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, 
INTRODUCCION 

La demanda mundial de aceite y gas, cada vez va incrementando, lo cual ha llevado a 
las compañías a explorar zonas situadas en aguas profundas, que se relacionan con 
ambientes hostiles, altas presiones y bajas temperaturas. 

Para garantizar el éxito de las operaciones, las compañías se enfrentan a los nuevos 
desafíos en el desarrollo de campos situados en áreas de aguas profundas. Estos desafíos 
comprenden temas relacionados con la seguridad, medio ambiente, diseño de 
instalaciones, costos, productividad de los pozos y confiabilidad del equipo. Hoy en día para 
que los proyectos resulten viables desde el punto de vista económico, las terminaciones en 
aguas profundas deben optimizar al máximo la recuperación final de los hidrocarburos. Los 
yacimientos descubiertos recientemente tienen la capacidad para producir con altos gastos 
de producción, por 10' cual el diseño de los pozos debe ser de acuerdo a ello. Debido a los 
altos costos y la dificultad de acceder a los pozos en aguas profundas, la industria petrolera 
debe confiar plenamente en las nuevas tecnologías para optimizar las erogaciones de 
capital en los proyectos. 

Los adelantos tecnológicos que se requieren para quebrar las barreras impuestas por 
los grandes océanos son tan grandes que no se pueden alcanzar en forma individual, o a 
través de una sola compañía. Tanto las compañías petroleras como las empresas de 
servicios, las instituciones académicas, grupos gubernamentales y los fabricantes de 
equipos se encuentran empeñados en la búsqueda de soluciones. Algunas compañías 
petroleras establecen sus propios grupos especializados para supervisar las tareas en 
aguas profundas. 

A modo de ejemplo cabe mencionar el consorcio Deepstar dirigido por Texaco en los 
Estados Unidos, PROCAP encabezado por Petrobras en Brasil, el Grupo Industrial Conjunto 
de las Márgenes del Atlántico (AMJIG, por sus siglas en inglés) en el Reino Unido y el 
Programa Noruego de Aguas Profundas. 

La necesidad de tener un buen estudio de las condiciones físicas del fondo del océano 
es primordial, incluyendo las corrientes y remolinos asociados con las características 
topográficas. El papel que juegan estos estudios es importante para el diseño de las líneas 
de flujo y el tendido de las mismas. 

En capítulos posteriores, se presentan las consideraciones principales para el diseño y 
método de tendido de tuberías generalmente usado en aguas profundas. 



Introduccio; 

Quizás el punto más importante de todo es la cantidad de petróleo crudo equivalente 
recuperable del o los yacimientos. Un prospecto con grandes reservas permite gastos de 
operación más altos para cubrir totalmente el desarrollo del campo, que en el caso de uno 
con bajas reservas. Por lo anterior la clave para desarrollar el campo es obtener una buena 
estimación de las reservas. 

El número requerido de pozos para el desarrollo del yacimiento y la ubicación de los 
mismos, es otro punto importante. Esto se determina con el tamaño, forma, profundidad y 
otras características del yacimiento. La reducción del costo en aguas profundas, se enfoca 
a reducir el número de pozos productores y maximizar la producción de cada uno. 

La fabricación, transporte y escenario de instalación es lo que implica el mayor gasto de 
capital en aguas profundas. Las consideraciones para reducir los costos de instalación se 
enfocan a las siguientes áreas: 1) Plataformas, 2) Risers y líneas submarinas, 3) Sistemas 
de producción y 4) Aseguramiento de flujo. 

En áreas donde no existe infraestructura, la opción más viable son los buques tanque, 
para exportar el aceite. Si la reinyección de gas no es factible o permisible, la única 
solución es tender una tubería para manejar el gas. En tales regiones los conceptos 
manejados son las plataformas tipo SPAR y los sistemas de producción flotantes de 
almacenamiento y descarga (FPSO). 

Las plataformas flotantes son generalmente menos sensibles a los costos, debido a 
condiciones ambientales y profundidad del agua, que las verticales, como las plataformas 
de piernas tensionadas (TLP) y plataformas fijas. 

El efecto primario del tipo de plataforma requerido en el diseño, es el tipo de riser; ya 
que los risers en plataformas flotantes son grandemente afectados por la acción de las olas 
y corrientes. Los tipos de risers propuestos para desarrollos en aguas profundas son los 
rígidos, flexibles, híbridos y en forma de catenaria, los cuales representan ventajas y 
desventajas con respecto a los otros, en relación a la profundidad en la cual serán 
desplegados. 

Los tiebacks submarinos, definidos como la distancia horizontal desde el pozo objetivo 
hasta la plataforma, son punto esencial en el desarrollo del campo; si por ejemplo se tiene 
relativamente gas seco y una alta presión en el pozo, se puede considerar como condición 
para que la distancia del tieback sea grande, sin embargo si el crudo es una mezcla 
multifásica de aceite, agua, gas y arena con empuje natural del yacimiento, la distancia del 
tieback no podrá ser muy grande. 

Los problemas que pueden existir en lo que respecta a obstrucción en las líneas de 
flujo, van relacionados con los hidratos, parafinas, arenas o acumulaciones de líquido en la 
tubería (slugging). 
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IntroduCCión 

Los hidratos pueden ser removidos con la inyección de metanol; o evitados con la 
inyección de inhibidores, los cuales pueden ser termodinámicos, cinéticos o anti
aglomerantes. Por otro lado las bloqueos con parafinas, arenas y acumulaciones de líquido 
pueden ser removidos empleando escariadores (diablos). 

En este trabajo se presenta una comparación de los tipos de inhibidores de hidratos, así 
como sistemas de calentamiento empleados para asegurar el flujo de hidrocarburos. 

Para algunas distancias el crudo puede requerir separación y presión de bombeo para 
poder ser transportado hasta las instalaciones de producción. En algunos desarrollos, el 
equipo de separación y bombeo, se encuentra situado en la plataforma, pero con los 
avances de la tecnología, ahora se puede disponer de separación submarina y bombeo. La 
separación submarina se puede llevar a cabo dentro del pozo o colocar el equipo en el piso 
marino. En el estudio de los sistemas de producción submarinos, es importante recalcar lo 
que respecta a los costos de intervención, ya que es uno de los puntos importantes en la 
selección del sistema. 

La mayoría de los pozos submarinos satélites son frecuentemente manejados por 
separado, con lo cual .se obtiene la ventaja de que si existe la intervención en una línea, los 
otros pozos seguirían produciendo. La desventaja de este concepto es que resultaría muy 
costoso manejar una sola línea para cada uno; la solución propuesta es hacer converger 
los pozos hacia un múltiple, el cual puede estar diseñado para manejar diversas cantidades 
de pozos, variando su tamaño, peso y complejidad. 

Por otra parte, a partir de la preocupación por el medio ambiente, la industria petrolera 
busca controlar la emisión de gases y la contaminación durante las operaciones en pozos. 
El control de emisiones durante las pruebas de pozos, la descarga de agua al océano y los 
fluidos utilizados durante operaciones de perforación, están controlados por entes 
reguladores. Las compañías trabajan en forma continua en la búsqueda de nueva 
tecnología y procedimientos que permitan mejorar el control de estas operaciones. 

Los lugares con más actividad en el desarrollo de campos en aguas profundas son las 
costas de Brasil y el Golfo de México. En el Golfo de México la plataforma semi sumergible 
Nauti/us operada por Shell, se despliega en un tirante de agua de 2,500m en la sección del 
Cañón de Alaminos, en este caso la tecnología empleada se basó en que los cables de 
anclaje se fabricaron con poliéster. 

De igual manera en el área del Golfo de México fue donde se desplegó la primera 
plataforma tipo SPAR, llamada Neptune, en el campo Vioska Knoll, y la primera plataforma 
Mini-TLP, llamada Morpeth, sobre el campo Ewing Bank. 

La compañía Petrobras trabaja en el área más importante de las costas de Brasil, la 
Cuenca de Campos, donde se han llevado a cabo la aplicación de diferentes tecnologías, 
por ejemplo, en octubre de 1994, Petrobras en conjunto con un equipo de seis compañías 
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Introducció r 

instalan la primera bomba electrosumergible para un pozo de aguas profundas, localizado 
en 1,107m de tirante de agua, en el campo Albacora. 

Statoil, BP Amoco, Exxon Mobil y Petrobras instalaron las primeras bombas multifásicas 
para aguas profundas en diciembre de 1997 en el sur del Mar de China, en el campo 
Lufeng; se instalaron cinco bombas de refuerzo multifásicas fabricadas por Framo 
Engineering en 330m de tirante de agua. 

En los capítulos contenidos en este trabajo, se presentan las diferentes tecnologías que 
son disponibles para el desarrollo de campos situados en aguas profundas. Se presentan 
comparaciones y características de estructuras de superficie y el riser con el cual se tendrá 
la mejor interacción. 

Los sistemas submarinos de producción, como la separación submarina, son tecnologías 
modernas, las cuales son desplegadas en aguas profundas, por esta razón se presentan 
algunos sistemas que ya se encuentran en operación en aguas profundas; así como 
también las características de los mismos. 
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CAPÍTULO 1 
GENERALIDADES 

1.1 Concepto de aguas profundas y operaciones. 

El mejor lugar para buscar hidrocarburos se encuentra en las proximidades de 
descubrimientos existentes, especialmente cuando se exploran zonas marinas. Lo anterior 
ha despertado el interés de varias compañías petroleras ¡x>r la exploración en áreas c:Ionde 
las profundidades del lecho marino son cada vez mayores, ante la perspectiva de hallar 
grandes reservas y altos ritmos de producción que justifiquen los gastos y riesgos 
adiCionales. En estos entornos, un pozo perforado en aguas profundas puede costar 25 
millones de dólares sin ninguna garantía de éxito. 

lo anterior nos lleva a que gran parte ele las reservas de petróleo del mundo se 
encuentran debajo de los océanos, al limite de nuestras posibilidades actuales de alcance y 
aun más allá. Todo indica que en el futuro será posible perforar a profundidades aún 
mayores. l os rápidos avances realizados en los métodos de exploración y producción en 
aguas profundas durante los ultimos años demuestran que apenas se rompe un récord, 
surge otro que lo supera. 

Existen varias definiciones de ~aguas profundas", que varian segun la actividad 
desarrollada. Por \o general, con respecto a la perforadón de pozos, se considera profundo 
todo aquello que supere tirantes de agua de 300m de prOfundidad. 

Cuando las profundidades del lecho marino son mayores, surgen otros requerimientos 
tecnológicos, esto es cuando se consideran profundidades superiores a los 2,OOOm, y en 
este caso se dice que son aguas ultra profundas. En estos casos, de existir soluciones, éstas 
se adaptan para cada proyecto. la figura 1.1 nos muestra las profundidades alcanzadas 
hasta ahora. 

Los organismos gubernamentales y entes reguladores pueden adoptar otras 
definiciones con respecto al concepto de profundidad, por ejemplo, \o que se encuentra 
mas alla del cambio litológico que existe entre la plataforma continental y el talud 
continental. 



, , 

P ..... ,¡., 

flg.I.1 p,.,fundkla<lel alanzadas 

los trabajos científicos de exploración, han perforado pozos por debajo de los 7,044m 
de lecho marino, Sin embargo, por ser poZOS de investlgación no se toman en cuenta 
muchas de las restricciones económiCas y operativas que se imponen a la industria de 
exploración y producción en las zonas marinas. Estos pozos pueden ser perforados sin 
preventor y sin riser. Su objetivo solo es de recabar información y no de producir 
hidrocarburos, de hecho en caso de detectarse la presencia de hidrocarburos o 
sobrepresión, la perforaciÓn se suspende. 

Algunos campos situados en aguas profundas contienen mas de 2 mil millones de 
barriles de aceite y un solo pozo puede producir 50,000 BPD. A finales de 1998, en los 28 
campos que producían a una profundidad del lecho marino de por lo menos 500m, se 
obtenían 935,000 BPD. La mayor parte de los campos se encuentran en el Golfo de México 
y en las costas de Brasil, aunque ya se han hecho descubrimientos en aguas profundas de 
las costas de África Occidental, en el Lejano Oriente y en las márgenes del Atlántico 
Norte. La Figura I.2 nos muestra las ubicaciones de las áreas donde se llevan a cabo 
operaciones de exploración y producción a nivel mundial en aguas profundas. 
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1.- Golfo de México 
2.- Trinidad y Tobago 
3.- Guyana 
4.- Brasil 
5.- Oeste de Inglaterra 
6.- Noruega 
7.' Azerbaijan, Mar Caspio 
8.- Egipto, Delta del Nilo 
9.- Oeste de África 
10.- Malasia, Indonesia 
11.- Australia 

Según los informes de los analistas, en todo el mundo se han descubierto un volumen 
adicional de 435 miles de millones de barriles de aceite en aguas en que el lecho mari!lO 
supera los 500m de profundidad. En la Tabla Ll podemos observar los datos de 
producción tanto de aceite como de gas por año, obtenidos de aguas profundas. 

Hasta el momento solo se ha explorado aproximadamente la mitad de la superficie que 
se supone contiene hidrocarburos debajo de aguas profundas. Se han efectuado algunas 
estimaciones, las cuales sugieren que el 90% de las reservas de hidrocarburos que aún !lO 
se han descubierto en el mundo, ubicadas en zonas marinas se encuentran en mares cuyas 
profundidades superan los 1,OOOm. 

7 



""'" '" .... 
~ ~ - -

TABLA L1 D,tos de l'rodI>td6n po< AI\o 

Producd6n en Agwos Profund.ls ""'....., , .... '1'0 de Producción Totol (Pro/. > 300m) ... 
"OS 
"" 
"" " .. 
"" "" "" "" "" ,,,. 
"" 
"" 
"" "" "" ,.. 
"'" 

ACeIte, STa GalJ, MCF " « Ite, STB G;os. NCF Ateile 

21,053,752 33,849,3<19 3SO.~S.1I7 ~.OS7.692.707 ,." 
19,077,066 36.900.361 J5S,~2,2~ ~.()oI3.350. 1 72 5.365 
17,070,926 44,259.499 321,567,672 ~.52 •. 823.192 S.211 

12.9&1.552 38,213,499 301.206,145 4,577,391,080 4.310 

\0,007,573 31,889,109 280,717,909 4,636,327,746 B" 
12,141,988 lO,502,m 274,588,473 " ,907,774,159 4.421 

2U86.~ 58,0'1.<1&3 294,m,1H6 4,707,640,841 ,.'" 
31.295,111 87,256,174 JOoI,865,l9'I 4,650,566,185 12.23 
36.769,914 119,895,532 lO8.59S,~ 4,655,807,596 11.91 

41,8OJ,238 159,473,125 314,096,027 4,823,7)8,315 ".., 
5S,200~ 181,019.918 )015,074,597 4,118,6~.050 15.99 

n,211,069 278,233.9'10 368,869,292 5,076.875.432 19.57 

108.514,650 381,759,185 411.622.518 5. 145.646.361 ".36 
159,232,680 560,475.922 _,286,807 5,04L756,536 35.8'1 

225,090,931 8'15,581,180 ~9S,174,758 5,057,646,793 45.45 

271.156,925 998,859,153 5D,225,420 4,958,287,N9 51.82 
114,565,7lJ ¡,ln,II2.J51 556,712,187 5,05I,647,1H9 56.50 

'985 '966 ' 981 '966 ' 9119 1990 1991 1912 I~ '\1901 1995 1996 '997 .998 ._ 2000 

". 
'Ve de prod n en aguas profundas 

, .. 
•. '"' 
0.912 

0.978 

0.835 

0.687 

0.621 

1.241 

,.'" 
, .", 

3.'" 
V .. , . .., 
7.419 

11.11 

16.71 

20. 14 

>3.30 -
[l;l , ~ 

.~ 

8 



., 
1.2 ¿ Qué cambios hay con la profundidad del agua? 

Los pozos submarinos que se elevan desde el fondo del mar sin llegar hasta la 
superficie, tienen un comportamiento sumamente particular. Para conseguir estos pozos y 
en general, unas instalaciones de producción en óptimas condiciones, es importante tomar 
en cuenta los siguientes parámetros para el diseño de las mismas: 

• Presión. La presión a una profundidad mayor a 1,500 m es de más de una tonelada 
por pulgada cuadrada. Este factor es el de mayor consideración en el diseño de 
tuberías y equipo submarino, tales como separadores, manifolds, risers, etc. 

• Temperatura. Por debajo de los 600m, en cualquier parte del mundo, el Océano se 
estabiliza en 4°C. Este punto influye en el aspecto de asegurar el flujO, por 
formación de sólidos. 

• Vida marina . Varias colonias de organismos crecen naturalmente a lo largo del 
Océano, al paso de miles de años estas colonias se convierten en roca sólida; por lo 
cual, estas colonias deben ser evitadas al realizar operaciones de exploración y 
producción. 

• Fondo marino. En algunos lugares del Océano, el fondo es muy ligero, por lo cual 
no puede soportar el equipo, y este puede hundirse sin control. En otros lugares 
existen montañas submarinas, en las cuajes puede existir un deslizamiento de 
sedimentos y rocas que pueden dañar el equipo submarino. 

• Corrientes y ondas. Las corrientes pueden complicar la instalación y la operación 
del equipo costa afuera. Las tormentas pueden generar ondas que pueden alcanzar 
una velocidad de hasta 20 nudos. 

En la figura I.3 se muestra un comparativo de las condiciones del tiempo que domina, 
en lo referente al viento y corrientes, en diferentes zonas marinas del mundo. 
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CAPrTIJ 0 1 ----- -- -1.3 Estructuras de superficie. 

las opciones de estructuras de supemcie para el desarrollo de aguas profundas SOfl las 
siguientes: 

• Plataformas fijas (FP). Consisten de una sección tubular hecha de iKero 
soportada por pilas clavadas en fondo del mar, proveen espacio para tripulación, 
instalaciones de perforación y producción. Es económicamente factible para 
profundidades por arriba de los 450 m. 

• Compliant Tower (CT) . Consiste en una torre flexible y estrecha Y un pilote como 
cimiento que puede soportar equipo convencional para operaciones de perforación y 
producdón. la diferencia con la plataforma fija es que resiste grandes fuerzas 
laterales, usualmente se usan para profundidades entre 300 y 600 m. 

• Plataforma de piernas tensionadas (TlP). Ccosiste en una estructura flotante, 
se encuentra conectada al fondo del mar por medio de unos cables tensiooados, 
conectados a plantillas de pilotes empotrados en el lecho marino. El éxito de esta 
plataforma es en profundidades cercanas a los 1,200 m. 

• Mini plataformas de piernas tensionadas (Mini-TlP). Esta platafOflTla es 
utilizada por su bajo costo, en reservas pequeñas situadas en aguas profundas. 
También puede ser usada como plataforma satélite. 

• SPAR. Consiste en un cilindro vertical flotante. Soporta el mismo equipo que una 
plataforma fija, tres tipos de risers (producción, perforadón y exportación). Es 
soportada por un sistema de 6 a 20 líneas ancladas al lecho marino. Se usa en 
profundidades sobre los 9OOm, aunque con la tecnología disponible su uso se puede 
extender a profundidades de hasta 2,200 m. 

• Sistema de producción flotante (FPS). Es una unidad semisumergible, equipada 
con sistemas de perforación y producción. Es anclada en el lugar con cables y 
cadenas o puede tener posicionamiento dinámico. La prodUCCión de loS pozos 
submarinos llega a través de risers diseñados para los movimientos de la 
plataforma. Se puede usar en un rango de profundidad entre 300 y 2,200 m. 

• Sistema de producción flotante de almacenamiento y descarga (FPSO). 
Consiste de una tanque largo, tipo buque, anclado al fondo marino. Estas 
embarcaciones reducen el tiempo necesario para la puesta en producción de los 
pozos. 
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1.4 Selección del riser para sistemas de producción. 

los risers generalmente usados en los sistemas de producción son costosos y tienen 
limitaciones técnicas que pueden restringir sus aplicaciones en aguas profundaS. lOS risers 
usados entran en dos categorias principales: risers verticales tensionados, atados a TlP's y 
SPAR's y 105 risers flexibles, usados sobre una catenaria anclada al sistema de producción. 

l os risers verticales tensionados se conectan al pozo submarino por medio de 
conectores hidráulicos, en la parte superior cuentan con una uniÓn para controlar la 
curvatura y la tensión. En la superficie, el riser es soportado por la plataforma, a través de 
unos tensores hidroneumáticos, lo que permite el movimiento axial del riser. 

los risers flexibles están atados a la plataforma y generalmente su diseño utiliza tubería 
flexible. Si los movimientos de la plataforma se vuelven mas severos, los arreglos del riser 
pueden ser mas complicados. Estos arreglos se pueden conseguir incrementando la 
longitud suspeoclida del riser, colocando fIotadOfes. cabe mencionar que el uso de tuberia 
flexible en aguas profundas puede ser muy restringido. Estas limitaciones incluyen altos 
costos y se requiere de mas resistencia a presiones externas. 

Oos conceptos de riser recomendados para aguas profundas son los sistemas tipo 
catenaria y los hibridos, ambos ya implementados, entre las caracteristicas que poseen son 
las aplicaciones en altas presiooes y temperaturas y principalmente costos mas accesibles. 

Risers tipo catenaria. Para estos risers, los movimientos relativos entre la plataforma y 
el riser se acomodan uti lizando juntas flexibles. Pueden ser usados con grandes diámetros, 
presiones y temperaturas y pueden ser proporCionados fácilmente. las líneas de acero son 
de bajo costo y flexibles y pueden ser usadas en grandes profundidades de agua, sin 
desproporcionar incrementos en costos. El uso de estos risers puede incrementar los 
gastos de proclucción. 

Risers híbridos. la primera sección de este riser consiste en una estructura tubular 
central, rocleada de una espuma sintética que sirve como flotador, tiene libre movimiento 
axial. la estructura central se conecta a la base del riser por medio de un conecto!" 
hidráulico. las líneas periféricas son conectadas sobre la base y proveen conexión con las 
lineas de flujO submarinas. los movimientos relativos del riser y la plataforma son 
arreglados por medio de juntas flexibles. Proveen de un sistema de desconexión de la 
plataforma, esto en caso de presentarse problemas en las condiciones del tiempo. 

Cabe mencionar que en profundidades de agua menores a 300m el uso de estos dos 
sistemas es limitado, pero en profundidades mayores los beneficios de estas alternativas 
pueden ser muy significantes. 

22 
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1.5 Insta laciones de Producción. 

los equipos de terminación de pozos se han sumergido en el agua. En lo Que se 
denomina terminación submarina, los cabezales de los pozos Que se encuentran sobre el 
lecho del mar se conectan con las lineas de nujo Que transportan el petróleo y el gas a la 
superficie. 

Hoy en día, las terminaciones submarinas pueden resultar demasiado profundas para los 
buzos, de tal modo Que los equipos de producciÓn se controlan y manejan por medio de 
vehículos operados por control remoto (ROV's, por sus siglas en Inglés). 

El conjunto simple del cabezal del pozo y tuberías de conducción se ha ampliado hasta 
incluir varios cabezales conectados a un conjunto de válvulas de distribución a través de 
líneas de flujo, y luego a un sistema de producción flotante, a una plataforma cercana o a 
las instalaciones emplazadas en la costa. A través de grupos de válvulas de distribución 
conectados a puntos centrales submarinos se logra maximizar la cobertura del yacimiento. 
la distancia horizontal entre la terminación submarina y su conexión a la plataforma 
(tieback) ha aumentado desde algunos cientos de metros hasta alcanzar kilómetros. cada 
vez con mayor frecuencia, las operaciones Que se realizaban originalmente en la superficie 
se están trasladando al fondo del mar. 

la tecnología submarina disponible hoy en día, comprende una amplia variedad de 
equipamientos y actividades tales como: cables guía para descender los equipos al fondo 
del mar, árboles de válvulas de cabezal de pozo, o de producción, preventores de 
reventooes (BQP's, por sus siglas en Inglés), árboles de intervención y de prueba; 
múltiples, plantillas; RQV's, líneas de flujo, tubos ascendentes (risers), Sistemas de control, 
sistemas de distribución de energía eléctrica, bombeo y medición de fluidos, separación y 
reinyección de agua. 

