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Resumen

Una de las areas especializadas en el desarrollo de un campo petrolero, es la medicién de hidrocarburos.
La medicién de Hidrocarburos cada vez tiene un papel mas importante en la industria petrolera, debido a
gue la inexactitud en las mediciones puede llegar a representar pérdidas millonarias. Por tal razén se han
instalado, monitoreado, calibrado y dado mantenimiento a los instrumentos y sistemas de medicion con la
finalidad de que estos realicen una medicion de hidrocarburos, eficiente, con la mayor exactitud posible y
con la menor incertidumbre de medicion.

Una vez que los hidrocarburos producidos estan en superficie, la medicién de estos es mas sencilla debido
al procesamiento al cual fueron sometidos. La medicion que se lleva a cabo en instalaciones superficiales
es llevada a cabo de forma dinamica o en condiciones de almacenamiento (estatica) y en funcion a las
fases que se presenten para ser medidas, ya sea monofasica (menor incertidumbre de medicion) o
multifasica (mayor incertidumbre de medicion), sin olvidar que los principales puntos de medicion en
superficie son: Medicién Fiscal, Medicion de Referencia, Medicibn Operacional y Medicion de
Transferencia de Custodia. Ahora bien, las mediciones a boca de pozo pueden realizarse por medio de
medidores multifasicos, estimaciones por correlaciones y separadores de pruebas.

La medicion de hidrocarburos en puntos de transferencia de custodia es igual a dinero. En ese sentido,
los hidrocarburos producidos cambian de duefio o propietario en varias ocasiones durante su trayecto
hasta el consumidor y en cada cambio o transferencia de custodia, el comprador y el vendedor tienen que
estar seguros del volumen exacto y calidad (composicion) de los hidrocarburos que estan siendo
transferidos para que se pueda establecer un precio justo.

No solo se considera la masa o el volumen de los hidrocarburos, sino también la calidad de los mismos,
ya gque éstos, deben entregarse (transferencia de custodia) como Hidrocarburos Netos en los Puntos de
Medicion, en condiciones comercialmente aceptables en cuanto a contenido de azufre, contenido de agua
y sedimentos, densidad API, contenido de &cido sulfhidrico, contenido de sal, humedad, poder calorifico,
biéxido de carbono y oxigeno, lo anterior de acuerdo con la Regulacion y las mejores practicas de la
Industria, lo cual ser& regulado por la Comisién Nacional de Hidrocarburos (CNH).

Entregar los Hidrocarburos (transferencia de custodia) en las condiciones sefialadas y correctas a un
tercero en los Puntos de Medicién de Transferencia de Custodia implica retos significativos para los
operadores petroleros, toda vez que estos deberan realizar importantes inversiones en infraestructura, por
ejemplo, en el procesamiento de los hidrocarburos, transporte y en la eleccion correcta de los equipos
de medicién para que las cantidades de aceite, gas y condensados que vendan cumplan con los
requerimientos minimos exigidos por la regulaciéon aplicable.



Abstract

One of the areas specialized in the development of an oil field is the measurement of hydrocarbons. The
measurement of hydrocarbons has an increasingly important role in the oil industry, due to the inaccuracy
in the measurements it can represent millionaire losses. For this reason, measuring instruments and
systems have been installed, monitored, calibrated and maintained with the resolution that they carry out
an efficient hydrocarbon measurement, with the highest possible accuracy and with the least measurement
uncertainty.

Once the hydrocarbons produced are on the surface, the measurement of these is easier due to the
processing to which they were subjected. The measurement that is carried out in surface facilities is carried
out dynamically or in storage conditions (static) and depending on the phases that are presented to be
measured, either single-phase (less measurement uncertainty) or multiphase ( greater measurement
uncertainty), without forgetting that the main surface measurement points are: Fiscal Measurement,
Reference Measurement, Operational Measurement and Custody Transfer Measurement. However,
wellhead measurements can be made using multiphase meters, correlation estimates and test separators.

The measurement of hydrocarbons at custody transfer points is equal to money. In that sense, the
hydrocarbons produced change owners or owners several times during their journey to the consumer and
at each change or transfer of custody, the buyer and the seller have to be sure of the exact volume and
guality (composition) of the hydrocarbons They are being transferred so that a fair price can be established.

Not only the mass or volume of the hydrocarbons is considered, but also the quality of the hydrocarbons,
since they must be delivered (custody transfer) as Net Hydrocarbons at the Measurement Points, under
commercially acceptable conditions as regards the content of sulfur, water and sediment content, API
density, hydrogen sulfide content, salt content, moisture, calorific value, carbon dioxide and oxygen, the
above in accordance with the Regulation and Industry best practices, which will be regulated by the
National Hydrocarbons Commission (CNH).

Delivering Hydrocarbons (custody transfer) under the conditions indicated and correct to a third party at
the Custody Transfer Measurement Points implies significant challenges for oil operators, since they must
make significant investments in infrastructure, for example, in the hydrocarbon processing, transportation
and in the correct choice of measuring equipment so that the quantities of oil, gas and condensates that
are sold meet the minimum requirements required by the applicable regulation.



Introduccion.

La Reforma Constitucional en Materia Energética del afio 2013 prevé que las actividades de exploracion
y extraccién de hidrocarburos seran realizadas, como actividades estratégicas, por la Nacion, con el
propoésito de obtener ingresos para el estado que contribuyan al desarrollo a largo plazo de la Nacion.
Como lo sefala el parrafo séptimo del articulo 27 constitucional, dichas actividades seran realizadas por
medio de asignaciones o a través de contratos. En efecto, Petréleos Mexicanos y Pemex Exploracion y
Produccién como asignatarios y los operadores titulares de los Contratos de exploracion y produccion,
seran quienes lleven a cabo estas actividades por cuenta de la Nacion, por lo que tanto asignatarios y
operadores deberan de contar con sistemas o mecanismos de medicion que les permitan cuantificar el
volumen o masa y determinacion de la calidad de los hidrocarburos liquidos y gaseosos, con el fin de dar
cuenta de sus activadas de manera oportuna, precisa y transparente dando cumplimiento a la regulacion
aplicable.

Por lo anterior, la medicion de hidrocarburos es importante para llevar a cabo una evaluacion econémica
de cualquier proyecto que involucre la produccion de hidrocarburos, ya que en la mayoria de las
operaciones dentro de la industria petrolera se necesita contabilizar lo que se esta transportando, no solo
por motivos de venta, sino que también en la mayoria de los procesos dentro de la industria petrolera se
necesita tener informacion real y confiable de la capacidad de produccion de sus instalaciones, con la
finalidad de poder programar, planear, asignar recursos para optimizar la capacidad de produccion,
recepcion, procesamiento, transporte y almacenamiento. Por lo cual, la medicion de hidrocarburos da la
oportunidad de planear y entender las necesidades del proyecto y permite evaluarlo desde un punto de
vista econdémico para poder decidir si se lleva a cabo lo que se esperaba en la etapa de planeacion.

La medicion de Hidrocarburos en puntos de transferencia de custodia es considerada la caja registradora
de la industria petrolera, toda vez que la misma permite determinar no solo el volumen y calidad de los
hidrocarburos producidos que previamente fueron separados y procesados para manejar corrientes
monofésicas, sino que también la misma permite obtener los ingresos con los que contara el estado por
la extraccion de sus recursos petroleros.

En ese contexto, la Medicién de Hidrocarburos en puntos de transferencia de custodia es definida como
la cuantificacién del volumen o masa y determinacién de la calidad de los hidrocarburos liquidos o
gaseosos mediante la cual se entregan operativamente los hidrocarburos transfiriendo su custodia, dicho
concepto cobra especial relevancia, toda vez que la misma se realizara por los asignatarios y operadores
por cuenta y nombre de la nacion, de tal manera que es evidente la importancia que tiene la medicion de
hidrocarburos en puntos de transferencia de custodia para determinar las contraprestaciones de los
asignatarios y de los operadores. Por lo cual, en un contexto meramente recaudatorio, la Medicion de
Hidrocarburos en puntos de transferencia de custodia tiene como principal proposito cuantificar y
determinar los ingresos que obtendra el Estado.

Si bien es cierto que la Ley de Hidrocarburos no establece expresamente obligaciones en materia de
Medicion para los asignatarios y operadores, si prevé que estos deberan cumplir con la regulacion,
lineamientos que emita la CNH. Por ello, la CNH estéa facultada para emitir la regulacién y supervisar el
cumplimiento de las actividades en materia de Medicion de Hidrocarburos. Asi mismo, la Ley dispone que
la instalacién y verificacion de los sistemas de medicion deberan ser de acuerdo con las mejores practicas
internacionales de la Industria Petrolera.
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Con base en dichas atribuciones, la CNH emitié en septiembre de 2015 y después en diciembre de 2017
con ciertas modificaciones a fin de otorgar mayor certeza juridica a los regulados, los “Lineamientos
Técnicos en materia de Medicion de Hidrocarburos”, obligatorios para todos los operadores petroleros y
asignatarios.

Objetivo.

En la industria petrolera existen una gran variedad de medidores de flujo para determinar la cantidad
(volumen) de las corrientes monofasicas (aceite y gas), sin embargo, muchos de éstos no son adecuados
para implementarse en los sistemas/mecanismos de medicion para la Medicién de Hidrocarburos en
Puntos de Transferencia de Custodia. Por tal motivo el objetivo de este trabajo es, dar a conocer cuales
son los principales y correctos medidores de flujo empleados en los sistemas de medicién a nivel nacional
en los puntos de medicién de transferencia de custodia, debido a que el objetivo de la transferencia de
custodia es intercambiar una cantidad de fluido (gas o aceite) con su respectiva calidad por una cantidad
de dinero, es indispensable que la medicidon de hidrocarburos en puntos de transferencia de custodia sea
con la menor incertidumbre posible, tomando en cuenta que el mensurando perfecto no existe y que hay
un margen de exactitud acordado entre el vendedor y comprador..

En ese contexto, este trabajo tiene como objetivo fundamental de indole académico, difundir el
conocimiento en materia de medicion de hidrocarburos entre la comunidad escolar, ya que el tema de la
medicidn de hidrocarburos y sobre todo la medicién de hidrocarburos en puntos transferencia de custodia
ha sido de poco de interés entre la comunidad estudiantil en la ultima década, pero actualmente con la
implementacion de la nueva Reforma Energética en 2013, y con la nueva regulacién en materia de
medicion de hidrocarburos emitida por la CNH, la medicién de hidrocarburos ha cobrado una gran
importancia en el desarrollo de campos para la produccién debido a que la medicion de hidrocarburos en
puntos de transferencia de custodia no solo es la cuantificacion del volumen o masa y determinacion de
la calidad de los hidrocarburos liquidos o0 gaseosos, si no que por medio de esta medicién, se podran
determinar los ingresos que obtendra el estado (transferencia de custodia) para su desarrollo.
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Capitulo 1 Conceptos Basicos.

1.1 Sistema Integral de Produccion.

El sistema integral de Produccion se define como el conjunto de elementos que se encuentran
involucrados en el proceso de produccion de hidrocarburos, desde el yacimiento hasta la superficie, separa
el aceite, gas y agua, finalmente los envia a las instalaciones de almacenamiento y comercializacion
(Figura 1).

Los componentes basicos de un Sistema Integral de Produccion:

Yacimiento

Pozo

Tuberia de Produccion
Cabeza del Pozo
Linea de Descarga
Estrangulador

Separadores y Equipo de Procesamiento
Tanques de almacenamiento

APy APa

D 4—F|=t

Linea de Descarga

P1 = Pws - Pwl = Caida de Presidn en el Yacimiento

F2 = Pwf - Pwh = Caida de Presion en el Pozo

APz P3 =Pwh - Pest = Caida de Presion en el Estrangulador
Pozo P4 = Pest - Psep = Caida de Presion en la Linea de Descarga

Pws

AP Yacimiento

Figura 1. Sistema Integral de Produccion (Angel de Clavel Maria Mendoza, 2015)

Pws= Presion Estatica del Yacimiento

Pwf= Presion de Fondo Fluyendo
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Pwh= Presion en la Cabeza del Pozo
Pest= Presion en el Estrangulador
Psep= Presion de Separacion

Las Principales Caidas de Presion que Ocurren en el sistema Integral de Produccion se distribuyen de la
siguiente manera:

e Pérdidas de Presion en el Medio Poroso (Yacimiento). Representan entre el 10 y 50% de las
pérdidas totales.

e Pérdidas de Presion en la Tuberia Vertical. Representan entre el 30 y 80% de las pérdidas totales.

e Pérdidas de Presion en la Linea de Descarga. Representan generalmente entre el 5y 30% de las
pérdidas Totales.

Descripcidn de los Componentes del Sistema Integral de Produccion:

» Yacimiento

Es la porcion de una trampa Geoldgica con contenido de hidrocarburos la cual se comporta como un
sistema interconectado hidraulicamente. Los hidrocarburos que ocupan los poros de la roca almacenadora
se encuentran a alta presion y temperatura debido a la profundidad de la zona productora.

» Pozo

Es un agujero que se hace a través de la roca hasta llegar al yacimiento. En €l se instalan sistemas de
tuberias y otros elementos con el fin de establecer un flujo de fluidos controlados entre la formacion
productora y la superficie.

» Tuberia de Descarga
Son estructuras de Acero cuya finalidad es transportar gas, aceite y, en algunos casos agua desde la
cabeza del pozo pasando por el estrangulador y separador hasta el tanque de almacenamiento.

» Estrangulador

Es un aditamento que se instala en los pozos productores con el fin de restringir el flujo de los fluidos. Es
decir, permite obtener el gasto deseado y prevenir la conificacion de agua, la produccién de arenay, sobre
todo, aumentar la seguridad de las instalaciones superficiales.

» Separadores

Son equipos que separan la mezcla de aceite y gas o en algunos casos, aceite, gas y agua, que proviene
directamente de los pozos. Los Separadores pueden clasificarse de acuerdo con su forma o geometria en
horizontales, verticales y esféricos, o por su finalidad en separador de dos fases (gas y liquido) o de tres
(gas, aceite y agua).

» Tanque de almacenamiento

Son recipientes de gran capacidad para almacenar la produccion de fluidos de uno o varios pozos. Los
tanques de almacenamiento pueden ser estructuras cilindricas de acero instaladas en tierra firme, o bien
en buque-tanques para pozos localizados costa afuera. En la industria petrolera, los tanques pueden tener
una capacidad de almacenamiento que va desde 100,000 hasta los 500,000 barriles.
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1.2 Propiedades de los Hidrocarburos.

Los hidrocarburos son moléculas formadas por mezclas de atomos de hidrogeno y carbono. La molécula
mas sencilla de hidrocarburos es el metano que consiste en 1 &tomo de carbono y 4 de hidrégeno. El
siguiente es el etano con 2 atomos de carbono y 6 de hidrégeno. A medida que las moléculas se hacen
mas pesadas se le agregan a&tomos de carbono y una porcion aun mayor de hidrégenos para continuar
con la progresion, propano, butano, pentano, hexano, etc. El gas natural estd compuesto principalmente
de metano con pequefias cantidades de otros gases.

Las Propiedades de los Hidrocarburos se determinan en el laboratorio usando pruebas de separacion
instantanea (flash) y diferencial. Los datos de los fluidos permiten realizar estimaciones volumétricas de
yacimientos de gas asociado y gas no asociado, analizando el comportamiento del yacimiento, asi como
disefiar el tamafio de las instalaciones, estimar la perdida de presion en la vencida del pozo y la linea de
flujo.

Las propiedades de los fluidos generalmente son referidas a las condiciones que se miden. Condiciones
estandar o de tanque-. Son las condiciones de presion y temperatura definidas para la medicion practica

de los hidrocarburos y corresponden para la presion: 14.69 lb/pg2 (1 atm, 1.033 kg/cmz) y para la

temperatura: 60°F (15.56°C, 288.71°K)
Condiciones de Yacimiento-. Son las condiciones de presion y temperatura a las que se encuentran
sometidos los fluidos en los yacimientos.

Densidad (p)
La densidad es la cantidad de masa por unidad de volumen. Mateméticamente la densidad es la relacién

entre el valor de la masa de un material y el volumen que ocupa. La densidad se expresa en kg/mg, pero

L, .- - r
por razones practicas se utiliza normalmente 9 /Cm3

gr

—5 (1.1)

p=2|

Viscosidad Absoluta o Dinamica (u)

La viscosidad es aquella propiedad que determina la cantidad de resistencia opuesta a las fuerzas
cortantes. Los fluidos de alta viscosidad presentan una cierta resistencia a fluir, los fluidos de baja
viscosidad fluyen con facilidad. En los liquidos la viscosidad disminuye al aumentar la temperatura, pero
no se ve afectada por las variaciones de presion. En los gases la viscosidad se incrementa al aumentar la
temperatura. La viscosidad absoluta o dindmica se expresa en (Poise o centiPoise).

Viscosidad Cinematica (v)

La viscosidad cinematica de un fluido es el cociente entre la viscosidad absoluta y la densidad. La
viscosidad cinemética se expresa en (Stokes o centiStokes).

V= g [stokes] (1.2)

Densidad del Aceite (p,)
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Es la relacion de la masa del aceite mas su gas disuelto entre su volumen. La densidad varia con la
temperatura y presion (Figura 2).

Masa de Aceite@c.y [ gr (1.3)
Po Volumen de Aceite@c.s Lcm3 '
po ~
Region Bifasica Regién Monaofisica

1

1

1

1

1

1

1

H

1

1

1

.

1

1 [}

1 L}

i 7 '

a i a

Patm Pb Pi P

Figura 2. Comportamiento de la Densidad del Aceite en funcion de la Presion (Angel de Maria Clavel Mendoza, 2015)

Viscosidad del Aceite (u,)
La viscosidad es una propiedad de resistencia al esfuerzo cortante. Normalmente un liquido pesado tiene
una mayor viscosidad que un liquido ligero (Figura 3).

Mo =vp [cp] (1.4)

Existe un cambio de
composicion en el liquido
{moléculas mas compl ejas)

Si p decrece la g, decrece (las

moléculas del fluidoe se
Separan y g€ muevel una
respecto a otra con mavor
facilidad)

()

Y

s
Presion del yacimiento. p,. (Ibsipe®)
Figura 3. Comportamiento de la Viscosidad del Aceite en funcion de la Presion (Angel de Maria Clavel Mendoza, 2015)

Compresibilidad del Aceite (C,)
Este parametro es empleado para analizar el comportamiento del volumen del aceite al haber un cambio
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La c_ (aceite negro) es virtuallmente constante con
excepcion de presiones cercanas a la g,

\

Ps

Presion del vacimiento, p. (/b/pg® abs)

Figura 4. Comportamiento de la Compresibilidad del Aceite en funcién de la Presion (Angel de Maria Clavel Mendoza, 2015)

Compresibilidad del Gas (C,)

Este parametro se emplea para determinar la variacion en el volumen del gas al ir variando la presién a la
gue se encuentra confinado, este cambio de volumen se realiza a condiciones isotérmicas (Figura 5).

1 190z o

Cy= 7 73p (1.6) Compresibilidad para un Gas Real.
1 .

Cy= P (1.7) Compresibilidad para un Gas Ideal.

¢ iy

Presién del yacimiento, p,. (ibrms” abs)
Figura 5. Comportamiento de la Compresibilidad del Gas en Funcion de la Presion (Angel de Clavel Maria Mendoza, 2015)

Relacion Gas Disuelto en el Aceite (R;)

La relacion de solubilidad indica la cantidad de gas que se encuentra disuelto en el aceite, donde ambos
fluidos se encuentran a condiciones de presion y temperatura de yacimiento, pero son medidos a
condiciones estandar. Este factor es solo para yacimientos de aceite y su gas disuelto (Figura 6).
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_ Vol. Gas disuelto en el aceite@c.s

m3
— 1.8
Volumen de aceite@c.s [m3 (1.8)

50 “olmnen de gas
liberado @@ c.¥.

2, (cantidad de gas en
solucidn a 7,

S

=

(R, -7 )= zas liberado en el
wacimiento {gas libre)

-
-

7
Presion, p, (ibpg® abs)
Figura 6. Comportamiento de la Relacion de Solubilidad en Funcién de la Presién (Angel de Maria Clavel Mendoza, 2015)

Relacién Gas-Aceite (RGA)

Se define como la relacién volumétrica del gas producido total y el volumen de aceite producido o
producciéon neta, ambos medidos a condiciones de superficie. El gas producido puede contener los
volumenes del gas disuelto en el aceite y del gas proveniente del casquete de gas (gas libre).

RGA

_ Vol. Gas producido@c. s _ Yep _ 9ed + def [m_3] (1.9)

Vol. Aceite@c. s do do m3

Densidad relativa de un fluido (gravedad especifica) (Yf)

La gravedad especifica de un fluido es definida como la relacién entre la densidad del fluido de interés a
la densidad del agua, ambos medidos a la misma temperatura, presion y condiciones estandar.

Pfluido
Yf =

1.10
Pagua ( )

Gravedad API
La gravedad API es una forma de expresar el peso especifico o densidad relativa de los crudos. La
gravedad especifica de un liquido es entonces la relacion de la densidad de liquido y la densidad del agua.

141.5

°API =
(¥o)

~131.5  (1.11)

Densidad Relativa de un gas (gravedad especifica) (¥,)
La gravedad especifica de un gas es definida como la relacién entre la densidad del gas a la densidad del
aire seco, ambos medidos a la misma temperatura, presion y condiciones estandar

_ Pgas

Yy

(1.12)

) aire ) ) )
En el supuesto que el comportamiento del gas y del aire sea como el comportamiento de un gas ideal,
pueden ser representados por la ecuacion del gas ideal, la gravedad especifica podra ser:
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Mgas
Y,=—2 (1.13)
g Maire
M = peso molecular del gas [lb — mol]

Mire = peso molecular del aire [lb — mol]

Factor de Volumen del Aceite (Byp)

El factor de volumen del aceite relaciona un volumen de aceite con su gas disuelto medido a condiciones
de yacimiento entre el mismo volumen de aceite medido a condiciones de superficie. El factor de volumen
del aceite nos indica el volumen de aceite en el yacimiento requerido para producir un barril de aceite en
superficie (Figura 7).

Vol. Aceite con su gas disuelto@c.y [m?3 (1.14)
0 = R .
Vol. Aceite@c. s m3
ES
z ILiberacion de =as en el espacio
¥ proroso del vacinuento (
Expansion del
\ liguido en el
\‘ A yacimiento
e 2 : -
P : =
re 3 :
# :
I;h S
Presion del yacimiento.p,. (b/pg” abs)

Figura 7. Comportamiento del Factor de Volumen del Aceite en Funcion de la Presién (Angel de Clavel Maria Mendoza, 2015)

Ley Universal de los Gases

El volumen ocupado por un gas es inversamente proporcional a la presion que se aplica sobre él y
directamente proporcional a su temperatura. Para un gas ideal, el enunciado anterior puede expresarse
como:

PV=nRT  (1.15)
P = Presion a la que se somete el gas [Pa]
V = Volumen ocupado por el gas [m3]
n = numero de moles [kg]
Pa *m3
kg * °Kl
T = Temperatura a la que esta sometido el gas [°K]

R = constante universal de los gases [8312

Donde R es la constante universal de los gases. Para gases reales, se introduce el factor de
compresibilidad “z”, el cual ajusta las diferencias entre el gas ideal y el gas real.

PV = znRT (1.16)
z = factor de compresibilidad del gas [adimensional]
Factor de Volumen del Gas (B,)

Es un parametro que representa el volumen de gas libre medido a condiciones de yacimiento entre el
volumen que ocupa ese mismo volumen de gas medido a condiciones de superficie. (Figura 8).
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_ Vol.Gas@c.s m3 117
9" Vol.Gas@c.y |m3 (1.17)
r 9
Bg

Yy

Presidm del yacimiento. p,. /bipg® abs)

Figura 8. Comportamiento del Factor de Volumen del Gas en Funcion de la Presién (Angel de Clavel Maria Mendoza, 2015)

Factor de Volumen Total (B,)
El factor de volumen total o de la fase mixta se refiere al volumen de aceite en el yacimiento con su gas

disuelto mas el volumen de gas liberado entre el volumen de aceite en la superficie. Solo para yacimientos
de aceite y gas disuelto liberado (Figura 9).

" B, incrementa si p, disminuye (¥, aumenta) A
55 (El faf:t01"Bg(Rs!.—Rs) increm enta o ‘ =
H significativamente conforme p, disminuye) £
\/ Silapop,. B=B, (todo
el £as se encuenfra en
solucion en el liguido a
c.y-)

B disminuye sip,
dizminuye (77, decrece)
(el espacio poroso en el
yvacimiento ge va
acumulando mas y mas
gag. v el liquido
remanente en el
yacimiento tiene menos

gas en solucion)
ﬁ/ﬂ B,

Presion del yacumiento, p, ({b/pg’ abs)
Figura 9. Comportamiento del Factor de Volumen Total en Funcion de la Presién (Angel de Clavel Maria Mendoza, 2015)

B,=B,+B(R,~R,)

P

B, =B, ammenta s p,
1 &_\ disminuye {incrementa
'
=
: rin M l1__emm_ente debldc_r ala
' expansion del liquido
en el yacimiento)

Vol.Total de ocupado por los fluidos@c.y [m3
= = (1.18)

t— Vol. Aceite@c. s m3

1.3 Apariencia de los Hidrocarburos Producidos.

En general el gas natural es esencialmente una mezcla de gases, por lo que sus propiedades son
consecuencia de su composicion. La composicibn es establecida normalmente por técnicas
cromatograficas (analisis de longitudes de ondas de las radiaciones emitidas durante la combustion del
gas). El petrdleo es una compleja combinacién de hidrocarburos, en fase liquida a condiciones ambiente,
y de otros componentes considerados contaminantes, tales como metales, agua, sedimentos, H,S, etc.
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Sin embargo, el aceite en el yacimiento contiene casi siempre metano disuelto y otros hidrocarburos ligeros
gue son liberados como gas cuando la presion en el aceite se reduce. Como el gas se expande, el volumen
de liquido restante del aceite disminuye; a este fendbmeno se conoce como encogimiento.

El contenido de gas disuelto; el gas incrementa el volumen y por tanto disminuye la densidad, por
consiguiente, la viscosidad disminuye también

El gas que se produce se llama gas en solucion, gas asociado al aceite o gas liberado. El encogimiento
es expresado en términos de barriles de aceite en el tanque por barril de fluido del yacimiento. El
encogimiento del aceite crudo es reciproco del factor de volumen del aceite.

El gas natural producido en un yacimiento de gas puede contener cantidades pequefias de hidrocarburos
mas pesados que se separan como liquidos llamados condensados. El gas natural contiene hidrocarburos
condensados llamado gas humedo.

Si no estan, en su forma condensada cuando el gas es producido en la superficie, el gas es llamado gas
seco.

El gas condensado de yacimiento es un tipo intermedio de liquido (es decir, entre el aceite crudo y el gas
natural) por lo tanto el liquido condensado contiene una cantidad considerable de hidrocarburos licuables
y es muy rico en condensados.

1.4 Procesamiento de los Hidrocarburos.

El procesamiento de un campo petrolero es definido como el procesamiento del aceite y/o gas para un
seguro y econdmico almacenaje y/o transporte por ducto, tanque o camion, también incluye la separacién
y tratamiento del agua congénita, ya sea del agua producida para su reinyeccion, disposicion o agua
adicional inyectada usada para empuje de agua o mantenimiento de la presion.

La seleccion y operacién del equipo para el procesamiento en campo depende del volumen y las
caracteristicas de las corrientes producidas de los pozos y las especificaciones de la entrega del producto.

Los hidrocarburos deben ser separados en sus derivados para poder ser almacenados y transportados,
los no hidrocarburos deben ser removidos para ser almacenados, transportados, reinyectados o
eliminados.

Cuando nos referimos a los procesos de compresion y bombeo, son los procesos por medio de los cuales
se incrementa la presion de los fluidos con el fin de movilizarlos de un punto a otro, debido a lo anterior,
es necesario someter los hidrocarburos a procesos de separacion que nos permitan transportar gas sin
humedad por medio de un compresor y liquidos desmasificados por medio de bombas.

1.4.1 Procesamiento del Gas.

El gas natural se procesa para eliminarle contaminantes, estos suelen ser: a) corrosivos como el H,0 y
gases acidos como el H,S, b) reductores del poder calorifico como N, y CO,

e El primer tratamiento consiste en separar las distintas fases producidas por medio de separadores
verticales, horizontales o esféricos.

e Rectificacion, la rectificacion es un proceso por el cual se reduce la cantidad de liquidos en forma
de niebla de un flujo de gas y se lleva a cabo en un equipo llamado rectificador. Una vez que el gas
se ha sometido a un proceso de rectificacion se obtiene una nueva separacion de fases, la corriente
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de los nuevos liquidos obtenidos normalmente se agrega a alguna otra corriente para su
tratamiento.

El gas se deshidrata con absorbentes sdlidos como la alimina Al,05 o solventes como el glicol, o
por tamices moleculares, la deshidratacidon procede si el gas contiene agua liquida o vapor. El gas
se deshidrata para evitar la formacion de hidratos de gas, los cuales pueden taponar las tuberias
provocando elevacion de la presion en el equipo o en las tuberias, elevando considerablemente la
temperatura.

El gas se endulza para la remocion de gases &cidos del gas natural, se endulza con soluciones
absorbentes para eliminarle CO, y H,S. En la eliminacion de los gases acidos por absorcion fisica,
se emplean solventes organicos para absorber las impurezas sin que se presenten reacciones
guimicas. En la absorcidbn quimica se emplean soluciones aminas que reaccionan con las
impurezas, estas reacciones son reversibles, por lo que el solvente puede ser regenerado y utilizado
para varios ciclos de endulzamiento

Gas con cantidades considerables de hidrocarburos licuables (etano, propano y pesados) producen
condensados en la compresion y el enfriamiento. Los condensados pueden causar dificultades en
las tuberias y por lo tanto en el proceso en campo, retirando o recuperando todos los condensados
del gas (NGL) gas-liquido natural podemos tener una estabilizacion para remover todos los
condensados del gas y asi tener un producto transportable. Los condensados pueden ser
inyectados en el gasoducto o transportados por separado

Compresion, La razén por la cual se comprime un gas es para elevar la presion, y subsecuente su
velocidad mediante un trabajo ejercido sobre el fluido a través de un compresor. Un ejemplo del
proceso de compresion es cuando se requiere transportar gas a través de los gasoductos, en este
caso se requiere aplicar una presion necesaria para vencer la resistencia de friccion. Cuando los
compresores comunican presion en el gas, que es un fluido compresible reducen el volumen del
gas

Transporte, el transporte de gas se realiza por gasoductos, estos deben de estar operando a
presion de 700-1,000 psia para permitir un transporte econémico con didmetros razonablemente
pequeios

1.4.2 Procesamiento del Aceite.
El tratamiento de aceite crudo para el almacenamiento, la transportacion y la venta involucra los siguientes
procesos:

Separacién primaria de aceite crudo, agua libre 0 en emulsién y sedimentos arrastrados (arenas)
del aceite crudo.

Lavado en ocasiones el crudo producido contiene una gran cantidad de sales. Estas sales pueden
ocasionar dafos en las instalaciones de produccion debido a incrustaciones inorganicas. Para
eliminar dichas sales se implementa un proceso que se denomina lavado del crudo y que consiste
en mezclar en un tanque una corriente de aceite con otra corriente de agua dulce. La mezcla de
estos dos fluidos provoca que parte de la sal disuelta en el aceite se disuelva en el agua dulce, con
lo que se reduce el contenido de sal en el hidrocarburo. Posteriormente se somete al aceite a un
proceso de separacion, que regularmente se realiza por decantacién en tanques en donde se
segrega la mezcla de fluidos y se separa el agua del aceite por simple segregacion gravitacional
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e Estabilizacidén de aceite crudo es la (remocién de gas natural disuelto, hasta el grado requerido,
para vender, transportar y manejar un aceite seguro). La estabilizacion del crudo es un proceso que
se lleva a cabo una vez que se ha sometido la corriente a un proceso inicial de separacion. La
estabilizacion de crudo se lleva a cabo en torres de separacion, estos equipos son denominados
tanques elevados.

e Endulzamiento de Crudo, el crudo debe endulzarse para proteger al personal, mitigar la corrosion
y cumplir con las especificaciones de venta. Los denominados crudos amargos contienen H,S y
otros compuestos que contienen azufre, incluso pequefias cantidades de H,S hacen que el petréleo
crudo sea toxico y corrosivo. El crudo puede ser endulzado por muchos de los mismos productos
quimicos utilizados para eliminar H,S y CO, de gases &cidos naturales, asi como las aminas,
causticos, sales de zinc y otras bases y/o los agentes oxidantes han sido considerados, ya que el
petréleo crudo generalmente contiene mucho mas contaminantes. La eliminacion de H,S por lo
general se lleva a cabo mediante remocion con gas natural frio o caliente, debido a que la volatilidad
del H,S es intermedia a comparacién del etano y propano, por lo tanto, es muy volatil y tiende a
subir con el vapor en un separador de gas y aceite

e Remocién de impurezas del aceite crudo y gas para satisfacer especificaciones de
venta/transporte/reinyeccion, ademas de cumplir con todas las regulaciones de seguridad y
ambiental.

e Después de la remocion del agua libre, el aceite producido frecuentemente contiene excesiva agua
residual emulsionada. La deshidratacion es requerida para reducir el contenido de agua para un
valor aceptable para su transportacion y venta.

El acido sulfhidrico en el aceite es eliminado para reducir las dificultades en el manejo y la transportacién
porque es extremadamente toxico y corrosivo.

1.5 Proceso de Separacion de los Hidrocarburos

Después de su recorrido por el interior del pozo, es decir de haber sido producido por medio de la tuberia
de produccién, la produccién llega al arbol de valvulas por medio del cual se controla su flujo y es posible
direccionarlo. Una vez direccionado por el arbol, la produccién es conducida a una tuberia conocida como
linea de descarga cuyo fin es realizar la conexién entre el cabezal de recoleccién y el arbol de cada pozo.
En las lineas de descarga es posible, y en ocasiones necesario, instalar un estrangulador que permitira
gue la variacion de presion corriente abajo no altere la presidn existente corriente arriba y asi sea posible
controlar la producciéon de agua, arenas o asfaltenos. La linea de descarga se conecta normalmente a una
tuberia de mayor capacidad denominada cabezal de recoleccion, cuya funcion es la de recibir la
produccién de varios pozos cuyas propiedades tanto de los fluidos como termodinamicas permitan su
mezcla y transporte de manera simultanea a una bateria de separacion. El cabezal de recoleccion conduce
la produccion hasta una bateria de separacion. En la conexion de pozos individuales a un cabezal de
produccion, es deseable tener flexibilidad en trayecto de la linea de flujo que dirigen los fluidos de los
pozos ya sea hacia un separador de prueba o uno de produccion. Debido a las multiples etapas de
separacion los pozos de baja presion permiten ser conducidos a un separador en comun, algunas valvulas
son necesarias para permitir la conduccion de los fluidos, estas instalaciones se muestran en la (Figura
10).
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Figura 10. Esquema de la ruta de produccion, sistema de separacién y medicion (Cinthya R. Godoy, 2008)

Generalmente la produccién de un pozo petrolero se presenta de dos maneras:

e Produccion Monofasica: En la cual se involucra solamente la corriente de un mismo tipo fluido,
siendo el caso mas comun la produccion de gas seco.

e Produccién Multifasica: En la que se produce una corriente de flujo compuesta por mas de un tipo
de fluido (gas, aceite y agua), y algunos contaminantes liquidos, gaseosos y solidos.

Debido a las caracteristicas propias de cada mezcla se debe dar un tratamiento especial a la corriente de
fluidos que se produce, con el objetivo de poder separar los fluidos hidrocarburos entre si y de los
contaminantes que los acompafian. Es importante indicar que para que se pueda comercializar el
hidrocarburo debe cumplir con estandares técnicos referidos a la cantidad o al porcentaje de impurezas
(agua, sedimentos, etc.).

Algunos de los procesos que se presentan en una planta de produccion se mencionan a continuacion, con
el fin de poder comprender la dindmica presente en la bateria y entender como estos procesos afectan la
medicién y el volumen del flujo de hidrocarburos.

