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RESUMEN

TITULO: TECNOLOGIAS DE TRATAMIENTO DE EMULSIONES EN CAMPOS PETROLEROS'

AUTOR: ERIK GIOVANY MONTES PAEZ?

PALABRAS CLAVE: Tratamiento, emulsiones, crudo, agua, nuevas tecnologias, facilidades de
superficie.

La extraccion de petréleo siempre trae consigo una considerable cantidad de agua que se mezcla con
el crudo dando lugar a emulsiones que, en mayor o menor medida, resultan dificiles de separar.
Durante la historia de la industria de los hidrocarburos se han desarrollado diversas tecnologias que
buscan el rompimiento de las emulsiones. Basicamente, el tratamiento que existe en la actualidad se
puede resumir en cuatro partes: inyeccién de quimicos, segregacion gravitacional, calentamiento y
tratamiento electrostatico. Pero en los ultimos aflos han surgido nuevas técnicas, como el uso de
centrifugas, microondas, ultrasonidos y microburbujas, que han permitido obtener buenos resultados
en los campos de petréleo.

El presente trabajo presenta una recopilacién de informacién técnica acerca del tratamiento de las
emulsiones. La primera seccion define las emulsiones, sus componentes, los procesos que las forman
y las variables que afectan su estabilidad. El segundo capitulo describe las tecnologias convencionales
para el tratamiento de las emulsiones. Y la tercera parte presenta un compendio de nuevas
tecnologias que se han desarrollado para tratar las emulsiones. Finalizando con una comparacién
técnica entre las diversas tecnologias, donde se presentan los pros y contras de cada técnica.

Este texto se constituye en una herramienta basica de consulta para los estudiantes de ingenieria de
petréleos, asi como para los profesionales que pretenden plantear esquemas novedosos para el
tratamiento de los fluidos en sus campos de produccion.

! Monografia.
% Ingeniero de Petrdleos. Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Especializacién en Produccion de
Hidrocarburos. Director: Ing. Nicolds Santos Santos, M.Sc.
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ABSTRACT

TITLE: OILFIELD EMULSION TREATMENT TECHNOLOGIES®

AUTHOR:  ERIK GIOVANY MONTES PAEZ*

KEYWORDS: Treatment, emulsions, oil, water, new technologies, surface facilities.

Petroleum production has a considerable amount of water, which is mixed with oil, generating
emulsions. The separation of that emulsions could be easy or hard, according to many factors.

Along the hydrocarbon industry history, many technologies have been developed in the emulsion
breaking area. Basically, the actual treatment has four parts: chemical treatment, gravity drainage,
heating and electrostatic treatment. But, in the last years, new techniques have appeared, as the use
of centrifuges, microwaves, ultrasounds and microbubbles, which have allowed to get good results in
petroleum fields

This work presents a technical information compilation about the emulsion treatment. First section
defines the emulsion, its components, the processes that form it and the variables that affect its
stability. Second chapter describes the conventional technologies for emulsion treatment. And, third
section presents a summary of new technologies developed for emulsion breaking. At the ending,
there is a technical comparison between technologies, presenting advantages and disadvantages of
everyone.

This text becomes a basic consulting tool for petroleum engineering students and the engineers who
pretend to plan new fluid treatment systems at their oil production fields.

3 Monograph.
* petroleum Engineer. Physiochemical Engineering Faculty. Hydrocarbon Production Specialization.
Director: Eng. Nicolas Santos Santos, M.Sc.
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INTRODUCCION

La produccién de petrdleo se encuentra ligada intimamente con las emulsiones. El
agua y el crudo que han permanecido en contacto durante millones de afios en una
roca del subsuelo dejan su estado de reposo por la accion del hombre y fluyen hacia
la superficie a través de un tortuoso camino que los altera profundamente,
generando emulsiones. Y aunque es comun el refran de “se unen mas facil el aguay
el aceite”, lo cierto es que no sdélo se unen, sino que es realmente dificil separarlos.

Desde siempre, en la industria de los hidrocarburos ha estado presente el reto de
como disociar el agua y el crudo, pues es necesario que cada uno se encuentre libre
del otro para sus usos posteriores: el crudo, para refinarlo y el agua, para disponerla
o inyectarla.

Para llegar a entender los métodos que permiten romper las emulsiones es
necesario conocer las emulsiones, definir sus componentes, describir los procesos
que las generan e identificar las variables que afectan su estabilidad. Estos temas se
presentan en el primer capitulo de este trabajo, como fundamentacién tedrica
basica para el posterior analisis de las tecnologias que existen actualmente para el
tratamiento de las emulsiones.

Una vez se ha realizado este estudio tedrico, se proponen dos capitulos mas. El
primero de ellos recopila la informacidn general sobre los métodos convencionales
que se han aplicado en el tratamiento de las emulsiones en los campos del mundo,
describiendo en términos sencillos los procesos que se encuentran involucrados en
cada uno de ellos. Posteriormente, se presenta un compendio de varias técnicas
muy novedosas para el tratamiento de emulsiones. Se estudian, entre otros, el
tratamiento con centrifugas, con microondas, con ultrasonidos y con microburbujas,
tecnologias que han aparecido en los ultimos afios y que, en uno u otro grado, han
mostrado buenos resultados en el rompimiento de las emulsiones.

Finalmente, se realiza una comparacion técnica entre las diversas tecnologias, con el
fin de establecer los puntos fuertes y débiles de cada una, permitiendo que las
futuras tomas de decisiones se realicen con bases sélidas, entendiendo los principios
que rigen cada técnica, visualizando los procesos y considerando las variables que
afectan a los equipos que se van a emplear en el tratamiento de las emulsiones de
cada campo.

15



El objetivo, pues, es entregarle a la comunidad universitaria una herramienta
pedagdgica que puede ser utilizada en diversos escenarios. Desde la academia, en el
estudio de las facilidades de superficie, hasta la practica, en la elaboracién de una
ingenieria conceptuales o basica durante el desarrollo de un campo de produccién.

Queda a su disposicidn un texto basico acerca de las emulsiones, el cual incluye los
mas recientes avances tecnoldgicos en la materia, que pretende hacerse entender
por su terminologia sencilla y su caracter descriptivo.

Este es el resultado de dos afios de estudio en la Especializaciéon en Produccion de
Hidrocarburos y de algunos afos en el campo, recopilando informacion acerca del
apasionante tema de las emulsiones. Ojala que sea el punto de partida para futuros
trabajos de investigacion que le permitan a la Escuela de Petrdleos UIS la generacidn
de opciones tecnoldgicas para este reto continuo de nuestra industria.

iBuen provecho!
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1. TEORIA DE LAS EMULSIONES

Una emulsion es, en términos generales, una mezcla heterogénea de dos o mas
liquidos inmiscibles. En el marco de la industria del petrdleo, cuyo objetivo es
extraer hidrocarburos del subsuelo, es importante reconocer que éstos se
encuentran en el yacimiento coexistiendo con agua; y dado que el agua y los
hidrocarburos son sustancias inmiscibles debido a su naturaleza quimica, la
produccidn de petrdleo se encuentra fuertemente ligada al manejo y tratamiento de
emulsiones.

1.1. FLUIDOS DE PRODUCCION

Ademas de las rocas, que constituyen la fase sélida del yacimiento y que en algunas
ocasiones pueden generar particulas finas que son arrastradas a la superficie, el
yacimiento esta constituido por diversos fluidos que ascienden a través de los pozos.
Basicamente, se puede decir que los fluidos presentes en un yacimiento son el agua,
el petrdleo crudo y el gas, siendo este ultimo un fluido que puede fluir desde
enormes volumenes hasta cantidades que pueden considerarse despreciables.

1.1.1. Agua de formacion

El agua puede ser entendida como un polimero, pues aunque su férmula se exprese
como H,0, es decir, como una molécula conformada por dos atomos de hidrégeno
por uno de oxigeno, la realidad muestra que este modelo estatico no describe el
comportamiento del agua. Existen fuerzas de atraccién entre estas moléculas
individuales por medio de los llamados puentes de hidrégeno®, los cuales llevan a
que se forme una vasta red de oxigenos e hidrégenos interconectados, tal como
ocurre en el caso de un polimero.

La presencia de puentes de hidrdgeno en el agua es la responsable de varias de sus
propiedades mas singulares. Por mencionar tres ejemplos, el punto de ebullicidn, la

> Los puentes de hidrégeno son una forma de enlace atdémico que se forma por la atraccion eléctrica
entre un atomo de hidrégeno y un atomo con alta electronegatividad (normalmente, oxigeno,
nitrégeno o fluor), lo que genera una atraccion dipolar mas débil que un enlace covalente, pero lo
suficientemente fuerte como para mantener ligados a los atomos.
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viscosidad y la tensidon superficial del agua son mucho mas altos que los de otros
liquidos con densidades similares (ver tabla 1).

Figura 1. Estructura molecular del agua.

Puentes de
hidrégeno

Fuente: IUPAC®. Modificada.

I”

Esta descripcion del agua se refiere al “agua pura”, sustancia que dificilmente se
obtiene en la practica, pues el agua es un excelente disolvente de gases, soélidos y
otros liquidos. En el caso que compete a este trabajo, entenderemos al agua como
ese compuesto de hidrogeno y oxigeno, sin olvidar que se encuentra asociada a

otras sustancias.

Tabla 1. Comparacién de las propiedades de algunos liquidos.

Sustancia Densid?d Pu.nt-c’) de Viscosidad a Te‘n‘sién
(g/cm’) ebullicién (°C) 25°C (cP) superficial (N/m)
Agua 1,000 100,0 0,894 72,75
Benceno 0,879 80,1 0,604 28,85
Acetona 0,790 56,3 0,306 23,70
Etanol 0,789 78,4 0,544 22,75

Fuente: Chang, R.” Modificada.

El agua que se encuentra en los yacimientos generalmente presenta un alto
contenido de sdlidos disueltos, siendo el compuesto mas abundante el cloruro de
sodio. Para entender qué tan salada puede llegar a ser esta agua, puede

® JUPAC. Compendium of Chemical Terminology. Oxford: Blackwell Scientific Publications, 1997.
7 CHANG, Raymond. Quimica, 10 ed. México: McGraw-Hill, 2010.
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considerarse que el agua de mar contiene unas 35.000ppm?® de sélidos disueltos,
mientras que el agua de formacion puede alcanzar valores de 300.000ppm de iones
como sodio (Na*), calcio (Ca™) y magnesio (Mg"™), entre los cationes, y cloruro (CI),
sulfato (SO42) y carbonato (CO 5), entre los aniones. La interaccidon de estos iones
implica problemas como la precipitacién de sélidos y la corrosion, que reducen la
vida util de los elementos del sistema de produccion.

El contenido de sélidos del agua se puede representar graficamente mediante un
diagrama de Stiff. La construccion y su subsecuente lectura de estas graficas resultan
sencillas. Se ubica un eje vertical en el centro de la gréfica, el cual representa el cero.
Este eje es intersecado por varios ejes horizontales (normalmente cuatro) que
permiten graficar la magnitud del contenido de los iones mds comunes. A la
izquierda se ubican los cationes (normalmente, sodio, calcio, magnesio y hierro) y a
la derecha, los aniones (normalmente, cloruro, bicarbonato, sulfato y carbonato).
Cada uno de estos ejes horizontales puede tener su propia escala (normalmente, los
ejes superiores tienen escalas mas grandes debido a que son iones mas comunes)
siendo la unidad mas comun en este tipo de diagramas los miliequivalentes por
litro®. A continuacion se ubica un punto en cada uno de estos ejes horizontales,
representando la magnitud del contenido del idn en el agua. Finalmente, estos
puntos se unen con una linea continua, quedando asi construido el diagrama.

Figura 2. Diagrama de Stiff para el agua de mar.

-9~

Escala: meq/|

Fuente: McCain, W', Modificada.

¥ Las partes por millon (ppm) son la forma mas comun de cuantificar el contenido de un sélido en un
liquido. Una ppm se refiere a un gramo de sdlido por cada millén de gramos de liquido. Otra unidad
usada frecuentemente es el miligramo por litro (mg/l), que se refiere a cuantos miligramos de sélido
contiene un litro de liquido. Al multiplicar las partes por millon por la densidad del liquido a
condiciones estandar se obtiene la concentracion en miligramos por litro. Dado que el agua tiene una
densidad de un gramo por mililitro, para las soluciones acuosas se asume que las concentraciones en
partes por milldn y en miligramos por litro son iguales.

° Los miligramos por litro (mg/l) pueden ser convertidos a miliequivalentes por litro (megq/l)
dividiendo por el peso equivalente. Para el caso de iones, el peso equivalente se obtiene dividiendo la
masa atomica del ion por su valencia.

' MCCAIN, William. The properties of petroleum fluids. Tulsa: Pennwell, 1990.
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La principal ventaja que representa el uso de diagramas de Stiff radica en la facilidad
para comparar el agua obtenida de diferentes yacimientos. Por ejemplo, en la figura
3 se grafican las caracteristicas del agua de formacién de dos campos de los Estados
Unidos.

Figura 3. Diagrama de Stiff como criterio de comparacién, campos Bloomer (izquierda) y Neale

(derecha).
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Fuente: McCain, W' Modificada.

Como se verd posteriormente, el tipo y la cantidad de iones que contiene el agua de
formacién es un factor determinante para el comportamiento y el tratamiento de las
emulsiones de cada campo.

Otro aspecto importante a tener en cuenta es el de la densidad del agua de
formacion, pues ésta se ve afectada por el contenido de sélidos disueltos en ella.
Asi, el agua que se produce en los campos petroleros presenta valores de salinidad
entre 62,4lb/ft* para el caso del agua dulce, hasta mas de 65 Ib/ft* para el caso de
yacimientos con altas concentraciones de iones.

Ademas de la densidad y del contenido de iones, otra propiedad a tener en cuenta
es la viscosidad del agua. La viscosidad es entendida como la resistencia que tiene
un fluido a su propio movimiento, debida a las fuerzas de atraccidén que existen
entre las moléculas que lo constituyen. Esta propiedad, representada con la letra
griega mu (u) y medida en poise™? y centipoise™, se ve afectada fundamentalmente
por la presion (ver figura 4), el contenido idnico y la temperatura (ver figura 5).

' MCCAIN, William. The properties of petroleum fluids. Tulsa: Pennwell, 1990.

2 poise es la unidad de viscosidad del sistema cgs, llamado asi como homenaje a Jean Louis Marie
Poiseuille (1799-1869), quien demostré experimentalmente y formuld posteriormente un modelo
matematico para el flujo de fluidos a través de tuberias, conocido como Ley de Poiseuille. El poise se
define como 1 poise =1 g/(cm-s) = 0,1 Pa-s.

B Un centipoise (cp) se define como la centésima parte de un poise. Esta unidad es, en realidad, la
mas utilizada para expresar la viscosidad, dado que la viscosidad del agua es del orden de 1cp y se
toma como un parametro de referencia para decir que una sustancia es tantas veces mas viscosa que
el agua o, lo que es igual, que una sustancia se mueve tantas veces mas despacio que el agua en una
determinada condicion.
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Figura 4. Relacion entre la viscosidad y la presion.

Viscosidad del agua{cp)

0 12.000

Presion del yacimiento (psia)

Fuente: McCain, W, Modificada.

Como se observa, la relacidon entre la viscosidad y la presidon es directa. Esto se
puede explicar, en términos simples, porque el hecho de que el agua se encuentre
sometida a una mayor presion implica una mayor friccion entre sus moléculas,
generando una mayor dificultad para el flujo, esto es, una mayor viscosidad.

Por otra parte, la relacion entre la viscosidad y la temperatura es inversa, pues las
fuerzas de atraccién intermoleculares o puentes de hidrégeno se ven debilitados por
la energia suministrada en forma de calor al agua. A nivel microscopico este
fenomeno favorece la movilidad de las moléculas, lo que se refleja en el plano
macroscopico en una reduccion de la viscosidad.

Mientras que el hecho de que existan iones disueltos en el agua incrementa la
viscosidad del agua pues estos iones (positivos y negativos) contribuyen a la
polarizacién de las moléculas de agua, fortaleciendo los puentes de hidrégeno vy, al
mismo tiempo, dificultando el movimiento de las moléculas, es decir,
incrementando la viscosidad.

Mas adelante se vera que el aprovechamiento de uno o varios de estos factores
puede favorecer el rompimiento de una emulsion.

Durante la produccion de crudo, el agua tiene dos posibles puntos de disposicion
final. En primer lugar, puede ser inyectada al yacimiento, para lo cual es importante
determinar si algunas sustancias con las que ha estado en contacto en superficie

" MCCAIN, William. The properties of petroleum fluids. Tulsa: Pennwell, 1990.
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(oxigeno, productos quimicos, entre otros) pueden afectar las condiciones del
yacimiento. En muchos casos se requiere del uso de filtros y de productos como
secuestrantes de oxigeno y bactericidas antes de la inyeccién para evitar dafios a la
formacién. Evidentemente, esto depende de las condiciones particulares de cada

campo.