Habitualmente las terminaciones en aguas profundas se caracterizan como pozos 
submarinos con arboles de valvulas secos o con árboles de válvulas húmedos. El concepto 
de árbol seco incluye las terminaciones para estructuras fijas, plataformas de piernas 
tensionadas (TLP) o plataforma tipo SPAR. Estas terminaciones son similares a las 
realizadas por plataformas convencionales y su diseño es tal que permiten el acceso de un 
cable de acero durante la vida productiva del pozo. Las terminaciones con árboles de 
válvulas secos en aguas profUndas estan diseñadas con vistas a un ritmo de producciÓn 
elevado. 

las terminaciones submarinas con árboles de válvulas húmedos, por lo general, mas 
complejas que las terminaciones para plataformas convencionales y, normalmente, 
incluyen elementos para la inhibición de hidratos, el monitoreo de la presión y la 
temperatura, además de nuevos dispositivos inteligentes para controlar el flujO en una 
terminación de múltiples zonas. En el diseño de este tipo de terminaciones, por lo general, 
no se contempla el acceso de herramientas operadas por cable. 
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La figura r.5 nos muestra algunos diseiios de árboles de producción. 
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Por otra parte en lo que respecta a los conjuntos de válvulas de distribución (múltiple), 
también deben tener un diseño especial para aguas profundas, este diseño incluye la 
construcción de la base, el cuerpo del múltiple que incluye los soportes de las válvulas, 
estructura para soportar puntos de interfase de los ROV's, distribución de unidades de 
control, bancos para acumulador, módulos de control, conexiones de las tuberías y un 
techo protector. Figura 1.6. 

b) Multlpie tipko con 10 bloques de 
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la distancia existente desde las obras de infraestructura es un factor detenninante en 

el momento de optar por una terminación submarina. Cuando los pozos perforados se 
encuentran en las cercanias de las plataformas de producción existentes, resulta 
conveniente realizar una terminación submarina y conectarla a la plataforma. La distancia 
entre la terminación submarina y su conexión a la plataforma se encuentra limitada por la 
continuidad del flujo, la estabilidad del lecho marino y las corrientes. También es 
importante contar con el uso de una Instalación central común, ya que permite reducir el 
costo de desarrollo del campo en forma Significativa. 

Un ejemplo de una instalación sencilla de producción en aguas profundas es como la 
mostrada en la figura 1.7. 

1.6 Construcción de pozos productivos. 

1.- La estructura !S un SPAA de 63,000 
toneIildas, desplegado en 1,57Om de tirante 
de agua. 

2.- Los tubos verticales ascendentes (risers) 
entregan a la platafomla el aceite y gas 
provenientes de los pozos. 

3.- Dos lineas llevan el aceite y el gas hacia 
la costa, a través de un largo sistema de 
tuberias en el Golfo de MexiCo. 

4 .- Pozos submarinos, envian el aceíte y gas 
a tIaYés de lineas multifáslcas. 

Para poder alcanzar una producdón óptima de hidrocarburos de los pozos de aguas 
profundas, es necesario prestar especial atención al mantenimiento de las condiciones de 
flujo. El manejo de la producción constituye un esfuerzo multidisciplinario que comprende 
distintos aspectos, desde la deposición de asfaltenos y la formación de hidratos hasta las 
propiedades de producción de los hidrocarburos y la confiabilidad de la linea de flujo. 
Cualquier problema potencial que pudiera dificultar el flujo de hidrocarburos desde el 
yaCimiento hacia la embarcación o la tuberia de prodUCCión se incluye dentro del rubro del 
manejo de la producción. 

En algunas zonas marinas, el diseño de los desarrollos de yacimientos situados bajo 
aguas profundas se ha visto limitado por las presiones de los yacimientos, ya que de ellas 
depende la distancia entre el pozo y la plataforma sin una pérdida critica del flujo. La 
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disminución de la presión se puede compensar por medio de la Inyección de agua, 
mientras que la contrapreslón se puede reducir con el levantamiento artificial por gas 
(bombeo neumático). Sin embargo, la efICiencia de ésta disminuye en los pozos con largas 
conexiones (t1ebacks) horizontales, típicas de las terminaciones submarinas. 

Para mantener la producción de crudo de estos pozos submarinos de aguas profundas 
es preciso encontrar nuevas soluciones para incrementar las tasas de flujo, simplificar el 
diseño de las instalaciones de producción, disminuir el número de plataformas de 
producción y disminuir las inversiones y los costos operativos. 

Algunas soluciones para lo mencionado anteriormente son las siguientes: 

• Bombas de fondo. Para hacer posible el uso de bombas electrosumergibles a 
grandes profundidades, las bombas deberían garantizar el flujo hacia las 
instalaciones de superficie, por lo cual se realizaron diversas pruebas en pozos a 
diferentes profundidades. Rgura 1.8. 

La bomba electrosumergible constituye un elemento clave para la producción de los 
pozos submarinos. Debido a los elevados costos de las intervenciones en aguas 
profundas, la confiabilldad y la duración de los equipos resultan factores de gran 
importancia. La integración del sistema de terminación con el equipo de la bomba 
electrosumergible es fundamental, lo cual debe de tomarse en cuenta durante la 
planeación de los pozos en aguas profundas. 

• Refuerzos submarinos. La posibilidad de instalar bombas de refuerzo (boosting) 
multifásicas submarinas como método alternativo a las bombas de fondo, es una 
opción atractiva cuando la producción de un gran número de pozos se puede 
combinar en el fondo del mar e impulsar desde un conjunto de válvulas de 
producción o bien cuando la presión cae por debajo de la presión de burbujeo. 
Rgura 1.9. 

Cuando se instalan bombas muttifásicas sobre el lecho marino, éstas se encuentran 
mas cerca del yacimiento que si se instalaran al nivel del mar, con lo cual se mejora 
la altura de succión de la bomba y se logra ut ilizar un sistema de mayor potencia. 

• Separación submarina. La separación de fluidos en ambientes submarinos, 
permitirá evitar levantar grandes volumenes de agua a la superficie, que luego se 
deben procesar y eliminar. Esto permitirá reducir los costos de levantamiento, así 
como los de procesamiento y manejo del agua en la superficie. Estos ahorros 
pueden extender la vida económica de los proyectos en aguas profundas y reducir 
los riesgos de desarrollo. Además la separación submarina, ayuda a eliminar 
problemas de formación de hidratos. Figura 1.10. 
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1.7 Aseguramiento del flujo. 

A las profundidades de agua en cuestión, las bajas temperaturas y las altas presiones 
pueden provocar la precipitación de sólidos, que reducen o bloquean completamente el 
flujo. La precipitación de asfaltenos y parafinas constituye un problema en ciertos 
yacimientos, donde, por lo general, se debe recurrir a una intervención en algún punto de 
la vida del pozo. 

Las incrustaciones de minerales también pueden restringir el flujo, por lo cual es 
necesario Impedir su formación o eliminarlas. la formación de hidratos de gas sólidos 
puede causar bloqueos en las tuberias y en las lineas de flujO, en especial cuando una 
mezcla de agua y gas se enfría mientras fluye a lo largo del lecho marino a través de una 
tubería de gran longitud. Estos hidratos pueden despresurizarse en forma explosiva cuando 
llegan a la superficie. En el pasado, provocaban catástrofes en las operaciones de 
perforación en zonas marinas. los hidratos se pueden formar también en forma natural en 
el lecho del mar y por debajo del mismo, por lo cual representan un peligro si se les 
penetra durante la perforación. 

las técnicas de prevención utilizadas comprenden el calentamiento de las tuberías, la 
separación del gas y el agua previo al desplazamiento del crudo y la inyección de 
inhibidores para impedir la formación de sólidos. 
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CAPÍTULO II 
ESTRUCTURAS DE SUPERFICIE 

n .l Introducción 

Es muy importante la selección de la plataforma a utilizar en proyectos para aguas 
profundas, ya que innuye la profundidad del tirante de agua, las condiCiones ambientales, 
como son las olas y la velocidad del viento, el equi¡x> que será soportado por la plataforma 
y las operaciones que se llevarán a cabo, como lo es la inyecdón de fluidos, 
almacenamiento y descarga, perforación o sólo producción. 

Entre las estructuras estudiadas están las plataformas fijas (FP), Que son requeridas 
para menos profundidad (aproximadamente 300m), la Compliant Tower que también está 
fija en el fondo del mar, pero el rango de profundidad para su uso es de aproximadamente 
de 460m a 920m. 

Otra estructura es la plataforma de piernas tensionadas (TlP), la cual es una estructura 
flotante, anclada en el fondo del mar por medio de piernas tensionadas, la profundidad de 
agua para la cual es recomendada oscila en los 1,2oom de tirante de agua. También existe 
la mini~ TLP, Que es utilizada en yacimientos de aguas profundas pequeños. 

Entre las estructuras flotantes está la plataforma tipo SPAR, que es un cilindro vertical, 
que también está anclado al foodo del mar por medio de unos cables, es recomendado 
para tirantes de agua de 9OOm, pero ya se ha mejorado el sistema hasta alcanzar los 
2,3OOm. Por otro lado está la plataforma flotante de producción, almacenamiento y 
descarga (FPSO), el cual es un buque tanque anclado al fondo del mar, con esta estructura 
se puede operar en grandes tirantes de agua y donde no existe infraestructura para poder 
transportar los hidrocarburos extra idos. 

Todos estos sistemas mencionados tienen grandes diferencias, como lo es la 
configuración, sistemas de anclaje, respuesta a los movimientos, construcción e instalación 
y rangos de profundidad de agua. Dichas variables van a tener gran influencia en la 
selección de la plataforma para proyectos de aguas profundas. 
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11.2 Plataformas fijas 

La mayoría de las plataformas situadas costa afuera son las llamadas plataformas fijas 
(Jackets), que consisten de una sección vertical, hecha de acero, la cual está soportada en 
el fondo del mar. Esta estructura vertical soporta todo el peso de la plataforma. Las piernas 
estan unidas por abrazaderas en el plano vertical y horizontal, lo que le permite a la 
estructura resistir las cargas ambientales (ondas, corrientes, olas, etc.). Comúnmente las 
piernas de las esquinas están ligeramente inclinadas, para que el sistema tenga suficiente 
fuerza y rigidez en la parte baja de la estructura. Ver figura JI. 1. 

F"og.II .1 PI~orm, Fijoo (J~etl 

Estas plataformas son económicamente factibles para instalarse en tirantes de agua de 
460m. 

11.2.1 Instalación de la plantilla submarina. 

En primera instancia, es instalada la plantilla submarina. El número deseado de pozos 
es perforadO con un buque, mientras la plataforma es construida en la costa. La fabricación 
de las plataformas fijas es complicada, debido a las grandes dimensiones de su base. Las 
secciones del fondo son ensambladas por bloques. Una vez que la fabricación es 
terminada, la plataforma es deslizada hacia una barcaza, para después ser transportada al 
lugar de interés. Después el buque de perforación es retirado para instalar la plataforma 
sobre la plantilla. Una vez instalada, los pozos submarinos son conectados hacia la 
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plataforma. La tubería de producción se COfre y los árboles de prodUCdón son instalados, 
para después comenzar con la producción (figura 11.2). 

la plantilla submarina (figura 11 .3) recomendada para este tipo de plataformas, es para 
mas de seis pozos y tiene incorporados receptáculos para cada pozo y tres o cuatro puntos 
para su nivelación. También cuenta normalmente con receptáculos para la instalación de 
la plataforma y equipo de guias. La plantilla es bajada al fondo marino usando uno de los 
siguientes métodos: 

• Es bajada al fondo del océano por medio de una barcaza. Una vez en el agua, es 
bajada por medio de unas guías hasta el lugar de interés. 

• Otro método de instalación requiere adidonar a la plantilla flotadores, y después 
esta es bajada con la tubería de perforación hasta el lugar de intereso También se 
puede instalar directamente desde el buque de perforación. _ .. _-
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Una vez en el fondo del mar, la plantilla es nivelada, para permitir el alineamiento del 
sistema de perforación y posteriormente la instalación de los risers. La nivelación se logra 
por medio de unos indicadores de nivel que son montados en la misma plantilla. El sistema 
está diseñado para alcanzar una nivelación final dentro de una margen de 5 grados. 

11.2.2 Instalación de la plataforma 

Existen dos formas de instalación de la plataforma fija sobre la plantilla submarina, las 
cuales son las siguientes: 

• La primera forma está diseñada para plataformas instaladas en tirantes de agua de 
entre 120m, en este caso la plataforma es bajada por medio de una barcaza hacia la 
plantilla. Para orientar y alinear la plataforma se utilizan dos pilas guía de tamaños 
diferentes (figura lI.4a), estas pilas se extienden varios metros sobre la plantilla y 
los postes guía. la plataforma es bajada a la altura de la pila guía más larga y es 
propiamente orientada, después se baja sobre la segunda pila guía, para luego ser 
bajada hasta el fondo marino. la plataforma después es nivelada y su piernas son 
ancladas. 

• El segundo método es utilizado para plataformas mas pesadas, instaladas en 
tirantes de agua mayores a 120 metros. Estas plataformas son bajadas por un lado 
de la plantilla hasta que se encuentre unos 5m por arriba de la misma (figura II.4b). 
la plataforma se pone contra dos pilas que se encuentran adyacentes a la plantilla. 
Después se corre una pila bumper con una guía y se ancla a la plantilla, una vez que 
esta pila bumper se cementa en la plantilla, la guía es recuperada, con esto, el peso 
de la plataforma durante la instalación, no se transmite hacía la plantilla, sino hada 
la pila bumper. Como la plataforma es empujada hacía la pila bumper, es colocada 
propiamente con respecto a la plantilla. Después de ser debidamente nivelada, se 
procede a anclar las piernas de la plataforma. 

" 
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La tabla 11.1 muestra el despliegue de estas plataformas alrededor del mundo . 

Tobl,,, 1I • de 1 ~ Fijas 

:NO 
I 

Perforación 1_ ~i~er , 1m) 

" USA 31 '" Si 
1 " ~A 1~3 

i 

~ BP 

e' , E"oo 326 SI 

B'f ~A ~ ~ 
i 

*= 6 
7 Vl<go El! 

Tabla 11.1 Continuación 
Capacidad de Producción Peso de 

Peso sobre Peso de la , .. Dimensione 
plataforma ubestructura 

p:r~~s 
de la base 

No. ceite (MBPD Gas (MMPCPD (Ion.) (Ion.) ton. 1m) 

1 80 2.8 35 000 12000 t22x116 
2 200 8.7 17000 49400 10500 148xt24 
3 22 0.6 3Boo 22000 99 x 91 , 60 2.8 3.200 26,000 1t Ox85 
5 60 2.1 3600 33000 11 8 x91 
6 40 1A 3100 35,000 
7 23 5000 25 000 
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11.3 Compliant Tower 

Estas plataformas difieren de las fijas, en que éstas son configuradas para responder 
con flexibilidad a grandes oleajes. Esto es conseguido con una zona de articulación en la 
parte baja de la estructura V puentes de tubo flexible que se extienden a través de toda la 
longitud de la estructura. Ver figura Il.5. 

La construcción del Compliant Tower, es similar a la plataforma fija, solo que en este 
caso debido a su gran longitud, es construida e instalada en dos secciones. l os tirantes de 
agua para los cuales es recomendable son entre los 305m V 610m. 

la tabla 11.2 nos muestra el despliegue de las plataformas de tipo Compliant Tower. 

Tabla 11.2 Des l ie ue de Platafonnas Com l iant Tower 
Profundidad Inicio de 

No. Campo Compañía Localización (m) produccion Peñoración 

1 Lena Exxon USA 305 1984 Si 
2 B.~ t. Amerada USA 503 1998 S, 
3 Petronius Texace USA 535 2000 S, 
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T.bI.II.2 
; Peso de la 

INo. 
Riser 

~,. sU~~:I1~~tura 

~ 
1A,,;t. , ltoo.1 

:1 1= 
Tabla 11.2 COl1tinuación 

Oimel1siones Periodo Natural 
Peso de las 

de Itm~ase 
No. piernas (tOI1. ) Balal1ceo (sI Flexión (sI Torsión (sI , 7.700 37)( 37 2B 3.8 5.7 
2 5.000 43)( 43 32 5 6.4 
3 8,800 34'34 

11.4 Plataformas de piernas tensionadas (TlP) 

Mientras que las Compliant Tower y las fijas son soportadas por estructuras de acero, 
las TLP son estructuras flotantes amarradas al fondo del mar por medio de piernas 
tensionadas verticales. Este tipo de plataformas estan provistas de columnas en las cuales 
se conectan flotadores horizontales, localizados en el fondo de éstas columnas. 

11.4.1 Flotabilidad 

La flotabilidad de la estructura permite mantener en tensión las piernas tensionadas, lo 
cual impide movimientos de desplazamiento, ya que se convierten en fuerzas adicionales 
de tensión. La flotabilidad, también permite restablecer las fuerzas contra movimientos 
horizontales, actuando como un péndulo invertido. La primera plataforma instalada fue la 
Hutton en 1984, esta contaba con 6 columnas, conectada en la base con flotadores. Este 
diseño ha ido cambiando, por ejemplo la Snorre en 1992, sólo cuenta con 4 columnas 
(figura 11.6), entre 12 y 16 piernas tensionadas son colocados en las columnas. La figura 
II.7 es un diseño más reciente, en la cual, el diseño sugiere columnas cuadradas y 
flotadores rectangulares. 
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Los requerimientos de flotabilidad son importantes, debido a el peso de toda la 
estructura, soporte de los risers, tensión en las piernas; debe tener firmeza para 
compensar el centro de gravedad y manejar la tensión en las piernas. 

11.4.2 Piernas tensionadas 

El sistema de anclaje es de vital importancia para mantener la integridad total de la 
plataforma. l as piernas experimentan extremas cargas de tensión, por lo Que requieren de 
mucho cuidado en su diseño, selección de material y proceso de fabricación, para asegurar 
su larga durabilidad con mínimos requerimientos de inspección. 

Las piernas tensionadas son fabricadas en cortas longitudes (9.5m a 17m), para facilitar 
su transporte y almacenamiento. Estas piernas son ensambladas con pernos para evitar 
soldadura. Algunas TlP's cuentan con una herramienta, la cual se corre a través de la 
pierna, hasta el fondo, para realizar una inspección del estado de la misma. 

El nivel de tensión también determina la inclinación máxima de la plataforma, con la 
cual el resultado de las fuerzas dinámicas, no causará fallas por fatiga en las piernas. 
Generalmente en la parte alta y baja de las piernas, se incluyen uniones flexibles para 
acomodar los desplazamientos angulares, Sin introducir excesivos esfuerzos de flexión en 
las piernas. 
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Se han descubierto nuevas cargas dinámicas sobre las piernas, que generan vibraciones 

globales de la TLP. Una de ellas, es la resonancia, causada por el rápido incremento de 
cargas hidrodinámicas durante el paso de largas ondas. Este efecto es llamado asi, debido 
a que se comporta igual a una campana cuando es golpeada. 

11.4.3 Tensión en el riser 

Todos los risers son so¡x>rtados por la TLP, por medio de tensores. Los tensores 
algunas veces son requeridos para mantener en constante tensión el riser, mientras la 
longitud del riser puede ser aumentada o disminuida. Una vez que las piernas son 
ancladas, es muy notable que la longitud entre la unión flexible en la base de la columna 
de la llP y la unión flexible en el conector, es mas corta que la longitud del riser; cuando 
la TlP se inclina, también obliga al riser a adoptar una forma cUIVa (ver figura 11.8), esto si 
el riser no esta tensado. Este efecto de bajada obliga al riser a siempre permanecer en 
tensión. 

i 

, RISlRS 

"ltR~.~ 
• ' lfI'610~.O.S 

Cada riser es soportado por un sistema de tensores Que consta de cuatro cilindros 
hidráulicos y cuatro acumuladores de aire, los cuales son colocados en la forma en Que 
muestra la figura 11.9. Durante condiciones normales de operación el sistema de tensión es 
pasivo, y en caso de Que se requiera retirar un par de cilindros para mantenimiento o 
reparación, la presión de operación es incrementada en los otros dos para dar la tensión 
requerida. El sistema total es contenido en una estructura cuadrada Que entra muy bien en 
la cubierta de los árboles de producción, sin obstruir el área de trabajo. 
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I IENSOR[S EN El RlSER O( PROOUCCION I 

~tr~í- §USPO' S¡{Jr; 
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FII. II.9 EquIpo de ten,Jón 

La figura 11.10 muestra el ensamble del riser de producción. l os tensores mantienen en 
constante tensión, mientras los movimientos por desplazamiento entre la plataforma y el 
riser, son acomodados. 

GU IA DE ES 1RUCIURA 

[ASI ZA on POZO 

FI,. n .10 Ensamble del riser de producción 

Una tensión grande sobre el riser, previene el hundimiento de la misma en el fondo del 
mar, reduce choques con risers adyacentes y mejora el comportamiento de fatiga. El factor 
de tensión comúnmente es de 1.45 veces el peso total del riser en agua. 
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los risers de importación y exportación se conectan debajo de la plataforma. El 
espaciamiento entre los risers, regularmente es gobernado por los requerimientos de 
acceso al árbol de producción o por trabajos de perforación. Regularmente estos 
espaciamientos son largos, para minimizar los efectos de interferencia entre los risers. 

1l.4.4 Desviaciones laterales 

Bajo significantes movimientos de las olas, se busca un cuerpo de pivoteo (rlser o 
plataforma) con rigidez estructural continua a través de la columna de agua. Se presenta 
una desviación angular 8, que es una bajada vertical S expresada por la siguiente 
ecuaciÓn: 

5= L(1- cos 8) 

Donde L es la altura de la estructura desde el punto pivote (FIgura lI.U). En 10% (6°) 
de desviación, es un Indicativo máximo para las TlP, en las cuales se generan bajadas de 
alrededor Sm en tirañtes de agua de 1,OOOm. 

, 

Fig. II.11 Duvl ~tenl .... la TlP 
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11.4.5 Mini-TLP 

Para tamaños pequeños de cubiertas, se emplea una sola columna y se desarrollaron 
flotadores radiales, cada uno soportado por tres piernas tensionadas (figura IU2). 

F"'9. tI.u Minl·TU> 

Las nuevas mini·TlP, tienen una cubierta muy pequeña, lo que le permite un alto grado 
de estandarización para ser colocadas en lugares geográficos específicos, además estas 
estructuras pueden ser reusadas. 

La tabla 11.3 nos muestra el despliegue que han tenido las plataformas de piernas 
tensionadas, así como las características principales de las mismas. 
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n .s Plataformas SPAR 

Estas estructuras consisten de un CIlindro vertical que soporta todas las instalaciones 
superficiales (equipo de perforación y producción), tres t ipos de risers (perforación, 
produCCión, inyección y exportaCión), y está anejada en el fondo marino por un sistema 
de tensores en forma de catenaria, que pueden ser entre 6 y 20 líneas de anclaje 
(figura 11.13). 

l os SPAR son construidos en Finlandia y transportados en buques, una vez en el lugar 
de interés se ponen de pie y se preinstalan las líneas de anclaje, las cuales son 
tensionadas. 
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El primer SPAR cláSIco fue el Neptune en 1997 (figura 11.l4), ya en diseños más 
recientes, los SPAR ya son diseñados con la estructura baja en forma cuadrada y 
solamente la sección superior es de forma Cll indrica (figura JI.lS). La geometría de los 
SPAR se adapta completamente a cualqUier rango de profundidad y peso de instalaciones 
superficiales. 