Debido a las altas condiciones de presion y temperatura y a las propiedades fisicas de los hidrocarburos,
se presenta un fendmeno de disolucion del gas en el aceite. Cuando el flujo avanza dentro del sistema
integral de produccién sufre una caida de presion debida a fenébmenos como la friccion, el cambio de
temperatura o el cambio de volumen. En ocasiones la caida de presion es tan grande que provoca una
liberacidn del gas que se encontraba disuelto en la fase liquida (agua, aceite 0 ambos) y el gas comienza
a viajar de forma independiente a la corriente de la fase liquida.

Cuando el flujo de hidrocarburos llega a instalaciones de separacion se produce un proceso artificial de
caida de presion, que se vale de otros fendmenos fisicos para lograr separar las fases de una corriente,
este proceso es llamado separacion y se lleva a cabo en equipos llamados separadores.

La separacion puede clasificarse en bifasica y trifasica, la separacion bifasica involucra la separacion de
una corriente de flujo compuesta por una fase liquida y una fase gaseosa, sin separar el agua de la fase
liquida, mientras que en la separacion trifasica se involucra una corriente de flujo compuesta por liquidos
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y gases, llevando a cabo la separacion de cada fase y del agua.

Es conveniente mencionar que el proceso de separacion se puede llevar a cabo en distintos separadores
gue reducen la presion de la corriente de manera gradual (Figura 11), permitiendo que se separe todo el
gas posible a condiciones estandar. Cuando un proceso de separacion se lleva a cabo de esta manera se
le llama separacion por etapas, en donde cada separador o conjunto de separadores con las mismas
condiciones de operacién representan a una etapa.

1200 psi
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INTERMED, — gas
@ # BAJA PRESIOHN ﬁ
@ Separador Bifdsico
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@ Separader Trifdsice @

TAMOUE

ETAPAS DE SEPARACION GASILIQUIDO

Figura 11. Representacion de las etapas de separacion de hidrocarburos (Cinthya R. Godoy, 2008)

Los fluidos producidos por un pozo son mezclas complejas de hidrégeno y carbono, estas fluyen por el
aparejo de produccion y llegan al arbol de valvulas, ubicados en la parte superior del pozo, sigue una
trayectoria hasta la estacion de produccion donde se cumple la separacion en las diferentes fases: aceite,
gas y agua, utilizando para ello separadores.
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Capitulo 2 Medicion de Hidrocarburos.
2.1 Conceptos Fundamentales de Medicion de Hidrocarburos

Para comprender el proceso de medicidbn es necesario tener presente las siguientes definiciones en
materia de medicion de hidrocarburos:

Auditoria: Proceso sisteméatico, independiente y documentado para el monitoreo, evaluacion de
cumplimiento, prevencion de riesgos, fortalecimiento de control interno e identificacion de oportunidades
para la mejora de cualquiera de los elementos influyentes en los mecanismos de medicion.

Calibracion: Operacion que bajo condiciones especificadas establece, en una primera etapa, una relacién
entre los valores y sus incertidumbres de Medida asociadas obtenidas a partir de los Patrones de medida,
y las correspondientes indicaciones con sus incertidumbres de Medida asociadas y, en una segunda
etapa, utiliza esta informacion para establecer una relacién que permita obtener un resultado de medida a
partir de una indicacion.

Calidad: Caracteristicas y propiedades fisicoquimicas de los hidrocarburos a las condiciones de presién
y temperatura que sean referidas en sitio y que, dependiendo del propésito especial de uso de los
Hidrocarburos se puede establecer pardmetros minimos.

Balance: Conjunto de operaciones matematicas para determinar la resultante de confrontar (comparar o
cotejar), en modo de masa o volumen y calidad a condiciones de referencia, las entradas, las salidas y
acumulaciones, de los hidrocarburos, agua, nitrégeno u otros no hidrocarburos en un sistema determinado.
En el calculo de la resultante debe incorporarse la Incertidumbre de Medida de cada uno de los sistemas
de medicion involucrados.

Caracteristicas Metrologicas: Especificaciones particulares de los elementos de un Mecanismo de
Medicion que pueden influir en los resultados de medicién, tales como un intervalo nominal, intervalo de
medicién, clase de exactitud, deriva, estabilidad, exactitud, histéresis, incertidumbre de medida, error,
linealidad, resolucion, repetibilidad, reproductibilidad y sensibilidad

Condensados: Liquidos provenientes del Gas Natural constituidos principalmente por pentanos y
componentes de hidrocarburos méas pesados.

Confirmacion Metrolégica: Conjunto de operaciones referidas para asegurar que un instrumento de
Medida cumpla con los requerimientos para su uso esperado (Figura 12). Generalmente incluye
verificaciones y calibraciones, cualquier ajuste o reparacion necesario y subsecuentes recalibraciones,
comparaciones con requerimientos metrolégicos para uso esperado del equipo, asi como también
cualquier sellado y etiquetado requerido.

) . Confirmacién

Figura 12. Proceso de Conformacion Metrolégica (LTMMH, 2017)

Error: Es la diferencia entre el valor leido o transmitido por el medidor y el valor real de la variable medida.
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Error de Medida: Resultado de una medicién menos un valor verdadero del mensurando. Diferencia entre
un valor medido de una magnitud y un valor de referencia, el valor de referencia puede ser el valor de un
patron de medida o un valor convencional.

Vleido - Vreal

Error(%) = v
leido

x 100 (1.19)

Error Maximo Permitido: Valor extremo del error de medida, con respecto a un valor de referencia
conocido, permitido por especificaciones o reglamentaciones, para una medicidn, instrumento o sistema
de medida dado.

Error Relativo: Es el error de medicién divido entre un valor verdadero del mensurando.

Error Sistemético: Media que resultaria de un numero infinito de mediciones de este mensurando,
efectuadas bajo condiciones de repetibilidad, menos un valor verdadero del mensurando.

Estabilidad: Aptitud de un instrumento de medida para conservar sus caracteristicas metroldgicas durante
el transcurso del tiempo.

Exactitud: Se refiere a que tan cerca estan los valores medidos con respecto al valor real de la variable
a medir o se define como el grado de concordancia entre el resultado de una medicién y un valor verdadero
del mensurando, haciendo hincapié que el termino exactitud es cualitativo y que no se utilice el término
exactitud en lugar de precision.

|Gasto real — Gasto Medido| o

E titud =
xactitu Gasto Real

100 (1.20)

Gas Natural: La mezcla de gases que se obtiene de la Extraccion o del procesamiento industrial y que es
constituida principalmente por metano. Usualmente esta mezcla contiene etano, propano, butanos y
pentanos. Asi mismo, puede contener didxido de carbono, nitrégeno y acido sulfhidrico, entre otros.
Puede ser gas natural asociado al petroleo, gas natural no asociado o gas asociado al carbon mineral.

Gestion y Gerencia de Medicion: Metodologia mediante la cual el Operador Petrolero administra el
funcionamiento e interrelacién de los mecanismos de medicién de hidrocarburos, adecuada a la calidad y
el volumen de los hidrocarburos producidos, en términos de los presentes lineamientos.

Incertidumbre de Medicién: No es posible hacer mediciones absolutamente exactas, por consiguiente,
toda medicion tiene un margen de duda, por lo tanto, la incertidumbre de medicion es el valor de ese
margen de duda. Si ese margen de duda es muy pequefio la incertidumbre es también muy pequefa. Si
ese margen de duda es grande la incertidumbre es también muy grande.

Incertidumbre de Medida: Parametro no negativo que caracteriza la dispersiéon de los valores atribuidos
a un mensurando a partir de la informacion que se utiliza.

A continuacion, se muestran valores de Incertidumbre para los distintos puntos de medicion:
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PUNTO DE MEDICION INCERTIDUMBRE PROMEDIO (%)

Mediciones Operacionales +/-15

Mediciones de Referencia +/-6-10
Medicion de Liquidos en Punto de Medicion +/-0.30
(Fiscal o Transferencia de Custodia) ]
Medicion de Gases en Punto de Medicion (Fiscal

. , +/-1.0
o Transferencia de Custodia)
Tabla 1. Incertidumbre Promedio en los Diferentes Puntos de Medicion (LTMMH, 2012)

Instrumento de Medida: Dispositivo utilizado para realizar mediciones, solo o asociado a uno o varios
dispositivos suplementarios.

Linealidad: Relacion entre una sefial de entrada y la respuesta correspondiente, dentro de condiciones
definidas.

Magnitud: Propiedad de un cuerpo o sustancia, que se puede expresar cuantitativamente mediante un
namero y una referencia.

Mecanismos de Medicion: Conjunto integrado de competencias técnicas, estandares, procedimientos y
Sistemas de Medicion, para la medicion del volumen y la determinacion de la calidad de los hidrocarburos,
tanto para la medicion fiscal, como para las mediciones operacional, de referencia y de transferencia.

Medicién: Proceso que consiste en obtener experimentalmente uno o varios valores que pueden atribuirse
razonablemente a una magnitud a través del uso de un instrumento de medicion. Una medicién supone
una comparacion de magnitudes.

Medicién de Hidrocarburos: Cuantificacion del volumen o masa y determinaciéon de la calidad de los
hidrocarburos liquidos y gaseosos.

Medicion Fiscal de Hidrocarburos: Resultado de la Medicion de volumen y calidad de hidrocarburos
obtenida en el punto de medicién.

Medicién Operacional: Cuantificacion del volumen o masa y determinacion de la calidad de los
hidrocarburos durante los procesos operativos de produccién que se realizan en campo sin propésito de
transferencia.

Medicién de Referencia: Cuantificacion del volumen o masa y determinacién de la calidad de los
hidrocarburos que es comparada y utilizada con datos procedentes de otros sistemas de medicién con
menor incertidumbre de medida, cuya finalidad es establecer los principios de como determinar los valores
producidos.

Medicion de Transferencia: Cuantificacion del volumen o masa y determinacion de la calidad de los
hidrocarburos que se realiza en el punto donde el operador petrolero entrega los hidrocarburos a un
tercero, inclusive a otro operador petrolero o se integran al sistema de transporte o de almacenamiento,
segun corresponda, asi como entre éstos y el punto de medicion, en su caso.

Medida: Cantidad que resulta de medir de una magnitud.
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Medir: Determinar la longitud, masa, tiempo, temperatura, volumen o capacidad de algo por medio de una
comparacion con una unidad establecida que se toma como referencia, mediante algun instrumento
graduado con dicha unidad

Operador Petrolero: El asignatario o Contratista que lleve a cabo actividades de Exploracion o Extraccion
de Hidrocarburos en México.

Patron de Medida: Realizacion de la definicibn de una magnitud dada, con un valor determinado y una
incertidumbre de medida asociada tomada como referencia.

Precision: Se define como el grado de coincidencia existente entre los resultados independientes de una
medicidon, obtenidos en condiciones estipuladas, ya sea de repetibilidad, de reproductibilidad o
intermedias.

Produccién: Hidrocarburos netos extraidos o producidos por un operador petrolero en virtud de una
asignacion o contrato, medidos en el punto de medicion y en el periodo que corresponda.

Poder Calorifico: Es la cantidad de energia térmica producida por la combustion completa a presion
constante de una unidad de volumen medido en base seca de gas natural con aire, a condiciones estandar.

Punto de Medicion: Punto determinado por la comisién en el Dictamen Técnico en donde se llevara a
cabo:
a) La medicion y determinacion de la calidad de cada tipo de hidrocarburo extraido al amparo de
un contrato o asignacion, de conformidad con los presentes lineamientos, y

b) La determinacion de los precios de cada tipo de hidrocarburo, que refleje las condiciones del
mercado.

Rangeabilidad: Intervalo Numérico dentro del cual el instrumento de Medicién puede realizar mediciones
de confianza o se define como la medida del rango en el que el medidor puede operar adecuadamente sin
una modificaciébn mayor. Es la relaciéon de la maxima y minima escala del medidor de flujo e indica lo
versatil que puede ser el medidor en relacion con los cambios de intervalo de mediciébn que pueden
presentarse durante la operacion.

Maximo gasto que se puede medir
Minimo Gasto que se puede medir

Rangeabilidad = (1.21)

Repetibilidad: Proximidad entre resultados de sucesivas mediciones de este Mensurando, realizadas bajo
las mismas condiciones: mismo procedimiento de medicion, el mismo observador, el mismo instrumento
de medida, utilizado en las mismas condiciones y el mismo lugar.

Reproductibilidad: Proximidad entre resultados de mediciones de este mensurando, haciendo variar las
condiciones de medicion: diferente principio de medicién, diferente método de medicién, diferente
observador, diferente instrumento de medida, diferente lugar y observador.

Sistema de Medicion: Conjunto de equipos, instalaciones, sistemas informaticos e instrumentos de
Medida, destinados a la Medicién de Hidrocarburos.

Supervision: Verificacion del cumplimiento de los presentes Lineamientos mediante avisos,
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requerimientos de reportes e informes o la realizacibn de audiencias, comparecencias, visitas,
inspecciones o Auditorias que resulten aplicables

Transferencia: Accion mediante la cual se entregan operativamente los hidrocarburos, transfiriendo su
custodia.

Trazabilidad: Propiedad del resultado de una medicion o del valor de un patrén, tal que ésta pueda ser
relacionada con referencias determinadas, generalmente patrones nacionales o internacionales, por
medio de una cadena ininterrumpida de comparaciones, teniendo establecidas las incertidumbres.

Trazabilidad Metrolégica: Propiedad de un resultado de medida por la cual el resultado puede
relacionarse con una referencia mediante una cadena ininterrumpida y documentada de calibraciones,
cada una de las cuales contribuye a la incertidumbre de medida.

2.2 Importancia de la Medicion de Hidrocarburos.

La medicion de los Hidrocarburos juega un papel cada vez mas importante en la Industria Petrolera, ya
gue la inexactitud en los datos puede representar pérdidas millonarias. Por ello se ha buscado desarrollar
métodos e instrumentos de medicion que permitan hacer una medicion de hidrocarburos de forma mas
exacta, eficiente y con la menor incertidumbre posible.

Los hidrocarburos producidos cambian de propietario varias veces durante su trayecto hasta el consumidor
final y, en cada cambio de custodia, el comprador y el vendedor necesitan estar seguros del volumen
exacto que es transferido para que se pueda establecer un precio justo.

No solamente es importante conocer el volumen de las corrientes de hidrocarburos, también hay otras
variables importantes como por ejemplo en el caso del gas natural donde su valor depende también de su
contenido energético o calorifico. En cuanto a la medicién del aceite, ademas del volumen es necesario
hacer una medicion del contenido de agua y sedimento, ya que esto afecta la Calidad y por lo tanto el
precio final del aceite.

De igual forma la medicién de hidrocarburos es importante para llevar a cabo una evaluacion econémica
de cualquier proyecto que involucre la produccion de hidrocarburos, la medicion brinda parametros
econdémicos de comparacion para poder apreciar la viabilidad de un proyecto de produccion y nos permite
visualizar un panorama de financiamiento para dicho proyecto. Si bien, la medicion da la oportunidad de
planear y entender las necesidades del proyecto,

En la mayoria de las operaciones dentro de la industria petrolera se necesita contabilizar lo que se esta
transportando, no solo por motivos de venta, sino que también en la mayoria de los procesos dentro de la
industria petrolera se necesita tener informacion real y confiable de la capacidad de produccién de sus
instalaciones, con la finalidad de poder programar, planear, asignar recursos para optimizar la capacidad
de produccidn, recepcion, procesamiento, transporte y almacenamiento.

Por ello la medicién de Hidrocarburos tiene como objetivo fundamental cuantificar el gasto masico o
volumétrico producido por un pozo o un conjunto de pozos, y asi poder disefar las instalaciones que se
requieren para el correcto manejo y conduccion de los hidrocarburos hasta sus respectivas centrales de
separacion, procesamiento, transporte y almacenamiento.

La obtencion de recursos econdmicos es una parte muy importante en los procesos econdémicos de
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cualquier pais. En México, en el dltimo afio, los recursos econémicos gue se obtienen de la venta petrolera
en el extranjero aportaron el 17% del PIB del 2018, al sumar $978,589 millones de pesos, es decir, 12.8%
mas respecto del 2017, esto de acuerdo con el reporte de finanzas y deuda publica del cuarto trimestre
del 2018. El 17% representa un descenso de 23 puntos porcentuales en comparacion con el 40% del PIB
producto de la venta petrolera en el extranjero en el 2013. Asi que si se desea obtener beneficios
econdémicos y monetarios asociados a cada proyecto petrolero se debe realizar una correcta medicion de
los gastos volumétricos producidos, lo que conlleva a un correcto y constante proceso de medicion.

En el cambio comercial de hidrocarburos son importantes dos parametros: la calidad y la cantidad (Figura
13).

Calidad Medicién de

Hidrocarburos

Figura 13. Paradmetros medibles en la Medicion de Hidrocarburos (LTMMH, 2017)

Para realizar de la medicién de la cantidad de hidrocarburos, las variables que mas cominmente se miden
son: velocidades de las corrientes, momento, tiempo de transito, presion y temperatura y Volumen.

De igual forma en el laboratorio de Calidad de hidrocarburos suele medirse: Densidad, Viscosidad,
Contendié de agua y sedimentos, Presion de Vapor Reid, contenido de Azufre y demas trazas de
elementos no hidrocarburos.

Si bien las mediciones de hidrocarburos para las transacciones comiunmente se realizan en volumen,
desde el punto de vista energético debe considerarse ademas de esa magnitud, la densidad y el poder
calorifico y otros aspectos de calidad. La calidad en las mediciones de crudo puede verse afectada por
contaminantes como el silicio, los cloruros, las sales, el agua, las emulsiones, etc.

La Calidad de las mediciones de Gas Natural, tiene consideraciones enfocadas al comercio y a la
seguridad. El primer caso se debe al aporte de energia que tiene el Gas Natural y va ligado a la cantidad
en volumen y al poder calorifico de este mismo. Respecto a seguridad e integridad, va referido en su
mayoria a la cantidad de contaminantes como sulfuros, agua, y condensables, y como estos elementos
presentan riegos para la medicion e incluso para el propio sistema de medicién.

2.3 Muestreo de Hidrocarburos

Ademas de la medicién del volumen o de la masa, es necesario determinar la composicion (a veces
conocida como la Calidad) de los productos de hidrocarburos, puesto que las propiedades de los productos
impactan los aspectos econémico y operacional.

En la produccion de hidrocarburos es importante caracterizar un hidrocarburo debido a que normalmente
las producciones son mezclas de varios tipos de hidrocarburos y que dependiendo de sus caracteristicas
varia su valor comercial.

Para obtener la Calidad de los hidrocarburos se llevan a cabo diferentes analisis con los cuales se pueden
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conocer composicion y propiedades de los hidrocarburos. Para ello previo a la realizacion de las pruebas
se debe tomar una muestra.

La importancia de identificar la Calidad de los fluidos producidos nos ha llevado a emplear instrumentos,
técnicas y métodos para recabar muestras representativas de dichos fluidos, que nos ayuden a identificar
las propiedades, el comportamiento y los cambios que sufren bajo diferentes condiciones operativas y
posterior a procesos de separacion. El muestreo es una de las operaciones mas importantes en superficie
y consiste en tomar un cierto volumen de petrdleo para ser analizado, de tal forma, que la porcidén sea
representativa de las propiedades del hidrocarburo.

> Muestreo Estético: Existen una gran variedad de métodos para el muestreo de hidrocarburos en

tanques de almacenamiento, sin embargo, son principalmente cuatro los que destacan para dicha
tarea. Estos métodos se caracterizan principalmente por la forma y el lugar de obtener la muestra en
el tanque de almacenamiento, no obstante, algunos de ellos son muy parecidos a la hora de emplearse.

Muestro Estatico Compuesto: Consiste en obtener varias muestras a diferentes profundidades y
analizarlas independientemente para después promediar los resultados o mezclar las muestras en
cantidades iguales en una copa y analizar la mezcla.

Muestro Estatico Continuo: Es el método en el cual la muestra se obtiene al introducir un barril
Muestreador tapado hasta el fondo del tanque, al llegar ahi se retira el tapon y se empieza a subir
a una velocidad uniforme, permitiendo que se recolecte una muestra del crudo que represente por
lo menos el 85% del volumen total del tanque.

Muestro Estatico Corrido: Es el método en el cual la muestra se obtiene al introducir un barril
Muestreador destapado hasta el fondo del tanque y posteriormente se empieza a subir a una
velocidad uniforme tal que el saca muestras cuando sea extraido del liquido se llene a tres cuartas
de su capacidad.

Muestro Estatico en Vélvulas: La muestra se obtiene de valvulas que se instalan en la pared del
tanque. Estas valvulas estan formadas por un tubo que traspasa la pared del tanque y por una
valvula de cierre. Cuando se inicia la toma de una muestra, primero se debe drenar un volumen
igual a dos veces el de la valvula muestreadora, para evitar recolectar aceite estancado y después
se recaba la muestra. Debe procurarse que el volumen de las muestras que se obtiene de las
diferentes valvulas sea el mismo.

» Muestreo Dindmico: Es un proceso que consiste en la toma de volimenes de aceite y gas o de

condensado y gas por separado a condiciones de superficie; se realiza el muestreo generalmente en
cabezas de pozo y en separadores de prueba o produccion, dependiendo de las condiciones de
operacion que se tengan y del tipo de fluido que se esté produciendo.

Muestro en Cabeza de Pozo: Para realizar el muestreo en el cabezal del pozo se utiliza un
recolector multiple (Figura 14) construido para recolectar las muestras en superficie. Estas muestras
s6lo pueden tomarse cuando la presion de fondo fluyente y la temperatura son mayores a la presion
de saturacién del yacimiento, de tal manera que el fluido se mantiene monofasico en la cabeza del
pozo, monofasicos desde el fondo del pozo hasta el recolector multiple en superficie. Estas
condiciones no son comunes, pero a veces existen.
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Figura 14. Colector Multiple de muestreo del cabezal del pozo (Schlumberger, 2007 “Nuevos alcances en pruebas de pozos”)

e Muestreo en Instalaciones Superficiales: El muestreo de superficie también llamado muestreo de
separador, consiste en tomar las muestras de petréleo y gas en los separadores. Con las
mediciones precisas de las tasas de flujo, las presiones y temperaturas del petréleo y el gas, se
recombinan las muestras en el laboratorio para aproximarse a la composicion de los fluidos
originales del yacimiento. Las muestras deben tomarse cuando el flujo sea estable en los
separadores, preferiblemente en el separador de mayor presion y no en el tanque; se recomienda
tomar la muestra en los separadores siempre como precaucion a problemas imprevistos generados
con las muestras de fondo.

> El Muestreo General del Petréleo Crudo: Para definir la calidad de un crudo y el tratamiento al que
debe ser sometido para su procesamiento, manipulacion, transporte y almacenamiento, son varias las
propiedades que deben determinarse por medio de muestreos, tales como, densidad relativa (en la
industria petrolera, al crudo se le mide la densidad relativa y a partir de ésta se obtiene su densidad en
°API), Viscosidad del crudo (la viscosidad por su parte no determina el precio del crudo, pero es
fundamental determinarla, pues evidencia el costo que puede tener el crudo al ser bombeado por
ductos), Presion de Vapor (la presion de vapor y permite tener una aproximacioén del contenido de
hidrocarburos ligeros en el crudo y su grado de estabilizacién), Punto de Inflamacion (es la temperatura
a la cual el vapor de una sustancia produce una llama en presencia de una chispa), Punto de
Congelacion (al disminuir la temperatura en el crudo se observa un incremento de la viscosidad, al ser
el crudo una mezcla de diversos componentes, el paso de estado liquido a solido no se realiza a
temperatura constante, sino en un intervalo de temperatura que es funcién de los tratamientos
anteriores a los que el crudo fue sometido), Punto de escurrimiento (es la temperatura a la cual un
crudo deja de fluir, este pardmetro esta relacionado con el contenido de parafinas).

De igual forma el Muestreo General del Petroleo Crudo tiene por objeto determinar, el contenido de agua
y sales (el crudo al extraerse presenta cantidades variables de agua, sales y sedimentos, el agua contenida
en el crudo se presenta en forma de emulsiones y estas cantidades de agua pueden a su vez contener
sales disueltas), contenido de sedimentos, contenido de azufre, contenido de asfaltenos y cualquier otro
pardmetro que puede afectar el valor del crudo

El muestro puede realizarse de manera manual o automatica. Los muestreadores automaticos
generalmente operan sobre una base de flujo proporcional, ya que toman muestras con mayor frecuencia
con el aumento en el caudal. Los muestreadores automaticos pueden ser a presion o atmosférico. Las
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muestras a presion tienen la ventaja de ser mas representativas del fluido.

» El Muestreo General del Gas Seco tiene por objeto determinar: La composicion (a menudo para
calcular la densidad del gas y/o el poder calorifico), viscosidad del gas, densidad relativa o gravedad
especifica del gas, el contenido de sulfuro de hidrégeno y agua (vapor) y cualquier otro componente
gue pueda afectar el valor del gas.

Del mismo modo que ocurre para los liquidos, el muestreo para el gas puede ser manual o automatico,
aunque en ambos casos, la muestra debe ser a la presion y temperatura de la linea al fin de mantener la
composicion. Los sistemas automaticos son generalmente conectados a un sistema de andlisis en linea
compuesto de un cromatografo de gases, un analizador de H2S, CO2, N2 y un analizador de H20.

2.4 Analisis de la Calidad de los Hidrocarburos.

La Calidad de los Hidrocarburos es uno de los indicadores mas importantes en la Industria Petrolera.
Existe una amplia variedad de analisis para Hidrocarburos, sin embargo, este trabajo se enfoca en
describir de manera general los siguientes andlisis: Analisis PVT (Presion- Volumen-Temperatura),
Analisis del Contenido de Agua y Sedimentos, Analisis de la Salinidad del Agua, Analisis Cromatografico
para Gases y Andlisis de color Saybolt

» Analisis PVT: Un andlisis PVT es un estudio de laboratorio que se realiza a muestras representativas
de fluidos tomadas en el fondo del pozo, en la tuberia del pozo, planta de proceso o en superficie, con
el objeto de obtener sus propiedades en funcion de la Presién, Volumen y Temperatura.

Las pruebas PVT consisten en una serie de procedimientos de andlisis en el laboratorio, disefiado para
proveer valores de las propiedades fisicas del aceite y gas. Los estudios realizados a partir de estas
pruebas dan como resultado la obtencién de las siguientes propiedades: Presion en el punto de burbuja,
Factor de Volumen del aceite, Factor de solucion Gas-Aceite, Coeficiente de compresibilidad isotérmica
del gas, Viscosidad del aceite y del gas.

Las Pruebas se realizan colocando una cantidad de la mezcla de hidrocarburos en unas celdas llamadas
celdas PVT, las cuales contienen un fluido que ejercera presidn sobre la mezcla analizada. EI mercurio es
el fluido que se utiliza frecuentemente en este proceso.

Existen varios procedimientos de laboratorio para analisis PVT: Separacion Flash (expansion a
composicién constante) y Separacion Diferencial Convencional. En la tuberia de produccion y tuberia de
descarga se presenta la separacion flash. En las Baterias de separacion se presenta la separacion o bien
(la separacion flash y diferencial) simultdneamente en el separador.

e Separacion Flash (expansion a composicién constante), todo el gas liberado de una mezcla de
hidrocarburos permanece en contacto y en equilibrio con la fase liquida de la que se separa y
consiste en efectuar cambios en la presion del sistema variando el volumen total ocupado por la
muestra, es decir, la composicion total del sistema permanece constante durante el agotamiento de
presion (Figura 15). Se coloca una muestra de aceite en una celda a un valor de presion mayor o
igual a la presion inicial del yacimiento, posteriormente se va disminuyendo la presion del sistema
a temperatura y masa constantes en varias etapas, incrementando el volumen de la celda y hasta
alcanzar la presiéon de burbuja, posteriormente se sigue disminuyendo la presién hasta que ya no
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se libera gas del aceite. La disminucién de presion se obtiene retirando el piston de la celda. La
celda es agitada constantemente para asegurar que el contenido se encuentre a condiciones de
equilibrio. Durante cada disminucion de presion, se van midiendo la presién y volumen, en donde
el volumen es llamado volumen total. Para las presiones menores o iguales a la presion de burbuja
el gas disuelto va siendo liberado, de modo que el volumen total se considera el gas y el aceite.

¥
/

<

Paso 1 Paso 2 Paso 3 Pasod4a

Figura 15. Proceso de Separacion Tipo Flash (Magdalena Paris de Ferrer, 2005)

En la Separacion Diferencial Convencional (Figura 16), el analisis se lleva a cabo a muestras de
aceite y consiste en llenar una celda visual PVT con una muestra de liquido que se encuentre a la
presion de burbuja y a la temperatura de yacimiento. Este tipo de separacién es aplicado una vez
gue se haidentificado la presién de burbuja en las muestras. Es aquella donde la composicion total
del sistema varia durante el proceso, es decir, el gas libre es removido total o parcialmente del
contacto con el liquido o condensado retrogrado. Al igual que la separacion flash, la muestra es
colocada en una celda a temperatura de yacimiento y a la presion de burbuja, posteriormente se va
disminuyendo la presion del sistema a temperatura constante, pero variando la masa y el volumen,
debido a que el volumen de gas liberado del aceite es extraido en cada etapa de separacion.
Algunos de los datos obtenidos mediante la Separacion Diferencial incluyen, cantidad de gas
disuelto en funcién de la presién, el encogimiento del volumen del aceite en funcién de la presion,
propiedades del gas que incluyen la composicion del gas liberado, el factor de compresibilidad del
gas, factor volumétrico del gas, la gravedad especifica del gas, asi como también, la densidad del
aceite, gravedad API del aceite, factor volumétrico del aceite, viscosidad del aceite y factor de
volumen total.

Paso 1 Paso?2
Figura 16. Proceso de Separacion Tipo Diferencial (Magdalena Paris de Ferrer, 2005)
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> Analisis Cromatograficos para Gases: El analisis composicional de un fluido se realiza mediante la
utilizacion de un equipo de cromatografia. El fluido o las mezclas a analizar pueden estar inicialmente
en estado Gaseoso, liquido o sélido, pero en el momento del andlisis la mezcla debe estar vaporizada.
Para determinar la composicion de un liquido generalmente se utiliza un equipo de cromatografia
(C304), Y para determinar la composicion de un gas se utiliza un equipo de cromatografia (C43,). La
Cromatografia es basicamente una técnica de separacion de muestras complejas lo que ha conducido
a utilizarse como técnica analitica. Entre las técnicas cromatogréficas utilizadas con fines analiticos, la
cromatografia de gases es probablemente la técnica de mas amplio uso, ya que la composicién de una
muestra de gas es, probablemente, el parametro mas importante de la misma

Para realizar la separacion mediante cromatografia de gases (Figura 17), se inyecta una pequefia cantidad
de la muestra a separar en un corriente de gas inerte a alta temperatura, esta corriente de gas atraviesa
una columna cromatografica que separa los componentes de la mezcla por medio de un mecanismo de
particion (cromatografia gas-liquido), de absorcion (cromatografia gas-solido) o en muchos casos, por
medio de una mezcla de ambos. Los componentes separados, emergeran de la columna a intervalos
cortos y pasaran a través de algun sistema de deteccion adecuado o seran dirigidos hacia un dispositivo
de colector de muestra, donde una sefial es registrada por el equipo de computo

I
/ & /2 ﬁ 1. Muestra de fluido
N " - W 2. Inyector ( vaporizador) de muestra

e 3. Columna Cromatografica y horno

— 4. Detector
j @®® T 5. Amplificacién de la sefial
[ 6. Registro de Senal ( por computador)
\ 5

3

Figura 17. Funcionamiento del Cromatégrafo de Gases (Rafael Vargas y Angel Avitiia, 2014)

Cuando se conoce la composicién de una mezcla de gases es posible obtener los siguientes pardmetros
con razonable exactitud: Densidad del Gas, Viscosidad del Gas, Poder Calorifico del Gas, Presion de
Rocio.

» Analisis del Contenido de Agua y Sedimentos: El contenido de agua y sedimentos de un crudo
depende, principalmente, del yacimiento que sea extraido. Por lo general, el agua en el crudo se
encuentra emulsionada, y de esto depende el contenido de sales en el crudo. Los sedimentos pueden
ser de diversos tipos y tamafios, los que se encuentran en mayor proporcion son compuestos
inorganicos, arenay arcilla. Un crudo con alto contenido de agua y sedimentos ocasiona taponamientos
y corrosion en tuberias y equipos, asi como los lodos. La prueba para el andlisis del contenido de agua
y sedimentos se realiza con base en el método de centrifugacion. Para ello se usa una Centrifuga
(Figura 18). Consiste en agregar Tolueno a la muestra, y posteriormente se pone una centrifuga.
Después de 10 minutos, se puede observar la separacion de fases: sedimentos, agua y aceite. El
contenido de agua y sedimentos se reporta como el porcentaje del volumen total que se tenga
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Figura 18. Centrifuga (Olga B. Benitez, 2015)

> Andlisis de la Salinidad del Agua: La Presencia de sales en partes por millén en el crudo se debe al
agua que contiene desde la extraccion, las principales sales que se encuentran en él crudo son,
cloruros de sodio, potasio, calcio y magnesio. Las sales son indeseables en el crudo ya que tienden a
incrustarse en los equipos con lo que provocan la obstruccion de tuberias, ademas de que al reaccionar
con el agua forman acido clorhidrico, el cual es altamente corrosivo. Después de la deshidratacion del
rompimiento de la emulsion, el crudo todavia contiene un pequefio porcentaje de agua remanente. Los
tratamientos tipicos (adicion de desemulsificante, sedimentacién, etc.) pueden reducir el porcentaje de
agua en el crudo y por ende su salinidad. El objetivo del andlisis de la salinidad del agua es disminuir
el contenido de sales y agua en el crudo que se procesa ya que una de las principales razones por el
cual es importante este andlisis es para cumplir con los requerimientos de transporte y venta

» Analisis de Color Saybolt: Al referirnos al color del crudo, lo mas frecuente es pensar en el color negro
gue tradicionalmente se asocia a este producto, pero existe una diversidad de colores producidos por
reflexion de la luz, pudiendo aparecer crudos de colores verdes, amarillos con tonos de azul, rojo,
marrén o negro y por la transmision de la luz, los crudos pueden tener color amarillo palido, tonos de
rojo y marron hasta llegar a negro. La coloraciéon que toman los hidrocarburos principalmente se debe
al contenido de componentes ligero o pesados que presenta a la hora de producirlos 0 manejarlos en
superficie. No obstante, no solo se considera la cantidad de componentes ligeros o pesados en el
hidrocarburo, sino también la cantidad de agua y otros contaminantes. El color de Saybolt se define
como indicacién de la calidad del condensado y constituye un parametro util para asegurar que dicho
condensado no esté contaminado con otros productos pesados. Para reportar el Numero de Saybolt,
siempre se debe de seleccionar el nUmero mas proximo por encima del nivel alcanzado. Entre mas
claro es el color de Saybolt, nuestro condensado sera de mejor calidad.

2.5 Comportamiento de flujo a través de los medidores.

La medicién de flujo es una medicion dindmica y las sefiales de medicion de flujo se describen como
‘ruidosas” lo cual es natural de la dinamica cambiante de flujo por lo tanto una calidad de medicion es
requerida bajo esas condiciones y puede ser hecha con un entendimiento del medio fluyendo, asi como
los cambios o efectos que se pueden generar en el flujo con su paso a través de la tuberia 'y en el medidor.

La caracterizacion y modelado matematico de la materia en movimiento, sobre todo en flujo de fluidos,
estd basada en los siguientes principios:

» Ecuacion de Continuidad: Si hay una relacion de flujo volumétrico constante para un cambio de
area (cambio de diametro en la tuberia) existe un cambio inverso de la velocidad promedio. La
(Figura 19) representa una forma de expresar la ecuacion de continuidad, se nota que al disminuir
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el diametro por el cual atraviesa el flujo, la velocidad del fluido aumenta y el gasto volumétrico en

constante.
e
N
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AND vV, < V, < V3 ...