Figura 5. Variacion de la viscosidad con la temperaturay el contenido de sélidos.

Viscosidad del agua {cp)

40 80 120 160 200 240 280 320 360 400
Temperatura (2F)

Fuente: McCain, W™. Modificada.

La otra forma de disponer el agua es el vertimiento a un cuerpo de agua,
normalmente un rio. En Colombia, los vertimientos estdn reglamentados por el
decreto 1594 de 1984, siendo las principales especificaciones del agua vertida las

® MCCAIN, William. The properties of petroleum fluids. Tulsa: Pennwell, 1990.

'® Actualmente se encuentra en curso una modificacién de la legislacion colombiana sobre los
vertimientos. Se presume que sera mucho mds exigente con los vertimientos que existen
actualmente o que, incluso, suprimird los vertimientos en cuerpos de agua, forzando a las compafiias
operadoras a realizar procesos de inyeccién de agua como Unico medio de disposicion final del
liquido.
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que se enuncian en la tabla 2. Para efectos del presente trabajo, se estudiara lo que
concierne al control del contenido de grasas, aceites y sélidos en el agua de
produccién.

Tabla 2. Especificaciones de calidad del agua para vertimientos.

Parametro Valor permitido

Temperatura (°C) <40

pH 5-9
DBO;"’ Remocién >80%
Sélidos suspendidos Remocién >80%
Grasas y aceites Remocion >80%
Fenoles (mg/l) 0,2

Bario (mg/l) 5

Fuente: Decreto 1594 de 1984.

Lo que se incluye en el citado decreto, sumado a algunas disposiciones emitidas por
corporaciones regionales, constituye un punto de especial atencidn en las estaciones
de recoleccién y tratamiento, pues el incumplimiento de éstas implica fuertes
sanciones que pueden llegar, incluso, al cierre temporal de un campo de produccién.

1.1.2. Petrdleo

El objetivo principal de los procesos que se llevan a cabo en una estacion de
recoleccion y tratamiento es el de llevar el crudo a las condiciones que exigen los
propietarios de los oleoductos, las refinerias y/o los buques para transporte
maritimo de crudo. En nuestro pais, existen acuerdos entre cada campo y sus
clientes, mediante los cuales se especifican las caracteristicas que debe cumplir el
crudo para que sea aceptado. Los parametros que se miden para verificar la calidad
del crudo generalmente son: BS&W™®, contenido de sal, gravedad API, viscosidad y
contenido de azufre, entre otros. En el marco del presente trabajo, sélo se hard

Y DBOs es la sigla de “Demanda Bioquimica de Oxigeno a los cinco dias” y se refiere a la cantidad de
materia susceptible a ser consumida u oxidada por medios bioldgicos, es decir, a la cantidad de
alimento disponible que tienen los microorganismos en esa cantidad de agua. Cuanto mas alimento
(mas DBO) tenga el agua, mayor es la probabilidad de que se desarrollen microorganismos (bacterias,
hongos, virus, etc.) en el agua, lo que resulta perjudicial para las comunidades que se abastezcan del
cuerpo de agua.

8 El BSW (sigla inglesa de Basic Sediment and Water) se define como el porcentaje volumétrico de
agua y solidos que contiene un hidrocarburo liquido. En este caso se refiere al petrdleo, pero se
puede hablar del BSW de un combustible (gasolina, diesel, jet fuel), de un solvente (bencina, nafta,
etc.) o de cualquier otro hidrocarburo liquido.
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referencia a los procesos que se realizan con el fin de obtener el BS&W requerido
por el cliente.

En el marco del tratamiento de emulsiones existen muchas propiedades que
influyen en la separacion agua - petréleo, pero quizas las que revisten una gran
importancia son tres: el tipo de crudo, la gravedad APl y la viscosidad.

Existen diversas formas de clasificar el crudo. En algunos casos, se clasifica el crudo
de acuerdo con su composicion, dividiéndolo en crudo parafinico, asfalténico y de
base mixta.

Los crudos parafinicos se caracterizan por su color claro y su baja gravedad
especifica (del orden de 0,85), debido a que se encuentran compuestos por una gran
cantidad de hidrocarburos saturados o parafinicos. Estos crudos permiten la
obtencion de grandes cantidades de gasolina y aceites lubricantes en su proceso de
refinacion y son, por ende, los crudos mas costosos.

Los crudos asfalténicos o nafténicos se caracterizan por su alto contenido de
aromaticos, su color oscuro, su alta viscosidad y su alta gravedad especifica (del
orden de 0,95). Al ser sometidos a procesos de refinacién, estos crudos permiten la
obtencion de grandes cantidades de asfalto y demas derivados pesados del crudo.

Es importante aclarar que el hecho de que un crudo sea asfalténico no implica
necesariamente que se encuentre asociado a la presencia de asfaltenos®®, sino al
contenido de asfalto.

Evidentemente, los crudos de base mixta son una mezcla de los asfalténicos y los
parafinicos, con densidades y precios intermedios.

La forma de determinar exactamente qué tipo de crudo se esta produciendo es
mediante el analisis SARA, un procedimiento de laboratorio que permite determinar
el contenido de los cuatro tipos de hidrocarburos: saturados (S), aromaticos (A),
resinas (R) y asfaltenos (A).

Otra forma de clasificar el crudo es de acuerdo con su gravedad API. En la literatura
se encuentran diversas denominaciones para el crudo en funcién del API, pero
recogeremos la que consideramos mds sencilla de manejar. Desde crudos con una

1 .z
% Ver la seccién 1.2.2.
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gravedad APl mayor que 40, que se llamados extralivianos, hasta los que tienen una
gravedad APl menor que 10, denominados extrapesados.

Figura 6. Clasificacién del crudo en funcidn de la gravedad API.

S Crudo Pesado | CrudoMediano | Crudo Liviano Cn{dr.:)
Extrapesado Extraliviano
= = A A 4
10 20 30 40  Gravedad
API

Fuente: Autor.

La gravedad APl es una medida de la densidad de un liquido, y en el caso del
petrdleo se encuentra ligada fuertemente a la composicidon del mismo. En términos
matematicos, la gravedad especifica se relaciona directamente con la gravedad
especificay ésta, a su vez, con la densidad del crudo.

141,5

0

API =

—-131,5
La gravedad especifica de un liquido se define como la relacién entre la densidad de
ese liquido y la densidad de referencia, es decir, la densidad del agua®.

Po

w

GEO =

En general, los liquidos son incompresibles, es decir, su densidad no se ve afectada
por las variaciones de presidon. Sin embargo, existe una relacién entre la densidad y
la temperatura, pues a medida que se calienta el crudo se produce su expansion, lo
que lleva a una reduccién de su densidad y de la gravedad especifica. Por esta razon,
se debe reportar la gravedad API expresando la temperatura a la cual se midié. Para
efectos de medicién de hidrocarburos en operaciones como la transferencia de
custodia, deben utilizarse factores de correccién que permiten normalizar el valor de
la gravedad API a condiciones estandar®’.

La viscosidad del crudo, al igual que la del agua y los demas liquidos, se relaciona de
forma inversa con la temperatura. A pesar de que existen muchas correlaciones para

%% para el calculo de la gravedad especifica de los gases, la densidad de referencia es la densidad del
aire.

*! Para la industria petrolera se consideran como condiciones estandar una temperatura de 60°F y
una presion de Opsia, es decir, 14.7psig.
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estimar el valor de la viscosidad, el mejor método para obtener este dato es la
medicién en el laboratorio. Los analisis de este tipo generalmente se basan en la
medicién del tiempo que le toma a un volumen de liquido fluir a través de un orificio
de didmetro conocido.

Beggs y Robinson desarrollaron una sencilla pero precisa correlacion para el calculo
de la viscosidad del crudo, a partir de la observacién del comportamiento de 460
tipos de petrdleo.

u=10* -1
Donde:

x = 10(3,0324—0,020236) (T)—1,163

Teniendo que:
u: Viscosidad del crudo (cp)
T: Temperatura del crudo (°F)
G: Gravedad especifica del crudo

Los crudos empleados en la determinacidn de esta correlacion empirica se
encuentran en el rango de 16 a 50°API, con temperaturas desde 70 hasta 295°F. Sin
embargo, es muy conveniente que en cada campo se realicen los andlisis de
laboratorio que permitan caracterizar los fluidos que se van a tratar.

1.1.3. Gas

Los componentes mas ligeros del petrdleo, es decir, aquellos que tienen una menor
masa molar tienden a separarse de la fase liquida. Esta fase gaseosa se separa del
crudo y el agua en la primera etapa del tratamiento de los fluidos en las estaciones
de recoleccién, por medio de separadores, los cuales llevan el liquido a su punto de
burbuja, permitiendo la liberacidon del gas. Debido a que el gas no esta presente (o lo
estd en pequefias cantidades) durante el resto del proceso, es decir, durante las
diferentes etapas en las que se realiza el rompimiento de las emulsiones, no va a ser
tenido en cuenta en el estudio de estos procesos.

Quizas lo mas relevante en este sentido es el hecho de que la liberacién de gas
reduce significativamente el contenido de livianos en la fase liquida y, por ende,
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implica un aumento en la viscosidad del crudo aguas abajo del separador,
dificultando un poco la separacion del petrdleo y el agua, como se verd mas
adelante.

1.2. SOLIDOS PROVENIENTES DEL YACIMIENTO

Si bien un estado ideal en la produccidon de petrdleo es que éste fluyera a la
superficie en una corriente limpia, Unicamente con una cierta cantidad de agua, la
realidad indica que estos dos liquidos arrastran consigo una serie de sustancias que
pueden encontrarse en fase sélida o bien precipitarse como sdlidos durante los
procesos de extraccidn, recoleccion y tratamiento de los fluidos, ocasionando
problemas operacionales como corrosién y abrasién, y dificultando el proceso de
separacion de las emulsiones.

1.2.1. Arena

En muchos casos se observa que la produccién de fluidos implica un arrastre de
granos de arena del yacimiento hacia el pozo. Esta condicién se presenta
frecuentemente en yacimientos someros, pues la poca presion de sobrecarga®
existente conlleva a que los granos de arena no se encuentren bien consolidados,

razén por la cual pueden ser arrastrados facilmente hacia la superficie.

Los tamafios de grano de estos sélidos pueden ir desde los muy pequefios (limos y
arcillas), del orden de micras o incluso armstrongs, hasta granos de gran tamafio, del
orden de varios milimetros.

Los sélidos de grano fino se relacionan directamente con las emulsiones pues estos
limos tienden a ubicarse en la interfase de las gotas de agua, actuando como un
tensoactivo®. Por su parte, los sélidos de tamafios grandes se precipitan facilmente
y no se relacionan con las emulsiones, sino que se acumulan en aquellos puntos del
sistema donde existen bajas velocidades de flujo: fondo del pozo, separadores,
tanques, etc.

? La presion de sobrecarga (llamada overburden, en inglés) se refiere a la presién que ejercen las
capas externas de la corteza terrestre sobre las capas que se encuentran a mayor profundidad.
Cuanto mas profunda se encuentre una formacion rocosa, mayor es la presion que debe soportar,
pues tiene mas capas de roca sobre ella.

> Ver la seccién 1.3.2.
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1.2.2. Asfaltenos

Definir qué es un asfalteno podria ser materia de un libro completo, pues existen
muchas y variadas descripciones. Comunmente se definen como “la fraccién de
crudo insoluble en solventes alifaticos de bajo peso molecular, como n-pentano y n-
heptano, pero solubles en tolueno”. Otros autores hablan de los asfaltenos como
“sélidos depositados de un crudo debido a la adicion de un exceso de n-pentano”.
Una ultima, para no agobiar al lector con definiciones complicadas dice que “los
asfaltenos son moléculas planas, poli-aromaticas y poli-ciclicas que contienen
heterodtomos y metales, que existen en un estado de agregacidon en suspension y
estan rodeados y estabilizados por resinas; no son puros, ni son moléculas idénticas,
se sabe que tienen una carga eléctrica, y se piensa que estdn poli-dispersos”.

Como se ve, son definiciones complejas que dicen mucho pero a la vez poco en el
sentido prdctico. En términos sencillos, los asfaltenos son sustancias muy diversas,
es decir, son sélidos que estan formados por diferentes hidrocarburos, en su
mayoria aromadticos, con grupos funcionales que incluyen atomos de nitrégeno,
oxigeno, azufre e, incluso, vanadio y otros metales.

Los anillos aromaticos le dan a las moléculas del asfalteno una regién no polar®® que
se disuelve facilmente en el crudo, mientras que los grupos funcionales hacen que
otras regiones de la molécula sean altamente polares. Esta condicidn hace que los
asfaltenos actien como agentes emulsificantes?, favoreciendo la emulsion.

Los asfaltenos suelen estar dispersos, ubicados en la interfase agua-petrdleo del
fluido de produccidén, pero al variar las condiciones termodindmicas pueden llegar a
precipitarse. En la mayoria de los casos, la precipitacion de los asfaltenos ocurre al
enfriarse la corriente que fluye desde el yacimiento, generando acumulaciones de
estos sdlidos en lineas de flujo, separadores, tanques, etc., lo cual se constituye en
un gran problema para la operacién, pues reduce la capacidad de flujo del sistema.

* la polaridad es una propiedad de las moléculas que representa la desigualdad de las cargas

eléctricas presentes en ellas. La polaridad de una molécula resulta de la suma vectorial de los
momentos dipolares eléctricos de los enlaces que la componen. Si las cargas eléctricas de la molécula
estan bien distribuidas (como en el caso de la cadena de un alcano) se obtendra como resultado de la
suma de los momentos el valor de cero, siendo esta una molécula no polar. Por el contrario, si existe
un desbalance eléctrico (como en el agua, cuya molécula tiene una zona positiva y una negativa) se
habla de una molécula polar.

> Ver la seccién 1.3.2.
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Otras condiciones que favorecen la precipitacién de los asfaltenos son las caidas
drasticas de la presién, la inyeccion de gases ricos, la dilucion con solventes, la
presencia de 4cidos (por ejemplo, en trabajos de estimulacién de pozos), la mezcla
de diferentes tipos de crudo y la presencia de otros sélidos suspendidos (arcillas,
limaduras de metales, etc.).

1.2.3. Parafinas

Aunque el término parafina se refiere a los compuestos hidrocarburos de cadenas
lineales o ramificadas compuestas por carbonos saturados (como los alcanos, por
ejemplo), en términos de campo se conoce con este nombre a una sustancia sélida
gue se deposita en diversos puntos del sistema de produccién, acarreando
problemas de taponamiento en las perforaciones, dafos en el sistema de
levantamiento artificial, taponamiento de lineas y accesorios, entre otros.

Es claro que existe una relacién entre una y otra definicion. Efectivamente, las
parafinas son todos esos hidrocarburos saturados, los cuales van desde el metano
hasta alcanos de 60 o mas carbonos. Estos compuestos se encuentran en diferentes
estados: los alcanos con cinco carbonos o menos se encuentran normalmente en
fase gaseosa; los que tienen entre seis y quince carbonos tienden a ser liquidos; y los
gue poseen dieciséis 0 mas carbonos tienden a solidificarse, formando depdsitos.

La principal causa de depositacion de las parafinas es el enfriamiento, pues la
solubilidad de éstas en el crudo se reduce a medida que la temperatura desciende.
Por medio de analisis de laboratorio se puede establecer a qué valor de temperatura
se inicia el proceso de cristalizacién de la parafina, lo cual es sumamente importante
en el momento de disefiar las facilidades de produccién. Esa temperatura, en la que
se forman los primeros cristales sélidos de parafina, se conoce como punto de nube,
y es muy importante que se verifiquen si existen puntos del sistema que se
encuentren por debajo de esta temperatura. De ser asi, los problemas asociados a
los depdsitos de parafinas ocurrirdn, a menos gue se usen técnicas como la dilucidon
de crudo con solventes o la adicién de dispersantes, con el fin de mantener
suspendidas las moléculas de parafina.

1.2.4. Otros sdlidos

Durante la etapa de produccidon del crudo puede presentarse el movimiento de
otros sdlidos hacia la superficie. Por ejemplo, en los trabajos de perforacion,
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cementacién, completamiento y estimulaciéon de pozos se utilizan aditivos que
pueden quedar dispersos en el pozo y ser arrastrados por el flujo al iniciar la
produccidn.

La corrosién y la erosion de los componentes metdlicos del sistema pueden
ocasionar que algunos o6xidos y fragmentos de los mismos componentes se
desprendan y asciendan a través del pozo.

Aunque estos fendmenos ocurren con menos frecuencia que el arenamiento o la
precipitacion de sdlidos suspendidos, es importante tenerlos en cuenta, pues
pueden generar otros problemas, como se vera mas adelante.