El máXimo esfuerzo que experimenta la estructura es cuando se está poniendo de pie, 
durante su instalación. 
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Fig . 11.14 SPAI{ CUosi<o (Ntptune) 

11.5.1 Flotabilidad y risers . 

rlll. U . U SPAR con geometril diferente (Tru .. ) 

los risers sobre los SPAR's, utilizan su propia flotabilidad, para provocar la fuerza de 
tensión. la principal ventaja sobre el sistema de tensores de las TLP, es Que los risers son 
soportados por ellos mismos y no por la estructura de la plataforma. 

Es empleada una tubería de revestimiento sobre los módulos flotadores, como 
dispositivo para evitar el pandeo de la sección superior del riser (figura 11 .16). También es 
empleada espuma sintética para redUCir la curvatura cuando el riser es bajado, y con lo 
cual también se previene el pandeo del mismo. 

Las estructuras $PAR también cuentan con uniones flexibles de titaniO, lo Que les 
otorga gran flexibilidad con los desplazamientos. 

los nsers en los SPAR, experimentan altos momentos de flexión en el punto de 
reacCión en que se entra a la estructura (figura 11.18), por tal motivO, las uniones de los 
rlsers deben ser protegidas, debido al desgaste, entre la estructura y el nser, de igual 
manera se colocan guias dentro de la estructura, para mantener aproximadamente 
paralelos los nsers con te eje del SPAR. La frICCión debe ser minimizada en estos puntos de 
contacto, para asegurar el libre mOVimiento vertical, sin causar mayor esfuerzo. 



11.5.2 Piso de trabajo 

- -{l----- ..... ... ........... 

--jj----= .. 

--iP,----· _.-
FI9. 1I .16 Sistema de flot"'orH V""',, 

El PiSO de trabajo (figura 11.17) tiene un area rectangular de 18m x 24m. Para este 
diseño se Incluyen 32 ranuras para pozos, en arreglos de 4 líneas con 8 cada una. las 
ranuras para los pozos pueden ser utilizadas para colocar los risers de producción, 
inyección o exportación, aunque también pueden ser colocados fuera de esta area como lo 
muestra la figura. Las operaciones de peñoración se llevan a cabo en el centro. También 
se encuentra el área de manejo del preventor de reventones (SOP) y el equipo para bajar 
los rlsers (lMRP). También se observa el area del vehículo operado a control remoto 
(ROV), El manejo de estos equipos se reali za por medio de un riel, en el cual son 
desplazados. 
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Estas estructuras no experimentan desviaciones debido al oleaje, aunque los rlser 
expernnentan desplazamientos vertICales conSiderables (figura 11.18). 

De !gual manera la bajada vertical S se obtiene con la misma ecuaciÓn que para las 
TLP, tomando como pivote el riser : 

5= L(I - cos 8l 
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El despliegue de éstas plataformas se presenta en la tabla 11.4. 

Tabl. 11 ,4 Despliegue d. Plataformas tipo SPAR 

Profundid~d Inicio de Ris • • 
N • . Campo Compañia Localización (m) produce!o" Perforación Rígidos 

, Neotune Kerr McGee I USA 588 1997 No " 2 
_ .. 

Chevron USA 790 ,,., ~ 20 

J HooverlOlana Exxon Mobll USA 1463 2000 S, 8 

• Nansen Kerr McGee USA 1.128 "'" 8 , Boomvang KerI McGee USA 1 128 2002 8 . - ~ 

• Hom MOIIntaln Vaslar USA 1.646 2002 

Tabla 11.4 Cont inuación 
C .. pacidad d. Producción Peso sobre la Sul>estruclur .. I -, Plata forma 

Peso (ton.1 Diamelro Iml ILOngitud (m) Tipo No. Ace ite IMBPD Gas (MMPCPD) '-iio~~I' 
, 30 __ __ OS .000 11 700 22 '" CI.éSICO · -
2 - 55 2J I 16.000 28,000 37 215 CláSICO . 

J '00 ~ 92 
~ 

27,000 I ~5 400 37 '" f,aslCo I . 

• ., J- 57 27 16. Truss - - ~ ~ 
, ,_ JO +--- 5 7 --t _ Truss 

L e 

• 65 " J2 167 -'- T rus.!.-- -



11.6 Sistema Flotante de Producción, Almacenamiento y Descarga ( FPSO). 

Como las operaciones se han extendido a lugares muy apartados, en lOna de aguas 
prOfundas y donde no existe infraestructura para transportar los hidrocarburos, y ademas, 
los yacimientos son pequeños; eXiste una solución para su explotación que ademas es muy 
económica, ya que no se necesita desplegar grandes distancias de lineas de flujo, dicha 
solución es el empleo de Sistemas Flotantes de Producción, Almacenamiento y Descarga 
(FPSO). 

Este sistema consiste de un buque, posicionado en el fondo manno por medio de unos 
cables, y cuenta con un buque tanque mas pequeño en el cual se recibe la descarga de los 
hidrocarburos para ser transportados. 

El uso de los FPSO en campos costa afuera alrededor del mundo, se ha convertido en 
una opción para la industria petrolera. El número de estas unidades ha ido aumentando al 
orden de 107 Sistemas de producción flotantes y 54 buques de almacenamiento, en todo el 
mundo. 

11.6.1 Componentes del FPSO. 

Los Sistemas FPSO tienen CincO principales componentes, los cuales son los siguientes: 

Estructura flotante y Servicios. 

Estos componentes incluyen la maquinaria, equipos, cuartos para trabajadores, 
servicios de propulsión y servicios auxiliares. En general la estructura flotante puede ser 
dividida en dos categorias: 

Forma de barco (FPSO) 
Sin forma de barco (TLP, SPAR, Semisumerglbles) 

En el caso de los FPSO, cuando el almacenamiento es necesariO, la tendencia es 
adoptar forma de barco y al contrarIO cuando no es necesario almacenamiento. En algunos 
casos estas unidades pueden tener capaCidad para almacenar y soportar la producción 
durante el imcio de vida del campo o durante las pruebas de pozos. En otros casos las 
unidades son diseñadas sólo para prodUCCIón y descarga. 

• Sistema de Anclaje. 

El sistema incluye lineas de anclaje, conectores, pilotes, anclas, etc. Para el caso 
cuando en el lugar se cuenta con instalaCiones, se Incluyen sistemas de desconeXión, 
flotadores, piernas de anclaje, pilotes, etc. En caso contrano se InCluye todo el sistema de 
posicionamiento dinámico, y equipo e instalaCiones asociadas al mismo. 



Los Sistemas de anclaje pueden ser de diferentes tipos, entre los cuales podemos citar 
los siguientes: 

SALM. Consiste de una sola pierna anclada en un punto, este sistema es el 
primero en aplicarse (1963); usando una estructura tipo "Jacket", montada 
con una cabeza rotatoria (figura 11.19). Otra forma del SALM, comprende una 
cadena vertical conectada a la base. La cadena queda tensionada 
verticalmente, debido a las fuerzas de flotación generadas por el tanque; 
para éste arreglo, el riser de producción queda sujetado en la misma cadena. 

Otra mejor alternativa, es que la pierna anclada sea una tuberia rigida, la cual 
contenga al riser de producción, y a su vez, otorga protección al mismo 
(figura 11.20). 

Fii¡. 1I.20 SAlM (Tuberia riglda ) 

CALM. Este es un anclaje en forma de catenaria, desarrollado por Imodco en 
1959. El sistema consiste de un flotador en la parte superior, que 
contrarresta las fuerzas generadas por el peso de las cadenas en forma de 
catenaria (figura 11 .21 l . Este sistema se aplicó en 1997, para una FPSO de 
reuso en el campo Marlln, en las costas de Brasil, en 1 ,'120m de profundidad. 



~i9. 11 .21 CALH 

• Sistema de producción. 

Este componente consiste de unidades de proceso, sistemas de seguridad y control, 
equipo auxiliar para el proceso de hidrocarburos liquidas y mezcla de gases, provenientes 
de tos pozos. 

• Almacenamiento. 

Este componente puede ser considerado como parte de la estructura flotante o ser un 
sistema separado de la estructura. 

• Sistema de exportación I importadón. 

En el sistema t¡pICO de los FPSO, el sistema de exportación I importación es elaborado 
de tuberia rigida o una combinación de rígida y flexible y está asociado coo los 
componentes del nser, como lo es un sistema de tensores, mOdulos flotadores, sistemas de 
anclaje y sistemas de segundad. Para el riser de importación los puntos de conexión son el 
multlple en el fondo marino y la estructura flotante en una conexión giratoria. 

II.6.2 Sistema de Posicionamiento Dinamico (DP) 

El Sistema de poSICIonamiento dinamico no es una medida nueva, ya que durante 
decadas ha tenido aplicaciones. De Igual manera ha Ido avanzando a la par con el 
desarrollo de las computadoras y sistemas sateli tales. Esta nueva tecnologia ha sido 
desplegada para exploración de campos en aguas profundas, precisar la posición de las 
estructuras, tamaño del equipo y nuevas regulaCiones. 

El tiplco sistema de posICionamiento dlnamico esta conformado por los SKJUlentes 
componentes: 



• Computadora. 

El cerebro del sistema es una computadora, que recibe información desde los puntos de 
referencia, y consta de tres principales datos: 

Posición . 
Dirección . 
Movimientos vert icales. 

Esta información es llevada a la computadora, donde esta interpreta los datos y 
determina la fuerza que se debe ejercer para mantener la posición deseada. Con un 
sistema de administración de potencia en la computadora, se envia una señal de respuesta 
a las unidades de propulsión. 

• Sistemas de referencia. 

La información que determina la posición, direcCión y movimientos es enviada a la 
computadora por varios tipos de herramientas: 

Dirección . Por giroscopios. 
Fuerza y dirección del viento. Por anemómetros. 
Movimientos verticales. Por sistemas de referencia verticales. 
Posición . En este punto varios tipos de herramientas son usados, 
dependiendo de la localización geográfica ( son ut ilizados sistemas de 
antenas instaladas en diferentes estructuras fijas) y profundidad del agua 
(señales hidroacusticas enviadas a un transductor colocado en el fondo del 
mar. 

los sistemas satelitales son los más empleados sobre todo para aplicaciones 
en aguas profundas y lugares donde no se cuenta con estructuras fijas 
cercanas al lugar de operación. 

• Unidades de propulsión . 

Una vez que la computadora ha establecido la información para la FPSO, se envian 
señales al sistema de administración de potencia y a los controles en el timón. Se emplean 
dos caminos de comunicación, porque la computadora también interpreta la información 
del empuje y dirección del empuje, lo cual podria ser necesario cambiar, y dicho cambio se 
efectua en el timón. 



11.6.3 Combinación de FPSO y Sistema de Posicionamiento Dinamico (OP) 

La combinación de estos dos conceptos, provee un único resultada, por un lado se 
tiene la posibilidad de recibir y estabilizar el aceite directamente desde la cabeza del pozo, 
sin la necesidad de instalaciones adicionales ni estructuras. Por otra parte el sistema de 
posicionamiento dinámico, provee la al ternativa de movimiento, posicionamiento y 
propulsión en caso de ser necesario. 

EXisten reglas y recomendaciones para la fusión de éstos dos conceptos. Para el caso 
del sistema de posiCionamiento dinámico , su clasificación puede ser obtenida por los 
siguientes puntos: 

• OP-O. Es un manual de control para el mantenimiento de la posición. 
• DP- l . Con esta notación, la unidad puede ser posicionada automáticamente y 

también se posee un manual de control. 
• DP- 2. La unidad es capaz de tener posición automática e incluye análisis de fallas, 

lo cual quiere decir que si algún sistema falla, la estructura permanecerá en 
posición. Esto va enfocado a utilizar dos computadoras, para que en caso de que 
una falle, la otra entra en operación. 

• DP-3. La unidad es capaz de permanecer en posición, aún cuando existan fallas en 
el cuarto de control (incendio o inundación), lo cual implica que se debe tener un 
control adicional, independiente del cuarto de control. 

Para el caso de la FPSO, existen varias reglas que deben ser seguidas, entre las cuales 
se puede ci tar el desarrollo de las ~Prácticas Recomendadas por el API ~. 

La figura 11.22, muestra el conjunto de FPSO y sistema de posicionamiento dinamico. 
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la tabla 111.5 nos muestra el despli~ue de las estructuras FPSO a nivel mundial. 
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11.7 Plataformas semisumergibles. Sistemas de Producción Flotantes (FPS) 

Las plataformas semisumergibles y las FPSQ's son las dos soluciones más comunes 
para produCCIón flotante. Las plataformas semisumerglbles onginalmente eran destinadas 
solo a la perforación y en aguas poco profundas, pero recientemente han sido 
transformadas a sistemas de producción y se han desplegado a rangos de profundidad 
mayores. 

11.7.1 Configuración de las semisumergibles 

Las plataformas semisumergibles están compuestas por una estructura superficial 
soportada por columnas verticales, que tienen colocados flotadores en la parte infenor de 
las mismas. La estructura es configurada de tal forma que tenga buenas caracteristicas de 
movimiento en operaciones de remolque. En la cresta de la onda, la fuerza sobre los 
flotadores es dominada por la bajada del agua, a lo cual se opone la fuerza de flotación de 
las columnas. En concreto los espaciamientos de las columnas y flotadores puede 
minimizar las fuerzas totales, verticales y horizontales, generadas por grandes ondas. 

El Aker H3 pertenece a la segunda generación de semisumergibles, y también es el mas 
común en ser transformado a sistema de producción (figura 11.23). Su estructura cuenta 
con 8 columnas y dos flotadores paralelos, que por su forma facilitan operaciones de 
remolque. Las columnas son conectadas transversalmente coo unos tubulares por medio 
de abrazaderas, lo Que provee integridad estructural y además limita el daño por fatiga en 
las conexiones de las columnas con la cubierta. 

f og. 11 .23 Ak" , tU 

EXisten muchas variaciones en lo que respecta al diseño, por ejemplo la Sedco clase 
135 (figura 11.24), es una cubierta de forma tnangular soportada por tres columnas y 



flotadores. Este arreglo resiste efICIentemente las cargas hidrodinámicas, sin embargo, es 
menos efectivo en estabilidad y movilidad. 

Otra variación de configuración es la pentagonal (figura rUS), que cuenta con S 
columnas, cada una con un flotador circular. Las dos últimas estructuras son muy 
complejas debido a todas las conexiones entre las columnas y la cubierta. 

Otros diseños mas recientes de semisumergibles han sido mejoradas en estabilidad, 
tamaño de la cubierta, capacidad de carga y características de movimiento. la mayoría de 
las configuraciones a la fecha son de 4 columnas. Con la Visund (figura 11.26), se incorporó 
un flotador cuadrangular, parecIdo a las TlP's, estas estructuras tienen meJOr resistencia 
estructural y comportamiento de fatiga . 



11.7.2 Risers 

~' " . l. . . • • , 

Fig.11.26 Viwnd 

Los sistemas para transportar los fluidos están acoplados desde la plataforma hasta el 
fondo del mar, estas tuberías ascendentes pueden ser de distintas formas, las cuales son: 
risers flexibles, rígidos, híbridos y en forma de catenaria. las primeras semlsumergibles 
trabajaban con risers rígidos tensionados, pero una desventaja era cuando la producciÓn se 
detenía por problemas ambientales, ya que los risers eran retirados. Otra desventaja era 
que el número de nsers Que poclia ser poskionado en la cubierta era limitado debido al 
complejo sistema de tensores. 

Actualmente los risers flexibles son la solución más común para sistemas de producción 
flotantes. Los risers fleXibles pueden ser colgados en el borde de la cubierta, lo cual 
permite colocar un gran numero de risers y umbilicales, algunas veces los risers son 
colocados en los flotadores. Además los risers flexibles tienen la ventaja de permanecer 
conectados en las más severas condiciones ambientales, por su capacidad para resistir 
grandes movimientos relativos. Una de las desventajas que tienen son las limitaciones a 
diámetros mas grandes, presión, temperatura y composición de los fluidos. 

Otra alternativa son los rlsers híbridos, que comprenden secCIones de tubería fleXible y 
rígida. la sección baja se extiende hasta lI~ar a SOm por debajo de la superfiCie y 
comprende un arreglo de tubería rígida, con suficiente flotabilidad para permanecer 
libremente en posiCión vertical. la sección de tubería flexible actúa como tubería de salto 
para conectar la sección rígida con la plataforma. El primer nser híbrido fue Instalado en 
1998 en el Gran cañón en un tirante de agua de 469m. 



El (iser en forma de catenana, es SImplemente una tubería de acero colgada desde la 
plataforma en forma de catenaria. Este diseño también es capaz de vencer cualquier 
limitación en 10 Que respecta al dlametro. El primer riser en forma de catenaria aplicado en 
semisumergible fue instalado en 1998 sobre la plataforma Marlin P18 en un tirante de agua 
de 910m. Los riser en forma de catenaria son más flexibles cuando son fabricados con más 
titanio Que con acero, debido a el bajo módulo de Young, estos risers con titanio han sido 
instalados en semisumergibles en Noruega. 

11.7.3 Instalaciones submarinas 

Los primeros sistemas de risers rígidos eran equipados con arboles superficiales y 
submarinos, también se contaba con plantillas, multiples y otros puntos de conexión 
requeridos en el fondo marino, por debajo de la plataforma. Estas configuraciones tienen la 
ventaja de facilitar los trabajos de operación desde la plataforma. 

Los risers flexibles son usados en conjunto con las terminaciones submarinas, los pozos 
pueden ser arreglados desde varios caminos, si las caracteristicas del yacimiento favorecen 
dispersar los pozos a través del campo, esto en lugar de adicionar bUQues de perforación. 
La ventaja Que se tiene es trasladar equipo de perforación hacía la semisumergible, la cual 
hará el trabajo de perforación y producción. 

En otros desarrollos, los pozos son agrupados directamente por debajo de la 
semisumergible, para estos arreglos ha sido de gran ayuda el avance Que se tiene en 
perforación horizontal. Los risers en forma de catenaria se cuelgan en el borde de la 
cubierta, así este arreglo separa efectivamente los risers de produCCIón y perforación, y se 
tiene buen acceso a los pozos para algunas operaciones de trabajo. 

Como las semisumergibles son capaces de soportar un gran numero de risers, es 
frecuentemente tener separados los pozos en su regreso a la plataforma. La figura 11.27 es 
un ejemplo de este sistema aplicado en Noruega. 
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11.7.4 Anclajes 

las semlsumerglbles, regularmente son ancladas al fondo marino por mediO de cables 
en forma de catenaria. Estas lineas de anclaje, salen de las esquinas de las columnas; 
pueden ser cadenas, cables con cadenas o poliéster. El numero de lineas utilizadas varia 
entre 8 y 16, dependiendo de las condiciones ambientales y los desplazamientos de la 
plataforma. 

Han sido desarrollados unos anclajes de poliéster para aguas ultra profundas. Es un 
Sistema de cables tensados y ademas el material es muy bajO en peso comparado con los 
cables y cadenas y dispone de mas propiedades elásticas. Este sistema ha sido aplicado en 
Brasil. 

U .7.5 localización y Profundidad 

la tabla 11.6, es un desglose de la aplicación de las semisumergibles de producción, la 
mayoría son localizadas en Brasil y en el Mar del Norte. 

En la figura 11.28 se muestran las profundidades alcanzadas con estas estructuras, así 
como su localización. Las semisumergibles han sido instaladas en profundidades Que van 
desde los 12m hasta los 1,360m. 

la mayoria de las semlsumergibles estan localizadas en profundidades bajas, y ademas 
la prodUCCión en ellas es aproximadamente entre 10 y 70 MBPD, lo Que es una cifra 
pequeña, pero es un indicador de Que estas estructuras son económiCas para campos 
pequeños. 
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11.7.6 Construcción 

Las tres fuentes de las plataformas semisumergibles son: conversiones de perforación a 
producción, construcciones nuevas y reuso. Alrededor del 85% son convert idas y las 
consideraciones basicas son el area disponible de la cubierta y el peso que puede soportar, 
también es adicionado mas espacio para colocar todo el equipo. Es requerido adicionar 
refuerzo para prevenir el pandeo debido a las grandes cargas sobre las columnas, de igual 
manera, las piezas agrietadas y corroídas son renovadas. Otros trabajos de conversión 
incluyen restaurar los sistemas de seguridad, utilería y helipuerto. Las semisumergibles 
convertidas, son recomendadas para campos pequeños, mientras que las nuevas son para 
campos más grandes. 

la tabla 11 .7 nos muestra el despliegue de estas plataformas, as¡ como algunas de sus 
caracteristlcas. 
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CAPÍTULO III . 
LINEAS DE FLUJO EN AGUAS PROFUNDAS 

111.1 Consideraciones para la instalación de tuberías en aguas profundas. 

Para el caso de aguas profundas, en lo que concierne a la instalación de las tuberías, es 
necesario distinguir entre la función y el tamaño de las mismas. Diámetros pequeños, 
usualmente menores a 14", son instalados en campos donde las profundidades del agua 
superan los 1,500m, como ejemplo esta el campo Mensa, situado en el Golfo de México, 
que tiene instaladas lineas de flUJO de Ir de diámetro en una profundidad de 1,615m. 

Por otro lado, la instalación de grandes diámetros, exceden las 16~ y estim limitadas a 
profundidades de alrededor de 600m; por ejemplo, Shell instaló tubería de 18N en 650m de 
profundidad para el proyecto Malampaya, en Filipinas. 

111.1.1 Consideraciones de diseño. 

Colapso . Para lineas submarinas en aguas profundas, la presiÓfl interna rara vez es 
un criterio Que domine el diseño. Esto es debido a Que la presión hidrostática 
externa o la despresurización durante las operaciones, son experiencias a las Que se 
somete la tubería, por lo cual se demanda más Integndad estructural. El colapso, 
iniciación V propagaCión del mismo, debido a la presión externa, puede llevar a 
niveles inaceptables de daño a la tuberia. la solución a este problema está enfocada 
básicamente al espesor de las paredes de la tubería. 

Estabilidad en el fondo. los ambientes Que predominan en el fondo del mar, 
ponen las condiCIones para manejar el peso de la tubería, cuando esta es 
sumergida. En el caso de las tuberias en aguas profundas, el peso de las mismas es 
Incrementado por los requerimientos de diseño, lo Que a su vez incrementa la 
tensión, cuando esta es bajada. 

Tendido de tuberías. El tendido en aguas profundas debe ser controlado, debido 
al riesgo de pandeo local, como resultado de la nexlOn V la presiÓfl externa, después 
de ser bajadas. 

Flujo en el fondo del mar. las tuberías pueden ser sujetas a cargas, Que es el 
resultado de deslizamiento de lodos o comentes turbias. los lodos producen cargas 



más severas sobre las tuberías, que las corrientes turbias. Por lo anterior se debe 
tener conocimiento acerca de el tipo de sedimento que se encuentra en el fondo 
marino. 

Estabilidad de las pendientes. las tuberías pueden pasar a través de 
pendientes, las cuales deben ser evaluadas, en lo que respecta a las condiciones 
ambientales, como son tormentas, tsunamlS y terremotos. 

111.1.2 Consideraciones del material. 

Las tolerancias requeridas para las tuberías de aguas profundas, son más exigentes que 
para otros proyectos. Las tuberías generalmente son de diámetros grandes, entre 20~ y 40 H 

Y espesores de 35mm y 45mm, por lo que se debe hacer énfasis en los siguientes puntos: 

fabricaciÓn. Es elaborada por métodos establecidos para satisfacer las tolerancias 
geométricas requeridas. 

Control djmensional, El espesor de las paredes de estas tuberías es dictado por 
las consideraciones de colapso. 

Resistencia a la fractura . las tuberias deben tener suficiente dureza para resistir 
la iniciaciÓn de la fractura, desde pequeñas grietas hasta la propagación de largas 
fracturas. 

Esfuerzo residual . El esfuerzo residual inducido en el proceso de fabricación 
disminuye la resistencia al colapso de la tubería. La aplicación de un tratamiento 
térmico puede tener un efecto benéfico sobre la fuerza compresiva, y por lo tanto 
sobre la resistencia al colapso. 

