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Resumen

Simulaciéon de Procesos para un Sistema Flotante de Produccion,
Almacenamiento y Descarga (FPSO) para aplicacion en Aguas Profundas

El FPSO est4 siendo ampliamente utilizado como sistema de produccién petrolera en todas las
regiones de explotacién en aguas profundas a nivel mundal, con excepcién del Golfo de
México. Su uso en el mundo para la produccion de crudos con densidades menores a 21 °API
ha sido mas bien marginal. Dado que en aguas profundas en la parte Mexicana del Golfo de
México es muy probable que se tenga que explotar crudos pesados, es necesario avanzar
hacia los estudios de factibilidad técnica del procesamiento de crudos pesados en FPSO para
posibles aplicaciones en México. Como lo anterior es una actividad incipiente en nuestro pais,
en este trabajo se desarrolla un modelo de simulacion integral de procesos, en estado estable,
para el sistema submarino de producciéon (SSP), para los risers que conducen la produccion
hacia el FPSO y para los sistemas de procesamiento en cubierta de este sistema flotante de
produccién. Se propusieron unas condiciones de Disefio de Proceso acordes a la practica
industrial para un sitio hipotético en aguas profundas nacionales, con 800 m de tirante de agua.
Con la finalidad de determinar la factibilidad técnica de producir crudo pesado de diferentes
densidades, se simulé el SSP y los risers de produccion considerando 3 calidades de crudo
(21, 16 y 13 °API) ademas del posible perfil de decaimiento de presion en el yacimiento durante
la vida de produccion del mismo. Para el crudo que la simulacion del SSP — risers determino
condiciones adecuadas de flujo hacia el FPSO durante la vida del campo, se realiz6 el modelo
de simulacién de los procesos en cubierta del FPSO. Procesos mediante los cuales se logra la
separacion de las fases (crudo, gas, agua) y se lleva a especificacion las corrientes de gas y
aceite. Se obtuvo el pre-dimensionamiento las lineas de flujo en el SSP, de los risers de
produccién, del riser de inyeccion de agua y del riser de exportacion de gas asociado.

Se encontré que para el crudo de 21 °API es técnicamente factible producir hasta 100 MBD de
aceite durante toda la vida del campo considerando inyeccion de agua para mantenimiento de
presion. Para los crudos de 16 y 13 °API, se detectaron bajos niveles de produccion durante la
vida atil del campo, debidos a los cambios en caida de presién producidos por cambios en
viscosidad de los crudos. Para éstos dos crudos pesados deberan considerarse otras opciones
de explotacion en aguas profundas, incluyendo procesamiento submarino, que no fue motivo
del presente trabajo. Con respecto al gas asociado, una parte se utiliza para generacion
eléctrica y el resto se consideré para su envio a tierra via gasoducto. Al tratarse de crudos
pesados, la RGA es muy baja (de 200 ft3/bbl o menor) y la produccién de gas condujo a un
gasoducto con dimensiones muy pequefias, por lo que se considera que no es técnicamente
factible el envio del gas via gasoducto y deberian buscarse otras opciones para el
procesamiento de gas. La tesis aporta un modelo integral SSP — risers — sistemas de proceso
en cubierta, en estado estable para aplicaciones en FPSO para aguas profundas que es
facilmente extendible, aplicable a otros campos y que puede servir como base para modelar
este tipo de sistemas mediante simulacién dindmica de procesos.



Abstract

Process Simulation for a Floating Production Storage and Offloading (FPSO)
system for deepwater applications.

The FPSO is being widely used as oil production system in all deepwater regions
around the world, except for the Gulf of Mexico. Its application to heavy crude oil with
densities lower than 21 °API has been very limited. Since in deepwater within the
Mexican Gulf of Mexico is very likely to have to exploit heavy crude oils, it is necessary
to do technical feasibility studies concerning heavy oil processing on FPSO for possible
applications in Mexico. Since this is an incipient activity in our country, in this work it is
developed an integral steady state process simulation model for the subsea production
system (SPS), for the production risers taking fluids to the FPSO and for the topside
processing systems. There have been proposed the process desing basis according to
current industrial practice for a hypothetical site in national deepwaters at 800 m water
depth. With the aim of assessing the technical feasibility to produce oil with different API
gravity, there was produced the simulation model for the SPS and for the production
risers by considering 3 kinds of crude oil (21, 16 and 13 °API) along with the posible
pressure decay profile for the reservoir. For the crude oil that SPS — risers simulation predicted
appropriate flow conditions over the reservoir life, there was prepared the topsides process
systems simulation. This processes include phase separation (oil, gas, water) and take to
specification gas and oil streams. There was calculated a preliminary size for SPS flowlines, for
production risers, for water injection riser and for export gas pipeline.

It was found that for 21 °API crude oil it is technically feasible to produce up to 100 MBD
of oil during the field life considering water injection for pressure maintenance. For
crude oils with 16 and 13 °API there have been determined low production levels during
the field production life, caused by pressure drop changes motivated by crude oil
viscosity changes. For these last two heavy crude oils there should be considered other
technologies for deepwater applications, including subsea processing, that was not
considered in this work. Regarding the associated gas, a part of it is used for electric
power generation and the rest is considered to be sent onshore via pipeline. Since we
consider heavy crude oil with low GOR (200 cf/bbl or lower) and the associated gas
requires a very small pipeline diameter, it is not considered technically feasible to send
gas through pipeline, thus other gas options should be considered. This work
contributes with an integral steady-stated process simulation model for the SPS — risers
— topsides for deepwater applications on FPSO. The model can easily be extended,
easy to apply to other deepwater fields and can be used as the base for further
modeling activities of these systems, including process dynamic simulation.
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Capitulo 1

Introduccion
1.1 Explotacién petrolera en aguas profunda

A pesar de su creciente popularidad durante los ultimos 30 afios en practicamente
todas las regiones petroleras costa afuera en el mundo, el uso de Sistemas Flotantes
de Produccion, Almacenamiento y Descarga (FPSO, por sus siglas en idioma inglés)
como medio de desarrollo de campos costa afuera se encuentra en sus inicios tanto
en la parte mexicana como en la estadunidense del Golfo de México.

En aguas profundas, donde la profundidad es superior a los 500 m (tirante de agua),
se utilizan sistemas flotantes para la explotacion petrolera debido a que no es
factible técnica ni econdmicamente emplear plataformas de acero soportadas en el
lecho marino, como las empleadas actualmente en la Sonda de Campeche, cuyas
aguas se conocen como someras debido a que su profundidad no rebasa los 100 m
(Rodriguez, 2006).

Los sistemas de procesamiento primario de petroleo en las instalaciones para aguas
profundas son similares a los empleados en plataformas fijas. Las similitudes son
conceptuales en cuanto a las necesidades de procesamiento para lograr la
especificacién de los productos tales como:

e Calidad del crudo producido (estabilizado y deshidratado)

e Calidad del gas producido para su venta o inyeccion a pozos (deshidratado o
seco)

e Calidad del agua producida (bajo especificacion para su envio al mar o para
inyeccién a pozos).

No obstante, existen diferencias notables en el disefio de procesos y de los equipos
de procesamiento, entre los utilizados en aguas someras y los requeridos para
instalaciones en aguas profundas. Estas diferencias se deben principalmente a los
efectos provocados por el movimiento de los sistemas flotantes.

En aguas profundas las instalaciones flotantes que se conocen FPSO, presentan los
mayores efectos de movimiento, comparados con el uso de otros sistemas flotantes
de produccion, provocados por el entorno metaoceanico incluyendo el viento, el
oleaje y las corrientes marinas.

Los FPSO’s son los sistemas flotantes de procesamiento mas complejos, debido a
qgue en el mismo sistema se agrupan las operaciones de separacion, estabilizacion,
deshidratacién y almacenamiento de grandes cantidades de petréleo crudo. Estos
sistemas flotantes deben contar con la capacidad de manejo y acondicionamiento
del gas producido asi como las necesidades de manejo de agua asociada al crudo
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durante toda la vida del yacimiento, cuyos niveles frecuentemente llegan a ser del
orden del 70 - 80% de corte de agua. Esta agua puede ser inyectada a pozos o bien
enviarse al mar luego de ser tratada para cumplir las especificaciones para ello.
Adicionalmente estos sistemas deben ser autosuficientes en el suministro de gas
combustible y corriente eléctrica por lo que los servicios auxiliares deben
considerarse desde el disefio original (Rodriguez, 2006).

A mediados de 2007 México era el mayor productor de petréleo en América latina,
por encima de Venezuela y Brasil, con mas de 3.4 millones de BPD de produccion;
sin embargo, a mediano plazo las reservas probadas nacionales en aguas someras
han comenzado a sufrir decaimiento en su volumen de produccién. Por esta razon la
permanencia de la industria petrolera nacional en materia de capacidad de
explotacion de hidrocarburos, debera enfocarse en las siguientes acciones:

¢ Intensificar la explotacion de campos en tierra, como el caso del campo
Chicontepec.

¢ Intensificar la explotacion de campos en tierra 'y en mar.

e Explotacién de campos en aguas profundas.

e Mejorar la recuperacion en campos: actualmente el porcentaje de
recuperacion tipico a nivel internacional, sin el uso de técnicas de
recuperacion mejorada, es del orden del 30% del volumen total de un campo;
sin embargo es posible alcanzar niveles de recuperacion superiores al 50%
empleando técnicas mejoradas. Esta medida duplicaria el tiempo de vida de
explotacion de los hidrocarburos respecto a lo que actualmente se ha logrado.

Algunos analistas de la energia a nivel internacional han mencionado que los
siguientes 11 afios seran cruciales para la continuidad de la industria petrolera
Mexicana (Worldpress, 2006), la cual debera conjuntar una visiOn energética
considerando los aspectos arriba sefialados, ademas de implementar una estrategia
de diversificacion de fuentes de energia que fortalezca el sector energético nacional
frente a los cambios en la produccion de hidrocarburos.

En México mas del 70% de la produccién nacional de hidrocarburos se obtiene de la
Bahia de Campeche, de los cuales el Campo Cantarell, el segundo yacimiento mas
grande del mundo, aporta el 60% de la produccion de petrdleo de este pais, con una
produccion de mas de 2 millones BPD (DeLuca, 2005). Al inicio de su explotacion en
1979 se estim6 que el Campo Cantarell contenia originalmente 35 mil millones de
barriles de petroleo cuando fue descubierto en 1976, por lo que so6lo es menor en
tamafo al campo Ghawar de Arabia Saudita (Worldpress, 2006) a nivel mundial.

Actualmente la produccion petrolera nacional se realiza en aguas someras en
instalaciones costa afuera, cuya produccion “pico” ha alcanzado sus niveles
méximos, de modo que ha comenzado una disminuciébn en la capacidad de
produccion nacional costa afuera. De hecho, no se ha reportado una disminucion
apreciable en la produccion nacional de crudo y condensados, dado que en el afio
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2004 la produccion fue de 3.83 MMBPD (millones de barriles por dia) mientras que
en Abril de 2009 fue de 3.03 (World Qil, 2009).

Durante los primeros cinco meses del afio 2006, PEMEX obtuvo un saldo favorable
cercano a los 12 mil millones de dodlares, en flujo de efectivo. De acuerdo con las
estadisticas de los indicadores petroleros, de enero a mayo, el valor del comercio
exterior de petroleo crudo, productos petroliferos, petroquimicos y gas natural
alcanzd la cifra récord de 17, 029 millones de USD, 49 % mas que el reportado en el
mismo periodo durante 2005, en tanto que las importaciones de refinados,
petroquimicos y gas tuvieron un costo de casi 5,129 millones de USD, lo que produjo
una la balanza comercial positiva. Cifras como estas, se deben principalmente a los
altos precios del petréleo a nivel internacional que se tenian en su momento. Sin
embargo, es importante tener precaucién en el sentido de que si bien, dichas
ganancias son muy apreciables, los picos de produccion estan por producir
descenso importante en la produccién nacional de petréleo crudo y aunque se tienen
estrategias claras para la restitucion de caidas de produccién, como lo son el
proyecto del campo Ku — Maloob — Zaap, donde PEMEX espera afiadir 800,000 BPD
a su produccion de crudo, incluyendo el uso del primer FPSO en aguas someras del
Golfo de México en 2009; ademas del proyecto del Litoral de Tabasco con el que se
espera afadir 250,000 BPD a finales de esta década (DelLuca, 2005). Es
imprescindible que PEMEX aborde la explotacion de campos en aguas profundas
para complementar la produccion a obtener en Ku — Maloob — Zaap, Litoral Tabasco
y otros de sus proyectos de explotacion.

En la parte Mexicana del golfo de México se tiene un gran potencial de explotaciéon
de campos petroleros en aguas profundas, ver Figura 1 (Cinco, 2006). La primera
zona declarada de aguas profundas para PEP es la denominada Coatzacoalcos
profundo, donde se tienen los primeros pozos exploratorios exitosos. El area
prospectiva marina Coatzacoalcos Profundo, se localiza a 102 kilbmetros al noroeste
de la ciudad de Coatzacoalcos y a 40 kilbmetros frente a la costa de Catemaco
(Suro-Pérez, 2001).

La produccién de petrdleo y gas en campos de aguas profundas requiere de
distintas etapas para llevarse a cabo: la exploracion; la planeacion de campos; el
desarrollo de campos, incluyendo las etapas de ingenieria, procura, construccion,
instalacion, puesta en marcha y operacion de las instalaciones. Los montos de
inversion para el desarrollo de este tipo de proyectos son cuantiosos, por ejemplo,
tan solo para la etapa de exploracion, PEMEX requerira inversiones de al menos
1,500 millones de USD por afio, en los proximos 4 afios para restituir sus reservas
probadas, contra los 400 millones de USD que PEMEX ha invertido en exploracion
en la década de los 90’s (Kurt, 2005).

La ingenieria quimica, en el ambito nacional, deberd atender necesidades muy
particulares para la explotacion de campos en aguas profundas, dado que existen
diferencias y particularidades muy importantes en procesamiento de hidrocarburos y
los sistemas en cubierta asociados.
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Oportunidades

Exploratorios: S
« Noxal 1
« Lakach 1

Figura 1. Oportunidades de explotacién en aguas profundas en México.

1.1.1. Opciones Tecnologicas para la Explotacion Petrolera Costa Afuera.

Los tipos de instalaciones utilizados a nivel internacional empleadas para la
explotacion de campos costa afuera se pueden clasificar de la siguiente manera de
acuerdo a la profundidad requerida por el campo:

Plataforma fija, (“jacket”) se emplea en aguas someras.

Torre flexible (“Compliant Tower”), para profundidades menores a 500 m.
Plataforma de piernas tensionadas (TLP), para agua profundas.
Mini-Plataforma de piernas tensionadas (mini-TLP), para aguas profundas.
Semisumergibles, para aplicaciones en aguas someras y en aguas profundas.
Plataformas tipo SPAR, para aguas profundas.

Sistema de Produccion, Almacenamiento y Descarga, FPSO (“Floating,
Production, Storage and Offloading” systems), para aguas someras Yy
profundas.

Sistemas Submarinos, de apoyo a la produccion tanto en aguas someras
como en aguas profundas.

Las caracteristicas generales de estos sistemas de produccion costa afuera pueden
apreciarse en la Figura 1.
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Figura 2. Sistemas de produccién de petréleo costa afuera para empleo en aguas someras y
en aguas profundas.
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Los mayores records de profundidad de explotacién de campos en aguas profundas
con distintas caracteristicas se encuentran operando en los siguientes lugares
geograficos:

¢ El Golfo de México, en la parte que corresponde a los EE. UU.
e Brasil.
e Oeste de Africa.

El desarrollo de este tipo de campos implica una compleja combinacion entre los
requerimientos de produccién del campo, los requerimientos de instalacion del
equipo, ya sea submarino o superficial (topsides), asi como los requerimientos de
almacenamiento y procesamiento. Para que la industria petrolera domine la
explotacion de este tipo de campos debe enfocarse hacia mayores profundidades,
considerando sistemas de produccion submarinos y superficiales.

En los EE. UU., la entidad que regula la explotacién de crudo y gas es el MMS
(Mineral Management Service), quien determina los requerimientos de seguridad y
proteccion ambiental, ademas de proveer un mecanismo para que los costos de
investigacion se compartan entre los industriales participantes en las operaciones en
aguas profundas y el propio MMS. Recientemente, a nivel internacional la actividad
petrolera en aguas profundas ha tenido importantes crecimientos en las areas de
exploracion, desarrollo de campos y explotacién, este logro se debe parcialmente al
empleo de nuevas tecnologias que han permitido reducir costos y riesgos.

Para la explotacion de campos en aguas profundas se tienen distintas opciones
tecnoldgicas que obedecen a estrategias particulares de explotacion de campos, las
cuales dependen de distintos factores, entre los que se pueden mencionar: el
tamafio del campo; la proximidad de infraestructura de explotacién como ductos de
trasporte, estaciones de recepcion y procesamiento en tierra o en aguas someras;
consideraciones econdmicas e intereses estratégicos de la empresa operadora para
desarrollar un area en patrticular.

1.1.1.1 Plataformas Fijas

En aguas someras y semiprofundas, se utilizan plataformas fijas las cuales estan
conformadas por una estructura de acero soportada por pilotes apoyados en el lecho
marino. En la parte superior poseen la seccion de acondicionamiento de la
produccion, pueden tener seccion habitacional, de perforacion y/o formar un
complejo de plataformas unidas entre si por puentes de acero. Estas plataformas
son econdmicamente factibles para profundidades de hasta 610 m (2,000 pies). Este
tipo de plataformas es el mas empleado en México ya que las profundidades son
menores a los 90 m. La altura de la plataforma esta determinada por el tirante de
agua.

Otro tipo de plataforma fija es la Torre Flexible (Compliant Tower), que consiste en
una torre estrecha flexible soportada por pilotes sobre el lecho marino. A diferencia
de las plataformas fijas, esta plataforma esta disefiada para soportar grandes
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esfuerzos laterales, mediante deflexiones laterales. Usualmente se utiliza en
profundidades de agua entre 305 — 610 m (1,000 — 2,000 pies). Un ejemplo de esta
plataforma es la denominada “Petronius” en US — GOM.

1.1.1.2 TLP

Las plataformas del tipo TLP consisten de una estructura flotante que se mantiene
en equilibrio debido al uso de tendones verticales tensionados, sujetos al lecho
marino. El uso de tendones tensionados permite utilizar estas plataformas en un
rango amplio de profundidades ademas de que presentan minimos movimientos
verticales. Las TLP's se utilizan en profundidades del orden de 305 — 1,524 m
(1,000 — 5,000 pies). Algunos ejemplos de este tipo de plataformas en US — GOM
son las que han llamado Brutus, Magnolia y Marco Polo. La compafia
ConocoPhillips instalé el TLP Magnolia en Diciembre de 2004 a 1,425 m la mayor
profundidad en el mundo registrada hasta ese momento.

1.1.13 MINI - TLP

Es una plataforma flotante tipo TLP de relativo bajo costo, que se emplea para la
produccion de reservas pequefias en las cuales no seria viable econédmicamente
utilizar sistemas convencionales de aguas profundas. Este tipo de instalacion
también puede utilizarse como una plataforma de servicios, satélite o para
produccion temprana en campos de mayor potencial. La primera mini — TLP
instalada a nivel mundial fue en US — GOM en 1998. Recientemente, una plataforma
de este tipo, “Typhoon”, que operaba a una profundidad de 642 m (2,107 pies) fue
devastada por el Huracin Rita en Septiembre de 2005,

1114 SPAR

Este tipo de plataformas consisten de un cilindro vertical de un diametro
considerable que soporta la estructura con los equipos superficiales (topsides)
tipicos de una plataforma fija, por ejemplo: equipo de produccion y perforacion.
Posee tres tipos de risers, o ductos de produccion que son: el de produccion; el de
perforacion y el de exportacién. Para ser anclado y lograr estabilidad lateral, se
utiliza un sistema tipo “catenario” que consiste de 6 a 20 lineas de anclaje al lecho
marino. Esta soportado por una camara de flotacion, que es un cilindro cerrado en la
parte superior — la que soporta la cubierta o topsides, tiene una seccion intermedia
gue puede o0 no ser cerrada, soportada por el cilindro cerrado superior; y una seccion
inferior para estabilizacion de la estructura.

Existen tres tipos principales de SPAR’s:

» Classic SPAR: posee un cilindro continuo que normalmente esta sumergido
en un 90%.

» Truss spar: tiene una seccion inferior abierta, no necesariamente cilindrica, la
cual es similar a la base de una estructura fija, esta seccion abierta es mas
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ligera que el cilindro continuo de la SPAR clasica, de modo que las ventajas
de su uso son:
e Menor costo de produccion que la SPAR clasica
e Puede recibir mayor nimero de risers de produccién asociados
cada uno a un pozo
e Soporta mayor cantidad de equipo en cubierta.

» Cell SPAR: posee varios cilindros en la parte inferior a los topsides que
conforman un gran cilindro vertical, los cilindros son del mismo tamafio y
rodean a un cilindro central, sus principales ventajas son:

e Menor costo de fabricacion y transporte

e Construccion mas sencilla, al requerir de cilindros de menor
diametro que pueden fabricarse en los EE. UU., en contraste, los
otros tipos de SPAR se construyen en Europa y el lejano oriente.

e La principal desventaja de las “cell SPAR” es que no tienen
secciones abiertas al centro, para risers, de modo que requieren el
uso de sistemas submarinos de produccion.

Algunas de las caracteristicas principales de las plataformas tipo SPAR son:
practicamente no tiene movimiento, comparado con otros sistemas como
Semisumergibles o FPSO; cuentan con gran estabilidad, ya que su centro de
flotacion estd encima de su centro de gravedad; costo insensible al tirante de agua.

Las SPARS se utilizan actualmente en profundidades de hasta 1,710 m, aunque ya
existe la tecnologia para poder utilizarlas hasta profundidades de 3,048 m o aun
mayores si se requiere. Como ejemplos en US — GOM se puede mencionar a las
plataformas tipo SPAR denominadas “Genesis” (classic SPAR) y “Red Hawk” (cell
SPAR) la cual tiene una capacidad de produccion de 120 MMPCSD con facilidades
para expandirse hasta 300 MMPCSD (8.49 MMMCSD).

La SPAR con arbol de navidad seco instalada a mayor profundidad es la llamada
“Devil's Tower” a 1,710 m disefiada para producir 60 MBPD de aceite y 110
MMPCSD (3.11 MMMCSD) de gas. En diciembre de 2004, British Petroleum (BP)
inicid6 operaciones en la SPAR mas grande del mundo, llamada Holstein en US —
GOM, con un diametro de 45.5 m y capacidad de producciéon de 100 MBPD de crudo
y 90 MMPCSD (2.54 MMMCSD) de gas.

1.1.15 Semisumergible

También denominados FPS (flotating production system) por el MMS de los EE. UU.,
es una plataforma que se sumerge parcialmente, esta construida de acero o de
concreto y puede estar equipada con equipo de perforacion y produccion e incluso
con capacidad para almacenamiento de crudo, en su parte sumergible. Este sistema
se encuentra integrado principalmente por las siguientes secciones:

» Una seccion generalmente cuadrada, hueca que es la parte inferior de la
instalacién (pontoons)
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» Columnas, que pueden ser 3 0 mas, que conectan la parte inferior con la
parte superior de la instalacion
» Cubierta (deck) de grandes dimensiones.

Las columnas y la parte superior de un sistema semisumergible, proporcionan la
tendencia de la estructura a flotar, también poseen rutas de acceso, sistema de
lastre, almacenamiento y sistemas auxiliares, ademas de secciones para anclaje,
equipo de produccidn, la seccién habitacional y un espacio para almacenamiento de
crudo se puede alojar en la cubierta de la instalacion.

Esta plataforma se mantiene permanentemente anclada con cables y cadenas, o
bien, puede posicionarse dindmicamente con el uso de dispositivos rotatorios. Este
tipo de plataforma presenta mayor movimiento que una TLP y SPAR, pero menor
movimiento que un FPSO. La produccion se recibe a través de risers disefiados para
soportar el movimiento de la plataforma. Se utilizan en profundidades de 183 — 2,286
m y generalmente estan asociadas a sistemas submarinos de produccion o cercanos
a una plataforma de perforacion. Las plataformas semisumergibles usan risers
flexibles y arboles de navidad hiumedos. La de mayores dimensiones y capacidad de
procesamiento, a nivel mundial es la denominada “Thunder Horse” de la compaiiia
Brithis Petroleum, BP, la cual posee equipo de produccion, perforacion y
habitacional, tiene una capacidad de generacion eléctrica del orden de los 100 MW,
pesa 59,500 ton, fue llevada al US — GOM proveniente de Corea en el afio 2004
para la fabricacion e instalacion de sistemas en cubierta (topsides). La altura entre
su base de flotacion y la parte alta de su torre de perforacién es cercana a los 137
m. El &rea de su cubierta es de aproximadamente 12,141 m? (del orden de 110 m
por lado). Su capacidad de produccion es de 250 mil BPD de crudo y 200 MMPCSD
de gas la mayor en aguas profundas en US — GOM. Su inicio de produccion se
retras6 en el 2005, debido al paso del huracan Dennis, cuando quedé
desbalanceado su equilibrio de flotacion (“ladeado”) en unos 20 — 30°. El segundo
sistema semisumergible mas grande del mundo, apenas inferior a Thunder Horse, es
el denominado Atlantis de BP anclado a una profundidad record de 2,156 m.

1.1.16 FPSO

Los Barcos de Produccion, Almacenamiento y Descarga, FPSO (Floating Production,
Storage and Off loading Systems) pueden ser disefiados explicitamente para tal fin,
o bien, ser convertidos a FPSO. La conversion a FPSO, partiendo de buques de
transporte de crudo ha sido una practica comun para la compafia Brasilefia de
Petréleo Petrobras (Da Costa, 2005). Este tipo de sistemas puede utilizarse en
profundidades de hasta 3,048 m (10,000 pies).

Los FPSO consisten de un gran buque tipo tanque, el cual estd anclado al lecho
marino. Un FPSO se disefla para procesar y almacenar produccion de distintos
pozos cercanos, periédicamente descarga el crudo almacenado y estabilizado hacia
un buque carguero de menor tamafo, el cual transporta el crudo a tierra para su
posterior tratamiento. Un FPSO puede es apropiado para explotar campos
marginales remotos, en aguas profundas, donde no exista infraestructura de
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transporte de hidrocarburos por ducto o donde no sea factible técnica ni
econdmicamente extender la red de ductos de transporte de hidrocarburos, asi como
en sitios con profundidad extrema o con terreno en el lecho marino demasiado
irregular, etc.