1.3. COMPONENTES DE LAS EMULSIONES
1.3.1. Fases de la emulsion

Dado que una emulsién se entiende como la mezcla de dos liquidos inmiscibles?, es
importante anotar que éstos no necesariamente deben encontrarse en la misma
proporcién, luego es de esperar que uno de estos fluidos se encuentre en mayor
cantidad y el otro se encuentre disperso en el primero, en forma de gotas. Se
definen, por tanto, dos fases en una emulsién. La fase continua hace referencia al
fluido que se encuentra en mayor proporcidon (en algunos casos agua, en otros,
petréleo), y la fase dispersa que se refiere al fluido que se encuentra distribuido en
forma de gotas en la fase continua.

En la industria petrolera existen varios tipos de emulsiones de acuerdo con la
distribucién de las fases. En primer lugar, las emulsiones de crudo en agua (O/W, por
sus iniciales en inglés) son las que normalmente se tienen desde el yacimiento hasta
el sistema de deshidratacién de crudo. Por otra parte, las emulsiones de agua en
crudo (W/0O) se encuentran en el sistema de tratamiento de agua de produccién.
Finalmente, en algunos puntos del sistema pueden presentarse emulsiones duales
(W/O/W) en las cuales existen pequefias gotas de agua dispersas en grandes gotas
de crudo, que a su vez se encuentran dispersas en una fase continua de agua. En la
figura 8 se presentan microfotografias de los diferentes tipos de emulsiones.

*® La inmisicibilidad se refiere a la condicién que tienen dos fluidos de no mezclarse en ninguna
proporcién. Esta caracteristica, aplicada especificamente al caso del crudo y el agua, se debe a la
naturaleza quimica de estas dos sustancias. Por una parte, el crudo se encuentra constituido por
compuestos con moléculas no-polares, mientras que el agua tiene moléculas de tipo idnico,
altamente polares. Esta incompatibilidad genera una repulsidn entre las dos sustancias.
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Figura 7. Fases constituyentes de una emulsion.

Fase dispersa(agua) Fase continua (crudo)

Fuente: Kokal, s”’. Modificada.
Figura 8. Microfotografias de diferentes tipos de emulsién.

.
4 .

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

Fuente: Kokal, s’®. Modificada.

Si bien se ha indicado que el petréleo y el agua estdan sometidos a fuerzas de
repulsidn entre ellos, surge la cuestion de por qué se encuentran entonces en forma
de emulsiones, y no simplemente como dos fases separadas entre si. La respuesta
apunta al hecho de que estos dos fluidos no se encuentran solos en el yacimiento,
sino que existen diversas sustancias que actlan como puente de enlace entre las
dos fases. Este tipo de sustancias se denominan tensoactivos, surfactantes o agentes
emulsificantes.

7 KOKAL, Sunil. Crude-Oil Emulsions: a state of the art review. San Antonio: Saudi Aramco - Society of
Petroleum Engineers, 2005.

® KOKAL, Sunil. AL-JURAID, Jamal. Quantification of various factors affecting emulsion stability:
watercut, temperature, shear, asphaltene content, demulsifier dosage and mixing different crudes.
Houston: Saudi Aramco - Society of Petroleum Engineers, 1999.
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1.3.2. Agentes emulsificantes

Un agente emulsificante (también llamado tensoactivo, surfactante, etc.) es una
sustancia parcialmente soluble tanto en el agua como en el crudo, que se ubica en la
interfase permitiendo estabilizar la emulsion.

Esta condicion de solubilidad parcial en el agua y el crudo se debe a que sus
moléculas estdn formadas por una cabeza polar y una cola no polar (ver figura 9).

Figura 9. Molécula de estearato de sodio (jabon comun), un tensoactivo.

| |
Cola Cabeza
no polar polar

Fuente: Chang, R.” Modificada.

El agente emulsificante se ubica en la interfase, orientandose de tal forma que la
cabeza hidrofilica®® se disuelve en el agua y la cola hidrofébica®! se disuelve en el
crudo. De esta manera, el tensoactivo mantiene unidas las dos fases, estabilizando la
emulsion.

Son muchas las sustancias que pueden actuar como agentes emulsificantes,
pudiendo agruparlas en tres grandes categorias:

- Compuestos naturales: sustancias como los asfaltenos y las parafinas, que se
encuentran en el yacimiento y que fluyen a la superficie estabilizando las
emulsiones.

- Sélidos finos: arena, arcilla, finos de formacion, minerales, productos de la
corrosion del sistema (por ejemplo sulfuro de hierro y otros 6xidos).

2 CHANG, Raymond. Quimica, 10 ed. México: McGraw-Hill, 2010.

*® Hidrofilico puede entenderse como “afin con el agua”, y es sinénimo de oleofdbico.

31 Al contrario de la nota anterior, hidrofdbico es sinénimo de oleofilico y se entiende como “afin con
el aceite”.
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- Quimicos anadidos: inhibidores de corrosién, inhibidores de incrustacion,
biocidas, limpiadores, laminadores de flujo, entre otros.

Figura 10. Ubicacién del agente emulsificante en la interfase.
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Fuente: Autor.

Todas estas sustancias son absorbidas en la interfase agua-petréleo, donde forman
una pelicula que se va endureciendo con el paso del tiempo. La pelicula interfacial
qgue se forma es la que en ultimas termina por estabilizar la emulsidon, puesto que
forma una barrera fuerte y viscosa que impide que las gotas se acerquen unas con
otras, incluso, si el tensoactivo tiene una alta polaridad, llevara a que ocurra un
efecto de repulsion entre las gotas, fomentando que se alejen entre si.

1.3.3. Energia

Para que la emulsién ocurra es necesario que exista un flujo de energia desde o
hacia el fluido. En la mayoria de los casos, la emulsidon se forma al suministrarle
energia al sistema. El agua y el crudo coexisten en el yacimiento desde hace varios
millones de ainos, tiempo mas que suficiente para que se encuentren separados
entre si. Pero al fluir desde la arena hasta las facilidades de superficie sufren
esfuerzos cortantes que forman la emulsién. Los puntos en que normalmente ocurre
este proceso son: la cara de la formacion (mientras el fluido pasa a través de los
pequenos perforados), la bomba (especialmente cuando se utilizan bombas
electrosumergibles, que operan a miles de revoluciones por minuto), las vélvulas,
codos y demas accesorios.

Puede inferirse que la mejor manera de tratar las emulsiones es evitando que éstas
se formen, es decir, instalando la menor cantidad posible de puntos que puedan
generar esfuerzos cortantes a lo largo del sistema de produccion.

33



Pero en algunas ocasiones, la emulsién se forma (o se fortalece) al quitarle energia
al sistema. En algunos campos de produccién se ha presentado un fendmeno de
emulsiones muy fuertes relacionadas con pozos en los cuales se han instalado
choques® que reducen bruscamente la presion. Esta fuerte caida de presion
favorece la estabilizacion de las emulsiones, y en estos casos es recomendable que
en lugar de invertir mucho dinero en inyeccion de quimicos o instalacion de equipos
de rompimiento de emulsiones, se reemplacen estos accesorios por otros que
reduzcan la presidn en varias etapas o de forma mas lenta.

1.4. ESTABILIDAD DE LAS EMULSIONES

La facilidad para el rompimiento de una emulsidon depende de diversos factores
asociados a los fluidos y a factores externos, referentes al medio en el cual éstos se
encuentran. En el primer grupo se encuentran aspectos como la gravedad API del
crudo, el corte de agua y el contenido de asfaltenos, mientras que los factores
externos incluyen la temperatura del proceso y la cantidad de productos quimicos
agregados.

1.4.1. Relacion de fases

La relacidn de fases se entiende como la proporcidn existente entre el volumen de la
fase dispersa y el volumen de la fase continua. Es correcto afirmar que cuanto mas
alto sea el volumen de la fase dispersa, menos estable es la emulsion. Para
comprender esta situacion es necesario aclarar que el rompimiento de la emulsién
se basa (entre otros factores) en la colision de las gotas dispersas, pues a medida
que estas chocan se unen, aumentando su volumen y favoreciendo su precipitacion.

El hecho de que exista un gran volumen de la fase dispersa tiene implicito varios
factores que desestabilizan la emulsidon: aumento del nimero de gotas dispersas,
aumento del tamafio de las gotas, reduccidn de la distancia que separa a las gotas vy
aumento del area interfacial. Estos factores incrementan la probabilidad de que las
gotas choquen entre si, reduciendo la estabilidad de la emulsién.

*Un choque o estrangulador es un dispositivo mecdanico que reduce la presiéon de una corriente de
fluido, forzandola a pasar a través de una seccion de tuberia de didmetro menor que el del resto del
sistema. Esta reduccidn de didmetro genera una variacion instantdnea de las condiciones de
velocidad del fluido (lo acelera y lo desacelera rapidamente), lo que genera una fuerte disipacion de
la energia, reduciendo drasticamente la presion del fluido.
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1.4.2. Temperatura

Muchas personas dicen con total conviccidon que para poder romper las emulsiones
es preciso calentarlas, porque incrementando la temperatura se reduce la viscosidad
de la fase continua y se favorece el movimiento de las gotas dispersas y su
separaciéon. Pues bien, en la mayoria de los casos se cumple esta condicién de
desestabilizacion de emulsiones por medio del calentamiento. De alli que se esté
presentando una masificacién del uso de calentadores en los campos de produccién
del mundo.

Figura 11. Variacién de la viscosidad con la temperatura para varios crudos.
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Fuente: Arnold, K.**> Modificada.

Ahora bien, es necesario realizar dos consideraciones importantes. En primer lugar,
la variacion de la viscosidad del crudo con la temperatura es muy grande para el
caso de los crudos pesados, y pequefia para los livianos (ver figura 11). Es decir, que

3 ARNOLD, Ken. STEWART, Maurice. Surface Production Operations, vol. 1. 3 ed. Houston: Elsevier,
2008.
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si un crudo pesado aumenta su temperatura 20°C su viscosidad cinematica® se
reduce en unos 150 centistokes, mientras que un crudo liviano con ese mismo
incremento de temperatura sélo reducird su viscosidad en menos de 5cSt.

La conclusidn de este analisis es muy sencilla. Si bien cualquier tipo de crudo vera
reducida su viscosidad al incrementar la temperatura, no resulta viable el uso de
procesos de calentamiento durante el tratamiento de emulsiones de crudo liviano.
0, de otra forma, sélo se recomienda el tratamiento térmico> para el tratamiento
de crudo pesado.

La segunda consideracion es la siguiente. Cuando las emulsiones se encuentran
estabilizadas por sélidos (excepto parafinas), es decir, cuando el agente
emulsificante es un asfalteno, alguna arcilla, etc., la emulsién se hace mas estable al
incrementar la temperatura, debido a que la solubilidad del sélido en el fluido se
incrementa. En estos casos no es recomendable el uso de tratamiento térmico para
romper las emulsiones, pues el efecto de la temperatura es nocivo para el proceso.

1.4.3. Agitacion

Como se vio en la seccién 1.3.3., para que exista la emulsién se requiere de la
agitacion de los fluidos, con el fin de que se mezclen entre si y ocurra la emulsién. La
relacion, pues entre la estabilidad de la emulsidén y la agitacion de la misma es
directa. Para efectos del rompimiento de las emulsiones es necesario tener en
cuenta que el disefio de los sistemas de levantamiento, recoleccidn y tratamiento
tenga la menor cantidad posible de puntos en los cuales se presenten esfuerzos
cortantes fuertes, tales como bombas, accesorios y estranguladores.

1.4.4. Contenido de sdlidos

Ya se ha dicho que algunos sdlidos provenientes del yacimiento (o introducidos por
otros medios al pozo) tienden a estabilizar las emulsiones al actuar como
tensoactivos, pues muchos de éstos son mojados tanto por el agua como por el
crudo. Por tanto, al haber un mayor contenido de sdlidos suspendidos en el fluido
de produccidn, habra también una mayor estabilidad de la emulsién formada.

** La viscosidad cinemdtica se define como el cociente entre la viscosidad dinémica y la densidad del
fluido. Se expresa en Stokes (St) y centistokes (cSt), donde 1St = 1poise / (1g/cm’) = 1cm®/s. El
centistokes es la centésima parte de un Stokes, es decir, 1St = 100cSt.

% Ver la seccién 2.1.3.
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1.4.5. Contenido idnico del agua

No existe, en términos generales, una regla que relacione el contenido idnico del
agua con la estabilidad de la emulsién. Por ejemplo, la presencia de algunos iones
monovalentes como el sodio (Na*) y el potasio (K') ayudan a desestabilizar la
emulsién, teniendo que para emulsiones con agua fresca o de salinidad muy baja
son mucho mas estables que las emulsiones con salmueras muy concentradas. Por
otra parte, la presencia de cationes divalentes como el calcio (Ca*?) y el magnesio
(Mg*?) tienden a estabilizar la emulsién.

Es necesario que en cada campo se tenga muy claro el contenido iénico del agua
(tanto de aniones como de cationes) construyendo, por ejemplo, un diagrama de
Stiff, a partir del cual se pueden plantear esquemas de tratamiento tales como: el
tipo de quimicos a utilizar, la conveniencia del uso de sistemas de calentamiento, el
tipo de materiales requeridos en los equipos (por la tendencia incrustante o
corrosiva del agua), etc.

1.4.6. Productos quimicos

A lo largo de los sistemas de levantamiento, recoleccién y tratamiento existen
diversos problemas con los cuales se debe convivir. La corrosién, la depositacién de
escamas, la formacién de espumas, la presencia de bacterias, son ejemplos de estos
problemas. Para resolverlos es muy comun que se opte por el uso de quimicos
(inhibidores de corrosién, inhibidores de incrustaciones, antiespumantes,
bactericidas, respectivamente) que efectivamente atacan y mitigan esos problemas.

Pero es importante reconocer que muchos de los productos quimicos utilizados
tienen en su composicién sustancias que actlan como tensoactivos. Entonces,
mientras éstos son usados para controlar ciertos problemas, se estdn generando
nuevos problemas al agregar mas agentes emulsificantes al sistema, endureciendo la
emulsién. Ante esto, lo que normalmente se hace es incrementar la dosis de los
productos usados para el rompimiento de la emulsidon, incrementando
dramaticamente los costos de levantamiento.

Es importante que antes de afiadir cualquier producto quimico nuevo al sistema, se

considere, mida y evalle el efecto que genera la interaccién de este nuevo producto
con los productos usados anteriormente y, por supuesto, la interaccion de éste con
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la emulsidn, pues normalmente se cae en un efecto “bola de nieve” en el cual se van
agregando mas y mas capas de tensoactivos a los fluidos.

1.4.7. Envejecimiento de la emulsién

A medida que pasa el tiempo la emulsidn se endurece. Si bien se ha dicho que en el
yacimiento no existen emulsiones formadas, es claro que desde el momento en que
los fluidos llegan al pozo comienza a darse un fendmeno de estabilizacién de la
emulsidon, pues el tiempo permite que los surfactantes migren a la interfase,
haciendo que la pelicula que recubre las gotas se haga cada vez mds gruesa, mas
fuerte y mas dura.

Teniendo en cuenta esta situacidon, muchas empresas han optado por iniciar el
tratamiento de las emulsiones desde el mismo fondo del pozo, instalando capilares
que conducen de forma continua productos quimicos para el rompimiento de
emulsiones desde la superficie hasta el extremo de la tuberia de produccién. Con
esto se consigue que el endurecimiento de la interfase se retarde o no ocurra,
facilitando la separacion del crudo y el agua.
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2. TRATAMIENTO CONVENCIONAL DE EMULSIONES

Durante décadas se han utilizado diversos esquemas para el tratamiento de las
emulsiones directas e inversas en los campos petroleros. Todos estos métodos se
basan en cuatro procesos fundamentales: separacion gravitacional, coalescencia,
flotacion y filtracién.

2.1. PROCESOS INVOLUCRADOS EN EL ROMPIMIENTO DE EMULSIONES

El flujo proveniente de los pozos es recibido en las estaciones de recoleccion y
tratamiento con el fin de separarlo en sus tres componentes principales (gas, crudo
y agua) y dejar cada una de estos en las condiciones requeridas para su utilizacion o
desecho.

Dado el alcance del presente trabajo, se omitirdn dos pasos muy importantes
ocurridos durante el tratamiento de los fluidos, pues no se relacionan directamente
con las emulsiones. El primero de los procesos realizado en las estaciones es la
separacién del gas, proceso que puede llevarse a cabo en separadores, botas de gas
y demas equipos disefiados para este fin.

Posteriormente, en la mayoria de los campos de produccidn se retira el agua libre*
que viene de los pozos, pues ésta se separa con facilidad, dejando el fluido de
produccidon con un porcentaje de agua menor al 20% (este es un valor normal en
diversos campos, aunque en algunas ocasiones sea mayor y en otras, tan pequeio
que el crudo queda en especificaciones para ser despachado), quedando en
condiciones para que sea sometido a los procesos de rompimiento de emulsiones.