111.2 Instalación de tuberías. 

Desde el punto de vista de instalaCión, la configuración de la tubería debe satisfacer 
dos cntenos básicos. El primero es que debe ser estructuralmente robusta, en el orden que 
debe resistir fuerzas cuando se esté bajandO para su instalación, y su peso debe ser 
manejado de forma segura desde las Instalaciones superficiales. El segundo punto, es que 
una vez en el fondo del mar, la tubería debe ser estable contra las fuerzas ambientales. 

Métodos de instalaciÓn. Los métodos de instalación en aguas profundas están 
basados en los métodos de tendido de tuberías. La tubería es ensamblada a bordo 
de las instalaCiones superficiales, para después ser bajadas al fondo del mar. 



Con respecto a las características del suelo marino y condiciones severas del 
ambiente, se pueden encontrar problemas, los cuales pueden ser minimizados, 
encontrando nuevas rutas de descenso de tubería que eviten dichos problemas, 

Existen algunos métoc\os de tendido de tuberías, los cuales son el tipo S (S-lay) y 
t ipo J (J-lay), el t ipo S es más convencional, pero tiene ciertas limitantes en lo Que 
respecta a profundidad, a diferencia del tipo J que es más util izado en proyectos de 
aguas profundas y ultra profundas. 

111.2.1 Tendido de tuberías tipo " J" (J-lay) 

La técniCa J-lay es considerada sobre la convencional técnica S-Lay, para minimizar las 
tensiones requeridas en aguas profundas. Además, con la técnica )-lay, se tienen las 
siguientes ventajas: 

• Se requiere de baja tensión. 
• PrecisiÓfl y control de ruta. 
• El control de la instalación es monitoreado. 
• Rápido abandono durante periodos de mal tiempo. 
• Técnica disponible y segura para instalar risers en forma de catenaria. 

111.2.1.1 Despliegue del J-lay 

En 1990, J. Ray McDermott se adjudica dos contratos, que incluyen la instalación de 
aproximadamente 40 millas de tubería de 12 l¡.,N de diámetro por O.56r de espesor, en la 
TLP Auger, localizada en 2,860 pies de agua. Considerando la profundidad del agua, 
tamaño de tubería y requerimientos del chente, se selecciona el sistema J-lay. Después del 
diseño y fabricación de la tubería, el primer sistema J-lay en el Golfo de México, se 
moviliza en abril de 1993, a bordo del Derrick Barge 50, listo para tender la tubería. 

Este sistema fue diseñado con un Criterio para manejar tubería de t 8N de diámetro en 
profundidades sobre los 4,000 pies. El diseño del sistema J-lay (figura 11.1 ) consta 
prinCipalmente de las siguientes partes: 

Buque de t endido de tubería. Mantener la estación dentro de los límites de 
flexión de la tubería, mientras se llevan a cabo las operaciones de tendido. El 
Oerrick Barge 50 cuenta con propulSión dinámicamente poSicionada. 



:I2.!R.... Es la estructura principal que soporta la tubería durante las operaciones de 
bajada de la misma. 

Soporte principal. La estructura consta de vigas de 7 pies, para soportar la torre, 
soporte de la torre, "A-Frame~ y todo el equipo auxiliar de tendido, 

" A-Frame" . Esta estructura sirve para levantar, bajar y estabilizar la torre. 

Bloque viajero. Es el bloque principal que baja la tubería. Consiste de dos soportes 
móviles que permiten la bajada de los collarines (J-Lay collars) sobre el pedestal. El 
bloque viajero, corre en la parte centra! de la torre. 

Uniones cuadradas. En orden de conseguir altas tasas de tendido de tuberías. 
Tramos de 40 pies son preensamblados dentro de uniones cuádruples, de 
aproximadamente 167 pies en longitud. Cada unión incluye un collarín, requerido 
para soportar la tubería, operaciones de bajada y secciones cortas pre-soldadas 
encima de cada collarin. 

Collarines (J- Lay collars). Son piezas cuadrangulares de refuerzo, colocadas 
cerca del final de las uniones de tubería preensamblada. El collarin soporta la 
entrada suspendida de la tuberia durante la instalación, lo cual elimina el sistema 
mecanico de tensión del tendido convencional tipo S. El collarín también funCiona 
como arrestador de colapso. 

Sistema de abandono y recuperación . Este sistema trabaja por medio de unos 
cables anclados en el buque, estos cables son unas guias dentro de la torre para 
abandono y recuperaClÓrl de la tubería. 

Rack. los 167 pies de la umón cuádruple son colocados en el rack y preparados 
para soldarse. la tuberia, es entonces llevada fuera del rack, por el "strongback" y 
levantada dentro de la torre. 

Stronqback. Esta estructura, sirve para levantar y bajar las uniOnes de las tuberias 
desde el rack hasta dentro de la torre. El "strongback" corre sobre unos rieles desde 
la posiCión horizontal en el rack, haCIa la posiciÓn vertical en la torre. El "strongback 



es levantado y bajado, por medio de una grua hidráuhca montada sobre el soporte 
principal. 

Stinger. Esta estructura está sujetada en el soporte de la torre, cuenta con tres 
abrazaderas, para mantener fija la tubería durante la operación de soldadura. 

Piso de trabajo. El área alrededor de la unión de tuberías, donde se llevan a cabo 
todas las operaciones de soldadura, es llamada piso de trabajo (figura 111.2). 

Soporte de pedestal. Está localizado en el centro del soporte de la torre, 
directamente por debajo del piso de trabajo; su funciÓn, es abrir y cerrar, para 
permitir la bajada de la tubería. 

Almacén de tuberías. Son utilizados grandes contenedores para transportar los 
167 pies de uniones cuadradas, que se llaman almacén de tuberías. Se almacenan 
163 uniones de tubería de Ir (aproximadamente S millas de tubería). El peso de 
cada almacén vacío, es de 115 tooeladas, y cargando la tubería es de 1,250 
toneladas. 
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las operaciones de tendido de tubería tipo "Y, son llevadas a cabo de la siguiente 
forma : 

al Se ensambla la tubería en las uniones cuadradas, esta operación es en tierra. 

b) Las uniones cuadradas son cargadas en el almacén de tubería, para ser 
transportadas costa afuera. (Figuras 111.3 y lilA). 

cl Las uniones cuadradas se preparan para ser soldadas. 

d) Las uniones cuadradas se colocan en el "rackH. 

el Usando el "strongback", las uniones cuadradas son llevadas desde el " rackH hasta la 
torre (figura 111.4). 

f) Las uniones cuadradas son alineadas verticalmente por medio de abrazaderas 
(figura 111.5). 

g) Se soldan las uniones. 

h) Durante el proceso de soldadura, la tubería se libera y se baja el "strongback", para 
regresar a la siguiente unión cuadrada, mientras la primera se SOJX)rta coo el bloque 
viajero. 

i) Se llevan a cabo pruebas no destructivas. La soldadura se revisa por medio de una 
radiografía de rayos gamma. 

J) Se abre el pedestal y se baja la unión cuadrada, hasta que la parte superior del 
collarín (J-Lay collar) alcanza el pedestal. 

Entre las ventajas que ofrece el sistema )-Lay se encuentran las siguientes: 

• Elimllla la sobretenstÓn dentro de la tubería. 

• Permite que la tubería sea colocada de una forma más flexible. 

• Menos suscept ible a las ondas generadas por las corrientes marinas. 

• Permite soldar lingadas en t ierra, lo Que disminuye los requerimientos de 
soldadura costa afuera. 

• Sistema rapido de recuperaCión y abandono. 
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lII.3 Selección del riser para aguas profundas. 

la función básica del riser, es permitir el flujo del pozo, desde el fondo marino hasta la 
plataforma. Para llevar a cabo su diseño, se considera tanto la presión estática 
(profundidad), como la dinámica (corrientes y ondas). los movimientos de la plataforma, 
también son un punto importante, ya Que se determina el esfuerzo experimentado por el 
riser a lo largo de toda su longitud. 

los movimientos máximos de la plataforma son dependientes de la profundidad, la 
forma de la estructura superficial, su sistema de anclaje y las condiciones ambientales. 

El tipo de riser a seleccionar, por lo anterior, dependerá de la plataforma con la cual va 
a interactuar, y caen dentro de las siguientes categorías: risers verticales tensionados, 
risers flexibles, risers híbridos y risers en forma de catenaria. 

11I.3.1 Risers verticales tensionados. 

Este tipo de risers son de longitudes verticales, tradicionalmente construidos con acero; 
son recomendados para plataformas fijas (Jackets y Compliant Tower), TlP's y SPAR. 

Para plataformas fijas, son colocadas uniones flexibles en la base y en la parte superior 
del riser, ya Que es en esa parte donde se presentan las fuerzas de flexión mayores, por lo 
cual se debe prevenir la falla del acero en ese punto. El t itanio, es el material 
frecuentemente seleccionado para construir estas uniones. 

Por la gran rigidez del riser, se introduce una herramienta para compensar los 
desplazamientos laterales, esta herramienta es un sistema de tensores hidroneumáticos, 
que es utilizado para que el rlser soporte las cargas de las corrientes y ondas generadas 
por el medio ambiente (figura 111.6). La carrera experimentada por los tensores es 
regularmente menor a 2m. 

la separación de Jos flsers, es importante para evitar la interferencia con otros risers. 
Es requerido un gran espaciamiento, lo cual involucra más espacio en la plataforma. Los 
arreglos de estos risers, son empleados tanto para líneas de producción como para líneas 
de exportación. 

La instalación del riser se lleva a cabo por medio de unas guías que llegan hasta unos 
postes que se encuentran en la plantilla, ya una vez ensamblado el riser, se procede a 
ensamblar los umbilicales. La primera unión del riser es en la parte baja, después a traves 
de la mesa rotatoria, se corren las sigUientes uniones hasta llegar al ensamble en la parte 
superiOr. Cabe mencionar Que el riser usualmente es fabricado en secciones de SOm con 
conectores mecánicos en sus extremos. 
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111.3.1.1 Subsistemas del riser rigido 

El sistema del nser, básicamente consiste de tres principales subsistemas, los cuales 
son: el ensamble en la parte inferior, las uniones del nser y el ensamble en la parte 
superior (figura 111.7). 

• Ensamble en la parte inferio r. 

El ensamble en la parte rnfenor, es la rnterfase entre el riser y el múltiple, la principal 
función es proveer un medio de desconexrón del nser en caso de Que las condiciones del 
tiempo sean extremas, y asi evitar grandes esfuerzos en el riser. El riser es conectado en el 
múltiple por medio de un conector hrdráullco, comúnmente de 16 lJ4 ~, este conector es 
capaz de manejar la tensión máxima y el momento de flexión expenmentado por el riser. 



En la parte superior del conector se encuentra una unión flexible, que de igual manera, 
es capaz de manejar la tensión máxima y el momento de flexiÓn. El propósito de esta 
unión flexible, es permitir al riser los desplazamientos angulares, sin Que se imparta daño 
por flexión. 

• Uniones flexibles. 

Cada unión tiene un peso en aire de aproximadamente 22,000 lb, Y no se les adiciona 
flotadores, aunque para algunos casos en parucular si se requiere de flotadores. La función 
principal de las uniones flexibles es disminuir los esfuerzos del riser debidos a las corrientes 
y ondas. 

• Ensamble en la parte superior. 

El ensamble en la parte superior, es la interfase entre la plataforma y el sistema de 
tensores del riser. Se termina en la unión con una manguera flexible, Que es capaz de 
manejar la misma presión que el riser. Por lo regular las uniones flexibles manejadas están 
elaboradas con titanio, como ya se mencionó anteriormente. 
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111.3.2 Risers flexibles 

La fabricación de estos risers es con tuberia flexible, se deforman facilmente con la 
flexión, mientras se vuelven rigidos en respuesta a la tensión, torsión y presión interna. 
Tradicionalmente, los risers flexibles son utilizados en profundidades moderadas, 
interactuando con plataformas flotantes. 

111.3.2.1 Configuraciones 

• Una catenaria. 

Este sistema es disponible para desarrollo provisional de campos, en ambientes que no 
son muy severos, requiere de una mínima inversión en equipo. El r¡ser flexible corre en una 
configuración de forma de catenaria, conectado desde la plataforma hasta algún sistema 
de producción submarino (figura 111.8). Este sistema es aplicado en las costas de Brasil y el 
Mar del Norte, en profundidades aproximadas de 300m. 

Fig. 111.8 Una catenaria 

Doble catenaria ( lazy-S ). 

La configuración de doble catenaria, es recomendado para cualquier t ipo de desarrollo 
de campo y en condiciones ambientales más severas (figura 111.9). También el sistema es 
empleado en sistemas de prodUCCión que involucran pozos satélites, o en los cuales el 
eqUipo submarino está localizado a gran distancia de la plataforma. 
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El sistema comprende una línea flexible Que corre desde la conexión en la parte baja de 
la plataforma hasta un flotador, del cual sigue formando una segunda catenaria hasta el 
sistema de producción. La primera catenaria, suspendida entre la plataforma y el flotador, 
absorbe mas de los movimientos inducidos por las ondas y corrientes. 

• Una catenaria (Steep-S). 

Este desarrollo es para los sistemas de producción submarinos que se encuentran por 
debajo de la plataforma, de igual manera el sistema se adapta a condiciones ambientales 
severas (figura 111.10). Aunque la segunda catenaria se elimina, el comportamiento 
dinámico del riser es el mismo, que en el caso de doble catenaria. Esta configuración 
provee un enlace más directo entre la plataforma y el sistema de producción submarino, 
además de que ocupa un mínimo espacio en el fondo marino, reduciendo el riesgo de 
interferencia con otros sistemas. 

. ,,-, .. , .. , ....... ... 
( .. ,.,.. .... , 



• Steep Wave. 

Esta configuración es una extensión de la anterior, sólo Que en lugar de utilizar un 
flotador separado de la tubería, se colocan flotadores más pequeños, distribuidos 
estratégicamente a lO largo de la tubería, esta configuración es la más conveniente para 
aguas profundas (figura 111.11). Los flotadores mantienen en óptima curvatura la tuberia. 

" 

• Lazy Wave, 

Una extensión de la configuración de doble catenaria es la configuración "Lazy Wave". 
Son distribuidos flotadores a lo largo de la tubería, con lo que es posible tener control 
sobre las cargas ejercidas por el riser sobre la plataforma (figura 111.12). Al igual Que la 
configuración anterior, es recomendada para aguas profundas. 
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La flexibilidad de ésta tubería, elimina la necesidad de emplear alguna herramienta para 
tensionar los risers. También, debido a su flexibilidad, estos nsers son recomendados para 
estructuras superficiales con grandes desplazamientos. 

Los risers flexibles tienen excesiva restriCCión, particularmente en aguas ultraprofundas, 
debido a las altas presiones externas, alto costo, el cual puede incrementar 
desproporcionadamente con la profundidad, debido a la tensión necesaria adicional para 
soportar su propio peso. Los límites de diámetro I presión interna, se encuentran en rangos 
típicos de 11 pg/S,OOOlb/pg2 a 16 pg/2,OOO Ib/pg2; lo cual puede limitar la disponibilidad 
para exportación. 

III .3.2.2 Diseño de la tubería flexible. 

El diseño básico de la tubería flexible utilizada para estos risers, es mostrada en la 
figura 111.13. 
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Algunas herramientas clave utilizadas para el diseño de la tubería flexible son, el 
modelo de fatiga, para predecir la vida esperada de las capas estructurales primarias, un 
modelo de colapso, para predecir la capacidad mínima de colapso V el modelo de ~jaula " 
(blrdcage) para predecir la compresión aXial de la tubería. 
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Modelo de fatiga. 

En aplicaciones costa afuera, la vida de servicio de la tubería flexible, es limitada por la 
armadura extensible o la armadura de presión. Los análisis de fatiga, normalmente están 
enfocados a estas dos capas. 

La tensión axial y la presión interna, son las principales cargas a las Que se somete la 
tuberia flexible en aplicaciones costa afuera. Las cargas periódicas inducidas por la alta y 
baja frecuencia de los movimientos de la estructura superficial y las fuerzas 
hidrodinámicas, int roducen tensiones alternas en la armadura extensible. Las variaciones 
de presión interna son despreciables, ya que estas frecuencias son bajas comparadas con 
las asociadas con tensión y curvatura. 

Las fuerzas al ternas en la armadura extensible, son función del rango de tensión 
efectiva y curvatura en el riser. Aunque la tensión en la pared del tubo es tomada, 
primeramente por la armadura extensible, todas las capas de la tubería son consideradas 
como una estructura combinada que tiene deformaciones compatibles. 

• Modelo de colapso. 

La metodología de colapso, es una de las herramientas clave para conseguir una 
resistencia al colapso contra la presión hidrostatica, en diseños para aguas profundas. 

El colapso en la tubería flexible se refiere al pandeo de la estructura de la carcasa 
interna, bajo presión hidrostatica externa del agua. La estructura para la resistencia al 
colapso en tubería flexible consiste de una carcasa interna, barrera interna de fluido y una 
armadura de presión. La presión del agua actua sobre el exterior de la superficie de la 
barrera de fluido, con un soporte directo desde la carcasa interior. La armadura de presión, 
provee soporte directo a la barrera de fluido, para resistir el pandeo de la estructura 
subyacente. El colapso ocurre cuando la carcaza interior se pandea, subsecuentemente, 
causa el pandeo de la armadura de presión. 

La resistencia al colapso, de la tubería flexible, primeramente depende del diametro, 
espesor y propiedades del material de la carcasa, barrera del fluido y armadura de presión. 
Estudios han demostrado que la ovalidad de la armadura de presión, no contribuye 
Significativamente en el comportamiento del colapso. De igual forma, las variaciones en el 
espesor en la armadura de presión y la barrera de fluido. Tampoco afectan 
significativamente el comportamiento del colapso. 

El diametro máximo, la ovalidad y el espesor de la carcasa, son determinantes para 
predecir el colapso de la tubería. 
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• Modelo de " jaula" (birdcage). 

A profundidades mayores de 2,OOOm, se presentan nuevas fallas potenciales, entre las 
cuales se presenta la expansión radial de la armadura extensible, cuando la tubería es 
sometida a cargas que inducen compresión axial. Esta falla comúnmente se conoce como 
"tipo jaula" (birdcage) y ocurre bajo compresión axial, curvatura y cargas en la tubería 
flexible. 

El potencial por expansión radial de la armadura extensible, se incrementa en 
aplicaciones en aguas ultra profundas, debido a las altas cargas hidrostáticas. Se pueden 
presentar dos tipos de pandeo en la armadura extensible; estos son dentro del plano y 
fuera del plano, donde el plano es definido por el cilindro formado por la armadura 
extensible. 

Cuando todas las condiciones de carga en la tubería flexible son consideradas, la 
compresión axial en la parte baja, crea un ambiente mas conductivo del pandeo en la 
armadura extensible, que en alguna otra parte del riser. Por lo tanto las condiciones de 
carga que son consideradas en el diseño para prevenir el pandeo en la armadura 
extensible, son las mismas que se consideran y experimentan en la parte baja, donde la 
tubería va desde la posición vertical de colgamiento a la posición horizontal en el fondo del 
mar. 

En las pruebas realizadas en este método, se desarrollan pruebas de presión externa y 
flexión, para determinar la relación entre la profundidad de agua y el radio de flexión 
crítico, y así, el punto donde falla la armadura extensible. 

El maximo equivalente de profundidad de agua, donde no habría problemas por 
"birdcage" es en aproximadamente 1,900m. El correspondiente radio de flexión es de 
1.7m. 

Los risers flexibles están siendo aplicados en los campos Roncador, Albacora y 
Barracuda, en las Costas de Brasil V en varias zonas del Golfo de México. 

111.3.3 Riser Híbrido. 

El riser híbrido consta de dos secciones; una de tubería rígida y otra de tubería flexible. 
La sección rígida, permanece relativamente sin disturbios y requiere de un mínimo 
mantenimiento, por otro lado la sección flexible es la que está en continuo movimiento y es 
conSiderada la más vulnerable, ver figura III.14. Para las dos secciones, cada linea es 
reparada o retirada individualmente, o sea, sin Interrumpir las otras lineas. 
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El riser está diseñado para dar servicio de producción, inyección de fluidos para 
actividades de recuperación y prueba de pozos. El primer riser híbrido en operación fue e 
el campo Garden Banks, en 1996, en 670m de profundidad de agua. 

111.3.3.1 Sección rígida 

_~tion ...... 

la sección riglda la comprenden un arreglo circular de tuberías de acero, sobre un 
núcleo estructural de acero de aproximadamente 1.8m de diámetro. Esta sección parte del 
fondo marino, hasta que se encuentra aproximadamente unos 60m por debajo del nivel del 
mar, en su parte superior lleva ensamblados unos flotadores, los cuales mantienen al riser 
bajo tensión y además no se requiere de soportes laterales. 

El nudeo estructural está elaborado de secciones de acero de 15m y 12" de diámetro. 
La conexión en la parte baja es a través de una unión flexible, lo que ayuda a soportar las 
desViaciones ejercidas por el núcleo. El núcleo estructural no es un conducto de fluidos, 
pero soporta las lineas de flujo, manteniéndolas en forma vertical, todas éstas líneas 
pueden ser retiradas o reparadas de forma individual, sin alterar el funcionamiento de 
líneas alternas. 

El sistema de flotadores en la parte superior, consta de uno principal y otro más 
pequeño que es el auxiliar, este último es usado para soportar el núcleo estructural 
durante su InstalaCión (figura 111.15). El flotador principal, está fabricado con acero y es 
llenado con aire a presión, también cuenta con varios compartimentos pof seguridad en 
caso de daño o falla. las líneas de flujo pasan por el centro de los flotadores, terminando 
en una conexión hidráulica. Las tuberías curvas que salen de la parte superior de los 
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flotadores son llamadas cuellos de ganso, estas terminan en una estructura de soporte que 
contiene los conectores. A partir de ésta estructura comienza la sección flexible . 
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111.3.3.2 Sección flexible 

la sección de tuberia flexible, es un arreglo rectangular de varias lineas de flujO, 
ensambladas a la altura del flotador principal, en el conector mostrado en la figura 
anterior. las tuberías son libres de moverse a lo largo de su eje, pero los movimientos 
laterales son restringidos por unas barras suspendidas con dos cables, la figura 111.16 
muestra la forma típica de esta barra. la longitud de la sección de tubería flexible es entre 
140 y 190m, dependiendo de las colldiClones del medio ambiente. 

La forma rectangular del arreglo de las lineas de flujo, y la barra de soporte, reducen la 
interferencia entre las tuberías flexibles. la figura 111.17 muestra un esquema del riser 
hibrldo, asi como sus pnncipales componentes. 
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111.3.4 Riser en forma de catenaria. 

Los risers en forma de catenaria, consisten de una tubería colgada desde la plataforma 
hasta el fondo del mar, su instalación puede ser por medio de un carrete de tuberia (reel) 
o soldando segmentos. El primer riser en forma de catenaria fue instalado en 1994 sobre la 
TLP Auger, en el Golfo de Mexico. Las aplicaciones de estas configuraciones están limitadas 
a lineas de exportación, importación. Las aplicaciones están recomendadas en rangos de 
profundidad entre los 885m y 1,650m. La tabla HU, es una lista de algunos risers en 
forma de catenaria instalados. 

Las fuerzas inducidas en el riser en forma de catenaria, debido a los movimientos 
horizontales y verticales, son mostradas en la figura m.IS. 
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Regularmente, se ha empleado una sola configuración, que consiste en una sola 
catenaria, aunque tambien existen las configuraciones de doble catenaria (Steep Wave y 
Lazy Wave, mostrados en las figuras 111.11 y 111.12). 

La ventaja que presenta la configuración Lazy Wave, es que se tiende paralela al fondo 
del mar, con lo cual no se requiere de instalación en la base del riser. Por otro lado, el 
Steep Wave se encuentra casi perpendicular al fondo del mar, por lo que requiere 
instalación en la base del r¡ser, por esta razón la configuración Steep Wave, puede tener 
aplicación como riser de producción, mientras la otra configuración tiene aplicación para 
riser de exportación e importación. 