Figura 19. Centrifuga (Olga B. Benitez, 2015)

» Teorema de Bernoulli: Daniel Bernoulli (1700-1782) experimentalmente comprobd que “la presion
interna de un fluido (liquido o gas) disminuye en la medida que la velocidad del fluido se incrementa”
(Figura 20), o dicho de otra forma “en un fluido en movimiento, la suma de la presion y la velocidad
en un punto cualquiera permanece constante”, es decir que P +V = k.

—
e

Alva Presidn

/ Baja Velocidad

Ala Velocidad
Baja Presién

Cuando hay flujo lente en un fluidoe. la presion aumenta.
Cuando hay aumento de flujo e un fluide, la presién disminuye

Figura 20. Presion interna de un fluido y la velocidad del fluido son inversamente proporcional (Khan Academy, 2015 “Dindmica de Fluidos”)

Para que se mantenga contante k, si una particula aumenta su velocidad “v” tendra que disminuir su

[{e )

presiéon “p”, y la inversa.

> Numero de Reynolds: El numero de Reynolds se define como un numero adimensional. Este
namero puede emplearse para caracterizar los diferentes regimenes de flujo, tales como laminar y
turbulento. El flujo laminar ocurre a bajos numeros de Reynolds, donde las fuerzas viscosas son
dominantes, y se caracteriza por movimientos suaves y constantes. El flujo turbulento se produce
a altos numeros de Reynolds es dominado por las fuerzas dinamicas que tienden a producir
remolinos, flujo cadtico e inestable. EI NUmero de Reynolds se define de la siguiente manera:

Nog = (p)(l\i)(D) (1.22)
O equitativamente por:
Mo = OO (1)
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Donde:

P: Densidad del fluido.
V: Velocidad caracteristica del fluido.
D: Diametro de la tuberia a través de la cual circula el fluido.

v: Viscosidad cinematica del fluido. v = E

w: Viscosidad Dinamica del fluido.

El valor resultante del nimero de Reynolds definira el régimen de flujo en la tuberia. Una aproximacion
Puede ser que para valores menores a 2,000 el régimen de flujo sera laminar; para valores mayores o
iguales a 2,000 pero menores a 4,000 el régimen de flujo est4 en la etapa de transicion; para valores
mayores a 4,000 el régimen de flujo sera turbulento.

En la (Figura 21) se muestra como se comporta el régimen de flujo en diferentes etapas de acuerdo con
el nimero de Reynolds.

Laminar Transicién

0 2000 4000

Figura 21. Cambio de régimen de flujo de acuerdo con el Numero de Reynolds (Khan Academy, 2015 “Dindamica de Fluidos”)

2.6 Medicion en el Sistema Integral de Produccion.

Se refieren a mediciones que se llevan a cabo durante el procesamiento de los hidrocarburos, desde su
produccién hasta su venta. La medicion de hidrocarburos se realiza en diferentes puntos del sistema
integral de produccion:

» Medicién (estimaciones) en el Yacimiento: Para conocer el yacimiento son necesarios estudios
complejos y elaborados que proporcionen un estimado de flujos masicos y volumétricos por medio
de modelos matematicos que permitiran realizar estimaciones cuya exactitud estara en funcién de
la cantidad de informacién con la que se cuenta sobre las caracteristicas del comportamiento del
yacimiento y el flujo de fluidos a través del medio poroso. Por lo anterior, no es posible realizar
mediciones de manera directa en el yacimiento, ya que la Gnica forma en la que se pueden tener
valores asociados a los flujos de los fluidos en el yacimiento es por medio de modelos matematicos
tedricos o correlaciones.

» Medicién en el Pozo: Referente a la medicion de flujos volumétricos o masicos en el interior del
pozo, esta se realiza por medio de herramientas y equipos que se desplazan dentro del pozo,
tomando en cuenta que la herramienta utilizada para la medicion de flujo dentro del pozo es por
medio de registros de flujo o de molinete. Este tipo de registros tienen mayor importancia durante
las primeras etapas de la terminaciéon de un pozo, en las que se debe realizar un diagnostico
correcto sobre la hermeticidad y su correcto funcionamiento. Es costoso y poco viable desde el
punto de vista técnico implementar los registros de produccion para que recaben informacion de
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manera continua dentro de los pozos ademas de que las variaciones en la precision y la exactitud
de los dispositivos provocan que su uso no sea practico ni comun.

» Medicién en Instalaciones superficiales: Una vez que el hidrocarburo esta en superficie la medicion
de este es mas sencilla ya que es posible colocar, monitorear, calibrar, dar mantenimiento a los
instrumentos y sistemas de medicion. La medicion que se lleva a cabo en instalaciones superficiales
es llevada a cabo de forma dindmica o en condiciones de almacenamiento (estatica).

En instalaciones superficiales los hidrocarburos los podemos encontrar principalmente divididos en funcién
a las fases en que se presentan.

e Monoféasico
e Multifisica (gas y aceite, gas y condensados, gas hiumedo)

Los principales puntos de medicion en superficie son:

Medicion Fiscal

Medicién de Referencia (Baterias de Separacién, Tanques de Almacenamiento)
Medicion Operacional (Aforos, Boca de Pozo, Multifasica, Baterias de Separacion)
Medicion de Transferencia de Custodia

Las mediciones a boca de pozo pueden realizarse por medio de:

e Separadores de pruebas
e Medidores multifasicos

Si bien de forma estricta no se pueden realizar mediciones por medio de correlaciones, pero es de uso
comun en la industria emplearlas para estimar la magnitud de los fluidos. Las correlaciones ofrecen una
forma practica de estimar la produccién de un pozo ya que no requieren de la instalacién de instrumentos
de medicién, anicamente se sirve de pardmetros que la mayoria de las veces estan disponibles en los
pozos. Si bien la exactitud de las correlaciones comparada con los instrumentos de medicién es menor,
su costo es mucho menor ya que requiere solamente capacidad de cémputo para la realizacién de calculos
(que en la mayoria de las veces son relativamente sencillos) y un Ingeniero de Produccién que sea capaz
de escoger y emplear la correlacion que mejor se adapta a las condiciones del pozo.

A boca de pozo se producen hidrocarburos con agua, arena, impurezas como el CO,, N,, H,S, etc. Estas
mediciones son de gran reto pues requieren tecnologias de medicién muy dificiles y sus incertidumbres
asociadas a la medicibn son bastantes altas por lo que estas deben ser utilizadas solo como
retroalimentacion para el control de la produccién del pozo.

2.7 Prorrateo de la Produccién.

El Prorrateo es un mecanismo de asignacion de los volumenes de produccion extraidos a cada pozo, con
base en datos de medicion obtenidos con elevados valores de incertidumbre ajustados con las mediciones
mas exactas con menores valores de incertidumbre para validar los datos de la corriente arriba. El
Prorrateo de la produccion es una contabilidad del sistema o del procedimiento donde el total de la
produccion real mensual de la bateria es distribuida equitativamente entre los pozos en una bateria. Este
sistema es aplicable cuando la produccion de los pozos es mezclada antes de la separacion y medicion,
y la produccion mensual de cada pozo es inicialmente estimada, basada en datos de pruebas de pozos.
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El prorrateo es conveniente cuando se tienen diversas fuentes con alta incertidumbre que aportan
produccion a un solo punto que posteriormente es medida con una menor incertidumbre. En el caso de la
industria petrolera estas diversas fuentes suelen ser los pozos y el punto entre ese par (pozo-bateria de
produccién) con menor incertidumbre suelen ser las baterias de produccién, aunque el prorrateo no se
reduce a estas dos instalaciones y se puede aplicar en cualquier par de puntos de medicion en donde sea
util esta operacion siempre y cuando se cumplan los criterios de incertidumbre establecidos.

Para realizar un prorrateo se debe contar con una base de informacion que debe constar de la medicion
puntual de la produccién de cada uno de los pozos y del valor medido del total de la produccion que llega
a la bateria de produccion.

Una vez conocida la produccion total medida en un punto de menor incertidumbre al tiempo t y la
produccion aportada por cada elemento de mayor incertidumbre al tiempo t es posible estimar la posterior
producciéon de un pozo bajo el supuesto de que la proporcidén sera la misma en un tiempo diferente al
tiempo t, este supuesto es cierto en periodos de tiempo cortos.

Los pasos para determinar el volumen de produccion aplicando prorrateo se resume a continuacion:

1-. En el caso de una Bateria, el prorrateo de aceite, gas y agua de los pozos individuales se realiza ya
gue estos gastos no son continuamente medidos. En vez de eso, los pozos son peridodicamente probados
para determinar los gastos de produccion de aceite, gas y agua.

2-. Los gastos determinados durante una prueba del pozo son usados para estimar la produccién de los
pozos por el periodo de tiempo comenzando con la prueba del pozo y continuando hasta que la otra prueba
se lleve a cabo.

3-. La produccion estimada asi determinada para cada pozo se suma para llegar a la produccion total
estimada de la bateria.

4-. La produccion total real de aceite, gas y agua es dividida por la produccion total estimada para producir
un “factor de prorrateo”. El factor de prorrateo es entonces multiplicado por la produccion estimada de
cada pozo para obtener la produccion real del pozo.

Entonces, cuando se tiene el resultado de la produccion total, los volumenes mensuales totales pueden
resultar de un solo mes de medicidén, pero generalmente resultan de la combinacién de mediciones
individuales y/o estimaciones.

El prorrateo ofrece una estimacion de la produccién de los pozos que se obtiene a partir de una medicién
con mayor certidumbre, por lo que cuando los instrumentos colocados a boca de pozo tienen un alto grado
de incertidumbre el prorrateo nos ofrece un valor que puede aproximarse mas a la realidad

2.8 Balances de Produccion.

Los Balances de produccion nos sirven para poder analizar cuales son y en qué proporcion es el aporte
de cada fuente de produccion, asi como los destinos que tienen las mismas salidas del sistema. El balance
de producciodn es util para llevar una correcta y sencilla administracion de los hidrocarburos producidos y
nos ayuda a identificar pérdidas que no se han considerado en el sistema con el fin de reducirlas o tenerlas
en consideracion para una futura planeacion. De igual forma el balance de la produccion es importante
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porque le permite a una empresa tener un conocimiento mas acercado a la realidad sobre los
hidrocarburos con los que cuenta para su venta 0 consumo interno.

Es importante recalcar que un Balance de produccion es una herramienta que, debido a las incertidumbres
asociadas a los diferentes dispositivos de medicion, solo presenta una aproximacion de la realidad. Por lo
tanto, los valores calculados por medio de un balance pueden presentar ligeras diferencias respecto a los
valores medidos.

Un Balance se lleva a cabo por medio de dos parametros principales:

e Masa
e Volumen

Los Balances, ya sean por masa o por volumen, recurren a un principio de conservacion.
Produccion entrante — Produccion Saliente = Producciéon Acumulada (1.23)

Es necesario identificar los puntos que aportan produccién al sistema, asi como identificar las salidas de
produccién del sistema, de igual forma es importante tener un conocimiento frecuente de los volimenes
almacenados.

En el caso de los Balances de masa lo que se necesita es conocer las magnitudes aportadas por cada
variable, sin embargo, en la mayoria de los casos no es posible contar con esta informacién ya que los
medidores masicos no son comunes en la practica y tampoco se recurre a la medicién frecuente de la
densidad de las corrientes, por lo tanto, en la mayoria de los casos es imposible 0 muy poco préactico
realizar balances de materia (masa) aplicados a instalaciones de produccion.

Debido a los cambios que sufren volimenes debido a cuestiones técnicas del tipo termodinamicas, es
necesario comparar volimenes que se encuentren bajo las mismas condiciones operativas y asi poder
hacer un balance de volimenes de forma mas sencilla y teéricamente correcta.

La forma general de un balance volumétrico de produccién se realiza de la siguiente manera:

V.@c.s — V;@c.s = V,@c.s (1.24)

Donde:

V.@c.s Volumen entrante de produccién a condiciones estandar.
V,@c.s Volumen que sale de produccion a condiciones estandar.
V,@c.s Volumen acumulado a condicones estandar.

Es importante tomar en cuenta, que no es correcto sumar volimenes de distintos tipos de fluido, pero en
la practica se suman o se restan aritméticamente volumenes de corrientes de distintos tipos de aceite o
condensado, y de igual forma se suman o se restan aritméticamente corrientes de diferentes tipos de gas.

Los Balances volumétricos de produccion se realizan en puntos que permiten la acumulacion y
almacenamiento por periodos cortos de tiempo de produccion tanto de aceite y gas. Para que se pueda
realizar un balance de produccién es necesario contar con mediciones previas o0 en la entrada de la
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instalacién en cuestion o mediciones posteriores o en la salida de la instalacion en cuestién.
Algunas de las instalaciones o puntos donde se llevan a cabo estos balances son:
> Bateria de Separacién: Este es el primer punto de acumulacion, por lo regular se recolecta la

produccion de un grupo de pozos cercanos geograficamente a la bateria y cuyas corrientes
presentan propiedades similares.

En las Baterias de Separacidn se presentan por lo regular dos entradas de produccién:

e Produccion proveniente de pozos
e Produccion proveniente de otras plantas de produccion

La produccion proveniente de los pozos, por lo regular entra a través de un ducto que previamente ha
recolectado las producciones de diversos pozos, este ducto es denominado cabezal. En ocasiones por
cuestiones de operacion es necesario realizar él envié de corrientes provenientes de una instalacion a
otra, estos envios de corriente deben se contabilizados en las entradas de produccion.

Referente a las salidas, se presenta una mayor diversidad de posibles salidas presentes. En las baterias
de separacion normalmente se lleva a cabo la separacion de agua del crudo y del aceite por lo que una
de las salidas del sistema son las salidas de agua hacia plantas de tratamiento o pozos letrina.

En lo que respecta al transporte de gas y aceite, en ocasiones es necesario agregar energia en forma de
presion por lo que hay salidas de las baterias de separacion que se dirigen a plantas de bombeo o
compresion. También pueden existir salidas hacia otras baterias debido a las transferencias o salidas que
se dirijan a centrales de almacenamiento o puntos de entrega-recepcion.

Debido a cuestiones de seguridad existen puntos de salida que contemplan la posible quema de gas o
aceite en caso de un siniestro, por lo que suelen integrarse valvulas de desfogue, presas de quema o
actividades de quema o venteo. También existen pérdidas debido al autoconsumo del gas, sin embargo,
comunmente son despreciables.

Recapitulando encontramos las siguientes salidas:

a) Salidas a otras instalaciones de produccion como:
e Transferencia a otras baterias de separacion.

Estaciones de Compresion.

Estaciones de Bombeo.

Centrales de Procesos y Almacenamiento.

Puntos de entrega recepcion.

Plantas de tratamiento.

Pozos letrina.

b) Salidas o perdidas por motivos de seguridad:
e Vélvulas de desfogue
e Eventos de quema y/o venteo

» Centrales de Almacenamiento: Estas instalaciones son puntos en donde se rednen corrientes
separadas, normalmente de aceite, con el Unico fin de separarlas para su posterior distribucion a
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algun otro punto.

Los principales puntos que proveen la produccién de estas instalaciones son las baterias de separacién u
otras instalaciones de produccion como estaciones de bombeo o compresion.

Las salidas de hidrocarburos de este tipo de instalaciones normalmente son a centros de comercializacion
y hacia pozos de inyeccidén en donde se confina el agua que se emple6 para el lavado del crudo.

» Puntos de entrega-recepcion: Estas instalaciones normalmente son puntos en donde convergen las
producciones emitidas por diferentes baterias de produccion. En estas se da un dltimo
acondicionamiento a los hidrocarburos para su posterior transferencia de custodia.

En estos puntos convergen corrientes de aceite y/o gases provenientes de otras plantas de produccion.
Por lo que las entradas son baterias de separacion o estaciones de bombeo o compresion. Las salidas
principales de estos puntos son los volumenes que se venden.

Cada Balance de volumenes se debe ajustar a la instalacion que se utiliza como punto de referencia
considerando las particularidades de esta. También debe decirse que la efectividad del balance de
produccién estara en funcion de la incertidumbre de las mediciones consideradas para el mismo. Las
diferencias entre los valores calculados por medio de balances y los medidos pueden ser evidencia de
pérdidas o entradas no consideradas o mal medidas, o cuando las pérdidas son relativamente pequefias
se pueden atribuir a errores asociados a la incertidumbre en las mediciones.

El Balance de produccion depende de la calidad y veracidad de los datos de entrada (mediciones
operacionales o de referencia sin ajuste alguno) y de salida (datos de puntos de medicién) y que la
complejidad de este dependeréa del universo a de variables a integrar. Los procedimientos de Balance de
produccién que consideran que, la sumatoria de volimenes de entrada son igual a los volumenes de
salidas, imposibilitan el diagnéstico y control del cotejo de los volumenes producidos comparado contra
los volumenes transferidos o facturados.

Una vez asimilada la informacion de como se extraen y manejan los fluidos producidos, se propone
comenzar a agrupar los volimenes manejados de la siguiente forma:

Balance = Volumenes de entrada + Inventarios — Salidas = Volimenes Medidos (1.25)

Entonces, del universo de variables involucradas, se propone y establece simplificar su analisis al
integrarlas en estos 4 rubros, por cada elemento de estudio: nodo, pozo, afluente, bateria, instalacion,
equipo, etc. Lo anterior, tiene la finalidad de reducir el nimero de variables a manejar en los balances de
produccién. Con esto el procedimiento de balance de produccion propuesto requiere de 4 insumos
necesarios que a continuacion se definen:

» Datos de volumenes de entrada por pozo o instalacion (Volumen extraido de petréleo, Volumen
extraido de agua, Volumen de Petréleo Incorporado y otras entradas): ya sean producto de
mediciones de referencia u operativas (como pueden ser los aforos), estos conforman las entradas
principales del sistema a balancear. Estas entradas estaran catalogadas inicialmente por pozos e
instalaciones, para conveniencia, consistencia y simplicidad del sistema a estudiar.

> Datos de voliumenes de inventario (inventario inicial, desempaques, almacenamiento en tanques,
almacenamiento en recipientes): en estos se constituyen de los posibles volimenes existentes en
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cada nodo previo al balance de produccién, recordando que este andlisis se lleva a cabo para un
tiempo “t” en particular.

» Datos de Voliumenes de salidas (mermas por evaporacion, mermas por fugas, empaque, volumen
asociado al encogimiento al transporte, volumen asociado al encogimiento por impurezas, volumen
de traspaso, volumen de agua separada, autoconsumo, inventario final, perdidas no identificadas
otras salidas): estaran conformados por los componentes que representan una disminucion del
volumen de entrada original. En este rubro se consideran las mermas, pérdidas y consumos propios
de la operacion y manejo de hidrocarburos en cada sistema en particular.

Estos 3 volumenes conformaran al Volumen referencial por nodo, tomando en cuenta que estos 3
volumenes se deberan de reportar sin ser ajustados por alguna metodologia de balance de produccién
previa. Se recomienda que, por nodo, se agrupen estos volumenes desde la entrada del nodo hasta antes
del inicio del otro nodo.

> Datos de mediciones: estos seran las “salidas” principales y finales del sistema a balancear (nodo
o punto). Dichos datos deben ser fidedignos de los puntos de medicién involucrados y seran pieza
clave en los procesos de visitas e inspeccion en sitio. Tomando en cuenta que, para un sistema de
produccién determinado, se debe establecer la frontera de flujo (fin del sistema) en el punto de
medicién mas confiable disponible y mas cercano a las entradas del sistema, con la finalidad de
otorgar una mejor certidumbre a los ajustes consecuentes.

2.9 Antecedentes sobre la medicion de Hidrocarburos

La medicion de hidrocarburos en las instalaciones superficiales puede ser llevada a cabo por medio de
una gran cantidad de herramientas por medio de dispositivos fisicos e instrumentos de medicién. En el
caso de los medidores se debe de considerar el estado de movimiento en el que se encuentra el fluido; no
se utilizan los mismos instrumentos para medir una corriente en movimiento que los utilizados para medir
fluidos estaticos contenidos en un almacén. También se debe tomar en cuenta el nimero y el tipo de fases
contenidas en el flujo. Es importante considerar el parametro que mide el medidor en cuestiéon ya que

pueden cuantificar la magnitud del gasto volumétrico (i—\t/) o la magnitud del flujo masico (‘ii—r:), si bien es

posible asociar ambas magnitudes por medio del valor de la densidad, es importante identificar el patrén
gue es necesario conocer para implementar el medidor mas adecuado y evitar los errores implicitos en el
calculo o el uso innecesario de un medidor de densidad. Dichas consideraciones quedan ilustradas en la
(Figura 22).

Multifasica

Dinamica
Medicion de , .
Monofasica

Hidrocarburos

Estatica Gases

Figura 22. Tipos de Medicién de Hidrocarburos (LTMMH, 2017)

Una vez determinado el tipo de medicién que se requiere realizar en funcidén de los pardmetros anteriores,
es indispensable considerar las propiedades del fluido, asi como las condiciones y el ambiente al que
estara sometido el medidor para poder elegir el mas adecuado para el fluido en cuestiébn tomando en
cuenta que para conseguir los valores de incertidumbre requeridos y adecuados en la medicién de
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hidrocarburos, son requeridas instalaciones dedicadas a la separacién de cada una de las fases y de
procesamiento de los hidrocarburos.

2.10 Sistemas de Medicién

La medicion de gas y aceite en la industria petrolera tiene como objetivo el control de la produccion. De
esta necesidad, se requiere de instrumentos de medicidon que permitan mantener un control riguroso del
volumen de hidrocarburos, asi como otros parametros complementarios como son la presion, temperatura
y viscosidad por mencionar algunos.

Se conoce como sistema de medicion a un conjunto de elementos que indican, registran y/o totalizan la
cantidad de fluido que pasa a través de ellos y que se transfiere de un operador petrolero a otro operador
petrolero, ya sea de una entidad a otra o entre diferentes divisiones de misma entidad.

Definidas las generalidades de la medicion, ahora en forma mas especifica la medicion de un flujo de gas
o liquido se define como el volumen por unidad de tiempo a condiciones de presion y temperatura
establecidas.

Los sistemas de medicidén basicamente estdn conformados por uno o mas trenes de tuberia que contienen
cada uno un equipo de medicién con accesorios propios del medidor, acondicionadores de flujo, codos,
sensores de presion, sensores de temperatura y un computador de flujo.

Una estacién de medicién (Figura 23), es un conjunto de equipos e instrumentacion asociada, los cuales
guardan una perfecta armonia con la operacion, el mantenimiento preventivo, y operan confiablemente en
condiciones estables de proceso, con uno o mas brazos de medicién.

FILTRO DESGASIFICADOR

COMPUTADOR
DE FLUJO

Figura 23. Estacién de Medicion (lvan D. Atilano, 2010)

Cuando un sistema de medicién es disefiado, el objetivo es obtener una exactitud optima de la medicion,
independientemente de la cantidad de fluido fluya a través del sistema de medicion. La exactitud de la
medicidon de un sistema depende de los medidores, probadores, valvulas y otros equipos seleccionados
para el sistema de medicion
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2.11 Equipo de Medicidon

Los equipos de medicion son aquellos sistemas e instrumentos que se ocupan para comparar magnitudes
fisicas, mediante un proceso de medicion de una o varias variables fisicas medibles, dependiendo de la
tecnologia del medidor, para dar como resultado un gasto volumétrico o masico. Las caracteristicas
principales para seleccionar el equipo de medicion y/o instrumentacién asociada a un equipo de medicién
son:

e Los altos costos para mantener en funcionamiento continuo el sistema

e La capacidad que implica manejar grandes volumenes y altos gastos de flujo

e La necesidad de un buen rendimiento en la operacién y una exactitud maxima en la medicion de la
produccion total, en el sistema.

Los Lineamientos Técnicos en Materia de Medicion de Hidrocarburos definen los mecanismos o sistemas
de medicion de hidrocarburos como el conjunto de elementos fisicos, equipos, instrumentos, e
instalaciones, asi como el conjunto de normas y estandares a través de los cuales se cuantifican las
cantidades o volumenes de hidrocarburos que son producidos, consumidos, transportados o transferidos
en custodia o en punto de venta, de petrdleo crudo, gas natural y condensados.

En general el equipo de medicion se entiende como el conjunto de instrumentos de medicién y otros
equipos, ensamblados, con cierto arreglo y sirvan para ejecutar mediciones especificas y que sirven de
base para transaccion comercial, industrial o de servicio

La OIML R 117 considera los siguientes elementos como indispensables en la constitucion de un
sistema/equipo de medicion o mecanismo de medicién:

1-. Elementos Primario (sensor de flujo)
Se encuentran dentro de la tuberia y captan la variable a medir (Presion, Temperatura, Densidad,
Viscosidad) que posteriormente es transformada en una sefial.

» Medidor de Flujo: Estos dispositivos convierten una caracteristica asociada al flujo a una sefal
medible, el medidor de flujo se puede seleccionar de acuerdo con el tipo de hidrocarburo a medir y
a las condiciones de operacion

> Indicador de Temperatura: Termémetro tipo Bimetalico (Figura 24), es un dispositivo que se
encuentra en contacto con el fluido, y por medio de este se obtiene una sefal que es proporcional
a la variable temperatura, esta sefial es acondicionada y posteriormente manda a un elemento
secundario (a un transmisor). Estos instrumentos siempre son instalados en un tubo protector
llamado termopozo.
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Figura 24. Termémetro Tipo Bimetdlico (CENAM, 2001 “La Metrologia de Flujo de Liquidos en México”)

> Termopozo: Es una barra perforada por el interior (Figura 25), este accesorio sirve de proteccion
para el elemento sensor que se encuentre dentro de la linea y pueda sufrir algun tipo de dafio y

cuenta con un medio para unirse a un recipiente o sistema.

Figura 25. Termopozo (CENAM, 2001 “La Metrologia de Flujo de Liquidos en México”)

> Indicador de Presién: (Mandémetro tipo Bourdon) es un dispositivo que se encuentra en contacto
con el fluido, y por medio de este se obtiene una sefial que es proporcional a la variable presion,
esta sefal es acondicionada y posteriormente manda un elemento secundario un (transmisor), por

ejemplo, un manémetro (Figura 26)

z
hglcm

Figura 26. Manémetro tipo Bourdon (CENAM, 2001 “La Metrologia de Flujo de Liquidos en México”)
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» Sistemas de acondicionamiento de flujo: Los acondicionadores de flujo son componentes que se
ocupan en el sistema de medicién para redistribuir el perfil de flujo en la entrada del medidor, esto
para disminuir la turbulencia en la entrada del flujo al medidor y asi disminuir el error en la medicion.
Este tipo de instrumento neutralizan las distorsiones de flujo que puedan ser provocadas por codos,
valvulas, compresores, y otros disturbios que son provocados generalmente en la tuberia (Figura
27). Con este accesorio el fluido adquiere un perfil de flujo libre de remolinos, simétrico y repetible
gue los medidores de flujo requieren para una buena medicion.

Flujo no Medidor
acondicionado,
distorsionado y
con remolinos

e s = T 2
1 1
Distancia de asentamiento Distancia de
después de una perturbacion  asentamiento al
1,5d a 6d medidor de flujo 3d

Figura 27. Acondicionador de flujo en tubos (CENAM, 2001 “La Metrologia de Flujo de Liquidos en México”)

2-. Elementos Secundarios (Transmisor)

Son los dispositivos que captan la sefial del fluido, responden a entradas de presién, temperatura,
densidad, viscosidad y otras variables y captan la sefial elaborada por el elemento primario y la
transforman en una sefial de salida o generan una sefal estandarizada que puede ser captada por otro
instrumento en forma local o remota de manera analdgica, digital o de frecuencia. Estos dispositivos son
llamados transmisores especificamente porque transmiten informacién de un emplazamiento a otro

» Transmisor de Temperatura: Es un dispositivo que capta una sefal de temperatura en el fluido por
medio de un elemento primario, transmite una sefial convirtiéndola a una sefial de salida analdgica
estandar de 4-20mA de corriente continua (Figura 28)

Figura 28. Algunos tipos de transmisores de temperatura que existen en el mercado (CENAM, 2001 “La Metrologia de Flujo de Liquidos en México”)

» Transmisor de Presion: Tecnologia con diafragma, es un dispositivo que capta una sefal de
presién del fluido por medio de un elemento primario, este transmite la sefial convirtiéndola a una
sefial analogica estandar de 4-20Mm A de corriente continua (Figura 29)
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Figura 29. Algunos tipos de transmisores de Presion (CENAM, 2001 “La Metrologia de Flujo de Liquidos en México”)

» Transmisores de Presion Diferencial: Sensor de tipo diafragma, es un dispositivo que capta una
sefal de presion del fluido por medio de un elemento primario (por ejemplo, un diafragma) esta
transmite la sefial convirtiéndola a una sefial de salida analégica estadndar de 4-20Ma de corriente
continua (Figura 30)

Figura 30. Algunos Tipos de Transmisores de Presion diferencial (CENAM, 2001 “La Metrologia de Flujo de Liquidos en México”)

» Transmisores de flujo: Es un dispositivo que capta una sefial de la cantidad de fluido por medio de
un elemento primario (medidor de flujo), este transmite la sefial convirtiéndola a una sefial analdgica
estandar de 4-20Ma corriente continua

» Transmisor de densidad: Es un dispositivo que capta una sefal de densidad del fluido por medio
de un elemento primario (Sensor tipo diapason o de diafragma) y este tiene a su vez un sensor de
temperatura que compensa las variaciones de flujo, este transmite la sefial convirtiéndola a una
sefal analdgica estandar de 4-20Ma de corriente continua

3-. Punto de Transferencia de Custodia

Al hablar de un punto de transferencia de custodia se hace referencia a cada elemento (Comprador-
Vendedor), para cuantificar los volumenes transferidos, debera existir un equipo de mediciéon que cumpla
con los requerimientos establecidos por ambas partes (Entrega-Recepcion) para esta actividad, y que el
fluido a medir cumpla con las caracteristicas metrolégicas para ser medido. Por lo general este punto es
acordado entre las partes que intervienen en la transaccion.

4-. Circuito Hidraulico (incluye prueba del medidor en sitio)
El circuito Hidraulico esta conformado por tuberias y accesorios

» Tuberia y Accesorios: Las secciones de tuberias y accesorios deben estar de acuerdo con las
condiciones de operacion de presion y temperatura del fluido. Por lo general las tuberias son de
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acero inoxidable y resistentes a las condiciones a las condiciones del fluido que se estd manejando,
los accesorios como son por ejemplo las conexiones de bridas, empaques, tuercas hexagonales y
probadores son indispensables para la medicién de flujo. Los probadores son de gran utilidad para
asegurar el buen funcionamiento del sistema.

Probador de Medicion: Una vez que el medidor esta listo para comprobarse, se le conecta un
probador. Un “probador de medicion” es una pieza de tubo con dos detectores que sobresalen en
el tubo separados a una distancia fija. El volumen del espacio entre los detectores se conoce y sirve
como el estandar. Antes de probarse un medidor, el fluido se corre tanto a lo largo del medidor
como del probador hasta que se estabilizan sus presiones y temperaturas. Esto asegura que las
lecturas sean exactas. Cualquier diferencia sustancial en temperatura o presion se anota y se hacen
las correcciones

Probador bidireccional: Consta de un tubo en forma de “U”, en la (Figura 31) se muestra el diagrama
esquematico de una instalacion para llevar a cabo la calibracion de un probador bidireccional, el
probador esta conectado en la linea principal de proceso. Los probadores bidireccionales son
equipos de medicion que se usan para llevar a cabo la calibracién de medidores de flujo, sean de
tipo turbina o de desplazamiento positivo. Una practica comun es instalar estos equipos en forma
permanente en los equipos de medicion de poliductos para llevar a cabo la calibracion de los
equipos de medicién de volumen de hidrocarburos con la periodicidad requerida para mantener la
trazabilidad al patron nacional y lograr un nivel de incertidumbre adecuado en las mediciones de
volumen. Estos equipos consisten en una porcion de tuberia en donde se instalan los sensores que
determinan el volumen del probador, el espacio interior definido entre los sensores es conocido
como volumen calibrado. A lo largo del probador y por un empuje por el propio fluido, se desliza la
esfera que acciona los sensores de inicio y paro que determinan el volumen del probador. Asi, la
calibracion del probador se refiere a la determinacion del volumen contenido entre los sensores por
lo cual este constituye el mensurando.
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Figura 31. Arreglo para la Calibracién de un Probador bidireccional (CENAM, 2001 “Probador Volumétrico Bidireccional”)

En el probador bidireccional (Figura 32), el fluido fluye a través del probador en una direccion y luego es
dirigido para fluir de vuelta en la direccion opuesta. El trayecto circular es un “ciclo de prueba. Para cada
seccion, el producto empuja una bola flexible (esfera) bien ajustada como un pistén a traves del probador,
conforme se mueve la bola a lo largo del probador, ésta activa al primer anillo indicador e inicia el contador
del medidor. Al fluir el fluido a través del probador, el contador rastrea el flujo hasta que la bola llega al
segundo interruptor detector y detiene el contador.
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Figura 32. Multiple con probador y contador (IPL Technologies, 1996 “Medicién en Transferencia de Custodia”)

> Probador Maestro (patron): Este tipo de probadores se refieren a un medidor que ha sido
seleccionado para calibrar a otro medidor (Figura 33) y comparar las dos lecturas de los dos
medidores. Al igual que los probadores convencionales, el medidor debe estar en serie, asegurando
gue todo el fluido que pasa por el medidor a evaluar pasa también por el medidor calibrado. Tanto
el medidor a evaluar como el medidor maestro/patrén deben estar equipados con registradores de
flujo o contadores de pulso, de tal forma que sean iniciados y detenidos al mismo tiempo en forma

eléctrica.

MEDIDQR PATRDN

Figura 33. Probador Maestro (CENAM, 2001 “La Metrologia de Flujo de qudeS en México”)

5-. Eliminacién de Gases
Se eliminan los gases o aire que pueda haber en la tuberia durante la transportacion de los hidrocarburos.

Esto se hace mediante dispositivos mecéanicos, por ejemplo, la apertura y el cierre de un arreglo de
valvulas que se encuentran instaladas en el sistema de medicion.

6-. Filtro
Es equipo que ayuda a eliminar particulas solidas y material extrafio, que pueden dafiar el funcionamiento

del medidor. Este tipo de equipo cuenta con un medio filtrante en forma de canasta (Figura 34) que retiene
el material no deseado. Debe contar con un indicador de presion diferencial.

Figura 34. Modelos de Filtro Tipo Canasta (CENAM, 2001 “La Metrologia de Flujo de Liquidos en México”)
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7-. Elemento de Impulsion (bombas)

Es un equipo transformador de energia mecanica (que puede proceder de un motor eléctrico) y es
transformada en energia de presion y ayuda a mover un fluido para que este pueda ser transportado. En
la mayoria de los casos en los sistemas de medicion, estos equipos se encuentran de manera implicita ya
gue por lo general estos se hayan desde los pozos y no se requiere de ninguna otra hasta el punto de
transferencia o punto de entrega después de algun otro equipo, que a su salida requieren de energia para
poder mover el flujo a su destino final

8-. Dispositivos de regulacion de flujo

>

Valvula de seqguridad de presion: Son dispositivos que se utilizan para expulsar una sobrepresion
gue se pueden generar en la tuberia.

Vélvula reguladora de flujo: Tiene la funcion de mantener constante el flujo, independientemente de
la presion y de la temperatura.

Valvulas reguladoras de presion: Este tipo de dispositivos tiene la funcién de proteger las tuberias
se una sobrepresion y regular la presién manteniéndola constante a la descarga.

Véalvula de Blogueo: Es un dispositivo mecanico el cual tiene la capacidad de taponear
completamente el flujo y no permitir el paso.

Valvulas de Control: Es un dispositivo mecéanico que interactia directamente con el fluido en
proceso con la finalidad de absorber una cantidad adecuada de presion para asi mantener al
sistema en balance bajo todas las condiciones de operacion.

Actuador: Es un dispositivo mecanico que proporciona una fuerza para mover o actuar una valvula,
la fuerza del actuador proviene de tres posibles fuentes, por ejemplo, presion neumatica, presion
hidraulica y fuerza motriz (eléctrica o motor electromotriz). Dependiendo del origen de la fuerza, se
le denomina al actuador y este puede ser neumatico, hidraulico o eléctrico.