En la figura 12 se presenta un esquema convencional para el tratamiento de los
fluidos de produccidn, frente al cual deben hacerse tres observaciones. En primer
lugar, es importante tener presente que el esquema utilizado en cada campo es
Unico, depende del tipo de fluido, la cantidad de fluido producido, el espacio

gl agua libre se define como el agua que se separa por efecto de la gravedad al dejar una muestra
de crudo en reposo durante cinco minutos. La cantidad restante de agua que queda mezclada con el
petréleo se denomina agua emulsionada. Para esta operacidn es muy comun el uso de Free Water
Knockouts (FWKOQ), equipos semejantes a enormes separadores, los cuales proporcionan tiempo de
residencia y flujo laminar, favoreciendo la precipitacion de las gotas de agua libre.
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disponible, entre otros factores que diferencian los campos. Por tanto, es apenas
normal que un proceso incluya menos equipos que los incluidos en este esquema, o
que se involucren procesos adicionales que permitan obtener cierto tipo de
resultados.

Figura 12. Esquema de una estacion de recoleccion y tratamiento.

Fluidosde
produccion

Fuente: Autor.

Segundo, aunque en este grafico no se presentan, a lo largo de todo el proceso se
incluyen puntos de inyeccion de productos quimicos. El punto de inyeccidn, el tipo
de producto, la dosis utilizada, son criterios definidos durante el disefio, aunque en

I “"

muchos campos se tiene la costumbre del “ensayo y error”, probando sobre la

marcha en funcién de las necesidades que se van presentando.

Tercero, vale la pena resaltar que los productos y “desechos” que se obtienen en
una determinada etapa se convierten en alimento para otra. Por ejemplo, el crudo
que se retira en un CPl es devuelto al tratamiento de crudo, para su
aprovechamiento.

2.1.1. Separacion gravitacional
Los procesos tradicionales de separacién de emulsiones se basan en el
aprovechamiento de la gravedad para que las particulas dispersas, de acuerdo con

su densidad, se muevan hacia la superficie o hacia el fondo del recipiente que las
contiene.

40



Luego de retirar el agua libre, las gotas dispersas tienen tamafios muy variados,
siendo las mds grandes (con tamafios mayores a 50um) las que normalmente se
separan con facilidad por accién de la gravedad.

La Ley de Stokes fue propuesta en 1851 por George Gabriel Stokes como una forma
de caracterizar el movimiento vertical de objetos esféricos en el seno de un fluido.

o = Egrz(pp —py)

_ £,.2
e )
Donde:
Vs Velocidad de asentamiento de las particulas (cm/s)
g: Aceleracién de la gravedad (cm/s?)
Radio de la particula dispersa (cm)
Pp Densidad de la particula dispersa (g/cm?)

pr:  Densidad del fluido (g/cm?)
L Viscosidad del fluido (cp)
fs: Factor de Stokes (1/cm-s)

El factor de Stokes que resulta de la Ley de Stokes representa la facilidad que tienen
las particulas para moverse verticalmente a través de la fase continua. Un factor de
Stokes grande implica una velocidad de asentamiento mayor. La figura 13,
construida para emulsiones directas presenta el comportamiento de este factor en
funcion de la temperatura y la gravedad API del crudo.

Puede observarse que el incremento en la temperatura aumenta el factor de Stokes,
favoreciendo la movilidad de las particulas dispersas. Esto se debe a que a mayor
temperatura se presenta una reduccién de la viscosidad del crudo, lo cual reduce la
friccidn entre éste y las particulas de agua, favoreciendo el movimiento.

Para el caso de crudos livianos, este cambio es pequefio. Por esta razén no es
conveniente el uso de mecanismos de calentamiento en campos que producen
crudo de mas de 25°API. Por otra parte, cuando se tienen crudos pesados se observa
una variacién significativa del factor de Stokes para pequefias variaciones de la
temperatura, justificandose de esta manera el uso de calentadores.

Es importante notar que esta ecuacidn estd pensada para la descripcion del
movimiento vertical de una particula sélida y esférica dentro de un fluido. Para
nuestro caso, estamos refiriéndonos al movimiento de las gotas de un liquido, las
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cuales no necesariamente son esféricas, dentro de otro fluido. La Ley de Stokes no
considera, por ejemplo, las fuerzas de atraccién que existen entre los dos fluidos,
desprecia los efectos de frontera entre los fluidos y, mas importante aln, considera
el movimiento de una Unica particula en la fase continua, desviandose de nuestra
realidad, en donde existen cientos de particulas moviéndose de forma simultanea.

Figura 13. Variacién del factor de Stokes con temperatura y gravedad API.
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Fuente: Forero, 1. Modificada.

Mas de un siglo después de la formulacién de Stokes fue publicada la Ley de
Hadamard que incluia un factor de correccion a la Ley de Stokes buscando incluir los
efectos que producen las fuerzas viscosas de los dos fluidos presentes en la
emulsién.

*” FORERO, Jorge. Sistemas de tratamiento de agua. Notas de clase, Especializacién en produccion de
hidrocarburos. Bucaramanga: Universidad Industrial de Santander, 2010.
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) (1+Z—;)

3 tta
Donde:
vy:  Velocidad de asentamiento de Hadamard (cm/s)
Vs ! Velocidad de asentamiento de Stokes (cm/s)

pc:  Viscosidad de la fase continua (cp)
pd:  Viscosidad de la fase dispersa (cp)

Esta correccion es de mucha utilidad para el dimensionamiento de recipientes para
la separacion gravitacional de emulsiones, pero sigue sin incluir el efecto de los
agentes emulsificantes, los cuales agregan friccidén adicional durante el movimiento
de las gotas en el seno de otro fluido.

2.1.2. Coalescencia

Es dificil encontrar consistencia en la terminologia utilizada al referirse al proceso
que permite acercar las gotas dispersas entre si, para hacer que formen gotas mas
grandes que se precipiten. Generalmente se usa la palabra “coalescencia” para
referirse a este fendmeno, pero es necesario hacer claridad en el sentido de que
existen varios subprocesos que permiten separar las gotas pequefias por accion de
la gravedad.

En primer lugar, es necesario decir que aunque dos pequefias gotas se acerquen e
incluso se toquen, no se van a fusionar, pues existen fuerzas superficiales que
generan repulsion entre ellas. La razdn: esta presente un agente emulsificante.

Asi pues, para conseguir que se produzca la coalescencia de las gotas se requiere de
una primera fase en la que se neutralicen las cargas de la interfase, lo cual se logra
normalmente a través de la inyeccion de desemulsificantes®. Esta fase de
neutralizacién eléctrica se denomina coagulacion.

Posteriormente, se debe producir un acercamiento entre las gotas, para inducirlas a
que se fusionen. Este fendmeno, conocido como floculacion, se produce
espontaneamente en casos donde existen muchas particulas disueltas, con lo cual

3 Ver la seccién 2.2.1.
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existe una alta probabilidad de choque entre éstas. Pero si existe poca cantidad de
particulas dispersas es necesaria la adicion de sustancias quimicas llamadas
floculantes®® que favorezcan este acercamiento de las gotas.

Finalmente, una vez las gotas han sido neutralizadas y se han acercado, se producira
la coalescencia, es decir, la fusién de las pequefias particulas dispersas para dar lugar
a otras de mayor tamaio que pueden separarse por gravedad.

2.1.3. Flotacion

Ya se ha visto que el hecho de que las particulas dispersas sean pequefias impide su
separacion gravitacional. De hecho, en la seccidn anterior se expusieron fendmenos
que permiten incrementar el tamafio de la particula, favoreciendo su separacién.
Pero muchas veces no se consigue que, por ejemplo, las particulas de crudo floten
en el agua a pesar de que éstas son mas ligeras que aquélla. Para conseguir que se
produzca ese ascenso de las particulas se recurre frecuentemente a procesos de
inyeccién de gases que sean afines a las particulas dispersas, consiguiendo que las
burbujas se les adhieran y las arrastren hacia la superficie del agua.

Fisicamente el fendmeno puede entenderse como un incremento de la fuerza de
boyanza a la que esta sometida la particula dispersa, con lo cual se genera un
arrastre hacia arriba.

Un parametro fundamental para conseguir una alta eficiencia en estos procesos es
el tamafo de las burbujas, pues burbujas de pequefio tamafio permiten incrementar
la eficiencia de remocién.

2.1.4. Filtracion

Los procesos expuestos en esa parte permiten retirar particulas cada vez mas
pequefias. Por ejemplo, la separacion gravitacional permite retirar gotas de mas de
100pm, la coalescencia retira gotas de hasta 50um y la flotacién permite remover
particulas de 10um, aproximadamente.

Si se requiere la remocion de particulas menores que 1Op,tm40 €S necesario recurrir a
procesos de filtracion. La filtracion es un proceso de separacion de fases que

¥ Ver la seccién 2.2.1.
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consiste en pasar una mezcla a través de un medio poroso para que las particulas
que exceden el tamafio de los poros sean retenidas, mientras que las de menor
tamano puedan fluir libremente.

Evidentemente se trata de un proceso fisico que tiene una amplia difusién en la
industria petrolera. Para conseguir el éxito en la filtracién, es necesaria la aplicacién
de un diferencial de presion entre los dos lados del filtro. Para el caso de los filtros
sencillos que son empleados en la mayoria de los campos, basta con un diferencial
de unas cuantas libras de presidon, pero a medida que se avanza en la calidad de la
filtracion se requiere de poros mas pequeiios y diferenciales mas grandes.

Tabla 3. Tipos de filtracion.

Tipo de filtracion Tamaiio del poro  ¢Qué se separa? Diferencial de presion

requerido (psi)

Microfiltracion 1-0,001 Bacterias <30
Ultrafiltracion 0,01 -0,001 Coloides y virus 30-100
Nanofiltracion 0,001 - 0,0001 Sales acuosas 100 - 300
Osmosis inversa <0,0001 lones metalicos >800

Fuente: Forero, 1. Modificada.

Es claro que la dsmosis inversa es el mayor proceso de filtracién existente, pues
permite la obtencién de agua pura. Sin embargo, el alto costo de esta tecnologia ha
limitado su uso en la industria petrolera.

2.2. TRATAMIENTO CONVENCIONAL DEL CRUDO

En muchos de los campos petroleros colombianos se cuenta con esquemas de
tratamiento muy sencillos, constituidos simplemente por tanques. Con el desarrollo
de campos de crudo pesado se ha ido dando un importante surgimiento de
tecnologias que involucran el tratamiento térmico y el electrostatico, todos éstos
acompafados de la inyeccién de productos quimicos.

“En procesos de inyeccion de agua, por ejemplo, se requiere de un tratamiento que remueva sélidos
finos pues éstos pueden llegar a taponar los poros de la formacidn. En algunos procesos industriales
se requiere la remocién de virus, bacterias e incluso iones, por lo cual se recurre a procesos cada vez
mas sofisticados.

* FORERO, Jorge. Sistemas de tratamiento de agua. Notas de clase, Especializacién en produccion de
hidrocarburos. Bucaramanga: Universidad Industrial de Santander, 2010.
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2.2.1. Tratamiento quimico

En todos los campos petroleros del mundo se inyectan productos quimicos, de ahi
que exista una fuerte competencia entre las compaiias fabricantes, las cuales son
grandes multinacionales que prestan este “servicio” en los campos. Y si, las comillas
no son accidentales, pues para muchos el producto quimico es algo ineludible,
fundamental y casi obligatorio para producir petréleo. Se comienza con la inyeccién
de un rompedor de emulsién para resultar usando una prolongada lista de
sustancias que terminan por traer muchos problemas. Coagulantes, floculantes,
antiespumantes, inhibidores de corrosién, inhibidores de incrustaciones,
secuestrantes de oxigeno, bactericidas, etc., etc., etc., son las sustancias que, por
toneladas, se consumen diariamente en nuestros campos buscando mejorar la
calidad de los fluidos, mantener la integridad de los equipos, reducir el impacto
ambiental, entre otros factores.

Pues bien, la gran mayoria de estos productos estdn constituidos por unas
sustancias llamadas tensoactivos. éTensoactivos? Por supuesto. Los mismos que en
el capitulo anterior se habian sefialado como los mayores enemigos, pues son
sustancias que favorecen la formacién de emulsiones. Asi que, en muchos casos, el
uso indiscriminado de uno o varios de esos productos termina por fortalecer las
emulsiones, generando la “necesidad” de incrementar las dosis de rompedores de
emulsiones, y entrando en un circulo vicioso que lleva al desperdicio de dinero.

éLa solucidn es entonces no inyectar quimicos? Por supuesto que no. Muchos
productos son necesarios. Por ejemplo, los rompedores de emulsién se requieren
para obtener el crudo en las condiciones de despacho. Pero es importante tener en
cuenta que debe establecerse la dosis dptima del rompedor de emulsién y que debe
realizarse un concienzudo andlisis de compatibilidad si se desea inyectar otro
producto.

Para efectos de este libro se tratara Unicamente el caso de los quimicos que se usan
en el tratamiento de las emulsiones. Sobre los demds basta decir que se emplean
para otros fines y que, generalmente, endurecen las emulsiones, luego deben usarse
con precaucién.

Los rompedores de emulsidén son sustancias que buscan neutralizar la accién de los
agentes emulsificantes, para reducir la tension superficial y permitir que las gotas

dispersas puedan unirse. En otras palabras, los rompedores de emulsién son
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coagulantes® y su accion depende del tipo de agente emulsificante que se
encuentre presente, es decir, la selecciéon del rompedor depende del tipo de
emulsificante.

No existe total claridad acerca de cdmo actlan los rompedores, siendo este un
terreno plagado de especulaciones. Para algunos autores, cuando existe una
emulsion directa (W/0O) y se aplica un rompedor, éste neutraliza las cargas
tendiendo a formar una emulsién inversa, con lo cual se altera el equilibrio
termodinamico y se produce la ruptura. Otros sostienen que el rompedor hace que
la pelicula que rodea la gota se contraiga hasta que no resiste mas y se rompe. Y asi,
cada autor plantea una explicacion a este fendmeno, por lo cual existen tantas
teorias como tipos de rompedores.

Entre las sustancias utilizadas en la preparaciéon de rompedores estdn los ésteres,
uretanos, resinas, polialquenos, glicoles, poliaminas, sulfonatos, etc., siendo todo un
secreto de los fabricantes la composicién exacta de cada producto. Es usual que en
el campo se le ofrezca a la compafiia operadora un producto llamandolo
simplemente por un cédigo.

Queda entonces, realizar analisis de laboratorio para determinar cudl es el producto
indicado para el rompimiento de la emulsion del campo. Para esto se recurre a las
llamadas pruebas de botella®, un sencillo procedimiento en el cual se toman varias
muestras de la emulsion en diferentes botellas, agregandole a cada una de ellas una
determinada dosis del producto quimico. Luego de algunos minutos, se puede
observar cudl dosis fue la que mejor separacién permitié obtener, para luego llevar
esos resultados a pruebas de campo.

Debe tenerse en cuenta que si se aplica el producto a una dosis mayor que la dosis
O6ptima se va a producir un endurecimiento de la emulsién, pues este exceso de
rompedor va a ubicarse en la interfase agua-petréleo y va a actuar como un
surfactante, favoreciendo la emulsidén. Este punto es importante, pues es muy
comun que durante la operaciéon de un campo se presenten variaciones en las
condiciones de flujo (por entrada de algln pozo, un corte eléctrico, una falla en
algun equipo, etc.) y se altere el tratamiento. Ante esto, muchos operadores tienden

*? La coagulacién fue definida en la seccion 2.1.2. como la neutralizacion de las cargas existentes en la
interfase.
* El procedimiento detallado de las pruebas de botella se encuentra en la norma API MPMS 10.4.
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a incrementar la dosis de quimico, creyendo que con esto atacan el problema,
cuando lo que en realidad ocurre es que las emulsiones se fortalecen auin mas.

Asi como se determina la dosis dptima, es necesario establecer en qué punto o
puntos se va a realizar la inyeccion. Lo ideal es que la inyeccion se realice de forma
temprana, pues el contacto prolongado entre los fluidos y el rompedor facilita la
separaciéon de fases. En algunos casos se ubican puntos de inyeccidon en cabeza o
incluso en fondo de pozo, lo cual representa una ventaja para el tratamiento. De
hecho, la inyeccidén en fondo de pozo tiene la ventaja de que la accion de la bomba
(en pozos con sistema de levantamiento artificial) provee una agitacién que favorece
la mezcla del rompedor con los fluidos, permitiendo obtener excelentes resultados.
Si no estd dentro de las posibilidades econémicas o logisticas tener puntos de
inyeccién de quimico en los pozos, se recomienda que la inyeccién se realice en el
multiple general de la estacidn.