Lo que ayuda a describir la forma de la catenaria es la relación h/W, donde h es la 
distancia horizontal en el punto de aterrizaje y W es la profundidad del agua (figura I1I.19). 
Una relación h/W grande, indica mayor flexibilidad del riser en la dirección vertical, pero 
también representa mayor peso sobre la plataforma, debido al incremento en longitud 
suspendida del riser. 

111.3.4.1 Uniones flexibles. 

La conexión del riser en la plataforma, requiere de una unión capaz de ajustarse a los 
cambios de ángulo ejercidos por el movimiento de la plataforma (figura I11.19). 
Frecuentemente, los risers instalados, se conectan a la plataforma iniciando con un án9ulo 
entre 10° y 20° con respecto a la vertical. Un angulo pequeño minimiza la tensión en el 
riser, sin embargo un angulo mayor reduce los esfuerzos máximos de flexión 
experimentados en la sección baja del riser. 

las uniones flexibles son probadas en el campo, ya que deben ser resistentes, 
especialmente cuando se exponen a fluidos del pozo como H2S, y altas temperaturas. 

111.3.4.2 Punto de aterrizaje. 

Este es un punto critico del (iser, ya que es donde se presenta la falla por fatiga, debido 
a Que es donde se llevan los movimientos debidos a la plataforma. los movimientos de la 
plataforma dentro del plano de la catenaria tienen mayor efecto sobre el esfuerzo en el 
riser Que los movimientos fuera del plano. Realmente el punto de aterrizaje, es una región, 
más Que un solo punto, esto porque debido a los movimientos de la plataforma, la 
ubicación del punto de aterrizaje se va moviendo a lo largo de la longitud del riser sobre el 
fondo del mar (figura IIl.19). 
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El problema de la constante abrasión debido al cambio del punto de aterrizaje, se 
resuelve empleando una capa de caucho sobre el riser, en el lugar donde se somete a 
estos movimientos. 
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CAPÍTULO IV 
SISTEMAS SUBMARINOS DE PRODUCCIÓN 

IV.l Introducción 

Los ambientes submarinos. son quizas los mas remotos e Inexplorados de la tierra, la 
lejanía de los pozos submarinos, acoplado con un número de interacciones complejas entre 
el mismo pozo y las líneas de flujo e intervenciones, hacen más dificil las operaciones de 
rutina. 

Una de las causas que conduce a incrementar el uso de sistemas submarinos de 
producción, es la reducción en los costos de desarrollo, comparado con los métodos 
convencionales. 

Todas las instalaciones remotas, han tenido un progreso, tanto en lo que respecta 
profundidad del agua, función y número de pozos, este progreso es mostrado en la 
figura IV.l. 
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Para operaciones rutinarias de prcx:luCClón, la presión manejada en la cabeza del pozo 
es entre 100 y 200 Ib/ pgl, sin embargo, en un pozo submarino, presiones entre los 1,000 y 
2,000 Ib/pgl se pueden considerar bajas, debido a la contrapreSlón, ocasionada por las 



grandes distancias de las líneas multifasicas. Consecuentemente, esto es de gran interés 
para procesar los nuidos provenientes del pozo, directamente en el fondo del mar. Este 
proceso, se refiere a la aplicación de tecnologías que se han vuelto esenciales para la 
implementación de sistemas submarinos de producción, los cuales son : 

• Separación submarina y bombeo 
• Bombeo multifasico 

Uno de los objetivos principales del sistema a selecCionar, es cuanto puede reducir la 
presión en la cabeza, permitiendo una buena recuperación de hidrocarburos. 

IV.2 Contra presión. 

En las operaciones de producción convencionales, se presentan presiones en la cabeza 
del pozo entre 100-200 Ib/pg2; para el caso de pozos situados al final de largas líneas de 
flUjO submarinas, las presiones están entre 1,000·2,000 Ib/pg2, debido a la contrapresión 
generada por las extensas líneas de nujo. 

Considerando un balance de energía en una tubería de gas y haciendo las siguientes 
consideraciones: 

Flujo isotérmico, o sea los cambios de temperatura son despreciables. 
• El cambio en la energía cinética del gas es despreciable. 

El factor de fricción fes constante sobre todos los gastos de flujo encontrados. 
• La tubería es horizontal. 

El balance de energía se puede escribir como*" : 

dp 
- + P 

vdv + 
, 

gdh + fv di 
2d 

o ... .............. ( 1) 

que es la suma de los cambios de energía cinética y energía potencial y la presión de 
trabajo, y la pérdida de energía por fricción es cero. 

Debido a las suposiciones hechas, la ecuación queda: 

dp 
p= ......... ........ (2) 
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y usando las relaciones: 

p = pM ................. (3) 

zRT 

v Q, Tz --:--r- ................. (4 ) 

O P 

se tiene: 

z~ dp + sena di + [1 Pb ]2 $., 
P blT / 4 2d 

resolviendo la ecuación tenemos: 

LM q,; 

0 ················ ·(5) 

Tzf 
_ ................. (6) 

OS 

la ecuación (6) relaCIona la presión en la salida y la presión en la entrada de la tubería, 
basado sobre parámetros de flujo como son gasto de gas, factor de fricción, longitud de la 
tubería y temperatura mecha. Esta ecuación ilustra que la presión en la entrada incrementa 
con la longitud de la tubería. Este incremento de presión en la entrada es conocido como 
contrapresión, lo cual tiene gran influencia en el comportamiento del yacimiento. 

Suponiendo que las caídas de presión por gravedad y fricción en el fondo del pozo son 
despreciables, la presión en la cabeza del pozo seria la presión en la entrada de la tubería y 
a su vez ésta seria la presión de fondo fluyendo. la ecuación de productIVidad para gases 
es: 

(-2 2)" , Q,= JP - P wf ................. () 

P wf = PI ................. (U) 

,.) 



Esto indIca Que algún incremento en la presión de fondo fluyendo, reduce el gasto de 
flujo desde el yacimiento. 

la misma ecuacIón de energía puede ser usada para ilustrar el mIsmo efecto de largas 
tuberías sobre gastos de líquido. 

De la ecuación (l), suponiendo Que los cambios de energía cinética del gas en la 
tuberia son despreciables, entonces las pérdidas de energía por fricción en la tubería por 
unidad de masa pueden ser representadas por: 

f v"2 l 
/W 1 = 20 ................. (9) 

Como la longitud de la tubería incrementa, para un cierto factor de fricción, las pérdidas 
por fricción incrementan. Estas perdidas de energía debidas a la fr icción, son pérdidas de 
energía del yacimiento, las cuales pocIrian ser usadas para me;orar los gastos de 
producción y la recuperación. 

Otras pérdidas ocurren en los accesorios, como estranguladores y válvulas, lo cual 
puede ser representado por la siguiente ecuación que suma todas las pérdidas en los 
accesorios: 

/W 2 = r n (21 l e ) .................. ( 10) 
¡::: 1 y , 

donde e. es el factor de pérdida de fricción de cada accesorio. las pérdidas mayores se 
tienen en el riser. las pérdidas de energía por unidad de masa son g.o.h, donde g es la 
aceleración de la gravedad y.o.h es la longitud del riser. 

las pérdidas de energía al ambiente, también Incluyen pérdidas de calor en la línea de 
flujo y el nser. la cantidad de calor perdidO es función del gasto de flujo, aislamiento o 
estrategia de calentamiento, longitud de la línea de flujo y diámetros del riser. 

Las pérdidas de calor pueden ser representadas por la sigUiente ecuación: 

Q = UAlIT ................ (,,) 

donde U es el coeficiente de transferencia de calor, A es el área disponible para la 
transferencia de calor y 6T es la diferenCia de temperaturas entre los alrededores y el 
flUIdo. 
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La pérdida de energía del fluido puede ser estimada usando la sigUiente ecuación: 

.... .. .... ....... (12) 

Esta ecuación muestra que la perdida de energía para el flu ido es directamente 
proporcional a la longitud de la tubería y profundidad del agua (longitud del riser) y el 
número de accesorios en la tubería . 

IV.3 Separación submarina y bombeo. Sistema VASPS. 

La separación submarina y el bombeo, parecen tener ventajas significantes para la 
producción remota, sobre grandes distancias de líneas de flujO y particularmente en aguas 
profundas. El concepto Involucra la separación de gas y líquido en la cabeza del pozo; los 
líquidos son bombeados de regreso a las instalaciones de producción, y el gas separado, 
llega a las instalaciones por medio de la presión en la cabeza del pozo. 

Una configuración propuesta, permite instalar separador y bomba, dentro de un tubo 
convencional de 30". Esta configuración es llamada "Separación anular vertical y bombeo 
(VASPS por sus siglas en inglés). 

Una serie de estudios hidráulicos, han indicado que el sistema es capaz de operar sobre 
distancias mayores a 100km. 

IV.3. 1 Concepto del VASPS 

El concepto del VASPS, es un número de características Únicas, una de las cuales es 
que el sistema permite integrar un separador y una bomba dentro de un conductor de 30", 
y también puede operar como un medidor multifásico. Un arreglo general del sistema es 
mostrado en la figura IV.2. Una bomba electrosumergible, es desplegada para manejar la 
fase liqUida desde la tubería dedicada a los liqUidas; el gas separado es prodUCido a través 
de una linea separada y llega a las mstalaciones de producción por medio de la presiÓn en 
la cabeza del pozo. El equipo en la parte superior de la cabeza del pozo, consta de la 
cabeza del separador y una válvula de control, arreglo similar al de un árbol de producción 
submarino. 
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El separador gas-liquido, trabaja por medio de fuerza centrifuga para alcanzar un alto 
grado de separación en una estructura compacta. Esto permite al separador, capacidades 
por arriba de los 30,000 bl/dia. Un esquema del proceso es presentado en la figura IV.3. la 
primera etapa de separación gas-líquido, es alcanzada en la entrada del hidrociclón; los 
líquidos separados, fluyen a través de una serie de espirales unidos al separador, donde se 
lleva a cabo la segunda etapa de separación y la descarga del líquido en un contenedor. 



Una bomba convencional, instalada en el contenedor de líquido. también lleva incorporado 
un ciclón para la remoción de arenas. 

Los costos de instalación, se supone que son lo suficientemente bajos. por lo cual es 
factible instalar un sistema VASPS por pozo. teniendo como consecuencia, benefICios en 
términos de flexibilidad de operación y disponibilidad del sistema . 
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IV.3 .2 Requerimientos del sistema de producción . 

Las Investigaciones indican que el sistema puede operar en forma eficiente. sobre 
distancias entre los 50 y 100Km hasta las instalaciones de producción, mientras son 
eVitados problemas operacionales relacionados con; hidratos. pruebas de pozo y 
monitoreo. inestabilidad de flujo y acumulaciones de líquida en la tubería (slu99in9). 

• Hidratos. la formación de hidratos, es un problema seno, cuando se tienen largas 
líneas de flujo y temperaturas de operación dentro de la región de formación de 
hidratos. 

La separación submarina evita serios problemas de hidratos en los líquidos 
producidos, por la separación efiCiente de los hidrocarburos ligeros, en forma de 
gas. La típica curva de hidratos para una corriente de fluidos, separados gas y 



liquido, se presenta en la figura IVA, en esta figura se observa que la linea de 
liquido no requiere Inhibición, sin embargo, la linea de gas requiere inhibición por la 
condensación del agua, pero los volúmenes requeridos para dicha inhibición son 
muy pequeños. 
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• Pruebas de pozo, Una consideración de operación importante, es el monitOfeo de 
los gastos de flUjO para cada pazo. La configuración del VASPS incorpora un medidor 
multifásico (aceite-agua-gas), y con la propuesta de un VASPS por pozo, se permite 
un continuo monitoreo de los gastos de aceite, agua y gas para cada pozo 

• Inestabi lidad de fluj o. Algunas formas de producción remota, sobre largas 
distancias, potencialmente resulta en la generación de grandes acumulaciones de 
liquido en la tubería, lo cual obstruye el flujo (slugs) y posibles inestabilidades de 
flujo. Estos problemas son severos en desarrollos de campos de aguas profundas, 
donde los fluidos desde la cabeza del pozo son transportados cuesta arriba, hasta 
Instalaciones de producción en aguas poco profundas. 

En el desarrollo propuesto, los liquldos separados (aceite-agua) son bombeados por 
arriba del punto de burbujeo, por lo Que se mantiene estabilizado el flujo. El gas 
separado es enviado a las Instalaciones de prodUCCIón con la energia de la cabeza 
del pozo, y normalmente se presenta condensación de hidrocarburos yagua, en la 
linea de gas. l os estudios efectuados, Indican que las cantidades de liquidos 
condensados son suficientemente pequeñas, para mantener el flujo en condiciones 
estables. 



IV.3.3 Efecto de la profundidad del agua. 

Amplios análisis hidráuliCOS, otorgan el comportamiento de la cantidad de efectos de la 
profundidad del agua y la distancia de las instalaciones de producción. El análisis indica 
cálculos para un pozo típico del Mar del Norte (tabla IV.I), y variando la distancia de 
producción de O a 100Km, y la profundidad del agua de O a 1,500m. El gas es producido a 
través de una línea de 20". 
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El efecto de la profundidad del agua sobre la producción del pozo es ilustrado en la 
figura IV.S, donde el escenario de desarrollo en 1,500m de profundidad es comparado 
directamente con una configuración en 100m de profundidad . El yacimiento se localiza 
50Km desde las instalaciones de producción, para ambos casos. El efecto que se causa con 
el incremento de la profundidad de 100m a 1,SOOm, es incrementar la producción del pozo 
de 6,000 a 17,000 blJdia, con una presión de separación de 250 Y 850 Ib/pg2 
respectivamente. Este incremento en la producción del pozo, es debido primeramente a 
que se reducen las perdidas de presión en la cabeza del pozo, lo que resulta en una alta 
presión en la misma, y el hecho de que el fluido de alta densidad es bombeado a los 
1,500m. 
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El resultado de los estudios de Slmulaoón hidráulica se presenta en la figura IV.6, con 
gráficas para cada gasto, y en un rango de distanCias de O a 100Km. Revisando la figura 
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IV.6, se observa que existe una clara relación entre la profundidad del agua y la 
productividad del pozo. Esto es una consecuencia directa de la introducción de la 
separación y bombeo. 
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IV.3.4 Aplicaciones del VASPS 

La configuración básica del VASPS (separador, bomba y medidor multifásico), puede ser 
adaptada para diversas aplicaciones específicas, como son: 

• Sistema de producción remoto. Esta primera aplicación es para sistemas de 
prodUCCión remotos, utilizando un VASPS por pozo, (figura IV.?), 

• lugares con medio ambiente sensible. la configuración mostrada en la figura 
IV.7 puede adaptarse a una terminación tipo cajón bajo el suelo marino. Esta es 
atractiva para medios ambientes sensibles, o sea, cuando existe riesgo de daño 
externo, ya que el sistema está oculto. 
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• Producción a buques tanque. la configuración estándar puede ser adaptada 
para proveer dos etapas de separación; con aceite estabilizado, medidón de agua y 
bombeo hacia un buque tanque, el gas asociado puede ser desviado hacia el 
quemador. La configuración típica de este arreglo es mostrada en la figura IV.S. En 
la figura se aprecia Que la alta presión de separación no requiere bombeo 
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• Medidor multifasico. La configuración del VASPS puede ser adaptada como una 
herramienta de medICión multifasica, figura ¡V.9. Esto se logra colocando un 
pequeño diSPOSitiVO en el sistema del VASP$. 
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IV.4 Separación gas I líquido. 

la separación gas Ilíquido, es considerada por sus beneficios en aguas profundas tales 
como: 

• Baja caída de presión en la línea de gas. Se conserva la energía del gas y se reduce 
el requerimiento de compresión del gas en las instalaciones superficiales. 

• BajO factor de erosión en el (iser, debido a la baja velocidad del gas. 

• Reduce riesgo de hidratos 

• Posibilidad de utilizar una bomba centrífuga para levantar el líquido. 

A diferencia del sistema VASPS, el separador y la bomba tienen el arreglo presentado 
en la figura IV.IO. 

Los requerimientos de energía dependen de la presión de separación . A una presión 
baja, la demanda de energía puede ser al ta. La principal razón, es Ja pérdida del efecto de 
bombeo neumático en el nser y en consecuencia un alta presión hidrostática en el mismo. 

El esquema de separación gas Ilíquido permite la reducción del diámetro de los risers, 
comparado con los empleados en las lineas multifaslcas. 
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IV.4.1 Caídas de presión. 

En la figura IV.ll se presenta los resultados de la simulación de caídas de presión a lo 
largo de una línea submarina de longitud lSKm. con diámetro de lO". las curvas indican el 
efecto del incremento del corte de agua sobre los perfiles de presión. la figura IV.12 ilustra 
la distribución de las caídas de presión en diferentes secciones del sistema; pozo, línea de 
flujo y riser. Se observa que las principales caídas de presión con el incremento del corte 
de agua se dan en el riser, lo Que se debe a que la relaciÓn gas ¡líquido decrece; por lo 
tanto si incrementa el corte de agua, disminuye el contenido de gas y consecuentemente 
hay menos expansión del gas. 
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la alta perdida de energía introoucida por el incremento del corte de agua, es un punto 
que conduce a evaluar y considerar la separación submarina, y así mantener un flujo de 
masa constante. 

Con la perdida de energía en la secCión horizontal, se puede concluir que el sistema de 
separación y bombeo, es atractivo para ser colocado en la base del riser. 

IV.4.2 Características del sistema. 

• Operación del sistema. Los fluidos del pozo entran al separador, donde gas y 
líquido son separados, con la eficiencia de separación seleccionada. El gas fluye 
hacia la superficie con su propia energía, mientras el líquido es bombeado. la 
presión de succión en la superficie determina la presión del separador; por lo tanto, 
la presión de operación del separador puede ser igual a la presión de la superficie. 

• Energía adicional. la energía adicionada al sistema, es provista por una bomba 
centrífuga. Grandes bombas centrífugas tienen mejor eficiencia de bombeo que las 
bombas multlfásicas. Tambien la presencia de gas puede reducir el peso de la 
columna de fluido, haciendo un efecto de bombeo neumático. 

• Prevención de hidratos. La separación gas I líquido puede ser usada en 
combinación con soluCIOnes tradicionales de prevención de hidratos en aguas 
profundas. El uso de separaCIón y bombeo facilita la despresurización para 
desarrollos en aguas profundas y se pueden evitar procesos de desplazamiento. 

Riser para gas. Durante operación normal, el gas en el riser, se mantiene a una 
temperatura por arriba de la temperatura de formación de hidratos. Pueden ser 



inyectadas pequeñas cantidades de metanol dentro del riser y también durante 
largos periodos de cierre. 

• Riser para liquido. Durante operación normal, el líquido en el riser, se mantiene a 
una temperatura por arriba de la temperatura de formación de hidratos. Varias 
soluciones para la prevención de hidratos pueden ser usadas durante cierres 
prolongados. El arreglo del sistema, consta de una válvula "check" y una válvula 
aislada corriente arriba de la bomba, para evitar que los fluidos se regresen a otras 
partes del sistema de producción, cuando la bomba está fuera de operación. 

• linea de flujo. Durante operación normal, el flu ido en la linea de flujo multifásica, 
se mantiene a una temperatura por arriba de la temperatura de formación de 
hidratos. l a presencia del separador y la bomba hacen posible la despresurización 
de la línea multifásica, dicha despresurización se consigue a través del riser para 
gas. El diseno del separador, puede tener el propósito de contener todo el líquido 
excedente, recibido durante la despresurización de la linea. 

IV.4 .3 Características del separador submarino para aguas profundas . 

El separador puede conservar el principio de separación por gravedad, ya Que es de 
confianza y es un mecanismo probado. El diseño del separador esta basado en la presión 
interna del mismo y en la máxima presión externa. Como ejemplo, un separador que será 
colocado en 1,500m de profundidad de agua requiere un espesor de la pared de 140mm 
de acero al carbón. Su longitud es de 10m y pesa 100 toneladas. 

Algunas características Que incluye el separador son mencionadas a continuación: 

• Unión electrostática . Para acelerar el incremento de las gotas de líquido, se 
introduce el concepto de unión electrostática, Que se logra aplicando un campo 
electrostático a la mezcla agua I aceite. Por la exposición de la mezcla al campo 
electrostático, las gotas de agua contenidas en la fase de aceite, son cargadas, 
orientadas y llevadas para unirse con una gota grande. 

• Dielectroforesis. Otro fenómeno que puede ser aplicado a la mezcla agua I aceite 
es llamado dielectroforesis. Generalmente, puede ser explicado como la tendencia 
de las gotas de agua, a moverse hacia la sección del campo electrostático con 
fuertes gradientes, la fuerza impuesta es de 2 a 3 veces mayor que la fuerza de 
gravedad. 

El fenómeno puede ser utIlizado para gUIar las gotas de agua hacia secciones 
predetermmadas del separador. 
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• Reducción del tiempo de retención . Las pruebas preliminares demuestran que 
el tiempo de retención requerido es reducido al 10% del normalmente necesario 
para un separador por gravedad, típicamente un minuto en lugar de 10 minutos. 

La figura IV.l 3 muestra un separador con los conceptos de unión electrostática y 
dielectroforesis. 

IV.S Separación compacta 

Las técnicas actuales de separación son costosas, y debido a sus dimensiones y peso, el 
equipo de separación afecta en gran medida el espacio y la carga en las estructuras costa 
afuera. En orden de reducir costos y maximizar la efectividad de separación, se han llevado 
a cabo avances en tecnología de separación compacta. 

IV.s.l Separación convencional 

la separación convencional consiste de separadores de dos o tres fases. Estos 
separadores son CilíndriCOS y pueden ser verticales y horizontales (figuras IV.14 y IV.15). 

Un separador cuenta básicamente de las siguientes secciones: 

• Sección de separación primaria . En esta sección la separación se realiza 
mediante un cambio de dirección de flujo. El cambio de dirección se puede efectuar 
con una entrada tangencial de los fluidos al separador, O instalando una placa 
desviadora. Con estas opciones se induce una fuerza centrifuga al flujo, COf'I la que 
se separan grandes volumenes de liquido. 
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• Sección de separación secundaria. Aqui se separa la máxima cantidad de gotas 
del liquido de la corriente de gas. Las gotas se separan principalmente por acción de 
la gravedad, por lo (ualla turbulencia del líquido debe ser mínima. 

• Sección de extracción de niebla . Las gotas pequeñas de líquido que no lograron 
separarse en las secciones anteriores, son separadas en la sección de extracción de 
niebla. En esta parte del separador se utiliza el efecto de choque y/o la fuerza 
centrifuga. En este punto las gotas pequeñas se acumulan para formar gotas más 
grandes que son drenadas hasta la sección de acumulación de liquido. 

• Sección de almacenamiento de líquidos. En esta sección se almacena el liquido 
y se descarga. Esta sección debe ser situada, de tal forma que el liquido acumulado 
1"10 sea arrastrado por la corriente de gas. 
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IV.5.2 Separación compacta 

El comportamiento del separador compacto tiene la misma función que el convencional, 
pero con un tamaño menor. Esto se consigue por el uso de fuerza centrífuga y la 
separación de las fases ¡nmiscibles de diferentes densidades. la separación convencional 
de dos o tres fases depende de la fuerza de gravedad. Porque las dos fases tienen 
diferentes densidades, la fuerza de gravedad causa Que la sustancia mas densa caiga al 
fondo del separador, mientras la mas ligera se eleva. Si el efecto de la fuerza de gravedad, 
de alguna manera incrementa localmente la acción centrifuga, entonces la separación 
ocurre mas rapidamente. 

los separadores compactos pueden ser diseñados, de tal forma Que la fuerza centrífuga 
es mayor Que la fuerza de gravedad. Con el incremento de la velocidad de separación, la 
necesidad para un elevado tiempo de retención dentro del separador es eliminada, y el 
tamaño del separador puede ser disminuido en gran medida. las técnicas de separación 
Que utilizan fuerza centrifuga, puede que no produzcan corrientes de salida con buena 
calidad, como la separación convencional, pero es suficiente para muchas practicas. 
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Un problema asociado con la separación compacta, es Que el equipo tiende a ser más 
sensible con las variaciones de flujo, que los separadores convencionales. También los 
separadores compactos pueden ser mas sensibles a obstruirse con parafinas, productos 
para la corrosión y arena. Otra desventaja es que los costos de operación V mantenimiento 
son muy altos. 