O-. Elementos Auxiliares

>

Tomas de Muestra: Las tomas de Muestra se deben de hacer tomandolas sobre la tuberia, estas
se realizan con la finalidad de conocer la calidad de los hidrocarburos y algunos de sus propiedades
como, densidad, contenido de agua y soélidos en suspension.

Cromatégrafo: En un sistema de muestreo cuantitativo, es un equipo el cual obtiene como resultado
la composicion de un fluido mediante técnicas de retencidn selectiva cuyo objetivo es separar los
distintos componentes de una mezcla

Analizadores de Humedad: Son aparatos ideales para determinar con precision la humedad o
cantidad de agua contenida en el gas de hidrocarburo, esto da pauta para ver si el producto se
puede comercializar (Figura 35). Los sistemas pueden ser instalados en linea. Operan bajo el
principio de absorcion de luz, el software analiza los picos de absorcion.
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Figura 35. Analizador de Humedad (CENAM, 2001 “La Metrologia de Flujo de Liquidos en México”)

» Densimetro: Los densimetros son dispositivos que miden la densidad relativa o gravedad API, la
gravedad especifica en la linea, con una gran precision y en un tiempo muy breve. Estos pueden
ser de insercion o pueden ser instalados en linea. La densidad sirve para indicios de la calidad del
crudo o valor comercial y que proceso se debe utilizar para su tratamiento.

» Muestreador Automatico: Es un dispositivo que se usa para extraer una muestra representativa de
liquido que fluye en una tuberia. El Muestreador Automatico consiste generalmente en una sonda,
un extractor de muestra, un controlador asociado, un dispositivo de medicion de flujo y un recibidor
de muestra.

> Analizador de Corte de Agua: Miden con precision todo el rango de concentracion de crudo y agua
en un flujo mezclado. El medidor se basa en principios eléctricos que identifican la variacion de las
propiedades eléctricas en funcion de la presencia de agua. El medidor puede ser usado solo para
medir y reportar la concentracién de agua en la mezcla.

10-. Elementos Terciarios (Computador de Flujo)

Estos dispositivos son denominados dispositivos de célculo de flujo o computador de flujo (Figura 36). El
computador de flujo recibe informacién de los dispositivos primarios, secundarios, y usando instrucciones
programadas, calcula la cantidad de transferencia de custodia de hidrocarburos que fluye a través del
elemento primario. El computador de flujo tendr& la capacidad del almacenamiento suficiente para guardar
los registros historicos, horarios, con la informacion completa del calculo correspondiente a una duracion
de varios dias. La informaciéon de los instrumentos que generan las variables de calculo (medidor,
cromatoégrafo, transmisores de presion y temperatura) debera llegar al computador de la manera mas
directa posible en forma digital.

Figura 36. Computador de Flujo (CENAM, 2001 “La Metrologia de Flujo de Liquidos en México”)
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A continuacion, se mencionan algunos de los medidores mas comunes y que funcionan solamente con
fluidos monofasicos y dependiendo el tipo de fluido ya sea gas o liquido:

Gas:

e Placa de Orificio

e Coriolis
e Ultrasoénico
e Turbina
Liquidos:
e Desplazamiento Positivo
e Turbina
e Coriolis

e Ultrasoénico

En general los medidores estan disefiados para un tipo especifico de fluidos (liquido o gases), sin
embargo, algunos de los que se presentan aqui pueden medir flujos de cualquiera de los dos tipos.

Los mas comunes a utilizar son el de placa de orificio para gas y de desplazamiento positivo y/o turbina
para liquidos, son basados en condiciones de operacidén aparentemente constantes, pero tanto la presion
y la temperatura suelen variar, cometiendo a veces errores significativos en la medicién, por lo anterior se
deben de usar factores de correccion necesarios basados en condiciones reales de trabajo.

2.12 Eleccion de un Medidor de Flujo

La medicién de flujo es compleja debido a que es afectada por diferentes factores de influencia como:
Temperatura, Presién, Densidad, Viscosidad, estabilidad del flujo, condiciones de instalacion, distorsion
del perfil de velocidades y vortices. Ahora bien, el medidor de flujo debe ser seleccionado de acuerdo con
el rango de flujo a medir, presion y temperatura para operar de acuerdo con las condiciones de proceso.
La eleccion de un medidor de flujo tiene que tomar en cuenta los siguientes factores:

» Rango: Los medidores de flujo comerciales miden gastos que van desde unos cuantos milimetros
. . S 3
por segundos (mL/s), hasta varios miles de metros cubicos por segundo (m /s). Entonces para

una instalacion particular de medicién debe conocerse la magnitud del flujo volumétrico, asi como
el rango de las variaciones esperadas.

» Exactitud Requerida: Cualquier dispositivo de medicion de flujo que se instale y opere en forma
apropiada tiene una exactitud dentro de un 5% de flujo real. La mayor parte de los medidores
comerciales poseen una exactitud de 2%, y hay algunos que pueden llegar a 0.5%

> Perdida de Presion: Debido a que los detalles de construccién de los distintos medidores son muy
diferentes, estos producen cantidades de pérdida de presién diferentes conforme el fluido pasa a
traves de ello.

> Tipo de Fluido y sus Propiedades: El rendimiento de algunos medidores se ve afectado por las
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propiedades y condiciones del fluido: Una consideracion es saber si es Liquido o Gas

1. Viscosidad: Afecta directamente al NUumero de Reynolds, la alteraciéon de la viscosidad puede
alterar la calibracién del medidor.

Fluidos: monofasicos, bifasicos y Multifasicos.

Abrasividad: En ocasiones puede alterar el funcionamiento del medidor

w N

» Calibracion: Algunos tipos de Medidores se necesitan y requieren ser calibrados, por esta razon,
los fabricantes proporcionan la calibracion en forma gréfica o mediante una tabla de resultados.
Algunos estan equipados para que se realice una lectura directa, con escalas calibradas en las
unidades de flujo que se desea.

» Exigencia y Necesidad de Medicidon: Es muy importante tener bien claro las funciones que va a
desempeiiar el medidor en condiciones operativas.

> Factores Econdmicos: La mayoria de las decisiones relacionadas con inversiones se basan en la
busqueda de un costo/beneficio, por lo anterior, en la selecciébn del medidor de flujo se va a
seleccionar aquel que lleve a cabo la medicidn de flujo necesaria al menor costo posible

» Condiciones Externas: El desempefio del funcionamiento de un medidor de flujo frecuentemente
depende del ambiente en el que se encuentra operando.

Accesibilidad para una inspeccion del medidor, mantenimiento y calibracién del medidor.

Efectos de la temperatura externa sobre el fluido que es el objeto de la medicion, el medidor y la
instrumentacion.

Efectos de la vibracidon sobre componentes rotativos, medidores tipo vortice y ultrasénicos.

Alta humedad (corrosion) o baja humedad (electricidad estatica)

Si existe riesgo de fuego o explosion.

Efectos de campos eléctricos y magnéticos sobre circuitos eléctricos y electrénicos.

N =

o0k W

Y

Condiciones Internas de la tuberia: Son las mas importantes en el proceso de medicién

El perfil de flujo afecta directamente la incertidumbre de una medicion.

El didmetro interno de la tuberia, las dimensiones, la circularidad y la rugosidad son importantes
para sistemas de medicién por placa de orificio.

3. Pulsaciones de Flujo.

4. Flujos Bidireccionales.

N

» Temperatura: Por lo regular cuando los oleoductos operan a rangos de temperatura ambiente, las
consideraciones de temperatura en la seleccion o instalacion del medidor no son requisito y no son
necesarias. Sin embargo, si es una temperatura anormal que se pueda anticipar o prevenir, tales
como altas temperaturas que requieran ser manejadas para incrementar el punto de fluidez, se
debe consultar con el fabricante del medidor cuéles pueden ser los requerimientos antes de
seleccionar el medidor. En forma adicional, el manejo de hidrocarburos calientes puede requerir
material aislante. En climas frios es necesario proteger los equipos auxiliares a los medidores (tales
como contadores o impresores) instalando proteccién sobre el medidor y prevenir fallas del equipo
auxiliar. Las precauciones son mas criticas cuando es usado equipo electronico.

En general debe elegirse el dispositivo mas simple y econdmico que brinde la exactitud, Rangeabilidad,
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Repetibilidad, Linealidad y Trazabilidad deseada y que cumpla con las especificaciones y caracteristicas
del entorno del trabajo y las caracteristicas de los fluidos que son transportados.

2.13 Clasificacion de los Medidores de Flujo

Actualmente en la literatura se encuentran varias clasificaciones de los medidores de flujo y por esta razon
(Figura 37) se presenta un diagrama de las clasificaciones mas comunmente mencionadas dentro de la
industria.
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Figura 37. Clasificacion General de los Medidores de Flujo (Antonio Creus, 2010)

Mostradas las clasificaciones mas cominmente usadas en la industria, se explicaran de forma relevante
la clasificacion de los medidores de acuerdo con su principio de funcionamiento, por el tipo de fases que
manejan y en funcion de la medicién que realizan.

2.14 Clasificacion de Medidores por principio de funcionamiento

Dentro de esta clasificacion se cuenta con dos métodos de medicién: la medicion dinamica y la medicion
estatica.

2.14.1 Mediciéon Dinamica

La medicion dinamica de los hidrocarburos se vale de dispositivos instalados en las tuberias que conducen
el fluido hacia estaciones de almacenamiento o directamente a los puntos de transferencia de custodia.

La medicion dinamica de una cantidad de hidrocarburos se hace cuando estos fluyen a través de un punto
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de referencia, lo cual puede lograrse midiendo el volumen o infiriéndole a través de la medicion de algunas
propiedades dinamicas del fluido como linealidad y repetibilidad.

Los medidores dinamicos se clasifican en intrusivos y no intrusivos.

> Intrusivos: Los medidores intrusivos se caracterizan porque el elemento primario se encuentra
sumergido en el fluido, por lo que estdn sometidos al desgaste y en ocasiones pueden provocar
caidas de presion. Los principales son los siguientes:

e Placa de Oirificio
e Tipo Turbina

e Tipo Tobera

e Tubo Dali

e Tubo Pitot

e Tubo Annubar

» No Intrusivos: Se caracterizan por que los elementos que captan la sefial interpretada (sefial que
es convertida a un dato de medicién) se encuentra fuera del alcance de los fluidos a medir (Figura
38). Son més costosos por la tecnologia que manejan, pero no tan susceptibles de manera
comparativa al desgaste como los intrusivos. Los medidores mas comunes de este tipo son los
ultrasénicos de tipo abrazadera (clamp on).

Figura 38. Medidor Ultrasénico que se caracteriza por ser un medidor no intrusivo (Congreso y exposicion internacional de medicion de flujo y calidad
de los hidrocarburos, 2017)

2.14.2 Medicion Estatica

Esta medicion solo se realiza cuando se requiere medir hidrocarburos liquidos. Se realiza cuando el fluido
a medir se encuentra en estado estatico, es decir, sin movimiento. Este tipo de mediciones se realizan
principalmente en tanques de almacenamiento que se encuentran expuestos a la atmosfera mediante una
medicion volumétrica que utiliza un recipiente de volumen conocido, con esta informacion y sabiendo la
altura del recipiente, podemos deducir el volumen que contiene (Figura 39).
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Figura 39. Tanque Atmosférico de Almacenamiento (Emerson, 2017 “Guia de Medicién en Tanques de Almacenamiento”)

El almacenamiento representa un proceso importante durante la cadena de produccién de hidrocarburos
desde el punto de vista de la separacion de impurezas. Cuando se almacena el aceite la carencia de
fuerzas que provoguen movimiento dentro del tanque almacén generan un estado estatico en el fluido lo
gue provoca que las fases solidas que se encuentran suspendidas en el aceite se decanten y por lo tanto
se separen. Este tipo de impurezas pueden ser arenas o sedimentos que se arrastraron desde el
yacimiento, parafinas que se han depositado debido a la caida en la temperatura o asfaltenos que se
precipitan debido a la caida en la presién del flujo. Aprovechando esta separacién de fases debida a la
segregacion gravitacional se puede separar el agua que quede en la corriente debido a la falta de un
correcto proceso de separacion.

En los tanques de almacenamiento se pueden presentar pérdidas considerables de hidrocarburos ligeros
en forma de gas si no se ha sometido a la corriente de produccién a un adecuado proceso de separacion,
rectificacion y estabilizacién, si el aceite aun presenta una cantidad considerable de gas disuelto, este se
liberard debido a la evaporacion durante el tiempo en que se encuentre almacenado. Debido a la alta
incertidumbre que conlleva el proceso no se recurre a este tipo de métodos en procesos de transferencia
de custodia, sin embargo, es el tipo de medicibn mas socorrida en plantas de produccion debido a su
practicidad y bajo costo.

Los Tanques de Almacenamiento (Figura 40) son recipientes que generalmente son fabricados con acero,
los cuales pueden ser cilindricos verticales, cilindricos horizontales o esféricos. La Medicion en tanque se
considera un tipo de Medicion estética y consiste en la accién de registrar y reportar la dimension del
volumen contenido en el tanque.
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Figura 40. Ejemplo de Tanques de Almacenamiento con Techo Fijo, Techo Flotante, Horizontales y Esféricos (Emerson, 2017 “Guia de Medicion en
Tanques de Almacenamiento”)

» Tanque Vertical con Techo Fijo: En este tipo de tanque, la forma del techo es cénica o tipo domo.
En un tanque de techo fijo existe un espacio con vapor entre la superficie liquida y el techo exterior

» Tanque Vertical con Techo Flotante: Estos tanques se construyen de manera que el techo flote
sobre la superficie del producto manejado, minimizando la formacion de vapores, lo techos flotantes
son en la actualidad los mas usados puesto que reducen las perdidas por evaporizacion. Es comun
gue los tanques con techo flotante tengan uno o mas tubos tranquilizadores que van desde el fondo
del tanque, a través de una abertura en el techo flotante hasta la parte superior del tanque. El tubo
tranquilizador se utiliza para acceder al liquido con el fin de tomar muestras

» Techo fijo con membrana Flotante: Las membranas se instalan en tanques de techo fijo con el fin
de minimizar las perdidas por evaporizacion, la membrana debe ser disefiada y construida de forma
gque flote sobre la superficie del producto almacenado, disminuyendo las perdidas por
evaporizacion.

» Tanques Horizontales: Son usados generalmente para almacenar productos con una presion de
vapor relativamente alta, con gran tendencia a emitir vapores o0 vaporizarse totalmente a la
temperatura ambiente.

» Tangue Esférico: Normalmente son instalados soportados sobre columnas externas, de modo que
la totalidad del tanque se encuentre por encima del nivel de piso. Una de las ventajas de su uso, es
gue soportan mayores presiones, son usados generalmente para almacenar productos con una
presion de vapor alta, es decir, con gran tendencia a emitir vapores o vaporizarse totalmente a la
temperatura ambiente, ejemplo de ello el gas natural licuado.

Los sistemas Modernos de Medicidon en Tanques de Almacenamiento (Figura 41), digitalizan la medicion
del tanque y transmiten digitalmente la informacion del tanque a una sala de control en donde la
informacion de la masa, volumen, presion y temperatura del liquido se distribuye a usuarios de los datos
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de inventario, lo anterior, debido a que la Industria de gas y petroleo generalmente utiliza evaluaciones
volumétricas estaticas de nivel en el contenido del tanque.

Y

Y

Y

Figura 41. La Medicion de Tanques Incluye una cantidad significativa de funciones y dispositivos interdependientes (Emerson, 2017 “Guia de Medicion en
Tanques de Almacenamiento”)

» Medicién Manual en Tanques de Almacenamiento: La Medicion manual se puede realizar en la
mayoria de los tanques atmosféricos. Con este fin, se utiliza una cinta métrica de medicion
especialmente disefiada (Figura 42). Generalmente, estas cintas métricas, estan fabricadas con
acero inoxidable con una pesa al final de la cinta graduada en milimetros o fracciones de pulgadas.
La cinta se utiliza para medir volumen vacio o volumen inferior (nivel de liquido).

Figura 42. Cinta de Medicién con Plomada y Medicion manual con Cinta de Medicién (Emerson, 2017 “Guia de Medicién en Tanques de
Almacenamiento”)

El Volumen Vacio es la Distancia entre el punto de referencia del tanque hasta la superficie del liquido.
Luego, el nivel del tanque se calcula tomando la altura de referencia menos el volumen vacio medido

(Figura 43).
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Figura 43. Definiciones de la Medicion Manual de Volumen Vacio en liquidos pesados como petréleo negro petrdleo crudo (Emerson, 2017, “Guia de
Medicién en Tanques de Almacenamiento”)

La medicién directa de Nivel (Volumen Inferior) (Figura 44) se puede llevar a cabo con una cinta manual.
Este método se utiliza en liquidos limpios ya que la cinta estara sumergida dentro de la altura total del
tanque.
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Figura 44. Definiciones de la Medicion Manual de Nivel (Emerson, 2017 “Guia de Medicion en Tanques de Almacenamiento”)
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Las mediciones manuales se realizan principalmente en tanques de almacenamiento que se encuentran
expuestos a la atmosfera, donde la profundidad o altura del tanque es la distancia vertical desde la parte
superior de la duela o estructura, segun sea el disefio, hasta la superficie interior del fondo del tanque. Las
mediciones manuales son usualmente realizadas desde el exterior del tanque y verificadas posteriormente
mediante mediciones tomadas dentro del tanque por la boca de medicion, a fin de poder determinar si se
han depositado sedimentos u otro material en el fondo del tanque. En General, para una Medicion Manual
adecuada y precisa, se requiere una cinta recientemente calibrada y de alta calidad, en tanques
calentados, es posible que sea necesario calcular la expansion térmica de cinta para obtener una buena
exactitud de medicion.

» Medicion Automatica en Tanque de Almacenamiento: Este tipo de quipos son utilizados para la
medicion continua de nivel de liquido dentro de un tanque y transmite las sefiales a un dispositivo
de lectura pudiendo ser remoto, el equipo utilizado debe soportar todas las condiciones
operacionales, climaticas y de productos bajo los que estara expuesto.

La medicién automatica no requiere de personal que sirva como intermediario entre el instrumento de
medicion y la obtencién del valor buscado por lo que se evita el posible error cometido por el personal. Las
mediciones automaticas requieren de equipos de interfaz que reciban las sefiales emitidas por los
medidores y las conviertan por medio de algoritmos a la magnitud asociada a la medicion. Este tipo de
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medidores implican un mayor costo debido a que es necesario adquirir y mantener el equipo de interfaz

en el mejor funcionamiento posible, sin embargo, esto se compensa debido a la seguridad que brinda al
prevenir el error implicito al involucrar el factor humano. Es necesario contar con la idea sobre la

distribucion de los fluidos en un tanque de almacenamiento y de las principales partes del dispositivo

En la Medicién de Nivel por Radar (Figura 45), se emiten microondas hacia la superficie del producto
mediante el sistema de antena del sensor radar. Estas Microondas se reflejan en la superficie y vuelven a
ser captadas por el sistema de antena. El tiempo transcurrido desde la emision de las sefiales hasta su
recepcion es proporcional al nivel en el depédsito. La medicién no se ve afectada por la variacion en las

propiedades del producto ni en las condiciones de proceso, como la temperatura y la presion. La Medicion
de Nivel por Radar es la mejor opcion para la medicion de las interfases.

Figura 45. Medicion de Nivel en un Tanque de Almacenamiento por Radar (Emerson, 2017 “Guia de Medicién en Tanques de Almacenamiento”)

Un medidor de Nivel por radar (Figura 46) no tiene partes moviles y no requiere mantenimiento regular
Los dispositivos por radar no requieren contacto directo con el liquido dentro del tanque de

almacenamiento. Esto hace que sea posible utilizar un medidor por radar con amplia variedad de liquidos,
desde petréleo pesado calentado a gases licuados como el gas natural licuado.

Figura 46. Medidor de Nivel por radar en un tahque de almacenamiento de techo fijo (Emerson, 2017 “Guia de Medicién en Tanques de
Almacenamiento”)
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A la fecha y actualmente, tanto los medidores de boya como los medidores de servo que son otro tipo de
medicion automatica de nivel en un tanque de almacenamiento estan siendo reemplazados por medidores
de tanque modernos basados en la tecnologia de radar.

-Medicion Estatica_de Gas Natural: Un volumen de gas contenido en un recipiente presenta dos
caracteristicas fundamentales para comprender la forma de estimar el volumen contenido en un tanque
de almacenamiento. La primera de las caracteristicas es que un gas contendidé en cualquier recipiente
aumenta su volumen hasta ocupar la totalidad del volumen del mencionado recipiente, si bien este principio
supone la falta de gravedad representa la realidad de los recipientes utilizados en la industria. La segunda
caracteristica es el hecho de que en cualquier punto interno del recipiente la presion es la misma en todas
las direcciones. Partiendo de las anteriores consideraciones es evidente que los tanques almacenadores
de gas posean forma esférica (Figura 47).

Figura 47. Tanques esféricos para el almacenamiento de gas (Emerson, 2017 “Guia de Medicion en Tanques de AlImacenamiento”)

Se puede conocer el contenido de cualquier depdsito de gas recurriendo a ecuaciones de estado que se
cumplan para el fluido almacenado. Una ecuacion a la que se recurre de manera regular para explicar el
comportamiento del gas natural es la ecuacién de gases reales.

La ecuacion de los gases reales es:

PV = nRzT (1.25)
Donde:

P = Presion Interna del Gas [Pa]

V = Volumen del Gas [m3]

n = Numero de Moles del Gas [Kkg|

R = Constante Universal del Gas

z = Factor de compresibildad z [adimensional]
T = Temperatura [°K]

La presion de un tanque se puede medir por medio de un mandémetro instalado en el tanque, la temperatura
de igual forma puede ser medida por medio de un termopar, el volumen sera el propio tanque de
almacenamiento debido a la naturaleza del gas y las constantes R y Z pueden ser determinadas si se
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conocen los anteriores parametros. Z, es funcion de la temperatura, presion y composicion de cada gas
2.15 Medidores de Flujo Monofasico

Miden una sola fase. Un medidor monofasico es un dispositivo que nos permite cuantificar el gasto de un
fluido (aceite, gas o agua), mediante el registro de algun parametro (velocidad del fluido, diferencias de
presion, temperatura, densidad etc.), diferenciandose unos de otros por sus componentes o principios de
operacion. La medicién es de forma monofasica, donde se emplean medidores con mejor incertidumbre,
como son los medidores de placa de orificio para medir el gas, los medidores de tipo turbina para el aceite,
y los ultrasonicos y medidores de desplazamiento positivo, utilizados estos Ultimos para gas principalmente

En la Tabla 2 se menciona la fase que puede medir un equipo de medicion (fase gas o liquida)

Medidor

Fase que puede Medir

Desplazamiento Positivo

Gases y Liquidos

Turbina

Gases y Liquidos

Ultrasdnico

Gases y Liquidos

Placa de Orificio

Gases y Liquidos

V-Cone

Gases y Liquidos

Tubo Venturi Liquidos

Tobera Gases y Liquidos

Tubo Pitot Gases

"Vortex" Liquidos y Gases

Magnético Liquidos (obsoletos en la industria)
Rotametros Liquidos

Térmicos Gases

Coriolis Liquidos y Gases

Tanques de Almacenamiento

Liquidos

Tabla 2. Clasificacion por la fase que mide un medidor (Antonio Creus, 2010)

2.16 Clasificacion de Medidores Monofasicos en funciéon de la medicion que realizan

Por su funcion a medir, los medidores se clasifican en dos grandes grupos que son los medidores
volumétricos y los medidores masicos. Cada uno de ellos cuenta con diferentes principios en los que se
basan sus diferentes tipos de equipos de medicién

a) Medidores Volumétricos
El flujo volumétrico de un fluido Qy, representa el flujo de un determinado volumen de fluido que fluye en
un determinado intervalo de tiempo, es decir:

Qv=V/ (1.26)

Qv = Gasto Volumétrico [ms/s]
V = Volumén del fluido [m3]
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t = Intervalo de Tiempo [s]
La ecuacion anterior indica el nimero de metros cubicos de fluido que fluyen cada segundo.

O bien, considerando que el flujo volumétrico de un fluido esta relacionado con la velocidad de flujo del
fluido y con el area de la seccion transversal del tubo, es decir:

Qy = Av (1.27)

Qv = Gasto Volumétrico [m3/ s]

A = Secciéon transversal de tuberia por donde se desplaza el fluido [m?]
v = velocidad lineal de flujo a la cual se desplaza el fluido [M/]

Lo anterior solo es valido para las mismas condiciones de presion y temperatura.

Los medidores volumétricos determinan el gasto en volumen de fluido, bien sea directamente
(desplazamiento) o indirectamente por deduccion o inferencia (presién diferencial, area variable,
velocidad, fuerza, tension inducida, torbellino).

La medida de gasto volumétrico en la industria se lleva a cabo principalmente con elementos que den
lugar a un diferencial de presion al paso de un fluido. Entre estos elementos se encuentra la placa de
Orifico, tubo Venturi, Dali, Tobera, Tubo Pitot y el Tubo Annubar

2.16.1 Por el principio de Presion Diferencial

Los elementos de presion diferencial se basan en la diferencia de presiones provocada por un
estrechamiento en la tuberia por donde circula el fluido (liquido, gas o vapor). La presion diferencial
provocada por el estrechamiento es captada por dos tomas de presion situadas inmediatamente aguas
arriba y aguas abajo, o bien a una corta distancia (Figura 48)
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Figura 48. Diferencia de Presiones provocada por un estrechamiento en la tuberia (Antonio Creus, 2010)

Los medidores que se basan en el principio de presion diferencial utilizan un dispositivo en su interior que
crea una obstruccion en él para reducir el area de flujo, con ello se genera un cambio de presiéon en ambos
lados del dispositivo, estas dos presiones son medidas y de esta manera se obtiene una presioén diferencial
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del sistema con lo cual se puede calcular la velocidad de flujo (Figura 47). Debido a que la mayoria de los
dispositivos de medicidn presentan ciertos errores, es recomendable que la lectura se realice con un
mismo medidor para ambas presiones. Conociendo las caracteristicas de la tuberia, por ejemplo, su area
es posible determinar el flujo volumétrico.

Figura 49. Principio por Presion Diferencial (Khan Academy, 2015 “Dindmica de Fluidos”)

Los medidores que se basan en el principio por presion diferencial utilizan el Teorema de Bernoulli que se
aplica a cada lado del medidor:

1 2 1 2
P, + Epvl =P, + Epvz (1.28)
Donde P, p, v son las presiones, densidad y velocidad media corriente arriba y corriente abajo

P, = Presion de entrada corriente arriba [kg /mz]

P, = Presion de salida corriente abajo [kg/mz]

V, = Velocidad de entrada corriente arriba[/]
V, = Velocidad de salida corriente abajo[™/¢]

p = Densidad del Fluido [*9/ .|

Combinando la ecuacién anterior con el principio de conservacion de masa, asumiendo que no existen
perdidas y es un fluido incompresible, el gasto se puede determinar como:

1 n d?
Q=———— /2pAP  (1.29)

g 4

B = Relacion que existe entre el didmetro de restricciéon y el didmetro interno de la tuberia
AP = Diferencial de presion entre la corriente arribay la corriente abajo de la restriccion

k
[ g/ mz]
d = Didametro de restriccion [m]

La diferencia entre las presiones antes y después de la restriccion, se llama diferencial de presion, la cual
representa el indice de velocidad del fluido. Esta presion diferencial es medida y convertida a unidades de
flujo por medio de un elemento secundario de medicion.

La forma en la que se define la restriccion es de la siguiente forma: “Al pasar un fluido a través de una
restriccion en una tuberia, la perdida de presion causada por la restriccion es proporcional al cuadrado de
la velocidad del fluido
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h,x vZ  (1.30)

Al convertir la velocidad del fluido a unidades de cantidad, nos queda:
Q =KA/h,, (1.31)

Q = Cantidad de Flujo [mg/s]

h,, = Caida de presion en el orificio [m]
K = Constante 6 coeficiente de descarga [adimensional]
A = Area de restriccion, (constante) [m?]

Una forma generalizada de medir la velocidad (v) [/g], el gasto volumétrico (Qy) [ms/s], y el gasto

masico (Q,,,) [kg/s], a través de la restriccion es utilizando las siguientes ecuaciones:

v—cF (1.32)
=G [ _

h
Qv = C4 A\/; (1.33)

Qm= CaAVhp  (1.34)

C,; = Coeficiente de descarga [adimensional]
A = Area transversal de la Tuberia [m?]

p = Densidad del fluido |9/ .|
h = Altura [m]

El coeficiente de descarga C, esta influenciado por el nimero de Reynolds (Figura) y por la relacién que
existe entre el diametro de restriccién y el diametro interno de la tuberia B. Una gran parte de la
investigacion y trabajo experimental para el desarrollo de los coeficientes de descarga se llevaron a cabo
por la American Gas Association (AGA) y la sociedad Americana de Ingenieros Mecanicos (ASME).

Los coeficientes de descarga C; son determinados en pruebas de laboratorio y generalmente son
publicados en manuales y revistas técnicas.

Para utilizar este tipo de medidores que se basan en el principio por presion diferencial, se asume que las
condiciones de flujo corriente arriba del dispositivo de obstruccidn son estables, ya que una turbulencia en
este punto ocasionaria errores en la medicion de la presion. En este sentido, para la instalacion de dichos
medidores, se requiere adaptar tramos de tuberia recta aguas arriba y aguas abajo respecto de la
reduccion del area.

Utilizar este tipo de medidores que basan su funcionamiento en el principio por presion diferencial permiten
un mantenimiento sencillo, asi como un buen grado de fiabilidad debido a que no cuentan con partes
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moviles y poseen la capacidad de soportar presiones altas. Sin embargo, uno de los inconvenientes de
estos medidores que basan su funcionamiento en el principio por presion diferencial es la perdida
permanente de energia en el flujo del fluido debido a la restriccion, situacion en la cual es necesario en
algunas ocasiones, instalar algun tipo de bomba auxiliar aguas abajo que permita compensar la pérdida
de energia. La magnitud de esta disminucion de energia esta relacionada directamente con el tipo de
obstruccion que se esta usando.

Este tipo de medidores que basan su funcionamiento por el principio de presion diferencial no es muy
recomendable para fluidos que contienen alguna cantidad considerable de sdlidos, ya que pueden obstruir
o disminuir el diametro de flujo, lo cual generaria una medicion errénea de la presion diferencial.

Un detalle por observar es que el punto de minima presion coincide con la minima seccion de flujo que se
encuentra a continuacion de la obstruccion. Ademas, aguas arriba de la obstruccion existe un pequefio
incremento en la presion propio de la perturbacion generada por la reduccion del area de flujo. Entonces,
es necesario conocer de manera precisa donde se colocaran los instrumentos de medicion de presion: el
medidor que registra la presién aguas abajo (P,) debe encontrarse justo en el punto de minima presién, y
el medidor de presién aguas arriba (P,) debe situarse justo antes de donde suscita el incremento de
presién antes mencionado (Figura 50)

Figura 50. Perfil de flujo en un medidor que se basa en el principio por presion diferencial (Frangois Dulhoste, 2016)

2.16.1.1 Medidor de Placa de Orificio

La placa de Orificio es uno de los medidores de flujo mas antiguos, fue disefiado para usarse en gases,
pero de igual forma se ha usado ampliamente y con gran éxito para medir el gasto de liquido en tuberias.

Las placas de orificio que se usan normalmente en la industria petrolera se fabrican de manera que el
orifico sea concéntrico a la tuberia, pero también existen otras geometrias dependientes del tipo de fluido
gue se maneje, las cuales son orificios excéntricos 0 segmentados (Figura 51)
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Figura 51. Tipos de Placa de Orificio (Antonio Creus, 2010)
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TIPO APLICACION

Concéntrica Para gases y liquidos limpios

Aceite con cantidades considerables de gas. (Se utiliza comUnmente para

Excéntrica (A . . - .
(A) fluidos que contienen sélidos en suspensién)

Gases en donde los cambios de presidn provocan formacidn de condensados.

Excéntrica (B s . . . L .
(8) (Se utilizan comunmente para fluidos que contienen sélidos en suspensién)

Segmental Aceite y Gases con posible sedimentacidn de gases

Tabla 3. Clasificacion de Placas de Orificio (Antonio Creus, 2010)

Una gran ventaja de la placa de orificio en comparacion con los otros medidores de flujo se debe a la
pequefia cantidad de material y al tiempo relativamente corto de maquinado que se requiere en su
manufactura, su costo llega a ser comparativamente bajo con otros medidores de flujo, es facilmente
reproductible, facil de desmontar e instalar y se consigue un alto grado de exactitud.

El uso de la placa de orificio es inadecuado en la medicion de fluidos con sélidos en suspension, ya que
las particulas (solidos) se pueden acumular en la entrada de la placa, el comportamiento en su uso con
fluidos viscosos es erratico y produce las mayores pérdidas de presidbn en comparaciéon con otros
medidores de flujo.

Este medidor utiliza una placa que limita el paso de fluido dentro de la tuberia, acelerando la velocidad del
fluido al reducir el area transversal. De esta manera, encontramos dos condiciones diferentes antes y
después de la reduccion del area, siendo la modificacion de la presion existente entre estos dos puntos
los parametros que se cuantifican a través de dos tomas conectadas en la parte posterior de la placa: una
toma mide la presion antes de ésta y la otra después de la misma, como se muestra en la (Figura 52). Al
calcular la presion diferencial en el sistema se infiere el flujo volumétrico.

Contraccicdn de la vena del fluido debido a un elem ento estrangulador

~ena contracta

(a)
Obstaculo: Placa de Orificio
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Figura 52. a) representacion del flujo generado por la restriccion del dispositivo. b) Toma de las presiones a ambos lados de la restriccion (Frangois
Dulhoste, 2016)
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El medidor de placa de orificio es de los mas usados debido a su simplicidad y bajo costo. Sin
embargo, genera pérdidas de energia no recuperables que en ocasiones llegan a rondar entre el 50-90%.
En la (Figura 53) se observa el comportamiento tipico de la presion de este medidor. Cuando el fluido
medido es el gas, se debe contar con sensores especiales para este proposito.

Presidan en toma aguas arriba

Presidn en toma aguas abajo

“Weana contracta

Zona de toma de temperatura
Region de flujo secundario
Termarmetro

Tomas de presian

U

Distribucion de presiones

Ap. Diferenciade presian

! i Aoy Calda de presian

Figura 53. Comportamiento de la presion a lo largo del dispositivo de medicion (Frangois Dulhoste, 2016)

Otro problema que se presenta en las placas de orificio es la obstruccion del diametro de este. Con el
paso del tiempo los bordes del agujero se desgastan, lo cual permite que particulas del fluido se adhieran
y disminuya con ello el diametro de flujo.

De acuerdo con las condiciones de flujo, es posible solucionar algunos de los problemas que este
instrumento presenta con mayor frecuencia. Por ejemplo, el poner el orificio cerca del fondo de la tuberia
ocasiona que los sélidos presentes en el fluido tiendan a ser arrastrados, haciendo que la adherencia de
sélidos sea minima. Por otro lado, cuando se tiene presencia burbujas de vapor o gas en el fluido, éstas
pueden alterar el modelo de flujo después de la restriccidén al adherirse en la parte de atras de la placa de
orificio, esto puede ser solucionado al insertar la placa de orificio en un tramo vertical de tuberia

En general, el medidor de placa de orificio (Figura 54) origina que la velocidad aumente y por lo tanto la
presion disminuya, tienen una caracteristica de operacién de hasta 800°C de temperatura, presiones
maximas de 5,500 psi, exactitud del orden de +/-1% a +/-2%, apto para el uso en la medicion de fluidos
no muy viscosos, mostrando incertidumbres de hasta un +/-0.5% del flujo efectivo, el principio de medicion
consiste en medir el flujo mediante una reduccion de la presidén provocada por una restriccion en el interior
de la placa, este fluido pasa por esta restriccion aumentando su velocidad y simultaneamente reduce su
presién. Esta diferencia de presion permite calcular la velocidad del fluido basandose en el teorema de
Bernoulli.

Figura 54. Medidor de Placa de Orificio (Antonio Creus, 2010)

La Placa de Orificio insertada en la tuberia, origina que el fluido choque con la placa y disminuya su
velocidad.
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Debido a la reduccion de la velocidad, la presion justo antes del orificio es un poco mayor que la presion
de operacion en la linea de conduccién corriente arriba.