Las principales ventajas del tratamiento quimico incluyen el hecho de que permite
controlar el problema de las emulsiones siempre y cuando se maneje la dosificacidon
adecuada, y que permite romper las emulsiones en frio, reduciendo costos de
calentamiento y la pérdida de gravedad API que esto conlleva.

2.2.2. Gun Barrels

En el tratamiento de emulsiones directas son muy comunes los Gun Barrels, tanques
verticales que poseen una pequefia seccion de separacién de gas (bota de gas) que
pretende retirar la poca cantidad de éste que haya superado la etapa de separacion
inicial. En algunos casos, como variacion del disefio, se ubica la bota de gas en la
parte externa del tanque, aguas arriba.

Una vez que el fluido ha sido despojado del gas, fluye hacia el fondo del tanque a
través de una tuberia que normalmente finaliza en un distribuidor que permite la
homogenizacién del liquido en toda el area transversal del tanque. Este distribuidor
se ubica por debajo de la interfase crudo-agua, para conseguir que el flujo de la
emulsién ocurra a través de una zona de alto corte de agua, la cual tiende a
“atrapar” las gotas de agua que estan suspendidas en el crudo.

De esta forma se obtienen tres regiones bien definidas: un area de crudo en la parte
superior del tanque, una zona de agua en el fondo, y una region intermedia en el

medio del Gun Barrel. El crudo es retirado a través de una tuberia que permite
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controlar el nivel total de fluido en el tanque, mientras que el agua (que tiene
asociada una cantidad considerable de crudo y sdlidos suspendidos) fluye a través
de una pierna de agua, la cual permite controlar hidraulicamente la posicién de la
interfase al interior del tanque.

Figura 14. Gun Barrel.
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Fuente: Arnold, K.** Modificada.

Las ventajas del Gun Barrel se relacionan principalmente con su sencillez de
operacion, con la ausencia de partes moviles y con el hecho de que son
relativamente baratos en relacién con el papel que cumplen. Sus desventajas son
pocas. Su gran tamafio impide que sean usados en plataformas marinas, su gran
altura representa riesgos en zonas de vientos fuertes, y su versatilidad es minima,
pues para realizar alguna modificacidén debe realizarse el desmonte total del mismo,

operacién que lleva semanas e incluso meses.

e ARNOLD, Ken. STEWART, Maurice. Surface Production Operations, vol. 1. 3 ed. Houston: Elsevier,
2008.
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2.2.3. Calentadores y tratadores térmicos

En la seccidn 2.1.1. se reviso el efecto de la temperatura sobre el asentamiento
gravitacional de las particulas. En resumen, para el caso de los crudos livianos el
efecto es despreciable, mientras que para los crudos pesados se aprecia un
considerable aumento de la velocidad de asentamiento de las gotas de agua como
consecuencia de la reducciéon de la viscosidad del crudo.

Existen diversas formas de suministrar calor durante el tratamiento del petrdleo,
siendo las mas comunes los calentadores (indirectos y directos) y los tratadores
térmicos.

La diferencia fundamental entre un tratador y un calentador es que los primeros
tienen en su interior una seccién en la cual se produce la separacién agua-petréleo,
es decir, tienen una entrada de fluido (emulsidn) y dos salidas (una para el crudo y
otra para el agua). Por su parte, los calentadores no permiten la separacion, por lo
cual es necesario llevar la emulsidn caliente a otro recipiente para separar el crudo
del agua.

Los calentadores son recipientes en los cuales se afiade calor a la emulsién. Estos
pueden ser de tipo directo, cuando la emulsion fluye alrededor de un tubo de
fuego®, o de tipo indirecto, cuando existe otro fluido que lleva el calor hasta la
emulsion.

Figura 15. Calentador directo.
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Fuente: Arnold, K.*®* Modificada.

*>Un tubo de fuego es una tuberia en cuyo interior se quema un combustible.
6 ARNOLD, Ken. STEWART, Maurice. Surface Production Operations, vol. 1. 3 ed. Houston: Elsevier,
2008.
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Un esquema sencillo de un calentador directo se aprecia en la figura 15. Nétese que
los dos fluidos (el combustible y la emulsidn) se encuentran separados Unicamente
por el tubo de fuego, por lo cual es necesario realizar un programa de
mantenimiento exhaustivo que permita garantizar la integridad de dicho tubo.

La eficiencia de estos equipos es alta (entre el 75 y el 90%) y ofrecen un costo inicial
que no es tan elevado como otros sistemas de calentamiento. Para su operacién es
normal que se utilice gas o incluso crudo del mismo campo.

Sus puntos negativos, como se expreso antes, apuntan a la seguridad. Es importante
controlar la integridad del tubo, la presencia de incrustaciones en el exterior del
tubo de fuego, los restos de residuos sélidos de combustion en el interior (pues
pueden llegar a obstruir la tuberia), el nivel de fluido dentro del recipiente (si se
alcanza un nivel bajo es posible que el tubo de fuego sufra deterioro), etc. Para todo
esto es preciso utilizar sistemas de instrumentacién como sensores de presion,
temperatura y nivel de flujo.

Por su parte, los calentadores de fuego indirecto son mas seguros, pues no existe un
contacto directo entre la fuente de calor y la emulsiéon, pero esto acarrea pérdidas
de energia, lo que se traduce en eficiencias mds bajas. En el esquema mostrado en la
figura 16, se observa un tipo de configuracion para un calentador indirecto. En este
caso, la emulsién fluye a través de una tuberia, estando este tubo y el de fuego
sumergidos en agua, la cual actia como conductor del calor.

Figura 16. Calentador indirecto.
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4 ARNOLD, Ken. STEWART, Maurice. Surface Production Operations, vol. 1. 3 ed. Houston: Elsevier,
2008.
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Es importante que en este tipo de calentadores se realice un continuo seguimiento a
los depodsitos de carbonatos y otras sales, los cuales pueden formarse como
consecuencia del calentamiento del agua y la precipitacion de los iones (calcio,
magnesio, carbonato, bicarbonato, etc.) que se encuentran disueltos en ella.

Otra opcion para el calentamiento indirecto consiste en usar el vapor que proviene
de alguna caldera como fluido de calentamiento, obviando el tubo de fuego y
haciendo que el vapor fluya dentro de la carcasa del calentador, alrededor de la
tuberia que conduce la emulsion.

Como se menciond anteriormente, los calentadores en si no permiten la separacion
del crudo y el agua, por lo cual es necesario que la emulsién caliente sea llevada, por
ejemplo, a un gun barrel con el fin de que alli se separen las fases.

Una opcidn que se ha venido imponiendo en la industria es el uso de los tratadores
térmicos, equipos que cuentan con dos secciones: una seccion inicial de
calentamiento (la cual cuenta con un tubo de fuego) y otra de coalescencia (donde
se produce la separacion.

Existen diversas configuraciones, siendo los mas comunes los tratadores verticales,
como el que se presenta en la figura 17. La emulsidn entra al tratador por la parte
superior donde existe una zona de separacién de gas, el cual es retirado por el tope
del equipo luego de pasar por un extractor de niebla. El liquido fluye hacia el fondo
del tratador a través de una tuberia bajante, donde se puede retirar agua libre. Si
este equipo se encuentra aguas abajo®® de un Free Water Knockout, esta seccion
inferior se disefa con un tamafo pequeiio. En la parte inferior del equipo ocurren
dos procesos mas. Primero, el calentamiento del liquido, pues alli se encuentra el
tubo de fuego. Segundo, un lavado del crudo, es decir, que el crudo “sucio” (con alto
corte de agua) es forzado a pasar a través de una zona de mucha agua, con lo cual se
favorece la coalescencia de las gotas de agua que se encuentran dispersas en el
aceite, obteniendo un crudo “limpio” (con bajo corte de agua).

Finalmente, en la zona intermedia del tratador se produce la coalescencia de las
gotas dispersas, para que el crudo deshidratado sea retirado a través de una salida

® La expresion “aguas abajo” se refiere a lo que estd mas adelante, siguiendo el flujo. Por el
contrario, lo que se encuentra antes estd “aguas arriba”. Por ejemplo, un sistema tiene un multiple
de recoleccién desde el cual se llevan los fluidos a un separador. Se puede decir que el separador esta
“aguas abajo” del multiple, o que, viceversa, el multiple esta “aguas arriba” del separador.
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lateral. Si llegara a liberarse algo de gas luego del calentamiento, éste puede fluir
libremente hacia el tope del tratador por medio de una tuberia ecualizadora.

Figura 17. Tratador térmico vertical.
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Fuente: Arnold, K.* Modificada.

En el fondo del recipiente existe un tapdn que, al ser retirado, permite extraer del
tratador los sélidos que se hayan acumulado alli. Adicionalmente, estos equipos
requieren del uso de sensores de nivel, presién, temperatura, etc., con el fin de
seguir atentamente su funcionamiento.

El costo de instalacién de un tratador es mas alto que el de un calentador, pero
elimina la necesidad de instalar otros equipos aguas abajo, pues normalmente el
tratador permite obtener crudo en especificaciones para su despacho. Ademas, los
resultados obtenidos hasta ahora en las experiencias de campo han sido muy
buenos, lo que ha llevado a una masificacién en el uso de tratadores.

9 ARNOLD, Ken. STEWART, Maurice. Surface Production Operations, vol. 1. 3 ed. Houston: Elsevier,
2008.
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2.2.4. Tratadores electrostaticos

Algunos tratadores térmicos horizontales tienen un aditamento especial, se les ha
incluido una rejilla electrostatica en la zona de coalescencia con el objetivo de
favorecer este proceso.

Figura 18. Tratador electrostatico.
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Fuente: Nalco.

La seccion electrostatica contienen dos o mas electrodos que se encuentran
suspendidos en el interior del tratador por medio de soportes aislantes. Estos
electrodos se encuentran conectados a un sistema eléctrico que les suministra un
voltaje elevado, normalmente entre 10000 y 34000 voltios. Este voltaje crea un
campo electrostatico que actua sobre las gotas de agua, polarizdndolas y
favoreciendo su coalescencia. En la figura 18 se observa una vista general de un
tratador, mientras que en la figura 19 se presenta el proceso de forma esquematica.

Es muy importante aclarar que no todos los fluidos permiten el uso de esta
tecnologia. Para su buen funcionamiento se requieren varias condiciones:

- Laviscosidad del crudo debe ser menor que 50cp.
- La diferencia entre las gravedades especificas del crudo y el agua debe ser
mayor que 0,001.

> NALCO. Oil Field Chemicals Training Manual. Houston: Capex College, 2004.
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- La conductividad eléctrica del aceite no debe exceder los 10°mQ/cm.
- lasalinidad del agua debe ser mayor que 10000ppm.

Evidentemente, un tratador electrostatico tiene unos costos asociados mayores que
los de un tratador térmico. En el valor inicial, las facilidades eléctricas anaden costos,
y durante la operacidon se suma el costo del consumo eléctrico, el cual es muy
elevado. Por esta razon, los tratadores electrostaticos sélo son instalados en casos
donde se tienen emulsiones muy fuertes, que no han podido ser desestabilizadas
por otros medios.

Figura 19. Esquema de un tratador electrostatico.
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A su favor, los tratadores electrostaticos tienen su alta eficiencia, que permite
obtener cortes de agua muy bajos, lo cual debe ser evaluado mds que desde lo
técnico, desde lo econdmico.

Una vez el crudo ha sido sometido a la accion de los quimicos, la gravedad, el calor
e, incluso, los campos electrostaticos, se obtiene una corriente dentro de
especificaciones, que puede ser llevada a los tanques de almacenamiento para su
posterior despacho.

>t ARNOLD, Ken. STEWART, Maurice. Surface Production Operations, vol. 1. 3 ed. Houston: Elsevier,
2008.
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En cada una de estas etapas, desde los separadores hasta los tratadores, se han
generado unas corrientes de agua residual, para la cual se requiere también un
robusto sistema de tratamiento.

2.3. TRATAMIENTO CONVENCIONAL DEL AGUA

Asi como el sistema de tratamiento de crudo busca dejarlo en condiciones éptimas
para el despacho, existe una serie de procesos a los que se ve sometida el agua de
produccion con el fin de dejarla en condiciones bien sea para su uso en procesos de
inyeccidn o para su disposicidn final.

2.3.1. Tratamiento quimico

Durante el tratamiento del agua se agregan diversos productos, tal como se
mencionaba en el tratamiento quimico del crudo, siendo los mas importantes en el
desarrollo de este trabajo los rompedores inversos (o coagulantes) y los floculantes.

La accidn de los rompedores inversos es similar a la de los rompedores directos que
se estudiaron en la seccién 2.2.1., pues ellos se disuelven rdpidamente en la
emulsidén inversa, se ubican en la interfase agua-petréleo y neutralizan el efecto del
agente emulsificante. Con este proceso, que se definid ya como coagulacion, se
consigue reducir la repulsidn que existe entre las gotas de crudo, que les impide
acercarse para coalescer.

¢Pero cudl es la diferencia? Basicamente, la polaridad de los compuestos. Los
rompedores directos tienden a ser de naturaleza no-polar, lo cual hace que se
difundan a través del crudo para alcanzar la interfase, donde actlan. Por su parte,
los rompedores inversos estan elaborados con compuestos polares, para que su
difusion ocurra en la fase acuosa de la emulsién.

Ahora bien, en el tratamiento del agua se emplean floculantes, productos quimicos
que, basicamente, se encuentran constituidos por polimeros que, al ser agregados a
la emulsién, se despliegan a la manera de una gran red, atrapando las gotas de
crudo que se encuentran dispersas en el agua.

Podria pensarse que esta es una excelente opcién, pues los polimeros tienen la
capacidad de retirar una enorme cantidad del crudo disperso. Sin embargo, no es

muy recomendable su uso, pues luego de que el polimero se mezcla con el crudo se
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forma una sustancia de caracteristicas muy especiales: una especie de goma, muy
viscosa, muy pesada, que no puede ser aprovechada para extraer crudo de alli. Es
decir, el crudo se separa pero no puede ser utilizado para otros procesos. Mds aun,
si se retorna al proceso, este crudo mezclado con el polimero tendera a formar esa
misma sustancia al interior de los equipos para el tratamiento de crudo, lo que
terminara por generar un caos en la estacion.

En la figura 20 puede observarse la red que se forma al interior del agua. Este
enorme grumo de crudo y polimero finalmente flota a la superficie del agua, donde
puede ser retirado mecanicamente.

Figura 20. Accién del floculante en una emulsion inversa.

52
Fuente: Forero, J.

Atendiendo a las razones expresadas, el uso de floculantes debe dejarse como
ultimo recurso. Si es posible retirar el crudo mediante otras técnicas, esa debe ser la
opcion a elegir, pues se reducen problemas operacionales y se aprovecha una gran
cantidad de crudo que, tras el uso de polimeros, habria que desechar.

2.3.2. Skim tanks y skim vessels

Una forma muy sencilla (pero a la vez efectiva) de retirar las gotas de crudo al agua
es por medio de los skim tanks, tanques atmosféricos en los cuales se favorece la
coalescencia de estas gotas dispersas durante su ascenso a través de un colchén de
agua.

>> FORERO, Jorge. Sistemas de tratamiento de agua. Notas de clase, Especializacién en produccion de
hidrocarburos. Bucaramanga: Universidad Industrial de Santander, 2010.
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Es importante mencionar que existen otros equipos, llamados skim vessels, cuya
funcion es exactamente la misma, pero con la diferencia de que se encuentran
operando a una cierta presion’>. Se usan los skim vessels en aquellos casos donde se
tiene agua con carbonatos disueltos, pues éstos se precipitan cuando ocurren caidas
de presidn. Con estas vasijas se previene la formacién de incustaciones.

Figura 21. Skim tank.
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Los skim vessels tienen configuraciones verticales y horizontales. En la figura 22 se
presenta una vasija horizontal. En este caso, el movimiento de las gotas de crudo es
perpendicular al flujo, pues el agua se mueve a lo largo de toda la seccién central del
equipo. Este flujo puede hacerse mas tortuoso mediante la instalacion de bafles que
fuercen al agua a realizar un recorrido mas extenso durante su paso por la vasija.

> En la terminologia de la industria petrolera se habla de tanques al referirse a recipientes que
operan a presidn atmosférica, y de vasijas cuando se trata de recipientes a presion. Este caso sirve
como ejemplo perfecto de dos procesos que sélo se diferencian por la presion a la que se efectdan.

> ARNOLD, Ken. STEWART, Maurice. Surface Production Operations, vol. 1. 3 ed. Houston: Elsevier,
2008.
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En general, puede decirse que estos equipos son muy eficientes, permiten una muy
buena separacion debido a que proporcionan a los fluidos un tiempo de residencia >
del orden de horas, con lo cual se garantiza que las gotas alcancen la coalescencia y,
ademas, obteniendo un crudo que puede ser regresado al sistema, aprovechandolo
nuevamente.