1.1.1.7 Sistemas Submarinos

Incluye desde pozos individuales cuya produccién se envia a una plataforma
cercana, semisumergible o TLP, hasta un conjunto de pozos productores que envian
su produccion a un cabezal de distribucion (manifold) y sistema de ductos
ascendentes, risers, hacia un centro de procesamiento distante como un FPSO,
semisumergible, SPAR, TLP, una plataforma fija 0 aln a instalaciones a tierra. Estos
sistemas se utilizan en profundidades mayores a 1,524 m aunque también estan
siendo aplicados en campos de aguas someras. Actualmente existen equipos de
procesamiento submarino en prueba industrial, tales como compresores, bombas y
separadores. Estos dos ultimos de hecho ya en produccién industrial. Los costos del
desarrollo de campos en aguas profundas han tenido un cierto abatimiento mediante
la conexién de varios sistemas submarinos de produccién a un sitio central de
procesamiento. Los sistemas submarinos son una parte fundamental en el desarrollo
de campos en aguas profundas ya que permiten la produccién de hidrocarburos en
profundidades donde no es posible instalar plataformas fijas por razones técnicas o
economicas.

Los sistemas submarinos poseen los siguientes componentes:

Equipo en el lecho marino.

Pozos submarinos

Cabezales de distribucion (manifolds)

Umbilicales de control y potencia

Lineas de flujo.

Equipo superficial: sistema de control y demas equipo de produccion
localizado en un sistema central de procesamiento, el cual puede estar a
varios km de los pozos en explotacion (French et al., 2006).

YVVVYVYYY

1.1.1.7.1 Descripcion de un Sistema Submarino de Produccion

El sistema submarino de produccion esta integrado por un conjunto de equipos,
lineas de conduccion y accesorios submarinos que permiten la explotacion de
hidrocarburos en campos ubicados en aguas profundas y generalmente
complementan un sistema flotante de produccién como FPSO, ver Figura 3.

En la Figura 3 se pueden apreciar los principales componentes del sistema
submarino de produccién que son:

1. Arbol submarino: se define como el arreglo de vélvulas, tuberias, accesorios y
conexiones instaladas sobre el pozo y cuya funcibn es mantener la presion y
controlar el flujo de hidrocarburos del mismo.
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2. Manifold: es una estructura que consiste de un arreglo de valvulas, tubos y
accesorios y sirve como punto de recoleccion central de la produccion de los pozos
submarinos y redirige el flujo combinado hacia la plataforma central

3. Lineas de flujo: son conductos que sirven para transportar fluidos de una
localizacion a otra.

4. Jumpers: son interconexiones entre los equipos submarinos y su funcion es
absorber la expansion, contraccion y desalineacion. Ademas de emplearse para la
instalacién de medidores de flujo y de arena.

5. Umbilicales: conducto empleado para el suministro del fluido de control, agentes
qguimicos, energia eléctrica, asi como sefales de comunicacion del sistema
superficial de produccién al equipo submarino.

Figura 3. Elementos que conforma un sistema submarino de
produccion

11



Capitulo 1 Introduccion

1.2 Sistemas de Proceso para la Explotacion Petrolera en Aguas Profundas.

De manera habitual, la ingenieria quimica atiende aspectos similares tanto en la
explotacion petrolera en aguas someras como en aguas profundas; sin embargo,
existen aspectos que requieren especial cuidado debido a las diferencias
tecnoldgicas que hay entre ambos tipos de explotacién petrolera.

La ingenieria quimica participa en todas las etapas de acondicionamiento de la
produccion que inicia con la separacion de la mezcla crudo — gas — agua — arena,
para tener las fases separadas y proporcionar el tratamiento apropiado a cada una
de ellas, con la finalidad de lograr las especificaciones de los productos (Manning &
Thompson, 1991), (Abdel-Aal et al., 2003).

En la mayoria de las regiones costa afuera del mundo, la decisién respecto al
procesamiento en la costa o costa afuera depende del tipo y de la infraestructura
existente tales como sistemas de tuberia e instalaciones de procesamiento y
recepcion de aceite-gas en tierra. En las areas mas nuevas y remotas es dificil para
los disefiadores inclinarse por un tipo u otro de procesamiento ya que no existen
parametros que permitan seleccionar uno de ellos (Parker,1999).

Las opciones de procesamiento costa afuera estan definidas de acuerdo al grado de
procesamiento del aceite crudo y del gas asociado que se lleva acabo costa afuera.
Generalmente la mayoria de las plataformas costa afuera caen dentro de dos
categorias:

e Crudo estabilizado y bajo especificacion / Gas producido deshidratado

e Crudo humedo sin estabilizar / Gas producido deshidratado

La parte estadunidense del Golfo de México el tipo de procesamiento costa afuera
mas empleado es la estabilizacién y aceite crudo en especificacion. El gas asociado
producido solo es deshidratado en una unidad con trietilenglicol (TEG) antes de ser
exportado.

La parte Estado Unidense del Golfo de México cuenta con una infraestructura de
sistemas de transporte de aceite crudo y gas bien desarrollada, la cual se instalé
para transportar la produccion de numerosas plataformas relativamente pequefias
localizadas mas alla de las agua continentales cuya profundidad es menor a los 200
m. El sistema de ductos generalmente se usa para el transporte de aceite crudo bajo
especificacion; es decir, con una presion de vapor Reid menor a 11 psi y un
contenido de agua y sedimento menor al 1% volumen.

La parte estadunidense del Golfo de México puede dividirse principalmente en dos
regiones:

1. Laregion de aguas someras
e Profundidad menor a 200 m
e Cuenta aproximadamente con 400 plataformas
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e Produccién de aceite menor a 10,000 BPD por plataforma

e Producciéon de gas menor a 50 MMSCFD (1.41 MMMCSD) por
plataforma

e Produccion total de aceite crudo aproximada de 500,000 BPD

e Produccién total de gas aproximada de 9 BSCFD (254 MMMCSD)

2. Laregion de aguas profundas
Profundidad mayor a 314 m
Cuenta aproximadamente con 40 plataformas
Produccion de aceite mayor a 50,000 BPD por plataforma
Produccion de gas mayor a 100 MMSCFD (2.83 MMMCSD) por
plataforma

e Produccién total de aceite crudo aproximada de 1 MMBPD

e Produccién total de gas aproximada de 5 BSCFD (141 MMMCSD)
No obstante, la infraestructura de tuberia para transporte esta relativamente llena o
proxima a su maxima capacidad. Como resultado de los nuevos desarrollos es
necesario instalar nuevos sistemas para aceite crudo y gas para entrega en el
mercado.

1.2.1 Sistemas de procesamiento en un plataforma tipica
1.2.1.1 Nimero de trenes de separacion

Los principales factores que determinan el nUmero de trenes de separacion para una
plataforma son los siguientes:
e Flujo de procesamiento total y su efecto en el tamafio de los recipientes
separadores.
e Requerimientos especiales — particularmente el efecto de la arena, cera y
asfaltenos.

Los disefios de trenes para procesamiento de 150 — 200 MBPD son comunes. Los
diametros maximos tipicos de separadores de produccion son de 4 a 5 m, con una
longitud maxima de hasta 80 ft (24.38 m). Los recipientes mas grandes en las
nuevas plataformas en aguas profundas en la parte estadunidense del Golfo de
México son los coalescedores electrostaticos, cuyo diametro es de 3.5 a 4 m
mientras que su longitud es de 18 a 21 m.

1.2.1.2 Niumero de etapas y presiones de separacion

El nUmero de etapas asi como de las presiones de separacion es funcion de los
siguientes parametros:

e Presion de flujo en las tuberias: esta determinada por la presion del
yacimiento, la productividad del pozo BPD/psi, relacion gas — aceite (RGA) y
contenido de agua. Los campos que producen crudo con gravedades API
menores a 25 a menudo tienen bajas presiones, baja RGA y alto contenido de
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agua con el paso del tiempo. Estos factores favorecen bajas presiones de
separacion y por lo tanto menos etapas de separacion.

e Cantidad relativa de aceite vs gas: los altos valores de RGA, incrementan el
tamafio y costo del equipo para el manejo de gas en la plataforma,
particularmente en la seccién de compresion. El objetivo es separar la mayor
cantidad de gas posible a la mayor presién posible.

e Presion de vapor requerida en el crudo de exportacion: la presion de
operacion de la etapa final de separacién, y la temperatura determinan la
presion de vapor del crudo de exportacion. Generalmente se requiere de una
muy baja presion a una temperatura alta para estabilizar el crudo a una PVR
de 11 psi (0.77 kg/cm? man).

La mayoria de las instalaciones en las parte Estado Unidense del Golfo de México
emplean cinco etapas de separacidon gas-aceite crudo.

1.2.1.3 Separacién de 2 o 3 fases para etapas de mayor presion

En la parte estadunidense del Golfo de México, es una practica comun disefiar los
separadores de alta e intermedia presibn como separadores de 2 fases, con un
tiempo de residencia del liquido de 1 a 2 minutos. El criterio de dimensionamiento es
muy bajo y provee de capacidad limitada para el manejo de flujo en régimen
dindmico con formacién de espuma. Normalmente, la tercera fase, el agua
producida, se remueve en el separador de baja presién que opera de 10.5 a 17.5
kg/cm? man.

En las plataformas de la parte estadunidense del Golfo de México la presién de
operacion de la primera etapa de separacion se encuentra en el intervalo de 84.3 a
112.5 kg/cm? man., mientras que para la segunda etapa es de 31.6 a 45.7 kg/cm?
man.

1.2.1.4 Proceso de calentamiento

El calentamiento se requiere para ayudar a la separacion de aceite — agua,
principalmente mediante la reduccién de la viscosidad del aceite crudo, mientras que
la estabilizacién se logra por la fuerza impulsora de los componentes ligeros. Otro
proceso principal que requiere grandes cantidades de fluidos de calentamiento es la
regeneracion del glicol el cual requiere temperaturas superiores a los 200 °C,
ademas del sobrecalentamiento del gas combustible.

En aguas profundas, frecuentemente se utiliza como medio de calentamiento, agua

desmineralizada en un circuito cerrado, por supuesto considerando sus alcances y
limitaciones respecto a niveles de temperatura.
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1.2.1.5 Recuperacion de calor via intercambiadores entre etapas de separacion

La recuperaciéon de calor via intercambio térmico es muy comun en las plataformas
costa afuera, especialmente cuando se requiere una gran cantidad de calor, por
ejemplo: cuando el aceite crudo entra con temperaturas relativamente bajas,
recepcion de fluidos frios provenientes de los pozos submarinos o bien plataformas
remotas combinadas con temperaturas de proceso relativamente altas requeridas
para la estabilizacion y deshidratacion de crudo.

1.2.1.6 Proceso de enfriamiento

Las principales opciones para enfriamiento son: aire, agua de mar y medios de
enfriamiento indirectos como mezclas agua — glicol. Mientras que en las plataformas
en las partes mexicana y estadunidense del Golfo de México se emplea aire como
medio de enfriamiento en el Mar del Norte se utiliza agua de mar debido a que esta
misma se inyecta a los pozos para mantener la presion del yacimiento, para ello se
requieren grandes volumenes de agua por lo que su costo disminuye
considerablemente, adicionalmente los intercambiadores para agua de enfriamiento
resultan mas pequefios que los enfriadores con aire; sin embargo, esto también es
factible debido a que la temperatura del agua del Mar del Norte es menor por lo que
el tamafio del equipo de intercambio térmico se reduce considerablemente. El
empleo de agua de mar como medio de enfriamiento utilizando los equipos de
intercambio de calor apropiados también favorece la operacion de los equipos ya
gue se evitan los problemas de corrosién, incrustamiento y formacién de hidratos
que se tendria al emplear una mezcla de agua de mar-glicol como medio de
enfriamiento.

1.2.1.7 Procesamiento de crudo

El crudo separado, puede ser deshidratado, desalado, estabilizado, enfriado y
almacenado en una atmosfera inerte en un FPSO. Hasta ahora, el crudo no se
deshidrata en las instalaciones marinas de PEP, pero hay iniciativas para comenzar
a hacerlo en forma extensiva.

1.2.1.7.1 Tratamiento de aceite crudo

El sistema de tratamiento de aceite crudo esta integrado por los siguientes equipos
de proceso:

e Calentamiento y enfriamiento de crudo

e Tratamiento de crudo — deshidratacion, des-emulsificacion, desalado y remocion
de parafinas
Remocion de parafinas.

La principales técnicas de remediacion y prevencion de parafinas son:
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o Control Mecénico: diablos de limpieza y herramientas en linea pueden
ser usadas con una variedad de caminos para prevenir la formacion de
ceras y remover depositos existentes de cera en tuberias y lineas de
flujo.

o Control termico: técnicas termales pasivas como fluido empacado en
gel, aislante al vacio en tuberias y aislante en lineas de flujo pueden
ser usadas para prevenir la formacion de ceras, mientras que las
técnicas de calor activo como circulacion de fluidos calientes en lineas
de flujo o calor directo por medio eléctrico puede ser usado para la
prevencion o remocion de ceras. Otra técnica disponible es la
generacion de calor in situ usando dos componentes los cuales
reaccionan exotérmicamente para generar calor y deshacer las ceras.

o0 Desplazamiento del fluido: en paros planeados, es posible desplazar el
fluido de las lineas de flujo antes de enfriarse por debajo del punto de
aparicion de ceras.

o Inyeccion de quimicos modificadores de cristales: pueden usarse para
prevenir la depositacion de cera pero solo son efectivos cuando se
inyectan continuamente en el sistema a un punto donde la temperatura
se encuentra sobre el punto de aparicion de ceras.

o Tensoactivos o0 dispersantes: pueden usarse para prevenir
depocitacion de ceras o remover depdsitos existentes.

0 Solventes: pueden usarse para disolver depositos de cera, los mas
comunes son diesel, xileno y disulfuro de carbono, estos son usados
normalmente en baches pero se requiere de un tiempo de reposo lo
gue provocaria la interrupcion de la produccion.

e Manejo de aceite crudo: bombeo, medicion y transferencia
1.2.1.7.2 Métodos y equipos de deshidratacion de aceite crudo

En la parte estadunidense del Golfo de México la especificacion para el contenido de
agua y sedimento debe ser menor a 1% volumen, mientras que en otras partes del
mundo, incluyendo México, es menor al 0.5 % volumen. En cualquiera de los casos
la practica actual consiste en el uso de coalescedores electrostaticos llenos de
liquido para la deshidratacion de aceite crudo.

La deshidratacion de crudos es el proceso mediante el cual se separa el agua
asociada con el crudo, ya sea en forma emulsionada o libre, hasta lograr reducir su
contenido a un porcentaje previamente especificado. Generalmente, este porcentaje
es igual o inferior al 1 % de agua.

Una parte del agua producida por el pozo petrolero, llamada agua libre, se separa
facilmente del crudo por accién de la gravedad, tan pronto como la velocidad de los
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fluidos es suficientemente baja. La otra parte del agua esta intimamente combinada
con el crudo en forma de una emulsién de gotas de agua dispersadas en el aceite, la
cual se llama emulsiéon agua/aceite W/O.

Durante las operaciones de extraccion del petroleo, la mezcla bifasica de petréleo
crudo y agua de formacion se desplazan en el medio poroso a una velocidad del
orden de 1 pie/dia, lo que es insuficiente para que se forme una emulsion. Sin
embargo, al pasar por todo el aparataje de produccion durante el levantamiento y el
transporte en superficie (bombas,valvulas, codos, restricciones, etc.) se produce la
agitacion suficiente para que el agua se disperse en el petrdleo en forma de
emulsion W/O estabilizada por las especies de actividad interfacial presentes en el
crudo. Las emulsiones formadas son macro-emulsiones W/O con diametro de gota
entre 0,1 a 100 pym.

En los pozos que se producen por levantamiento con gas (Gas-lift), la emulsionacion
es causada principalmente en dos lugares: En el punto donde el “gas lift” es
introducido y en la cabeza del pozo. Cuando se utiliza un proceso intermitente, la
emulsién generalmente es creada en la cabeza del pozo o en el equipo en
superficie. Para el proceso continuo, la mayor parte de la emulsion es formada en
fondo de pozo, en el punto de inyeccion de gas.

mecanismo de ruptura de la emulsion agua en petréleo. Diversos estudios se han
hecho sobre los mecanismos de ruptura de una emulsion W/O. Segun el analisis de
Jeffreys y Davies en 1971 estas etapas se reducen a tres:

Etapa 1. Acercamiento macroscoépico de las gotas: Cuando las gotas de fase
dispersa son mas o menos grandes se aproximan por sedimentacion gravitacional,
gobernadas por la ley de Stokes basada en la suposicion de gotas esféricas rigidas
pero si son menores de 5 um esta presente el movimiento Browniano.

Una velocidad de sedimentacion del orden de 1 mm por dia es suficientemente baja
para que el movimiento de conveccion térmica y el movimiento Browniano la
compense. Esto indica que el problema de sedimentacion puede volverse muy
severo para crudos pesados o extrapesados (Salager, 1987), para los cuales la
diferencia de densidad es poca y la viscosidad es alta.

Vs =[2(p1—p2) 91’1/ 9ne=fsr°

Donde:

Vs = velocidad de sedimentacion de Stokes [cm/s]
p1 = densidad del agua [g/cm®]

p» = densidad del agua [g/cm?]

G = aceleracion de la gravedad [cm/s2]

R =radio de las gotas dispersas en el crudo [cm]
Ne = Viscosidad de la fase externa [cP]

Fs = factor de Stokes [1/ cm s]
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De los pardmetros incluidos en la ecuacién anterior, la viscosidad es la que presenta
mayor influencia, producto de la gran sensibilidad de este parametro ante
variaciones en la temperatura. En la figura 5 se muestra la variacion de la velocidad
de asentamiento con la temperatura en términos del factor de Stokes (fs = Vs/r2)
para crudos de distintas gravedades APl. Como puede verse, el efecto de la
variacion en la temperatura y la gravedad API en el factor de Stokes es drastico para
crudos muy viscosos, lo que da lugar a diferencias de varios 6rdenes de magnitud en
la velocidad de sedimentacion cuando se considera una pequefia variacion en la
gravedad API o se incrementa la temperatura.

107 4
330 AP
10 4

FACTOR DE STOKES (K pi) (em™s"Y

100 150" 2000 250 3000 350

TEMPERATURA (°F)

Figura 4. Variacion del factor de Stokes con la temperatura y la gravedad API.
Adaptado de Salager, 1987

Etapa 2. Drenaje de la pelicula: Al final de la etapa anterior, las gotas se deforman
y se genera una pelicula intergota, dando inicio asi a la segunda etapa del proceso
llamada “drenaje de la pelicula”, donde estan involucrados fenbmenos interfaciales
relacionados con la presencia de surfactantes adsorbidos.

Etapa 3. Coalescencia: La coalescencia se define como un fenémeno irreversible
en el cual las gotas pierden su identidad, el area interfacial se reduce y también la
energia libre del sistema (condicion de inestabilidad). Sin embargo, este fenébmeno
se produce solo cuando se vencen las barreras energéticas asociadas con las capas
de emulsionante adsorbido y la pelicula de fase continua entre las dos gotas. Esta
etapa puede considerarse como instantanea respecto a las dos primeras etapas.

Los procesos de deshidratacidon utilizan efectos fisicos destinados a aumentar la
velocidad de la primera etapa, tales como el calentamiento, que reduce la viscosidad
de la fase externa y aumenta la diferencia de densidad entre los fluidos; 6 un
aumento de la cantidad de fase interna (reduce el recorrido promedio de cada gota
antes del contacto con otra). También es posible usar fuerzas diferentes a la
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gravedad natural para aumentar la velocidad de contacto y/o el tamafio de la gota:
gravedad artificial por centrifugacion (Vold y Groot 1962), fuerzas capilares con filtros
coalescedores (Spielman y Goren 1962) o fuerzas electrostaticas (Cottrell y Speed
1911).

Equipos utilizados en la deshidratacion de crudos

Una vez que el crudo es producido a nivel de fondo de pozo, la produccion
proveniente de los diferentes pozos se lleva a un multiple de produccion, compuesto
a su vez por tres submutiples de acuerdo a la presion de linea en baja, alta y de
prueba, figura 16. Esta constituido por tuberias de 6 pulgadas de diametro a través
de las cuales circula la mezcla gas-crudo-agua que pasara posteriormente a los
separadores gas-liquido donde se elimina el gas disuelto. Luego, la emulsion pasa a
un separador gravitacional para eliminar el agua libre y el crudo no emulsionado. La
emulsion restante se lleva al sistema de tratamiento seleccionado para la aplicacion
de calor y/o corriente eléctrica, y finalmente el crudo separado pasa a un tanque de
almacenamiento.

Separadores gas-liquido

Los separadores horizontales o verticales sirven para separar el gas asociado al
crudo que proviene desde los pozos de produccion. El procedimiento consiste en
que la mezcla de fluidos entrante choca con las placas de impacto o bafles
desviadores a fin de promover la separacion gas-liquido mediante la reduccién de
velocidad y diferencia de densidad. El nimero de separadores varia en funcion del
volumen de produccién de gas y petréleo en las estaciones. Se identifican cuatro
secciones de separacion:

a) Separacion primaria: Comprende la entrada de la mezcla crudo-agua-gas.

b) Separacion secundaria: Esta representada por la etapa de separacién maxima de
liquido por efecto de gravedad.

c) Extraccién de neblina: Consiste en la separacion de las gotas de liquido que aun
contiene el gas.

d) Acumulacién de liquido: Esta constituida por la parte inferior del separador que
actia como colector, posee control de nivel mediante un flotador para manejar
volumenes de liquidos obtenidos durante la operacion.

Los separadores verticales operan con mayor eficiencia a una baja relacién gas-
petréleo menor de 500 pie3/barril, mientras que los separadores horizontales poseen
mayor area superficial y tienen controladores de espumas.

Separadores gravitacionales

El asentamiento gravitacional se lleva a cabo en grandes recipientes llamados
tanques, sedimentadores, tanques de lavado, “gun barrels” y eliminadores de agua

libre (EAL 6 “Free Water Knockout FWK?”). Los eliminadores de agua libre (EAL) son
utilizados solamente para remover grandes cantidades de agua que es producida en
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la corriente, pero que no estd emulsionada y se asienta facilmente en menos de 5-20
minutos. El crudo de salida de un EAL todavia contiene desde 1 hasta 30 % de agua
emulsionada. En el interior de estos recipientes que son de simple construccion y
operacion, se encuentran bafles para direccionar el flujo y platos de coalescencia. El
agua es removida por la fuerza de gravedad y esta remocion provoca ahorros en el
uso de combustible de los calentadores. Un calentador requiere de 350 BTU para
calentar un barril de agua en 1°F, pero solamente requiere 150 BTU para calentar 1
barril de crudo en 1°F. El calentamiento de agua, aparte de que es un desperdicio de
energia provoca problemas de incrustacion y requiere del uso adicional de
tratamiento quimico muy costoso para prevenir la incrustacion. Los eliminadores de
agua libre (EAL), no son lo mejor ya que ellos solo remueven el agua libre. Estan
protegidos por anodos de sacrificio y por aditivos para prevenir la corrosion por el
efecto del agua de sal.

Calentadores

Los tratadores-calentadores pueden ser de tipo directo e indirecto en funcion de la
forma en que se aplica el calor. En los calentadores de tipo directo el calor es
transferido por contacto directo de la corriente alimentada con la superficie interna
del calentador. Aunque este tipo presenta problemas de sedimentos y de corrosion
pueden manejar mayores voliumenes de fluidos con menor gasto de combustible que
los calentadores indirectos. Operan eficientemente en procesos de baja presion y
donde los fluidos manejados no son muy corrosivos. Los mas utilizados son los
calentadores de fuego directo con cajas de fuego de tipo vertical

El disefio normal de un calentador tipo vertical cumple las siguientes funciones:

1)Desgasificado de la emulsion de entrada; 2) Remocidon de arenas, sedimentos y
agua libre previo al calentamiento; 3) Lavado con agua y calentamiento de la
emulsién; 4) Coalescencia y asentamiento de las gotas de agua.

El crudo deshidratado caliente puede ser usado para precalentar la emulsién de
entrada usando un intercambiador de calor. Los calentadores no son recomendables
para remover grandes cantidades de agua libre, debe usarse un separador EAL o
FKW. Las mismas funciones basicas son previstas en un calentador directo tipo
horizontal. La alimentacién es parcialmente desgasificada, luego es direccionada
hacia la parte de abajo del equipo para la separacion del agua libre y la arena.
Después, la alimentacibn es calentada y sufre una dltima desgasificacion.
Posteriormente, a través de un distribuidor pasa a un bafio de agua para finalmente
pasar a la seccion de coalescencia Las particulas sélidas, tales como arena,
escama, productos de corrosion se depositaran en la parte inferior de estos equipos.
Si estos sedimentos no son removidos puede causar los siguientes problemas: 1)
Acumularse y ocupar un volumen importante en el recipiente y eventualmente
bloquear la corriente de alimentacion; 2) Bloquear la transferencia de calor,
ocasionando finalmente el colapso del equipo de calentamiento; 3) Interferir en los
controles de nivel, anodos, valvulas, medidores y bombas; 4) Asimismo pueden
incrementar el crecimiento bacteriano y la velocidad de corrosion.
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Para prevenir la deposicion de estos sedimentos se pueden instalar “hidrojets” que
operando a 30 psia por arriba de la presion de operacion del calentador, removiendo
los sedimentos para su posterior drenado por la parte inferior del recipiente. Otra
alternativa es usar inhibidores de corrosion.

En los calentadores de tipo indirecto el proceso de transferencia de calor se efectia
mediante un bafio de agua caliente, en el cual se encuentra sumergida la tuberia
que transporta la emulsion. Este tipo de calentadores disminuye el riesgo de
explosion y son utilizados en instalaciones donde es posible recuperar calor, tales
como el gas caliente de salida de las

turbinas.

En general el calentamiento ya sea de tipo directo o indirecto tiene las siguientes
ventajas:

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

2. Incrementa el movimiento browniano y la colisién de las gotas de agua para su
coalescencia.

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

4. Promueve una mejor distribucion del desemulsionante.

5. Disuelve las parafinas cristalizadas que le dan estabilidad a las emulsiones.

6. Debilita la pelicula de emulsionante que rodea a las gotas de agua.

Sin embargo el calentamiento presenta las siguientes desventajas:

1. Provoca la migracion de los compuestos mas volatiles del crudo hacia la fase gas.
Esta pérdida de livianos ocasiona una disminucioén de volumen del crudo calentado y
una disminucion en su gravedad API.

2. Incrementa los costos de combustible.

3. Incrementa los riesgos en las instalaciones.

4. Requieren mayor instrumentacion y control.

5. Causa depositos de coke.

Coalescedores electroestaticos

Los procesos de deshidratacion electrostatica consisten en someter la emulsion a un
campo eléctrico intenso, generado por la aplicacion de un alto voltaje entre dos
electrodos. Este dispositivo, generalmente tiene caracteristicas similares a los de los
equipos de separacidbn mecanica presurizados, afiadiendo a éstos el sistema de
electrodos y de generacién de alto voltaje. La aplicacion del campo eléctrico sobre la
emulsion induce a la formacion de dipolos eléctricos en las gotas de agua, lo que
origina una atraccién entre ellas, incrementando su contacto y su posterior
coalescencia. Como efecto final se obtiene un aumento del tamafio de las gotas, lo
gue permite la sedimentacién por gravedad. Un deshidratador electrostatico esta
dividido en 3 secciones, como se muestra en la figura siguiente:
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Figura 5. Deshidratador Electrostético.

