiar e de 2 tesion [ Tratgmiente medico de oeurrir una vez al
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6= carrotanque desacopla
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Veriticacian nivel v temparatara | 2 MATERIAL 200 = 1.000 A CT e )
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elhporncion del diluyente o contactos con T e ctes v Incandio y / o Explosion ermionte g < ARG — Soegs SUmiTUnaverSi SRS
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102 trabajo
10.2 Ascenso al tanque por escaleras Sistemas de asenso a tanques en mal
s P AR
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