Figura 22. Skim vessel horizontal.
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Otra de las ventajas es su bajo costo, por lo que se convierte en una excelente
alternativa para tratar el agua en campos pequefios.

2.3.3. Coalescedores

Los coalescedores son equipos disefiados especialmente para permitir que las gotas
de crudo se unan, usando para ello placas metdlicas. Los primeros coalescedores
datan de 1950, y el hecho de que permitan retirar mas del 80% del crudo disperso
ha favorecido su expansion en todo el mundo durante estas seis décadas.

> tiempo de residencia se puede definir como el tiempo que tarda una gota de fluido en pasar a
través de un cierto recipiente. Para calcularlo, como recurso mnemotécnico se puede recordar que el
caudal se define como el volumen por la unidad de tiempo (Q=V/t). Despejando el tiempo de esa
expresion, se encuentra que el tiempo de residencia equivale al cociente entre el volumen del
recipiente y el caudal que éste maneja (tresidencia=V'recipiente/ Q).

> ARNOLD, Ken. STEWART, Maurice. Surface Production Operations, vol. 1. 3 ed. Houston: Elsevier,
2008.
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Basicamente existen dos tipos de coalescedores: los de placas paralelas y los de
placas corrugadas, llamados PPl y CPI, respectivamente, por sus siglas en inglés>’.
Ambos tipos de coalescedores constan de una carcasa metalica en cuyo interior se
ha dispuesto una serie de laminas de acero. Estas laminas capturan las pequefas
gotas de crudo, permitiendo que se unan. Una analogia para entender el fendmeno
es pensar en lo que ocurre cuando se introduce un pitillo a un vaso de gaseosa, en
este caso, muchas burbujas de gas se adhieren al pitillo, lo que permite que
coalescan y salgan a flote como una burbuja mas grande.

Este mismo principio de adherencia hace que las gotas de liquido (y las particulas
sélidas) se unan. Posteriormente, dado que las placas tienen un cierto angulo de
inclinacidn, las gotas fluiran hacia arriba y los sedimentos se iran al fondo.

Figura 23. Vistas esquematicas de un coalescedor.
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>’ Los PPl o Parallel Plate Interceptors fueron los primeros coalescedores desarrollados.

Posteriormente surgieron los CPl o Corrugated Plates Interceptors, que se usan masivamente en la
actualidad.

> ARNOLD, Ken. STEWART, Maurice. Surface Production Operations, vol. 1. 3 ed. Houston: Elsevier,
2008.
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La figura 23 ilustra una vista esquematica de un coalescedor de placas paralelas,
mientras que la figura 24 permite apreciar el fendmeno que ocurre cuando las gotas
chocan con la placa metalica. Nétese que en la parte inferior se encuentran gotas de
un tamafio pequefio, pero a medida que ocurre el flujo de la gota hacia arriba,
mientras se encuentra con mas gotas en su camino, se observan tamafios mayores.

Figura 24. Funcionamiento de las placas de un coalescedor.
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Fuente: Arnold, K.>° Modificada.

Normalmente las placas se encuentran ubicadas con una separaciéon de entre 1,5y
5cm, lo cual permite retener gotas de hasta 30 micras. El dngulo de inclinacién de las
placas suele ser de 45°, lo que facilita la coalescencia del crudo y al mismo tiempo
permite que los sdélidos suspendidos sean arrastrados al fondo del coalescedor.

La tecnologia permitid desarrollar una opcion que daba mejores resultados: los
coalescedores de placas corrugadas, que contaban con |[dminas de acero a las que se
les daba forma rizada con el objetivo de incrementar el aceite separado.

El flujo de la emulsidn a través del banco de placas, asi como el resultado obtenido
son esquematizados en la figura 25. Nétese que en este caso sigue manteniéndose
un angulo de 45° para las placas, pues la experiencia ha mostrado que para angulos

> ARNOLD, Ken. STEWART, Maurice. Surface Production Operations, vol. 1. 3 ed. Houston: Elsevier,
2008.
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mayores que éste se reduce la eficiencia en la remocidn de aceite, mientras que
para angulos menores se ve afectada la remocién de sdlidos.

Figura 25. Esquema del flujo a través de un coalescedor de placas corrugadas.

AGUA

=
=

Fuente: Arnold, K. Modificada.

De igual manera, la tecnologia ha permitido encontrar materiales que permiten
obtener excelentes resultados. Ahora, ademas del acero, existen placas de fibra de
vidrio, PVC, poliéster reforzado, polipropileno, entre otros. Si bien el costo de éstos
€s un poco mayor, son materiales mas duraderos, que requieren mantenimiento con
menor frecuencia y que representan un ahorro en el largo plazo.

Los coalescedores presentan varias ventajas:

- Se requiere poco mantenimiento, garantizando la continuidad de los
procesos. Asimismo, el mantenimiento es sencillo, pues las placas y demas
internos se remueven e instalan con gran facilidad.

- Sutamano es muy pequefio comparado con los skim tanks.

- Pueden operar con un amplio rango de concentraciones de aceite
emulsionado, incluso con valores mayores que 3000ppm.

- Permiten separar gotas de crudo de hasta 30 micras.

- Permite separar sélidos suspendidos de hasta 5 micras.

- No tienen partes moviles, no requieren suministro de energia eléctrica.

60 ARNOLD, Ken. STEWART, Maurice. Surface Production Operations, vol. 1. 3 ed. Houston: Elsevier,
2008.
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Por otra parte, su principal desventaja radica en que no permiten el manejo de
grandes cantidades de sélidos, por lo que no se recomiendan en campos con
problemas de arenamiento.

2.3.4. Celdas de flotacion

En la seccion 2.1.3 se presentd una alternativa para facilitar la separacion de las
pequenas gotas de crudo que no han podido ser separadas por los equipos
mencionados anteriormente: la flotaciéon. El principio es sencillo: generar burbujas
de gas, dispersarlas en el agua, para que se adhieran a las gotas de crudo y las
arrastren hacia la superficie, debido a que se genera una fuerza de boyanza® mayor.
Una vez que las gotas de crudo han alcanzado la superficie del agua, son removidas
por medios mecanicos.

Estos procesos han sido reunidos en un solo equipo con el disefio de las celdas de
flotacion. En estos, la emulsién se hace pasar a través de una serie de cdmaras
(usualmente tres o cuatro) en las cuales se inyecta un gas en forma de burbujas. La
inyeccion se realiza desde la parte superior de la celda, donde se han instalado unos
inyectores que cuentan con motores que permiten la dispersidon de las burbujas.

En la parte superior se encuentran ubicadas unas pequefias aletas que retiran
mecdnicamente el crudo nadante hacia unos canales laterales que permiten
recuperarlo. La figura 26 presenta una vista general del equipo. En este caso, una
celda de cuatro camaras, que es muy comun en los campos colombianos. El
movimiento de los fluidos a través de las camaras se presenta, de forma
esquematica, en la figura 27.

En cada una de las camaras se pueden identificar tres regiones. En el fondo se
encuentra una regidon de mezcla, donde las burbujas ingresan al sistema y se
produce una agitacién (por la turbulencia que genera el gas y por el movimiento
rotacional de los inyectores) que permite distribuir uniformemente el gas. Un poco
mas arriba aparece la regién de flotacién, donde las burbujas, ya adheridas a las
gotas de crudo, tienen un ascenso lento hacia la superficie. Finalmente, ya en la
superficie del agua se encuentra la regién de desnatado, donde las burbujas salen
del liquido, dejan a las gotas de crudo flotando en la superficie, de donde son

ot Arquimedes definid la fuerza de boyanza de la siguiente manera: “Cuando un objeto se sumerge en
un fluido experimenta un empuje de abajo hacia arriba igual al peso del volumen de fluido
desalojado”. En este caso, la gota de crudo experimenta su fuerza de boyanza mas la de las burbujas
que se le adhieren.
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retiradas mecanicamente. El proceso que ocurre al interior de la celda de flotacién
seilustra en la figura 28.

Figura 26. Celda de flotacién.
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Fuente: Arnold, K.> Modificada.

Figura 27. Esquema de una celda de flotacién.
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Fuente: Arnold, K.%® Modificada.

62 ARNOLD, Ken. STEWART, Maurice. Surface Production Operations, vol. 1. 3 ed. Houston: Elsevier,
2008.
63 ARNOLD, Ken. STEWART, Maurice. Surface Production Operations, vol. 1. 3 ed. Houston: Elsevier,
2008.
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Figura 28. Funcionamiento de una celda de flotacién.
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Fuente: Arnold, K.** Modificada.

Las principales ventajas de estos equipos radican en el gran volumen que pueden
manejar (normalmente entre 50000 y 100000BWPD), asi como el poco consumo de
gas (alrededor de 5ft*> por cada barril de agua), pues éste se puede recircular por
medio de un sencillo sistema de tuberias y compresores, dado que el sistema es

cerrado.

Sin embargo, dado que las burbujas tienen tamafios grandes (aproximadamente
mayores que 2500um) las eficiencias de remocién de crudo son bajas. De acuerdo
con la informacién presentada en la tabla 4, para obtener eficiencias de remocion
mayores que 90% es necesario que la corriente de agua pase a través de varias
celdas. En el capitulo tres se abordard una importante tecnologia que ha permitido

incrementar la eficiencia: las microburbujas.

Tabla 4. Eficiencia de las celdas de flotacion.
Numero de celdas
1

v bW

65
Fuente: Forero, J.

o ARNOLD, Ken. STEWART, Maurice. Surface Production Operations, vol. 1. 3 ed. Houston: Elsevier,

2008.

® FORERO, Jorge. Sistemas de tratamiento de agua. Notas de clase, Especializacién en produccion de

50
75
87
94
97

Eficiencia (%)

hidrocarburos. Bucaramanga: Universidad Industrial de Santander, 2010.
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La instalacidn de estos equipos es sencilla, tal como ocurre con los coalescedores.
Pero debido a que las celdas de flotacidn tienen partes mdviles, su mantenimiento
es mas complicado y se hace mas frecuente.

Una dultima desventaja de este sistema es su buen desempefio depende
fundamentalmente del control que se haga al nivel de fluido en la celda. Si se
observa con detenimiento la figura 28, puede observarse que si el nivel baja no se va
a poder retirar el crudo hacia los canales laterales. Mientras que si el nivel de fluido
se incrementa, existe una gran posibilidad de que a estos canales llegue mucha
agua. En la mayoria de campos se han empleado sistemas de instrumentacion
automatica, con sensores que registran las variaciones de nivel para que las valvulas
de salida del agua se abran o cierren, permitiendo controlar el nivel.

2.3.5. Piscinas de estabilizacion

Dado que el tiempo de residencia en la mayoria de equipos para el tratamiento de
agua es muy corto, es normal la utilizacién de piscinas de estabilizacién que
permitan que el agua fluya muy lentamente, permitiendo que las gotas de crudo que
aun permanecen suspendidas puedan flotar facilmente, y que los finos que lleva
consigo el agua puedan precipitarse hacia el fondo de ella.

Figura 29. Esquema de una piscina de estabilizacion.

Geomembrana |

® ECOPETROL S.A. Manual actualizado de la estacién Castilla 2. Castilla La Nueva: Ecopetrol S.A.,
2007.
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Para la construccidon de una piscina es necesario realizar una gran excavacion, pues
ellas pueden ocupar normalmente un area de varios cientos de metros cuadrados,
con una profundidad de entre 1,5 y 2 metros. Luego de haber realizado la
excavacion, se ubica en el fondo una capa de grava y sobre ésta, una capa de arena,
pues en caso de presentarse alguna fuga estas dos capas actian como elementos
filtrantes, impidiendo que se contamine el suelo. Sobre la capa de arena se ubica un
recubrimiento especial, denominado geomembrana, una tela gruesa e impermeable
que garantiza un excelente aislamiento del suelo. El esqauema de la configuracion
interna de estas pisicnas se ilustra en la figura 29.

En las secciones inclinadas de la piscina o taludes suele incluirse una capa de
concreto que permita dar solidez a la estructura de la piscina, con el fin de evitar
que ésta colapse.

Normalmente, las piscinas de estabilizacién son el Ultimo paso del tratamiento, y en
ellas escasamente se forman pequefios bancos de nata aceitosa, los cuales son
recogidos mecdnicamente.

Sin querer ser reiterativo, es importante recalcar que los equipos que han sido
mencionados son utilizados de acuerdo con las caracteristicas de los fluidos, la
capacidad econdmica de la compafiia operadora y los requisitos de calidad que se
tengan en cada caso, por ello es normal que en cada estacién se encuentren
esquemas diferentes, adaptados al contexto propio del campo.
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3. NUEVAS TECNOLOGIAS PARA EL TRATAMIENTO DE EMULSIONES

Aunque histéricamente los mecanismos tradicionales han permitido obtener buenos
resultados en cuanto al cumplimiento de las especificaciones de calidad del crudo
para su bombeo por oleoductos, y del agua para vertimiento o reinyeccidn, se ha
visto en las ultimas décadas el surgimiento de propuestas tecnoldgicas novedosas
gue propenden por la obtencidén de resultados que satisfagan las necesidades de
calidad reduciendo el costo de tratamiento de los fluidos.

De forma contraria a las técnicas tradicionales, que aprovechan la gravedad como
Unico mecanismo de asentamiento de las gotas dispersas, las nuevas tecnologias
buscan otros horizontes. Asi, equipos como los tratadores centrifugos buscan el
aprovechamiento de las fuerzas rotacionales, y el uso de campos magnéticos y
ultrasonidos, pretenden atacar las emulsiones en un nivel microscépico.

3.1. SEPARACION POR MEDIO DE TRATADORES CENTRIFUGOS

Los tratadores centrifugos fueron desarrollados durante la década de 1970 como
una propuesta que pretende simplificar el tratamiento de crudo, reduciendo el
espacio requerido para el equipo y el tiempo de residencia de los fluidos.

En estos equipos, la separacidon no se basa exclusivamente en el aprovechamiento
de la aceleracion de la gravedad, sino que se introduce un componente rotacional
en la sedimentacién de las particulas dispersas. Si bien su propuesta data de
cuarenta afios atras, su implementacidon en campos de petréleo recién ha iniciado en
el siglo XXI.

3.1.1. Funcionamiento

El funcionamiento de estos equipos se describe de forma sencilla a continuacidn,
usando como apoyo la figura 31. En primer lugar, la emulsién ingresa a la centrifuga
por medio del tubo estatico de alimentacion (1), llegando al fondo del equipo por
medio de los bujes (2). La pila de discos (3) se encuentra rotando con una frecuencia
del orden de 3000 revoluciones por minuto, lo cual fuerza a los componentes mas
pesados, es decir, al agua y los sdlidos, a desplazarse radialmente hacia la zona
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externa, donde se encuentran las boquillas (4) que permiten retirar estos
contaminantes de forma continua. Finalmente, el crudo deshidratado asciende por
la centrifuga hacia la tuberia de descarga (5) ubicada en el tope del equipo.

Figura 30. Vista general de un tratador centrifugo.

Fuente: Thunqvist, A

Figura 31. Esquema del funcionamiento de un tratador centrifugo.

Fuente: Thunqvist, g.58

* THUNQVIST, Erik y otros. Estudio de centrifugacién para Ecopetrol. Villavicencio: Alfa Laval, 2009.
®® THUNQVIST, Erik y otros. Estudio de centrifugacién para Ecopetrol. Villavicencio: Alfa Laval, 2009.
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La figura 31 presenta una vista de corte del interior de un tratador centrifugo, donde
pueden apreciarse sus componentes.

Como se vio en el capitulo 2, los esquemas de tratamiento convencional tienen su
principio de operacion en la ley de Stokes, pues se asume un asentamiento vertical
de las particulas a lo largo de la fase continua, como consecuencia de la aceleracién

de la gravedad.

Figura 32. Corte vertical del interior de un tratador centrifugo.

Fuente: Thungvist, £

Para el caso de los tratadores centrifugos, la ley de Stokes sufre una modificacién al
reemplazar la aceleracion de la gravedad por la fuerza centrifuga, tal como se
expresa en la siguiente ecuacion.

d? —
yoEa=pd
18u

® THUNQVIST, Erik y otros. Estudio de centrifugacion para Ecopetrol. Villavicencio: Alfa Laval, 2009.
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Donde
V : Velocidad de separacion
d : Didmetro de la particula
pq: Densidad de la fase dispersa
pc: Densidad de la fase continua
1 : Viscosidad de la fase continua
o : Velocidad angular
r : Distancia desde el centro de rotacion

De esta manera se consigue que al tener altas velocidades de rotacidn se consigan
también altas velocidades de sedimentacidn y altas eficiencias de separacioén, lo cual
permite que pequenas gotas de agua, e incluso sdlidos finos que no consiguen
asentarse por métodos convencionales, se precipiten y separen, consiguiendo
crudos muy limpios.