La primera seccion ocupa aproximadamente el 50% de su longitud y es llamada
“Seccién de calentamiento”. La segunda seccién es llamada “Seccién central o
control de nivel” y esta ocupa por alrededor del 10% de su longitud ubicada
adyacente a la seccidén de calentamiento. La tercera seccién ocupa el 40% de la
longitud del deshidratador y es denominada “Seccion de asentamiento” del agua
suspendida para producir crudo limpio. Las parrillas de electrodos de alto voltaje
estan localizadas en la parte superior del recipiente, arriba de la interfase agua-
aceite.

Entre las ventajas que posee los deshidratadores electrostaticos en comparacion
con los sistemas de tanques de lavado es que son menos afectados en su operacion
por las caracteristicas de los crudos (densidad, viscosidad), agua o agentes
emulsionantes, ofrecen mayor flexibilidad, el tiempo de residencia asociado es
relativamente corto y por otra parte, son de menor dimension. Ademas, con el
tratamiento electrostatico se obtiene una mejor calidad del agua separada y una
mayor flexibilidad en cuanto a las fluctuaciones o variaciones en los volumenes de
produccion (Guzman et al., 1996).

Entre las desventajas que presentan los equipos de deshidratacion electrostatica
estan:

i. Requerimiento de supervision constante en su operacion.

ii. Instalacion de sistemas de control mas sofisticados, o que incide tanto en los
costos de operacién como de inversion.

iii. Instalacion de sistemas de carga para un mayor control de flujo al equipo, ya que
necesitan para su operacion condiciones de flujo estables y controladas.

iv. Los dispositivos del equipo podrian ser afectados por los cambios en las
propiedades conductoras de los fluidos de alimentacién, cuando se incrementa el
agua, la salinidad y la presencia de solidos.
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v. El nivel de agua libre es controlado por dos medidores de nivel en paralelo y con
diferentes principios de operacion. Esta es la variable més dificil de manejar, ya que
un valor alto podria hacer que el agua tenga contacto con las parrillas energizadas y
halla un corto circuito en el equipo y sus correspondientes dafios al sistema eléctrico.
Estos equipos se utilizan cuando la velocidad de asentamiento por gravedad es muy
lenta, dada por la Ley de Stokes. Por ejemplo una gota de agua de 20 micras de
diametro en un crudo de 33 °API a 100 °F y una viscosidad de 6,5 cp se asienta a
una velocidad de 0,07 ft/hr. Como la molécula de agua es polar, el campo eléctrico
incrementa la coalescencia de las gotas dispersas en el aceite por dos mecanismos
gue actian simultdneamente:

1. Sometidas a un campo electrostético, las gotas de agua adquieren una carga
eléctrica neta.

2. La distribucion al azar de las gotas de agua en el seno del aceite al pasar por el
campo electrostatico se alinean con su carga positiva orientada al electrodo cargado
(negativo). Estas fuerzas de atraccidn electrostatica pueden ser mucho mas grandes
que la fuerza de gravedad presente. La relacion de fuerza electrostatica con la
fuerza de gravedad es de aproximadamente de 1.000 para gotas de agua de 4
micras de diametro en crudo de 20° API expuesto a un gradiente eléctrico tipico de 5
kiloVoltios/pulgada.

Los tratadores electrostaticos son usados generalmente cuando existen las
siguientes circunstancias:

» Cuando el gas combustible para calentar la emulsién no esta disponible o es muy
COSt0S0.

» Cuando la pérdida de gravedad API es econdmicamente importante.

» Cuando grandes voliumenes de crudo deben ser tratados en una planta a través de
un nimero minimo de recipientes.

Las ventajas del tratamiento electrostaticos son:

» La emulsién puede ser rota a temperaturas muy por abajo que la que requieren los
tratadorescalentadores.

» Debido a que sus recipientes son mucho mas pequefios que los calentadores,
eliminadores de agua libre y gun-barrels, son ideales para plataformas petroleras
marinas.

« Pueden remover mayor cantidad de agua que otros tratadores.

* Las bajas temperaturas de tratamiento provocan menores problemas de corrosion
e incrustacion.
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1.2.1.7.3 Enfriamiento de Aceite Crudo de Exportacion

La temperatura del crudo de exportacion no debe ser mayor a 60 °C. Si el crudo
producido intercambia calor con el crudo de entrada generalmente no se requiere de
un medio de enfriamiento adicional.

1.2.1.8 Procesamiento de gas

El gas obtenido de los separadores de produccion y luego de ser enviado a
compresion, pasa a deshidratacion, generalmente con glicol, hasta lograr sus
especificaciones para transporte por ducto, tal como en aguas someras; Ssin
embargo, la especificacion de contenido de agua en el gas generalmente es mas
estricta en aguas profundas para evitar la formacion de hidratos, debido a que el gas
puede ser enviado por ducto en ambientes oceanicos con temperaturas cercanas a
los 5 °C y a mayores presiones que en aguas someras, puesto que los ductos deben
ir de los sistemas flotantes hacia el lecho marino, donde son soportados, y luego
alcanzar puntos de interconexion. Una fraccion del gas debe ser endulzada, de no
contarse con otra fuente de combustible, esto se realiza generalmente con aminas,
el proceso suele ser el mismo en aguas someras que en profundas.

En las instalaciones de un FPSO existen otras opciones tecnolégicas para el manejo
del gas producido, las cuales incluyen:

e Operacion con “quemador apagado”, donde el gas de desfogue se recupere
para inyeccion a pozos o para integrarse a la corriente de gas procesado.
Obtencién de gas natural licuado.

Obtencién de gas natural comprimido CNG.

Obtencién de combustibles de ultra-bajo azufre en procesos GTL.

Conversion de gas a electricidad.

Obtencion de LPG.

Separacion de gas en equipo que recupera potencia por expansion.
Deshidratacion con mallas moleculares.

Tren de fraccionamiento de condensados.

1.2.1.8.1 Compresién

En general, se utilizan compresores centrifugos, lo cuales son mas pequefios y
ligeros que los reciprocantes, estan disponibles en capacidades y potencia mayores,
ademas de que son compatibles con la mayoria de los impulsores empleados en las
instalaciones costa afuera como turbinas y motores eléctricos. Algunas de dichas
opciones tecnoldgicas se encuentran en etapa de desarrollo, adicionalmente los
costos de mantenimiento son menores; sin embargo, en algunas plataformas donde
el manejo de gas es relativamente bajo, en capacidad de manejo de la produccion
se emplean compresores reciprocantes.
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1.2.1.8.2 Deshidratacion

La mayoria de las plataformas se limita a la deshidratacion de gas empleando
unidades de tratamiento con trietilenglicol (TEG). El contenido tipido de un gas seco
estd en el intervalo de 25 a 7 |Ib de agua / MMSCF, dependiendo de los
requerimientos del gas de venta o para evitar la formacién de hidratos.

Las plataformas méas nuevas emplean contactores de glicol empacados con
empaque estructurado para reducir el diametro y peso del contactor. Aquellas
instalaciones que deben alcanzar una especificacion menor a 4 |b de agua /
MMSCF, normalmente necesitan de 3 a 4 etapas tedricas en el contactor ademas de
requerir procesos de regeneracion de glicol que alcance el 99 % de concentracion
en el glicol pobre. Por lo general los contactores de glicol operan a una presion de
77 a 84 kg / cm? man. En diversas regiones costa afuera esta presion es equivalente
a la presion de gas de exportacion; sin embargo, en areas donde se requiere una
presién de exportacién mayor a 140 kg / cm? man es necesaria una etapa final de
compresion.

1.2.1.8.3 Punto de rocio / Recuperacidon de Gas Natural Licuado

El punto de rocio del gas natural procesado y transportado por ducto esta
relacionado y caracterizado por el término GPM, el cual son los galones de
hidrocarburos licuables contenidos en 1,000,000 ft* (28,000 m®) de gas natural a una
temperatura y presion dadas.

El gas natural enviado por un ducto de transporte debe cumplir con ciertas
especificaciones tales como el punto de rocio con el propdsito de operar
adecuadamente. Consecuentemente, el gas natural producido en la cabeza del pozo
que contiene contaminantes y liquidos de gas natural debe ser procesado antes de
ser entregado a alta presion a los ductos de larga distancia que transportan el
producto. Es por ello que debe contarse con una seccion para la recuperacion de
liquidos contenidos en el gas producido en los sistemas en cubierta (Tobin et al
2006).

La recuperacion de hidrocarburos liquidos en las plataformas es inusual. Solo en el
mar del norte existen algunas plataformas que estdn equipadas con expansiones
Joul-Thomson, refrigeracion mecanica y turboexpansores para la recuperacion de
liguidos y existen aun menos plataformas equipadas con columnas de
fraccionamiento de gas natural licuado. Por el contrario en el Golfo de México la
mayoria de la infraestructura esta disefiada para manejar gas deshidratado. Los
liguidos son manejados en “slug catchers” ubicados en la costa. Adicionalmente,
debido a la baja especificacién de presion de vapor del aceite crudo so6lo puede estar
presente una pequefa cantidad de butano y compuestos ligeros en el aceite crudo
producido.
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1.2.1.9 Procesamiento de Fluidos Amargos

El nimero de plataformas que actualmente procesa fluidos amargos con alto
contenido de H,S es relativamente pequefo. Utilizando un proceso de separacion
multietapas con calentamiento para alcanzar las especificaciones requeridas de
presion de vapor y contenido de agua, es muy complicado alcanzar un contenido de
10 ppmw de H,S en el crudo obtenido, a menos que la concentracién de H,S en el
crudo sea muy baja. Generalmente es necesario alimentar el crudo amargo al domo
una columna de platos alimentando un gas de agotamiento para endulzar por el
fondo de la columna. El gas dulce de agotamiento podria obtenerse de la red de gas
combustible, la cual usualmente requiere de una unidad de tratamiento con aminas
para el endulzamiento del gas asociado separado del crudo.

1.2.2 Agua producida.

El agua producida junto con los hidrocarburos, es separada posteriormente y
acondicionada para cumplir con las disposiciones ambientales de descarga al mar o
para lograr sus especificaciones para inyeccion a pozo. En esencia, se trata del
mismo procesamiento en aguas someras y en profundas; sin embargo, puede
incluirse equipo muy compacto como lo son los hidrociclones para aguas profundas.
Los volimenes de agua producida que se reportan en instalaciones de aguas
profundas son bastante mayores que los que se reportan en las instalaciones de
PEMEX Exploraciéon y Produccion actualmente, de modo que los requerimientos de
procesamiento para aguas profundas seran mayores en este ambito.

1.2.2.1 Sistemas de tratamiento de agua producida

El principal equipo de limpieza del agua producida ha sido del tipo hidrociclones con
un recipiente para degasifiacion instalado después del hidrociclon, aunque el
degasificador ha sido reemplazado frecuentemente por una unidad de flotacién de
gas. La especificacibn maxima requerida para la descarga de agua al mar es de 42
ppmw en la parte estadunidense del Golfo de México mientras que en la parte
mexicana es de 25 ppmw.

1.2.3 Limitaciones de espacio y peso.

Las limitaciones de especio y peso en aguas profundas son mucho mas severas que
en instalaciones de aguas someras, dado el alto costo que implica ello en
instalaciones flotantes.

1.2.4 Seguridad y proteccién al personal.

En instalaciones en aguas profundas, a diferencia de aguas someras por lo menos
en la Sonda de Campeche donde un complejo de plataformas puede mantener
separadas distintas plataformas para fines especificos como perforacion, produccion,
compresion, habitacional, se tienen todas esas operaciones aglutinadas en una sola
instalacion, de manera que los procedimientos y requerimientos de confiabilidad,
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riesgo, seguridad y proteccion al personal, en aguas profundas son mucho mas
criticos que en instalaciones de aguas someras.

1.2.5 Procesamiento submarino.

El procesamiento submarino en aguas profundas, aunque puede utilizarse también
en aguas someras, es una necesidad debido a la reduccién econémica que puede
lograrse con la separacion, bombeo y compresion submarinos, operaciones unitarias
que tienden a la eliminacion o ahorro en infraestructura flotante o fija de
procesamiento en cubierta.

1.2.6 Descripcion de la problematica de simulacion integrada (Plantas de
Procesos - sistemas submarinos) en FPSO para aguas profundas

Actualmente existen diversos simuladores comerciales que permiten llevar a cabo la
modelacion de procesos industriales con los cuales es posible obtener modelos con
resultados confiables en poco tiempo. Sin embargo, cada uno de estos simuladores
esta disefiado para aplicarse a un campo de accion especifico, es decir, que cuentan
con un grado de especializacidon que sélo permite analizar un fenbmeno a la vez ya
sea hidraulico o termodinamico, por lo que en procesos integrados se debe recurrir a
soluciones parciales debido a la complejidad de la simulacion del proceso. Por
ejemplo, existen procesos en los cuales es necesario contar tanto con el analisis
hidraulico de lineas de proceso como con las operaciones unitarias tales como
separadores y columnas de destilacion.

Para el caso especifico de la simulacion de los sistemas que integran un FPSO,
sistema de produccion submarino y sistemas en cubierta, es necesario llevar a cabo
la evaluacion hidraulica de los sistemas submarinos para esta tesis , se seleccion¢ el
simulador de procesos PIPE PHASE, debido a que se trata de una red de
recoleccion de aceite crudo que interconecta los pozos productores con un manifold
y la superficie. PIPE PHASE es un simulador hidradlico que permite resolver
complejas redes , mientras que los sistemas en cubierta se modelan con el
simulador de procesos PRO-II por tratarse de operaciones unitarias en las que se
lleva a cabo la separacion del gas y la estabilizacion del crudo en equipos de
separacién que operan a distintas condiciones de operacion. No obstante, a pesar
del gran desarrollo tecnologico de las comparfias desarrolladoras de software de
proceso no ha sido posible contar con una herramienta de simulacion integral que
permita analizar un proceso integrado en conjunto tal y como ocurre en los sistemas
gue integran un FPSO.

1.2.7 Efecto de movimiento en equipo de procesamiento.

Los sistemas flotantes sujetos a mayores efectos de movimiento son los
semisumergibles y ain mas en los FPSO’s. En este caso, el movimiento de los
sistemas flotantes puede tener efectos muy severos sobre la eficiencia de todos los
equipos de procesamiento donde se tenga interfase liquido — gas, como lo son las
torres contactoras en procesos de absorcidn; los separadores liquido — gas o
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trifasicos. En el caso de TLP y SPAR, los efectos de movimiento sobre los sistemas
de proceso son despreciables.

1.2.8 Disefio de procesos paratoda la vida atil del campo.

En las nuevas instalaciones en aguas profunda se vuelve mas severa la vision de
disefio de los procesos de manejo de la produccion para toda la vida atil de los
campos, para considerar los requerimientos de equipo y procesos para distintos
escenarios de produccion, donde varia la cantidad de gas y agua asociada, ademas
de la presién de produccion, esto es de gran importancia debido a que cambios
posteriores serian incosteables.

1.2.9 Procesamiento de crudos pesados.

Se estima que los primeros desarrollos de campos en aguas profundas de PEP no
seran para crudos pesados; sin embargo, por las caracteristicas del petréleo en
México, es posible que eventualmente se requiera la explotacibn de campos con
crudos pesados, lo cual implica requerimientos especiales relacionados a la
complejidad del procesamiento; el aseguramiento de flujo y la rentabilidad de los
proyectos.

1.3 Objetivos de esta tesis

Mediante la simulacién de procesos en estado estable, y considerando un FPSO
para una posible aplicacion en aguas profundas, los objetivos son:

e Efectuar la evaluacién hidraulica para el sistema de produccién submarino
para un crudo de 21, 16 y 13 °API que garantice la extraccion de aceite crudo
hacia las instalaciones en cubierta de un FPSO, para apliaciones en aguas
profundas.

e Establecer las condiciones de operacién mas apropiadas para los equipos en
cubierta del FPSO que maximice la separacion de aceite crudo y gas natural
para la estabilizacion de aceite crudo producido.

e Realizar la evaluacion hidraulica de un gasoducto para exportacion de gas
producido en el FPSO.

e Efectuar la evaluacion hidraulica del riser de inyeccion de agua que se
acondiciona en el FPSO para mantenimiento de presion de explotacion.

1.4 Estrategia de solucion
La estrategia de solucion para alcanzar el cumplimiento de los objetivos planteados
en la presente tesis consistié en llevar a cabo la simulacién integral en estado

estable del sistema submarino de produccion y de los sistemas en cubierta con los
simuladores de procesos PIPE PHASE y HYSYS que permitiera evaluar la
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sensibilidad del sistema empleando 3 tipos de aceite crudo pesado de acuerdo a las
Bases de Disefio establecidas en el capitulo 3.

1.5 Alcances de esta tesis

e Llevar a cabo la evaluacién hidraulica del sistema de produccién submarino
qgue permita analizar el comportamiento esperado durante la extraccion de
aceite crudo con gravedades de 21, 16 y 13 °API y predecir si existe el
aseguramiento de flujo para cada uno de ellos que garantice una produccién
de 100 BPD.

e Aplicar una metodologia propuesta para establecer las condiciones de
operacion optimas en los separadores de crudo de los sistemas en cubierta
mediante el uso de un simulador de proceso.

e Determinar la méaxima produccibn de gas asociado, asi como el
dimensionamiento de un gasoducto para su exportacion.

e Determinar la maxima produccién de agua asi como el dimensionamiento del
riser para la inyeccién de agua asociada producida a pozos.

1.7 Estructura de la tesis

La presente tesis se encuentra organizada esencialmente en dos partes, la primera
de ellas de un panorama general sobre la tecnologia de los Sistema Flotantes
Produccion, Almacenamiento y Descarga (FPSO) mientras que la segunda se
enfoca en la simulacién de procesos de los sistemas que integran el FPSO; es decir,
el sistema de produccion submarino para el cual se llevé a cabo el analisis hidraulico
para evaluar el aseguramiento de flujo y de los sistemas en cubierta para la
separacion de gas asociado y estabilizacion de crudo.

En el capitulo 1 se presenta un panorama general de la explotacion petrolera en
aguas profundas asi como las opciones tecnoldgicas existentes disponibles. En
forma breve se hace una comparacion entre los sistemas empleados en plataformas
fijas y FPSO.

En el capitulo 2 se presenta la revision del estado del arte y de la practica del FPSO,
es decir, se presenta una revision bibliogréafica de los ultimos avances relacionados a
los FPSO, asi como de las consideraciones de disefio de los sistemas de
procesamiento de hidrocarburos en FPSO para aguas profundas. Se trata
principalmente de las implicaciones y consecuencias de emplear un barco flotante
para instalar operaciones unitarias y efectos asociados al disefio de los mismos tales
como el movimiento.

En el capitulo 3 se establecen las bases de disefio de proceso para el caso de
estudio de un FPSO conceptual; es decir, se establecen los lineamientos minimos
necesarios para efectuar la simulacion de los sistemas que integran el FPSO,
sistema de produccién submarina y sistemas en cubierta, flujos de produccion,

29



Capitulo 1 Introduccion

caracterizacion y composicién de los crudos, relacién gas aceite asi como también
condiciones de operacion.

En el capitulo 4 se muestran los resultados de la simulacién y andlisis hidraulico del
sistema de produccion submarina con el simulador de procesos PIPE PHASE. En
este capitulo se establece la topologia para la red de recoleccidon submarina, el
dimensionamiento de las lineas submarinas, los risers de produccion, de inyeccion
de agua a pozo y el gasoductos de exportacién. Se presenta un analisis de los
resultados obtenidos y su interpretacion.

En el capitulo 5 se presenta una breve descripcion de los sistemas en cubierta que
integran un FPSO; es decir, se describen las diferentes secciones que integran el
conjunto de operaciones unitarias que conforman los sistemas en cubierta del FPSO,
tales como el modulo de separacion, el médulo de compresion y tratamiento de gas,
el sistema de gas combustible y de inyeccion de agua a pozo.

En el capitulo 6 se llevd a cabo la simulacion de los sistemas de procesamiento en
cubierta con el simulador de procesos PRO-II V.8.0, para el crudo de 13°API por ser
el caso critico respecto a la calidad de los crudos analizados debido a su alta
densidad y viscosidad, se establecieron las presiones de operacion 6ptimas que
maximicen la recuperacion de aceite crudo y se vario el contenido de agua presente
en el crudo simulando los escenarios de vida inicial, media y final del pozo.

En el capitulo 7 se presentan las conclusiones y recomendaciones del presente
trabajo de tesis

1.8 Hallazgos y contribuciones resultado de este trabajo

De acuerdo a los resultados de la evaluacion hidraulica se determind que si es
factible garantizar el aseguramiento de la produccién de aceite crudo de 21 °API adn
al final de la vida util del yacimiento, mientras que para el aceite crudo de 16 °API el
aseguramiento de flujo sélo se garantiza hasta alcanzar la presién de la vida media
del yacimiento. Por el contrario, para el crudo de 13 °API sdOlo se garantiza una baja
produccion al inicio de la vida atil del yacimiento, lo anterior se debe principalmente a
las caracteristicas del crudo, principalmente la viscosidad.

Para la simulacion de los sistemas en cubierta se evalué una metodologia para
determinar las presiones éptimas en las tres etapas de separacion. Se encontré que
la metodologia permite recuperar hasta 1,000 BPD adicionales.

De acuerdo a la evaluacion hidraulica se determiné la factibilidad de envio del gas
producido en el FPSO hasta una instalacién ubicada a 250 km de distancia para su
entrega y procesamiento en tierra, de acuerdo a las Bases de Disefio de Proceso.

El simulador de proceso PIPE PHASE es un programa que permite simular flujo
multifasico con métodos rigurosos, esta caracteristica le confiere un gran potencial
aplicable a evaluaciones hidraulicas en estado estable. Sin embargo, durante su
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empleo en el desarrollo de este trabajo de tesis se encontraron algunos hallazgos
sobre su utilizacion:

En esta tesis, el sistema submarino de produccion posee 3 redes, cada una de las
cuales esté integrada por ocho pozos de produccion cuya produccién se recolecta a
través de lineas submarinas hacia un manifold del cual ascienden 2 risers de
produccion hacia la torreta del FPSO; sin embargo, sélo se simul6é una red debido a
limitaciones propias de esta simulador de flujo multifasico, mientras que las otras 2
se asumieron idénticas, lo anterior debido a las caracteristicas del software que no
permiten simular mas de una red en un solo archivo de simulacion.

En general, la convergencia en PIPE PHASE es dificil en redes de cualquier tipo
ademas de que la solucibn es bastante dependiente del estimado inicial,
ocasionando que el problema tenga soluciones multiples de las cuales no
necesariamente alguna de ellas sea la que se espera, el simulador permite
establecer el flujo y/o la presién estimados pero estos valores sélo funcionan como
estimados iniciales y por lo tanto son modificados durante la convergencia. El
método de convergencia empleado por PIPE PHASE resuelve las redes mediante un
balance de presiones lo cual resta flexibilidad al usuario para manipular los
estimados con el propdésito de orientar la convergencia a una solucion deseada.

Es necesario reiniciar el programa si se pretende usar un caso previo que sirva como
base para un caso nuevo, de lo contrario al llegar a la solucién del caso nuevo los
resultados desplegados corresponden al caso previo a pesar de que el simulador
despliegue el mensaje de que ha alcanzado la convergencia.

En general, el paquete termodinamico del simulador PIPE PHASE no permite llevar
a cabo estimacién de propiedades dentro del mismo archivo de simulacion, ni
dispone de utilerias para determinacion de propiedades termodinamicas como punto
de rocio, formacién de hidratos, propiedades pseudocriticas, entre otras, para ello es
necesario recurrir a otro simulador de procesos como PRO-Il o HYSYS en donde
puedan evaluarse dichas propiedades y alimentarlas a PIPE PHASE.

En este trabajo de tesis se requeria llevar a cabo la integracion del sistema
submarino de produccién con los sistemas en cubierta, esta tarea implicaba llevar a
cabo la integracion del archivo de simulacion en PIPE PHASE correspondiente al
sistema submarino de produccion con el archivo de simulacion en PRO-II para los
sistemas en cubierta; sin embargo, esto no fue posible debido a que aunque PRO-II
cuenta con una interfaz con PIPE PHASE, el médulo llamado SIm4ME cuyo motor
de simulacion es el mismo que PRO-II, no se logré hacer funcionar dicha interfaz
debido a problemas técnicos de la misma interfaz.

Por su parte, PRO-II es un simulador que se caracteriza por especializarse en la
simulacién de aceite crudo e hidrocarburos, por lo general se obtienen buenos
resultados de simulaciéon debido a que permite caracterizar el aceite crudo con la
mayor cantidad de pardmetros experimentales disponibles. Sin embargo, durante su
empleo durante el presente trabajo de tesis se detecté principalmente que no es
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posible obtener predimensionamiento de ningun tipo de equipo por lo que es
necesario acudir a otras herramientas de simulacion que cuenten con dicha
caracteristica.

En general, el empleo de los simuladores PIPE PHASE y PRO-II generé buenos
resultados; sin embargo, para trabajo futuro se recomienda el empleo de otro
simulador como OLGA 2000 para llevar a cabo la simulacion dinAmica del sistema
submarino de produccion mientras que para los sistemas en cubierta se emplee
HYSYS Dynamics con el propdsito de contar con un sistema de simulacion integral
que brinde mayor flexibilidad al usuario. Adicionalmente a la posibilidad de simular
los sistemas en cubierta en modo dinamico, HYSYS también permite llevar a cabo el
predimensionamiento de los separadores de produccion, de una manera gruesa,
partiendo de los resultados de simulacion obtenidos.
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Capitulo 2

Revision del Estado del Arte y de la Practica de FPSO

La produccion de petréleo y gas en instalaciones costa fuera tipicamente requiere de
infraestructura de transporte por ducto, esta condicion es factible cuando se tienen
regiones maduras de explotacion petrolera y donde se cuenta con una amplia red de
transporte y distribucién de hidrocarburos mediante ductos submarinos como en el
caso en la parte norte del Golfo de México que corresponde a los EE. UU. En esta
region se explotan recursos petroleros tanto en aguas someras como en aguas
profundas, mientras que en la parte Sur del Golfo de México, en la Sonda de
Campeche, PEMEX tiene instalaciones solamente en aguas someras (Rodriguez,
2008).

En las nuevas regiones de desarrollo de campos petroleros en aguas profundas se
debe tomar la decision, entre crear una nueva infraestructura de transporte de
petréleo y gas por ductos o bien, utilizar tecnologias comercialmente disponibles
para la produccion y almacenamiento de petréleo crudo, para su posterior transporte
mediante buques cargueros de crudo o “tanqueros” como los Sistemas Flotantes de
Produccion, Almacenamiento y Descarga (FPSO).