IV.S.2.1 Separación gas-líquido 

Existen varios tipos de separadores compactos, utilizados en la separación gas-líquidO, 
los cuales son los siguientes: 

• Auger 
Split-Flo 
Gasunie 
Ciclón cilíndrico 
Turbina bifásica 

El Auger (figura IV.16) es un separador gas-líquido sencillo, que puede ser utilizado en 
el fondo del pozo o en las instalaciones superfiCiales. El fluido multifasico entra axialmente 
en la base de la unidad. El fluido es forzado a rotar, debido a la presencia de unos alabes 
helicoidales en el separador. Una fracción de gas es desviado y removido, mientras el gas 
remanente y el líquido continúan y salen axialmente a la parte superior de la unidad. 
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El separador $plit-Flo (figura IV.17) consiste de una primera y una segunda etapa de 
separación. Ambas utilizan fuerza centrífuga en la separación del gas en la corriente de 



líquido. Los fluidos pasan por una superficie curva dentro de la primera etapa, para 
producir fuerza centrífuga, esta primera etapa típicamente remueve el 99% del liquido que 
entra. La segunda etapa remueve el liquida remanente, para producir una alta calidad del 
gas. 

El separador Gasunie (figura IV. lB) también utiliza fuerza centrifuga para separar 
partículas pesadas. El gas converge dentro de un vortice invertido y sale en la parte 
superior del separador. El líquido es llevado al fondo de la cámara, donde se encuentra la 
salida del mismo. 
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Existen varios tipos de Ciclones gas-líquidO en el mercado. En el diseño típico 
(figura lV.19), el fluido entra en un cilindro vertical o CIclón cónico, donde la alta velocidad 
crea flujo turbulento y una aceleración radial, esto causa que el gas fluya hacia la región 
del centro, la salida del gas queda en la parte superior y la del liquido en la parte inferior. 
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En la turbina bifásica (figura IV.20), la turbina usa una tobera de dos fases para 
convertir la energía térmica y presión del líquido V mezcla de vapor, en energía cinética. El 
resultado de la alta velocidad de la mezcla de dos fases, es chocar sobre un cilindro 
rotatorio que produce fuerza centrífuga y entonces se separa la mezcla. 

, .... 
(Reau"", del Jet) 

~'9. 1"'.20 Turbin.o bi\',;,oiQ 

IV.6 Bombas electrosumergibles. 

" 

La instalación de bombas electrosumergibles, es otra olXión para el desarrollo de 
campos situados en aguas profundas. Para hacer uso de estas bombas, se debe garantizar 
el fluJo hacia instalaciones de superfiCie SituadaS en aguas poco profundas, a través de 
conexiones prolongadas. 
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las áreas clave para el despliegue de las bombas electrosumergibles son las siguientes: 

• Diseno del árbol de producción submarino. 
• Potencia para alimentar la bomba. 
• Distribución de la energía. 

IV.6.1 Diseño del arbol de producción. 

El árbol submarino es considerado como el elemento primario en el establecimiento del 
sistema. Existen varios diseños de árboles, los cuales son evaluados para la aplicación del 
sistema de bombeo. 

las bombas electrosumergibtes requieren cambiarse regularmente de intervalo lo cual 
esta asociado a un costo y riesgo, por lo anterior es muy ventajoso que durante estas 
operaciones el árbol permanezca en su lugar. 

Después de diversas evaluaciones de opciones, se concluyó que el árbol horizontal 
(figura ¡V.21) ofrece la mejor solución para una fácil instalación del sistema de bombeo. 
Con este diseño, el tubo colgador y el ensamble de la bomba, terminado con cable 
eléctrico, pueden ser recuperados sin disturbios en el arbo!. 

IV.6.2 Descripción del árbol horizontal. 

El diseño del arbol horizontal, difiere del tipo convencional, en que las válvulas de 
control de flujo son montadas horizontalmente en el camino de la producción del flujo 
(figura IV.22). Esta configuración provee un camino directo a la parte superior del árbol, 
pasando por el tubo colgador y el ensamble de la bomba. 

los requerimientos ambientales obligatorios, se encuentran en la corona (tapón) 
instalada por encima de la salida de la producción en el tubo colgador y una válvula en la 
tapa del árbol; el tubo colgador se encuentra en el bloque del árbol y se pueden correr 
herramientas a través del mismo, además es recuperable por los sellos metal a metal con 
que cuenta. 

Algunas características del árbol horizontal submarino, son que se reducen el numero 
de válvulas, manteniendo las barreras regulatorias, el diámetro del árbol permite pasar 
empacadores y el equipo de bombeo y utiliza tecnologia y componentes de árboles de 
producción ya existentes. 
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IV.6.3 Energia para alimentar la bomba. 

La energía es transmitida desde la superficie hasta la bomba, por medio de un umbilical 
submarino. Para maximizar la rentabilidad de la alimentación de energía, son adoptados los 
siguientes criterios: 

• Durante la instalación de la bomba, se llevan a cabo pruebas del cable y motores 
eléctricos. 

• Los componentes con alto riesgo de falia pueden ser fácilmente recuperados para 
reparación o reemplazo. 

• El número de conexiones eléctricas es mínimo. 

La energía liega a la tapa del árbol, a una conexión eléctrica sobre la parte superior del 
tubo colgador y un penetrador eléctrico, (figura ¡V.23). El tubo colgador y la tapa del árbol 
son recuperados para algún cambio en la bomba; la única conexión que no es recuperable 
es la terminación del umbilical submarino. A través del tubo colgador se pueden correr 
herramientas, como son cables, penetradores, conectores y motores para pruebas. 
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IV.6,4 Distribución de la energía. 

La energía regularmente se transmite desde la superficie, a través de un umbilical 
submarino. La distribución de la energía depende de como es desarrollado el campo, ya 
que puede haber arreglos de plantillas submarinas o pozos satélites, o una mezcla de 
ambos. Uno de los problemas presentes, es que si varios pozos dependen de un solo 
umbilical, en caso de presentarse una falla en el mismo se detendría la producción, además 
de las Intervenciones son muy costosas. 

La energía se puede proveer en varias distancias, desde la plataforma hasta el objetivo, 
aunque cabe resaltar que las distancias, profundidades y perdidas de energía en la línea, 
pueden demandar grandes cantidades de energía. 

IV.6.S Aplicación de la primera bomba electrosumergible en las costas de Brasil. 

En 1992, el programa PROCAP de Petrobras inició un proyecto para desarrollar la 
tecnologia de bombas electrosumergibles en aguas profundas. Petrobras ya tenia amplia 
experiencia coo bombas elertrosumergibles instaladas sobre torres fijas en aguas poco 
profundas. En el afea marina que comprende los campos petroleros carapeba, Pargo y 
Vermelho de la Cuenca de campos, 132 pozos produjeron con esas bombas desde 8 
plataformas fijaS. 

Para hacer posible el uso de bombas electrosumergibles en aguas profundas, las 
bombas deben garantizar el flujo hacia las instalaciones de superficie a través de largas 
distancias. Antes de invertir en el desarrollo de un sistema de aguas profundas, era 
Importante probar la viabilidad del método en aguas poco profundas. 

SeiS compañías cooperaron en el desarrollo del sistema: Reda, Lasalle, Tronic, Pirelli, 
(ameron y Sade-Vigesa. En el pozo submarino RJS-221 (la Tabla IV.2 muestra los datos 
del pozo), se instaló una bomba Reda, que recibia energía desde la plataforma Carapeba 1, 
ubicada a SOOm de distancia. Desde allí, solo con la energía de la bomba, la producción 
alcanzaba la plataforma Pargo 1 que se encontraba a 13km de distancia. la bomba se puso 
en funClooamiento durante 34 meses sin que se prodUjeran fallas. 
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TablalV.2 Datos del lO RJS-221 
Profundidad del a ua m 

Distancia a la lalaforma Cara eba 1 m 
Distancia a la la talorma Par o km 

Desviación 
TR 
TP 

linea de lIu o submarina 2 diámetros 
Profundidad de los dis aros m 

Presión estática k Icm2 
Indice de roducl;vldad m31diillk Icm2 

Tem eraluril del acimiento ' C 
RGA m31m3 

' API 
Viscosidad del aceite en 38150' C c 

86 .. , 
13 

OlO vertical 
951S'· 
3 112" 

2 112" 4H 

3000 

'" 8 
110 
18 
25 

SOl50 

La instalación realizada en el pozo RJS-221 tuvo gran éxito, con lo que se demostró que 
el método es adecuado para el uso submarino y Petrobras decidió desarrollar la tecnología 
para utilizarla en aguas profundas. Como sitio de pruebas se utilizó el pozo RJS-477 (la 
Tabla IV.3 muestra los datos del pozo), Que forma parte del yacimiento Albacora Este v se 
encuentra a una profundidad de 1,107m debajo del agua. En junio de 1998, como 
resultado de la instalación de la bomba, el pozo RJS-477 comenzó a producir hacia la 
plataforma P-25 del Cilmpo Albacora, amarrada al lecho marino a 6.5km de distancia y a 
575m de profundidad bajo el nivel del mar. 

El sistema de energía ha sido desarrollado para un rango de 24km de distancia, lo Que 
permite, por ejemplo, Que los pozos de la Cuenca de Campos Que se encuentran a unos 
1,150m de profundidad bajo el nivel del mar produzcan hacia instalaciones de alta 
capacidad, amarradas o fijas en aguas poco profundas. 

Tabla IV.3 Datos del DOlO RJS-477 
Profundidad del ilQua m 1107 

Distancia a la fataforma P-25 m 6,420 
Desviación OlO verticill 

TR 10314·· 
Liner '" TP 411r 

linea de lIu·o submarina '" Profundidad de los disparos m 2,516 
Presión estatica k Ic rn2 250 

Indice de productividad (rn3ldialkQlcm2 12.5 
Tem eratura del acimiento !'9 56 

RGA (m3/m3 80 
' API 20 

Viscosidad del aceite en 38/50' C (ep) , 
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La bomba electrosumergib!e constituye el elemento clave para el éxito de este nuevo 
método. Debido a los elevados costos de las intervenciones en aguas profundas, la 
confiabilidad y la duración de los equipos resultan factores de gran importancia. la 
integración del sistema de terminación con el equipo de la bomba electrosumergible es 
fundamental, lo cual se debe tomar en cuenta durante la planeación de los pozos de aguas 
profundas. Los dos pozos utilizados para esta prueba, fueron perforados antes de que se 
considerara la instalación de bombas electrosumergibles, por lo cual esta operación no 
estaba prevista en el diseño. En el pozo RJ$-477 las restricciones del tamaño del riser y del 
revestidor presentaron grandes retos en el diseño del sistema de bombeo. 

Para instalar las bombas electrosumergibles en aguas profundas, se desarrollo 
especialmente un equipo que permite la transmisión de energia hasta la profundidad 
extrema del agua y a grandes distancias. Se incluyeron una bomba Reda; cables 
submarinos Pirelli; conectores submarinos Tronic; la transformación y la transmisión de 
energía a larga distancia estuvo a cargo de Siemens y el árbol de producción horizontal fue 
provisto por cameron. 

Este prototipo ya ha estado en funcionamiento sin ningún desperfecto, por lo cual 
Petrobras considera que el sistema se encuentra dentro de los límites del diseño. 

IV.7 Bombeo multifásico. 

Las bombas multifásicas pueden ser desplegadas en cuatro principales lugares del 
sistema de producción; en las instalaciones superfiCiales, en la base del riser, en la cabeza 
del pozo y dentro del pozo . El modo de despliegue depende sobre la interacción de 
diversos factores: 

• Costo de intervención. 
• Rentabilidad 
• Relación gas-aceite en la succión de la bomba. 

El bombeo multifásico en la cabeza del pozo es el más popular y los resultados han sido 
satisfactorios. Esta tecnología ya está clasificada como "tecnología probada", 10 Que crea 
más confianza en el operador. Además el bombeo multifásico es ahora capaz de manejar 
RGA hasta del 95% y un 100% por un corto periodo de tiempo. 

El uso de bombas multifásicas ofrece la solución de no requerir separadores y dos 
líneas de flujo en la cabeza del pozo, ya que todos los fluidos producidos pueden ser 
enviados a través de una sola linea multifásica, hasta las instalaciones de producción 
superficiales. 
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Es también crucial el tiempo de instalación de la bomba multifásic3. El impacto en la 
producción y recuperación puede ser diferente si la bomba es instalada al inicio de la vida 
del yacimiento o si se instala después de un periodo de tiempo. 

La instalación de bombas multifasicas, resulta atractiva cuando la producción de un 
gran numero de pozos se puede combinar en el fondo del mar e impulsar desde un 
multiple submarino, o bien cuando la presión del yacimiento cae por debajo de la presión 
de burbujeo. Cuando se instalan bombas multifasicas sobre el lecho marino, éstas se 
encuentran más cerca del yacimiento que si se instalaran al nivel del mar, con lo cual se 
mejora la altura de succión de la bomba y se logra utilizar un sistema de mayor potencia. 

El equipo de bombas multifásicas se instaló por primera vez en diciembre de 1997 en el 
sur del Mar de China, en el campo Lufeng operado por Statoi1. Se instalaron Cinco bombas 
multifásicas fabricadas por Framo Engineering a 330m de profundidad. La figura IV.24 
muestra la instalación de una bomba multifásica en el campo Lufeng. 

¡ 

Fig. IV.24 InstaladÓ<lIlf! una bomb.a mUltifhl<;a 
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V.l Introducción. 

CAPÍTULO V 
ASEGURAMIENTO DEL FLUJO 

El manejo del flujo en aguas profundas requiere de una gran atención, ya que las 
bajas temperaturas pueden crear una variedad de problemas en las líneas de flujo, desde 
el pozo submarino hasta las instalaciones superficiales. Por ejemplo algunos crudos 
contienen una cantidad alta de parafinas, las cuales se pueden precipitar y obstruir el flujo. 
Otros aceites cOlltienen asfaltenos, los cuales se pueden desestabilizar por cambios en la 
presión, temperatura o com¡x>sición del aceite, lo cual también ocasiona blOQUeo del flujo 
en la tuberías. La Figura V.I nos muestra las aplicaciones de Químicos utilizados para el 
aseguramiento del flujo en aguas profundas. En este mismo esquema se puede observar 
también la longitud de los tiebacks que usualmente son de 10 a 20 millas ( 16 a 32 km), 
pero en ocasiones pueden ser mas largas, lo que refleja el largo trayecto que debe seguir 
el flujo. 

Fig. V. I ApllCKión de ""Imlcos en aguas profundas 

la mayor preocupaCión para las operaciones en aguas profundas es la formación de 
hidratos, estos son cristalinos, como hielo sólido, en las cuales está entrampado el gas. Su 
formación se debe a las bajas temperaturas, características de las aguas profundas. Estos 
hidratos se van acumulando hasta formar un tapón, que representa serios problemas para 
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las operaciones. En algunos casos llegan a romper las tuberías, o también el tapón puede 
viajar rápidamente a través de la linea de flujo y ocasionar accidentes en las instalaciones 
superficiales. 

la figura V.2 define aproximadamente las fronteras entre las condiciones bajo las 
cuales se formarán hidratos, también se observa que la formación está en función de las 
condiciones de presión y temperatura. 

, 
• , , 
I ct:.Iivi"OE fORA"ÁCIO , 
J'( ~IDJlATOS 

TEMPERATURA 

l()J'(1I 1I6RE DE 
ItU)RII10S 

'00 . V.2 FonnadOn de hiOratos 

Para el control de todos estos problemas existen muchos métodos tales como la 
inyección de sustancias químicas, conocidas como inhibidores, pero también existe un 
proceso de calentamiento de las lineas de flujo, deshidratación y el aislamiento de las 
mismas. El sistema de control a elegir dependerá de las instalaciones existentes y de las 
propiedades de los fluidos producidos. 

Es importante resaltar que tanto los pozos de gas como los de aceite son susceptibles a 
tener formación de tapones de hidratos. Aunque los hidrocarburos de alto peso molecular 
son muy grandes para estar dentro del hidrato, los yacimientos de aceite contienen 
cantidades substanciales de gas disuelto; cuando la presión disminuye este gas pasa de ser 
disuelto a ser gas libre, el cual se combina con el agua y forma los hidratos. 

V.2 Inhibición de hidratos. 

Y.2.1 Descripción de los hidratos de gas. 

Un hidrato de gas es un sólido cristalino que se forma bajo condiciones específicas de 
presión y temperatura. Típicamente los hIdratos pueden formarse en presiones arriba de 
200 Ib/pg2 y temperaturas debajo de 65-70oF. El hidrato se refiere a moléculas de agua 
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rodeando a una molécula de gas, esta molécula central es un gas de ba;o peso molecular, 
que comunmente constituyen el gas natural, como el metano, etano, propano, iso
butano, 502, N2, H25, C02 y otros. 

El agua regularmente forma una estructura geométrica ( usualmente tiene 20, 40 ó 60 
lados). Este hidrato, una vez formado, comienza a crecer, ya que al ponerse en contacto 
con otro se junta haciendo una partícula más grande, a este proceso se le llama 
aglomeración. Una vez que la estructura crece, alcanza un tamaño critico mínimo de 
8-30 nm, rápidamente sigue creciendo hasta alcanzar un tamaño catastrófico. Lo anterior 
es un proceso cinético, que signifICa que los hidratos no aparecen instantáneamente con el 
comienzo de las condiciones termodinámicamente favorables. 

la diferencia entre el tiempo cuando las condiciones del sistema favorecen la formación 
de hidratos y la apariCión de los hidratos se conoce como tiempo de inducción. La figura 
V.3 es una gráfica de Presión vs Temperatura, en la que se ilustra las diferentes 
condiciones del sistema como son la zona de hidratos (formación favorable), zona libre de 
hidratos (la formación no es termodinámicamente favorable) y la zona de riesgo de 
hidratos. También se presenta una definición gráfica de subenfriamiento (T~ -
T C(J«a(JOn), con las curvas de disociación y de formación. La temperatura de operación (Too), 
la temperatura de disociación (Too) Y la presión de operación (Poo) también son ilustradas. 

P ZonaOe lornl libre de 

• hidratos hidratos , lona d~ riesQo_ 
S d~ hidratos 
I Curva de formaclon _ ... Curva de disociadon O 

" de hidralos.~ de hidratos 

Pop Subenr.. . nto ---- . //1 
; ; 

lop ldl' 
1[MPCRA1 URA 

Fi9. v.] Condklones cIf:I <l$lem.~ ... dif~!H ~ Y !en'lP«iItU'M; 

Se tienen identificados tres tipos de estructuras de hidratos, estas son La tipo 1, 11 Y la 
mas recientemente identificada la tipo H (ver Tabla V.l). Las más relevantes en la industria 
petrolera son la I y 11, que consisten de combinaciones de tres tipos de cavidades. Estas 
caVidades son dodecaedros pentagonales (511, donde el 5 es el numero de lados y el 12 es 
el numero de caras), tetradecaedro (51161

, esta tiene 12 pentágonos y 2 hexágonos) y 
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hexadecaedro (5 12 6~). Estas estructuras S04'l ilustradas en la figura VA. La tabla V.2 
presenta característIcas geométricas de ambas estructuras de hidratos. 

-
Estructura H Gt_ 
~ pero sdirnenI~ !ti 
pr~ ele ~ Iormas. 

ax.16H20 

n. 

hbla Y.2. c.iK'teristlc.n ele la ~ ele los hlclntos 

ESTRucnJRA DEL CRISTAL TAMAÑO TAMAÑO TAMAÑO 
DE HIDRATO I 11 H 

ca",,,, L L M L 

D.,,,, S" 51161 " 5'~' " <4l~) 5"6' 

, cavidades I celda 6 i6 8 2 I 

Radio Pfomedio de la cavidad e A .95 4.33 .91 '1 .73 .91 4.06 5.7 1 

Var~ en radiOs f'Mol .4 1'1.'1 .5 1.73 No' "" .. 
Numero de coord'nacJÓn O 24 O 28 O 20 36 

1-' 
fill. VA a j 5" bj5" 6 ' el 5 " 6' 
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l a figura V.S muestra: a) una formación masiva de hidratos en una fase de gas 
(P=6.02 MPa, T= 2.4 oC) y b) una formación masiva de hidratos formada por vapor de 
agua en una fase de gas (P=8.95 MPa; T=5.2 oC) 

.) 

flg. v.s FonnHlón m"llu de hidratos 

la analogía de los hidratos de gas con el hielo es de gran ayuda para describir la 
formación e Inhibición de los hidratos. A temperatura ambiente y presión atmosférica las 
moléculas de agua forman líquido. Cuando se suministra energía suficiente en forma de 
calor, hasta que el agua alcanza una temperatura de 100°C, los enlaces entre las 
moléculas se debilitan, por lo que las moléculas tienen más libertad de movimiento; el 
líquido se vuelve gas. Por otro lado, cuando la temperatura disminuye, los enlaces se 
vuelven más rigidos, y el nuido se vuelve sólido con una geometria bien definida, 
termodlnamicamente estables. 

los enlaces entre las moléculas son también fortalecidos cuando se aplica presión al 
sistema, y las moléculas son forzadas a juntarse, bajo estas condiciones también pierden 
libertad de movimiento y fOfman sólidos en estructuras bien definidas. En el contexto de la 
producción de aceite y gas en aguas profundas, los sistemas de presiÓn frecuentemente 
son altos y las temperaturas son muy bajas. 

la composición del gas, la química del agua y la turbulencia son variables Que afectan 
la formación de hidratos. la composición del gas determina cual sera la estructura del 
hidrato a desarrollarse y las cOllchciones de preSIón y temperatura a las cuales se fOfmara 
el sólido. la salinidad del agua es un ejemplo del efecto de la química del agua, ya que se 
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tiene un efecto de Inhibidor de hidratos. La turbulencia causa una eficiente mezcla de agua 
e hidrocarburo, creando un efecto cinético y produciendo una rápida formación de los 
hidratos. 

V.2.2 Prevención de hidratos. 

Un primer acercamiento hacia el control de los hidratos es la deshidratación, la cual se 
ejecuta a través de sólidos desecadores o deshidratación normal con 911(01. 
Desafortunadamente este proceso no consigue una buena deshidratación debido a razones 
operativas y de costo. 

Otra opción para la eliminación de los hidratos es aislar las líneas de flujo, pero 
realmente no es un buen sistema de inhibiciÓn de hidratos. El aislamiento ayuda a 
mantener la temperatura cuando el pozo está produciendo. Sin embargo, durante la puesta 
en marcha de la producción y cuando existe un cierre, la temperatura en el sistema 
disminuye. 

El éxito para manejar la formación de los hidratos, es con el uso de inhibidores; 
básicamente existen tres tipos: termodinámicos, cinéticos y antlaglomerantes. 

El método mas común es el de los inhibidores termodinámicos, Que por lo regular 
involucra inyección de grandes volúmenes de alcoholes como el metanol y el glicol, estos 
por su bajo costo y disponibilidad. Estos inhibidores trabajan como un anticongelante. El 
almacenamiento y bombeo del producto requiere de un espacio en la plataforma y por 
consiguiente peso adicional a la misma. 

A pesar de Que el uso de los inhibidores termodinámicos es muy eficaz, las 
concentraciones requeridas pueden ser demasiado altas, o sea, que entre más severas 
sean las condiciones, implicará más volumen. la mayoría de los ambientes en aguas 
profundas requeririan un alto volumen de Inhibidores termodinámicos, lo cual seria 
complicado, porque en algunas ocasiones es Imposible bombear volúmenes muy altos por 
las condiciones de presión y capaCidad de entrega. 