Cada tratador centrifugo tiene la capacidad de manejar hasta 80000BFPD, lo que lo
constituye en una opcidon muy atractiva para el manejo total de la produccién de un
campo promedio. Cuando el volumen total excede esta cantidad, es usual instalar
varias centrifugas operando en paralelo.
3.1.2. Ventajas y desventajas
Las principales ventajas de este sistema son:

- Alta capacidad por cada unidad de centrifugacion.

- Menor requerimiento de calor, debido a que las unidades permiten obtener

buenos resultados de BSW a temperaturas menores que las requeridas al

usar otro tipo de equipos.

- Menores requerimientos de solventes como la nafta’® los cuales son usados
para diluir los fluidos durante el proceso de tratamiento.

7% La nafta y otros solventes son empleados en el tratamiento de crudos pesados y extrapesados con
el objetivo de reducir la densidad del crudo para facilitar la deshidratacidon. Cuando el petréleo tiene
una gravedad API cercana a diez, es decir, una densidad muy cercana a la del agua, se llega a una
situacion en la cual no es posible la separacidon gravitacional, pues los dos fluidos tienen
practicamente la misma densidad. Por esta razén es usual que en las estaciones de tratamiento de
crudo pesado se realice la mezcla de éste con solventes luego del multiple de recoleccion. Este
proceso es muy eficiente, pero a la vez implica unos costos sumamente altos.
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- Mayor eficiencia para retirar pequefias particulas emulsionadas y sélidos de
grano fino.

- Permite un rango amplio de operacion, manejando fluidos con altos y bajos
cortes de agua.

- Los equipos tienen un alto grado de automatizacion, lo cual facilita la
operacion.

- Los equipos son compactos, pues sus dimensiones normales son del orden
de los cuatro metros de altura por cinco de largo y cinco de ancho. Esto
facilita su utilizacién, por ejemplo, en plataformas de produccion maritima,
donde el espacio disponible es minimo.

Evidentemente, existen algunas desventajas relacionadas con el uso de este tipo de
equipos. Las mas destacadas son:

- No manejan mas de un 5% de gas libre, por lo cual se requiere la instalacidon
de un separador antes del tratador centrifugo.

- No son recomendables para el tratamiento de fluidos que contienen altos
cortes de sdlidos, pues la presencia de éstos en un sistema que se encuentra
operando a altas velocidades genera problemas de erosién en los
componentes moéviles, reduciendo la vida atil de los equipos.

- El consumo de energia eléctrica es notable. Aunque durante la evaluacién
econdmica debe tenerse presente la reduccién de otros costos operacionales
como el uso de solventes, productos quimicos y tratadores térmicos, los
cuales podrian no ser necesarios.

En nuestro pais se han realizado pruebas tecnolégicas con los tratadores
centrifugos, en campos de crudo pesado como Jazmin, Rubiales y Castilla. En todos
los casos, se obtuvieron resultados muy satisfactorios, pues se llevd parte de la
produccion del campo a un tratador de este tipo, con una baja dosis de rompedor de
emulsidn y sin calentamiento, obteniendo crudo en especificaciones.
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3.2. TRATAMIENTO CON ULTRASONIDOS"*

El rompimiento de las emulsiones implica la coalescencia de pequefas gotas
dispersas que, como se ha visto, puede ser favorecida por diversos factores
(quimicos, térmicos, electrostaticos, centrifugos). En esta seccion se revisara el
tratamiento con ultrasonidos, una técnica que permite la separacion rapida de las
emulsiones agua-petréleo.

Cuando un liguido es sometido a una irradiaciéon ultrasdnica ocurren varios
fendmenos a nivel molecular, debido a la propagacién de pulsos de presién a lo
largo de la direccion de propagacién de las ondas sonoras. Este movimiento
oscilante causa periodos alternados de compresién y expansion de las gotas, lo cual
genera inestabilidad en la interfase, reduciendo la tensién superficial y llevando a un
rompimiento de la emulsion.

Experiencias de laboratorio realizadas por Cherskii y otros, han permitido identificar
que si una emulsién es sometida a un ultrasonido con una frecuencia cercana a los
800KHz se produce una reduccion de la tensién superficial en un factor de 2,6. De
alli que el uso de ultrasonidos se haya convertido en una opcién atractiva para el
tratamiento de emulsiones.

Schoeppel y Howard realizaron pruebas en el laboratorio para determinar si la
velocidad de asentamiento de las gotas en una emulsion directa se veia favorecida
por la aplicacién de ultrasonidos. Para este fin emplearon tres muestras de crudo
(ver tabla 5) que fueron sometidas a ultrasonidos durante varios periodos de
tiempo, midiendo el porcentaje de agua que se separo a lo largo de la prueba.

Para cada caso se realizaron tres mediciones. En primer lugar, se determind la
velocidad de asentamiento normal, es decir, sin agregar productos quimicos ni
aplicar ultrasonidos (curva 1). Las dos mediciones restantes correspondieron al
comportamiento de la emulsién sin agregar quimicos y sometiéndola a una
radiacion ultrasénica durante 60y 120 minutos (curvas 2 y 3, respectivamente).

"L El sonido puede entenderse como la propagacién de ondas longitudinales a través de un medio
elastico, es decir, como una vibracidn de una sustancia. La intensidad del sonido depende de la
frecuencia a la que oscila la sustancia. En ese sentido, las vibraciones comprendidas entre los 20 y los
20000Hz se encuentran en el llamado “espectro audible”, es decir, son las vibraciones que pueden
ser percibidas por el oido humano. Las ondas con frecuencias menores que 20Hz se denominan
infrasonidos, mientras que los sonidos con frecuencias mayores que 20KHz se denominan
ultrasonidos.
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Tabla 5. Muestras de crudo usadas.

Propiedad Crudo A Crudo B Crudo C
Gravedad API 20,8 20,9 18,7
Viscosidad @ 60°F (cp) 15,7 9,0 70,4
GOR (scf/STB) 107 108 33
Corte de agua (%) 7-8 30-50 5-7

Fuente: Schoeppel, R.”” Modificada.

Los resultados, tal como se aprecia en la figura 33, son muy satisfactorios. En todos
los casos se aprecia un aumento en la velocidad de asentamiento de las particulas
tras la aplicacion del ultrasonido, llegando a remociones cercanas al 100%.

Figura 33. Efecto de la aplicacién de ultrasonidos.

CRUDOA CRUDOB CRUDOC

g

40

Porcentaje de agua removida (%)

EIEIE

a g 12 1 20 a g 12 16 20
Tiempo de asentamiento (Hrs)

Fuente: Schoeppel, R.”> Modificada.

Sin embargo, es necesario realizar un par de observaciones. Primera, que la
viscosidad del crudo es un pardmetro fundamental para la separacién de las fases, lo
cual diferencia el comportamiento obtenido con el crudo C de los otros dos.
Segunda, que no siempre un mayor tiempo de exposicion al ultrasonido implica una
mayor separacion de agua. Ndtese que en el segundo caso, el tiempo intermedio es
el que produce la mejor separacién. Por esta razén, es necesario realizar pruebas en
cada campo, y para cada crudo, con el objetivo de determinar la frecuencia y la
duracién de la aplicacion dptimas del ultrasonido.

72 SCHOEPPEL, R. HOWARD, A. Effect of Ultrasonic Irradiation on Coalescense and Separation of
Crude Oil - Water Emulsions. Dallas: Society of Petroleum Engineers, 1966.
7 SCHOEPPEL, R. HOWARD, A. Effect of Ultrasonic Irradiation on Coalescense and Separation of
Crude Oil - Water Emulsions. Dallas: Society of Petroleum Engineers, 1966.
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A pesar de los excelentes resultados obtenidos en el laboratorio, los ultrasonidos no
han tenido aplicaciones en campo, quedando este punto como una posible opcidn
para el desarrollo de proyectos de investigacién en los campos colombianos.

3.3. DESHIDRATACION MAGNETICA DE CRUDOS

Investigaciones realizadas en el Instituto Colombiano del Petréleo han permitido
verificar la notable influencia que tiene la aplicacién de campos magnéticos en el
rompimiento de las emulsiones. Las pruebas, realizadas en los campos La Cira -
Infantas, Provincia y Dina Terciarios (con crudos parafinicos de 23, 24 y 18,2 grados
API, respectivamente), permitieron obtener resultados muy alentadores.

El fundamento de esta tecnologia es similar al de los tratadores electrostaticos que
se estudiaron en la seccién 2.2.4, con dos diferencias. Primera, que en este caso se
somete el fluido a un campo magnético en lugar de un campo eléctrico y, segundo,
que el efecto conseguido con el tratamiento magnético es la orientacién de las
parafinas que contiene el crudo, en lugar de la polarizacién de los iones que estdn
disueltos en el agua.

Figura 34. Emulsion con presencia de parafinas disueltas.

Crudo
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Agente
emulsificante

Parafina
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Fuente: Pelaez, C.”* Modificada.

Tras la aplicacidon del campo magnético se consigue que las parafinas se reorienten,
se ubiquen en la interfase y neutralicen la accion del agente emulsificante,
favoreciendo la coalescencia. Este proceso se presenta de forma esquematica en las
figuras 34y 35.

" PELAEZ, Carlos y otros. Deshidratacién magnética de crudos. Bucaramanga: Instituto Colombiano
del Petrdleo, 1999.
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Figura 35. Efecto del campo magnético.
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Fuente: Pelaez, C.”” Modificada.

La primera etapa de la investigacion se llevd a cabo en el laboratorio, donde se
determind que al pasar una muestra de crudo por un campo magnético’® con una
intensidad entre 500 y 10000 gauss’’, se logra obtener un porcentaje de agua
separada de entre 20 y 45%, con una considerable reduccién del contenido de
hidrocarburos en el agua de produccién.

Posteriormente, el tratamiento magnético fue escalado a nivel de campo, mediante
la instalacion de prototipos en las estaciones de recoleccidén y tratamiento de los
campos mencionados, aguas abajo del separador general, tal como se aprecia en la
figura 36.

Los resultados obtenidos en el campo Dina Terciarios se presentan en la tabla 6.
Aqui se consolida la informacion obtenida en campo luego de varios meses de
operacion del prototipo en varios escenarios. En una primera instancia, se realizo el
seguimiento al comportamiento del corte de agua obtenido en el tanque de
almacenamiento con el esquema tradicional de tratamiento de los fluidos en ese
campo, el cual consta de un gun barrel antes del cual se agregan 5 galones por dia
de rompedor directo.

> PELAEZ, Carlos y otros. Deshidratacion magnética de crudos. Bucaramanga: Instituto Colombiano
del Petrdleo, 1999.

® Un campo magnético es una regién del espacio en la cual una carga eléctrica g que se desplaza a
una velocidad v sufre los efectos de una fuerza F que es perpendicular y proporcional tanto a la
velocidad como al campo, denotado como B. En términos matematicos, se puede usar la siguiente
expresion: F = (qv) x B.

"7 Para expresar la intensidad de un campo magnético existen diversas unidades de medicidn, siendo
las mas comunes el gauss (G) del sistema internacional, y el tesla (T). 1T = 1Kg / C-seg (un kilogramo
por coulomb-segundo). Ademas, un tesla equivale a 10000G.
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Figura 36. Prototipo de tratamiento magnético, campo Dina Terciarios.

Fuente: Pelaez, C.78

Seguidamente, se alined el tratador magnético y se procedidé a realizar variaciones
en la dosis de rompedor, pudiendo obtenerse que usando el gun barrel, el tratador
magnético y una dosis de 3,5 galones por dia del producto quimico se obtienen los
resultados éptimos para este campo. Incluso, con dosificaciones de 1,5 a 2,5 (esto es
menos de la mitad del consumo de quimico normal) se siguen obteniendo cortes de
agua bajos.

Tabla 6. Resultados de la prueba del tratador magnético.

. ~ Corte de agua en el tanque ‘
Escenario :
de almacenamiento (%)
Gun barrel ' 4,2
Gun barrel + 5gpd de rompedor 3,6
Gun barrel + Tratador + 5gpd de rompedor 2,9
Gun barrel + Tratador + 3,5gpd de rompedor 0,9
Gun barrel + Tratador + 2,5gpd de rompedor 1,6
Gun barrel + Tratador + 1,5gpd de rompedor 1,3
Gun barrel + Tratador + 0,5gpd de rompedor 2,2
Gun barrel + Tratador (sin rompedor) 1,8

Fuente: Pelaez, C.” Modificada.

De igual manera, en los otros campos en los que se realizd la prueba se obtuvieron
mejoras en la calidad tanto del crudo que llega a los tanques de almacenamiento,
como en el agua que va al sistema de tratamiento de agua. Esto Ultimo, se

7® PELAEZ, Carlos y otros. Deshidratacion magnética de crudos. Bucaramanga: Instituto Colombiano
del Petrdleo, 1999.
® PELAEZ, Carlos y otros. Deshidratacion magnética de crudos. Bucaramanga: Instituto Colombiano
del Petrdleo, 1999.
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constituye en una notoria ventaja de este sistema, pues permite reducir el consumo
de quimicos en el tratamiento de agua y el impacto ambiental que esto implica.

Uno de los resultados mas importantes en el estudio de esta tecnologia se refleja en
el hecho de que, incluso, a bajas temperaturas (entre 30 y 40°C) el fenémeno de
polarizacién de las parafinas y la consecuente coalescencia se sigue presentando.
Esta es otra gran ventaja de esta tecnologia, pues permite reducir significativamente
los costos de tratamiento, especialmente en lo que se refiere al consumo de
productos quimicos y la generacion de calor.

3.4. TRATAMIENTO CON MICROONDAS

Los tratamientos con centrifugas, ultrasonidos y campos magnéticos son tecnologias
gue permiten el rompimiento de emulsiones de tipo normal o directo. A
continuacién se presenta otra interesante opcidn tecnolégica, que puede aplicarse
tanto en las emulsiones directas como en las inversas: el tratamiento con
microondas, cuyos resultados presentan una alternativa de separacién efectiva, con
tecnologia limpia y libre de quimicos o calentamiento convencional.

Las microondas son una forma de radiacion electromagnética en la banda de 300
MHz a 300 GHz, por lo que se encuentra dentro del espectro electromagnético®
entre los rayos infrarrojos y la radiofrecuencia. Presenta un comportamiento similar
al de la luz visible, por tanto, pueden sufrir los fendmenos de reflexion, refraccién y
difraccidon. Desde su descubrimiento, en el afio de 1946, las microondas han tenido
una especial difusién en muchas industrias, con aplicaciones en radares, la medicina,
la vulcanizacion del caucho, las telecomunicaciones, entre otros.

En este caso, se aprovechan las microondas como fuente de calentamiento de los
fluidos que constituyen las emulsiones pues, como se vio en la seccién 2.1.1, la
temperatura es un parametro que afecta dramaticamente el rompimiento de las
emulsiones.

El fundamento de esta tecnologia es el mismo que el existente en un horno de
microondas. Alli, un generador produce microondas de aproximadamente 2,45GHz
que inciden sobre la sustancia que se desea calentar. Debido a que los alimentos

¥ se denomina espectro electromagnético a la distribucién energética del conjunto de las ondas
electromagnéticas, el cual abarca desde las ondas de radio (que tienen una frecuencia de 10*Hz)
hasta los rayos gamma (que tienen una frecuencia de 10°°Hz), pasando por las microondas, la luz
infrarroja, la luz visible, la luz ultravioleta y los rayos X.
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contienen agua, y que las moléculas de agua tienen el comportamiento de un dipolo
eléctrico, el campo electromagnético generado en el horno orienta las moléculas de
agua en una cierta direccién, pero una vez ha ocurrido esa orientacion, el campo se
invierte, ocasionando que las moléculas roten. Estas inversiones en la orientacién
del campo ocurren a razon de 2450 millones de veces por segundo (es decir, a la
misma frecuencia de las microondas), lo cual genera calor debido a la excitacién de
las moléculas de agua, que giran sobre si mismas a gran velocidad.

Es claro, entonces, que las microondas son capaces de generar un enorme
calentamiento tras una aplicacién muy breve. Este calentamiento tiene una gran
ventaja sobre el calentamiento convencional, pues debido a que las microondas
actlan uUnicamente sobre sustancias polares, al aplicarlas sobre una emlusién
directa que tiene un bajo contenido de agua se observara un rapido calentamiento
de las gotas de agua y de la regién adyacente a estas, sin necesidad de calentar todo
el crudo para que, por medio de un gradiente térmico, el calor alcance las gotas. Es
decir, el calentamiento se realiza directamente en el interior de la emulsién y no en
la superficie exterior de esta. Con esto se consigue una notable disminucion en el
consumo energético y en la duracién de los procesos, pues el calentamiento ocurre
casi instantdneamente.