La opcion mas apropiada para el desarrollo de nuevos campos en aguas profundas,
donde no se cuenta con infraestructura de ductos de transporte de hidrocarburos, es
la utilizacion del FPSO (Parker, 1999); sin embargo, para la parte Mexicana del Golfo
de México se tienen algunas estrategias para la restitucion de caidas de produccion,
como lo son el proyecto del campo Ku — Maloob — Zaap, donde PEMEX espera
afiadir 800,000 BPD a su produccién de crudo, incluyendo el uso del primer FPSO
en el Golfo de México, en aguas someras que inici0 sus operaciones en el 3er
trimestre del 2007, ademas del proyecto del Litoral de Tabasco con el que se espera
afadir 250,000 BPD al final de esta década, es imprescindible que PEMEX aborde la
explotacion de campos en aguas profundas para complementar la produccién a
obtener en dichos y en otros proyectos de explotacion.

La experiencia en la explotaciéon de campos en aguas profundas en nuestro pais es
practicamente nula por lo que es de vital importancia involucrar a todos los
relacionados con la industria de la explotacion petrolera para atacar los retos
correspondientes. Se llevo a cabo la revision del estado del arte y de la practica del
FPSO cuyos trabajos mas recientes se enumeran a continuacion.

Cabe aclarar que se describen diversos trabajos publicados que tocan el tema de
FPSO, aunque no necesariamente se encontraron trabajos especificos de
simulacién de procesos, pero muestran la amplia gama de temas relacionados a
FPSO en general.
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Soluciones de produccién para campos en aguas profundas. (Avalos y
Contreras, 2008).

Este trabajo aporta una descripcion general de los conceptos involucrados en la
extraccién de hidrocarburos en aguas profundas, las condiciones del medio donde
se realiza la explotacion, asi como también las caracteristicas fundamentales a
considerar para garantizar la viabilidad de los proyectos en este nuevo reto.

Para el desarrollo de un campo en aguas profundas es necesario conocer las
principales caracteristicas, aplicacion, métodos de instalacion, rangos de operaciéon y
todos los temas y conceptos involucrados con la seleccién y operacion. También se
plantean las caracteristicas principales de la plataforma y equipos superficiales que
tienen uso en la explotacion de este tipo de campos, es muy importante conocer
todos los aspectos relacionados con la instalacién y sus capacidades de manejar de
hidrocarburos que ya de ello dependen las dimensiones y caracteristicas de las
soluciones superficiales de explotacion.

Una vez planteado un panorama general de los equipos y temas relacionados con la
explotacion de hidrocarburos en aguas profundas se presenta un caso de estudio en
el cual se aplican todos los conceptos mencionados. Dicho caso de estudio se
genera a partir de datos de pruebas de produccion, de las principales caracteristicas
del medio, asi como, de datos generales del yacimiento. A partir de estos datos
generan escenarios de explotacion y plantean tres casos de acuerdo a las
probabilidades de que se presenten, teniendo el caso mas desfavorable, un caso
intermedio y el caso optimo.

Con dichos escenarios realizan el andlisis de produccion para mantener las
condiciones de explotacion lo mas estables el mayor tiempo posible en cada caso.
De acuerdo a sus pronodsticos y planteamiento de la explotacion se realiza la
selecciéon del equipo submarino y superficial que resulte éptimo de acuerdo a los
requerimientos técnicos del equipo y de las condiciones prevalecientes en el medio.

De esta manera el trabajo presenta la seleccion de las soluciones para la
explotacion de hidrocarburos en aguas profundas, siendo un material de introduccion
y apoyo para los involucrados en este tipo de actividades y los interesados en el
tema en general ante los nuevos retos que representa para nuestro pais la
extraccion de tipo de escenarios con el caso de estudio especifico del campo
K aak'naab Taam.

Perforacion en aguas profundas aplicando métodos con sistemas de risers y
doble gradiente (Lorenzanay Lira, 2008)

El objetivo de este trabajo es dar un panorama general en lo que se refiere a
perforacion en aguas profundas, sus riesgos y retos, asi como presentar el concepto
de doble gradiente para después compararlo con el sistema convencional con riser.

Los principales riesgos antes mencionados son los riesgos geolégicos debido a la
complejidad de las formaciones geoldgicas como consecuencia de la rapida
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depositacion de sedimentos que no permiten una buena compactacion provocando
presiones anormales que traen como resultado una estrecha ventana operacional y
arroja problemas en la perforacibn de pozos. Otros factores que se consideran
también muy importantes son las condiciones fisicas de temperatura y presion, ya
gue son los principales factores por los cuales son regidos y limitados los disefios de
explotacion.

Modelacion para analisis de sistema de producciéon y aseguramiento de flujo
en aguas profundas (Pefia, 2008)

Este documento pretende hacer una acumulacion de informacion técnica acerca de
sistemas de produccion en aguas profundas, entrando desde ambitos generales
como configuracion de equipos marinos de produccién, apoyadas tanto en informes
técnicos como en experiencias de compariias petroleras, recordando desde sus
inicios hasta la actualidad, para posteriormente abordar un aspecto importante de la
gama que se tiene que tomar en cuenta al desarrollar un campo marino, el cual es el
aseguramiento de flujo, particularizando en un problema especifico que es la
formacién de hidratos en tuberias.

De acuerdo a dicho trabajo algunos de los parametros esenciales requeridos para el
aseguramiento de flujo son los siguientes:

e Direccionamiento de los soélidos submarinos: hidratos de gas, ceras,
asfaltenos, arenas, etc.

e Disefio de un sistema operable: lentitud en flujo multifasico, corte subito,
arranque, requerimientos de modelos termo-hidraulicos transitorios.

e Equipos integrales en sistemas: submarinos, ingenieria y construccion,
empresa y contratistas pueden proveer miembros.

e Predicciébn con los datos de campo y prediccion de flujo transitorio y
estacionario.

¢ Modelos matematicos y simuladores adecuados.

En ese trabajo se desarroll6 un modelo computacional de aseguramiento de flujo
que permite simular las condiciones de operacion de un sistema de produccion y
predecir posibles problemas como formacion de hidratos, salinidad, asfaltenos,
ceras, bacheo severo, e incrustaciones.

Provee soluciones con métodos como calentamiento eléctrico, inyeccion de
inhibidores, inyeccion de metanol, remocion de liquidos en pozos de gas; sin
embargo, presenta varias areas de oportunidad ya que se desarrollé con
correlaciones obtenidas a partir de pruebas de laboratorio y ajustadas de acuerdo a
las condiciones y tipos de fluidos analizados. Las correlaciones de la bibliografia
fueron ajustadas con crudo ligero y de muestras en aguas profundas, por lo que se
requieren ajustes para el crudo pesado y extrapesado, tomando en cuenta pruebas
de laboratorio.
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Metodologia Experimental PVT para evaluar la Formacién de Hidratos en
Sistemas Metano —Salmueras a condiciones de operacion en Aguas Profundas
(Rosales, 2007)

En ese trabajo se estudio el fendmeno de formacion de los hidratos de metano. Para
tal fin se propuso un equipo experimental para estudiar la formacion de hidratos en
sistemas metano-salmueras capaz de reproducir las condiciones de presion y
temperatura similares a las encontradas durante las operaciones de perforacion y
terminacién en aguas profundas.

Se desarrollé un procedimiento capaz de determinar las condiciones de formacion
del hidrato para salmueras de concentracion variada y caracteristicas de densidad-
viscosidad propias de los fluidos de perforacion y terminaciéon de pozos en aguas
profundas.

La metodologia experimental se desarrollé6 de tal forma que fuera sencilla en el
procedimiento y en un tiempo corto, para el estudio de las condiciones de presion,
temperatura y concentracion de sal para la formacion de hidratos de metano.

Elaboraron curvas de presion y temperatura de equilibrio de formacion de hidratos
de metano para cada uno de los sistemas e identificO la zona susceptible a la
formacién de hidratos durante la perforacion, terminacion y pruebas de produccion.
Como éarea de oportunidad de ese trabajo se establece que los modelos tedricos de
prediccién de las condiciones de formacién de hidratos son estimaciones, cuyos
resultados deben ser corroborados experimentalmente para el sistema de fluidos a
utilizar en el caso real asi como las propiedades fisicas y quimicas de las
formaciones.

Alternativa para el aseguramiento de la produccién de yacimientos de
hidrocarburos en aguas profundas mexicanas (Villegas, 2005)

En este trabajo se define una alternativa factible en el contexto nacional para el
aseguramiento de la produccién de hidrocarburos en yacimientos mexicanos
localizados en zonas de aguas profundas del Golfo de México, haciendo uso del
mapeo tecnologico.

A nivel nacional, no existe a la fecha algun planteamiento formal que brinde
alternativas para asegurar la produccion futura de hidrocarburos recuperables en
ambientes marinos con tirantes de aguas profundas. Por esta razén ese trabajo tuvo
como objetivo definir alternativas tecnoldgicas factibles en el contexto nacional para
lograr el aseguramiento de la produccion en la explotacion de hidrocarburos en
yacimientos de aguas profundas mexicanas, para ello expone un panorama general
del estado de la tecnologia de la explotacion de hidrocarburos en aguas profundas a
nivel internacional; ademas de la situacion que se presenta para la explotaciéon de
hidrocarburos en aguas profundas mexicanas. Adicionalmente, se incluye un estudio
de los servicios integrales de aseguramiento de flujo ofrecido por siete empresas de
servicios petroleras lideres en el ramo.
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Multilevel Risk-Based Inspection Scheme for FPSOs (Lee et al., 2007)

A medida que la flota de FPSO’s madura, el reto de manejar racional y
eficientemente el ciclo de vida e integridad de un FPSO atrae mas atencion. El
riesgo y confiabilidad basados en aproximaciones son considerados como
herramientas muy poderosas para ayudar a optimizar un programa de integridad y
ofrecer flexibilidad. Por ejemplo, la metodologia riesgo multinivel basado en
inspeccion (RBI) emplea desde aproximaciones deterministicas simplificadas usando
analisis de disefio estandar hasta aproximaciones probabilisticas sofisticadas. Cada
aproximacion tiene varios niveles de utilidad que van desde la definicibn de areas
criticas para una simple inspeccion hasta la generacion de un programa de
inspeccion optimizado y trabajo que cubren por completo el ciclo de vida de una
unidad en particular. Esta metodologia RBI ha sido aplicada exitosamente en
planeacién de inspeccion para diversas instalaciones FPSO, para ello fueron
involucrados un amplio intervalo de analisis de ingenieria, dependiendo de las
necesidades de los proyectos individuales y los requerimientos del cliente, objetivos
de inspeccion, condicion de la instalacion, disponibilidad de informacion de analisis y
disefio, y muchos mas.

Reliability-Based Inspection of Corroded Ship-Type FPSO Hulls (Sun et al.,
2006)

Este articulo propone un modelo de corrosion probabilistico con el tiempo derivado
de una base de datos con mediciones de 157 registros de espesor de 140
tanqueros. Incorporando el modelo de corrosion en un meétodo de confiabilidad
dependiente del tiempo y refiriéndose a un limite de nivel de seguridad requerido.
Proponen la planeacion de la inspeccion basada en confiabilidad para una un FPSO
basado en el criterio de renovacidbn de la corrosibn que toma en cuenta
simultaneamente la reduccion de la corrosion esfuerzo del casco.

An offshore safety assessment framework using fuzzy reasoning and
evidential synthesis approaches (Ren et al., 2005)

La operaciéon conjunta de carga y descarga de crudo en FPSO esta asociada con un
alto nivel de incertidumbre por que usualmente opera en un ambiente dinamico en el
cual errores humanos o técnicos pueden ocasionar posibles accidentes. Existe
carencia de aproximaciones para tratar con la incertidumbre y vaguedad en el juicio
de los expertos en aseguramiento de seguridad de las operaciones. Este articulo
propone las bases para modelar la seguridad de plataformas e ingenieria marina
empleando razonamiento difuso y aproximaciones. El método propuesto es capaz de
tratar con incertidumbre incluyendo ignorancia y vaguedad, los cuales son métodos
tradicionales o bases para el andlisis de criterio multiple de decisiones, tales como la
teoria de utilidad esperada que no puede manipularse. Un caso de estudio de riesgo
de colisién entre un FPSO y un tanquero debido a fallas técnicas durante una
operacion conjunta de descarga es usado para ilustrar la aplicacion del modelo que
ahi proponen.
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Multivariable PID tuning of dynamic ship positioning control systems (Martin y
Katebi, 2005)

Este articulo presenta el problema de control de posicionamiento dinamico de un
barco (DP), detalles de un modelo de simulacion multivariable no-lineal para un
FPSO y propone un nuevo modelo libre lineal para el rapido ajuste del DP de los
controladores multivariables PDI. Se comparan tres modelos libres de ajuste
existentes por su desempeiio y propiedades de estabilidad y se desarrolla un
procedimiento para el rapido ajuste del sistema de control DP. Se discuten las
estructuras de los controladores y se aplican métodos de simulacién en un punto de
operacion, a través de la justificacion del uso de técnicas de ajuste lineal. Se
muestra que algunos de los métodos son apropiados y que son directos para
producir un controlador de desempefio aceptable. Se presentan resultados de
simulacién y su analisis. Los métodos propuestos son particularmente Utiles para los
casos donde un sistema de control DP es requerido para alcanzar el desempefio
deseado.

Safety Assessment of FPSO Turret-Mooring System Using Approximate
Reasoning and Evidential Reasoning (Sii et al., 2005)

Describen el tipo de reglamentacion applicable a FPSO para uso en el Reino
Unidoen areas como salud, seguridad del lugar de trabajo, operaciones de izaje,
proteccion ambiental, y prevencion y control de la contaminacion. Describen la
evaluacion del sistema de seguridad del sistema de anclaje en torreta usado en
FPSO. Utilizan métodos de razonamiento aproximado y evidencial. EI método de
razonamiento aproximado lo utilizan en el nivel principla de una estructura jerarquica
para el modelamiento de la seguridad subjetiva. EI método de razonamiento
evidencial, lo usan para combinar o agregar estimados de los niveles de seguridad
en componentes del sistema para lograr el estimado de seguridad a nivel del sistema
completo. Los cuatro subsistemas principales (torreta, sistema de transferencia de
fluido, sistema de transferencia de la torreta, la transferencia del sistema) son
examinados para llevar a cabo la evaluacion de seguridad del sistema de amarre en
la torreta.

Risk-Based Inspection Planning of Offshore Installations (Goyet et al., 2002)

La inspeccion basada en riesgo (RBI) de instalaciones costa afuera tales como
FPSO’s se ha convertido en un tema de considerable interés durante la dltima
década. Este articulo provee una descripcion general de la Inspecciéon Basada en
Riesgo basado en las practicas de la industria costa afuera para el propésito de
administracion de riesgos relacionados con la operacion de FPSO’s. El método esta
basado en el criterio de aceptacion de riesgo en la instalacién considerando el riesgo
concerniente al personal, riesgo al medio ambiente y riesgo economico. Se
contempla desde el criterio de aceptacién de riesgo a la instalacién, el criterio de
aceptacion de riesgo para los componentes individuales del proceso y componentes
estructurales. La inspeccion requerida y las estrategias de mantenimiento son
estimadas en base a métodos de analisis de riesgo tradicional y teoria de
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confiabilidad estructural. La aproximacion se ilustra con un ejemplo considerando la
inspeccidn detallada y la planeacion del mantenimiento para conexiones soldadas en
el casco estructural de un FPSO.

A Quasi-Explicit Hydrodynamic Model for the Dynamic Analysis of a Moored
FPSO Under Current Action (Simos et al., 2001)

En este articulo se propone un modelo cuasi-explicito en el sentido que este
depende de las dimensiones principales del barco y soélo en tres coeficientes
hidrodinamicos conocidos como el coeficiente de friccidon para el cable en incidencia,
el coeficiente de arrastre para el flujo cruzado, y el coeficiente relacionado al
movimiento de inclinacién. Estos coeficientes podrian estimarse a través de la curva
de friccion y de resultados seccionales, los cuales podrian convertirse en el modelo
hidrodinamico explicito. El modelo ha sido probado contra resultados experimentales
para los coeficientes de fuerza horizontal, obtenidos ambos para una configuracion
de torreta. La aproximacion heuristica ha sido extendida a términos de velocidad de
inclinacién mientras se conserva la caracteristica cuasi-explicita del modelo original.
El proposito principal de este trabajo es presentarlo como un desarrollo junto con
alguna validacion experimental. Empleando la escala para diferentes barcos en
distintas condiciones de lastre, las fuerzas horizontales y el momentum en las
pruebas de rotacién de inclinacion fueron medidas y comparadas con aquellas
predichas por el modelo heuristico. Junto con este articulo, se probé un modelo
matematico contra experimentos que simularon un solo punto de amarre de un
buque tanque para verificar la capacidad del modelo con las caracteristicas
dinamicas del problema de inestabilidad.

A Method of Analysis for the Extreme Response of an Offshore Floating and
Weathervaning Platform Subjected to Wave, Current and Wind from Different
Directions (Khor y Barltron, 1999)

Este articulo describe un estudio llevado a cabo para investigar el comportamiento
de una unidad FPSO anclada sujeta a oleaje, corrientes y viento provenientes de
diferentes direcciones. El propoésito principal es investigar una metodologia para el
disefio de las estructuras del sistema de amarre el cual permita soportar diferentes
fendmenos ambientales provenientes de diferentes direcciones y picos a diferentes
tiempos. Se presentan algunos resultados para ilustrar los efectos de la
direccionalidad y no concurrencia para los datos del barco asumido en particular.
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Simplified First Order Motion Analysis of a Moored FPSO (Smith, 1996)

Este articulo presenta un método simplificado en un barco de fondo plano, para
prediccion de la respuesta del movimiento de un FPSO anclado. La técnica es
aplicable para uso en una hoja de calculo y provee una rapida optimizacién para
cualquier tanque dado y combinacion de ambiente. Los resultados se presentan en
un programa de difraccion tridimensional mostrando que un barco de fondo plano
puede usarse para estimar los movimientos de un FPSO en la primera etapa del
proceso de disefio.

De la revision del estado del arte reportado en la literatura se puede mencionar la no
existencia de trabajos relacionados o similares al de esta tesis.

2.1 Caracteristicas de los FPSO

Los FPSO son sistemas flotantes que reciben la produccion petrolera en sus
cubiertas (topsides), dan procesamiento a la corriente de petroleo producido y
poseen sistemas de proceso en sus cubiertas para lograr la especificacion de los
productos. El petréleo crudo es separado de la corriente de produccidon que posee
agua, gas Yy frecuentemente arena, luego de su separacion, el petréleo crudo es
estabilizado y deshidratado.

Aunque los limites de espacio y peso no son tan estrictos como en otros sistemas
flotantes de produccién en aguas profundas, hay restricciones importantes. Existen
consideraciones de estabilidad debido al peso de los equipos de proceso en la parte
mas alta de la embarcacion y consideraciones de capacidad de carga de la
estructura, sobre todo en casos de conversiones de tanqueros existentes.

2.2  Movimientos en el FPSO que afectan el Equipo de Proceso. (Rodriguez,
2008)

Los FPSO son los sistemas de produccion flotante con mayores movimientos y con
mayores cantidades de hidrocarburo abordo debido a su funcion de
almacenamiento. Por lo tanto las practicas de disefio para sistemas en cubierta son
diferentes a las de otros sistemas flotantes.

Los FPSO pueden tener en un caso movimiento horizontal, vertical y de giro y en el

otro caso, periodos fuera de verticalidad. Un FPSO tiene 6 grados de libertad de

movimiento, ver también Figura 6:

» Tres (3) rotaciones (movimientos angulares): balanceo; cabeceo y giro vertical.

» Tres (3) desplazamientos (movimientos lineales): asiento; escora; sube y baja en
los ejes X, y, z respectivamente.
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Figura 6. Movimientos a que esta sometido un FPSO y que afectan el
comportamiento del equipo de proceso.

Se ha reportado, que dichos movimientos afectan el comportamiento del equipo de
proceso, particularmente aquel en el que existe interface liquido — vapor como
equipos de separacion y contactores por ejemplo: torres endulzadoras, ademas de
las interconexiones entre modulos de proceso como tuberia y cableado. Los cambios
de direccion de viento o corrientes pueden producir una inclinacion que tarda mas de
una hora en corregirse por cambio de lastre. Durante tales periodos la eficiencia de
las columnas de absorcion y desorcion es seriamente mermada, las operaciones de
sistemas de separacion pueden presentar graves problemas de falta de separacion.

En el Golfo de México, en la parte que corresponde tanto a los EE. UU. como a
México se tienen condiciones metaoceanicas adversas para la explotacion en aguas
profundas son mas criticas, respecto a corrientes, aunque en altura de ola menos
criticas que en otras regiones tales como el Mar del Norte en la parte del Reino
Unido y Noruega, donde ya se utilizan intensamente los FPSO, aunque a
profundidades consideradas como aguas someras. Las regiones geogréaficas con
condiciones metaoceanicas mas benignas para el empleo de los FPSO en aguas
profundas son Brasil y el Oeste de Africa. (Wilhoit, Supan, 2007)

2.3 Requerimientos de los Sistemas de Proceso en FPSO.
Los equipos de proceso que mas sufren efectos por los movimientos, inclinaciones y

aceleraciones de las cubiertas del FPSO son todos aquellos que poseen interface
liquido — gas, es decir:
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» Separadores de produccion
» Torres contactoras (en plantas de deshidratacion y endulzamiento de gas)
» Deshidratadores de crudo.

Para que el disefio de dichos equipos resista los efectos de movimiento del FPSO,
se requiere simular el movimiento al que sera sujeto el equipo de proceso, utilizando
modelos numéricos basados en CFD, y modelos fisicos como el caso de plataformas
experimentales que simulen el movimiento de un sistema flotante y su efecto en
componentes tales como los elementos internos de separacion. Es comun simular
los efectos del “cabeceo”, “giro vertical”, desplazamientos verticales (“sube y baja”,
en el eje z) y en los desplazamientos en los ejes x, y. EI movimiento en “z” (giro
vertical) se considera que no tiene un efecto significativo en el equipo de proceso.

2.3.1 Procesos de Separacion

En un FPSO es usual emplear separadores del tipo horizontal similares a los
empleados en las plataformas fijas.

En el caso de separadores tipo cilindrico horizontal es necesario equiparlos con
mamparas disefiadas para aminorar los efectos de los movimientos con suficiente
resistencia mecanica para soportar las oleadas de los fluidos dentro del separador.

2.3.1.1 Procesos de Transferencia de Masa.
Internos para columnas con inclinacion y movimiento.

Se han reportado estudios en la literatura abierta sobre columnas en movimiento y
con inclinaciones. En general el efecto de inclinacion “permanente” es una reduccion
en la eficiencia de los platos y empaques. “Permanente” es un tiempo mayor que el
tiempo de residencia de los fluidos en la columna o en el caso de los platos puede
interpretarse como el tiempo de residencia en el plato. Por lo tanto, periodos de
decenas de minutos fuera de nivelado de la embarcacion puede ocasionar un
endulzamiento del gas o estabilizacion de aceite crudo deficientes. Para
movimientos, el impacto en el proceso es menor que en caso de las inclinaciones
estaticas. No obstante, si el movimiento es lento, el efecto es casi el mismo que una
inclinacion permanente. En un trabajo experimental se reportdé el efecto del
movimiento e inclinaciones permanentes en dos columnas experimentales con
diametros internos de 1m y 0.6 m sobre una base mdévil (Svensson, 1982). Los
resultados indicaron que con las inclinaciones y movimientos modelados, la pérdida
de eficiencia es de 10% con respecto a la eficiencia sin movimiento o inclinacion
para columnas empacadas. Existen trabajos experimentales cuyo objetivo fue
reportar el comportamiento de disefio de platos y empaque estructurado resistentes
a la pérdida de rendimiento bajo movimiento e inclinaciones(Hoerner et al., 1982),
para ello utilizaron una instalacion experimental donde reprodujeron el movimiento
de una plataforma semi-sumergible en el Mar del Norte. Tomaron en cuenta que los
movimientos aleatorios ocasionados por las olas no son la Gnica causa de inclinacion
de columnas en plataforma flotantes ya que el viento también puede provocar
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inclinaciones en este tipo de plataformas que puede tomar un tiempo de 3 horas en
rectificarse mediante el bombeo de agua de lastre. En el caso de un FPSO puede
considerarse un efecto similar aunque con mayor movimiento. Durante éstos
periodos existirdn disminuciones significativas de eficiencia de destilacion o
absorcion; sin embargo, este efecto puede minimizarse con el empleo de empaque
estructurado el cual es menos sensible al movimiento e inclinaciones que los platos
aun con disefo para resistir estos efectos.

De acuerdo a los estudios realizados para el caso de columnas de destilacion y
absorcion en sistemas flotantes se encontré6 que para un empaque estructurado
correctamente instalado existe poco efecto debido al movimiento ya que la mayor
parte del efecto se debe a una mala distribucion de liquido en el distribuidor (Baker
et al., 1992).

2.3.1.2 Bombeo
Para el caso de las bombas que reciben alimentacion desde recipientes como
separadores, no solo es necesario garantizar el NPSH sino que adicionalmente, bajo

condiciones de oleaje interno o condiciones fuera de nivel se requiere que la boquilla
de la salida de liquido del recipiente se mantenga cubierta con el mismo liquido.
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2.3.1.3 Patrones de flujo multifasico

Un régimen de flujo multifasico esta caracterizado por una fase gas distribuida en
forma de burbujas a través de una fase liquida. En la boca del pozo de produccién
las burbujas se encuentran distribuidas uniformemente y hay relativamente poco
movimiento entre las fases, pero cuando las burbujas se congregan y se conforman
para formar una distribucibn menos uniforme de la fase gas ocurrirA un
desplazamiento entre las fases con el gas tendiendo a interrumpir la fase liquida.
Algunos de los patrones de flujo mas comunes se enumeran a continuacion:

Flujo burbuja

Fase liquida continua con burbujas de gas dispersas
eventualmente

Flujo intermitente

Fase liquida continua con burbujas de gas irregulares

Flujo transicional

Fase liquida interrumpida con distribucion de gas cadtica

Flujo neblina

Fase de gas continua con liquido atrapado como niebla y una
pelicula anular en la pared del tubo

= e
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2.3.2 Caracteristicas del fluido a producir

El disefio de los procesos esta influenciado por las caracteristicas de la corriente de
produccion y del propio yacimiento, tales como: reservas de crudo, reservas de gas,
composicion del gas y del aceite esperados (incluyendo cantidad de gases acidos y
otras impurezas), relacion de gas/aceite y contenido de corte de agua.

2.3.2.1 Parametros de Disefio de Proceso

Los sistemas de proceso se disefian considerando los siguientes pardmetros:
» Vida de produccién del campo
» Perfil de produccién de aceite y de gas
» Agua asociada
» Necesidades de inyeccion de agua y/o gas
» Temperatura de disefio del crudo almacenado.