Al pasar el fluido por el orificio, la velocidad del fluido aumenta y la presion disminuye, llegando a su menor
valor de presion cuando la velocidad es maxima.

Corriente abajo, el flujo se dispersa, disminuye su velocidad y se presenta un aumento de la presion.

Después de la placa de orificio, el fluido circula en toda la tuberia, la presion se incrementa, pero siempre
habra una pérdida de presion que no se recuperara.

Llamando a la presion corriente arriba de la placa de orificio como h;, mientras que la presién corriente
abajo h,. La diferencia entre ambas (h, — h;) se conoce como presién diferencial, la cual es simbolizada

por (h).
2.16.1.2 Medidor de Tubo Venturi

El tubo Venturi (Figura 55) es un tubo con forma peculiar, este ofrece una gran exactitud de medicion, con
pérdidas de presion que rondan entre el 10-15%, que son perdidas menores de energia en comparacion
con el medidor de placa de orificio y permitiendo el paso de 1.6 veces o 60% mas flujo que la placa de
Orificio. La forma interna que posee ayuda a que particulas soélidas o de burbuja no afecten la medicion.
No requiere de mucho mantenimiento ya que sus componentes internos sufren poca corrosion o desgaste,
lo que le da una vida util muy larga.
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Figura 55. Esquema Tipico de un tubo Venturi, la toma de medida de la presion se realiza en los puntos P1y P2, siendo semejante a la de la placa de
orificio (Frangois Dulhoste, 2016)

El tubo Venturi posee una incertidumbre baja y permite el paso de fluidos con un porcentaje relativamente
alto de sélidos, no tiene parte moviles y no existe la posibilidad de que se puedan acumular particulas en
la garganta permitiendo un bajo mantenimiento, es atractivo para manejar fluidos viscosos.

El tubo Venturi se compone de tres secciones (Figura 56)
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Figura 56. Partes principales que integran un tubo Venturi (Antonio Creus, 2010)

e Una seccidn de entrada conica convergente en la que la seccion transversal disminuye, lo que se
traduce en un aumento de la velocidad del fluido y una disminucion de la presion.

e Una seccion de garganta, que es una seccion cilindrica en la que se ubica la toma de baja presion
y donde la velocidad del fluido se mantiene practicamente constante.

e Una seccion de salida, que es una seccion de salida cénica divergente en la que la seccién
transversal aumenta, disminuyendo la velocidad y aumentando la presion. La seccion transversal
permita una recuperacion de la mayor parte de la presion diferencial producida.

El medidor tipo Venturi (Figura 57) genera una pérdida de presion al pasar por él un fluido, en concreto,
es una tuberia con garganta entre dos tramos conicos. La presion varia en la proximidad de la seccion
estrecha (garganta), asi, al colocar un registrador de presién en la garganta se puede medir la caida de
presién y calcular el gasto inmediato.
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Figura 57. Medidor Tipo Venturi (Frangois Dulhoste, 2016)

La presion interna se mide en una seccion de entrada, la cual tiene el mismo el diametro que la tuberia.
Sigue una seccidén de transicion, en la cual el diametro interno se reduce hasta el diametro de la seccion
estrecha (garganta), la cual se dimensiona para producir un diferencial de presion con un determinado
gasto de flujo. En la seccién de salida de la garganta, el diAmetro de este estrechamiento (garganta) se
incrementa gradualmente hasta igual al diametro de la tuberia.

En general los medidores tipo Venturi son fiables, faciles de manipular, son emplean principalmente para
medicién de liquidos puros o limpios y gases, su principal ventaja de este tipo de medidor con respecto a
otros medidores que se basan en el principio por presion diferencial radica en que el medidor tipo Venturi
tiene la mayor recuperacién de presion, presenta una exactitud de +/- 0.5%, soportando presiones
maximas a los 5,000 psi y su precision es del orden de +/- 0.75%
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2.16.1.3 Medidor Tipo Tubo Dali

Consiste en dos reductores conicos insertados en la tuberia (Figura 58). Tiene una similitud con el tubo
Venturi, excepto que no presenta una garganta, de esta manera el fluido se adhiere a las paredes en todo
su trayecto evitando asi los remolinos. De esta forma se elimina casi por completo la turbulencia y siendo
el cono de salida mas corto, la velocidad de flujo se recupera rapidamente. Presenta una inexactitud mayor
respecto al tubo Venturi, sin embargo, su ventaja radica en la simplicidad de su construccion reduciendo
su costo. Ademas de ser un instrumento pequefio, es sencillo colocarlo en la linea de flujo. Aunado a ello,
la cualidad mas destacable que presenta es que la pérdida permanente de presion ronda el 5%, la mitad
de lo que pierde el tubo Venturi

Cono corto Cono largo

. S .

Flujo de fluido

Figura 58. Esquema interior de la tuberia con el tubo Dali instalado. Se observa las dos uniones conicas para realizar la medicion de la presion antes y
en la reduccién del drea (Frangois Dulhoste, 2016)

2.16.1.4 Medidor Tipo Tobera

Una mayor diferencia y ventaja en comparacion con los medidores de tubo Venturi, es que la tobera puede
ser instalada en tuberias bridadas, las toberas son mas economicas que los tubos Venturi, pero mas
costosas que los medidores de placa de orificio, la Tobera no se recomienda para la medicion con alta
suspension de solidos debido a que los sedimentos provocarian una obstruccion de los orificios. Es
utilizado cuando las velocidades de flujo son mayores a las que puede funcionar un medidor de placa de
orificio y su precision puede aproximarse a la precision del Tubo Venturi

La Tobera (Figura 59) esta situada en la tuberia con dos tomas, una anterior y la otra en el centro de la
seccibn mas pequefia. La Tobera permite gastos volumétricos 1.6 veces o 60% mas que la placa de
orificio, con pérdidas de presion que rondan entre el 30-80% de la presion diferencial. La Tobera puede
emplearse para fluidos que arrastren sélidos en pequefia cantidad, si estos solidos son abrasivos, pueden
afectar a la precision del elemento, su exactitud es del orden de +/- 0.95% a +/- 1.5%

Orificio _ Orificio _
alta presion g B : 3 B //b‘aja presién

\Garga nta

Figura 59. Partes de un Medidor Tipo Tobera (Antonio Creus, 2010)
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2.16.1.5 Medidor Tubo Pitot

El Tubo Pitot (Figura 60), consiste en un pequeio tubo con la entrada orientada en contra del sentido de
la corriente del fluido. La velocidad del fluido en la entrada del tubo se hace nula, al ser un punto de
estancamiento, convirtiendo su energia cinética en energia de presion, lo que da lugar a un aumento de
presion dentro del tubo Pitot.

Pesﬁlica

Figura 60. Medidor Tubo Pitot (Antonio Creus, 2010)

Dentro del Tubo Pitot se mide la presion total o presién de impacto (presion dinAmica mas presion estatica)
en un punto de la vena. El otro tubo mide Unicamente la presidn estatica, generalmente mediante un
pequefio orificio o pequefia ranura.

El Tubo Pitot, se basa en un tubo inserto dentro de la tuberia en la cual circula el fluido, un extremo del
tubo se encuentra abierto al flujo con lo que cierta cantidad del fluido se hace reposar dentro del tubo, con
ello la energia cinética del fluido provoca un incremento en la presion del tubo, la cual es medida y
convertida a velocidad de flujo.

El Tubo Pitot mide simultAneamente la diferencia entre la presién total y la presion estatica, la cual es
proporcional al cuadrado de la velocidad del fluido:

El medidor tipo Tubo Pitot es sensible a las variaciones en la distribucion de velocidades en la seccién de
la tuberia, por lo anterior es esencial que en su uso el flujo sea laminar, la exactitud del Tubo Pitot es del
orden de +/-2% al +/-5% y funcionan a presiones de hasta 1,400 psi. La maxima exactitud en la medicion
se obtiene llevando a cabo varias mediciones en puntos determinados y promediando las raices cuadradas
de las velocidades medidas. En general, el Tubo Pitot se emplea normalmente para la medicién de grandes
caudales de fluidos limpios con una baja perdia de presion.

2.16.1.6 Medidor Tubo Annubar

El medidor tipo Tubo Annubar (Figura 61), es una innovacion del Tubo Pitot y consta de dos tubos, el de
presion total y el de presion estatica. El tubo que mide la presién total esta situado a lo largo de un didmetro
transversal de la tuberia y consta de varios orificios que cubren cada uno la presién total en un anillo de
area transversal de la tuberia, estos anillos tienen areas iguales.
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Figura 61. Medidor Tipo Tubo Annubar (Antonio Creus, 2010)

El tubo que mide la presion estatica se encuentra detras del de presion total, con su orificio en el centro
de la tuberia y aguas debajo de la misma. El Tubo Annubar es mayor precisién que el tubo Pitot, del orden
del +/-1%, tiene una baja perdida de presion y se emplea para la medicion de pequefios o grandes gastos
volumeétricos de liquidos y gases

2.16.2 Por el principio de Area Variable
Los medidores de flujo que basan su funcionamiento por el principio de area variable son mayormente

constituidos por un rotametro y consisten basicamente de un tubo de forma recta o cénica y un flotador
con diversas formas (Figura 62)

A2

Gravedad

Equilibrio— — —j —> —
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Figura 62. Medidor de Flujo de Area Variable (Antonio Creus, 2010)

La diferencia de presion en estos medidores es causada por la apertura del area de flujo realizada en el
medidor. Con ello, el area de apertura es proporcional al flujo de volumen.

El principio de area variable presenta una reduccién de la seccion de paso del fluido, dando lugar a que el
fluido aumente su velocidad, lo que origina un aumento en su energia cinética y, por consiguiente, su
presion tiende a disminuir en una proporcion equivalente, creando una diferencia de presion estéatica entre
las secciones corriente arriba y corriente abajo del medidor.

El principio de area variable se basa en el mismo principio de medida que los medidores por presion
diferencial, mientras que en los medidores por presion diferencial el area correspondiente a la restriccion
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es constante, en los medidores de &rea variable, el area de restriccion cambia al mismo tiempo que el
flujo, permaneciendo constante la presion diferencial.

2.16.2.1 Rotametro

Su operacion se basa en el principio de area variable, donde el flujo del fluido hace subir al flotador dentro
del tubo, aumentando el area para el paso del fluido. A mayor flujo, el flotador alcanza mayor altitud. La
posicion del flotador varia directamente con la velocidad del fluido.

En su presentacion, el rotametro (Figura 63), consiste en un tubo conico con un flotador que se hace
introducir en él y que actuara como referencia de area variable. Debido a su peso, se sumergira en el fluido
gue pase por el tubo hasta encontrar un equilibrio producto de la presion diferencial creada por este.
Entonces se observa en que &rea del tubo se encuentra y con ello sera calculado el volumen de flujo. Si
el flujo de volumen es mayor, el flotador se encontrara mas arriba en el tubo o sera necesario cambiar el
flotador por otro de maso mayor, por el contrario, si el volumen de flujo es muy bajo, el flotador se ira hacia
el fondo del tubo siendo necesario cambiar el flotador por uno de menor masa.

Empuje del
fluido

Flotador A~ Fuerza de
L arrastre

Peso

Caudal -
Figura 63. Esquema del Medidor de Area Variable (Dulhoste, 2016)

En el Rotdmetro, en general, un flotador cambia su posicion dentro del tubo de forma proporcional al gasto
o flujo del fluido. El flotador esta en equilibrio entre su peso y la fuerza de empuje del fluido sobre el flotador
(Figura 64). Cuando se requiere mayor exactitud se usan rotametros donde la posicién del flotador se
detecta de forma magnética
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Figura 64. Fuerzas que intervienen en el rotametro (Antonio Creus, 2010)
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Las pérdidas de presion en el rotametro son bajas y constantes en todo el recorrido del flotador, mide
liquidos y gases, apto para gastos muy pequefios, su fabricacion es de bajo costo, el rotametro se debe
utilizar solamente con fluidos limpios (sin so6lidos en suspension), no es recomendable para temperaturas
y presiones altas de operacion y su exactitud es del orden del +/-1%

2.16.3 Por el principio de Velocidad

Los medidores de flujo que basan su funcionamiento por el principio de velocidad operan linealmente con
respecto a la velocidad del volumen de flujo. La velocidad se determina midiendo el tiempo que requiere
una determinada particula en recorrer una cierta distancia, normalmente el dispositivo no mide de forma
directa la velocidad, sino una cantidad medible que puede ser relacionada con la velocidad. La
determinacién de la velocidad en un cierto nimero de puntos de una seccion transversal permite evaluar
la cantidad de fluido que atraviesa esa seccion en un determinado tiempo

2.16.3.1 Turbina

Los medidores de Turbina (Figura 65), consisten en un rotor que gira al paso del fluido con una velocidad
directamente proporcional al gasto del fluido. Los medidores de Turbina estan limitados por la viscosidad
del fluido, debido al cambio que se produce en la velocidad del perfil del liquido a través de la tuberia
cuando aumenta la viscosidad, en las paredes del tubo, el fluido se mueve mas lentamente que en el
centro, de modo que, las puntas de las paletas no pueden girar a mayor velocidad.

Fonocaptor magnético

Turbina

|
{
T

Flujo
Figura 65. Esquema de un Medidor de Turbina (Antonio Creus, 2010)

Cuando el Fluido Choca con la parte corriente arriba de las paletas de la turbina, se produce un area de
baja de presion y como resultado de esta presion diferencial, las paletas giran. Como la velocidad del fluido
baja inmediatamente después de las paletas de la turbina, por el principio de Bernoulli aumenta la presion
aguas debajo de la Turbina. La tasa de Rotacién del rotor es directamente proporcional al gasto de flujo a
través de la turbina y la rotacion es luego convertida en una sefial de salida eléctrica (Figura 66)

Counter/Moton sensor
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Figura 66. Rotacion de la Turbina en el Medidor Turbina (Frangois Dulhoste, 2016)
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El medidor Turbina, consiste en un dispositivo que tiene un eje paralelo al flujo del fluido, en este eje se
encuentran montados una serie de paletas de hélice. La corriente de flujo que pasa por este medidor hace
gue las paletas giren a un ritmo determinado, el cual es proporcional al flujo volumétrico de la corriente, si
el flujo volumétrico es alto, las paletas giraran a mayor velocidad, por el contrario, si el flujo de la corriente
es bajo, estos tendran una rotacién menor. Las paletas se construyen con material ferromagnético, en una
parte del medidor se encuentra colocada una bobina y un iman permanente (Figura 67). Cada vez que
una paleta pasa por la bobina, se induce en ésta un pulso, el cual es contado por un contador de pulsos,
la frecuencia con la que estos pulsos son medidos es proporcional al flujo de fluidos que pasa en el medidor

PICK-UP MIAGNETICO
N

Figura 67. Funcionamiento del medidor Tipo Turbina (Antonio Creus, 2010)

Este tipo de medidores (Figura 68), a medida que los fluidos pasan por el medidor (turbina), la velocidad
del flujo crea energia rotacional en el rotor de la turbina, a partir que las paletas de la turbina pasan por el
campo magnético, se genera una sefial de frecuencia, esta sefial es proporcional a la velocidad del fluido
y se transmite a una unidad de control para digitalizar esta medida.

Figura 68. Medidor Tipo Turbina (Emerson, 2015)

El medidor Turbina es de una elevada exactitud, del orden del +/-0.3% al +/-0.5%, no se recomienda para
fluidos con altas viscosidades, lo que significa que es susceptible a cambios de viscosidad en el fluido,
dificultad para medir flujos viscosos, pero tiene un amplio rango de flujo para liquidos de baja viscosidad,
produce bajas perdidas de presion, soporta presiones maximas de hasta 1,500 psi, lo que significa que
tiene capacidad para mediciones a alta presion, alta temperatura y alto flujo y es comunmente utilizado en
la industria petrolera debido a su precision.

2.16.3.2 Medidor Tipo Vortex (Vortice o Torbellino)

Cuando la corriente de un fluido fluye alrededor de un cuerpo (Vortex Shedder), produce vortices o
torbellinos aguas abajo debido a los efectos relacionados con la viscosidad. Los vértices o torbellinos se
esparcen de un lado y del otro del cuerpo en forma regular, el gasto volumétrico del fluido es proporcional
a la frecuencia del torbellino (Figura 69).
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Figura 69. Medidor Vortex (Antonio Creus, 2010)

Los Medidores Tipo Vortex tienen su principio de operacion en un fendmeno natural: la emision de
torbellinos o vortices. Estos son creados por objetos dispuestos dentro de la tuberia llamados “cuerpos
esparcidores o cuerpos abruptos”, deben ser de forma no aerodinamica para crear un importante obstaculo
para la corriente de flujo, de esta forma el fluido no puede seguir el contorno del objeto aguas abajo, por
lo que el fluido tendra que girar en torbellinos para rodear el obstaculo alojandose en la parte de atras de
este (Figura 70). La frecuencia que la que se presentan estos vortices o torbellinos es proporcional a la
velocidad con la que el fluido para por el “cuerpo esparcidor”. Para detectar los Torbellinos o Vértices se
emplean diversas técnicas o instrumentos, como los térmicos, magnéticos, capacitivas o ultrasénicas. Sin
embargo, las mediciones pueden verse seriamente afectadas si aguas arriba del “objeto abrupto”, ya existe
una presencia de torbellinos o vortices de tamafio superior como resultado de un flujo turbulento.
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Figura 70. Esquema de Emision de Torbellinos (Antonio Creus, 2010)

El Medidor Vortex se basa en la determinacion de la frecuencia del torbellino producido por una hélice
estética situada dentro de la tuberia por la cual pasa el fluido (liquido o gas). La frecuencia del Torbellino
es proporcional a la velocidad del fluido (Figura 71).
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Figura 71. Principio de Operacién del medidor Vortex (Antonio Creus, 2010)

La frecuencia del vortice o torbellino y la velocidad de flujo estan relacionadas por, la frecuencia a medir
del cuerpo esparcidor, la velocidad del flujo, ancho del cuerpo esparcidor dentro de la tuberia “d” y numero
de Strouhal (nimero adimensional que describe los flujos oscilantes) el cual es funcién del nimero de
Reynolds. La exactitud de este medidor es del orden de +/- 0.75% para liquidos y de +/-1 para gases,
soporta presiones maximas de hasta 1,000 psi y poca perdida de presion.
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2.16.3.3 Medidor Ultrasénico

Este medidor mide la diferencia de sefiales (ondas ultrasdnicas) en el tiempo de transito con y contra el
flujo a través de una o mas trayectorias de medicion de una onda ultrasénica. Los medidores ultrasonicos
usan técnicas no invasivas, ya que no interactian directamente con el fluido para realizar la medicion. El
medidor ultrasénico mide el gasto por diferencia de velocidades de ondas ultrasénicas al propagarse en
el fluido. Los sensores (transductores) son situados en una tuberia de la que se conocen el area y el perfil
de velocidades. La (Figura 72) muestra el sistema basico de un medidor ultrasénico, en ambos lados de
la tuberia se encuentran montados los transductores los cuales transmiten (transmisor) y reciben
(receptor) las ondas ultrasénicas respectivamente.
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Figura 72. Sistema Bdsico de un Medidor Ultrasénico (Antonio Creus, 2010)

Las ondas ultrasénicas (ondas acusticas o sonoras) viajan con una velocidad especifica a través de un
medio. Para utilizar el medidor ultrasénico, es necesario conocer la velocidad de propagacion de la onda
ultrasonica en el fluido al cual se quiere medir el gasto. En el caso de los gases se determina a través de
SuU composicion, presion y temperatura.

Existen dos formas de medir las ondas ultrasdnicas:

-Por medio del Tiempo de Transito (por impulsos): Los medidores ultrasonicos por impulsos (Figura 73)
son los mas precisos y se utilizan preferentemente con liquidos limpios, aunque algunos tipos, pero en
menor medida permiten medidas de liquidos con cierto contenido de particulas (solidos) y gas. Los
trayectos de medicién son definidos por un par de transductores, los cuales actian alternadamente como
transmisor y receptor. Estas trayectorias de medicidén estan orientadas en forma angular hacia el eje de la
tuberia, permitiendo la medicién con y en contra de la corriente. Los Medidores ultrasénicos por medio del
tiempo de transito, tienen transductores colocados a ambos lados del flujo. Su configuracion es tal que las
ondas ultrasoénicas viajan entre los dispositivos (transductores) con una inclinacion de 45° respecto a la
direccién del flujo. La velocidad de la sefial (ondas ultrasénicas) que viaja entre los transductores aumenta
o disminuye con la direccion de transmision y con la velocidad del fluido que esta siendo medido se tendran
dos seiiales que viajan por el mismo elemento, una a favor de la corriente y otra en contra de la corriente
de manera que las sefales no llegan al mismo tiempo, transmitiendo la sefial (ondas ultrasonicas)
alternadamente en ambas direcciones. La medida de flujo se realiza determinando el tiempo que tardan
las sefales en viajar por el flujo.

El tiempo de transito es un método que se basa en el hecho de que la velocidad del fluido influye
directamente en la velocidad de propagacion de las ondas ultrasénicas en dicho fluido
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Figura 73. Elementos de un Medidor Ultrasénico por tiempo de trdansito (impulsos) (Antonio Creus, 2010)

La diferencia en los tiempos de transito de las ondas ultrasénicas viajando en direcciones opuestas a
través del fluido puede ser relacionada con la velocidad de flujo del fluido. Por lo anterior, el tiempo de
transito que tardan las ondas ultrasonicas en llegar al transductor corriente arriba es mas largo que el
tiempo de transito que tardan las ondas en llegar al transductor corriente abajo, mientras mayor sea la
diferencia del tiempo de transito, mayor sera la velocidad de flujo del fluido, lo que significa, que la
diferencia en los tiempos de transito de la onda ultrasonica es directamente proporcional a la velocidad
del fluido.

A partir del tiempo de transito de la onda ultrasonica enviada en ambas direcciones a lo largo de una
trayectoria diagonal, se calcula la velocidad promedio del sonido (onda ultrasénica) en el fluido.
Posteriormente, conociendo el Angulo de la trayectoria de la onda ultrasénica con relacion a la direccion
de la velocidad del flujo del fluido y mediante célculos posteriores se estima la velocidad promedio del flujo

Decir que el tiempo de transito que tardan las ondas ultrasénicas en llegar al transductor corriente arriba
es mas largo que el tiempo de transito que tardas las ondas en llegar al transductor corriente abajo
podemos entenderlo con la siguiente analogia: nadar contra corriente requiere mas esfuerzo y tiempo que
nadar en el sentido de la corriente

El tiempo de transito t, y ty pueden ser expresados como:

L
tg=——— 1.35
d C+vcosH ( )
t, = L 1.36
U C—vcosH (1.36)

t, = Tiempo de Transito corriente arriba [s]

ty = Tiempo de Transito corriente bajo [s]

C = Velocidad del sonido (onda ultrasonica) en el fluido
v = Velocidad de Flujo del fluido (/)

L = Distancia entre transductores
6 = Angulo entre la direccion de flujo y la linea formada por los transductores

La diferencia entre t, y tq4 €s:
At = ty- tg (1.37)
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At = 122050 1.38
"~ 72 —v2cos20 (1.38)

En general, el medidor Ultrasoénico (Figura 74) por tiempo de transito no tienen partes moviles, por lo cual
tiene muy poco mantenimiento, no perturban el fluido, su pérdida de presion es muy pequefia, su
rangeabilidad sin perder exactitud es grande, son sensibles a los cambios en la densidad del liquido, y por
lo tanto a la temperatura, ya que estas variables influyen en la velocidad del sonido, su exactitud es del
orden del +/-2% al +/-3%.

-Por medio del Efecto Doppler: El efecto Doppler se produce cuando un frente de ondas se refleja en un
objeto en movimiento. Un ejemplo de esto es cuando un tren se mueve hacia una persona con su bocina
sonando, cuando el tren se acerca, el nivel de volumen de la bocina es mas alto, ya que las ondas sonoras
son mas proximas que si el tren estuviera parado. Cuando el tren se aleja, aumenta el espaciamiento,
dando un nivel mas bajo. El efecto Doppler es un incremento o disminucion de las ondas de sonido (ondas
ultrasénicas) a medida que la distancia entre una fuente sonora y un receptor aumenta y disminuye.

En este método se proyectan ondas ultrasénicas a lo largo del flujo del fluido y se mide el corrimiento de
frecuencia que experimenta la sefial de retorno al reflejarse la onda ultrasénica en particulas suspendidas
(solidos) o burbujas de gas contenidas en el fluido, es decir, esas particulas suspendidas o burbujas de
gas, reflejan la onda ultrasonica emitida con una frecuencia ligeramente diferente que es proporcional al
gasto del fluido (Figura 75)
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Figura 75. Elementos de un Medidor Ultrasénico por efecto Doppler (Antonio Creus, 2010)

Una condicién para que el medidor funcione por medio del efecto Doppler, es que el fluido contenga
particulas (solidos) en suspension o burbujas de gas que reflejen las ondas ultrasénicas. El primer
transductor (emisor) emite una onda ultrasonica a una frecuencia determinada y el segundo transductor
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(receptor) recibe la onda ultrasonica. Debido a que las ondas ultrasénicas reflejadas viajan a la velocidad
del fluido, la frecuencia de la onda reflejada presenta una desviacion de acuerdo con el principio Doppler.

La exactitud del medidor ultrasonico por efecto Doppler es del orden del +/-2%, es menos exacto que el
medidor ultrasénico por tiempo de transito y se asume que el viaje de las particulas (solidos) o burbujas
de gas es a la misma velocidad del fluido. El empleo de este medidor por efecto Doppler esta limitado a
fluidos que contengan particulas en suspensién, pero permite medir gastos de fluidos tales como mezclas
gas-liquido.

2.16.4 Por el principio de Tension Inducida

Los medidores de flujo que basan su funcionamiento por el principio de Tensién Inducida se basan en la
Ley de Faraday, que expresa que, al pasar un fluido conductivo a través de un campo magnético, se
produce una fuerza electromagnética (F.E.M), directamente proporcional a la velocidad de este, de donde
se puede deducir de igual forma la cantidad de flujo. El fluido debe ser ligeramente conductor debido a
gue el medidor opera bajo el principio de que cuando un conductor en movimiento corta un campo
magneético, se induce un voltaje.

2.16.4.1 Medidor de Flujo Electromagnético

El medidor de Flujo Electromagnético (Figura 76), esta limitado a mediciones de flujo de fluidos
conductores de electricidad, ya que la tension inducida (corriente generada o inducida) en un fluido
conductor que se mueve perpendicularmente al campo magnético, es proporcional a la velocidad del fluido
conductor, por lo que el fluido debe tener cierta conductividad.
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Figura 76. Funcionamiento Medidor de Flujo Electromagnético (Antonio Creus, 2010)

El medidor de flujo Electromagnético (Figura 77) no ocasiona ninguna restriccion en la circulacion del fluido
y por lo tanto esté libre de pérdidas de presién en el fluido. La corriente generada es captada por un par
de electrodos rasantes con la superficie interior de la tuberia y diametralmente opuestos. Su
funcionamiento indica que la tension (corriente generada) en el fluido es proporcional a la velocidad del
flujo del caudal
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Figura 77. Medidor de Flujo Electromagnético (Antonio Creus, 2010)

Como ya se menciond, estos medidores estan limitados a mediciones de flujo de fluidos
conductores de electricidad.

La conductividad eléctrica en los gases es generalmente mucho més baja, por lo que, el medidor de flujo
electromagnético no puede emplearse para la medicion de caudales de gases, no es afectado por la
densidad, viscosidad, presion y temperatura, burbujas de gas en el liquido causan errores en la medicion,
la perdida de presiéon que puede llegar a presentar el fluido es nula debido a que el diametro de la tuberia
no cambia, su costo es relativamente alto, su temperatura méxima de operacion de 200°C y su presion
maxima de operacion es de 1,000 psi, buena precision del orden de +/-0.1%, buena exactitud del orden
de +/-0.5% y tienen un bajo mantenimiento ya que carecen de partes moviles.

El medidor de flujo electromagnético no es intrusivo y es diferente a otros medidores de flujo debido a su
principio de funcionamiento. Ademas, es distinto a los ultrasonicos, pues el electromagnético requiere de
contacto de los electrodos con el fluido, situacion que no sucede con los medidores ultrasonicos.

2.16.5 Por el principio de Desplazamiento Positivo

Miden el gasto en Volumen contando o integrando volimenes separados del liquido. Son dispositivos que
separan la corriente de flujo en segmentos volumétricos individuales. Un volumen conocido del fluido se
aisla mecanicamente en el elemento del medidor, y es pasado desde la entrada de este hasta su salida,
llenando y vaciando alternadamente los compartimientos o camara del medidor. Las partes mecanicas del
medidor se mueven aprovechando la energia del fluido. El volumen total del fluido que pasa a través del
medidor en un periodo de tiempo dado es el producto del volumen de la muestra por el nimero de
muestras. Los medidores de flujo que basan su funcionamiento por el principio de desplazamiento positivo
se usan cuando se necesita una alta exactitud en condiciones de flujo estable

La gran mayoria de los medidores que basan su funcionamiento por el principio de Desplazamiento
Positivo operan mediante el uso de mecanismos que permiten la desviacion de una cantidad
representativa del flujo de fluido de manera sucesiva desde una entrada hasta una salida, contabilizando
el numero de ocasiones que el mecanismo de desviacion es utilizado. En cada medidor se pueden
destacar tres componentes: cadmara, desplazador, mecanismo que cuenta el nimero de veces que el
desplazador se mueve.
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Este tipo de instrumentos proporciona el flujo volumétrico de manera directa. Ademas, su principio de
funcionamiento provoca una baja perdida de presion en el fluido, siendo también de bajo mantenimiento y
de larga duracion. Sin embargo, debido a su mecanismo de operacion estos dispositivos llegan a generar
pequefias fricciones que es importante controlar, sobre todo en la medicién de gas cuando el gasto es
alto, para estos casos se suele disefiar arreglos especiales. Existen tres tipos basicos de medidores de
desplazamiento positivo: medidor de disco oscilante, medidor de piston oscilante y medidor rotativo.

2.16.5.1 Medidor de Disco Oscilante

Este medidor (Figura 78) consta de una camara circular, en la cual se encuentra instalado un disco plano
cuya movilidad se encuentra instalado un disco plano cuya movilidad se encuentra limitada por una esfera
en su centro y ésta se encuentra unida a un eje conectado a un sistema de engranes. Para iniciar la
medicion, el disco esté dispuesto de tal forma que, al entrar el fluido, este choca con alguna de las caras
del disco, provocando en uno de sus la dos un movimiento vertical de tal manera que habra un momento
en el que la otra cara del disco sea la que se ponga en contacto con un eje de salida, el cual transmite la
rotacién que ha sufrido convirtiéndolo en una medida de flujo volumétrico.

Teclas de

seleccion

Sentido bambaoleao Unidad

Tren de .
del disco digital

engranajes
Sentido rotacion
e del disco

e Amplificador

~ Camara

o B

Fluido Fluido

Disco basculante

Figura 78. Componentes de un Medidor de Disco Oscilante (Antonio Creus, 2010)

La exactitud del medidor de Disco Oscilante es del orden del +/-1% al +/-5%. La presion maxima de
operacion es de 1,450 psi, este medidor encuentra su mayor aplicaciéon en agua y en aplicaciones donde
la precision no es de mayor importancia y se fabrica para pequefios tamafios de tuberia.

2.16.5.2 Medidor de Pistén Oscilante

El medidor de Piston Oscilante (Figura 79), se compone de una camara de medida cilindrica que una placa
divisora que separa los orificios de entrada y de salida. La Unica parte mévil es un piston cilindrico que
oscila suavemente en un movimiento circular entre las dos caras planas de la camara, es provisto de una
ranura en la placa divisora fija que hace de guia del movimiento oscilante. El eje del pistén al girar transmite
su movimiento a un tren de engranajes y a un contador. El par disponible es elevado de modo que el
medidor puede accionar los accesorios mecanicos que sean necesarios.
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Figura 79. Medidor de Pistén Oscilante (Antonio Creus, 2010)

Los diagramas de la figura anterior indican el movimiento del pistén desde que entra el liquido en la camara
hasta que ha sido medido y descargado

El medidor de Piston Oscilante (Figura 80) es uno de los mas comunes dentro de la industria petrolera.
Utiliza un piston cilindrico posicionado en una estructura también cilindrica de didmetro mayor, el flujo que
atraviesa dicha estructura desplaza al piston haciéndolo recorrer el interior de la estructura. El pistéon se
encuentra conectado con un eje de salida, el cual transmite la rotacion que ha sufrido convirtiéndolo en
una medida de flujo volumétrico.

Entrada Salida

Figura 80. Representacion de un medidor de flujo de piston oscilante (Antonio Creus, 2010)
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De manera general, el medidor de piston oscilante consiste en un pistbn montado excéntricamente dentro
de un cilindro, dicho cilindro junto con el piston tiene la misma longitud, pero con diferentes diametros, el
pistén al circular el flujo oscila alrededor de un separador de entrada para el fluido.

El medidor de piston oscilante es utilizado para flujos en terminales de distribucion y almacenamiento de
petréleo, su exactitud es del orden del +/-1%, presiones maximas de operacion son de 300 psi.

2.16.5.3 Medidor Rotativo

Este tipo de medidor tiene valvulas rotativas que giran excéntricamente rozando con las paredes de una
camara circular y transportan el liquido en forma incremental de la entrada a la salida. Se emplea mucho
en la industria petroquimica.

Hay varios tipos de medidores rotativos, siendo los cicloidales, los de dos rotores (birrotor) y los ovales los
mas empleados.

-Tipo Cicloidal: Del tipo Cicloidal (Figura 81), contienen dos l6bulos del tipo Root engranados entre si, que
giran en direcciones opuestas, los cuales en un momento de su trayectoria atrapan o desplazan una
cantidad de fluido, liquido o gas, y en otro momento los desplazan hacia la salida

Figura 81. Medidor Cicloidal-Lébulos Root (Antonio Creus, 2010)

Se fabrican en tamanos que van de 2 a 24”, su exactitud es del orden del +/-1% y su precision en gasto
volumétrico es baja debido a las aberturas que existen entre los I6bulos (Figura 82)

Entrada

Salida
Figura 82. Medidor Cicloidal (Antonio Creus, 2010)

-Del Tipo Birrotor: Del tipo Birrotor (Figura 83), consta de dos rotores, sin contacto mecéanico entre si, que
giran como unicos elementos moviles dentro de la camara. La relacion de giro mutuo se mantiene gracias
a un conjunto de engranajes helicoidales totalmente cerrado y sin contacto con el liquido. Los rotores estan
equilibrados, estatica y dindmicamente y se apoyan en rodamientos de bolas de acero inoxidable
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Figura 83. Medidor Birrotor (Antonio Creus, 2010)

Al no existir contacto mecanico entre los rotores, la vida util es larga y el mantenimiento es sencillo. Son
reversibles, admiten sobre velocidades esporadicas sin recibir dafio alguno, no requieren de filtros,
admiten el paso de particulas extrafias y permiten desmontar facilmente la unidad de medida sin la
necesidad de desmontar el conjunto completo, su exactitud es del orden del +/-0.2% y presentan una
pérdida de presion muy baja

-Del Tipo Oval: El medidor Oval (Figura 84), dispone de dos ruedas ovales que engranan entre si y que
tienen un movimiento de giro debido a la presion diferencial creada por el liquido. La accion del liquido va
actuando alternativamente sobre cada una de las ruedas dando lugar a un giro suave de un par casi
constante. La camara de medida y las ruedas estan mecanizadas con gran precision para conseguir un
deslizamiento minimo entre las mismas. Asi la medida es practicamente independiente de variaciones en
la densidad y en la viscosidad del liquido.