Por consiguiente, un inhibidor alternativo con baja concentración es desarrollado para 
la inhibición de hidratos; estos son los inhibidores de hidratos de baja dosificación ( LDHI'S, 
por sus siglas en inglés), los cuales son los inhibidores tipo surfactante, cinéticos y 
antiaglomerantes. 

Los inhibldores cinétiCos más comerciales son los polímeros, estos retardan la 
formación de los hidratos, aunque los hidratos eventualmente se forman. Estos inhibidores 
no son muy recomendados para sistemas con tiempos de cierre muy grandes. Si el grado 
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de subenfriamiento aumenta se requiere un volumen mas grande, o sea, que en 
condiciones más severas no es exitoso este tipo de inhibidor. 

Por otro lado los antiaglomerantes, pueden ser aplicados en sistemas con un corte de 
agua menor al 75%. Este inhibidor permite la formación de los hidratos, pero no su 
aglomeración en las paredes de las tUberias, ya que son rápidamente dispersados en el 
agua y en la fase líquida del hidrocarburo. Una gran ventaja de este inhibidor es Que no se 
necesita un volumen mayor si las condiciones se vuelven mas severas, haciéndolo mas 
económico. 

La figura V.6 nos muestra la demanda de los diferentes tipos de inhibidores químicos de 
hidratos con el incremento del subenfriamiento. 
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FIII. V.6 Demanda <le los direrenles tipos de hidratos 

V.3 Inhib idores t ermod inámicos. 

los inhibldores termodinámicos son compuestos químicos que se adicionan en altas 
concentraciones (10·60 % en peso), alterando las condiciones de formación de los 
hidratos; entre los utilizados en la industria petrolera estan: el metanol, etilenglicol, 
dietilenglicol y trietilenglicol. De los anteriores el más usado es el metanol, la tabla V.3 nos 
muestra una comparación de estos inhibido res. 
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T.bI. V.l Compand6n de dif_es inhibidora ~¡nimicos 

I PROPIEDAD METANO!. ETlLEHGUCOL I DIETILENGUCOL TRlETILEHGUCOL 

Densidlld (lb/g<1l) 66 '.3 ' .3 , .. 
Peso ~ular 32.04 62.07 106.12 ISO.17 

ViscoslClad (ep) 0.6 20.' 35.7 47.9 

Punto flash (OF) .. 140 190 330 

EfectlYic!ad '""" , MaO 

A pesar de que el metanol es el mas efectivo, es muy tóxico y muy f1amable V además 
puede comprometer el valor del hidrocarburo al contaminarlo. Por otro lado el etilenglicol, 
es menos flamable pero menos disponible y más caro que el metanol. La tabla VA muestra 
el efecto del metanol y el etilenglicol sobre la temperatura de la formación de hidratos, en 
la cual se observa Que es más eficiente el metanol. 

TÑIIlI v ... Erecto de IMIbIdoru sobre ~ ten> 

CONCENTRAOÓN AT (OC) 
% en sol METANOl 

5 1.1 

10 4.5 

lS 7.2 

20 10.1 

2S 13.5 

30 17.4 

3S 21.6 

atln de f~ ... hIdrKos 

AT (OC) 
ETll ENGLICOL 

1.1 

3.5 

4.' 
6.6 

8.5 

10.6 

El preCIo elel metanol es casi tres veces mayor en operaciones costa afuera, que en 
tierra, esto debido prinCipalmente a los costos de transportación (1.5 $/ Iitro). Si por 
ejemplo se producen 100m3 de agua por día se necesita 20% de metanol, inyectado 
continuamente para prevenir los hidratos. 

La figura V.7 Indica los gastos requeridos en función de la temperatura y el tipo de 
Inhlbldor. Por ejemplo a condiciones de 42°F (6°C), 8,000 Ib/pg2 (55MPa) y una producción 
de agua de 200 bl/dia, los gastos requeridos son: para el glicol 7.7 gal/min, en tanto que 
para el metanol se requieren 5.3 gal/min. 
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A continuación se presentan algunas ventajas y desventajas en lo que respecta al uso 
de inhibidores termodinamicos, en especial del metanol: 

• ventajas 

El metanol provee mejor inhibición que otros termodinámicos. 

Los gastos de inyección requeridos son mer1{)(e5. 

El metanol es de baja densidad, baja viscosidad, es el más conveniente para 
Inyectarse a largas distancias y en diámetros pequeños. Estas propiedades 
físicas influyen en la reducción del tamaño de las lineas y en la presión de 
bombeo. 

La disociación de los hidratos ocurre más rápidamente, ya que sus moléculas 
son muy pequeñas y reaccionan más rápido en la superficie del hidrato. 

• Desventajas 

Pérdida del inhibidor en la fase de gas y aceite, lo cual lleva a adicionar otra 
cantidad par razones de seguridad. 
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Contaminación de las fracciones del hidrocarburo. El metanol se acumula por 
lo regular en el propano y por consiguiente afecta su calidad. 

Normalmente un 80%-90% del metanol es recuperable, pero requiere de 
costosas instalaciones de reproceso. 

Se requiere de grandes tanques e instalaciones de inyección, lo cual afecta el 
tamaño de la plataforma y por lo tanto el costo de las instalaciones 
superficiales de producción. 

El metanol tiene baja presión de vapor y baja temperatura de inflamación, 
por lo que requiere de una gran seguridad en su manejo. 

V.3.! Diseño del sistema de inhibición 

la inyección del inhibidor requiere de cálculos que involucran tres pasos. El primero es 
la presión de operación y la temperatura de la tubería, esto estimando la temperatura de 
los fluidos producidos. El segundo se refiere a las condiciones de equitibrio de los hidratos, 
por lo que se requiere la composición del hidrocarburo. El tercero es la cantidad requerida 
de inhibidor, que puede ser calculada conociendo la temperatura de operación y la 
temperatura de equilibrio del hidrato. 

las variables de diseño más importantes para determinar los requerimientos de 
inhibidor son: 

Producción de agua. 

Salinidad del agua de formación. 

CompoSición de los hidrocarburos del yacimiento. 

Temperatura y presión del pozo. 

• Profundidad de inyección. 

Lo más conveniente es tener dos puntos separados de inyección. Generalmente una 
linea de inyección es instalada en el árbol de producción submarino, ya Que 
frecuentemente el fondo del mar es el punto más fria. Una segunda linea de inyección es 
instalada en el fondo del pozo para disminuir )a posibilidad de formación de hidratos antes 
de llegar al fondo marino. 
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El primer paso para determinar la profundidad de inyección es encontrar un perfil de la 
temperatura de la formación. El siguiente paso es determinar la temperatura de equilibrio 
de los hidratos, por medio de las propiedades de los hidrocarburos y la salinidad del agua. 
Basandose en lo anterior, la linea de inyección deberá ser instalada a una profundidad 
donde la temperatura de la formación este por debajO de la temperatura de equilibrio de 
los hidratos. 

Máxima capacidad de flujo de las líneas de inyección. 

Los inhibidores son bombeados hacia el árbol submarino o hacia el punto de inyección 
determinado, esto, a través de lineas de diámetro pequeño. Debido a que se crea una alta 
fricción por el diámetro pequeño, se puede requerir una alta presión de bombeo. El 
diámetro de la linea, la capacidad de la bomba y la presión de trabajo, pueden ser 
determinadas apropiadamente para llevar el flujo requerido de inhibidor. La figura V.S 
muestra la relación entre la presión superficial de bombeo y el gasto de inyección del 
inhibidor. 

La presión de inyección puede ser calculada de la siguiente forma: 

Donde: 
P,: presión de inyección 
Pwb : presión en el punto de inyección 
Pr,: perdida de presión por fricción 
Ph : preSión hidrostática del inhibidor en la linea de inyección 

_'S"'" ,,. ,,,,v.r.c,Ot< 
(lh¡ ",,7) 

°o>----------.-"-"------*,-"-"------*,-"-"------~. 
CASIOO' I"".ee'oo-(r.:.r¡",,,,) 

Flg. V.8 Relación ent<t la Ps.., t i gasto de in..,ecciÓn 
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• Equ ipo de inyección. 

los puntos clave a considerar para diseñar las líneas de Inyección son varios. Uno de 
los más importantes es la resistencia a la ruptura y al colapso. 

La presión de colapso de la línea puede exceder la diferencia entre la preslon 
hidrostática del fluido de terminación y la presión hidrostática interior del inhibidor, 
también debe tener buena resistencia a la ruptura, por si se presenta un exceso en la 
presión máxima de trabajo de bombeo de inyección. 

Para plantillas de pozos submarinos, se conecta una serie de líneas de inyección, una 
por pozo, generalmente éstas bajan juntas hasta el fondo del mar. También existen los 
controladores de flujO submarinos que permiten una sola línea de inyección de la superficie 
a la plantilla, así una serie de controladores de flujo entregan el inhibidor a gastos 
predeterminados a cada pozo. Este sistema permite disminuir el número de líneas desde 
las instalaciones superficiales. 

las bombas de inyección del inhibidor pueden ser diseñadas apropiadamente para ser 
compatibles con el inhibidor. Por ejemplo cuando se usa el metanol, se colocan sellos de 
elastómeros que son compatibles con el mismo, este material también se coloca en las 
valvulas y demas conexiones. 

• Precipitación de sales. 

Una consideración importante frecuentemente tomada es acerca de la precipitación de 
las sales que se encuentran en el agua de formación, cuando se agregan grandes 
cantidades de inhibidor al pozo. La presencia de alcoholes, disminuyen la solubilidad de 
muchas sales inorgánicas. La figura V.9 muestra el límite de solubilidad del NaO en 
presencia de metcnoL 
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V.4 Inhibidores de baja dosificación. 

Para reducir la preocupación por los grandes volúmenes requeridos para aguas 
profundas y los costos que se ven involucrados en el manejo de estos inhibioores, se han 
desarrollado los inhibidores de baja dosificación (LDHls por sus siglas en inglés). los lDH ls 
son químicos que ayudan a a5e9urar el flujo sin grandes volúmenes de inhibidores 
termodinamicos. Este tipo de inhibidores no cambian el equilibrio termodinámico de la 
formación de hidratos, en su lugar intervienen en su proceso de formación. 

Entre este grupo de inhibidores los mas usados en la industria petrolera son los 
cinéticos (KI) y los anti-aglomerantes (AA). 

V.4.l Inhibidores cinéticos 

Aunque la inhibición cinética es una técnica conocida en la industria petrolera para la 
prevención de incrustaciones, para la inhibición de hidratos es relativamente nueva. 

Este tipo de inhibidores son adicionados en bajas concentraciOfles « 1% en peso) y no 
afectan la termodinámica de formación del hidrato, Sino retrasan la nucleación del mismo y 
su crecimiento. Esta dosis equivale a proporcionar 20% de metano!. Estos inhibidores son 
usualmente polímeros. 

Los inhibidores cinéticos extienden el tiempo de inducción ( duración desde Que 
comienza a fa llar el sistema en la región de formación de hidratos hasta Que se empiezan a 
formar los mismos ). Además en lo Que respecta al medio ambiente, estos inhibidores son 
más amigables con el medio ambiente. 

V,4,2 Anti-aglomerantes. 

Estos Químicos son polímeros y surfactantes, que al igual que los cinéticos se adicionan 
en bajas concentraciones «1% en peso). Estos permiten la formación de los hidratos, 
pero no su aglomeración ni su depóSito en las lineas de flujo. los anti-aglomerantes son 
comercialmente disponibles, pero la informaCIÓn sobre su comportamiento no es pública, 
pero todas las investigaciones sugieren el uso de estos Inhlbldores, ya Que cubren un gran 
rango de condiciones de operación. 

Generalmente la efectividad de los anti-aglomerantes no depende del grado de 
subenfriamiento, como los cinéticos, por lo tanto tienen un amplio rango de aplicación para 
diferentes preSiOfles y temperaturas. Sin embargo, los anti-aglomerantes parecen trabajar 
en la presencia de una sola fase de hidrocarburo, por lo tanto, su comportamiento es 
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alterado por el tipo de hidrocarburo, salinidad de agua y corte de agua. Por otro lado estos 
inhibidores funcionan por largos periodos de cierre a diferencia de los cinéticos. 

Al tener efecto sobre los hidratos, se forma una especie de lechada de hidratos, los 
cuales son transportados hacia la superfICie. Sin embargo esto ocasiona un problema con la 
operación, ya que el bombeo de estas lechadas se asocia con problemas de erosión, 
sobrepresión, mayor capacidad en las bombas y un Incremento en la energía. 

los anti-aglomerantes son mas tóxicos que los cinéticos, por lo que causan problemas 
en la producción, como la mala calidad del agua. 

V.4 ,3 Despliegue de los lDHl's. 

la efectividad de la dosis de inhibidor dependerá de la severidad de las condiciones, Jo 
cual se incrementa en el caso de las Instalaciones en aguas profundas, debido a las altas 
presiones y bajas temperaturas que en estos ambientes se hacen presentes. Usualmente 
esto se mide con el grado de subenfriamiento (definido como; la temperatura de 
disociación del hidrato menos la temperatura de operación), en aguas profundas existe una 
alto grado de subenfriamiento por lo que los inhibidores estan diseñados para trabajar con 
un subenfriamiento mayor a 13°(. 

El impacto del subenfriamiento sobre el tiempo de inducción es mucho mayor cuando el 
subenfriamiento es bajo (l-5°C), que cuando es grande (lO-13°C), Por lo anterior la 
concentración de inhibidor puede cambiar el tiempo de inducCión con respecto al 
subenfriamiento. El criterio de 13°q48hrs esta basado sobre 0.5% de polímeros activos en 
la fase acuosa. 
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El Siguiente diagrama de flujo nos representa los pasos que se deben seguir para un 
exitoso despliegue de los LOHI'S, en aguas profundas. 
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Condiciones de operación 

Para desplegar la operación del inhibidor, se debe tener un buen conocimiento del 
sistema, tales como la temperatura y presión de formación de los hidratos para las 
composiciones del hidrocarburo, tiempo de residencia de los fluidos en el sistema, química 
del agua, entre otros. La tabla V.5 provee una lista de variables que pueden ser 
estudiadas para comprender el sistema. 

Tabla V.S Lista de cond iciones de operación 

Subenfnamiento Corte de aoua Comoalibllidad 

CompoSición del gas Química del agua Tiempo de residenCia del liQuido 

Perfil de las tuberias Comoosición del condensado Gastos de prod~cci6n 

VanaClón de temperatura FrecuenCia de cierres RéQimen de limpieza 

Emulsil icaciones InstrumentaCIón reouerida Puntos etíliCOS 

Pruebas de laboratorio 

Las pruebas de laboratorio son cruciales para un exitoso despliegue de los LDHls, 
dichas pruebas son conducidas por un camino que simula las condiciones de operación 
reales bajo las cuales trabajará el inhibidor. Son varios caminos de prueba y la 
transferibilidad de resul tados entre el laboratorio y el campo son también estudiados. Las 
pruebas se desarrollan usando sistemas de tuberías y en algunos casos se utilizan 
reactores de alta presión. Una buena prueba de laboratorio ayuda a determinar las 
condiciones de eficacia que puede tener el inhibidor. 

¿ Anti· aglomerante ó cinético ? 

Para comenzar con una comparación entre estos inhibidores podemos observar la tabla 
v.G. 

hbl~V.' O>m 'lIdOn en!,. d<Mtlcos ~nll·. lomennles 

INHIBlDORES CINÉTICOS ANTl-AGLOMERANTES 
t>kllos afecta el corte de aaua Afecta el corte de aoua ). 40% 

Traba' n en subenfriamierltos de 10°C Trabaja.!! en condiciones mas severas 

Solubles en ,)Qua Solubles en aqua y acerte 

salo creCimiento de criStales Impiden ~Iome,ación de hidratos 

InvecciÓn en puntos fríos 'o dón e~ntos turbulenlOS_ 



Durante un periodo de cierre, los fluidos no tienen movimiento, lo cual ocasiona que la 
temperatura disminuya hasta la del fondo marino. Para algunos inhibidores cineticos, esta 
temperatura puede representar un gran subenfriamiento para la efectividad de los mismos. 
Los problemas que pueden ocurrir al iniciar operaciones, es cuando el flujo se vuelve 
turbulento y la difusión del gas y la formación de hidratos aumenta. Para vencer este 
problema se puede inyectar metanol en la línea, antes de iniciar operaciones, y después 
durante la operaciÓn normal se continúa con el cinético. 

Para evitar el uso de metanol por completo, la mejor solución puede ser el uso del anti
aglomerante ya que este depende menos del subenfriamiento. Con el anti-aglomerante se 
asegura que los hidratos no se agrupen durante el cierre, ya para el arranque de la 
producción, estos hidratos son transportados en forma de lechada. 

Por otro lado, los cinéticos comúnmente son polímeros solubles en agua que trabajan 
bien cuando la temperatura de operación no es mas que lOoC bajo la temperatura de la 
zona libre de hidratos (subenfriamiento es sobre lO°C). Debido a que los cinéticos son 
solubles en agua, su eficacia es independiente del corte de agua, sin embargo lOoC de 
subenfriamiento en algunas operaciones en aguas profundas no es suficiente. Memas los 
inhibidores cinéticos frecuentemente necesitan un transportador, que puede ser metanol O 
agua. 

los anti-aglomerantes, por su parte, trabajan bien bajo las mas severas condiciones de 
operación, pero usualmente son surfactantes, que son miscibles en el hidrocarburo y en el 
agua (es necesario una fase liquida del hidrocarburo). Altos cortes de agua y alta salinidad 
disminuyen el comportamiento de los anti-aglomerantes. 

- Pruebas de campo. 

Una vez establecido el tipo de inhibidor a emplear, se recurre a pruebas de campo. 
Cuando es posible, es muy bueno correr las pruebas en sistemas de tuberias Que estén 
operando, además esto no afecta las condiciones de operación normales. 

Antes de la adiCión de los nuevos químicos, el sistema debe estar asegurado contra la 
formación de hidratos, sin embargo, la formación puede ser permitida y as; observar los 
resultados de la nueva técnica empleada. 

La compatibilidad del inhibldor con otros químiCOS de aseguramiento de flujo (corrosión, 
incrustaciones y parafinas) puede variar mucho, por lo cual se llevan a cabo estudios de 
compatibilidad y el efecto que se tiene sobre su comportamiento. 
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También debe tomarse en cuenta la compatibilidad entre el inhibidor y los materiales del 
sistema, Involucrados los metálicos y no metálicos. 

Las variables críticas de la formación de los hidratos (temperatura, presión, 
composición del hidrocarburo y corte de agua) son constantemente monitoreadas para 
determinar si existe o no la formación. TocIas estas operaciones son controladas por medio 
de un sistema de computadoras. 

Otro punto importante es buscar el lugar apropiado para la colocación del inhibidor, ya 
que éste debe ser distribuido uniformemente. En el caso de las líneas de flujo submarinas, 
el operador puede observar el punto de rompimiento del inhibidor al final de las mismas, 
también dependiendo del tipo de inhibidor se pueden utilizar indicadores, como espumas y 
colorantes para confirmar dicho punto de rompimiento. Una vez que se confirma el punto 
de rompimiento, se toman muestras para medir la concentración residual de inhibidor, en 
algunos casos el valor medido no es el deseado, esto debido a que existe una inevitable 
absorción dentro de los sólidos. Una vez revisado, el operador decide si mantiene el gasto 
de inyección o lo varía hasta encontrar la concentración residual deseada. 

El impacto ambiental de los inhibidores utilizados en operaciones en aguas profundas 
es de gran interés. Dichas operaciones deben cumplir con la Comisión de París (ParCom), 
para evaluar el impacto ambiental. Algunos Inhlbidores usados en el Golfo de México son 
probados con dos especies marinas (mysidopsis bahia y menidia berylfina) y la prueba se 
realiza con las más altas concentraciones sobre un periodo de 7 días. Los resultados han 
sido favorables y cumplen con las regulaciones de descarga de agua al mar. Estas pruebas 
son típicamente diseñadas para cubrir un rango de concentraciones, basadas sobre un 
factor de dilución crítico, y además se determina un número de factores, tales como la 
localización de la plataforma, gasto de descarga y diámetro de la línea de descarga, entre 
muchos otros. 

Ningún efecto letal se observa en diluciones de 3.5%, y muchas de las plataformas que 
operan en el Golfo de México, operan con factor de dilución crítico de 2% o menos. Esto 
sugiere Que el agua tratada es descargada de forma segura y sin causar algún efecto 
nocivo sobre la vida marina. 

. Administración del sistema. 

Una vez desplazado el inhibidor, se le da un seguimiento y se determina SI debe ser 
mejorado en caso de fallar o si su desempeño es exitoso. Lo anterior debido a que durante 
la vida del yacimiento, se pueden presentar diversos problemas Que nos llevan a Que las 
estrategias de proclucción regularmente sean cambiadas. 
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V.S Casos de aplicación en campo. 

V.S.l Termodiná micos. 

Este caso a revisar, es sobre un pozo situado en aguas profundas, en un tirante de 
agua de 2.600 pies (793 m) en el Golfo de México. El pozo exploratorio fue perforado y 
probado en 1988. El peor caso de condiciOnes extremas de temperatura en el fondo del 
mar es de 42°F (6°C) Y 4,000 Ib/pg2 (28 Mpa), lo cual esta 62°F (I7°C) debajo de las 
condiciones de equilibrio de los hidratos. 

Durante las primeras tres horas no se inyectó metano! porque 13.5 Ib/gal de fluido de 
terminación estaban fluyendo iniCialmente. Durante este periodo no estaba fluyendo ni 
aceite ni gas, por lo que la inyección de metanol no era requerida. 

Después de que comenzó a fluir el hidrocarburo a través del pozo, se inició la inyección 
de metanol a 1.5 gal/min (5.7 I/min) hacia el árbol submarino y hacia el otro punto de 
Inyección a 1,650 pies (503m) abajo del fondo marino. Como el tubo cerca del fondo 
marino se calentó por los hidrocarburos, 12 horas después de comenzar a fluir la inyección 
se disminuyó a 1.0 gal/min (3.8 I/min). Pero la temperatura ha disminuido desde 80°F 
(27°C) a 75°F (24°C), sin embargo la temperatura de flujo es mucho más alta que la 
temperatura del fondo marino que es de 42°F (6°C), por lo cual también se justificó la 
disminución del metanol inyectado. Pasadas 28 horas, la inyección de metanol se detuvo, 
esto debido a que el pozo no proclucia cantidades fuertes de agua. La figura V.1O nos 
muestra la historia de inyección de metano!. 
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Después vino un cierre y 30 minutos antes del mismo la inyección se mantuvo sobre 
1.0 gal/min (3.8 I/min) hacía el árbol submarino y en el otro punto de inyección dentro del 
pozo fue de 0.3 gal/min (1.1 J/min), esto para evitar Que se formaran hidratos durante el 
cierre y al ¡nidar operaciones, ya que existen altas pérdidas de calor hacía el mar y las 
lineas de flujo se pueden enfriar rápidamente, especialmente cerca del fondo marino. 

Como conclusión se tiene que el pozo fue exitosamente probado sin ninguna formaciÓn 
de hidratos y sin problemas de operación. 

la fórmula para obtener la concentración requerida de inhibidor en una fase acuosa fue 
propuesta por Hammerschmldt's, y es la siguiente: 

Donde: 

w = (dMlC1QO) 
K+ dM 

w: es el % en peso de metanol 
d: es el subenfriamiento (OF) 
M: es el peso molecular del inhibidor 
K: es una constante, 2,335 para metanol y 4,000 para los glicOles 

V.S.2 Cineticos 

El inhibidor utilizado para este caso es llamado VIMA-VCAP, un polímero 
completamente soluble en agua. Este no tiene buena solubilidad en hidrocarburos líquidos 
y no tiene una apreciable presión de vapor, estas características del VIMA-VCAP le dan una 
ventaja especial sobre el metanol. El inhibidor es transportado hacía la tubería disuelto en 
agua; tambien este químico reduce los peligros de seguridad en la plataforma, en lo que 
respecta a su manejo y almacenamiento. 