2.3.2.2. Sistemas de proceso requeridos

En un FPSO los procesos y sistemas en cubierta que dan procesamiento a la
produccion de hidrocarburos se agrupan en modulos de proceso. Cada médulo tiene
una funcién especifica y posee su propio sistema de tuberias e intrumentacion de
modo tal que es facilmente interconectable con otros modulos de proceso.

Los moédulos de proceso se instalan en la cubierta del FPSO a una altura que varia
de 3.5 — 4 m para minimizar el efecto de los movimientos del FPSO sobre el equipo
de proceso, para permitir maniobras debajo de los médulos de proceso y para evitar
la acumulacion de nubes explosivas debajo de los médulos de proceso.

2.4 Estado de la Aplicacion de la Tecnologia del FPSO en el Mundo.

Los FPSO se han utilizado practicamente en todas las regiones petroleras del
mundo en profundidades que van desde los 20 m (Nigeria y China) hasta los 1,600
m (en Brasil). Se utilizan en paises como: Reino Unido, Noruega, Brasil, Nigeria,
Costa de Marfil, Mauritania, Angola, China, Malasia, EI Congo, Egipto, Libia,
Sudafrica, Tunez, Tailandia, Nueva Zelanda, Indonesia, Vietnam, Australia y
Canada. Entre 1992 y 2008 se tienen cerca de 169 FPSO en operacion en distintas
partes del mundo, mientras que se planean 17 desarrollos con FPSO para el periodo
del 2008 al 2010 para aplicaciones en aguas someras y en aguas profundas de
acuerdo a esa misma fuente (Wilhoit, Supan, 2007).

En la parte Mexicana del Golfo de México ya se tiene en operacion un FPSO a una
profundidad de 100m de tirante de agua en el activo Ku-Maloob-Zaap, dicho sistema
es operado por la empresa Noruega Berguesen Worldwide Offshore desde el tercer
trimestre del 2007. Este FPSO tiene la capacidad para estabilizar crudo y para
mezclar dicho crudo estabilizado con otras corrientes de crudo estabilizado de
distintas calidades en gravedad API. Este FPSO, llamado el Yuum K'ak'naab (“El
Sefior del Mar” en idioma Maya) tiene una de las capacidades de almacenamiento
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de crudo mas grandes del mundo con 2.2 millones de barriles de crudo, solamente
superado por el FPSO Agbami, que la compafiia Chevron opera en Nigeria el cual
tiene una capacidad de almacenamiento de crudo de 2.3 Millones de barriles
(Wilhoit, Supan, 2007).

2.4.1 Capacidad de Procesamiento de Crudo y Gas en FPSO

A nivel mundial, los FPSO tienen un rango de capacidad de procesamiento de crudo
gue esta entre 11 — 600 MBPD (miles de barriles por dia), valores que corresponden
a un FPSO de la empresa CONOCO en Indonesia y para el Yuum K’ak’ Naab en
Campeche, respectivamente ambos operando en aguas someras. La maxima
capacidad de procesamiento de crudo en aguas profundas que se ha reportado para
FPSO es de 250 MBPD a una profundidad de 1,250 m para desarrollos en aguas
profundas de Angola.

Con respecto al procesamiento de gas, la capacidad que manejan los FPSO estan
entre 3 — 600 MMPCSD (millones de pies cubicos estandar por dia) valores que
corresponden a un FPSO para CNOOC de China con un tirante de agua de 22m vy
para un FPSO de la empresa Statoil de Noruega a 300 m de tirante de agua.

El record mundial de profundidad para la aplicacion del FPSO se alcanzara en el afo
2010 con 1,200 m para un sistema que operard la empresa Shell en aguas
territoriales de Brasil, con una capacidad de procesamiento de 100 MBPD de crudo y
una capacidad de almacenamiento de 1.6 Millones de barriles de crudo (Wilhoit,
Supan, 2007).

2.4.2 Conversion o Disefio del FPSO

Actualmente, el 66% de los FPSO en operacion provienen de proyectos de
conversion de tanqueros a FPSO mientras que el 34% restante son FPSO’s de
disefio y construccion nuevos, incluyendo el buque y el sistema flotante en conjunto
(Parker, 1999). La raz6n de esto es que la conversion a FPSO es mas econdémica, el
proyecto se realiza en menor tiempo y hay mayor disponibilidad tanto de tanqueros a
convertir como de astilleros para la conversiéon. Se ha reportado que los tanqueros
construidos en la década de los 70°s son los mejores candidatos para conversion a
FPSO, dado que en esa época la calidad y cantidad de acero utilizado en la
construccion de los barcos, al no tener estrictas consideraciones de optimizacion de
costo y material, son unidades mas resistentes lo cual las hace mejores candidatos
para conversion a FPSO.

2.4.2.1 Arreglo y distribucién de Sistemas en Cubierta.
Para cualquier nave flotante la aerodinamica y la estabilidad son los puntos de inicio

para el disefio, ya que se encuentran relacionados directamente con el arreglo
general del FPSO y del buque.
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Para obtener una distribucion de masa uniforme, riser, quemador, bloques de
ubicacion e instalaciones en cubierta deben distribuirse cuidadosamente. Esto
evitara la necesidad de lastre permanente o incrementar su capacidad para controlar
la aerodindmica. Las condiciones mas criticas de carga se tienen cuando el barco se
encuentra lleno a su maxima capacidad y el lastre a su minima capacidad ya que en
estas condiciones seria muy dificil corregir la estabilidad empleando el lastre (T.
Terpstra et al., 2001).

El uso de Sistemas Flotantes de produccion Almacenamiento y Descarga de Aceite
Crudo para la explotacion petrolera en el Golfo de México cuenta con el respaldo de
su aplicacion previa en la mayor parte de las areas de produccion costa afuera del
mundo. En términos generales, se puede mencionar que la capacidad de los
sistemas en cubierta varia 50,000 BPD hasta mas de 200,000 BPD, con pesos de
los sistemas en cubierta que van desde 3,000 ton hasta mas de 25,000 ton.

En el pasado, tanto disefiadores como operadores habian sobreestimado la
complejidad que involucra la ejecucidén exitosa de proyectos para FPSO. Esto ha
propiciado dificultades operacionales, demora de proyectos y pérdidas financieras
ocasionadas por una deficiente administracion de proyecto y disefio de ingenieria.

Algunos de los retos principales que el disefiador del FPSO debe enfrentar son:

¢ Disefio de instalaciones considerando movimientos del barco y deflexiones
del casco causados por la carga del oleaje.

e Permanecer dentro de los limites permisibles de peso de los sistemas en
cubierta.

e Mantener el centro de gravedad de los sistemas en cubierta bajo para no
afectar la estabilidad del barco.

e Manejar las interfaces con el casco y la torreta exitosamente.

Los movimientos del barco ocasionan un gran numero de dificultades para el disefio
de los sistemas en cubierta, entre los cuales se tienen los siguientes:

e El potencial de la agitacion y perturbacion del contenido de los recipientes de
proceso. Este potencial es dafino para la separacién del aceite y del agua,
asi como para el control y la medicion. Adicionalmente, el estancamiento
puede provocar cargas significantes en los recipientes de proceso y sus
internos.

e Cargas inerciales sobre equipos, tuberia y estructuras.

Adicionalmente, la carga ocasionada por el oleaje provoca el arqueamiento y torsion

de la cubierta del buque, los cuales imponen deformaciones en las estructuras de los
sistemas en cubierta y tuberia.
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Las cargas inerciales, y aquellas inducidas por la deformacion de la cubierta son
ciclicas por naturaleza y necesitan ser consideradas cuidadosamente en la
estimacion de tiempos de fatiga para las estructuras y tuberia.

El impacto de la agitacion en los recipientes de proceso puede revertirse mediante
ciertas medidas en los sistemas en cubierta, entre las cuales se pueden mencionar
las siguientes:

e Ubicar los recipientes de separacion criticos tan cerca del centro de
movimiento del barco como sea posible, para limitar las perturbaciones.

e Orientar los recipientes de proceso apropiadamente.

e Instalar internos en los recipientes de proceso para contener y minimizar las
perturbaciones.

e Usar separadores con internos que permitan la distribucion del flujo; este
arreglo minimiza la longitud de la superficie libre de liquido en los
separadores.

e Ubicar la instrumentacion de nivel con supresores de perturbacion, para
contar con mediciones y control de nivel confiables.

Un arreglo tipico de distribucién de flujo en un separador de tres fases para uso en
un FPSO se muestra en la Figura 7.

Salida de _ Entrada Salida de
Vapor Aceite / Agua / Gas Vapor

Bafles verticales

Bafle central horizontal

Bafle central horizontal Bafles verticales

Salida de Salida de
Aceite Agua

Figura 7. Arreglo tipico para distribucion de flujo en un separador de 3 fases

Ademas de los separadores trifasicos, el movimiento del barco también afecta el
equipo dinamico como bombas, compresores, turbinas y turbexpansores por lo que
su seleccion debe considerar sistemas de fijacion y lubricaciébn adecuados para
contrarrestar el efecto del movimiento del FPSO.

Para los sistemas de tuberia es necesario considerar cargas inerciales adicionales y
deflecciones que agitan o inclinan los sistemas en cubierta. Estos efectos pueden
representar un reto para el disefio de tuberias y el andlisis de esfuerzos, lo cual
puede requerir soporteria de tuberia adicional ademas de proveer de mayor
flexibilidad a las tuberias de las que normalmente podrian requerirse en
instalaciones estaticas para evitar que las cargas maximas de las boquillas de los
recipientes no sean excedidas. Los disefiadores de tuberias también deben
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reconocer que esta tuberia estard expuesta a un mayor numero de ciclos de
desplazamiento por lo que es necesario considerar el andlisis de la fatiga.

2.4.2.2 Peso y dimensiones del FPSO (Mackay & Harold, 2006).

El peso de los sistemas en cubierta es de gran importancia, debido a que existe un
gran numero de razones indeseables que se deben evitar:

e Puede afectar la estabilidad total del FPSO.

e Conduce a un incremento en el costo capital no planeado.

e Puede impactar el contrato del casco.

e Puede incrementarse la duracion de la fabricacion de los médulos.
Historicamente, el peso de equipo topside ha aumentado debido a las siguientes
razones:

¢ Ingenieria deficiente para estimacion de pesos confiables.

e Estandares de estimacion inadecuados contra datos de arreglo de equipo de
proyectos similares previos utilizados para evaluar el nivel de contingencia
apropiado para los estimados hechos durante el disefio preliminar.

Las dimensiones principales de un FPSO, tradicionalmente, estaban relacionadas a
las de los tanqueros comerciales. Los tanqueros comerciales, y especialmente
aquellos que fueron construidos en los inicios de esta industria, tienen relaciones
relativamente altas de Longitud / Profundidad y Longitud / Diametro. No obstante, las
proporciones para estos parametros en la construccion de nuevos FPSO’s tienden a
valores menores gue los tanqueros comerciales, para los nuevos disefios, se tiene:

Longitud del casco / Ancho del caso =5.1
Ancho del caso / Profundidad del caso = 1.9
Longitud del casco / Profundidad del caso = 9.2

Otras caracteristicas como requerimientos de velocidad, estabilidad del casco y
restriccién en rutas de navegacion, ya no se aplican en tanto se trate de un FPSO
que va aestar anclado permanentemente, brindando asi mayor flexibilidad a los
disefladores para optimizar las principales particularidades del buque para reducir
costos.

2.4.3 Perspectivas de Aplicacién del FPSO en Aguas Profundas del Golfo de
México

En aguas profundas del Golfo de México, tanto en aguas territoriales de los EE. UU.
como en la parte Mexicana, se carece de la aplicaciéon de la tecnologia del FPSO. El
primer FPSO autorizado para aplicaciones en aguas profundas esta dentro de un
proyecto que esta realizando la empresa Petrobras para el sector que esa empresa
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renta en aguas territoriales de los EE. UU. en los campos Cascade y Chinook
ubicados en la seccidon denominada como el terciario inferior.

Hasta hace un par de afos, el uso del FPSO en la parte estadounidense del Golfo
de México habia estado prohibido principalmente por considerarlos de mayor riesgo
que otras instalaciones flotantes de produccién que ya se utilizan en aguas
profundas de esa region petrolera. Otra barrera que se habia tenido al uso del FPSO
en la parte de los EE. UU. del Golfo de México es el “Acta Jones” (Jones Act) creada
durante la recesion econdmica y la cuél es una ley de 1920 emitida para proteger los
empleos disponibles y la industria local para los Estadounidenses. Esta Ley estipula
que cualquier embarcacion que se traslade entre puertos de los EE. UU. debera
haberse construido en los EE. UU. ser tripulado y ser propiedad por ciudadanos de
los EE. UU. ademas de que debera tener bandera de los EE. UU. Aunque se ha
mencionado que un FPSO esté clasificado como un Puerto (Wilson, 2008), el FPSO
no esta sujeto al “Acta Jones”; sin embargo, esta legislacion implica que cualquier
tanquero de construccion nueva debera ser construido en alguno de los 3 Unicos
astilleros con los que cuentan los EE. UU. lo cual tiene serias implicaciones tanto
para el costo del tanquero como para el tiempo de construccion.

A lo largo del Golfo de México y particularmente hacia la parte norte de México y
hacia los estados de la Union Americana que colindan con esta region marina, las
condiciones ambientales de oleaje, corrientes marinas y vientos son bastante
severas para las instalaciones petroleras y para las embarcaciones en general. Esta
situacion favorece la aplicaciéon del FPSO, especialmente desde el punto de vista del
transporte del crudo producido, en casos donde no se tenga infraestructura de
ductos o bien la distancia haria demasiado costoso instalar nuevos ductos de
transporte de hidrocarburos. El costo de los ductos de transporte se incrementa
substancialmente con la profundidad de su instalacion, mientras que el costo de
utilizar tanqueros para el transporte del crudo producido en FPSO practicamente no
se modifica a pesar de las distintas profundidades donde se utilice. Se ha reportado
que al comparar el costo de utilizar tanqueros contra la construccion de ductos de
transporte de crudo se encontr6 que, considerando la vida total del yacimiento,
resulta mas economico el uso de tanquero (Wilson, 2008); sin embargo, esta ventaja
econdémica se encuentra principalmente durante la primera mitad de la vida del
yacimiento, ya que una vez que comienza a bajar la produccion, pierde ventajas
economicas el tanquero. La solucion seria utilizar el tanquero para recolectar la
produccion de varios FPSO en lugar de uno solo, cuando se intenten desarrollar
nuevos campos en aguas profundas. Otras ventajas de utilizar FPSO contra otra
opcion que requiera la instalacion de ductos, es que el FPSO facilmente puede
cambiar de sitio en caso de que el campo en desarrollo no resulte exitoso.

Por esta razén, en la parte Mexicana del Golfo de México, la falta de infraestructura

de ductos de transporte en regiones de aguas profundas favorecera la utilizacion del
FPSO.
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Capitulo 3

Bases de Diseno de Proceso para el Caso de Estudio de un
FPSO Conceptual

En el presente capitulo se establecen las bases de disefio de proceso para el
desarrollo de modelo integral de simulacién hidraulica y que permitiria realizar el
balance de materia y energia del sistema submarino de produccion, los risers de
produccion, los sistemas de proceso del FPSO y el ducto de exportacion de gas a
tierra. Dicha informacién se emple6 como base para definir el modelo de simulacién
para la red de recoleccion submarina de crudo y los risers de produccion con el
simulador PIPE PHASE Ver. 9.2 mientras que para el modelo de los sistemas a
bordo del FPSO (topsides) se emple6 el simulador PRO-II Ver. 8.0.

El presente caso de estudio se establecié de acuerdo con a las practicas industriales
recomendadas para el disefio de FPSO’s y se trata de un caso hipotético, pero que
se piensa que podr& ser util para los estudios conceptuales de aplicacién de FPSO
en aguas profundas de México.

3.1Alcance del sistema FPSO

El disefio o construccion de un FPSO nuevo o convertido debe cumplir con nimero
considerable de cédigos y estdndares nacionales e internacionales entre los cuales
se pueden mencionar: la Regulacidbn Mexicana relevante, Cddigos de Disefio y
Estandares, asi como también la “Ley Federal Sobre Metrologia y Normalizacién”. La
regulacion asi como la jerarquizacién durante el disefio o conversion de un FPSO se
rige a de acuerdo a la legislacién y normatividad vigente en México:

El maximo documento rector del pais es la Constitucién Politica de los Estados
Unidos Mexicanos de la cuadl emana toda legislacion nacional en materia de
convenios internacionales ratificados por el gobierno mexicano, asi, el orden de
prioridad posterior a la constitucion y los convenios, la normatividad aplicable, es de
acuerdo a lo siguiente:

e Leyes: leyes federales, reglamentarias y estatales.

¢ Reglamentos de las leyes federales, reglamentarias y estatales.

¢ Normas Oficiales Mexicanas (NOM) las cuales son de observancia obligatoria,
expedidas por las dependencias competentes.

¢ Normas Mexicanas (NMX) son de aplicacién voluntaria para determinar la
calidad de los productos o servicios.

e Normas Internacionales (NI): son de competencia mundial y s6lo se aplican
cuando no se cuente con una NOM o NMX.

¢ Normas de Referencia (NRF): se aplicaran cuando no se cuente con las NOM,
NMX o NI.
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e Especificaciones de PEMEX: se emplearan en tanto se tenga informada a la
Direccion General de Normas.

e Cadigos extranjeros, estandares y practicas recomendadas en otros paises.
Se emplearan cuando no se cuente con la normatividad mexicana.

El FPSO de esta tesis considera un buque tanque a convertir en FPSO, por ser del
tipo de proyecto que es muy probable que se realice en PEP. Sin embargo, en este
trabajo no se incluyen mayores detalles, puesto que el objetivo de esta tesis esta
dirigido hacia las simulacion de los procesos de manejo y tratamiento de
hidrocarburos.

Es importante aclarar que los datos que aparecen en las siguientes secciones de
estas bases de disefio son hipotéticos, simplemente se han propuesto para realizar
este trabajo de tesis y no corresponden a ningun campo en desarrollo ni por
desarrollarse en aguas profundas. Sin embargo, toda la informacion de estas bases
de disefio se propuso acorde al estado actual de la practica industrial en la
aplicacion de FPSO’s de posible uso en la parte mexicana del Golfo de México.

3.2Caracteristicas del campo de explotacién
e  Profundidad: 800 m

e  Presion en el yacimiento: 5000 psig (351.54 kg/cm?2 man)
e  Temperatura en el yacimiento: 279 °F (137 °C)
e Vida util del campo: 15 afios

3.3 Arreglo submarino y risers
o Ubicacién relativa del FPSO respecto a los manifolds submarinos o
pOzos:
2 km promedio entre los campos

o NUmero de pozos de produccion: 24 pozos
o NuUmero de pozos de inyeccion de agua: 3 pozos
o NUmero de pozos de inyeccion de gas: Ninguno

. Cabezal de distribucién submarino (manifolds):
3 cabezales de distribucién de produccion con un promedio de 8 pozos
cada uno
3 cabezales de distribucion de inyeccion con un pozo cada uno.

o Didmetro y nimero de risers
6", 6 risers de produccion
6”, 3 risers de inyeccion de agua
La forma en que se calculd el diametro de estos risers se presenta en
el Apéndice C.
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. Diametro y numero de umbilicales
4”, 3 umbilicales de produccién
2", 3 umbilicales de inyeccién

3.4 Aseguramiento de flujo
Requerimientos de inyeccion de agua, gas de bombeo neumatico o bombas

submarinas:
Se considera la inyeccion de agua con un flujo de 150 MBPD por
manifold.

3.5Lineas para lanzamiento de diablos para las lineas de flujo de produccién
(esferas, espuma, polimeros, diablo inteligente): Si

3.6Requerimientos de inyeccién de quimicos submarina
Si, inhibidores de formacién de hidratos y de corrosion

3.7Capacidad de produccién de disefio

. Flujo maximo de aceite crudo: 100 MBPD
. Flujo méximo de agua producida:

Inicio de vida util del yacimiento | 10 MBPD
Vida media del yacimiento 22.5 MBPD
Final de vida util del yacimiento | 45 MBPD

Se debe considerar desde el inicio del disefio la maxima
produccion de agua asociada, para contar con espacios
suficientes para acomodar equipo de deshidratacién de crudo ya
gue para otros diseiios a nivel internacional, se han reportado
condiciones de disefio de agua producida del orden de 45 — 87%
de agua asociada respecto al flujo total de produccion (Saipem,
2008).
. Flujo maximo de gas asociado: 20 MMPCSD

. Flujo total de liquido producido: 145 MBPD.

3.8 Condiciones de llegada del fluido al FPSO
e Temperaturas de llegada minima y maxima
130 - 190°F (54°C - 88°C)

e Temperatura de aparicion de ceras
41 — 59°F (5 - 15°C) Valor experimental obtenido por calorimetria
de barrido diferencial par un crudo de 21 °API (Jiang, 2001)

¢ Relacion gas — aceite (GOR [SCF/BBL])
200 [SCF/BBL] (Lyons, 2006)

¢ Presion normal de llegada
284 [psig] (20 kg/cm2 man)
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3.9 Caracterizacién del aceite a producir
Para el andlisis de sensibilidad en la simulacién del sistema submarino y de

los risers de produccion, considerar 3 tipos de crudo de acuerdo a la Tabla 1
Tabla 1. Caracteristicas del crudo a producir

PROPIEDAD METODO
Gravedad °API ASTM D-287 21.46 16.00 13.00
Gravedad Especifica @ 60/60°F ASTM D-1298 0.9251 0.9593 0.9792
Viscosidad cSt @: ASTM D-445
15.6°C 290.14 5502.72 22511.13
21.1°C 210.10 3251.61 14006.93
25.0 °C 140.07 2101.04 9004.45
Carb6n Ramsbottom, % Peso ASTM D-524 1.86 10.44 6.52
Carbén Conradson, % Peso ASTM D-189 1.97 11.55 6.74
Agua por Destilacion, % Vol. ASTM D-4006 <0.05 0.25 0.05
Agua y Sedimiento, % Vol. ASTM D-4007 0.10 0.30 0.05
Sedimientos por Extraccion, % Peso | ASTM D-473 0.10 0.28 0.24
Azufre Total, % Peso ASTM D-4294 0.865 3.351 2.209
Factor de Caracterizacion, (K UOP) UOP-375 12.02 11.72 11.76
Presion de Vapor Reid, Ib/plg2 ASTM D-323 6.44 4.82 0.78
Temperatura de Escurrimiento, °C ASTM D-97 <-42 -33 -18
Contenido de Sal, 1b/1000 B ASTM D-3230 2.10 66.00 3.00
Acido Sulfhidrico, ppm UOP-163 57.00 44.00 <1
Mercaptanos, ppm UOP-163 83 189 89
No. de Neutralizacién, mg KOH/g ASTM D-664 0.33 0.46 0.2
Nitrogeno Total, ppm ASTM D-4629 414 3630 2750
Nitrégeno Bésico, ppm UOP-313 119 847 531
Insolubles en nC7, %peso ASTM-D-4124 0.33 10.15 5.16
Insolubles en nC5, %peso ASTM D-2007 1.05 15.91 8.85
Poder Calorifico Bruto, BTU/Ib ASTM D-240 18806 17452 18453
Poder Calorifico Neto, BTU/Ib ASTM D-240 17601 16525 17201
Parafinas UOP-46 1.12 4.32 4.14
Contenido de Cenizas, % peso ASTM D-482 0.002 0.066 0.029
Temperatura de Inflamacién, °C ASTM D-56 1 2 41
Metales, ppm IMP-QA-006
Cobre 0.08 0.78 0.32
Fierro 1.43 3.15 2.89
Niquel 0.76 54.83 25.86
Vanadio 7.82 259.58 122.5
TBP, [°C] °C
0 % Vol 20 20 50
10 % Vol 100 127 200
20 % Vol 130 197 250
30 % Vol 175 271 290
40 % Vol 220 345 380
50 % Vol 270 423 470
60 % Vol 320 505 560
70 % Vol 380
80 % Vol 450
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¢ Viscosidad del aceite crudo

Tabla 2.
Viscosidades Aceite Crudo
T(C) | 21°API | 16°API | 13°API
cP
0 1206.826 | 26394.407 | 122465.398
5 673.038 | 14396.949 | 73479.239
10 445597 | 8158.271 | 39188.927
15 269.215 | 5278.881 | 22043.772
20 194,949 | 3119.339| 13716.125
25 129.966 | 2015.573 8817.509
30 97.474 | 1343.715 5878.339
35 69.625 758.239 3673.962
40 53.379 671.858 2547.280
45 40.846 470.300 1812.488
50 32.491 355.125 1175.668
55 25.065 259.145 773.981
60 20.887 201.557 710.299
65 17.174 153.567 563.341
70 14.389 124.774 411.484
75 12.068 93.580 303.714
80 10.212 79.183 240.032

Figura 8. Viscosidades Aceite Crudo
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¢ Produccion de arena: Si

e Tendencia a formacion de espuma: Si
e Tendencia a emulsificar: Si

e Contenido de ligeros (C1-Csp, H2S, Ny)

Tabla 2
Contenido de Ligeros en Aceite Crudo
MAYA

ARASCIOI % Vol. % Peso
Metano 0.003 0.001
Etano 0.008 0.004
Propano 0.036 0.020
Isobutano 0.052 0.032
n- Butano 0.373 0.236
TOTAL 0.472 0.291
Azufre total - 3.425
Nitrégeno total, ppm - 3240

3.10 Perfil de tasa de produccidn (Slider, 1968).
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3.11 Especificaciones para exportacion de aceite crudo

Especificaciones para Exportacion de Aceite Crudo

Tabla 3

Agua y Sedimento

0.5 % volumen

Contenido de sal

50 PTB [Ibs/Mbbl]

PVR

6.2 psia [0.43kg/cm? man]
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3.12 Disposicidon de agua producida
e Contenido maximo de aceite en agua (NOM-001- ECOL -1996)
25 mg/L méximo diario
15 mg/L promedio mensual

e Temperatura maxima de descarga (NOM-001- ECOL -1996)
40°C

3.13 Caracteristicas del Gas de exportacion

e Presion de operacién en la entrada del swivel de exportacion de gas: a

definir en la simulacion.

Para instalaciones en aguas profundas, generalmente alejadas de la costa y donde
el ducto de exportacion debe descansar en el lecho marino para dirigirse a tierra, la
presion deberia ser definida por simulacion.

e Presion de disefio: por definir

e Punto de rocio: 37°C equivalente a 2.5 Ib/MMscf

e Temperatura maxima: 125 °F (52°C)

e Sistema de exportacion: por ducto

3.14 Condiciones metereologicas
e Vientos extremos y valores asociados (con y sin huracanes)

1 minuto promedio 37.0 m/sec
Velocidades del | 10 segundos con rafaga 42.0 m/sec
viento (Tifén) 1 minuto promedio asociado con oleaje | 32.0 m/sec
extremo

e Corrientes extremas y valores asociados (con y sin huracanes)

Velocidad de la corriente - Corriente en el fondo 1.6 m/sec

e Temperaturas maxima y minima del agua en el mar

Intervalo para el agua en la superficie 20 - 30 °C
Temperatura promedio en el lecho| 4-5°C
marino

e Temperaturas maxima y minima del aire ambiente
Méaxima | 35°C
Minima | 20°C
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3.15 Geotécnia y Geofisica

La Geotécnia y la Geofisica son dos ciencias de gran importancia para al explotacion
en agua profundas ya que permiten obtener las condiciones de los suelos, los tipos
de cimentaciones asi como una exploracion detallada del sitio (Nufiez Farfan, 2008).