Figura 84. Medidor Oval (Frangois Dulhoste, 2016)

El fluido a medir debe circular a través del equipo produciendo el giro de los ovales por medio de
engranajes que estan alojados dentro de la camara de medicién (Figura 85). Cada media revolucién del
engranaje transfiere un volumen de fluido que es exactamente el volumen que existe entre la camara de
medicidn y el engranaje. Como existen dos engranajes, por cada vuelta completa se transfiere un volumen
equivalente a 4 camaras. El giro de engranaje es transmitido a la unidad electrénica mediante un iman

capaz de generar un pulso por cada revolucion de este.
= g T o g =
y __ Liquido en »

transito Posiclon 1 Posicion 2 Posicion 3 Posicion 4

Entrada liquido Salida liquido
camara medida . chmara medida

Figura 85. Funcionamiento Medidor Tipo Oval (Antonio Creus, 2010)
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En la posicién 1 el fluido ejerce una fuerza hacia la derecha en el engranaje A, sin ejercer ninguna fuerza
sobre el engranaje B, ya que este es perpendicular al flujo del fluido. En la posicidon 2, el fluido inicia una
fuerza sobre el engranaje B. En la posicion 3 solo se ejerce una fuerza sobre el engranaje B. Finalmente,
en la posicion 4 se inicia una fuerza sobre el engranaje A para regresar a la posicion 1.

El medidor tipo Oval tiene una pérdida de presion comparativamente baja en comparacion con otro tipo
de medidores, lo que significa un ahorro de energia y posibilidad de utilizacién en instalaciones con flujo
por gravedad.

b) Medidores Masicos
Los medidores masicos estan disefiados para medir directamente el gasto de fluido en unidades de masa,

. . . 3
tal como kg/s , en lugar de medir el gasto de fluido en unidades de volumen en ™ /s como lo hacen los
medidores volumétricos. Los medidores de gasto masico se enfocan a aquellas situaciones en las que la
exactitud y precision de la medicion son importantes.

El gasto masico de un fluido Q,,, es la cantidad de masa que pasa por una seccion transversal de tuberia
por unidad de tiempo, es decir:

Qm ="M/, (1.39)

Q,, = Gasto Masico [kg/s]

m = Masa del fluido [kg]
t = Intervalo de Tiempo [s]

O bien, el gasto masico es el producto de la densidad por el gasto volumétrico, es decir:
Qm = pAv = pQy (1.40)

Q.. = Gasto Masico [kg/s]

A = Seccion transversal de tuberia por donde se desplaza el fluido [m?]
v = velocidad a la cual se desplaza el fluido ["Y/]

Lo anterior solo es valido para las mismas condiciones de presion y temperatura, y la densidad medida a
la misma presion y temperatura.

Los medidores masicos tienen una gran ventaja ya que estos no se ven afectados por los parametros de
presion y temperatura, recordar que “La masa no se crea ni se destruye, solo se transforma”.

Si bien, en la industria se utilizan medidores de gasto volumétrico, pero en ocasiones interesa medir el
gasto masico, lo anterior en funcion de la presion, temperatura o densidad, de forma que dan como
resultado final el gasto en unidades de masa, o bien, por medio de medidores obtienen directamente el
gasto en masa (Medidor Masico Térmico y Medidor de Coriolis).

Los medidores de gasto masico operando con medidores de gasto volumétrico con compensacion de
densidad, se basan en transmitir la densidad a partir de las medidas de presién y temperatura del fluido,
al medidor volumétrico y aplicar una simple operacion de multiplicar para obtener el gasto masico.
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Se sabe que el gasto masico, es igual a la densidad por el gasto volumétrico. Para ciertos fluidos es posible
calcular la densidad si se conoce su temperatura. A veces y en particular con los gases, también se
necesita la presion. Es facil conseguir sondas de temperatura y transductores de presion que proporcionen
los datos necesarios. La densidad de algunos fluidos se mide directamente con un densimetro. Las
sefiales que se relacionan con el gasto, temperatura, presion, gravedad especifica y densidad, se
introducen en dispositivos electrénicos especiales que realizan el calculo Q,, = pAv = pQy .

2.16.6 Medidor por efecto Térmico

Miden el gasto masico directamente y se basan en la elevacion de la temperatura del fluido en su paso
por un cuerpo caliente. EI medidor Masico Térmico (Figura 86) consiste en una fuente eléctrica de
alimentacion que proporciona un calor constante al punto medio de la tuberia por la cual circula el fluido.
En puntos equidistantes de la fuente de calor se encuentran sondas de resistencia para medir la
temperatura.

Entrada
Sensores de temperatura 3 .
/ Calelactor N\
v B
[— ~| ~ vb ] 1
=== s ~
G? -\\‘\/ Lo lemperotwwa
———— e el senser varia ’ Salida
- segln el coudal Bobina _~

calefactora

capilar
Figura 86. Esquema Medidor Térmico (Antonio Creus, 2010)

Este tipo de medidores se basa en la elevacion de temperatura ya que el fluido circula y tiene contacto
con un elemento de calentamiento que se encuentra en el centro del tubo, ademas en el interior se
encuentran dos sensores de temperatura que miden la diferencia de temperaturas entre dos puntos
diferentes (Figura 87). Esta diferencia es proporcional a la masa que circula a través de la tuberia. El
sistema esta conectado a un puente de Wheastone que determina la diferencia de temperaturas. Cuando
el fluido circula existe un diferencial de temperaturas, ya que los sensores se enfrian o0 se calientan y
ocurre lo contrario si el fluido no circula. La diferencial de temperatura esta directamente relacionada con
el flujo circulante

L aminacdor
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diterenda de remperamras l
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Figura 87. Puente Wheastone para determinar la diferencia de temperaturas (Antonio Creus, 2010)
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Midiendo el cambio de temperatura y el flujo de calor introducido, se puede obtener el flujo masico que
circula por la tuberia. La medicion de la temperatura tiene principal importancia en el flujo de gases debido
a su alta dependencia a este parametro. EI Medidor Masico por efecto térmico es ideal para la medida y
control de pequefios gastos de gas y muy pequefios gastos de liquido, este medidor proporciona una
elevada precisién y muy buena repetibilidad.

En este medidor no hay obstrucciones al paso del gasto del fluido y en cuanto a la medicién del gas, el
gas debe estar seco y libre de particulas, tiene una respuesta lenta y debe ser calibrado para un gas o
una mezcla de gases determinada.

2.16.7 Medidor Coriolis

El efecto Coriolis hace que un objeto que se mueve sobre el radio de un disco en rotacion tienda a
acelerarse con respecto a ese disco segun si el movimiento es hacia el eje de giro o alejandose de éste.

Dicho término fue usado al principio en articulos meteorolégicos y de oceanografia hasta finales del siglo
XIX, en cambio el concepto de “Fuerza Coriolis” comenzo a ser aplicado a partir del siglo XX. Hoy en dia
podemos verlo implementado en distintos campos, en la milicia se aplica el concepto para calcular la
trayectoria de los misiles de largo alcance, en la industria aeroespacial para trazar las rutas que deben
seguir los aviones para llegar a su destino, incluso en nuestros hogares podemos observar este efecto al
quitar un tapon en el lavabo.

La mayoria pueden medir la densidad del fluido en adicion de la tasa de flujo masico. Por consiguiente, ya
que el gasto volumétrico es igual a la tasa de flujo masico dividido entre la densidad, el paquete electrénico
asociado puede ser programado para visualizar el gasto volumétrico. En este punto, los medidores Coriolis
se convierten en medidores de gasto volumétrico.

Aunque medir la temperatura no es primordial para determinar el gasto, muchos medidores Coriolis
incluyen un sensor de temperatura para compensar el pequefio cambio en la dureza del tubo con la
temperatura.

-Principio de Operacion: Como se menciond anteriormente, el matematico francés observo que un objeto
de cierta masa “m” con una velocidad lineal “V” que se desplaza a través de una superficie giratoria, el
cual gira con una velocidad angular constante w, experimentara una velocidad tangencial (velocidad
angular x radio de giro), y esta velocidad sera mayor, tanto mayor sea la distancia a la que se encuentra
el objeto del centro de la superficie giratoria. De esta manera, si el objeto mévil se desplaza del centro de
la superficie a la periferia, sufrird un incremento gradual de su velocidad tangencial, con lo cual se puede
decir que se le esta aplicando una aceleracion, por lo tanto, una fuerza sobre su masa.

Debido a que el radio de giro va aumentando, la velocidad tangencial también varia, con lo que se concluye
gue una variacion de velocidad altera su aceleracion que, a su vez, es debido a una fuerza que se ejerce
sobre el objeto. Estas son, respectivamente, la aceleracion y la fuerza Coriolis. Se puede concluir entonces
gue la fuerza de Coriolis es una manifestacion de la inercia del objeto segun la primera ley de conservacion
del movimiento de Newton. Asi mismo, también es valida la segunda ley de Newton (Fuerza igual a masa
por aceleracién), con lo que, al hacer circular el fluido por un tubo especial provisto de un mecanismo de
vibracion y de sensores, la fuerza que se desarrolla dentro permite determinar el gasto masico del fluido.

Un medidor Coriolis basico (Figura 88), consiste en dos tubos curvos (solo uno visible aqui) a través de
los cuales pasa el flujo por un controlador electromagnético en el medio y sensores de movimiento en
ambos extremos
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De la siguiente manera puede entenderse el Teorema de Coriolis, si colocamos una bola de acero que

Actuara como freno en el centro de un disco giratorio, que previamente fue bafiado con aceite, y si este
disco se hace girar, la bola comienza a describir una linea curva hasta salir del disco. Durante el recorrido,
la bola tiene una velocidad tangencial igual a la velocidad angular del disco, multiplicada por la distancia
al centro de giro. Esta velocidad tangencial aumenta conforme la bola se aleja del centro del disco, y como
se ha mencionado antes, deja ver la existencia de una aceleracion, y al ser aplicado a un objeto, se puede

i 1

Tubo de flujo
{Otro tubo detras)

<

Direccién de flujo

Figura 88. Medidor Coriolis Bdsico (“Tom O' Banion”, 2013)

evidenciar la presencia de una fuerza, como se observa en la (Figura 89)

Sobre la bola actia una aceleracion (Coriolis) debido a una fuerza (Coriolis)

El efecto Coriolis es aquel que ejerce la rotacion de la Tierra sobre los objetos que se mueven sobre su
superficie, provocando que durante su movimiento los cuerpos experimenten una desviaciébn en su

trayectoria.

Su funcionamiento se desglosa en la segunda ley de Newton “Fuerza es igual a masa por aceleracion”

F = Fuerza [N]
m = masa [kg]

Disco giratorio

Velocidad
angular W

Vv, >V,

Figura 89. Ejemplo de la Fuerza Coriolis (Antonio Creus, 2010)

F=m=xa (1.41)
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a = Aceleracién [m/sz]

Los medidores Masicos por efecto Coriolis son algunos de los mas sencillos de usar y se pueden emplear
en ambientes corrosivos. Su funcionamiento esta en funcion de la densidad y del volumen medido.

Estos medidores constan basicamente de dos unidades:

1-. Unidad Sensor: Los fluidos que pasan a través del sensor son forzados a adquirir el movimiento vertical
del tubo que vibra. Cuando el tubo esta en movimiento hacia arriba durante la mitad del ciclo de vibracion,
el fluido que esta pasando a través del tubo ejerce una fuerza opuesta al movimiento hacia arriba y tiende
a empujar al tubo hacia abajo. Una vez que el fluido atraviesa la curvatura del tubo y comienza a salir del
sensor, el fluido empuja el tubo hacia arriba. Estos dos movimientos opuestos hacen que los tubos se
deformen. Cuando el tubo se esta moviendo hacia abajo en la segunda mitad del ciclo de vibracion este
se retuerce o deforma en direccién opuesta al movimiento. Esta caracteristica es llamada efecto Coriolis.

2-. Unidad Electronica: La unidad electronica proporciona informacion del sensor, como salidas, actuando
como el cerebro del sistema para proporcionar las indicaciones de variacion de frecuencia. Ejecuta todos
los célculos necesarios para obtener los valores de la variable del fluido medido y los comunica al
transmisor para que puedan ser visualizados por el operador.

-Principio de Funcionamiento: Los medidores masicos por efecto Coriolis varian su forma de acuerdo con
el fabricante, sin embargo, su principio de funcionamiento es el mismo. El gasto volumétrico es
proporcional al gasto de flujo mésico siempre y cuando la densidad se mantenga constante.

Principio de Funcionamiento del medidor Coriolis de un tubo en el lazo en forma de 2 (Figura 90):

Figura 90. Representacion de la Fuerza Coriolis y velocidad vertical del flujo en el extremo de entrada del sensor (Antonio Creus, 2010)

1-. El lazo es obligado a vibrar a su frecuencia natural por medio de una bobina electromagnética que lo
mueve hacia arriba y hacia abajo creando una velocidad angular “w” alrededor del eje de la base. Las
vibraciones introducidas al lazo por la bobina electromagnética y el momento de oscilacion generado como
respuesta del efecto Coriolis originan desplazamientos como se muestran en la (Figura 91)
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Figura 91. llustracién del efecto Coriolis (Antonio Creus, 2010)

2-. A medida que el fluido se mueve a través del lazo, el fluido es forzado a formar una oscilacion vertical,
el cual se incrementa a medida que el fluido entra en el lazo y decrece a medida que sale del mismo.

3-. Durante el medio ciclo de vibraciones, cuando el lazo se mueve hacia arriba, el fluido que entra al lazo
opone resistencia empujando el tubo hacia abajo. Reciprocamente, el fluido que sale del lazo se resiste
disminuyendo su momento vertical y empujando hacia arriba contra el tubo.

4-. Esta combinacién de fuerzas resistivas hace que se produzca una oscilacion en el lazo. A esto se le
conoce como “Efecto Coriolis”

5-. Durante el otro medio ciclo de vibracion, cuando el lazo se mueve hacia abajo, la oscilacion resultante
sera en la direccion opuesta.

6-. La magnitud de la oscilacion del tubo sensor, es directamente proporcional al flujo masico a través de
este, ya que el tubo oscila en proporcién al gasto mésico que fluye por él.

7-. En cada lazo se colocan sensores electromagnéticos para medir la velocidad del tubo en esos dos
puntos. Cualquier diferencia entre esas dos sefales de velocidad es causada por un torcimiento del lazo.
Los sensores envian esta informacién a la unidad electrénica donde es procesada y convertida en una
sefal de flujo masico.

En los instrumentos de doble tubo, los dos tubos vibran y se tuercen desfasados 180° y la oscilacion
combinada determina el flujo masico:

1-. Los sensores se ubican en la entrada y salida de cada tubo, de tal forma que el movimiento oscilatorio
y el gasto masico, se pueden medir con precision. Ademas de la medicién directa del gasto masico, los
sensores miden la densidad del liquido.

2-. Los tubos sensores vibran en su frecuencia habitual de tal forma que cuando cambia la densidad del
liquido, también cambia la frecuencia de vibracién del tubo, por lo anterior, el resultado es una medicién
de gran precision de la densidad del fluido que ingresa al tubo.

3-. Cuando no hay gasto, los extremos de entrada y salida de los tubos sensores, se sincronizan entre si
(oscilan entre si al mismo tiempo) y cuando si hay gasto, el fluido produce una resistencia contra la fuerza
perpendicular causada por la vibracion, lo cual hace que los tubos oscilen en proporcion al gasto masico
gue fluye por ellos (no oscilan entre si al mismo tiempo)

-Obtencién del gasto masico: Cuando el fluido fluye en el lazo, el fluido es forzado a tomar la velocidad
vertical creciente (velocidad angular) “@” en el momento que entra al lazo y decreciente cuando sale del
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mismo, por lo cual aparece la aceleracion Coriolis. La velocidad “w” es perpendicular a la velocidad lineal
del fluido.

La aceleracion Coriolis esta dada por
a,=2xVxw  (1.42)

a; = Aceleraciéon de Coriolis [m/sz]
V = Velocidad lineal del fluido a lo largo del tubo ["Y/]
w = Velocidad angular del eje del tubo (moviento del tubo) [rad/s]

Por la segunda ley de Newton queda
Fc=2m(@xV)  (1.43)

fz = Fuerza de Coriolis [N]

m = Masa del fluido contenido en el tubo recto de longitud L [kg/m]

Para determinar el flujo masico se requiere determinar la oscilacion creada en el lazo por la fuerza de
Coriolis actuando sobre el mismo, que son F; y F, actuando en direcciones opuestas sobre el lazo (ver
Figura 92)

Figura 92. Diagrama de variables que intervienen en el medidor Coriolis (Antonio Creus, 2010)

El lazo vibra alrededor del eje O-O debido a la accién de la bobina electromagnética y las fuerzas de
Coriolis crean un momento Oscilatorio (M) alrededor del eje R-R. Este movimiento oscilatorio viene dado
por

M = c1 XIn + FCZ XTIy (14‘4‘)

M = Momento Oscilatorio [N.m]
F¢q = Fuerza Coriolis 1 [N]

Fc, = Fuerza Coriolis 2 [N]

r; = Distancia 1 [m]
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r, = Distancia 2 [m]
Pero:
Fc1 = Foz = Fc (1.45)
=T, (1.46)
Entonces:
M=2xFcxr (1.47)
Combinando las expresiones anteriores se obtiene:
M=4xwxrxmxV[N.m] (1.48)

La velocidad lineal del fluido “V” se define como la longitud por unidad de tiempo

V=— [?] (1.49)

L = Longitud del lazo [m]
At = Tiempo en que tarda el lazo en pasar dos veces consecutivas por el punto neutro [s]

De igual forma “At” es la diferencia de tiempo entre las sefiales que emiten los sensores de posicion y esta
relacionada con el angulo de torsion “6”, esas diferencias de tiempo indican cuando una parte del tubo
esta hacia arriba y la otra parte del tubo esta hacia abajo.

El gasto masico “Q,,,”, como ya se explicoé anteriormente, es la cantidad de masa que pasa por una seccién
transversal de tuberia por unidad de tiempo

m [kg

=% |5 (1.50)

Ahora bien, tomando en cuenta que el Momento oscilatorio esta en términos de la masa “m” del fluido
contenida en el tubo recto de longitud L y de la velocidad lineal del fluido “V”, recordando que F. =
2m(@ x V), el momento oscilatorio queda de la siguiente forma:

M=2xFxr=4xwxrxmxV=4xwxrxQ,,[N.m] (1.51)

Considerando también el material del que esta hecho el tubo, encontraremos que Kg es la constante de
elasticidad del tubo y 6 el &ngulo de torsion, la fuerza de torsion (T) del tubo se describe a continuacion

T= Ksx 0 (1.52)

esta fuerza de torsion es equivalente al par creado respecto al eje del tubo, ya que este par, al involucrar
sentidos contrarios, se hace similar a dicha torsion. Por lo tanto, M = T

4xwxrxQ,= Ksx0 (1.53)
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Finalmente, al igualar la ecuacion, se obtiene el gasto masico

ste

= txoxr O

Qm

De esta manera, el angulo de torsion del tubo medido con dos sensores, situados uno por encima y otro
por debajo de la linea del eje, determinara el gasto que pase por el tubo.

La constante de elasticidad del tubo, Kg, tiene por expresion
Ks = Sk(20°C) x (1 + Sy x (T — 20°C)) (1.55)

Skt = Coeficiente de correcion de temperatura del material
Sk = Constante del sensor a 20°C
T = Temperatura [°C]

Los sensores magnéticos de posicion se encuentran situados en el centro del tubo y combinan dos
intervalos de tiempo, uno del movimiento hacia abajo del tubo y otro tubo del movimiento hacia arriba. De
este modo, la diferencia de las ondas se traduce en impulsos.

La diferencia en (At) entre las sefales que emiten los sensores de posicidon esta relacionada con el angulo
de torsién 6, ya que como se describio antes, estas diferencias temporales indican cuando una parte del
tubo esta hacia arriba y la otra hacia abajo, asi como la velocidad del fluido (V) cuando se encuentra en
el punto medio del tubo, por lo tanto

\'
tangenteO = 75 x At (1.56)

V = Velocidad del fluido ["/]
r = Distancia de la mitad al extremo del medidor [m]
At = Diferencia de tiempo [s]

y como el angulo de torsién es muy pequefio, resulta

0= Lo At 1.57
Ahora bien, sustituyendo la ecuacién anterior en la ecuacion Q,, = ﬁfﬁir , resulta
KS x L
m — W At (1 58)

De esta ultima expresion se entiende que el gasto masico solo es proporcional al intervalo de tiempo
registrado por los sensores, a las constantes y propiedades del tubo. Es decir, el gasto masico es
independiente de (w) (frecuencia de vibracion del tubo).

El célculo del flujo masico en el medidor Coriolis no depende de las frecuencias que las vibraciones
presentan, sino del tiempo de respuesta que los sensores cuantifiquen (Figura 93). Sin flujo de fluido en
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el tubo, las vibraciones en este son uniformes y el tiempo de respuesta es el mismo, ya que el tubo es
percibido al mismo tiempo por los sensores. Con el fluido en circulacion se crea un par Coriolis que altera
dichas vibraciones, creando una torsion en el tubo, lo cual hace que los sensores lo capten a diferentes
tiempos, y con ello se determina el flujo masico

Sin caudal Con caudal

Desplazamiento

del sensor de Desplazamiento

salida del sensor de
Desplazamiento

i salida
del sensar de Desplazamiento W
1
del sensor de i
1

entrada

entrada

Tiempo — Tiempo— —+' i« Diferencia de tiempo
Figura 93. Tiempo de recepcion de seiial de los receptores, con y sin flujo circulando (“Tom O' Banion”, 2013)

Otra de las operaciones que ofrece este medidor, es la determinacion de la densidad del fluido.
Esto lo realiza aprovechando el mismo principio de Coriolis, para este fin se usa la frecuencia con la que
el tubo se tuerce, ya que se ha comprobado que el tubo presenta una mayor frecuencia en las vibraciones
cuando se hace pasar a través del tubo un fluido de baja densidad, caso contrario, cuando el fluido es de
una mayor densidad la frecuencia en las vibraciones es mucho menor.

Asi que conociendo los periodos de vibracion del tubo T,, T, para dos fluidos Ay B a una temperatura

conocida, es posible determinar la densidad [p (kg/mg)] de un fluido midiendo el periodo T de la vibracion
Yy Su respectiva temperatura.

Los fabricantes de medidores tipo Coriolis usan diversas técnicas para monitorear la magnitud de la torsién
y procesar las sefiales medidas obteniendo informacion utilizable de medicion. Al incrementar el gasto, la
compensacion en la posicion o la distorsion medida en la entrada y salida del tubo incrementa también.
Muchos medidores determinan la densidad usando la frecuencia de vibracion natural de los tubos dada
por la rigidez de estos. Ya que el volumen del fluido en el tubo el volumen es constante, un cambio en la
densidad del fluido causa un cambio en la masa que esta siendo transportada. Cuando la masa del tubo
cambia, la frecuencia natural en el tubo también lo hace y este cambio es detectado por los sensores. La
frecuencia natural es directamente proporcional a la densidad del fluido dentro del tubo.

La ventaja fundamental de los medidores Coriolis es que proveen en tiempo real la densidad y el gasto.
Dado que la lectura de salida es directamente proporcional al gasto, no hay necesidad de compensar por
temperatura o presion, eliminando asi la necesidad de usar computadoras sofisticadas encargadas de
integrar la informacion medida por distintos dispositivos y mostrar complejos calculos.

Al ser un solo dispositivo el que entrega toda esta informacion, son menos los instrumentos para calibrar,
instalar y a los cuales darles mantenimiento. Ademas, el medidor Coriolis es bidireccional, posibilitando el
manejo de flujo en cualquier direccion sin necesidad de ajustarse.
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La precision en la medicion de liquido comunmente se encuentra en el 0.10%, en algunos equipos hasta
0.05%. Los medidores Coriolis se consideran lo mas precisos de la industria, tanto asi que otros tipos de
medidores de flujo se calibran haciendo uso de un Coriolis. Para el flujo de gas encontramos medidores
con precision de hasta 0.25% aunque lo mas comun es de 0.35%+/-0.5%

Para la densidad del liquido la precision es de 0.0002 [gr/cmg]. La tecnologia més reciente en estos

medidores ofrece la opcion de verificar el estado en el que se encuentran, por lo que se pueden realizar
diagnosticos en tiempo real, asi como verificar la consistencia de informacion que esta siendo entregada
por el equipo.

Al no tener partes moviles, los medidores Coriolis requieren menos mantenimiento comparado con los que
si tiene partes moviles, lo que reduce el riesgo de exponer el material al personal en el proceso de
recalibracién, haciendo que la condiciones en el area de trabajo sean mas seguras. Estos equipos no
requieren largas secciones de tuberia para carga y descarga, por lo tanto, los gastos de instalaciéon son
menores. Uno de los inconvenientes en el uso de medidores Coriolis es que los costos de adquisicién son
bastantes altos en comparacién y relacién con otros medidores de flujo. Estos se encuentran disponibles
de acuerdo con los diametros de la tuberia. De esta manera, para tuberias con didmetros mayores a 14 o
16 pulgadas, el peso incrementa drasticamente. Por ejemplo, dada una linea de descarga con 12 pulgadas
de diametro el medidor pesa 1,000 libras. En este sentido, de acuerdo con su tamafio, su precio también
incrementa considerablemente resultando inviables en areas donde el valor del fluido extraido no logra
cubrir el costo.

Se han encontrado casos en los que estos medidores presentan problemas cuando cierta cantidad de gas
se ha mezclado con la corriente de liquido, sin embargo, en las recientes actualizaciones a estos equipos
incluyen un calibrador automatico para estos casos. Como en la mayoria de los medidores de flujo, se
sugiere que el recipiente del medidor esté completamente lleno de liquido, para asi, obtener certeza a la
hora de interpretar los resultados.

De forma general los medidores Coriolis (Figura 94) miden el caudal mésico y la densidad del fluido,
consisten en un sensor y un transmisor, un sensor tipico tiene uno o dos tubos a través del cual se desplaza
el fluido, el transmisor Coriolis energiza el sensor el cual procesa la sefial de salida de dicho sensor y
genera la sefial que sera procesada por el equipo auxiliar (Computador de Flujo)

Figura 94. Ejemplo de Medidor Coriolis (“Tom O' Banion”, 2013)
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La conclusién en el uso de los medidores monofasicos es la de cuantificar los volumenes gque se pueden
transferir en la comercializacion de los hidrocarburos, por lo cual se busca realizar la cuantificacion de los
volimenes de hidrocarburos con la mayor exactitud, disminuyendo la incertidumbre que cada medidor
puede generar, el cual se vera reflejado en los balances de producto que se puedan hacer y afectando
directamente los ingresos econémicos que se puedan generar en este proceso.

2.17 Principales Ventajas y Desventajas de los Medidores Monofasicos

Con el fin de proporcionar una idea general de las especificaciones técnicas de los medidores dinamicos
monofasicos intrusivos y no intrusivos, a continuacion, se describen algunas de las ventajas y
desventajas mas importantes de estos, con ello se podré seleccionar cual es el mas adecuado para
medir la corriente de gas o de liquido.

e Medidores no intrusivos: Estos manejan diferentes principios de operacion (caidas de presion,
técnicas magnéticas, técnicas sonicas, efecto Coriolis, etc.), razon por lo que son mas complejos
y costosos que los medidores intrusivos, y estos funcionan o trabajan para diferentes condiciones
de flujo.

e Medidores intrusivos: Son faciles de operar e instalar, sus elementos estas sometidos a
desgastes por lo que generan una caida de presion adicional, estos medidores menos costosos
gue los no intrusivos

Uno de los factores con mas importancia en el disefio de un sistema o mecanismo de medicién es su
exactitud, ya que errores aparentemente pequefios en el manejo de grandes volumenes de
hidrocarburos, se convierten en grandes pérdidas, por tal motivo, es de suma importante la seleccion del
medidor monofasico mas conveniente o adecuado a emplear en el sistema de medicion.

En la siguiente tabla se muestran unas de las principales ventajas y desventajas de los medidores
monofasicos, lo anterior con el propésito de dar una idea general de los sistemas o mecanismos de
medicion.

Medidor Ventajas Desventajas
Placa de Orificio 1-. Adecuado para liquidos y gases. | 1-. Tienen mayor pérdida de presion
2-. Bajo Costo en comparacion con el Venturi y

3-. Facil instalacién y/o reemplazo Tobera.
4-. No tiene partes moviles 2-. Requieren longitudes de tramo
5-. Disponible en diferentes | recto aguas arriba.

tamafios y modelos.

6-. Amplia variedad en didametros
estandar desde 7% “hasta 40”.

7-. Precision: 0.6 a 2 %

8-. Rangeabilidad: 4:1

3-. Grandes pérdidas de presion.
4-. Baja precision
5-. Rango de flujo limitado.

Tubo Venturi

1-. Se caracteriza por producir una
menor perdida de presion en
comparacion con la placa de orificio
y la tobera de flujo.

2-. Su capacidad de flujo es 1.6
veces 0 60% mayor que la placa de
orificio.

1-. Elevado Costo para su
adquisicion.
2-. Requiere gran seccion o grandes
tamafios de tuberia para su
instalacion.
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3-. Relativamente gran precision de
medicion y baja incertidumbre.

4-. No tiene partes moviles y es
atractivo para manejar fluidos
ViSCOSO0s.

5-. Permiten el paso de fluidos con
un porcentaje relativamente alto de
solidos.

6-. Precision: 0.6 a 2 %

7-. Rangeabilidad: 5.1

Turbina

1-. Buena precision.

2-. Buena repetibilidad y
rangeabilidad.

3-. Bajas caidas de presion.

4-. Aplicaciones para amplios
rangos de presion y temperatura.
5-. Permite la medicion con fluidos
no conductores, gases y liquidos sin
solidos suspendidos.

6-. Precision: 0.2 %

7-. Rangeabilidad: 20:1

1-. Relativamente caros y no aptos
para fluidos de alta viscosidad.

2-. Los vortices en el flujo les afectan
facilmente (esta situacion se puede
corregir usando un acondicionador
de flujo aguas arriba de la turbina).
3-. Tiene partes moviles (turbinas) y
por consecuencia el desgaste
mecéanico de las turbinas causa
desviaciones y reduce su vida
operativa

4-. Si el fluido llegara a contener
particulas sélidas suspendidas es
necesario un filtro aguas arriba de la
turbina.

5-. Se dafa con fluido bifasicos
(liquidos y gas)

6-. Requiere una buena filtracion.

Vortex (Vértice)

1-. Minimo mantenimiento.

2-. No contiene partes moviles.

3-. Se utliza en la medicién de
liguidos y gases (se recomiendas
mas para gas).

4-. Buena Precision y Linealidad.

5-. Relativamente gran
rangeabilidad.

6-. Precision: 0.5a 1 %

7-. Rangeabilidad: 20:1

1-. No se recomienda para fluidos
altamente viscosos.

2-. No se recomienda para fluidos
con solidos suspendidos.

3-. Limitados para bajas
velocidades.

4-, Caidas de presién apreciables.

Ultraso6nico 1-. No intrusivo, por ende, sin| 1-. Por el principio de tiempo de
restricciones. transito, el fluido debe ser limpio.
2-. Adecuado para tuberias de gran | 2-. Por el principio de efecto
tamafio. Doppler, la corriente de flujo debe
3-. Sin partes maviles. contener particulas o impurezas.
4-. Sin pérdidas de Presion. 3-. Costo relativamente caro.
5-. Gran rangeabilidad. 4-. La precision depende de la
6-. Los transductores pueden | propagacion de las ondas sonoras
instalarse en tuberias ya existentes. | en el fluido.
6-. Precision: 0.5a1 %
7-. Rangeabilidad: 20:1

Rotametro 1-. De facil instalacion vy | 1-. Apto para gastos muy pequefios.

mantenimiento.

2-. Bajo Costo de Fabricacion.
3-. Bajas Perdidas de Presion.
4-. Mide liquidos y gases.

2-. Se debe utilizar son fluidos
limpios (sin solidos o particulas
suspendidas).
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5-. Precision: 2%
6-. Rangeabilidad: 10:1

3-. No es recomendable para altos
rangos de presion y temperatura.
3-. Limitada Precision.

4-. Requiere de una calibracion
periddica.

Electromagnético

1-. Sin partes moviles.

2-. No se ve afectado por la
variacién de la presién, temperatura
y viscosidad.

3-. Baja restriccién u obstruccion al
flujo.

4-. Buena exactitud y rangeabilidad.
5-. Precision: 0.5a 1 %

6-. Rangeabilidad: 10:1

1-. El fluido o liquido a medir tiene
que ser eléctricamente conductivo.
2-. No adecuado para gases.

3-. Alto costo de fabricacion.

4-. Requiere una constante
calibracion.

5-. Apto para gastos muy pequefios.

Desplazamiento Positivo

1-. Buena Precision y rangeabilidad.
2-. Buena Repetibilidad y
reproductibilidad.

3-. Adecuado para fluidos viscosos.
4-, La precision no es afectada por
las condiciones de operacion.

5-. Funciona con altas presiones.
6-. Medicion directa de volumen.

7-. Precision: 0.5a 3 %

8-. Rangeabilidad: 100:1

1-. Utiliza partes moviles.

2-. Requiere de un mantenimiento
continuo.

3-. Grandes pérdidas de presion.
4-. La precision depende de la
viscosidad.

5-. Es caro, en especial con
diametros grandes.

6-. No adecuado para fluidos
abrasivos.

Térmico 1-. No tiene partes moviles. 1-. Requieren wuna calibracion
2-. Miden el gasto masico | cuidadosa.
directamente. 2-. Algunos modelos son sensibles a
3-. Las pérdidas de presion son | la composicién del gas.
despreciables. 3-. Requieren una atencion regular
4-. Ofrecen una respuesta rapida a | en  aplicaciones con fluidos
las variaciones del fluido. determinados.
5-. Pueden detectar la temperatura
en un solo punto o en mas de uno.

Coriolis 1-. Buena precision, buena | 1-. Su uso se restringe a fluidos con

rangeabilidad, reproductibilidad y
repetibilidad.

2-. Medicién de flujo masico.

3-. Célculo de la densidad del fluido.
2-. El principio de medicibn no
depende de la densidad, de la
viscosidad, presion, temperatura y
conductividad.

3-. Es insensible a los cambios de
perfil de velocidades del fluido.

4-. Medicién directa del medidor

masico (no requiere
compensaciones de presion o de
temperatura).

Precision: 0.10 %
Rangeabilidad: 20:1

muy bajo contenido de gas y su uso
también se restringe a fluidos en
una sola fase (fase liquida).

2-. Muy caro.

3-. El rango de temperatura es
limitado.

4-. Se requiere calibracion cuando la
densidad es muy diferente a la
densidad del fluido empleado para
calibrarlo.

Tabla 4. Principales Ventajas y Desventajas de los medidores de flujo monofdsico (Antonio Creus, 2010)

102




2.18 Medidores de Flujo Multifasico

La mayoria de los pozos productores de hidrocarburos en el mundo producen aceite saturado, lo cual
indica que el aceite a condiciones de yacimiento contiene gas disuelto que con la produccién y la caida de
presion implicita provoca la liberacion del gas teniendo lugar el flujo multifasico.

La medicién de flujo multifasico es conveniente cuando no tienen lugar procesos de separacion en el flujo
y la corriente se encuentra conformada por lo menos por dos fases. En ocasiones también es conveniente
Su uso por cuestiones técnicas como la falta de capacidad de los separadores de prueba en existencia

La medicion de flujo multifasico consiste en determinar la continua relacion existente entre las fases del
flujo de un pozo (gas, aceite y agua) sin usar una separacion previa y a condiciones de linea.

Los medidores de flujo multifasicos son utilizados para hacer pruebas individuales de pozos, con el objeto
de determinar la cantidad de produccién que aporta cada pozo y conocer las caracteristicas del fluido que
se esté produciendo. Entran en funcionamiento cuando la produccién de un determinado pozo es desviada
hacia el cabezal de prueba, donde el medidor registra valores tales como el contenido de gas, agua y
aceite.

Medir una corriente de flujo multifasico sin la necesidad de separar las fases se ha convertido en una
prioridad para los operadores, ya que es posible realizarla sin necesidad que el fluido haya sido procesado,
por lo que el uso de Medidores de Flujo Multifasico (MFM) puede conllevar ahorros en los costos para
instalaciones iniciales. Sin embargo, debido al incremento en la incertidumbre al momento de realizar la
medicidon de flujo multifasico, se realiza un analisis de costo-beneficio sobre la expectativa de vida del
proyecto para justificar su aplicacion.