También este químico fue probado para determinar su impacto ambiental, tanto en el 
Mar del Norte como en el Golfo de México. 

El inhibidor es usado en el Golfo de México, ya que es necesario controlar la formación 
de hidratos en una línea submarina localizada a 135 millas costa afuera. La profundidad 
media del agua es de 800 pies (300m). A través de una línea de flujO 6.4 millas se 
transporta gas húmedo desde los pozos submarinos hasta la plataforma. La linea de flujO 
no está aislada, por lo que los fluidos producidos rápidamente adquieren la temperatura 
del fondo marino, que es alrededor de SO-54°F (lO-12°C). El pozo submarino tipicamente 
produce entre 11-15 MMPCD, 13 BWPD y una cantidad baja de condensado. El gas que 
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predomina es principalmente metano (>99%). La línea de flujo opera a una presión de 
1,750 1bjpgl . 

El grado de subenfriamiento realmente era bajo, entre 3-8°F, pero aún así, si no se 
ponía en marcha un programa para el aseguramiento del flujo, se podrían presentar los 
hidratos en el sistema. La figura V.1l es la predicción de la curva de equilibrio de los 
hidratos, utilizando software comercial. 
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El control de hidratos que se tenía en este campo era con metanol, el cual era 
inyectado a un gasto de 1 SO a 220 gal/día, pero los hidratos y la mala calidad del agua 
estaban causando problemas de operación. Para eliminar estos problemas se inyecto el 
inhibidor cinético VIMA-VCAP. 

El químiCO fue transportado hacía el múltiple, a traves de un umbilical de V2 H de 
diámetro. El gasto hacia el arbol submarino fue de J galj día, esta inyección corresponde a 
una concentración de 550 ppm de polimero. Este inhibidor fue inyectado continuamente 
todo el año. 

El resultado fue muy bueno, ya que respondió bien en los cierres y en el reinicio de 
operaciones. También el uso de este inhibidor redujo los costos en lo que respecta a 
tratamiento químiCO en un 40% y se me;oro la calidad del agua. 
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V.S.3 Ant i-aglomerante. 

Esta aplicación se llevó a cabo en aguas profundas del Golfo de México, en lineas de 
flujo submarinas. El pozo submarino produce 3,600 blo/dia, 0·10 blw/dia y 2.3 MMPCD, por 
una linea de flujo de 4 millas que no esta aislada. Los fluidos llegan a una plataforma a 
600 Ib/pg2 Y 42°F (6°C), mas o menos 13°F debajo de la temperatura de estabilidad de los 
hidratos. Durante los periodos, de cierre la presión en la línea de flUjO puede alcanzar las 
2,500 Ib/pg2, así con posible problema de formación de hidratos (subenfriamiento de 
18°F). Lo más importante es que en este campo los hidratos se controlan por medio de 
inye<ción de metanol. 

Despues de varios estudios, se formuló un LDHI A para uso en pozos submarinos, este 
inhibidor se sometió a varios experimentos que demostraron que realmente controlaba los 
hidratos, bajo condiciones similares a las presentadas en el campo. 

Se hicieron pruebas de estabilidad capilar a una temperatura alta de 19Q°F y a una baja 
de 40°F. Algún incremento en viscosidad, depositación de SÓlidos o tendencia a formar 
tapones, aumentaba la presión diferencial a través de la columna capilar. El LDHI A no 
provocó ningún aumento en dicha presión, lo cual verificó su eficacia a través de 
umbilicales de largas distancias. 

También se obtuvieron buenos resultados en cuanto a la compatibilidad con otros 
inhibidores, como metanol e inhibidor de parafinas que se usaban en el pozo submarino. 
Con una viscosidad de 23 cP a 4QoF, el LDHI A rapidamente se aplico al umbilical con una 
mínima inye<ción de bombeo. También se tomaron muestras para verificar que no existían 
emulsiones creadas por el inhibidor. 

Al mes y medio de aplicación del LDHI A, se obtenia un gran éxito en el tieback 
submarino. Se inició inyectando 100 gal de LDHI A para limpiar la linea de metanol, 
regularmente esta es una alta concentración. El gasto de inyección se redujo rápidamente 
a 1 gal por barril de agua producida. No se presentaron problemas de hidratos durante la 
inyección, ni durante los dos cierres que se presentaron, no se presentaron problemas en 
la calidad del agua. 
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V.6 CALENTAMIENTO DE LÍNEAS DE FLUJO. 

V.6.1 Aislamiento de lineas de flujo. 

Es necesario evaluar la efectividad del aislamiento de las líneas de flujo, para mantener 
la temperatura de los fluidos producidos por arriba de la temperatura de fOlmaciÓn de 
hidratos en largas distancias de tuberías, que es lo común en instalaciones en aguas 
profundas. 

El punto principal es obtener las propiedades térmicas de los diferentes materiales 
aislantes y el coeficiente de transferencia de calor, U El coeficiente de trasferencia de calor 
es la suma de todas las resistencias térmicas en el sistema. la figura V.12 es un diagrama 
de una línea de flUjO aislada. las resistencias térmicas (RI-RS) son mostradas en dicha 
figura. la resistencia Rl resulta en la frontera del interior del tubo, R2 es debido a la pared 
exterior de la línea de flujo, R3 debido al material aislante, R4 debido a la pared exterior 
del arreglo y RS es una resistencia debido a los alrededores. Para casos de estudio la 
resistencia Rl, se supone despreciable, ya que su temperatura es la misma que la de los 
fluidos prodUCIdos. 
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El arreglo de la figura anterior conocido como "pipe-in-pipe" (PIP) es el más sencillo, 
pero existen otros arreglos como los mostrados en la figura V.l3. 
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Para la aplicación en aguas profundas, donde las condiciones son más severas, muchas 
lineas aisladas no resisten las presiones externas. Sin embargo se pueden diseñar para 
soportar altas presiones. Además del material aislante, que puede ser alguna espuma, 
también se puede recurrir a las dos opciones siguientes: 

Calentamiento eléctrico. Este método lo desarrollo STATOIL y utiliza tres cables de 
400Hz, conectados al material aislante de la linea de flujO; estos cables inducen 
calor al exterior del material aislante. Por lo regular este método se aplica durante 
los cierres y después de los mismos. 

CirculaciÓn de agua caliente. Este método consiste en hacer circular agua caliente a 
través del espacio anular del arreglo de tuberias, pero en este caso se requiere de 
una linea de retoroo, También es muy útil durante los cierres y después de los 
mismos. Básicamente el sistema es un gran intercambiador de calor. 
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V.6.2 Arreglos de sistemas para proporcionar calor a las líneas de flujo. 

Una alternativa para el control de hidratos, parafinas y aSfaltenos, es el calentamiento 
de tuberías, que básicamente provee un buen comportamiento térmico y efectividad de 
costo. Ésta es una buena opción para desarrollo de campos situados en aguas profundas. 
Existen dos arreglos para este sistema de tuberias, uno es el empaquetamiento de tuberías 
(Bundle) y el tubo dentro de tubo (PIP pipe in pipe). 

V.6.2.1 Sistema de empaquetamiento de tuberías. 

Este sistema esta siendo aplicado en el campo Garden Bank.s, en aguas profundas del 
Golfo de México, tiene 3.7 millas de tubería desde la cabeza del pozo hasta la plataforma. 
Las líneas submarinas desde los pozos submarinos son operadas en condiciones de flujo 
multifásico. El hidrocarburo transportaclo consiste de gas y aceite y no es tratado, sino 
hasta que llega a la plataforma, esto debido al bajo corte de agua que presenta. En 
particular el aseguramiento de flujo es debiclo principalmente a la deiXlSitación de 
parafinas. El sistema es capaz de mantener en estaclo de equilibriO la temperatura, sobre la 
temperatura de aparición de las parafinas. 

Descripción del sistema. 

La tubería utilizada es un arreglo de líneas de flujo. La figura V.14 ilustra la instalación 
de este sistema. El arreglo de este sistema submarino comprende los siguientes principales 
componentes. 

, Tres pozos submarinos localizados en el campo Garden Bank.s ( el pozo 2 está 
actualmente bajo operación, mientras el pozo 4 y el otro son para desarrollo 
futuro ). 

,. Una sección de 3 millas de tubería submarina, que consiste de tres líneas de flujo 
de diámetro 4 If2H rodeadas por 2 lf2w de fibra de vidrio como aislante y cubiertas 
por una tubería de revestimiento de diámetro 18H 

• 

... 0.7 millas de una secciÓn del riser consisten de una sección de empaquetamiento 
y una sección de PIPo 

... lineas de conexión. 
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Cuando la tubería es operada usando el método de calentamiento de tubería, el fluido 
caliente es inyectado de la plataforma. En este caso el fluido utilizado es aceite separado 
de la corriente de producción, este aceite es circulado a través de una de las dos lineas de 
flujo, dentro de la línea en servicio, mientras la producción es en la segunda línea de flujo, 
otra línea es usada como retorno del fluido caliente. El flujo en la línea de inyección y en la 
linea de retomo es solamente fase líquida, en cambio la línea de producción es operada en 
flujo multifásico. 

Estudio de comportamiento térmico y perfiles de temperatura 

El gasto en la linea de producción, Sin calentamiento fue de 2,914 blo/día de 43.6°API 
21.14 MMPCD de gas con gravedad específica de 0.7. El correspondiente flujo másico fue 
de 81,121 Ib/hr. la temperatura y presión en la cabeza del pozo son de 144°F Y 6,000 
Ib/pgl , respectivamente. 

Los perfiles de temperatura en la linea de producción se examinaron para cuatro casos 
(FKjura V.16). 
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la curva con inyección de fluido caliente a un gasto de 2,500 bpd (29,492 Ib/hr), tiene 
una temperatura de llegada a la plataforma de 109°F, que es 12°F por arriba del caso en 
que no hay calentamiento. 

En el caso de la curva con diamantes. el gasto de inyección es el doble 58,984 Ib/hr y la 
temperatura de llegada es de 116.14°F, 18,8°F por arriba de la que flO hay calentamiento y 
6.84°F por arriba en la que el flujo es de 29,492 Ib/hr. 

En los tres casos anteriores el flujo de masa de producción es de 81,121Ib/hr. 

l a curva de cuadros, es el perfil de temperaturas de la linea de producción con un flujo 
másico incrementado a 127,921 Ib/hr con una inyección de 58,984 Ib/hr. La temperatura 
de llegada es de 127.17°F. La temperatura de inyección es fa misma Que en la curva de 
diamantes. 

La comparación de estas dos curvas demuestra fa variación de temperatura 
incrementando el flujO de masa en la línea de producción. 

También en la figura V. 16 se observa la variación de los perfiles de temperatura a lo 
largo de la tubería con el incremento del gasto de inyección y la misma temperatura de 
inyecCión en la plataforma . La temperatura de llegada puede ser cambiada 
significativamente, cambiando el gasto de inyección. 
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La figura V. 17 presenta los perfiles de temperatura de las tuberías del sistema de 
empaquetamiento desde la cabeza del pozo hasta la plataforma, con un gasto másico de 
producción de 81 ,121 Ib/hr, uno de inyección de 29,492 Ib/hr y una temperatura de 
inyección de 190°F. Los perfiles de temperatura en la figura son de la lineas de producción, 
inyección y retorno. Las flechas indican el sentido del flujo de cada línea. 
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A 11 ,000 pies desde la cabeza del pozo, la temperatura de la linea de inyección cae por 
debajo de la temperatura de la linea de producción. Desde este punto a la cabeza del pozo, 
la línea de inyección no calienta mas a la linea de producción, pero existen pérdidas de 
calor al medio marino. Estas pérdidas de calor, parcialmente reducen la pérdida de calor en 
la línea de producción, resultando una temperatura más alta en la línea de produCCión que 
en el caso en el cual no hay inyección; ilustrado en la figura V. 16. La línea de retorno se 
mantiene a baja temperatura y la pendiente relativamente es horizontal. 

La temperatura incrementa en la sección del riser, lo cual es causado parcialmente por 
el incremento en la temperatura del ambiente marino, ya que la profundidad decrece 
(figura V.lS). Se puede notar que el nuido circulado transfiere más calor a la línea de 
producción en el lugar donde mas lo necesita (al llegar a la plataforma) y menos calor se 
transfiere donde menos se necesita (en la cabeza del pozo). 
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Ahora en la figura V.19 son los mismos datos pero con el gasto másico de inyección al 
doble. 
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Comparando las dos figuras, se observa como el nujo masico de inyección afecta la 
transferencia de calor entre ras tres líneas de nujo y los perfiles de temperatura. 

El gradiente de temperatura a lo largo de la linea de inyección es menor que el de la 
figura V.17. La temperatura de la linea de retorno es mayor que en la figura V.l7. l a 
temperatura de la línea de inyección cae por debajo de la temperatura de la línea de 
producciÓll, sobre los 6,500 pies desde la cabeza del pozo. 

Se puede ver que con el mismo gasto masico de producción y misma temperatura de 
inyección, con solo aumentar el gasto másico de inyección, se tiene como resul tado una 
temperatura atta de llegada por la línea de producción a la plataforma y resulta con alto 
perfil de temperatura en la línea de retorno. 

Analizando ahora la figura V.20, si el gasto másico de producción se aumenta y el gasto 
másico de inyección y la temperatura de inyección 500 los mismos que en la figura V.19, se 
puede ver como el gasto de prodUCCión afecta la transferenCia de calor entre las tres lineas 
de flujo y como varian los perfiles de temperatura. 
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Efecto de gastos de inyección. 

En la figura V.21 se observan las variaciones de la temperatura de llegada de la 
producción con el gasto de inyección para dos diferentes gastos maslCos de producción y a 
una temperatura de inyección de 190°F. 
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Mientras el gasto masico de inyección incrementa, la temperatura de llegada 
probablemente incremente, pero el incremento en la temperatura de llegada no depende 
linealmente sobre el gasto de inyección. Para un atto gasto de producción, el calentamiento 
es menos eficiente. 
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Una explicación a esto puede ser que para incrementos en gastos, resulta un tiempo 
insuficiente para transferir el calor desde el fluido calentado a el producido. y como 
resultado se tiene en la inyección. una menor eficiencia de calentamiento. 

Efecto de la temperatura de inyección . 

La figura V.22 muestra el efecto de la temperatura de inyección sobre la temperatura 
de llegada de la producción, bajo dos gastos masicos de producción y dos de inyección. La 
variaCión de la temperatura de llegada con la de inyección es casi lineal para los cuatro 
casos. 

Comparando los dos casos con el mismo gasto másico de inyección, se puede ver que 
las pendientes de las curvas de temperatura de llegada para los casos de mayor gasto 
masico de producción, son mayores que para los gastos masicos de producción menores. 
Esto indica una respuesta mas sensitiva a incrementar la temperatura de inyección para 
grandes gastos masicos de producción que para los menores. 
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El análisis anterior nos da una idea del comportamiento térmico del sistema de 
empaquetamiento de tuberías; para calentamiento de las mismas, este sistema es muy 
atractivo para desarrollos en aguas profundas, cabe resaltar que este sistema se aplica en 
el campo Garden Bank.s situado en aguas profundas del Golfo de México. 

V.6.2.2 Sistema PIPo 

Este sistema se aplica en el campo King, en aguas con rangos de profundidad entre los 
5,000 y 5,400 pies. la fase 1 del campo comprende el desarrollo de dos pozos productores 
con Ii! primera producción de aceite en abril del 2002. La fase 2 es un pozo adicional con 
producción inICial en julio del 2003. 

El sistema de producción submarina llega hasta la TLP Marlin situada en 3,250 pies de 
profundidad. El aseguramiento del flujO es un factor clave en el desarrollo del campo, 
debido a la depositación de hidratos y de parafinas, antes de arrancar el sistema despues 
de periodos de cierre. Se consideraron varias opciones, entre las cuales estaba el uso de 
inhibido res Quimicos, aislamiento V calentamiento de tuberias. 

Despues de varios estudios, el calentamiento fue seleccionado, debido a su efectividad 
de costo V capacidad de mantener la temperatura por encima de la temperatura de 
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formación de hidratos V depositación de parafinas durante periodos de cierre y al Iniciar 
operaciones despues del mismo. 

El sistema usado es el PIP, estas líneas son aisladas externamente, y el espacio anular 
esta disponible para circular a través de el un flujo conductor de calor. En este diseño el 
fluido seleccionado fue una solución acuosa de 911(01, la cual es calentada 
aproximadamente lBO°F sobre la np Marlin y se hace circular por el espacio anular del 
PIP, 

Entre los fluidos estudiados para circularse a través del sistema se encontraban agua de 
mar, agua dulce y glicol. El agua de mar era realmente accesible y podría ser filtrada y 
tratada, pero tiene un alto riesgo de corrosión, incrustaciones y bacterias que induce la 
corrosión, por lo cual se considero como un riesgo su utilización en el sistema. El agua 
dulce es la base de operación del boiler y existen experiencias considerables respecto a su 
uso. Pero se requiere un gran control sobre su química, contenido de oxígeno, pH y 
concentraCión de inhibidor, alguna desviación en estos parámetros puede llevar a una 
acelerada corrosión. 

El sistema seleccionado fue una solución glicol/agua, este sistema es muy bueno para 
la protección contra ambientes fríos. Cabe mencionar que el glicol también actúa como un 
químico anticorrosivo, y como biocida, cuando su concentración excede el 20%. lOS rangos 
reportados por corrosión son realmente muy bajos. 

El sistema está proyectado para hacer circular calor continuamente durante condiciones 
normales de operadÓn. Por otro lado el sistema también intenta estar siempre en 
operación durante los periodos de cierre, de esta manera, el sistema submarino estaría 
fuera de la región de formación de hidratos y de depositación de parafinas. En caso de que 
no sea posible mantener en operación continua durante cierres largos, el sistema puede 
ser usado para precalentar el sistema submarino antes de reiniciar la producción, así es de 
uso como herramienta primaria para disociar los bloques de hidratos durante el periodo de 
cierre. 

. Descripción del sistema. 

El sistema de lineas de calentamiento del campo King (figura V.23), consiste de dos 
lineas de producción, una interior de 8" de diámetro y otra de revestimiento de 12H de 
diámetro. Este sistema de lineas de flujo PIP se extiende aproximadamente 17 millas desde 
el campo King hasta la np Marlin. El medio de calor es circulado por el espacio anular 
desde la TLP Marlin hasta unirse con los pozos. Unos cables de conexión, conectan el 
espaCIO anular de las dos líneas. El flujo desde el espacio anular de la línea caliente pasa a 
través de los cables de conexión hasta el espacIO anular de la línea de flujo fria, retornando 
por ésta hacia la plataforma. 
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La figura V.24 muestra el retomo hacia la plataforma y en la cual existe un sistema de 
calentamiento, unidades de recuperación de calor perdido (WHRU's por sus siglas en 
inglés) insta ladas sobre una turbina. Estos intercambiadores de calor transfieren el calor 
desde la turbina hacia el fluido. Entonces el flujo de calor es succionado por una bomba 
que proporciona suficiente energía apara manejar el fluido caliente 34 millas (ida V 
regreso). 
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Respuesta del sist ema. 

Este sistema comenzó operaciones en agosto del 2002. El sistema ha experimentado 
tres cierres de duración mayor a 10 horas. Un cierre duró dos dias en septiembre del 2002 
y otro de 15 días en octubre del 2002, debido a tormentas tropicales. El otro cierre se 
relaCIona a una reparación del riser. Todos los resultados han estado dentro de las 
tolerancias aceptables. 
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

CAPÍTULO 1. Generalidades. 

q La creciente demanda de hidrocarburos ha llevado a explorar zonas situadas en 
aguas profundas, que son tirantes de agua mayores a 300m. 

q Es recomendable tener un estudio amplio de las condiciones del medio ambiente 
marino, como son características de las corrientes, ondas y fondo marino; lo cual 
será de gran ayuda para el desarrollo de nuevas tecnologías. 

CAPÍTULO 11. Estructuras de superficie. 

q Los conceptos de las estructuras de superficie, han sido desplegados a la fecha en 
aguas profundas, las cuales tienen diferencias muy significantes, ventajas y 
limitaciones en diferentes circunstancias; como tirante de agua, equipo a soportar y 
movimientos a los que será sometida. 

q En zonas donde no existe infraestructura, se recomienda el despliegue de sistemas 
flotantes de producción, almacenamiento y descarga (FPSO), ya que resulta una 
opción más económica que el tendido de tuberías hasta las instalaciones de 
producción. 

CAPÍTULO 111. Líneas de flujo en aguas profundas. 

q El rápido movimiento de las estructuras hacia aguas cada vez más profundas, ha 
tenido un resultado directo en una rápida evolución de conceptos de nuevos risers, 
como lo es el híbrido y en forma de catenaria. 

q La tecnología actual provee la capacidad de diseñar e instalar líneas de flujo en 
profundidades mayores a los l,SOOm, ya que los métodos de diseño son lo 
suficientemente avanzados para precisar el comportamiento de la tubería . 



CO;",,' uSlOnes y recomendac,on¡¡: 

Q Con respecto a los métodos de instalación es más recomendable el tendido de 
tuberías tipo "J " para aguas profundas, ya que requiere de bajas tensiones, lo que 
se traduce en reducir las tensiones en el fondo, reduce requerimientos de 
soldadura costa afuera y el sistema de abandono y recuperación es rápido y 
seguro. 

CAPÍTULO IV. Sistemas submarinos de producción. 

Q Es recomendable una estrategia de aplicación, ya que así se puede determinar que 
manera contribuye de manera mas eficiente a mejorar la economía del proyecto, 
comparado con otras alternativas. 

Q Los conceptos de unión electrostática y dielectroforesis son introducidos a los 
separadores para mejorar su eficiencia. 

CAPÍTULO V. Aseguramiento del flujo. 

Q La introducción de nuevos inhibidores de hidratos, como lo son los de baja 
dosificación, han contribuido significativamente en la economía del aseguramiento 
de flujo, sustituyendo las grandes cantidades de inhibidores termodinámicos. 

Q Los resultados obtenidos en campo, de los inhibidores de baja dosificación, han 
sido satisfactorios, en lo que concierne a la formación de hidratos. 

Q Para un buen resultado de los inhibidores de baja dosificación, se recomienda 
elaborar una metodología para su despliegue en aguas profundas. 

Q El calentamiento de líneas de flujo, es otra opción para el aseguramiento de flujo, 
los sistemas propuestos son el empaquetamiento de tuberías y el sistema PIP; las 
cuales son tecnologías probadas y aplicadas actualmente. 

Q Se recomienda llevar a cabo un estudio del comportamiento térmico y perfiles de 
temperatura de los sistemas de calentamiento de líneas de flujo 
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NOMENCLATURA 

A: área de flujo de la tubería, pies2 

a: ángulo de inclinación 
D, d: diámetro de la línea de flujo, m 
ev: coeficiente de perdida por fricción 
f: factor de fricción 
h: longitud del riser 
J: índice de productividad, STB/dia/ Ib/pg2 

L: longitud de la tubería, m 
LW1: perdidas por fricción en la tubería, Joules 
LW2: perdidas por fricción en la tubería, Joules 
LWT: perdidas de energía total, Joules 
n: coeficiente de contra presión 
M: peso molecular medio del gas 
P: presión, Ib/pg2 

Pb: presión base, Ib/pg2 

P1: presión a la salida de la tubería, Ib/pg2 

P2: presión en la entrada de la tubería, Ib/pg2 

Q: perdidas de calor, Joules 
Qb: Gasto en Tb y Pb, STB/dia 
Q: Gasto de aceite, STB/día 
R: Constante de los gases 
T: temperatura media, K 
Tb: temperatura base, K 
U: coeficiente de perdida de calor total 
V: velocidad del fluido, m/s 
Vmin : velocidad mínima para líquidos pies/seg 
Z: factor de compresibilidad del gas 
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