Adicionalmente, mediante los estudios de Geotécnia y Gesofisica es factible
determinar el riesgo geoldgico, el cual representa o tiene el potencial para desarrollar
un dafio incontrolado a cualquier tipo de instalacion tales como lineas de tuberia,
cimentaciones de plataformas, asi como sistemas de anclaje o bien para impedir el
curso normal de las operaciones de perforacion. Numéricamente un riesgo es
definido como el producto de la probabilidad de fracaso y las consecuencias del
mismo.

En el fondo marino existen diversos tipos de georiesgo, entre los principales se
pueden enumerar los siguientes:

e Taludes potencialmente inestables de 15 grados de inclinacion o mayores.

e Topografia rocosa irregular, la cual representa dificultad para el asentamiento
de cimentaciones.

e Fallas activas y vertientes de hasta 60 m de altura.

¢ Nuevos y antiguos deslizamientos de tierra, que cubren grandes extensiones.

e Hidratos de gas o hidratos de metano que reducen la fuerza al cortante del
suelo y afectan a la capacidad de carga.

e Flujos de aguas someras entre los 300 y 600 m de profundidad, que causan
problemas de perforacion.

e Erosion del fondo marino, varios metros de sedimentos.

e Condiciones de suelo que van desde los no consolidados, hasta rocosos.

Estos conceptos de Geotécnia y Geofisica se mencionan aqui, dado que forman
parte integral de un documento de Bases de Disefio para proyectos de Explotacion
en Aguas Profundas. Sin embargo, no estan dentro de los objetivos de esta tesis el
incluir aqui ni utilizar informacion de Geotécnia ni de Geofisica.
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Capitulo 4

Simulacién del Sistema Submarino de Produccion.
4.1 Simulacién del Sistema Submarino de Produccioén

La simulacién del sistema submarino de produccién se llevo a cabo en el simulador
de procesos PIPE PHASE 9.2 de acuerdo a la arquitectura mostrada en la figura 9,
donde se tiene una campo de explotacion integrado por 3 manifolds, cada manifold
recolecta la produccion procedente de 8 pozos productores a través de lineas
submarinas de 328 ft (100 m) x 4 in (10.16 cm) considerando un arreglo simétrico y
una diferencia de nivel de 0 m entre el arbol de navidad de cada pozo productor y el
manifold. De cada uno de los 3 manifold se envian 2 risers de produccion hacia la
torreta del FPSO con un tirante de agua de 2,624 ft (800 m) cubriendo una longitud
de 3,000 ft (914 m). En la figura 9 no se muestran los umbilicales, que tipicamente
transportan fluidos hidraulicos para acondicionamiento de valvulas, potencia eléctrica
de baja tension y quimicos para aseguramiento de flujo, dado que no se consideran
en la simulacion de procesos

BRIRR Descarga delarbol de
ERIRR navidad

Figura 9. Esquema de la arquitectura del sistema submarino de produccién
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4.2 Consideraciones de disefio para simulacion.

De acuerdo a las Bases de Disefio se contempla la recoleccion de 8 pozos de
produccion hacia un cabezal de distribucién (manifold) ubicado a una distancia de 1
km del &rea de pozos productores. De cada cabezal de distribucion se envian dos
tuberias ascendentes (risers) de 6” hasta el FPSO, los cuales recorren una distancia
de 3,000 ft (914 m) desde el manifold con un tirante de agua de 2,624 ft (800 m).

Para fines de este caso de estudio se considerd un arreglo geométrico hacia el
cabezal de distribucién (manifold) para evitar la existencia de flujos preferenciales,
ver Figura 10.

POZO PRODUCTOR #1 Y #2
L=328 ft AZ=0 ft ®=4"

<4 =z
- B
5]
éD
? ? POZO PRODUCTOR #3 Y #4 NE
L=328 ft A7=0 ft @=4" 20 | RISER DE PRODUCCIAN #1
1335 A FPSO
o | L=3000 £t Az=2,624 Ft a=6"
? POZO PRODUCTOR #5 Y #6 =
L=328 ft AZ70 Ft &od” _ RISER DE PRODUCCIEN #2
- A FPSO >
L=3,000 ft AZ=2,624 ft @=6"
POZO PRODUCTOR #7 Y #8
L=328 ft AZ=0 ft ®=4"
9 POZO INYECCION AGUA 1 Y #2
L=328 ft AZ=0 ft @&=4" | ] RISER DE INYECCILON DE AGUA

DE FPSO|

[ (=3000 rt az=-2.624 £t w=6"

CABEZAL DE
DISTRIBUCION

Figura 10. Arreglo del cabezal de distribucion (manifold).

POZORAODA

POZOFRBD-
5000 psig
279F

POZOPROD-3
5000 psig

LLEGTORRETA1

POZOPROD-4
R000 psig
279F

LLEGTORRETAZ2

POZOPROD-S
A000 psig
279F

POZOPROD-B
5000 psig

POZOPROD-7

5000 psig

279F POZOPROD-8
5000 psig
273F

Figura 11. Esquema para uno de los 3 manifold.
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4.3 Curvas de Declinacion de la Produccién

Para fines de este trabajo se consideraron las curvas de declinacion convencional de
produccion para aceite crudo y gas, que consisten en la graficacion logaritmica del
flujo de produccién vs el tiempo. Este tipo de graficas permite extrapolar y estimar
como se espera la produccién de la reserva a lo largo de su vida util (Arps, 1945).

Debido a que la produccion de un campo de explotacion no es constante a lo largo
de la vida util es necesario establecer un perfil de disminucion de la produccion, el
cual puede obtenerse empleando alguno de los modelos de declinacion establecidos
en la literatura, ver Tabla 4.

Tabla 4.
Clasificacion de curvas de declinacion de produccién (Slider, 1968).
Tipo de DecllnaC|or_1 de Declinacion Declinacion
o porcentaje . o -
declinacion hiperbdlica armonica
constante
La declinacion es
La declinacion es propormona! auna | a declinacion es
- potencia :

Caracteristica constante ' : proporcional a la

. fraccionaria (n) de i

basica produccion
_ la tasa de _
n=0 s, n=1
produccion
O<n<1
Relacion
produccion- q=qge™ q=q/(1+at) " q=0qi/ (1+at)
tiempo

Donde:
a = declinacion como una fraccion del flujo de produccion
t = tiempo [afios]
a; = declinacion inicial
gi = flujo de produccidn inicial
g = flujo de produccion al tiempo t

Para el presente caso de estudio se escogié el modelo de declinacién hiperbdlico,
con el cual se obtuvo el perfil de produccion del campo considerado a lo largo de su
vida util. La raz6n de haber escogido dicho modelo es que representa el modelo mas
critico en cuanto a la declinaciéon de la produccion respecto a los modelos de
porcentaje constante y declinacion armonica.

En la tabla 5 se pueden comparar los perfiles de declinacion armédnica, hiperbdlica y
de porcentaje constante, a lo largo de la vida util del yacimiento, empleando el
mismo modelo de declinacion se estimé un perfil de decaimiento de la presiéon. Con
dichos valores se escogieron 3 escenarios que representarian la vida inicial, media y
final del yacimiento a los intervalos de 0, 7 y 15 afios, ver Tabla 6.
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Tabla 5. Curvas de analisis de declinacion
Hiperbdlico Armoénico % Constante
n 0.9 1 0.9
a 0.05 0.05 0.05
t QHiperbc’)Iico QArmc’)nico Q% Constante Presion
Flujo por pozo Flujo por pozo Flujo por pozo
[afios] [BPD] [BPD] [BPD] [psig]
0 6472 6471 6471 5000
1 5926 6163 6155 4579
2 5447 5883 5855 4208
3 5024 5627 5570 3881
4 4648 5393 5298 3591
5 4313 5177 5040 3332
6 4012 4978 4794 3100
7 3743 4793 4560 2891
8 3499 4622 4338 2703
9 3278 4463 4126 2533
10 3078 4314 3925 2378
11 2896 4175 3733 2237
12 2729 4044 3551 2108
13 2576 3922 3378 1990
14 2436 3806 3213 1882
15 2307 3698 3057 1782
Perfil de declinacidn
7000 6000
NG
6000 ]
~ 5000
5000 \\ 4000
g 4000 - = \\ g
= - 3000 =
S. 3000 ~~= == 5
T T~ ——— 2000 ¢
2000 o
0 0
0 5 10 15
Afos
QHiperbdlico = = Presidn

Figura 12. Gréfica del decaimiento hiperbdlico de la produccion en el yacimiento

Con el perfil de decaimiento se establecieron 3 escenarios de simulacion a lo largo
de la vida util del yacimiento, ver Tabla 6.
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Tabla 6 Escenarios de declinacién
Decaimiento hiperbélico

n 0.9 0.9
ai 0.05 0.05
Tiempo  Quiperbslico Presion
[afnos] [BPD] [psig]
0 6472 5000
7 3743 2891
15 2307 1782

Para la simulacion del sistema submarino se llevd a cabo la simulacién para 3
escenarios (vida inicial, media y final del yacimiento) para cada uno de los crudos de
13, 16 y 21 °API de acuerdo a la caracterizacion de la Tabla 1 de la seccion 3.9. Es
importante aclarar que los flujos y presiones alimentados soélo sirvieron como
estimado inicial ya que el simulador obtiene la solucion al resolver el balance de
presiones a través de la segmentacion manual. En la tabla 8 se enumeran los
parametros de entrada para la simulacion del sistema submarino de produccion en

PIPE PHASE:
Tabla 7.
Datos de alimentacién a PIPE PHASE para la simulacion del sistema de produccion
submarino

Parametro Vida inicial | Vida media | Vida final
Gravedad aceite crudo API 13 16 21
Gravedad especifica gas 0.446
Gravedad especifica agua 1
Viscosidad @ 140 °F [cP] 710.3 201.5 20.8
Viscosidad @ 167 °F [cP] 303.7 93.5 12.8
Corte de agua [% vol] 10 22.5 45
Presion fija en el yacimiento [psig] 5,000 2,891 1,782
Temperatura en el yacimiento [°F] 279 279 279
Flujo estimado del yacimiento [BPD] 6,472 3,743 2,307
Relacion Gas / Aceite [ft° / BBL] 200 150 100
Temperatura agua fondo marino [°F] -15 -15 -15
Longitud linea arbol — manifold [ft] 328 328 328
Diametro nominal linea arbol — manifold [in] 4 4 4
Diferencial de altura linea arbol — manifold [ft] 0 0 0
Longitud linea manifold — torreta [ft] 3,710 3,710 3,710
Didmetro nominal linea manifold — torreta [in] 6 6 6
Diferencial de altura linea manifold — torreta [ft] 2,624 2,624 2,624
Coeficiente de transferencia de calor [BTU / h ft* F°] 0.09 0.09 0.09
Presion estimada de llegada a la torreta [psig] 300 300 300
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4.4 Resultados de la Simulacion del la Red Submarina de produccion
4.4.1. Caso 1: Presion en el yacimiento: 5,000 psig

Para el primer escenario de simulacién se estableci6 una presion inicial en el
yacimiento de 5,000 psig, con dicha presién y la presidon requerida en la llegada a la
torreta se determiné la presion a la descarga del estrangulador (choke valve) en los
arboles de navidad.

Empleando el simulador de procesos PIPE PHASE se evaluaron algunos parametros
de flujo para los distintos tipos de crudo considerados, es decir de 21, 16 y 13 API,
empleando un sistema de produccion submarino con lineas de flujo (flow lines) de 4
in de diametro y risers de 6 in de diametro, como se indic anteriormente.

Los resultados obtenidos por simulacidén para este escenario se pueden observar en
la tabla 8.
Tabla 8. Resultados Caso 1: 5,000 psig en el yacimiento

Caso 21 °API 16 °API 13 °API

I:)En el yacimiento,

[psig/kg/cm? man] 5,000/351.54 5,000/351.54 5,000/351.54

PDescarga del estranguladors

[psig/kg/cm? man] 1,200/84.37 1,200/84.37 1,300/91.4

IDLIegada a la torretas

[psig/kg/cm? man] 218.75/15.37 304.65/21.41 315.21/22.16

Flujo Riser / Manifold [BPD] 39,162 /78,325 | 26,442 /52,884 | 32,808 /65,617

Flujo Total [BPD] 234,975 158,652 196,851 %

Flujo Aceite [BPD] 211,477 142,786 177,165

Flujo Agua [BPD] 23,498 15,865 19,685

Temperatura llegada a la 191/88 216/102 225/ 107

torreta, [°F/°C]

Viscosidad Manifold/Descarga 15/7.1 3.5/20 3.4/15.85

del Riser, [cP]

Viscosidad Manifold/Descarga

del Riser, [cP] 10.2? 79.1® 240@

Velocidad Manifold/ Descarga 7.7112.6 85/12.1 7.6/15

del Riser, [ft/s]

Patrén de flujo Manifold / Riser 1 Fase- 1 Fase- 1 Fase-
Distribuido- Distribuido- Distribuido-
Intermitente / Intermitente / Intermitente /
Distribuido- Distribuido- Distribuido-
Intermitente Intermitente Intermitente

Notas:

1) Se cambio del diametro del riser de 6 a 8 pulgadas para permitir alcanzar la
produccion establecida en las bases de disefio.

2) Valor experimental.
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En base a los resultados obtenidos se observa que es posible mantener una presion
de llegada a la torreta del FPSO de 300 psig (21 kg/cm? man) garantizando un flujo
total aproximado de hasta 235,000 BPD, 158,652 BPD y 196,851 BPD de mezcla
aceite-agua-gas para los crudos de 21, 16 y 13 °API respectivamebte; sin embargo,
para el caso del aceite crudo de 13 API es necesario cambiar el diametro de los
risers de produccion de 6 a 8 pulgadas para disminuir la caida de presién y alcanzar
el flujo maximo de produccion, lo anterior se debe principalmente al incremento de la
viscosidad que el crudo alcanza a la descarga del riser de produccion (15.85 cP).

En el perfil de presiones presentado en la Figura 13 se observa una caida de presion
total entre el arbol de navidad y la llegada a la torreta de hasta 4,500 psig (316
kg/cm? man) para cada uno de los crudos, esta caida de presién se debe
principalmente al la columna hidrostatica del tirante de agua de 800 ft (243 m) y el
flujo manejado para ambos crudos el cual es del orden de 30,000 BPD por riser. Sin
embargo, la mayor contribucién a esta caida de presion se tiene entre la cabeza de
pozo y el arbol de navidad la cual es del orden de 4,000 psig (280 kg/cm? man) esto
se debe principalmente a que en el manifold se regula la presion de tal forma que a
la llegada de la torreta se tenga una presién maxima de 300 psig (20 kg/cm? man).

Figura 13. Perfil de Presiones
Caso 1: presion en el yacimiento 5,000 psig
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De acuerdo al perfil de temperaturas presentado en la Figura 14 se observa una
caida en la temperatura del orden de 80°F entre el &rbol de navidad y la llegada a la
torreta. El mayor gradiente de temperatura se tiene para el crudo de 21°API lo cual
da origen a una temperatura de llegada a la torreta de 191°F / 88°C, mientras que
para el crudo de 16°API se tiene un menor gradiente de temperatura lo que provoca
que se alcance una temperatura de llegada a la torreta de 216°F / 102°C. Esta
diferencia entre las temperaturas de llegada se debe a que el crudo més ligero
posee un coeficiente de transferencia de calor mayor al del crudo pesado por lo que
la transferencia de calor con el medio es mas notoria. De manera similar para el
crudo de 13°API se tiene el menor gradiente de temperatura el cual da origen a una
temperatura de llegada a la torreta de 225°F / 107°C, esto se debe a que este crudo
presenta el menor valor de capacidad calorifica que en combinacién con su alta
viscosidad no permite que el crudo pierda calor con el medio tan facilmente.

Figura 14. Perfil de Temperaturas
Caso 1: presion en el yacimiento 5,000 psig
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De acuerdo al perfil de velocidades presentado en la Figura 15, se observa que las
velocidades en la lineas de flujo hacia el manifold son del orden de 7.6 a 8.5 ft/s
mientras que en la descarga de los risers de produccion son del orden de 12 a 15,
dichas velocidades se encuentra por debajo de la velocidad méaxima recomendada
por el APl 14 E para flujo multifasico la cual no debe exceder los 16 ft/s calculada en
base al criterio de constante de velocidad erosional de 100 por tratarse de un fluido
que lleva sodlidos.

Figura 15. Perfil de Velocidades
Caso 1: presion en el yacimiento 5,000 psig
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4.4.2. Caso 2: Presion en el yacimiento: 2,891 psig

Para el segundo escenario de simulacion se estableciéo una presién del yacimiento
de 2,891 psig; es decir, a mitad de la vida util del yacimiento, con dicha presion y la
presion requerida en la llegada a la torreta se determiné la presién a la descarga del
estrangulador (choke valve) en los arboles de navidad.

Empleando el simulador de procesos PIPE PHASE se evaluaron algunos parametros
de flujo para los distintos tipos de crudo de 21, 16 y 13 °API, empleando un sistema
de produccion submarino con lineas de flujo (flow lines) de 4 in de diametro y risers
de 6 in de diametro.

Los resultados obtenidos por simulacidén para este escenario se pueden observar en
la tabla siguiente.

Tabla 9. Resultados Caso 2: 2,891 psig en el yacimiento

Caso 21 °API 16 °API 13 °API

F)En el yacimiento,

[psig/kg/cm? man] 2,891 / 203.26 2,891 / 203.26 2,891 / 203.26

F)Descarga del estrangulador;

[psig/kg/cm? man] 1,300/91.4 1,400/98.4 1,420/99.8

I::'Llegada a la torretas

[psig/kg/cm? man] 305/21.5 333/23.4 313/22

Flujo Riser / Manifold [BPD] 35,429 / 70,858 36,106 /72,211 231 /463

Flujo Total [BPD] 212,547 216,635 1,390

Flujo Aceite [BPD] 164,723 167,892 1,077

Flujo Agua [BPD] 47,823 48,742 312

Temperatura llegada a la

torreta, [°F/°C] 183/84 181/82 100/ 38

Viscosidad Manifold/Descarga

del Riser, [cP] 1.4/7.3 5.8/9.5 17.9/44.2

Viscosidad Descarga del

Riser, [cP] 10.1® 79.1Y 2,547

Velocidad Manifold/ Descarga 6.9/16.1 8.4/15.1 0.1/0.03

del Riser, [ft/s]

Patron de flujo Manifold / 1 Fase- Distribuido- Segregado -

Riser Distribuido- Intermitente / Estratificado /
Intermitente / Distribuido- Segregado-1
Distribuido- Burbuja- Fase
Intermitente Intermitente

Notas:
1) Valor experimental

En base a los resultados obtenidos se observa que es posible mantener una presion
de llegada a los sistemas en cubierta superior a 300 psig (20 kg/cm? man)
garantizando un flujo de hasta 212,547 BPD y 216,635 BPD de mezcla aceite-agua-
gas para los crudos de 21 y 16 °API respectivamente, mientras que para el crudo de

68



Capitulo 4 Simulacidn del Sistema Submarino de Produccion

13 °API sélo se pueden obtener 1,390 BPD lo cual indica que al alcanzar la vida
media del yacimiento ya no es factible alcanzar la produccion de disefio para este
tipo de crudo. La disminucion subita en la produccién del crudo de 13 °API se deben
principalmente a la combinacion de la viscosidad que el crudo alcanza en la
descarga del riser de produccion es de 44.2 cP debido al descenso de la
temperatura que en combinacion con el decaimiento de la presion del yacimiento no
permite que este crudo llegue a la torreta del FPSO, adicionalmente para el crudo de
13 °API se presenta un patrén de flujo Segregado — Estratifiado.

En el perfil de presiones presentado en la Figura 16 se observa una caida de presion
total de hasta 2,500 psig (175 kg/cm? man) entre el &rbol de navidad y la llegada a la
torreta, esta caida de presiéon se debe principalmente a la contribucién de la columna
hidrostatica del tirante de agua de 800 ft (243 m) cuya caida de presion es del orden
de 1,100 psig (77 kg/cm? man) y a la caida de presién provocada por las véalvulas de
estrangulamiento la cual es del orden de 1,500 psig (105 kg/cm? man). Cabe
recordar que la simulacién del sistema submarino — risers de produccion, tiene la
restriccion dela presion de entrega a la base de la torreta del FPSO (20 kg/cm? man)
y de temperatura de entrega de a acuerdo a las Bases de Disefio, por lo que la
convergencia del perfil de presiones nos conduce a un cierto valor de flujo a manejar
para cada tipo de crudo.

Figura 16. Perfil de Presiones
Caso 2: presion en el yacimiento 2,891 psig
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De acuerdo al perfil de temperaturas presentado en la Figura 17 se observa un
enfriamiento de los crudos de 21 y 16 °API a lo largo del riser de produccion del
orden de 100°C entre el arbol de navidad y la llegada a la torreta, dicho gradiente
ocasiona que la temperatura de llegada a la torreta sea de 183°F / 84°C y 181°F /
82°C para cada crudo respectivamente. Por otro lado, para el crudo de 13°API la
temperatura de llegada a la torreta es de 100°F / 38°C. Este comportamiento se
debe principalmente a la disminucién de flujo para este crudo. El bajo flujo provoca
una velocidad de mezcla menor en el riser que a su vez incrementa el tiempo de
residencia provocando que el crudo pierda calor con mayor facilidad con el medio.

Figura 17. Perfil de Temperaturas
Caso 2: presion en el yacimiento 2,891 psig

70



Capitulo 4 Simulacidn del Sistema Submarino de Produccion

De acuerdo al perfil de velocidades presentado en la Figura 18, se observa que las
velocidades en la lineas de flujo hacia el manifold son del orden de 6.9 a 8.4 ft/s
mientras que en la descarga de los risers de produccion son del orden de 15 ft/s,
dichas velocidades se encuentra por debajo de la velocidad méaxima recomendada
por el APl 14 E para flujo multifasico la cual no debe exceder los 16 ft/s calculada en
base al criterio de constante de velocidad erosional de 100 por tratarse de un fluido
qgue lleva solidos. Por el contrario, para el crudo de 13 °API se tiene una velocidad
del orden de 0.1 ft/s la cual se debe al bajo flujo de produccién que se obtiene al
alcanzarse la vida media del yacimiento, por esta razon se puede concluir que no es
factible técnicamente mantener la produccion de un crudo de 13 °API al alcanzar la
presion de vida media del yacimiento para el presente caso de estudio.

Perfil de velocidades
Caso 2: Presion en el yacimiento 2,891 psig
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Figura 18.

Perfil de Velocidades Caso 2: presion en el yacimiento 2,891 psig
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4.4.3. Caso 3: Presion en el yacimiento: 1,792 psig

Para el tercer escenario de simulacion se establecié una presion del yacimiento de
1,792 psig; es decir, al final de la vida util del yacimiento, con dicha presién y la
presion requerida en la llegada a la torreta se determiné la presién a la descarga del
estrangulador (choke valve) en los arboles de navidad.

Empleando el simulador de procesos PIPE PHASE se evaluaron algunos parametros
de flujo para los distintos tipos de crudo de 21, 16 y 13 °API, empleando un sistema
de produccion submarino con lineas de flujo (flow lines) de 4 in de diametro y risers

de 6 in de diametro.

Los resultados obtenidos por simulacién para este escenario se pueden observar en

la tabla siguiente.

Tabla 10. Resultados Caso 3: 1,792 psig en el yacimiento

Caso

21 °API

16 °API

13 °API

F)En el yacimiento,

[psig/kg/cm? man]

1,792 /125.29

1,792 /125.29

1,792/125.29

F)Descarga del estrangulador;

[psig/kg/cm? man] 1,250/ 87.88 1,570/ 110 1,370/ 96.3

I::'Llegada a la torretas

[psig/kg/cm? man] 313/22 286/ 20.1 305/21.5

Flujo Riser / Manifold [BPD] 5,031/10,062 1,059/2,118 214/ 428

Flujo Total [BPD] 30,186 6,354 1,284

Flujo Aceite [BPD] 16,602 3,494 706

Flujo Agua [BPD] 13,583 2,859 577

Temperatura llegada a la

torreta, [°F/°C] 187 /86 88/31 104 /40

Viscosidad Manifold/Descarga 1417172 9.85/429 131/3,777

del Riser, [cP]

Viscosidad Descarga del Riser,

[cP] 10.1% 1,343% 2,547%

Velocidad Manifold/ Descarga 6.3/14.5 0.21/0.45 0.03/0.05

del Riser, [ft/s]

Patrén de flujo Manifold / Riser Distribuido- 1 Fase- Segregado -
Intermitente / Transciente - Estratificado-
Distribuido- Intermitente / Intermitente /

Intermitente

Transciente-
Burbuja

Segregado-1
Fase

Notas:
1) Valor experimental
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En base a los resultados obtenidos se observa que es posible mantener una presion
de llegada a los sistemas en cubierta del orden 300 psig (20 kg/cm? man); sin
embargo, la produccion disminuye drasticamente. EI maximo flujo de produccion que
puede obtenerse es de 30,186 BPD el cual corresponde al crudo de 21 °API,
mientras que para los crudos de 16 y 13 °API solo es posible obtener 6,354 BPD y
1,284 BPD respectivamente, estas bajas producciones se debe principalmente a la
combinacion del decaimiento de la presion al alcanzar el final de la vida util del
yacimiento que en combinacién del subito incremento de la viscosidad en la
descarga del riser de produccion, las cuales con del orden de 429 cP para el crudo
de 16 APl y de 3,777 para el crudo de 13 API. Estas viscosidades son producto del
enfriamiento del fluido provocado que origina la disminucién de flujo.

En el perfil de presiones presentado en la Figura 16 se observa una caida de presion
total de hasta 1,500 psig (105 kg/cm? man) entre el arbol de navidad y la llegada a la
torreta, esta caida de presion se debe principalmente a la contribucion de la columna
hidrostética del tirante de agua de 800 ft (243 m) cuya caida de presion es del orden
de 1,000 a 1,300 psig (70 a 91 kg/cm? man) y a la caida de presién provocada por
las valvulas de estrangulamiento la cual es del orden de 200 a 500 psig (14 a 35
kg/cm? man). Cabe recordar que la simulacién del sistema submarino — risers de
produccion, tiene la restriccién dela presion de entrega a la base de la torreta del
FPSO (20 kg/cm? man) y de temperatura de entrega de a acuerdo a las Bases de
Disefo, por lo que la convergencia del perfil de presiones nos conduce a un cierto
valor de flujo a manejar para cada tipo de crudo.