Los MFM pueden proporcionar un monitoreo continuo de la produccién del pozo y por lo tanto una mejor
explotacion del yacimiento. A pesar de ello, esta tecnologia es compleja y tiene sus limitantes; por lo tanto,
se debe tener cuidado al planear instalaciones equipadas con varios medidores de este tipo. Una de las
limitantes de la tecnologia de medicién multifasica es su alta incertidumbre, la razén principal de esto,
comparada con la de un medidor de flujo monofasico de una sola fase, es que los medidores de flujo
multifasico miden fluidos sin procesar y mas complejos de lo que miden aquellos de una sola fase.

Una segunda limitante en un medidor multifasico es el extraer muestras representativas. Mientras
muestras de distintos fluidos son facilmente obtenidas de las salidas monofésicas de un separador de
prueba, aun no existe un estandar o algun método simple para realizar este procedimiento con una
corriente multifasica, ya que la mayoria de los medidores multifasicos en el mercado necesitan algun tipo
de informacién a priori sobre las propiedades que seran medidas (densidad, permeabilidad del aceite y/o
agua, conductividad, salinidad). Esta informacion debe estar disponible y ser actualizada regularmente.

Un MFM es capaz de proveer el mismo tipo de informacion sobre los fluidos producidos que un separador
de prueba, pero ocupando un menor espacio en las instalaciones: las dimensiones tipicas de MFM estan
en el orden de un metro, siendo menos voluminoso que un equipo de separacion convencional. Este dato
es de particular importancia para las plataformas en mar abierto, donde el espacio es de los aspectos mas
criticos a considerar: optar por tener un MFM optimiza el espacio en la plataforma y los requerimientos de
carga en las instalaciones, permitiendo que se retiren lineas de produccion no requeridas.
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Como un extra, los MFM proveen medicién en tiempo real de las diferentes fases, mientras que en las
pruebas de separador solamente obtenemos valores generales con largos tiempos de operacion. Esta
respuesta rapida en tiempo permite que los costos operativos se reduzcan significativamente.

Ademas de obtener gastos para cada fase, la informacién de la prueba de medicion de flujo multifasica
del pozo permite conocer si la linea de flujo es afectada por el régimen de flujo, patrén de flujo, emulsiones
0 espumas, y depdésitos de parafinas, entre otros

Tratandose del principio de funcionamiento, estos equipos utilizan los parametros fisicos como la densidad
del gas y del liquido, viscosidad, tension superficial, etc., efecto de los regimenes de flujo, los cuales estan
directamente relacionados con el diametro de la tuberia. Por ejemplo, si el flujo de gas y liquido se
mantienen constantes y el diametro de la tuberia es reducido de 4” a 3”, la velocidad superficial del liquido
y del gas aumentarén, por lo que un cambio en el régimen de flujo es de esperarse.

La mayoria de los pozos presentan cierto tipo de flujo multifasico en alguna parte de la tuberia. Aunque la
presion en el fondo del pozo pueda estar sobre el punto de burbuja, la pérdida de presion gradual del
aceite al estar fluyendo del fondo del pozo a la superficie lo lleva a una mayor liberacion de gas.

Uno de los factores que complican la medicion del flujo multifasico por parte de los medidores de flujo
multifasico es la diferencia de velocidad entre las fases. En general se supone que el agua y el aceite se
mueven a la misma velocidad, conocida como la velocidad del liquido. Sin embargo, la mayoria de los
métodos computacionales toman en cuenta la diferencia entre la velocidad del liquido y la velocidad del
gas, que se conoce como resbalamiento (slip) entre las dos fases. Antes de considerar las velocidades de
las fases, es util revisar los gastos de las fases. La relacién del ritmo de flujo de aceite (q,), Y ritmo de
flujo de liquido total q; = q, + q, €S conocida como la fraccion de aceite, mientras que una definicion
similar es aplicable a la fraccion de agua:

do do
f=—=_—20 1.59
° A Qo+t qw (1.59)
£, =dw__Gw (1.60)

v q - Jdo + dw
De las ecuaciones anteriores se deduce que:
fo+fy =1 (1.61)

La fraccion de gas y la fraccion liquida se definen de la misma manera, aunque se indicara con un (A) en
lugar de una (f):

_9 _ Y
dm ql+qg

_ 9 Q4

A = =
dm q + qg

(1.62) A

g (1.63)

Donde la cantidad q,, = q4 + q, = q4 + q, + q,, S€ conoce como la tasa de flujo de la mezcla. De las
ecuaciones anteriores se deduce que:

Mg+ =1 (1.64)
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En el flujo hacia arriba, como ocurre en un pozo de producciéon o un oleoducto cuesta arriba, el gas
generalmente viaja mas rapido que el liquido, y se produce la retencién o colgamiento de liquido. En el
flujo hacia abajo, como ocurre en una tuberia cuesta abajo, el liquido puede viajar mas rapido que el gas,
en cuyo caso el gas es retenido

El Colgamiento se utiliza para indicar la seccion de la tuberia ocupada por un volumen de gas y liquido,
aunque en flujo ascendente el gas no es realmente retenido, si no por el contrario se acelera. El gas y
liquido atrapados (Hg) y (H;) se definen como:

-Colgamiento de Liquido (Hy): Es la fraccion de liquido, definida como la razén del volumen de un
segmento de tuberia ocupado por el liquido con respecto al volumen total de la tuberia. De igual forma, es
la relacion entre el volumen de liquido existente en una seccion de tuberia a las condiciones de flujo, entre
el volumen de la seccion aludida. Esta relacion de volimenes depende de la cantidad de liquido y gas que
fluyen simultaneamente en la tuberia. Cuando la mezcla es homogénea, este fendbmeno es despreciable.

N _A 1.65

-Colgamiento de Gas (H;): Si bien el gas no genera un efecto de colgamiento, el remanente de la seccion
de tuberia que es ocupado por el gas, referido en ocasiones como un colgamiento de gas o0 mas
propiamente definido como fraccién de vacio (a) es igual a la unidad menos el colgamiento de liquido:

V, A
a=Hg=<}=— (1.66) ,  aHg=1-H (1.67)

Donde V¢ y V; son las fracciones reales de volumen o porcion de la tuberia que estan siendo ocupados
por gas y liquido respectivamente, y V = V; + V; es el volumen total de referencia. Del mismo modo, A, y

A son las partes de area de seccion transversal de tuberia ocupada por el gas y el liquido, y A = Ag + A,
es el area de seccion transversal total.

Una forma alternativa de expresar las fracciones de fases y el colgamiento de fases es utilizar las variables
conocidas como las velocidades de fase:

a

= (1.69)

q
v, = A—z (1.68) ,

La velocidad superficial de las fases es la velocidad hipotética que tendria cualquiera de las dos fases si
ocupara toda la tuberia, y se define como:

dg
Usg = X

qQ1

(1.70) , v = (1.71)

Y la suma de las velocidades superficiales de cada fase, es la velocidad de la mezcla:

qg+q1
A

U = Vsg + Vg = (1.72)
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Sin embargo, esta expresion es una velocidad derivada y tiene un valor significativo Unicamente si el flujo
multifasico es homogéneo y libre de resbalamiento.

Sustituyendo estas expresiones en (1.62) y (1.63) se obtiene:

vsg Vst
Ay = — 1.7 =— 1.74
g Um ( 3) ) )\l Um ( )

También si se sustituyen en (1.65) y (1.66):

Vst

Uz (1.76)

(%
Hy =—2 (1.75) , H, =

La mayoria de los equipos para la medicion de flujo multifasico utilizan correlaciones experimentales para
el colgamiento de liquido expresado como funcion de las propiedades del fluido, las velocidades de flujo y
el didmetro de la tuberia. Entonces, tanto (1.70) y (1.71) como (1.75) y (1.76) se pueden utilizar para
calcular la velocidad real del gas y del liquido para un flujo dado de acuerdo con las siguientes expresiones:

i 1.77) . (1.78)

K H,A

9~ A(1—-H)

-Colgamiento de Liquido sin Resbalamiento (;): La fraccién de liquido sin resbalamiento, también
conocida como colgamiento sin resbalamiento o contenido de liquido de entrada, es definida como la razén
del volumen de liquido en un segmento de tuberia divido para el segmento de tuberia, considerando que
el gas y el liquido viajaran a la misma velocidad

%
W _ T (1.79)

1: p—vl
q1+qg Um

Donde q, y q; son los gastos de gas y de liquido en sitio. EI Colgamiento de gas sin resbalamiento es
definido como:

1%
Ag=1—;\lzizﬁ (1.80)
qg+q1 Um

2.17.1 Clasificacion de patrones de flujo

La diferencia entre el flujo de una sola fase y el flujo bifasico es que en el bifasico la fase gaseosa y liquida
pueden estar distribuidas en la tuberia en una variedad de configuraciones de flujo. Hay que tomar en
cuenta que el patrén de flujo es determinado por la forma de la interfaz (superficie que separa las fases).

Los patrones de flujo en un sistema bifasico dependen de las siguientes variables:

e Parametros operacionales, es decir, tasas de flujo de gas y liquido.

e Variables geométricas incluyendo didmetro de la tuberia y angulo de inclinacién.

e Las propiedades fisicas de las dos fases, tales como; densidades, viscosidades y tensiones
superficiales del gas y del liquido.
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Importancia del patron de flujo:

Determina que fase esta en contacto con la pared.

Afecta al fendmeno de colgamiento.

Afecta condiciones de operacion en las instalaciones de proceso.
Transferencia de calor.

Patrones de flujo en tuberias verticales e inclinadas (Figura 95)
Flujo tipo burbuja (bubble): La fase gaseosa es dispersa en pequefias burbujas discretas en una

fase liquida continua, siendo la distribucion aproximadamente homogénea a través de la seccion
transversal de la tuberia.

Flujo tipo tapdén (bache o slug): La mayoria de la fase gaseosa esté localizada en burbujas de gas
en forma de una gran bala denominada Burbuja Taylor con diametro casi igual al diametro de la
tuberia. El flujo consiste en sucesivas burbujas separadas por tapones de liquido.

Flujo tipo transicidn (agitado o churn): Ocurre a mayores tasas de flujo de gas, donde el tapén de
liquido en la tuberia llega a ser corto y espumoso, donde la fase gaseosa arrastra una cantidad
significativa de liquido y aunque los efectos del liquido son considerables, el gas es el que
predomina.

Flujo tipo neblina (anular o0 mist): Este flujo es caracterizado por un rapido movimiento de gas en el
centro y la fase liquida se mueve mas lenta como una pelicula alrededor de la pared de la tuberia
y como gotas arrastradas por el gas.

“ v o
‘ | ” |“
. ¢
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”

g_,.—-[iu_umu ~
> -
4 I' ox I I I

s »
MONOFASICO BURBLUJA TAPON TRANSICION NEBLINA

— Incremento de la cantidad de gas  — —
Figura 95. Patrones de flujo en tuberias verticales (Angel de Maria Clavel Mendoza, 2015)

[

La velocidad superficial del gas en este tipo de flujos incrementara (Figura 96) y el flujo multifasico
cambiara entre todas las fases: burbuja, tap6n o bache, transicién o agitado y niebla o anular. Nétese que,
para una particular velocidad superficial del gas, el flujo multifasico es anular para todas las velocidades
superficiales del liquido.
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Figura 96. Mapa de Flujo Vertical (The Norwegian Society for Oil and Gas Measurement, 2005)

b) Patrones de flujo en tuberias horizontales y cercanamente horizontales (Figura 97)

-Flujo intermitente (flujo tapén y flujo de bache o burbuja alargada): Es caracterizado por un flujo alternado
de liquido y gas, los cuales llenan el &rea transversal de la tuberia, son separados por burbujas de gas,
los cuales tienen una capa liquida estratificada fluyendo en el fondo de la tuberia. El flujo intermitente tipo
bache se manifiesta cuando se estan presentando altos gastos de gas y el flujo en el frente del bache se
encuentra en forma de remolino, esto debido al recogimiento del movimiento lento de la pelicula. El flujo
intermitente tipo tapon es catalogado como el caso limite del flujo tipo bache, cuando el bache de liquido
estd libre de burbujas, lo cual sucede cuando se tienen gastos de gas relativamente bajos, con un flujo
menos turbulento. En el flujo tipo tap6n, burbujas de gas y liquido en forma alternada se desplazan en la
parte superior de la tuberia.

-Flujo distribuido (flujo tipo niebla y flujo tipo burbuja): Durante el flujo tipo niebla, la fase continua es el
gas, el cual adopta la tarea de arrastrar y transportar el liquido. En el flujo tipo burbuja dispersa, el gas
esta presente en pequefias burbujas distribuidas aleatoriamente, al igual que sus diametros.

-Flujo segregado (flujo estratificado, anular y ondulado): El flujo estratificado ocurre a tasas de flujo
relativamente bajas de gas y liquido. Ambas fases se separan por gravedad, la fase gaseosa fluye en la
parte superior de la tuberia y el liquido en el fondo de la tuberia. En flujo anular el liquido fluye como una
delgada pelicula alrededor de la pared de la tuberia y la fase gaseosa fluye por el centro de la tuberia
como un nucleo a alta velocidad, el gas puede llevar consigo gotas de liquido atrapadas. El flujo ondulado
se presenta con gastos de gas relativamente altos, con una presencia de ondas estables en la interfase.
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Neblina Burbuja
Figura 97. Patrones de flujo en tuberias horizontales (Jetzabeth R. Sabag, 2015)

En el flujo horizontal las transiciones también son funcion de factores como el diametro de la tuberia,
tension interfacial y la densidad de las fases. La siguiente (Figura 98) es una ilustracién cualitativa de cémo
las transiciones de un régimen a otro son dependientes de la velocidad superficial del gas y del liquido en
el flujo multifasico horizontal. Una ilustracién como la siguiente sera valida Unicamente para una tuberia,
presién y tipo de sustancia en especifico.

100
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Burbuja
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o
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Q

Velocidad superficial del liquido [m/s]

o0.01 0.1 1.0 io 100
Velocidad superficial del gas[m/s]
Figura 98. Mapa de Flujo Horizontal (The Norwegian Society for Oil and Gas Measurement, 2005)

c) Patrones de flujo en tuberias inclinadas (Figura 99)

Los patrones de flujo en tuberias inclinadas son los siguientes: tipo tapdén y tipo anular (para flujo
ascendente) y tipo estratificado (para flujo descendente), tomando en cuenta que estas configuraciones
de flujo son similares a las mostradas para el flujo en tuberias verticales y horizontales.

Figura 99. Patrones de flujo en tuberias inclinadas (Jetzabeth R. Sabag, 2015
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d) Otra Clasificacion
Otra manera de clasificar el flujo multifasico ademas de la clasificacion de acuerdo con el patrén de flujo
es de acuerdo con la fraccion volumen de gas GVF (de acuerdo a las siglas en inglés). Este método de
clasificacion es relevante para la medicion multifasica. Normalmente se espera que un medidor que
muestra principalmente un flujo de liquido con una pequefia fraccion de gas sea significativamente
diferente de uno disefiado para operar en lo que generalmente se entiende como gas humedo.

Tipo Rango GVF Comentario
Indicado
GVF Baja 0-25% Este rango bajo de GVF podria ser llamado también “liquido gaseoso”.

GVF Moderada 25-85%

GVF Alta 85-95%

GVF Muy Alta 95-100%

En el limite inferior del rango los medidores de una sola fase tradicionales
podrian proveer en muchos casos la informacion suficiente. En cuanto la
GVF incremente se espera que aumente la incertidumbre y también el
riesgo de que el medidor no funcione de manera correcta.

El GVF moderado es el punto en el cual se puede obtener el maximo
rendimiento de un MFM y donde, al mismo tiempo, los medidores
tradicionales dejan de ser una opcion viable.

Al entrar en este rango el grado de incertidumbre de los medidores
multifasicos incrementara, conforme las condiciones se acercan al limite
superior del rango. Este aumento en la incertidumbre esta también ligado
a patrones de flujo ain mas complejos. Con fracciones de gas grandes
también la inseguridad en la medicion aumentard, debido a que la porcion
relativa de la fraccion del componente de mayor valor (en este caso el
aceite) decrecera. En algunos casos la separacion parcial es usada para
modificar el GVF a un rango moderado.

En este rango de valores podriamos ubicar el llamado “gas humedo”.
Para la GVF de 95% el rendimiento de un medidor multifasico In-line
podria ser suficiente para una prueba de pozo, optimizacion de la
produccion y aseguramiento de flujo. Para la medicion en sitio,
particularmente en valores de GVF cercanos al 100%, regularmente el
gas es tomado como el componente con el “valor” principal y el medidor
de gas humedo representa una mejor opcion.

Tabla 5. Clasificacion de GVF (The Norwegian Society for Oil and Gas Measurement, 2005)

2.18 Categorias para la Medicién de Flujo Multifasico (MFM)

Las siguientes son las principales categorias que pueden ser aplicadas en la MFM:

Medidores de flujo multifasico “MFM” In-line (sin separacion)

Medidores de Separacion

a) Separacién completa de dos fases gas/liquido

b) Separacion Parcial

c) Separacion en Linea de Muestro

Medidores de Gas Hiumedo
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A continuacién, se muestran las principales caracteristicas de estos medidores y porque son considerados
del tipo multifasico, asi como los principios de medicion mas comunes gue utilizan.

2.18.1 Medidores de flujo multifasico “MFM” In-Line (sin separacion)

La produccion de los pozos petroleros se encuentra en forma de mezcla, donde aceite, agua y gas fluyen
en diferentes proporciones volumétricas que varian a medida que transcurre el tiempo de explotacion de
los campos, el flujo seguird en forma de mezcla hasta llegar a las instalaciones de separacién. En algunos
casos durante el transporte de la produccién, es necesario cuantificar en uno o varios puntos la cantidad
de aceite, agua y gas, antes de llegar a un separador, justificando el uso de un medidor de flujo multifsico
(MMF) In-line.

El arreglo tipico utilizado para la medicion con un medidor multifasico se apoya en un manifold que desvia
la produccion hacia el medidor, posteriormente se reincorpora produccion al SIP. En la siguiente (Figura
100) se muestra un ejemplo de la aplicacion de un medidor de flujo multifasico In-Line, cuantificando la
produccion de los fluidos provenientes del pozo de manera directa, sin haber sido separados previamente.

Pruekbha 1
de Prueba

[ raunitasico

<) ==
l I F v r———
1 e
o tiramice
MU ltifasico ra apa
- T - e e

o

MManifold de
Prueba 2

FPoro Patrolaro)

Figura 100. Aplicacion de un Medidor de Flujo Multifdsico In-Line en la medicion multifdsica (The Norwegian Society for Oil and Gas Measurement,
2005 “Medidores de Flujo Multifasico In-Line”)

La caracteristica principal de estos medidores multifasicos es que todas las mediciones de las fracciones
individuales de cada fase y el gasto total o individual de cada fase se realizan directamente en la linea de
flujo multifasico, por lo tanto, no se requiere de separacién y/o muestreo de los fluidos, ya que estos
efectian mediciones sobre la mezcla, tal como fluye, y deduciendo In-Line los flujos parciales

El volumen de flujo de cada fase es representado por la fraccion del area ocupada por dicha fase
multiplicada por la velocidad de cada fase. Algunos medidores de flujo multifasico (MFM) In-Line asumen
gue cualesquiera de las dos o tres fases viajan a la misma velocidad, asi se reduce el niumero de
requerimientos en la medicion.

Los medidores de flujo multifasico (MFM) In-Line estan orientados hacia la medicion de flujo total, tal como
variante de tubos Venturi para flujos multifasicos, y a la medicion de composicion, tal como atenuacion de
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rayos gamma e impedancia eléctrica. El uso de medidores de flujo multifasico (MFM) In-Line se caracteriza
porque las mediciones de los gastos de flujo total o individual son realizadas directamente en la linea de
flujo multifasico, por lo tanto, se requiere determinar las condiciones de flujo para obtener datos de entrada
para el medidor.

Existen diferentes tipos de medidores multifasicos (MFM) In-Line, los cuales utilizan diferentes tipos de
tecnologia aplicada. Estos medidores de flujo multifisico estan constituidos por elementos primarios,
secundarios Y terciarios, los cuales son disefiados dependiendo de las necesidades requeridas en los
ambientes en los cuales se emplearan, sin embargo, también son utilizados como instrumentos de control
de la produccién. Los medidores de flujo multifasico (MFM) In-Line son un conjunto de equipos y elementos
gue hacen que el medidor sea una herramienta capaz al momento de medir la produccion de la mezcla de
hidrocarburos, se dividen en tres elementos: primarios, secundarios y terciarios.

> Los elementos primarios: son aquellos que estan en contacto directo con el fluido, pero también
son aquellos que brindan la medicion principal, es decir, si se necesita medir la velocidad de la
mezcla de hidrocarburos, entonces el elemento primario es aquel que mida la velocidad (Venturi,
Correlacion cruzada), si debe medirse la densidad de la mezcla, el elemento primario serd aquel
gue realice mediciones de la composicion de la mezcla (atenuacion de rayos gamma, impedancia
eléctrica). En pocas palabras, el elemento primario del medidor es aquel que realiza y obtiene las
mediciones prioritarias.

> Los elementos secundarios: a diferencia de los elementos primarios, son aquellos sistemas que
sirven de apoyo para la medicion, por ejemplo: transmisores de temperatura, presion, diferencial de
presién y de densidad. Los elementos terciarios son aquellos que completan la infraestructura de
medicion, estos elementos no estan relacionados con los fluidos de manera directa, pero son los
elementos que permiten conocer las lecturas del equipo, por ejemplo: el computador de flujo, unidad
de adquisicion de datos, etc. La (Figura 101) es un diagrama de bloque que ilustra los elementos
primarios, secundarios y terciarios del MFM.

8 Unidad de M
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Electrdnica 4 pares de cables Segura
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Sensor Campo
Inductivp
Temp. Cabile de fibra &ptica COIIIDBleleOf
integrada
(’.""‘ T Sansor Detector 3 cables de nibcleo
4 | | capacitivo}—Samma__ |
| 1
- A
[:] Elementos Primarios |:| Elementos Secundarios O Elementos Terciarios

Figura 101. Diagrama de bloques de un Medidor de flujo multifdasico (MFM) (Schlumberger, 2005 “Un nuevo horizonte en mediciones de flujo
multifdsico”)
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Generalmente los medidores de flujo multifasico (MFM) In-Line emplean mediciones de velocidad y
composicion del fluido:

Medicion de la Composicion para determinar las fracciones volumétricas de aceite, agua y gas a
condiciones de flujo por medio de la (atenuacion de rayos gamma e impedancia eléctrica “inductancia y
capacitancia”).

Medicion de la Velocidad para determinar la velocidad de flujo de liquido y/o gas a través del MFM por
medio de (Venturi y Correlacién Cruzada)

La medicion del gasto de flujo puede convertirse a condiciones estandar o a las condiciones requeridas, a
partir de las propiedades PVT (Presion, Volumen y Temperatura). El medidor de flujo multifasico (MFM)
In-Line tiene como parametros de entrada los datos obtenidos por un PVT previamente realizado, con el
cual se conocen las propiedades fisicas de los fluidos como pueden ser: densidad, salinidad y mas con el
fin de calibrar el medidor con los datos obtenidos.

2.18.2 Medidores con Separacion

Esta clase de medidores se caracterizan por realizar una separacion completa o parcial de la corriente
multifasica, seguida de una medicion In-line de cada una de las tres fases, para después reintegrar las
fases a una sola linea de flujo. El separador de prueba que podemos encontrar en casi cualquier
plataforma de produccién es basicamente un medidor de separacion de dos fases o tres fases. Este separa
las tres fases y muestra la cantidad de aceite, agua y gas fluyendo.

Los medidores con separacion (Figura 102) ofrecidos para la medicion multifasica procuran separar cada
componente para crear corrientes monofasicas cuyos gastos puedan ser medidos con medidores
convencionales.

T} F|Jj!C de FT. \—, Flujo de
) gas gas
Flujo Flujo
multifasico multifasico
Flujo de
FT, * petroleo
Bl i Flujo de
rl.,— af:'t; de AL 1) lquidos
Separador trifasico Separador bifasico

Figura 102. Ejemplo de Medidores con Separacion (Schlumberger, 2010 “El separador de préxima generacion”)

Estos separadores son utilizados para determinar el potencial individual de produccién de un pozo de
petréleo o gas y pueden ser bifasicos o trifasicos de acuerdo con las necesidades y caracteristicas de la
produccion en cuestion. De igual forma pueden ser del tipo vertical u horizontal, debido a las instalaciones
gue presenta para la medicién, control y transporte en el caso del aceite que presente una RGA constante

Las caracteristicas de operacion, presion y temperatura de separacion dependen principalmente de las
propiedades de los fluidos que se estan produciendo y de las caracteristicas de la tuberia, desde la cabeza
113



del pozo hasta el separador.

Los separadores ofrecen la posibilidad de realizar una medicion monofésica de los fluidos, lo cual puede
repercutir en una mayor exactitud a la hora de realizar la medicion y el hecho de que la produccion sea
sometida a un proceso de separacion permite que se puedan tomar muestras para el analisis de su calidad.

El fluido de produccion que viene del pozo llega hasta el manifold por medio de tuberias y de aqui se
distribuye el flujo al separador. A la salida del manifold se pueden inyectar quimicos para mejorar la calidad
de los fluidos y con ello optimizar la operacion del separador. Esta inyeccion de quimicos se usa
principalmente cuando se requiere romper las emulsiones existentes y poder llevar a cabo el proceso de
separacion de la mejor forma posible. El uso de bafles también ayuda a la separacion de las particulas del
gas y con ello a desemulsificar la mezcla.

Para que exista una separacion eficiente se necesita un tiempo de residencia para que los quimicos que
fueron agregados al crudo actien en la estabilizacion y ruptura de la emulsion.

El fluido después de liberar el gas pasa a la camara de acumulacion de liquidos (agua y petréleo por
separado), la cual trabaja con un sistema neumatico de control que es el que permite la descarga del crudo
del separador para ser enviado al tanque de lavado en donde se separa el petréleo del agua por medio de
un proceso de decantacion.

Una vez separada del aceite, el agua es descargada al tanque de almacenamiento para luego ser
inyectada a los pozos destinados para esta operacion.

El gas, por su parte, antes de salir del separador pasa por un extractor de niebla el cual permite que el gas
salga sin particulas de crudo y con ello mejorar el proceso de separacidon. Posteriormente el gas puede
seguir dos caminos: puede ser mandado a tuberias que permitan que permitan su aprovechamiento o en
caso de no existir la infraestructura necesaria es conducido a un quemador con el fin de evitar riesgos de
explosién o de intoxicacion que representa este gas libre en la atmosfera.

Es importante sefialar que a la salida del separador se encuentra el sistema de medicion de flujo, este
sistema de medicién puede variar de acuerdo con el fluido que se mida (gas, petréleo y agua).

Los separadores deben ser disefiados para cubrir el rango completo del gasto del pozo o pozos que estén
bajo prueba. Estos deben incluir un medidor de gas, hidrocarburos liquidos y agua. Todos mantenidos
para proveer un rendimiento apropiado a la clase deseada de medicion.

El separador de prueba (Figura 103) que generalmente es encontrado en una estacién de produccién es

basicamente un medidor de tres fases, separa las tres fases y realiza las mediciones de flujo del petréleo,
aguay gas.
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Figura 103. Disefio principal del medidor de separacién trifdsica (Schlumberger, 2005 “Multiphase Handbook”)

Estos separadores son utilizados para determinar el potencial individual de produccion de un pozo de
petréleo o de gas.

El uso de separadores de prueba Bifasicos se caracteriza por la separacién del flujo en dos fases (Figura
104), es decir una separacion parcial de gas y liquido. El flujo de gas al igual que el caso anterior es
medido usando un medidor de flujo de gas de fase individual con buena tolerancia de liquido, pero aqui el
gasto de flujo de liquido es medido usando un medidor de flujo liquido y la proporcién agua en liquido se
determina por un medidor de fraccion de agua en linea.

SEPARADOR
BIFASICO

MEDIDOR DE
GAS

FLUJO GAS

MULTIFASICO =i
PETROLEOQ Y
AGUA

MEDIDOR DE
LiQuUIDO MEDIDOR
AGUA EN
LiouIDO

Figura 104. Diseiio del Medidor de separacién bifdsico (Schlumberger, 2005 “Multiphase Handbook”)

La medida de la fase individual convencional en un separador de prueba varia de campo a campo y en la
mayoria de los casos es dificil de calcular. Esto debido al hecho de que en la mayoria de los casos los
medidores de fase individual operan ligeramente dentro del area de dos fases donde su incertidumbre no
puede ser predicha. La medida de la incertidumbre de separador de prueba, bajo condiciones de operacion
normal, puede dar una aproximacion de +5% a +10% de la lectura de cada fase del volumen de flujo. El
funcionamiento de un separador de prueba se ilustra en la (Figura 105).
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Figura 105. Partes de un Separador de Prueba (Schlumberger, 2010 “El separador de préxima generacion”)

Después de que se ha realizado el proceso de separacion se lleva a cabo la medicion de los recursos
producidos por medio de medidores monofasicos, generalmente se emplean medidores de placa de orificio
para gas, de desplazamiento positivo para liquidos, y Turbina puede emplearse tanto para gases como
para liquidos. El uso de los medidores anteriormente mencionados es recomendable ya que su costo es
accesible, son de facil manejo y mantenimiento, y los niveles de incertidumbre alcanzables si bien no son
tan grandes como en los medidores Coriolis y Ultrasénico, son lo suficientemente buenos para cumplir los
requerimientos de exactitud a este nivel de medicion.

La medicion del gasto de agua es tradicionalmente lograda usando ya sea medidores de turbina o
electromagnéticos. Sin embargo, existe la posibilidad de implementacion de medidores ultrasénicos en
esta area. Aunque es posible tedricamente emplear cualquier medidor que funcione considerando las
propiedades del fluido en cuestion, por motivos econdmicos y de practicidad se recurren a una cantidad
limitada de medidores. Es importante mencionar que la medicion puede ser tanto estética, en tanques de
almacenamiento; como dinamica, en lineas de tuberia que desemboquen en plantas de produccion.

a) Separacion completa de 2 fases gas/liquido (Figura 106): Aqui la cualidad principal es la separacion
de la corriente multifasica, usualmente una separacion total de gas y liquido. La corriente de gas es medida
usando un medidor de gas monofasicocon alta tolerancia al arrastre de liquidos, y el gasto de liquidos es
determinado usando algun otro medidor. El gasto de agua puede ser medido posteriormente por un
medidor de corte de agua.

Medidor de gas |

’ N

Co

Etapa de
separacion

™
I Agua f Aceite
nMedidor de Corte de agua
liquido

Figura 106. Disefio de un Medidor de separacion completa (The Norwegian Society for Oil and Gas Measurement, 2005 “Separacion completa de 2
fases gas/liquido”)

Corriente
multifasica

b) Separacién Parcial (Figura 107): Contrario al anterior, ahora solamente una parte del gas se separa de
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la corriente multifasica a una linea secundaria de medicion. Ya que la separacién es parcial Unicamente,
debemos esperar que algo de liquido sea arrastrado con la corriente de gas, por lo que es necesario
emplear un medidor de gas humedo. La corriente multifasica restante tendra una baja fraccién volumen
de gas “GVF” por sus siglas en inglés, por lo tanto, puede operar dentro de los parametros de disefio de
algin medidor convencional.

NMeaedidor de gas

hiamedo ™

Sas hdmedo

Etapa de
Separacidn

I Flujo Multifasico

Flujo RMultifasico

Medidor Multifasico ' ——y

Figura 107. Principio de disefio de un medidor de separacién parcial (The Norwegian Society for Oil and Gas Measurement, 2005 “Separacion Parcial”)

c) Separacion en Linea de Muestreo (Figura 108): En este caso, la separacion no es realizada como tal
en la linea de flujo multifasico, sino en una tuberia hacia la cual se desvia el flujo. La muestra es
tipicamente separada en gas y liquido, donde después puede determinarse la cantidad de agua que esta
inmersa en el aceite haciendo uso de un medidor de corte de agua. El gasto total de gas/liquido debe ser
medido en la linea de flujo principal asumiendo que la linea hacia la cual se desvia el flujo es representativa
de la principal.

"\‘

Gas hiumedo H

Corte de agua

(
| Etapa de

Separacién

Agua f Aceite

Flujo M ultifasico I‘@

\ Relacién

Restriccion de

flujo

>y

gasfliquido

Figura 108. Principio de un MFM con separacién en Linea de Muestra (The Norwegian Society for Oil and Gas Measurement, 2005 “Separacion en
Linea de Muestreo”)

En esta configuracion se requieren tres mediciones para determinar la masa y el volumen de las tres fases.
Las tecnologias comunmente usadas para este fin son:

e Relacion Gas/Liquido (RGL)
o Atenuacion Gamma
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o Tubo Vibratorio
o lIrrigacion de Neutrones
o Ponderacion

e Gasto Multifasico
o Correlacion cruzada usando sefiales radioactivas, acusticas, eléctricas.
o Diferenciales de presion usando Tubo Venturi, Cono-V o Tubo Dali
o Mecanicas

e Relacion de Agua en Liquido (WLR, del inglés Water-in-Liquid-Ratio)
o Impedancia Eléctrica
o Tubo Vibratorio

2.18.3 Medidores de Gas Humedo

Se entiende como gas humedo, aquél que presenta una pequefia cantidad de liquido al momento de la
produccién. La medicion de gas humedo se convierte en un punto importante ya que el tipo de liquido
presente otorga un valor agregado al proyecto, en estos afios los precios de los hidrocarburos estan a la
baja por lo que en muchos campos no resulta rentable instalar separadores asi que se optd por instalar
estos equipos, siempre que el gas en cuestidon presente baja RGL

Las aplicaciones son diversas para este tipo de medidores:
> Medicién de gas con algun liquido de arrastre: El liquido no es de valor y simplemente representa

un problema para la medicién de gas. Un medidor de una sola fase es usado normalmente,
corrigiendo o teniendo en cuenta la fraccion de liquido.

» Medicién de agua y pequefios cambios de la fraccion de agua: Esto es notorio en el aseguramiento
del flujo, con el propédsito de mitigar la formacion de hidratos, corrosion, etc. Esta es una tarea
bastante dificil porque la fraccibn de agua puede ser muy baja y los cambios en la misma adn
menores. Por lo tanto, el flujo de gas debe ser medido con precision para poder determinar el flujo
de agua.

» Medicién de la salinidad del agua o cambios en la misma: El propésito es el de ser capaces de
monitorear los pozos por un brote de agua.

Estos medidores pueden ser instalados solos 0 en conjunto con un sistema de separacion parcial como
se menciond anteriormente. Si contamos con un medidor de gas monoféasico, se realizan las correcciones
necesarias para ajustar los datos usando distintos modelos para compensar la presencia de liquido en el
gas. Otros medidores pueden entregarnos el dato del flujo de dos fases simultaneamente (hidrocarburo y
condensado mas agua) y otros mas nos muestran aceite, agua y gas, algunos pueden incluso diferenciar
entre el agua producida o la condensada y el agua de formacion al medir la salinidad de esta

Los medidores de densidad nuclednicos generalmente no son utilizados porque el liquido contribuye muy
poco a la densidad de la mezcla. La densidad del gas puede ser calculada de un andlisis PVT de
composicion del gas, presion y temperatura. El contenido de agua puede ser calculado asumiendo que el
gas esta saturado en el yacimiento.
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El flujo de gas y liquido esperado, los perfiles de flujo y eventualmente los requerimientos para la pronta
deteccion del agua de formacion junto con la incertidumbre seran la base para la seleccién del medidor de
gas humedo ideal de acuerdo con el escenario que presenciemos.

La Relacion Gas Liquido (RGL) ejerce una gran influencia sobre la lectura aparente de un medidor de
presion diferencial. Durante el calculo del flujo de gas, el computador debe tomar en cuenta la desviacion
producida por este parametro. Esta desviacion debe ser corregida con una correlacién, preferentemente
creada a partir de los datos del fluido utilizado para la instalacion del medidor.

2.19 Principios de Medicion para una corriente multifasica

Una corriente multifisica consta de tres fases: aceite, gas y agua. Para poder deducir el flujo volumétrico
individual de estas fases, las fracciones y velocidades de cada una tienen que estar definidas, sabemos
gue al menos seis pardmetros deben ser medidos o estimados.