Si bien es posible emplear las microondas en el tratamiento de las emulsiones
inversas, debe considerarse que el consumo de energia eléctrica para generar la
radiacion es mucho mas alto, debido a que en ese caso si es necesario calentar la
totalidad de la emulsion.

Esta tecnologia ha sido estudiada en dos escenarios: el laboratorio y la industria del
aceite de palma, donde se han obtenido resultados muy satisfactorios. Sin embargo,
no se han realizado pruebas en la industria petrolera, por lo que resulta otro punto
interesante para futuros trabajos de investigacion. Dado que en muchos aspectos el
aceite de palma es semejante a un crudo liviano, puede pensarse en la gran
posibilidad de obtener buenos resultados al aplicar el tratamiento con microondas
en nuestra industria.

3.5. TRATAMIENTO CON MICROBURBUJAS
En la seccidn 2.3.4 se estudiaron las celdas de flotacidn, y se expresd que quizas la
mayor desventaja que tiene esta técnica es la baja eficiencia de remocion, debido a

que las burbujas que se inyectan son muy grandes. Este hecho impide una buena

79



difusion del gas en el agua y no garantiza que todas las gotas suspendidas sean
contactadas por las burbujas.

Partiendo de este hecho, se ha dado una nueva generacién de equipos para el
tratamiento con burbujas de menor tamafio, llamadas microburbujas. Estas burbujas
tienen diametros de entre 10 y 20um, es decir, son unas cien veces mas pequefias
que las burbujas que se inyectan en las celdas de flotacién. El tamafio es tan
pequeno que las burbujas no se pueden observar a simple vista, lo cual lleva a que el
agua tome un aspecto lechoso, tal como se aprecia en la figura 37.

La forma como se generan las microburbujas forma parte del secreto de las
companias que venden estos equipos, pues son patentes confidenciales. Sin
embargo, puede decirse que el consumo energético de estos equipos es muy bajo,
tanto que para generar las microburbujas necesarias para tratar la produccién de
agua de un campo (esto es, unos 50000BWPD) se emplea un motor de menos de 20
caballos de potencia, lo cual implica un minimo consumo de electricidad.

Figura 37. Agua mezclada con microburbujas.

81
Fuente: Forero, J.

Las burbujas son inyectadas desde el fondo de un tanque de tratamiento, tal como
se presenta en la figura 38. De esta manera, las burbujas se distribuyen
uniformemente en el tanque, contactando las gotas de crudo (e incluso los sélidos
finos) que se encuentran suspendidas, para arrastrarlas verticalmente hacia arriba.

1 FORERO, Jorge y otros. Design and Application of the Flotation Systems for the Treatment of
Reinjected Water in a Colombian Petroleum Field. Bucaramanga: Instituto Colombiano del Petrdleo,
2007.
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Figura 38. Tanque para el tratamiento con microburbujas.

b, Salida
L|/de gas
. | |/\
de gas ;l’ b Salidade
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Entrada de agua Y

contaminada \—/ —

Salida
— \—/ de agua

Fuente: Forero, 1.8 Modificada.

Las experiencias de campo han permitido obtener resultados sorprendentes. Con
este sistema se ha podido remover mas del 90% de las gotas de crudo de didmetros
mayores que 20 micras, con una remocién adicional de las gotas menores que esa
cifra, tras una aplicacion de microburbujas durante una hora, aproximadamente.

Esta tecnologia ha tenido un excelente comportamiento desde su instalacidn, hace
algunos afios, en el campo San Francisco (Huila), y sus buenos resultados han llevado
a que Ecopetrol S.A. haya llevado estos tratadores a campos que se encuentran
fuera de Colombia.

3.6. COMPARACION ENTRE NUEVAS TECNOLOGIAS

Existen diversos criterios a tomar en consideracidon para comparar las diferentes
tecnologias que fueron objeto de estudio en este trabajo. Como primera medida, se
ha construido la tabla 7, donde se resumen las principales ventajas y desventajas de
cada uno de los equipos revisados.

2 FORERO, Jorge y otros. Design and Application of the Flotation Systems for the Treatment of
Reinjected Water in a Colombian Petroleum Field. Bucaramanga: Instituto Colombiano del Petrdleo,
2007.
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Tabla 7. Ventajas y desventajas de los sistemas de tratamiento.

Equipo

Gun barrels

Calentadores

Tratadores
térmicos

Tratadores
electrostaticos

Skim tanks

Coalescedores

Ventajas

- Tecnologia reconocida.
- Operacion sencilla.

- No tiene partes moviles.
- Bajo costo.

- Alta eficiencia térmica.

- Tecnologia conocida.

- Las reducciones de la viscosidad
del crudo son excelentes.

- Permite la remocidn del agua en
el mismo equipo.

- Alta eficiencia térmica.

- Compactos.

-Alta eficiencia térmica.
- Alta remocién de agua.
- Equipos compactos.

- Bajo costo de operacién y
mantenimiento.

- Alta eficiencia para clarificar
agua con crudos de baja
densidad.

- Alta eficiencia de remocién de
aceite.

- Bajo costo de operaciény
mantenimiento.

- Existen modelos para manejar
agua con arena.
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Desventajas
- Gran tamafio, lo cual no permite
su uso costa fuera.
- Poca versatilidad.
- El mantenimiento es lento.
- Requiere un equipo adicional
aguas abajo para retirar el agua.
- Alto costo de operacion.
- Alto costo inicial.
- Operacion riesgosa.
- Requiere mantenimiento con
mucha frecuencia.
- Pérdida de gravedad API del
crudo.
- Es comun que se depositen los
sélidos.
- Costo mas alto que el de un
calentador.
- Operacion riesgosa.
- Requiere mantenimiento con
mucha frecuencia.
- Pérdida de gravedad API del
crudo.
- Es comun que se depositen los
sélidos.
- No funcionan en campos con
poca salinidad.
- Costo muy alto.
- Requiere mantenimiento con
mucha frecuencia.
- Pérdida de gravedad API del
crudo.
- Pobre manejo de sélidos.
- Tanques de gran tamaiio.
- Bajas eficiencias o gran tamafio
para aguas con crudo de alta
densidad.
- No aptos para retirar sélidos
suspendidos.
- No soporta cargas altas
puntuales(baches) por problemas
o inestabilidad en la operacion.
- No apropiado para soportar
baches de crudo por problemas o
inestabilidad en la operacidn.
- No apto para retirar solidos
suspendidos.



Equipo

Celdas de flotacion

Piscinas de
estabilizacion

Tratadores
centrifugos

Tratadores
ultrasdnicos

Tratadores
magnéticos

Ventajas

- Pueden manejar altas
concentraciones de aceite.

- Menor espacio y peso que los
Skim tanks.

- Tecnologia reconocida.
- Apropiado para retirar aceite y
sélidos no muy pequenos.

- Bajo costo de operacién.

- Bajo mantenimiento.

- Excelente eficiencia de
remocion de finos.

- Alta capacidad por cada unidad
de centrifugacion.

- Bajo requerimiento de calor.

- Menores requerimientos de
solventes.

- Mayor eficiencia para retirar
pequefias particulas
emulsionadas y sélidos de grano
fino.

- Permite un rango amplio de
operacion.

- Los equipos tienen un alto
grado de automatizacion, lo cual
facilita la operacion.

- Los equipos son compactos.

- Alta eficiencia de remocidn de
crudo.

- Reduccidn del consumo de
quimicos.

- Bajo costo.

- Se obtuvieron buenos
resultados tanto en las
experiencias de laboratorio como
en las pruebas de campo.

- Reduccidn del consumo de
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Desventajas

- Alto consumo energético de los
rotores para generacion de
burbujas.

- Altos costos de mantenimiento
por las partes moviles.

- Baja capacidad de manejar
cambios en las condiciones de
flujo.

- Baja eficiencia.

- Alto consumo de quimicos para
retirar sélidos.

- Normalmente requiere de un
sistema adicional aguas abajo,
para retirar los sélidos muy finos
(menores que 50 micras).

- Alto costo de construccidn.
- Se requiere un espacio muy
grande.

- No manejan mas de un 5% de
gas libre.

- No manejan sélidos.

- Alto consumo de energia
eléctrica.

- Su uso no es recomendable en
crudos pesados.

- No se han realizado pruebas de
campo.

- No se han realizado pruebas en
crudos pesados.

- Poco conocimiento de esta
tecnologia.



Equipo

Tratadores de
microondas

Microburbujas

Fuente: Autor.

A continuacién, y como cierre de este trabajo, se presenta una tabla en la cual se
resumen los principales criterios de comparacion técnica de los trece equipos que
han sido revisados en estas paginas. Es necesario aclarar que la comparacion se
realiza de forma cualitativa, como un punto de partida para el planteamiento de

Ventajas
quimicos.
- Buen funcionamiento a bajas
temperaturas.
- Los resultados obtenidos en
laboratorio y en la industria del
aceite de palma han sido muy
buenos.
- Se reducen los costos
energéticos pues el
calentamiento es puntual.
- Se puede usar en emulsiones
directas e inversas.
- Se reduce la duracién del
tratamiento.
- Apropiado para retirar aceite y
sélidos suspendidos de tamafio
pequefio (menores que 50
micras).
- Muy alta eficiencia (> 95%).
- Menor tamafio de burbuja.
- Trabaja como Unico equipo con
altos contenidos de solidos
suspendidos livianos .
- Menor consumo de quimicos
que en los sistemas de flotacion
tradicional.

ingenierias en la fase conceptual.

Queda a consideracion del lector la escogencia de los equipos que se adecuen a las
necesidades de su campo. No se puede aseverar que tal o cual tecnologia es la
“mejor” simplemente porque permite manejar grandes volUmenes, porque su costo
es bajo o porque requiere poco mantenimiento. La mejor tecnologia es la que se

adapta a las necesidades.
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Desventajas

- No se han realizado pruebas de
campo.

- Poco conocimiento de esta
tecnologia.

- Bombas de disefio especial que
necesitan mantenimiento y
cuidado operativo.

- Poco conocimiento de esta
tecnologia.



Tabla 8. Comparacion técnica entre tecnologias.
Costo de Costo de Complejidad Manteni-

. . ) Eficiencia . . Capacidad Desarrollo
instalacion operacion del equipo miento
Gun barrels MEDIO BAJO ALTA SIMPLE BAJO ALTA AVANZADO
Calentadores ALTO ALTO ALTA MEDIA ALTO MEDIA AVANZADO
Tratadores térmicos ALTO ALTO ALTA ALTA ALTO MEDIA AVANZADO
Tratadores ALTO ALTO ALTA ALTA ALTO MEDIA AVANZADO
electrostaticos
Skim tanks MEDIO BAJO MEDIA SIMPLE BAJO MEDIA AVANZADO
Coalescedores MEDIO BAJO ALTA MEDIA MEDIO ALTA AVANZADO
Celdas de flotacion MEDIO ALTO BAJA MEDIA MEDIO MEDIA AVANZADO
Piscinas de MEDIO BAJO ALTA SIMPLE BAJO ALTA AVANZADO
estabilizacion
Tratadores centrifugos ALTO MEDIO ALTA MEDIA ALTO ALTA INTERMEDIO
Tratadores ultrasdnicos MEDIO BAJO ALTA MEDIA MEDIO MEDIA ESCASO
Tratadores magnéticos BAJO MEDIO ALTA MEDIA MEDIO MEDIA INTERMEDIO
Tratadores de MEDIO MEDIO ALTA MEDIA MEDIO MEDIA ESCASO
microondas
Microburbujas MEDIO BAJO ALTA SIMPLE BAJO ALTA INTERMEDIO

Fuente: Autor.



Quizas la mejor opcidn sea usar varias unidades de aquella tecnologia que tiene
poca capacidad de tratamiento pero que reduce el consumo de quimico y no
requiere electricidad. O tal vez la mejor opcidn sea instalar un equipo muy robusto y
costoso pero que permite centralizar el tratamiento. Y asi, las condiciones de cada
campo, cada fluido y cada compaiiia son las que terminan inclinando la balanza de Ia
decision en un determinado sentido.

Lo importante, y es ese el propdsito final de este trabajo, es que exista claridad en el
fundamento de los procesos que estan involucrados en cada tecnologia, para que el
rol que desempenie el ingeniero esté basado en el andlisis objetivo de las situaciones
y la formulacién de soluciones acertadas.
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

Las emulsiones se definen como mezclas heterogéneas de liquidos inmiscibles, los
cuales alcanzan un estado relativamente tras ser sometidos a agitacién, lo cual
dispersa a uno de los liquidos, en forma de gotas, en el seno del otro.

En el yacimiento no existen emulsiones, pues los fluidos han estado alli por un
tiempo tan prolongado y su movimiento ha sido tan lento que la segregacion de
fases se ha producido. Las emulsiones, pues, ocurren debido a los esfuerzos
cortantes a los que se ven sometidos los fluidos durante su flujo a través del pozo
hacia la superficie.

La principal forma de tratar las emulsiones es prevenir que éstas se formen,
reduciendo los puntos donde existan esfuerzos de corte tales como choques, codos
y expansiones. De esta manera se puede conseguir un flujo laminar a lo largo de
todo el sistema de extraccidén, recoleccidon y tratamiento, garantizando que las
emulsiones no se formen o que sean débiles.

Debe tenerse especial precaucién con el uso de productos quimicos en el sistema,
pues muchos de ellos estan constituidos por tensoactivos que pueden formar
emulsiones mas fuertes que las que se formarian en condiciones normales.

Ademas de los aditivos quimicos, existen sustancias como asfaltenos, parafinas y
otros sdélidos que favorecen la ocurrencia de las emulsiones, actuando como agentes
emulsificantes.

Los procesos involucrados en el rompimiento de las emulsiones son: separacién
gravitacional (asentamiento vertical de las particulas dispersas por efecto de la
gravedad), coalescencia (que implica la neutralizacion de las cargas o coagulacion, la
atraccion de las gotas dispersas o floculacién, y la fusién de estas gotas, es decir, la
coalescencia propiamente dicha), flotacion (ascenso de gotas de suspendidas tras la
adicién de un gas que se adhiere a ellas) y filtracion.

El principal sistema de tratamiento de emulsiones usado en el mundo es el quimico,
pues ofrece buenos resultados sin la necesidad de una inversién inicial alta. Sin
embargo, en el largo plazo puede resultar extremadamente costoso el consumo
diario y continuo de estos productos.
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Los gun barrels son equipos robustos que permiten una eficiente separacion de las
emulsiones normales, aprovechando la segregacion gravitacional. Su difusion en la
industria petrolera se debe a los buenos resultados obtenidos y a la sencillez de su
operacion.

Los procesos de calentamiento son muy utiles en el tratamiento de crudos pesados.
Sin embargo, tienen asociado un alto costo de operacién debido al consumo
continuo de combustibles para la generacidn de calor. El efecto del calentamiento es
minimo en los crudos livianos, por lo que no se recomienda en esos casos.

El tratamiento electrostatico ha mostrado excelentes resultados. Sin embargo, su
uso se restringe al tratamiento de fluidos con alta salinidad y en campos donde otras
tecnologias no han permitido obtener buenos resultados, debido a su alto costo.

Los skim tanks son una opcidn de bajo costo para el tratamiento del agua de
produccidon. Son muy eficientes y requieren poco mantenimiento. Sin embargo, no
manejan grandes cantidades de sélidos ni son adecuados para campos que
producen por baches. Para campos donde existen carbonatos disueltos en el agua
estan disponibles los skim vessels, que operan con una cierta presidn para evitar que
aquéllos se precipiten.

Los coalescedores son equipos que han mostrado excelentes resultados, tanto en la
remocion de crudo como en la de sélidos, con un bajo costo y poco mantenimiento.

Las celdas de flotacion han sido ampliamente difundidas en los campos
colombianos, pues permiten la remocidén de crudo a bajo costo. Sin embargo, su
eficiencia no es la suficientemente alta. Al respecto, la tecnologia de microburbujas
surge como una opcion para obtener mejores resultados a costos mas bajos.

Los tratadores centrifugos son una opcién muy interesante para el tratamiento de
emulsiones directas, pues ofrecen altas eficiencias, reduciendo el consumo de
quimicos y de calor, por medio del aprovechamiento de la fuerza centrifuga en el
favorecimiento de la coalescencia.

La tecnologia de los tratadores ultrasonicos y de microondas es aun incipiente. Si

bien se han obtenido muy buenos resultados en las pruebas realizadas en el
laboratorio, estas tecnologias se constituyen en interesantes opciones para el
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desarrollo de investigaciones futuras, que retomen las experiencias de laboratorio y
planteen pruebas de campo.

La seleccion de equipos para el tratamiento de los fluidos de un campo depende

Unicamente de las condiciones particulares de ese campo, pues son ellas las que
determinaran si la decisidn es acertada.
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