Figura 19.
Perfil de Presiones Caso 3: presion en el yacimiento 1,782 psig
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De acuerdo al perfil de temperaturas presentado en la Figura 20 se observa un
enfriamiento subito para los crudos de 21y 16 °API a lo largo del riser de produccion
el cual es del orden de 240°F entre el arbol de navidad y la llegada a la torreta, dicho
gradiente ocasiona que la temperatura de llegada a la torreta sea de 88°F / 31°C y
104°F / 40°C para cada crudo respectivamente. Por otro lado, para el crudo de
21°API la temperatura de llegada a la torreta es de 187°F / 86°C. Este
comportamiento se debe principalmente a la disminucién de flujo para cada uno de
los crudos. El bajo flujo provoca una velocidad de mezcla menor en el riser que a su
vez incrementa el tiempo de residencia provocando que el crudo pierda calor con
mayor facilidad con el medio.

Perfil de temperaturas
Caso 3: Presion en el yacimiento 1,782 psig
300.00
—. \
250.00 : _
- \ 21 API
- 200.00 —
g e
=1
= 150.00 —=— 16 API
5 S
E 100.00 —=—13API
50.00
0.00 T T 1
0 1 2 3
Yacimiento Arbol de navidad Manifold Llegada Torreta
Figura 20.

Perfil de Temperaturas Caso 3: presion en el yacimiento 1,782 psig
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De acuerdo al perfil de velocidades presentado en la Figura 21, se observa que la
velocidad en la lineas de flujo hacia el manifold para el crudo de 21 °API es de 6.3
ft/s mientras que en la descarga del riser de produccion es de 14.5 ft/s, dichas
velocidades se encuentra por debajo de la velocidad maxima recomendada por el
API 14 E para flujo multifasico la cual no debe exceder los 16 ft/s calculada en base
al criterio de constante de velocidad erosional de 100 por tratarse de un fluido que
lleva solidos. Por el contrario, para los crudos de 16 y 13 °API se tienen velocidades
menores a 1.0 ft/s las cuales se deben a los bajos flujos de produccion que se
obtiene al alcanzarse la vida media del yacimiento, por esta razén se puede concluir
que no es factible técnicamente mantener la produccion para los crudos de 16 y 13
°API al alcanzar la presion de vida final del yacimiento para el presente caso de
estudio.

Perfil de velocidades
Caso 3: Presion en el yacimiento 1,782 psig

16.00

A

14.00 /
_12.00

e / —+—214PI
=, 10.00
= /
£ .00 / —B— 16 API
s
2 6.00
> —m—13 API

4.00

2.00

0.00 —=.=.

0 1 2
Yacimiento Manifold Llegada Torreta
Figura 21.

Perfil de Velocidades Caso 3: presion en el yacimiento 1,782 psig
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Después de haber realizado todas las simulaciones integradas del sistema
submarino con los risers, se puede concluir que:

e Cuando la presion del yacimiento es de 5,000 psig es factible explotar, par un
campo con 800 m de tirante de agua, crudo de 21, 16 y 13 °API, puesto que
puede extraerse un flujo de requerido de disefio (del orden de 100 MBPD).

e A la mitad de la vida media del yacimiento, cuando la presién es de 2,891
psig, es técnicamente factible producir crudo de de 21 y 16 °API, todavia con
un flujo de produccion que satisface las condiciones de disefio (del orden de
100 MBPD) en tanto que para el crudo de 13 °API definitivamente no es
factible explotarlo.

e Al final de la vida del yacimiento, cuando la presién es de 1,792 psig, es
factible producir sin utilizar técnicas de recuperacion secundaria (como
inyeccion de agua o gas) del orden del 16% de la capacidad de disefio para el
crudo de 21 °API, en tanto que para los crudo de 16 y 13 °API se encontro
gue ya no es técnicamente factible la explotacién del crudo.

e El estudio de simulacién hidraulica del sistema submarino — risers de
produccion aporta elementos muy importantes para detectar los rangos de
factibilidad técnica de explotacion de crudo de diferentes densidades, en
aguas profundas, en este caso para 800 m de tirante de agua, pero el modelo
de simulacion es facilmente aplicable a otros casos. También aporta
elementos para determinar por ejemplo: niveles de presion para inyeccion de
agua o gas, etc.

e También se puede establecer que presion deberia tener el yacimiento para ue
sea factible producir 100 MBPD de crudo de 16 y 13 °API.
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CAPITULO 5

Descripcidon del Proceso: Sistemas en Cubierta

Los sistemas en cubierta estan integrados por un conjunto de equipos, lineas de
conduccion y accesorios que permiten la estabilizacién, deshidratacion, desalado de
aceite crudo para ser enviado a exportacion. El gas producido es comprimido a
través de diferentes etapas de compresién, en condiciones de operaciéon normal todo
el gas producido en exceso del requerido para cubrir la demanda de gas combustible
del FPSO y para las lineas de purga sera exportado a través un nuevo gasoducto. El
agua producida es enviada al sistema de tratamiento de agua en donde alcanza las
especificaciones requeridas para ser inyectada a los pozos ya sea sola o mezclada
con agua de mar.
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Figura 22. Representacion esquematica del sistema de procesamiento
en cubierta del FPSO

En la Figura 22 se pueden apreciar los principales componentes de un sistema de
produccion en cubierta que se describen brevemente a continuacion:
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Médulo de Separacién: se encuentra integrado por los separadores de
produccion (de 1 a 3 etapas) cuya funcion es separar el gas del aceite crudo,
para éste proposito de la mezcla aceite-agua-gas se expande a diferentes
presiones que favorecen la separacién. En esta seccidon se cuenta con
calentamiento y enfriamiento de crudo para alcanzar las condiciones de
operacion necesarias para llevar a cabo la separacién y estabilizacién de
crudo.

Mdédulo de compresion y tratamiento de gas: El gas separado obtenido de
los sistemas de separacion es comprimido a través de diferentes sistemas
etapas de compresion. En condiciones de operacion normal todo el gas
producido en exceso del requerido para cubrir la demanda de gas combustible
del FPSO y para las lineas de purga es exportado a través de un nuevo
gasoducto. Se considera que el nuevo gasoducto se interconectara con una
estacion en tierra existente localizado en la costa a 250 km del FPSO.

Endulzamiento de gas: La funcion de este sistema es eliminar el contenido
deH,S y CO, asociado al gas, con el proposito de de satisfacer la demanda
de gas combustible. El gas comprimido se envia a la unidad de endulzamiento
donde es lavado en una columna absorbedora empacada y la solucion de gas
acido regenerada por agotamiento. El gas acido producido en la planta de
endulzamiento se mezcla con la corriente de gas comprimido para su
exportacion.

Deshidratacion y Desalado de Crudo: Se cuenta con un sistema
electrostatico en el que se lleva a cabo la deshidratacion y el desalado del
aceite crudo. El crudo deshidratado y desalado es enviado, previo
enfriamiento, a intercambiar calor con el crudo que pasa de una a otra etapa
de separacion y con la fuente de enfriamiento disponible en el FPSO, hacia la
seccidn de almacenamiento en el caso de flotacion del FPSO.
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5.1Médulo de Separacion
5.1.1 Separadores de Produccién

El tren de separacidn separa la corriente proveniente de los pozos via el sistema
submarino de produccion, los risers, la torreta y el swivel en gas, liquido e
hidrocarburos libres de agua. El separador de entrada debe separar el gas y el agua
libre de la emulsién mientras que el separador de segunda etapa elimina el gas del
crudo para alcanzar la PVR requerida por especificacion y para reducir la viscosidad
del crudo y permitir su tratamiento.

El separador de primera etapa separa la corriente del pozo en aceite, agua y gas. Es
un recipiente horizontal para separacion de tres fases. El separador se encuentra
protegido por valvulas de seguridad y cuenta con una linea de descarga hacia el
quemador. El nivel del liquido en el tanque puede inspeccionarse visualmente a
través de un vidrio de nivel, adicionalmente cuenta con una conexion hacia el
drenaje cerrado.

El gas separado pasa al sistema de tratamiento de gas mientras que el agua es
enviada al sistema de tratamiento de agua aceitosa. El aceite producido, después de
estabilizacion e la temperatura de la presion de vapor requerida, es enviado al
sistema de tratamiento de crudo para su deshidratacion, des-emulsificacion y
remocion de parafinas.

Los trenes de separacion estan conformados por separadores duales o multi-fasicos
conectados en serie para separar sucesivamente el agua y el gas libre asociado a la
corriente de aceite crudo. En esta tesis, se considera exclusivamente un tren de
separacion.

5.1.2 Separador de 2% Etapa
El separador de segunda etapa separa el gas mediante por evaporacion subita de la
corriente de aceite que entra a este equipo. Es un separador horizontal de dos fases

provisto de una vélvula de relevo y cuenta con una linea de descarga hacia el
quemador. El separador cuenta con conexiones hacia el drenaje cerrado.

5.1.1.1 Calentamiento y enfriamiento de crudo
El calentamiento de crudo se requiere para llevar a cabo la deshidratacion de crudo
y depende de la calidad del aceite crudo asi como de los requerimientos de

deshidratacién del proceso.

Para mantener los requerimientos de estabilizacion y tratamiento de crudo previos a
su almacenamiento es necesario enfriar la corriente de aceite crudo a una
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temperatura maxima de (60°C). El enfriamiento se lleva a cabo empleando
intercambiadores entre las etapas de separacion y si es necesario empleando
sistemas de enfriamiento.

5.1.1.2 Tratamiento de aceite crudo

El tratamiento de crudo incluye deshidratacion, des-emulsificacion y remocion de
parafinas y sus propésito es reducir al maximo el contenido de agua, y sélidos y
sedimentos en suspension (BS&W) del crudo proveniente del separador de segunda
o tercera etapa para alcanzar la especificacion requerida de exportacion, el crudo es
deshidratado por medio de equipo electrostatico.

El agua producida proveniente de los separadores electrostaticos se envia a la
seccion de tratamiento de agua, donde se incorpora con otras corrientes de agua
separada y se le da tratamiento para su inyeccion a pozos.

5.1.2.1 Manejo de crudo, bombeo, medicion y transferencia

El aceite crudo con especificaciones de exportacion es transferido del sistema de
tratamiento de crudo a la seccion de almacenamiento del FPSO, para su posterior
descarga, bombeo y medicion fiscal, para transferirse finalmente a los tanqueros que
lo transportaran a la costa.

5.1.2.2 Enfriadores de aceite crudo

Los enfriadores de aceite son intercambiadores que usan agua desmineralizada
como medio de enfriamiento, y cuentan con indicadores de temperatura y presion
corriente arriba y abajo del lado frio y del lado caliente para inspeccion local. El lado
del hidrocarburo tiene una conexidon de tuberia rigida hacia el drenaje cerrado y
también una valvula de venteo. El lado del agua tiene una valvula de drene y una
valvula de venteo.
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Figura 23. Separacion y estabilizacion de crudo
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5.2 Modulo de compresion y tratamiento de gas

El gas separado obtenido de los sistemas de separacion es comprimido a través de
diferentes etapas de compresion, ver Figura 24. En condiciones de operacién normal
todo el gas producido en exceso del requerido para cubrir la demanda de gas
combustible del FPSO y para las lineas de purga serd exportado a través de un
nuevo gasoducto. Se considera que el nuevo gasoducto se interconectard con una
estacion en tierra existente localizada en la costa a 250 km del FPSO. No se
considera la re-inyeccion de gas para bombeo neumético, ni para inyeccién al
yacimiento.

Los sistemas de tratamiento de gas tienen la funcion de garantizar las
especificaciones requeridas en el gas para su exportacibn y uso como gas
combustible.

El modulo de tratamiento de gas se encuentra conformado por los siguientes de
sistemas de procesamiento:

e Compresion, con sus sistemas de pre- y post-enfriamiento, incluyendo
separacion de liquidos obtenidos.

e Sistema de deshidratacion de gas

e Sistema de endulzamiento de gas

e Acondicionamiento de gas combustible

e Medicion y transferencia de gas
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Figura 24. Seccién de compresion de gas
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5.2.1 Compresién de gas (URV 6 Unidad Recuperadora de Vapor)

El sistema de compresion de gas comprime el gas proveniente del separador de la
tercera etapa de separacion y del degasificador de la unidad de tratamiento de agua
hacia el sistema de compresion de gas de exportacion.

5.2.2 Compresion de gas en distintas etapas

La funcion del sistema es comprimir y enfriar progresivamente el gas proveniente de
los separadores y remover liquidos condensados de la corriente de gas. Los
condensados son integrados a la corriente de aceite crudo, y el agua en eliminada
en el sistema de deshidratacion de gas. La compresion de gas permite tomar parte
del gas producido y comprimirlo para la demanda de gas combustible y para
exportacion a través de un gasoducto.

El gas comprimido se envia a la planta de endulzamiento donde alcanza las
especificaciones de contenido de gas dulce como combustible en tanto que el resto
del gas pasa a la planta de deshidratacion de gas, donde se reduce el contenido de
agua asi como punto de rocio.

5.2.3 Sistema de deshidratacion de gas

La funcion del sistema de deshidratacion es remover la humedad de la corriente de
gas para prevenir la formacién de hidratos en las tuberias, retardar la corrosion y
prevenir su condensacion, para ello se emplea generalmente trietilenglicol (TEG)
como liquido absorbente, ver Figura 23.
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Figura 25. Planta de deshidratacién de gas
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5.2.4 Endulzamiento de gas

La funcién de este sistema es eliminar el contenido de H,S y CO, asociado al gas,
con el propdésito de satisfacer la demanda de gas combustible. El gas comprimido se
envia a la unidad de endulzamiento donde es lavado en una columna absorbedora
empacada, y la solucién de gas acido es regenerada por agotamiento. El gas acido
producido en la planta de endulzamiento se mezcla con la corriente de gas amargo
para su exportacion.

5.2.5 Sistema de gas combustible y acondicionamiento de gas

Uso de gas combustible:

Turbinas de gas para generadores de potencia eléctrica
Pilotos de quemadores / paneles de ignicion,

Gas de purga para venteo y cabezales

Generador de gas inerte

El gas endulzado que se usa para consumo como gas combustible se acondicionada
para emplearse principalmente en equipo mayor como turbinas de gas y otros
usuarios.

5.2.6 Compresion, medicion y transferencia de gas

Una vez que el gas asociado ha alcanzado las especificaciones para su exportacion
es comprimido, medido y transferido a un sistema de gasoducto.

5.2.7 Tratamiento de agua producida

El agua producida proveniente de los separadores de produccion y del deshidratador
electrostatico se envia a la unidad de tratamiento en donde los vapores se eliminan
mediante hidrociclones mientras que el agua es enviada al degasificador donde los
vapores son enviados a la unidad de recuperacion de vapor. El agua tratada se
bombea junto con el agua de mar procedente del de desaereador previa cloracion,
una vez mezcladas las corrientes de agua tratada y agua de mar se envia
posteriormente al sistema de inyeccion de agua.

Cuando el yacimiento en explotacién no requiera la inyeccién de agua producida, el
agua es degasificada y se elimina el aceite para su descarga por la borda bajo
especificaciones. En caso de que el agua producida no alcance la especificacion
requerida para su disposicion serd necesario almacenarla en tanques antes de
enviarla a un tratamiento subsecuente, para lograr separacion de aceite por
gravedad.
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5.2.8 Inyeccion de agua.

La técnica de inyeccién de agua consiste de un sistema capaz de inyectar agua a
alta presi6n en los pozos a 2,891 psig (203 kg/cm? man) la cual es la presion
requerida para mantener un flujo de producciéon considerable a la vida media del
yacimiento tal como se establecié en el capitulo 4. El sistema es capaz de inyectar a
alta presion, filtrar y tratar agua de mar y/o agua producida en el yacimiento con el
proposito de mantener la presion.

El sistema de inyeccién de agua consiste de los siguientes componentes, ver Figura
26.

e Unidad de des-aereacion: recipiente cilindrico vertical que opera a vacio total
e Unidad de remocion de sulfatos a base de membranas.
e Bombas del des-aereador:
o Bombas booster que descargan agua a los filtros de inyeccién
o Bombas del des-aereador a vacio
e Filtros: un numero de recipientes con elementos filtrantes para remocion de
particulas
e Bombas de inyeccion de agua: bombas centrifugas multi-etapa
e Dosificacion de quimicos asociados con la inyeccién de agua: antiespumante,
biocidas
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Figura 26. Seccidn de tratamiento e inyeccion de agua a pozos
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5.3 Modulo del quemador

El sistema debe contar con dos quemadores, uno para operacion a alta presion y
otro para baja presion

En operacion normal todo el gas deshidratado es comprimido y exportado por el
gasoducto. En caso de emergencia todo el gas producido en el FPSO asi como el
gas de la seccién de compresion se envian al sistema del quemador. El sistema esta
asociado a valvulas de relevo

5.3.1 Quemador

La torre del quemador es del tipo estructural y su propdsito es quemar los gases a
una distancia segura de las instalaciones en cubierta.

El quemador se disefia para todas las condiciones ambientales aplicables a la

localizacion especifica. Para su disefio se deben considerar las cargas dindmicas
debidas al movimiento del FPSO.
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Capitulo 6

Simulacidn de Sistemas de Procesamiento en Cubierta
6.1 Simulacién de Sistemas de Procesamiento en Cubierta

La simulaciéon de los sistemas en cubierta se llevd a cabo en el simulador de
procesos PRO-II 8.0

6.2 Consideraciones de disefio para la simulacion de procesos.
Condiciones de llegada del fluido al FPSO
¢ Flujo maximo de aceite: 100,000 BPD
¢ Flujo méximo de agua: 45,000 BPD
¢ Flujo de gas: 20,000,000 SCFD
Condiciones de llegada del fluido al FPSO
e Temperatura de llegada: Minima 129°F (54°C) Maxima 190°F (88°C)

¢ Relacion gas — aceite (GOR): 200 [SCF/BBL]
¢ Presién normal de llegada: 284 psig (20 kg/cm2 man)

Figura 27. Esquema de los sistemas de procesamiento en cubierta en PRO-II.
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6.3 Determinacion de los escenarios de simulacion

Bajo la premisa de que es necesario garantizar el flujo de la mezcla aceite-gas-agua
hacia los sistemas en cubierta se considerod llevar a cabo la simulacion de dichos
sistemas con aceite crudo de 21 API que es el caso donde es posible asegurar que
va a existir flujo de produccién bajo los distintos escenarios de vida del campo de los
casos analizados al simular el sistema submarino de produccién (capitulo 4) para los
siguientes casos, mostrados en la Tabla 11.

Tabla 11.
Escenarios de simulacion para las instalaciones en cubierta
Caso | Descripcion Caracteristicas
1 Inicio vida 0til yacimiento Contenido minimo de agua 10% vol
2 Media vida util yacimiento Contenido de agua 22.5% vol
3 Final de la vida util yacimiento | Contenido de agua 45% vol

6.4 Determinacién de la presion é6ptima en los separadores de 123 22 y 32
Etapas.

Para lograr una separacion de la mezcla gas-aceite que permita maximizar la
recuperacion de aceite en la produccion de crudo, es necesario disponer de varias
etapas de separacion en las que la presion se disminuye gradualmente y entonces
fijar la presion de operacion para mejorar la separacion y recuperacion a minimo
costo (Bahadori & Mokhabat, 2007).

En el modelado y disefio de muchos tipos de equipos para separacion de gas y
liquido tales como separadores, columnas de destilacion e incluso ductos, se asume
que las fases liquido y vapor se encuentran en equilibrio. Los criterios para el
equilibrio termodinamico entre las fases liquido y vapor son: la misma temperatura,
en ambas fases, la misma presion y la misma fugacidad para cada uno de los
componentes en cada una de las fases. Si la constante de equilibrio liquido vapor
(K) es de 1, los valores por encima de 1 son mas volatiles, mientras que los valores
menores a 1 son mas estables. Los valores de K son el ingrediente esencial para el
disefio y simulacion de sistemas de separacion que involucran las columnas de
destilacion, separadores flash, etc. Numerosos procedimientos han sido empleados
para obtener los valores de K, estos incluyen en uso de ecuaciones de estado en
combinacion con ecuaciones de la teoria del estado liquido, o bien con el empleo de
datos tabulares y correlaciones de estado correspondientes. En este estudio, se
empled la ecuacion de estado de Soave Reldich Kwong - Sour. Se asumieron las
condiciones de operacioén iniciales para proveer de un valor inicial de las constantes
de equilibrio K para los componentes metano y C6+ (hexano y mas pesados). Las
presiones se incrementan gradualmente para obtener curvas de los valores de K vs
presion.
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La constante de equilibrio liquido-vapor es una funcion de la presion, temperatura y
composicién. La metodologia del calculo descrita a continuacién corresponde a un
sistema de estabilizacion de crudo con 3 etapas de separacion.

1. Dada la composicion de la corriente de alimentacién al primer separador y las
condiciones de operacion del separador, se calcula las constantes de
equilibrio empleando la ecuacién de estado de Soave Reldich Kwong - Sour.

2. Se asume que el volumen total de la alimentacion entra al primer separador,
después usando las constantes de equilibrio calculadas se realiza el calculo
del separador flash para obtener las composiciones y cantidades, en moles,
de gas y de liquido que se obtienen en el separador. Estas deben
corresponder a la produccion actual para el sistema en cubierta del FPSO.

3. Se incrementa gradualmente la presion del separador de primera etapa y se
grafican los valores de K para los componentes C6+ y metano vs la presién
de la primera etapa de separacion. La mejor presidn para esta etapa
corresponde al valor minimo de K para el metano y el maximo valor de K para
los componentes C6+ con la finalidad de maximizar la cantidad de gas
separado.

4. Se incrementa gradualmente la presion de la segunda etapa y se grafican los
valores de K para los componentes C6+ y metano vs la presion de la segunda
etapa de separacion. La mejor presion para esta etapa corresponde al valor
minimo de K para el metano y el maximo valor de K para los componentes
C6+.

5. Se incrementa gradualmente la presion de la tercera etapa y se grafican los
valores de K para los componentes C6+ y metano vs la presion de la tercera
etapa de separacion. La mejor presion para esta etapa corresponde al valor
minimo de K para el metano y el maximo valor de K para los componentes
C6+.

En las Figuras 26 — 28 se presentan los resultados obtenidos de acuerdo al
procedimiento descrito y sefialan las presiones de operacion obtenidos para los
separadores de produccion con una linea punteada.

Sin embargo, para determinar la presién de operacion de la tercera etapa no se
siguid el procedimiento anteriormente descrito ya que se debe imponer la restriccion
de que la PVR del crudo producido debe ser de 6 a 10 psia, por lo que es necesario
que la presién de operacion de la tercera etapa sea de 2 psig (0.14 kg/cm? man).

90



Capitulo 6

Simulacién de Sistemas Procesamiento en Cubierta
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Tabla 12.
Presiones de operacion para cada etapa de separacion
Caso Presiénzinicial, Presion 2éptima,
[kg/cm® man] [kg/cm® man]
12 Etapa separacion 14 15
22 Etapa separacion 3.5 9.5
32 Etapa separacion 0.5 0.14Y

Notas:
1) La presion de operacion de la tercera etapa se
determin6 en base a

Tabla 13.
Flujo de aceite recuperado en cada etapa de separacion
L Flujo con
Flujo inicial, L
Caso [BPD] presion 6ptima,
[BPD]
12 Etapa separacion 104,155 104,317
22 Etapa separacion 101,896 103,163
32 Etapa separacion 100,968 100,447

De acuerdo a los resultados de la Tabla 13 se observa que al optimizar la presion de
operacion es posible incrementar la recuperacion de aceite crudo en 162 BPD en la
primera etapa, mientras que en la segunda el incremento es de 1,267 BPD. Sin
embargo, la metodologia para optimizar la presion de operacién en la tercera etapa
no es aplicable debido a que se debe cumplir con una especificacion de PVR
maxima de 10 psia en el crudo producido, por lo que es necesario disminuir esta
presién de operacién hasta 0.14 kg/cm? man para alcanzar dicha especificacién y
por lo tanto la recuperacion de aceite crudo disminuye.

6.5 Resultados de la Simulacion de los Sistemas en Cubierta

Para la simulacion de los sistemas en cubierta se definieron 3 escenarios
considerando diferentes porcentajes de corte de agua contenido en el aceite crudo
correspondientes a 10, 22.5 y 45 % volumen de agua.

Los resultados globales del balance de materia se pueden observar en la Tabla 14,
en tanto que el Anexo B muestra la informacion del Balance de Materia y Energia en
un esquema de flujo de proceso para la seccion de separacion-estabilizaciéon y uno
para la seccion de compresion de gas.

Tabla 14.

Balance Global Escenarios de Simulacién Sistemas en Cubierta
Producto 10 % Vol Agua | 22.5 % Vol Agua | 45 % Vol Agua
Aceite, [BPD] 100,312 100,309 100,312
Gas, [SCFD] 14,433,000 14,439,000 14,435,000
Agua, [BPD] 12,022 29,222 82,021
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6.6. Resultados de la Simulacion Hidraulica del Gasoducto para Exportacién

Los sistemas de produccién en cubierta requieren de servicios auxiliares para su
apropiado funcionamiento, para ello se requiere disponer de acuerdo a una
estimacion preliminar de 5 MMSCFD para proveer de energia motriz a las turbinas
de gas que impulsan los generadores eléctricos para satisfacer la demanda de
potencia eléctrica de todos los equipos de bombeo y compresion dado que se
considera que todo equipo rotatorio es accionado con motor eléctrico. ElI gas
restante puede ser reinyectado a los pozos como gas de bombeo neumatico a
medida que la presion del yacimiento disminuye y mantener la presién necesaria
para garantizar el nivel de produccion requerido. Sin embargo, en este caso solo se
evalué la exportacion del gas restante, para ello se dimensiondé el gasoducto
requerido para enviar el gas a una plataforma o la costa ubicada a 250 km del
FPSO.

La simulacién del gasoducto se llevé a cabo empleando el simulador de procesos
PIPE PHASE

Caracteristicas del gasoducto para exportacion:
Diametro: 8 in
Longitud: 250 km

AZ;1: 800 m
AZ>: -100 m

Figura 31. Esquema Gasoducto de Exportacion
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Tabla 15.
Condiciones de Operacion Gasoducto
Inicial Final
Flujo, [MMSCFD] 15 15
Presion, [psig]/[kg/cm? man] 1,100/ 77 357 /25
Temperatura, [°FJ/[°C] 126 /52 35/2
Temperatura de formacion 71122 60/ 15
de hidratos, [°F]/[ °C]
Velocidad, [ft/ s] 7.27 17.33
Patron de Flujo 1 FASE SEGREGADO
ESTRATIFICADO
ANULAR

Fraccion de vapor 1.0 0.9826

Condiciones requeridas para evitar la formacion de hidratos™
Presion, [psig]/[kg/cm® man] 2,000 / 140 1,771/ 124
Temperatura, [°F]/[°C] 126 /52 65/19
Notas:

1) La maxima distancia a la que el gas puede enviarse sin
enfriarse mas alla de la temperatura de formacién de
hidratos es a 100 km del FPSO, distancia evaluada con
PIPE PHASE.

Figura 32.
Perfiles de Temperatura y Presion para Gasoducto de Exportacion

De acuerdo a los resultados obtenidos por simulacion sélo es posible enviar el gas
producido hasta una distancia de 100 km del FPSO para su empleo en instalaciones
en la costa o bien para consumo en otra plataforma; sin embargo, para ello es
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necesario incrementar la presion inicial hasta 2,000 psig (140 kg/cm? man), con esta
presion inicial la temperatura final del gas seria de 19 °C la cual se encuentra 5 °C
por encima de la temperatura de hidratos; sin embargo, la presion de entrega seria
de 1,771 psig (124 kg/cm? man) lo cual no seria técnicamente factible debido al
elevado costo de compresion requerido para el volumen de gas relativamente
pequefio. La mejor opcidén para enviar el gas sin necesidad de comprimir a altas
presiones es afadir algun inhibidor de formacion de hidratos como el metanol.

Figura 33.
Perfiles de Temperatura y Presion para Gasoducto de Exportacion

En la Figura 31 se puede apreciar la trayectoria que sigue el gas en el diagrama de
fases al ser enviado por el gasoducto de exportacion hacia una instalacion ubicada a
250 km de distancia del FPSO. En dicho diagrama el punto inicial corresponde a
1,100 psig y 126 °F, inicialmente la presion se incrementa por la diferencial de
alturas positiva hasta alcanzar una presion cercana a 1,200 psig; sin embargo, a
medida que el gas recorre el riser de exportacion ubicado en el lecho marino la
temperatura disminuye gradualmente hasta alcanzar la curva de puntos de rocio y
provoca la condensacion del gas y la subsecuente formacion de hidratos, esta
trayectoria corresponde a la linea con marcadores de “x” dentro del diagrama de
fases, el punto final de esta curva corresponde a 357 psig y 35 °F
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6.7. Resultados de la Simulacion Hidraulica del Riser de Inyeccion de Agua

El sistema de produccion en cubierta cuenta con una seccion para inyeccion de
agua el cual tiene la funcion de mezclar el agua asociada producida previamente
tratada con agua de mar para su reinyeccion a pozos. El flujo de agua de inyeccién a
cada pozo es de 50 MBPD, el cual se utilizO6 como base de calculo para el
dimensionamiento del riser de acuerdo al criterio de maxima velocidad permitida en
lineas de liquidos de 15 ft/s de acuerdo al API 14E.

La simulacion del riser de inyeccién de agua se llevo a cabo empleando el simulador
de procesos PIPE PHASE.

Caracteristicas del riser para inyeccion de agua:

Flujo: 50 MBPD / riser
Didmetro: 6 in
Longitud: 3,280 ft x 6”
AZ: 2,664 ft (800 m)

Figura 34, Esquema Risers de Inyeccion de Agua
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Tabla 16.
Condiciones de Operacion Riser de Inyeccion Agua
Inicial Final
Flujo por riser, [BPD] 50,000 50,000
Presion, [psig]/[kg/cm? man] 1,773/124 2,891/ 203
Temperatura, [F]/[C] 104 /40 103/ 39
Velocidad, [ft/ s] 2.48 2.48

De acuerdo a los resultados obtenidos por simulacién se requiere que el sistema de
inyeccion de agua opere con una presion de descarga de 1,773 psig (124 kg/cm?
man) para que la presién de inyeccién a pozo alcance 2,891 psig (203 kg/cm? man).
Esta presion se determind con base en la evaluacion realizada para el sistema
submarino de produccion, en la cual se determind que a esta presion aun es factible
garantizar un flujo de produccion hacia los sistemas en cubierta, para el crudo de 21
°API.
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Capitulo 7

Conclusiones y Recomendaciones para trabajo futuro
7.1 Conclusiones

En el presente trabajo de investigacion se realizé la simulacién integral en estado
estable de los sistemas de procesamiento de hidrocarburos en las cubiertas de un
FPSO y del sistema submarino de produccion asociado, incluyendo los risers de
produccion, el ducto de exportacion de gas producido y el riser de inyeccion de agua
para su aplicacién en aguas profundas con una profundidad de 800 m para crudo
caracteristico de la parte mexicana del Golfo de México.

Se establecié un perfil de decaimiento de la produccién y la presion de acuerdo a un
modelo hiperbdlico con el que se establecieron tres escenarios: al inicio, a la mitad y
al final de la vida util del yacimiento.

El sistema submarino de produccion y los risers de produccion se simularon con el
simulador PIPE PHASE V. 9.2 para 3 tipos de crudo. De acuerdo a los resultados de
la evaluacién hidraulica se determiné que si es factible garantizar una produccion de
aceite crudo de 21 °API aun al final de la vida util del yacimiento, mientras que para
el aceite crudo de 16 °API la produccion soélo se garantiza hasta alcanzar la presion
de la vida media del yacimiento. Por el contrario, para el crudo de 13 API sélo se
garantiza la produccién de disefio al inicio de la vida atil del yacimiento, por lo que se
observa la no factibilidad técnica de produccion de este tipo de crudo, usando
recuperacion primaria, para tal efecto seria necesario recurrir a técnicas de
recuperacioén secundaria tales como inyeccion de gas 6 agua. Estas diferencias se
deben principalmente a la viscosidad del aceite crudo.

Para todos los casos se encontr6 que los patrones de flujo son intermitentes-
estratificados-segregado debido a las propiedades del crudo y al contenido de gas el
cual se mantuvo para fines de esta tesis en 200 SCF/BBL para los tres crudos.

Para la simulacion de los sistemas en cubierta se evalué una metodologia para
determinar las presiones éptimas en las tres etapas de separacion. Se encontré que
la metodologia permite recuperar hasta 1,267 BPD adicionales en la segunda etapa
de separacion; sin embargo, como la metodologia no considera la presion de vapor
Reid como requerimiento del aceite crudo para su exportacion en la tercera etapa se
fijo una presiébn de operacion de 2 psia con el propésito de cumplir con la la
especificacion de PVR maxima de 10 psia en el crudo producido.

Finalmente, de acuerdo a la evaluacion hidraulica se determind no factibilidad de
envio del gas producido en el FPSO hasta una instalacion ubicada a 250 km de
distancia para su integracion a una estacion hipotética en tierra.
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Por todos los resultados anteriores se concluye que el empleo de un FPSO en aguas
profundas del Golfo de México si es factible siempre y cuando se cumpla con los
lineamientos establecidos en el presente trabajo de investigacion, o bien partir de
ellos para proponer alternativas de solucion para explotar campos con aceite crudo
cuya densidad sea menor o igual a 13 °API, para tal efecto se puede considerar el
empleo de bombas submarinas, procesamiento submarino, mejoramiento de crudo,
etc., y garantizar asi la produccién a la presion requerida por los sistemas en
cubierta.

Este es un trabajo pionero en México en el area de simulacion de procesos para
instalaciones petroleras en aguas profundas, que permite tener modelos en estado
estable disponibles y la sensibilidad del efecto del tipo de crudo en la explotacion del
mismo en aguas profundas.

7.2 Recomendaciones para trabajo futuro

El simulador de proceso PIPE PHASE es un programa que permite simular flujo
multifasico con métodos rigurosos, esta caracteristica le confiere un gran potencial
aplicable a evaluaciones hidraulicas en estado estable. Sin embargo, durante su
empleo en el desarrollo de este trabajo de tesis se encontraron algunos hallazgos
sobre su utilizacion.

En esta tesis, el sistema submarino de produccién posee 3 redes, cada una de las
cuales estan integrada por ocho pozos de produccién cuya produccién se recolecta
a través de lineas submarinas hacia un manifold del cual ascienden 2 risers de
produccion hacia la torreta del FPSO; sin embargo, sélo se simulé una red debido
mientras que las otras 2 se asumieron idénticas, lo anterior debido a las
caracteristicas del software que no permiten simular mas de una red en un solo
archivo de simulacion esto podri ser desventajoso si en un campo real se tiene crudo
de distintas calidades que se pretenda recolectar en distintos manifolds hacia un
FPSO.

En general, la convergencia en PIPE PHASE es dificil en redes de cualquier tipo,
ademas de que la solucibn es bastante dependiente del estimado inicial,
ocasionando que el problema tenga soluciones muiltiples de las cuales no
necesariamente alguna de ellas sea la que se espera, el simulador permite
establecer el flujo y/o la presion estimados pero estos valores s6lo funcionan como
estimados iniciales y por lo tanto son modificados durante la convergencia. El
método de convergencia empleado por PIPE PHASE resuelve las redes mediante un
balance de presiones lo cual resta flexibilidad al usuario para manipular los
estimados con el propésito de orientar la convergencia a una solucién deseada.

Es necesario reiniciar el programa si se pretende usar un caso previo que sirva como
base para un caso nuevo, de lo contrario al llegar a la solucién del caso nuevo los
resultados desplegados corresponden al caso previo a pesar de que el simulador
despliegue el mensaje de que ha alcanzado la convergencia.
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En general, el paquete termodinamico del simulador PIPE PHASE no permite llevar
a cabo estimacion de propiedades dentro del mismo archivo de simulacion, para ello
es necesario recurrir a otro simulador de procesos como PRO-Il o HYSYS en donde
puedan evaluarse dichas propiedades y alimentarlas a PIPE PHASE.

En este trabajo de tesis se requeria llevar a cabo la integracion del sistema
submarino de produccién con los sistemas en cubierta, esta tarea implicaba llevara a
cabo la integracion del archivo de simulacién en PIPE PHASE correspondiente al
sistema submarino de produccion con el archivo de simulaciéon en PRO-II para los
sistemas en cubierta; sin embargo, esto no fue posible debido a que aparentemente
PRO-II cuenta con una interfaz con PIPE PHASE, un modulo llamado SIm4ME cuyo
motor de simulaciéon es el mismo que PRO-Il, pero para emplearlo es necesario
llevar a cabo demasiadas modificaciones en la programacion de los archivos fuente
y hasta el momento el area de Ingenieria de Sistemas Hidraulicos del Instituto
Mexicano del Petréleo no ha conseguido la integracion de ambos simuladores a
pesar de constantes reclamos al respecto con el area de soporte de SIMSCI en
México.

PRO-IlI es un simulador que se caracteriza por especializarse en la simulacion de
aceite crudo e hidrocarburos generales, por lo general se obtienen buenos
resultados de simulacion debido a que permite caracterizar el aceite crudo con la
mayor cantidad de parametros experimentales disponibles. Sin embargo, durante su
empleo durante el presente trabajo de tesis se detectd principalmente que no es
posible obtener predimensionamiento de equipo de separacion por lo que es
necesario acudir a otras herramientas de simulacion que cuenten con dicha
caracteristica.

En general, el empleo de los simuladores PIPE PHASE y PRO-II generd buenos
resultados; sin embargo, para trabajo futuro se recomienda el empleo de otro
simulador como OLGA 2000 para llevar a cabo la simulacion dinamica del sistema
submarino de produccion mientras que para los sistemas en cubierta se emplee
HYSYS Dynamics, Dynsim u otro simulador de proceso en estado dinamico con el
proposito de contar con un sistema de simulacion integral que brinde mayor
flexibilidad al usuario. Adicionalmente a la posibilidad de simular los sistemas en
cubierta en modo dindmico, HYSYS también permite llevar a cabo el
predimensionamiento de los equipos de separacion partiendo de los resultados de
simulacion obtenidos.

En trabajos futuros relacionados al tema de esta tesis, se recomienda, ademas de la
simulaciéon dinamica, considerar distintas opciones para la explotacion y
procesamiento de crudos de 8 a 20 °API incluyendo procesamiento submarino,
mejoramiento de crudos pesados, recuperacion mejorada, etc.
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ANEXO A
Resultados de Simulacion de PIPE PHASE Ver. 9.2
o Sist_ema de Produccion Submarino Escenario 1: 5,000 psig en el
yacimiento
Caso 1: Crudo 21 °API
Caso 2: Crudo 16 °API
Caso 3: Crudo 13 °API
o Sist'errlla de Produccién Submarino Escenario 2: 2,891 psig en el
yacimiento
Caso 1: Crudo 21 °API
Caso 2: Crudo 16 °API
Caso 3: Crudo 13 °API
o Sist_ema de Produccion Submarino Escenario 3: 1,782 psig en el
yacimiento
Caso 1: Crudo 21 °API
Caso 2: Crudo 16 °API
Caso 3: Crudo 13 °API

e Hallazgos de la utilizacion de PIPE PHASE en la simulacion hidraulica de
sistemas submarinos, risers y ductos para aguas profundas
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Sistema de Produccién Submarino Escenario 1: 5,000 psig en el yacimiento

Caso 1: Crudo 21 °API
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Sistema de Produccién Submarino Escenario 1: 5,000 psig en el
yacimiento

Caso 2: Crudo 16 °API
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Sistema de Produccién Submarino Escenario 1: 5,000 psig en el
yacimiento

Caso 3: Crudo 13 °API
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Sistema de Produccién Submarino Escenario 2: 2,891 psig en el
yacimiento

Caso 1: Crudo 21 °API
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Sistema de Produccién Submarino Escenario 2: 2,891 psig en el
yacimiento

Caso 2: Crudo 16 °API
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Sistema de Produccién Submarino Escenario 2: 2,891 psig en el
yacimiento

Caso 3: Crudo 13 °API
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Sistema de Produccién Submarino Escenario 3: 1,782 psig en el
yacimiento

Caso 1: Crudo 21 °API
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Sistema de Produccién Submarino Escenario 3: 1,782 psig en el
yacimiento

Caso 2: Crudo 16 °API
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Sistema de Produccién Submarino Escenario 3: 1,782 psig en el
yacimiento

Caso 3: Crudo 13 °API
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Hallazgos de la utilizacién de PIPE PHASE Ver 9.2 en la simulacién
hidraulica de sistemas submarinos, risers y ductos para aguas
profundas
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Anexo A Resultados de Simulacién PIPE PHASE Ver. 9.2

Hallazgos de la utilizacion de PIPE PHASE en la simulacion hidraulica de sistemas
submarinos, risers y ductos para aguas profundas.

El simulador de proceso PIPE PHASE es un programa que permite simular flujo
multifasico con métodos rigurosos, esta caracteristica le confiere un gran potencial
aplicable a evaluaciones hidraulicas en estado estable. Sin embargo, durante su
empleo en el desarrollo de este trabajo de tesis se encontraron algunos hallazgos
sobre su utilizacion:

En esta tesis, el sistema submarino de produccién posee 3 redes, cada una de las
cuales esta integrada por ocho pozos de produccion cuya produccion se recolecta a
través de lineas submarinas hacia un manifold del cual ascienden 2 risers de
produccion hacia la torreta del FPSO; sin embargo, sélo se simul6é una red debido a
limitaciones propias de esta simulador de flujo multifasico, mientras que las otras 2
se asumieron idénticas, lo anterior debido a las caracteristicas del software que no
permiten simular mas de una red en un solo archivo de simulacion.

En general, la convergencia en PIPE PHASE es dificil en redes de cualquier tipo
ademas de que la solucibn es bastante dependiente del estimado inicial,
ocasionando que el problema tenga soluciones multiples de las cuales no
necesariamente alguna de ellas sea la que se espera, el simulador permite
establecer el flujo y/o la presién estimados pero estos valores sélo funcionan como
estimados iniciales y por lo tanto son modificados durante la convergencia. El
método de convergencia empleado por PIPE PHASE resuelve las redes mediante un
balance de presiones lo cual resta flexibilidad al usuario para manipular los
estimados con el propdsito de orientar la convergencia a una solucion deseada.

Es necesario reiniciar el programa si se pretende usar un caso previo que sirva como
base para un caso nuevo, de lo contrario al llegar a la solucién del caso nuevo los
resultados desplegados corresponden al caso previo a pesar de que el simulador
despliegue el mensaje de que ha alcanzado la convergencia.

En general, el paquete termodinamico del simulador PIPE PHASE no permite llevar
a cabo estimacion de propiedades dentro del mismo archivo de simulacion, ni
dispone de utilerias para determinacion de propiedades termodinamicas como punto
de rocio, formacién de hidratos, propiedades pseudocriticas, entre otras, para ello es
necesario recurrir a otro simulador de procesos como PRO-Il o HYSYS en donde
puedan evaluarse dichas propiedades y alimentarlas a PIPE PHASE.

En este trabajo de tesis se requeria llevar a cabo la integracion del sistema
submarino de produccién con los sistemas en cubierta, esta tarea implicaba llevar a
cabo la integracion del archivo de simulacién en PIPE PHASE correspondiente al
sistema submarino de produccion con el archivo de simulacion en PRO-II para los
sistemas en cubierta; sin embargo, esto no fue posible debido a que aunque PRO-II
cuenta con una interfaz con PIPE PHASE, el médulo llamado SIm4ME cuyo motor
de simulacion es el mismo que PRO-II, no se logré hacer funcionar dicha interfaz
debido a problemas técnicos de la misma interfaz.
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Anexo B Resultados de Simulacién PRO-II Ver. 8.0

ANEXO B

Resultados de Simulacion de PRO-II Ver. 8.0
e Balance de Materia Caso Critico: 45% volumen agua

e Hallazgos de la utilizacion de PRO-Il en la simulacién de sistemas de
procesamiento de hidrocarburos en FPSO
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Anexo B Resultados de Simulacién PRO-II Ver. 8.0

Balance de Materia Caso Critico: 45% volumen agua
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Anexo B Resultados de Simulacién PRO-II Ver. 8.0

Hallazgos de la utilizacién de PRO-Il en la simulacién de sistemas de
procesamiento de hidrocarburos en FPSO
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Anexo B Resultados de Simulacién PRO-II Ver. 8.0

Hallazgos de la utilizacion de PRO - Il en la simulacién de sistemas de
procesamiento de hidrocarburos en FPSO.

Por su parte, PRO-II es un simulador que se caracteriza por especializarse en la
simulacién de aceite crudo e hidrocarburos, por lo general se obtienen buenos
resultados de simulaciéon debido a que permite caracterizar el aceite crudo con la
mayor cantidad de parametros experimentales disponibles. Sin embargo, durante su
empleo durante el presente trabajo de tesis se detecté principalmente que no es
posible obtener predimensionamiento de ningun tipo de equipo por lo que es
necesario acudir a otras herramientas de simulacibn que cuenten con dicha
caracteristica.

En general, el empleo de los simuladores PIPE PHASE y PRO-Il generd buenos
resultados; sin embargo, para trabajo futuro se recomienda el empleo de otro
simulador como OLGA 2000 para llevar a cabo la simulacion dinamica del sistema
submarino de produccion mientras que para los sistemas en cubierta se emplee
HYSYS Dynamics con el propdsito de contar con un sistema de simulacion integral
que brinde mayor flexibilidad al usuario. Adicionalmente a la posibilidad de simular
los sistemas en cubierta en modo dinamico, HYSYS también permite llevar a cabo el
predimensionamiento de los separadores de produccién, de una manera gruesa,
partiendo de los resultados de simulacién obtenidos.
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Anexo C Resultados de Dimensionamiento de Tuberias PIPE SIZE 2.3

ANEXO C

Resultados de Dimensionamiento de Tuberias

API 14E Recommended Practice for Design and Installation of Offshore
pipping systems

e Gasoducto de Exportacion
Section 2.4: Sizing Criteria for Single Phase Gas Lines
pp 21 - 23
e Riser Submarino

Section 2.5: Sizing Criteria for Gas/Liquid Two-Phase Lines
pp 24 - 26

e Riser Inyeccion de Agua producida a pozos

Section 2.5: Sizing Criteria for Liquid Phase Lines
pp 20-21
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PAGINA: 1 DE 1

REVISON A
PROY. NO.
ELABORO: ROP FECHA 1-Mar-09
REVISO MART FECHA  18-Mar-09

DATOS DE PROYECTO:

CLIENTE: CONSIDERADO PARA TESIS DE MAESTRI/ IDENTIFICACION:

PROYECTO: GASODUCTO EXPORTACION SERVICIO: EXPORTACION DE GAS

DIAGRAMA:

DIMENSIONAMIENTO DE DIAMETRO DE TUBERIA (FASE GAS):

DATOS DE ENTRADA:

1. Flujo volumetrico @ std.: 15 MMPCSD ¥ | 8. Presion Barometrica 14.6959 psia
2. Presion inicial 309 psig hd 9. Rugosidad 0.0000175 ft
3. Temperatura 140 °F v 10. Cedula de tuberia: n
4. Viscosidad absoluta 0.0106 cp
5. Peso molecular 25.45 Criterio de Disefio:
6. Factor de Compresibilidad, z: 0.99 @® 11. Velocidad Max. Recomendada 60 ft/s :
7. Relacién de Calores Especificos 1.4 O 12. Mmaxima Caida de Presion 1.2 psi/100ft
CALCULOS INTERMEDIOS
12. Diametro inicial 5.251 in 16. Gravedad especifica gas: 0.8787
13. Flujo masico, W: 41995.88791 Ib/hr 17. Factor de compresibilidad sugerido: 0.9322
14. Densidad @ actuales 1.293 Ib/ft3 18. Velocidad sonica 1281.06 ft/s
15. Flujo Vol. @ actuales: 32478.45753 ft3/hr
RESULTADOS
DIAM. INT. DIAM. VELOCIDAD CAIDA NUMERO F?;-(I—:(():?o?\]E NUMERO DE
COMERCIAL NOMINAL CALCULADA PRES./100 ft REYNOLDS (DARCY) MACH
(in) (in) (ft/seg ) (PSh)

DIAMETRO CALCULADO: 6.065 6 44.97 0.6010 4,121,919.03 0.01077 0.035
DIAMETRO SUPERIOR: 7.981 8 25.97 0.1516 3,132,369.24 0.01072 0.020
DIAMETRO INFERIOR: 4.026 4 102.05 4.8034 6,209,498.00 0.01110 0.080
DIAMETRO OPCIONAL:

Notas:

Dimensionamiento preliminar de un gasoducto para exportacién de 15 MMSCFD de gas hacia una instalacién

ubicada a 250 km de distancia del FPSO, el riser parte de la torreta del FPSO y desciende verticalmente 800 m hasta

el lecho marino desde donde recorre una distancia de 250 km para ascender finalmentea una instalaciéon cercana a

la costa




PAGINA: 1 DE 1

REVISON A
PROY. NO.
ELABORO: ROP FECHA 1-Mar-09
REVISO MART FECHA 18-Mar-09

DATOS DE PROYECTO:

CLIENTE: UNAM IDENTIFICACION:

PROYECTO: RED SUBMARINA A 2664 FT DE PROFUNDII SERVICIO: RISER SUBMARINO

DIAGRAMA:
DIMENSIONAMIENTO DE DIAMETRO DE TUBERIA (LIQUIDO-GAS): Metodo de velocidad erosional (API-14E)

DATOS DE ENTRADA:

1. Flujo volumétrico liquido 30333 BPD v 8. Presion Barometrica 14.6959 psia
2. Flujo volumétrico gas 3.333 MMPCSD | V¥ | 9. Rugosidad 0.00015 ft

3. Presion 10| Kg/cm2 man. | ¥ 10. Cedula de tuberia: STD

4. Temperatura 115/°C v

5. Gravedad Especifica del gas 0.446

6. Gravedad Especifica del liquido 0.923 Criterio de Disefio:

7. Factor de Compresibilidad, z: 0.8673 11. Constante de vel. Erosional, c: 100

CALCULOS INTERMEDIOS
12. Relacién Gas/Liquido

109.8803284 ft*/BBL @ std 16. Flujo mésico, W: 413488.5686 Ib/hr

13. Diametro célculado 6.99 in 17. Grados API (Crudo): 21.80 °
14. Velocidad erosional 23.189 ft/s 18. Factor compresibilidad sugerido: 1.0000
15. Densidad de mezcla gas/liquido 18.597 Ib/ft3

RESULTADOS

Area Transversal Minima Requerida:
Diametro Interno Comercial:

Didmetro Nominal:

Velocidad mezcla gas/liquido

Caida de Presion Aproximada

Notas:

1.264 in?/1000BPD
7.981 in
8 in
17.7775 ft/s
1.4196 psi/100ft

Dimensionamiento preliminar de riser submarino para manejo de 30,333 BPD x 6 risers para manejar

mezcla aceite-agua-gas procedente del manifold submarino ubicado a una profundidad de 800 m cubriendo una

distancia de 3000 ft y una diferencial de altura de 2,664 ft, la tuberia se disefio con el criterio de constante de

velocidad erosional de 100 por llevar sélidos como arena
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REVISON
PROY. NO.
ELABORO: ROP FECHA 1-Mar-09
REVISO MART FECHA 18-Mar-09
DATOS DE PROYECTO:
CLIENTE: CONSIDERADO PARA TESIS DE MAESTRIA IDENTIFICACION:
PROYECTO: GASODUCTO EXPORTACION SERVICIO: INYECCION DE AGUA A POZOS
DIAGRAMA:

DIMENSIONAMIENTO DE DIAMETRO DE TUBERIA (LIQUIDOS):

DATOS DE ENTRADA:
1. Flujo Volumétrico: 50000| BPD v Criterio de Disefio:

2. Gravedad Especifica 1 @® 6. Velocidad Max. Recomendada 15/ ft/s W®
3. Viscosidad Absoluta 1cp O Liquido viscoso

4. Rugosidad 0.00015 ft O 8. Max. Caida de Presin 1 psi/100ft
5. Cedula de Tuberia: STD v

DATOS INTERMEDIOS

9. Densidad liquido 62.4 Ib/ft3
10. Flujo masico 729880.6666 Ib/hr
11. Diametro inicial 6.298 in
RESULTADOS

DIAM. INT. DIAM. VELOCIDAD NUMERO FFASIL%'TO?\‘E CAIDA

COMERCIAL NOMINAL CALCULADA REYNOLDS PRES./100 ft
(DARCY)
(in) (in) (ft/seg) (PSI)

DIAMETRO CALCULADO: 7.981 8 9.34 576,375.65 0.0155 1.3708
DIAMETRO SUPERIOR: 10.02 10 5.93 459,087.23 0.0154 0.4362
DIAMETRO INFERIOR: 6.065 6 16.18 758,459.04 0.0158 5.5330
DIAMETRO OPCIONAL:
NOTAS:

Dimensionamiento preliminar de riser submarino para manejo de 50,000 BPD de agua de inyeccién a pozos

procedente del sistema de inyeccién de agua hacia los pozos productores ubicados a una profundidad de 800 m

cubriendo una distancia de 3000 ft y una diferencial de altura de 2,664 ft, la tuberia se disefio con el criterio de

velocidad recomendada para descarga para bombas de 5-15 ft/s
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