Qv = A*vVv (1.81)

3
qv = Es el Gasto Volumetrico correspondiente a la fase [m /S]

A = Area de la Tuberia ocupada por la fraccién de la fase [m?]
v = Es la velocidad de dicha fase ["/s]

Un medidor de flujo ideal tiene que realizar tres mediciones: fraccion ocupada por cada fase, velocidad de
cada fase y densidad de cada una. Dado todo esto, el gasto masico de cada fase puede ser calculado de
la siguiente manera.

dm = Qv * P (1.82)

qm = Es el Gasto Masico correspondiente a la fase [kg/s]
q, = Es el Gasto Volumetrico correspondiente a la fase [m3/s]

p = Es la Denisdad de la fase [kg/mg]

La densidad del aceite y agua se obtienen mediante una prueba PVT.

Por lo tanto, los MFM son disefiados para medir la velocidad de los componentes y las fracciones de dos
fases, ya que la suma de las fracciones debe ser igual a 1. El gasto de cada fase se encuentra al combinar
la medida de cada fraccion, de su densidad y su velocidad.

Las diferentes tecnologias de medicion determinan valores de velocidad y fracciones de las fases,
cuando la mezcla de hidrocarburos pasa a través del MFM, con el fin de calcular las fases individuales

de aceite, agua y gas de forma precisa y en un menor tiempo de respuesta.

Algunos de los principios méas usados para medir las velocidades y las fracciones de cada fase son los
siguientes:

2.19.1 Calculo de Velocidad
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Las Tecnologias empleadas para el calculo de la velocidad de los fluidos en los MFM son: medidor Venturi
y Correlacién Cruzada

» Medicioén de la velocidad con medidor Venturi para flujos de tipo multifasico: Un medidor Venturi es
atil para manejar cualquier cantidad de gas, incluso cantidades mayores al 85% donde se forma
flujo anular y todo el gas se acumula en el centro del sensor y el liquido se distribuye a lo largo de
las paredes del sensor.

La presion diferencial a lo largo del Venturi es proporcional a la energia cinética de una mezcla que pasa
a través de este, de este modo, la respuesta del Venturi esta relacionada a la masa de la mezcla (gasto
masico) y a su velocidad.

Para tomar en cuenta el flujo en tres fases, se modifica la ecuacion estdndar de Bernoulli, la cual se usa
considerando la fraccion del gas de la mezcla.

Otra seccion del medidor se encarga de determinar la composicién de la mezcla, por lo tanto, se puede
determinar la velocidad del liquido y gas a partir de la medida de la presion diferencial.

Para determinar la velocidad del flujo multifasico se emplea la ecuacion de Bernoulli. La ecuacién de flujo
multifasico difiere de la ecuacion para flujo monofasico puesto que para un flujo multifasico se debe
considerar el resbalamiento entre las fases.

Si se tienen presiones diferenciales por debajo de las establecidas para el funcionamiento del Venturi,
puede ocasionarse gque el gasto de flujo calculado sea mas bajo que el verdadero, pero con presiones
diferenciales mayores se obtienen gastos de flujos con incertidumbres demasiado altas.

> Medicién de la velocidad por medio de una correlacion cruzada: Otra técnica usada para medir el
flujo multifasico es la correlacién cruzada, es una técnica estadistica que compara las similitudes
de las sefales de los pares de electrodos del sensor capacitivo, cada par de electrodos tiene su
funcién especifica, asi los electrodos de mayor tamafio son mas sensibles a las burbujas de gas y
los electrodos pequefios son sensibles a las burbujas de gas de menor tamafio.

Los electrodos estan colocados a una distancia conocida y miden el tiempo de desfase que tienen las
curvas de respuesta. Como la distancia entre los electrodos es muy pequefia, la mezcla del liquido y gas
cambia muy poco en el tiempo, por lo que la sefial del segundo electrodo es casi idéntica al electrodo que
le precede. Cada para de electrodos genera dos series de tiempo, de esta manera habra dos tiempos
medidos. Una vez que se determinen los tiempos de desfase entre las series de datos, y a la vez se conoce
la distancia entre los electrodos, el medidor es capaz de determinar las velocidades de las burbujas
grandes y las burbujas pequefas. Las mediciones obtenidas por los electrodos cambian en el tiempo, de
acuerdo con la variacion de la composicidén de la mezcla mientras fluye por el sensor. El liquido que tiene
mucho gas (baches) generara una sefal diferente a la que generara el liquido que contiene pequefias
burbujas de gas disperso.

El método de correlacion cruzada consiste en determinar las dos velocidades mas significativas del flujo
multifasico:

e La velocidad de las burbujas pequefas del gas (inmersas en la fase liquida), éstas se mueven a la
misma velocidad que el aceite y el agua.
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e La velocidad de las burbujas grandes del gas, las cuales se transportan a una velocidad mayor que
la fase liquida.

Una vez obtenidas, son combinadas con la informacion de las medidas de fraccion de las fases con el fin
de determinar los gastos individuales para cada una de las fases de la mezcla

2.19.2 Calculo de las Fracciones de cada Fase

Para medir las fracciones de las fases de los fluidos de la mezcla multifasica se usan tres diferentes
métodos, como son: rayos gamma, impedancia eléctrica (capacitancia e inductancia) y tecnologias de
microondas.

» Medicién de la fraccion volumétrica mediante el uso de atenuacion de rayos gamma: Los rayos
gamma utilizados en sistemas de medicion multifasica son producidos por fuentes quimicas que se
desintegran con el tiempo. Cuando los rayos gamma pasan a través de una mezcla de aceite, agua
y gas, interactian con los electrodos y los nucleos de moléculas dentro de la mezcla. Esta
interaccién resulta en la atenuacion de la radiacidon medida que pasa a través de los fluidos.

La grafica en forma de triangulo conocida como tridngulo de solucién es importante para el principio de
medicion con rayos gamma, debido a que los rayos gamma son interpretados visualmente con esta forma
gréfica, ya que cada uno de los fluidos de la mezcla atenta a los rayos gamma en un diferente grado

Las tasas de pulsos del detector en los niveles de alta y baja energia son dados en los planos x y. Cuando
el medidor funciona correctamente, cualquier medicion de atenuacién de energia realizada sobre
combinaciones de aceite, agua y gas a través de la seccion medida, dard como resultado un punto que
caeréa dentro del triangulo.

En la (Figura 109), se grafican las atenuaciones de los rayos gamma provenientes de ambas ventanas de
energia, las de alta y baja energia, dentro de un triangulo definido por 100% de agua, 100% de petréleo y
100% de gas. Las fracciones de las fases se determinaran trazando una linea a través del punto (rojo)
medido dentro del triangulo y paralelo a la linea definida por el 100% de agua y el 100% de petréleo y
luego trazando una linea desde el 100% de gas a través del punto medido. En este ejemplo, el fluido
multifasico esta compuesto por 50% de gas, 25% de agua y 25% de petréleo

—— Triangulo de solucién | Ejemplo de un punto de operacion Gas
+ Punto de operacion Factor gas-volumen = 50%
Relacion agua/liquido = 50%

Linea de relacion
aqua/liquido
constante (50%)

Senal de alta energia

Petrdleo

Linea de factor
Agua gas-volumen constante (50%)

Senal de baja energia
Figura 109. Determinacion de los Porcentajes relativos de las fases (Schlumberger, 2003 “Avances en Materia de Vigilancia de Pozos”)
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» Meétodos de impedancia eléctrica (capacitancia y conductancia): El principio fundamental de los
meétodos de impedancia eléctrica para la medicion de la fraccion de cada fase de la mezcla, se
obtiene cuando el fluido que fluye en la seccion de tuberia se caracteriza como un conductor
eléctrico. Al medir la impedancia eléctrica a través del diametro de la tuberia, las propiedades de la
mezcla del fluido como la conductancia y la capacitancia pueden ser determinadas. La cantidad
eléctrica medida de la mezcla depende de la conductividad y permitividad de los componentes de
la mezcla: aceite, agua y gas.

1-. La permitividad o capacitancia, es una propiedad eléctrica que sera diferente para cada uno de los
componentes en una mezcla de aceite, agua y gas, asi que la permitividad de la combinacion completa
sera funcién de las fracciones de cada uno de estos componentes (aceite, agua y gas).

La permitividad se puede medir usando un sensor de capacitancia, mediante la colocacion de un electrodo
en cada lado del medio por el cual fluye la muestra, en el interior del sistema, pero separado de la tuberia
de acero por un aislante eléctrico (Figura 110). Los electrodos actian como un detector de capacitancia,
y la capacitancia resultante puede ser medida entre los electrodos. Por lo tanto, esta capacitancia variara
cuando la permitividad cambie, esto es, cuando la cantidad fluyente de aceite, agua o gas en la mezcla
sea distinta.

Figura 110. Procedimiento tipico para medir la capacitancia (The Norwegian Society for Oil and Gas Measurement, 2005 “Capacitancia”)

Esta medicién de capacitancia funciona siempre y cuando la fase continua sea el aceite, es decir, mientras
el agua se encuentra dispersa en el aceite y no forme un flujo continuo de agua entre los electrodos.
Normalmente el flujo de aceite es continuo cuando el corte de agua se mantiene menos al 60%, para
cortes de agua mayores el flujo de agua seria mas continuo. Para estos casos se tiene que reemplazar la
medicion de capacitancia por la de conductancia.

2-. La conductancia, es la capacidad de un cuerpo para permitir el paso de la corriente eléctrica. La
conductividad en liquidos reacciona con la presencia de sales en la solucion.

La conductancia (Figura 111.) se mide mediante la inyeccién de una corriente eléctrica conocida o
controlada en el flujo, y luego se mide la caida de tensién (voltaje) entre los electrodos a lo largo de la
seccion de tuberia aislada. Dicha corriente eléctrica puede ser generada por electrones de contacto. La
corriente eléctrica, caida de tension (voltaje) y resistencia se puede calcular usando la Ley de Ohm. Dado
gue también se conoce la distancia entre los electrodos del detector, la resistencia medida podemos
convertirla en una medicion de conductividad o conductancia
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Figura 111. Principio tipico de medicion por conductancia (The Norwegian Society for Oil and Gas Measurement, 2005 “Conductancia”)

» Tecnologia de Microondas: Los medidores multifasicos con Tecnologia de Microondas
generalmente se utilizan para determinar el corte de agua basado en microondas, en estos se utiliza
la resonancia de microondas para medir la permisividad de una mezcla aceite/agua.

La permitividad es un parametro fisico el cual define la propiedad eléctrica de una sustancia. Este
parametro consiste en una parte real y una imaginaria, las cuales son una constante dieléctrica y
coeficiente de absorcidn respectivamente.

La constante dieléctrica del crudo incrementa con el aumento en el porcentaje de agua en la mezclay en
funcion de la temperatura. El aceite es no ibénico o con capacidad practicamente nula de absorcién, pero
el agua con contenido de sal es muy ionica y por lo tanto conductora, con esto, se puede inferir que la
porcion dieléctrica de la permitividad es esencialmente proporcional al corte de agua. Por su parte, el
coeficiente de absorcion es indicativo de la fase continua de la mezcla (aceite). De esta manera, con los
valores de la constante dieléctrica obtenemos informacién requerida para hacer la medicion del corte de
agua y de la fase continua de la mezcla (aceite). De esta forma, el corte de agua se mide comparando las
permitividades del aceite y el agua.

El &tomo de oxigeno de la molécula de agua tiene una afinidad por lo electrones de los dos 4tomos de
hidrogeno, lo que resulta en que la densidad de los electrones el atomo de oxigeno sea mayor. Esto
provoca que la molécula de agua tenga un lado cargado positivamente y otro negativamente. De esta
forma, las moléculas intentaran alinearse continuamente con el cambiante campo de microondas, lo que
a su vez ralentizara la propagacion de las microondas. Como las moléculas de hidrocarburos tienen una
estructura molecular mucho mas simétrica y no responden al campo de microondas de la misma forma, la
propagacion de las microondas es insignificante.

Debido a estas diferencias en las propiedades dieléctricas entre el agua y el aceite, el principio de
microondas ha sido utilizado satisfactoriamente en la medicion del corte de agua. Para realizar la medicion
con esta tecnologia se realiza la emision de una onda electromagnética, la cual es enviada hacia el fluido,
una parte de la energia enviada es reflejada al contacto con este y es captada por un sensor receptor. El
tiempo empleado de respuesta por las microondas esta en funcién de la fase que haya sido monitoreada.

El medidor de corte de agua mide la fraccion volumétrica de agua en una mezcla de liquidos usando la
tecnologia de absorcion de microondas, empleando la diferencia inconfundible de absorcion de energia
de microondas entre el agua y el aceite. Estos sistemas dependen cuantitativamente de la caracteristica
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de absorcién de energia que posee el agua de la emulsion, mientras que el petréleo tiene practicamente
capacidad nula de absorcion.

Mientras el corte de agua incrementa, la propagacion de las microondas se ve contrarrestada, provocando
una disminucién en la frecuencia de resonancia de microondas.

Las microondas penetran el interior de los materiales, y permiten medir las propiedades internas de los
mismos. Aun con esto las mediciones realizadas son no destructivas y no invasivas. Ademas, las
microondas no alteran ni contaminan el material, ya que la potencia del pico de energia utilizado es muy
baja (ronda la milésima parte de una sefial de teléfono movil).

Es importante realizar una verificacion constante de los valores del corte de agua, asegurando la fiabilidad
de estas mediciones. En este sentido, existen limitaciones en el método debido a que los errores se deben
a una muestra no representativa del flujo.

2.20 Principales Ventajas y Desventajas de la Medicion de Flujo Multifasica

Por otra parte, se tiene que la medicion de flujo multifasica tiene como objetivo general, una mayor
frecuencia en la medicién de la produccion de cada uno de los pozos que convergen al sistema, en tiempo
real y a condiciones de flujo, que permita su control local y remoto hasta una central de monitoreo y control,
desde la cual es posible monitorear y manejar la informacion de la medicién, asi como la obtencién de
resultados de produccién.

Para la medicion de flujo multifasica en la mayoria de los casos, los gastos de cada fase se obtienen
combinando una medicién de flujo total, con la determinacién de las fracciones de cada fase en la mezcla.

Para determinar estas fracciones de la mezcla, se requiere conocer algunos conceptos relacionados con
el flujo multifasico en tuberias como son: los patrones de flujo y velocidades reales del gas y del liquido.

La medicién de flujo multifasica integra elementos primarios de medicidon convencionales, otros se han
disefiado basandose totalmente en tecnologias nuevas, de las cuales muchas no se utilizaban para la
industria petrolera.

Cabe sefialar que en la medicion de flujo multifasica se requiere conocer las siguientes propiedades de

los fluidos: Rs, RGA, Bw, Bg y Bo, para poder determinar el gasto de cada una de las fases a condiciones
estandar.
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La medicién de flujo multifasica debe apoyarse en la experiencia lograda en campo por los operadores y
ser cuidadoso al leer las recomendaciones de los proveedores. Se debe de tomar muy en cuenta que para
cada pozo habra diferentes factores a considerar.

La variedad de medidores multifasicos que existen en la industria petrolera, dificulta la seleccion del
medidor multifasico mas adecuado, debido a que utilizan distintos principios de medicidén por parte de los
elementos primario, secundarios y dispositivos que los integran, por lo que la medicion de flujo multifasica
para la medicion de la produccion de un pozo petrolero puede ser sencilla o compleja y con gran
incertidumbre, creando una serie de ventajas y desventajas operacionales, técnicas y econdémicas para
las diferentes condiciones de operacion, las cuales se muestran de manera general en la siguiente tabla.

Ventajas de la Medicion de Flujo Multifasico

Desventajas de la Medicion de Flujo
Multifasico

1-. Con la medicion de flujo multifasico en linea, es
posible el monitoreo y medicion continua de la
produccién de hidrocarburos, por lo anterior, se
optimiza la produccién de hidrocarburos debido a un
monitoreo continuo en tiempo real del flujo multifdsico.

1-. A pesar de la medicion continua durante la medicion
de flujo multifasica, la incertidumbre de medicion sera
mayor en comparacion con un sistema convencional de
medicion monofésica.

2-. Los costos de instalacion y operacion de medidores
para medicion de flujo multifasica son bajos en
comparacion con los medidores de un sistema
convencional de medicion monofasica.

2-. La medicién de flujo multifasica es sensible a las
propiedades de las distintas fases a medir que
conforman la mezcla de hidrocarburos durante el flujo
bifasico o multifasico

3-. La medicion de flujo multifasica permite una
reduccién de costos para el desarrollo de campos para
la produccion de hidrocarburos.

3-. La medicion de flujo multifsico se lleva a cabo por
medio de instrumentos y elementos (primarios,
secundarios Yy terciarios) de mediciébn complejos que
requieren conocimiento técnico especializado por parte
del personal, para que estos operen de acuerdo con las
especificaciones y requerimientos para los cuales
fueron construidos e instalados para la medicién de flujo
multifasica.

4-. La medicién de flujo multifasica permite un manejo
de la informacion en tiempo real de la produccién de
hidrocarburos y un control remoto del equipo de
medicion, con las ventajas econémicas que esto
involucra

4-. El costo inicial para la implementacion de
mecanismos de medicién de flujo multifasico es mucho
mayor que el de un separador de pruebas

5-. Los medidores empleados en la medicion de flujo
multifasica no poseen partes moviles, lo que representa
un mantenimiento bajo.

5-. La medicién de flujo multifasica no es estable en el
tiempo.

6-. La medicién de flujo multifasica permite un analisis
rapido de la informacion, determinando la tendencia de
produccion de un pozo y faciltando la toma de
decisiones de forma oportuna y rapida para una
correcta explotacién del yacimiento.

7-. En la medicién de flujo multifasica, las mediciones
de las fracciones individuales de cada fase y el gasto
total o individual de cada fase se realizan directamente
en la linea de flujo multifasico.

8-. Con la medicién de flujo multifasico se incrementa la
conflanza de la informacion, permitiendo una
identificacion temprana de los problemas en el pozo.

Tabla 6. Principales Ventajas y Desventajas de la medicion de flujo multifdsica (The Norwegian Society for Oil and Gas Measurement, 2005)
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Capitulo 3 Regulacion en Materia de Medicion de Hidrocarburos.

3.1 Antecedentes de la Reforma Energética y su relevancia en la Medicién de Transferencia de
Custodia

Durante los inicios del siglo XX, el petrdleo, la electricidad y el carbon mineral de México eran explotados
por compafiias extranjeras y transnacionales. Durante el afio 1937, dichas empresas contralaban el 95%
de las propiedades de la industria petrolera.

El 18 de marzo de 1938, el General Lazaro Cardenas decreto la expropiacion petrolera, mediante el
Articulo 27 Constitucional, que traslado el dominio de todos los minerales de la nacion, entre ellos, “el
petréleo y todos los carburos de hidrégeno solidos, liquidos 0 gaseosos que se encuentran en tierras
mexicanas son propiedad del gobierno”.

En 1940 se establece la ley reglamentaria del Articulo 27 Constitucional, promulgada por Lazara
Cardenas, la cual mencionaba que “podran celebrarse contratos con los particulares, a fin de que estos
lleven a cabo por cuenta del gobierno federal, los trabajos de exploracion y explotacion, ya sea mediante
compensaciones en efectivo o equivalentes a un porcentaje de los productos que obtengan”. El estado
adquirio por decreto los bienes y la infraestructura de las compafiias petroleras extranjeras que operan en
territorio nacional.

Petrdleos Mexicanos fue el resultado mas importante de la expropiacion petrolera en México, pues se cred
la primera empresa paraestatal encargada de la extraccion, produccion y distribucion de los mayores
bienes del pais.

La ley Orgéanica de Petréleos Mexicanos, publicada en 1992, cre6 a PEMEX Petroquimica, PEMEX Gas y
Petroquimica Béasica, PEMEX Refinacion y PEMEX Exploracion y Produccion como organismos
subsidiarios de PEMEX; con esta organizacion se declaré que era urgentemente profundizar, generalizar
e institucionalizar el calculo econémico en todas las actividades y sujetar todas las decisiones a criterios
de rentabilidad financiera en la empresa nacional.

3.2 Nuevo Panorama

En el afio 2013, el Diario Oficial de la Federacion publico, los cambios constitucionales en materia
energética aprobados por el poder legislativo, avalados por 24 congresos estatales, y firmados por el
presidente Enriqgue Pefia Nieto. México inicio un proceso de transformacion que terminaria con los
monopolios estatales del sector energético.

La Reforma Energética consiste en las modificaciones a los Articulos:
> Articulo 25: Permite a empresas privadas participar en la exploracién y extraccion de petréleo, a
través de diferentes contratos con el Estado Mexicano: Utilidad Compartida, Produccion

Compartida, Licencia y Servicios.

> Articulo 27: TratAndose de petréleo e hidrocarburos que se encuentren en el subsuelo, la propiedad
de la nacion es intransferible e imprescriptible.
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> Articulo 28: La exploracién y extraccion de petrdleo y gas natural son actividades estratégicas para
el pais. Consecuentemente, la reforma mantiene la prohibicion de otorgar concesiones para la
explotacion de los hidrocarburos de la naciéon

Un elemento que surgid y se evalud en los foros organizados por el Senado de la Republica, previo a la
aprobacion de la reforma constitucional, fue la exploracion y extraccion de hidrocarburos, y la importancia
de que los recursos del subsuelo sigan siendo propiedad de todos los mexicanos, con lo cual la Reforma
Energética establecio la posibilidad de que la nacion otorgue asignaciones o contratos a PEMEX. De esta
manera incorpora la posibilidad de otorgar contratos a empresas privadas, por si solas en asociacion con
PEMEX. Esto indica un cambio moderno que permite poner en produccion yacimientos de hidrocarburos
que en la actualidad se encuentran cerrados por falta de inversion e infraestructura.

3.3 Principales puntos de la Reforma Energética

Los principales puntos clave de la Reforma Energética, en favor del Estado consisten en:

» Reforma a los Articulos 27 y 28 de la Constitucién para permitir que multiples empresas puedan
invertir y operar en la industria energética nacional.

> Inversion privada y fomento al contenido nacional.
» Modalidades Contractuales para actividades de exploracion y extraccion.

» Propiedad de la Nacion de los hidrocarburos en el subsuelo y reporte del interés econémico de las
asignaciones y contratos que celebren con el Estado.

» Propiedad del sector energético, frente a otras actividades.

» Transparencia en contratos de exploracién y extraccién de hidrocarburos.

A\

Atribuciones de las autoridades en materia de contratos de exploracién y extraccion de
hidrocarburos.

Ronda Cero: Petréleos Mexicanos elije las areas y campos mas atractivos del pais.
Fondo Mexicano del Petroleo.
Centro Nacional del Control del Gas Natural.

Centro Nacional de Control de Energia y mercado de Energia Eléctrica.

vV V VYV VvV 'V

Fortalecimiento de las Comisiones reguladoras del sector energético: Comision Nacional de
Hidrocarburos y La Comision Reguladora de Energia.

A\

Creacion de la Agencia Nacional de Seguridad Industrial y de Proteccién al Medio Ambiente “ASEA”
» Fomento al desarrollo sustentable y la proteccién del medio ambiente.

» Participacion privada en la Industria Eléctrica
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» Transformacion de PEMEX y CFE en empresa productivas del Estado

3.4 Objetivos de la Reforma Energética

Los objetivos de la Reforma Energética permitiran
» Mantener la propiedad de la Nacién sobre los hidrocarburos que se encuentran en el subsuelo.

» Modernizar y Fortalecer, sin privatizar a PEMEX y CFE como empresas productivas del estado
100% mexicanas

» Reducir la exposicion del pais a los riesgos Financieros, Geoldgicos y Ambientales en las
actividades de exploracion y extraccion de petréleo y gas.

» Atraer mayor inversion al sector energético mexicano para impulsar el desarrollo del pais
» Contar con un mayor abasto de energéticos a mejores precios

» Garantizar estandares internacionales de eficiencia, calidad y confiabilidad de suministro,
transparencia y rendicion de cuentas.

» Fortalecer la administracién de los ingresos petroleros e impulsar el ahorro de largo plazo en
beneficio de las generaciones futuras.

» Impulsar el desarrollo con responsabilidad social y proteger al medio ambiente.

3.5 Nuevo Marco Regulatorio en México

La Reforma Energética establecié los principios de un nuevo modelo para el desarrollo de la industria
petrolera en nuestro pais y para definir la organizacion institucional se promulgaron una serie de leyes
secundarias y reglamentos para ser aplicados en la nueva estructura del sector energético mexicano. En
ella se establecen las responsabilidades que tienen los participantes de la industria. Todos ellos habran
de apegarse a la nueva organizacion y normatividad.

La Reforma contempla que el Gobierno Federal otorgue contratos a PEMEX y empresas privadas para
explorar en busca de hidrocarburos y extraer petréleo y gas, ademas de contar con asignaciones directas
a las Empresas Productivas del Estado para los mismos fines

En exploracion y extraccion, los aspectos mas relevantes se refieren a los nuevos contratos de utilidad y
produccion compartida, asi como de licencias y asignaciones, estas Ultimas a Pemex u otra empresa
productiva del estado.

Los decretos promulgados por el poder Ejecutivo Federal el 11 de agosto de 2014, fueron aplicados al
marco normativo constitucional del Sector Energético Mexicano, en los cuales se promueve la
participacion del sector privado en actividades que eran reservadas para PEMEX

Las leyes promulgadas, resultantes de la Reforma a los Articulos 25, 27 y 28 constitucionales, son:
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> Ley de Petréleos Mexicanos
> Ley del Fondo Mexicano del Petrdleo para la Estabilizacién y Desarrollo

> Ley de Hidrocarburos (con lo que se abrogo la Ley Reglamentaria del Articulo 27 Constitucional en
el ramo del Petrdleo)

> Ley de Ingresos sobre Hidrocarburos

> Ley de La Agencia Nacional de Seguridad Industrial y de Proteccion al Medio Ambiente del Sector
Hidrocarburos

Ley de Los Organos Reguladores Coordinados en Materia Energética
Ley de La Industria Eléctrica

Ley de La Energia Geotérmica

YV V VYV V¥V

Ley de La Comision Federal de Electricidad

3.6 Ley de Hidrocarburos

La Ley de Hidrocarburos es la mas importante de entre las leyes secundarias que se generaron a partir
de la Reforma Energética, ya que es la que define los cambios mas drasticos y de mayor relevancia que
la Reforma Energética conlleva.

Esta Ley es la que define las alternativas para que las empresas productivas del estado y los particulares
lleven a cabo los procesos relacionados con la exploracion y extraccion de hidrocarburos.

Para los efectos de esta Ley, se consideraran yacimientos transfronterizos aquéllos que se encuentren
dentro de la jurisdiccidén nacional y tengan continuidad fisica fuera de ella.

También se considerardn como transfronterizos aquellos yacimientos o mantos fuera de la jurisdiccion
nacional, compartidos con otros paises de acuerdo con los tratados en que México sea parte, o bajo lo
dispuesto en la Convencion de las Naciones Unidas sobre Derecho del Mar.

Esta Ley tiene por Objeto Regular las siguientes actividades en territorio Nacional:

I-. El Reconocimiento y Exploracion Superficial, y la Exploracion y Extraccién de hidrocarburos.

lI-. El Tratamiento, Refinacion, Enajenacion, Comercializacién, Transporte y Almacenamiento del Petréleo.
lll-. El Procesamiento, Compresién, Licuefaccion, Descompresion y Regasificacion, asi como el

Transporte, Almacenamiento, Distribucion, Comercializacion, y Expendio al Publico de Gas Natural
IV-. El Transporte, Almacenamiento, Distribucion, Comercializacion y Expendio al Publico de Petroliferos,

y

V-. El Transporte por Ducto y el Almacenamiento que se encuentre vinculado a Ducto de Petroquimicos
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Adicionalmente, incorpora las obligaciones y responsabilidades de los reguladores y participantes, asi
como las sanciones por incumplimiento. Ademas, es reglamentaria de los articulos 25, parrafo cuarto, 27,
parrafo séptimo, y 28, parrafo cuarto, de la Constitucion Politica de los Estados Unidos Mexicanos, en
materia de hidrocarburos.

En relacion con las actividades de exploracion y explotacion de petréleo y gas, comprenden las actividades
de reconocimiento y exploracion superficial, y la exploracion y extraccion de hidrocarburos, las llevara a
cabo la nacion, por conducto de asignatarios, es decir, PEMEX o por medio de contratistas, de acuerdo
con lo establecido en Ley de Hidrocarburos.

» Aspectos Generales de Relevancia sobre La Ley de Hidrocarburos:

1-. Mediante Licitaciones Publicas, y a través de la Comision Nacional de Hidrocarburos, se permite la
contratacion directa de empresas nacionales y extranjeras para realizar actividades de exploracion y
explotacion de Petroleo y Gas, bajo las modalidades de contratos de Utilidad Compartida, Produccion
Compartida, Licencias, y Servicios.

2-. Con la Nueva Dindmica de mercado del sector energético mexicano, se redisefiaron y fortalecieron las
actividades y responsabilidades de los Organos Reguladores del Sector Energético, es decir, La Comision
Nacional de Hidrocarburos y La Comision Reguladora de Energia, otorgandoles “Autonomia”. En el marco
de la Reforma, La Secretaria de Hacienda y Crédito Publico deberé establecer las condiciones econémicas
relativas a los términos fiscales de las licitaciones, y determinar las variables de adjudicacién de los
procesos de licitacion.

3-. Respecto a las asignaciones otorgadas a particulares, PEMEX y demas empresas productivas del
estado podran celebrar con privados nacionales o extranjeros, contratos de servicios, siempre que la
contraprestacion se realice en especie o en efectivo.

4-. La Comision Nacional de Hidrocarburos podra celebrar contratos para la Exploracién y Produccion de
un area contractual a través de un proceso de licitacion con duracion especifica. Los contratistas podran
ser PEMEX o cualquier otra Empresas Productivas del Estado o persona moral, previa celebracion de un
contrato con la Comisién Nacional de Hidrocarburos. Estos contratos podran ser de manera individual o
en consorcio o asociacién en participacion con PEMEX.

5-. PEMEX y las demas Empresas Productivas del Estado podran solicitar la migracion de una asignacion
de la que sean titulares a contratos para la Exploracion y Extraccion. En caso de proceder la migracion,
previa autorizacion de la Secretaria de Energia, la Secretaria de Hacienda y Crédito Publico estableceran
las condiciones econdmicas relativas a los términos fiscales que correspondan. En este caso, y mediante
licitaciones llevadas a cabo por la Comision Nacional de Hidrocarburos, PEMEX y las otras Empresas
Productivas del Estado podran celebrar alianzas o asociaciones con personas morales.

6-. La Secretaria de Energia es la responsable de establecer el modelo de contratacion correspondiente
a cada area contractual que se licite o adjudique, y podra elegir, entre otros, los contratos de servicios, de
utilidad o produccion compartida, o de licencia. En tanto que la Secretaria de Hacienda y Crédito Publico
sera la responsable de establecer las condiciones econémicas relativas a los términos fiscales de cada
contrato.

En resumen, La Ley de Hidrocarburos
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1-. Reglamenta los Articulos 25, 27 y 28 de La Constitucion Politica de los Estados Unidos Mexicanos
2-. Reafirma que, invariablemente, los hidrocarburos en el subsuelo son propiedad de la Nacion

3-. Las actividades de exploracion y extraccion se consideran estratégicas, por lo que solo la Nacion puede
llevarlas a cabo por conducto de Asignatarios y Contratistas

3.7 Aspectos Regulatorios Relevantes

La Reforma Energética aprobada por el Congreso de la Union contempla modificaciones a la Constitucion
en sus articulos 25, 27 y 28, asi como la adicién de 21 articulos transitorios.

Estos cambios transforman la estructura del sector de hidrocarburos porque permiten la participacion de
nuevos actores en la industria, y la modificacién de la estructura y la situacion legal en la que se basan las
ahora llamadas Empresas productivas del Estado Esto abri6 la puerta para una modificacion de fondo en
el régimen fiscal para la exploracion y extraccion de petréleo y gas natural, donde a la fecha Pemex es el
mas importante protagonista.

También se aborda la creacion de la Ley de Hidrocarburos y la Ley de Ingresos sobre Hidrocarburos. Esta
Ultima tiene por objeto establecer el régimen de ingresos que recibira el Estado de las actividades de
exploracion y extraccion de hidrocarburos que se realicen mediante asignaciones o contratos; la regulacion
de las contraprestaciones que deberan cubrirse a los contratistas; las disposiciones en materia de
administracion y supervision de los aspectos financieros de los contratos y las obligaciones de
transparencia y rendicion de cuentas respecto a los ingresos percibidos por la actividad petrolera; ademas
de la organizacién y funcionamiento del Fondo Mexicano del Petrdleo para la Estabilizacion y el Desarrollo
(FOMPED) que administrara los ingresos que perciba el Estado por la explotacion de los hidrocarburos en
atencion a que la Constitucion sigue considerando a los recursos petroleros propiedad de la nacién.

Esta Ley sefala que dentro de los conceptos por los que el Estado obtendra ingresos derivados de la
actividad de exploracion y extraccion de hidrocarburos, se encuentran las contraprestaciones, cuando la
actividad se realice al amparo de un contrato; derechos, cuando la actividad se realice por virtud de una
asignacion, y el impuesto sobre la renta que paguen los contratistas y asignatarios por la realizacion de
sus respectivas actividades.

A partir de 2015, los ingresos petroleros generados por concepto de derechos y contraprestaciones
deberan ser entregados al Fondo Mexicano del Petréleo para la Estabilizacion y el Desarrollo (FOMPED),
mientras que las contribuciones (impuestos) se enteraran a la SCHP.

3.8 Ley de Ingresos sobre Hidrocarburos

Con el propésito de obtener Ingresos para el Estado Mexicano, que contribuyan al desarrollo de largo
plazo de la Nacién, este llevara a cabo las actividades para la exploracion y extraccion del petréleo y
demas hidrocarburos mediante asignaciones a empresas productivas del estado o a través de contratos
con estas o con particulares.

La Ley de Ingresos sobre Hidrocarburos tiene como objetivo establecer el régimen de los ingresos que
recibird el Estado Mexicano que se obtengan de las actividades de exploracién y extraccion de
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hidrocarburos que se realicen a través de las Asignaciones y Contratos, asi como de las
contraprestaciones que se estableceran en los Contratos.

» Generalidades:

1-. El pago de las contraprestaciones que se establezcan en los Contratos se realizara en efectivo y no
exime a los Contratistas del cumplimiento de las obligaciones en materia tributaria y demas disposiciones
fiscales;

2-. Los Contratos preveran que la administracion de los aspectos financieros de los mismos, relacionados
con las Contraprestaciones se llevaran a cabo por el Fondo Mexicano del Petréleo para la Estabilizacion
y el Desarrollo;

3-. Los ingresos seran recibidos por el Fondo Mexicano del Petrdleo.
3.9 Asignaciones y Contratos

La reforma contempla que el Gobierno Federal otorgue contratos a Pemex y empresas privadas para
explorar en busca de hidrocarburos y extraer petrdleo y gas, ademas de contar con asignaciones directas
a las Empresas productivas del Estado para los mismos fines.

De esta manera, se incorporan cinco nuevos modelos de contratacion. De acuerdo con la Legislacion
aprobada, las modalidades de contratacidén para las actividades de exploracion y extraccion del petroleo y
de los hidrocarburos sélidos, liquidos o gaseosos, podran ser mediante Asignaciones o Contratos, ya sea
de Licencias, de Produccion o Utilidad Compartida o de Servicios (Figura 112)

Amignaciones

Contrato de licencia

Contrato de produccicdn compartida

Contrato de utilidad compartida

Contrato de gervicios

00006

Figura 112. Nuevo Paradigma para la Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos (Reforma Energética “Motor de Crecimiento Econémico y Bienestar,
2015)

3.10 Asignhaciones Petroleras

Las Asignaciones son actos juridico-administrativos mediante los cuales el Ejecutivo Federal podra otorgar
a un asignatario el derecho de realizar actividades de exploraciéon y extraccion de hidrocarburos en un
area establecida para dicha asignacién. Estas solo podran otorgarse a Empresas Productivas del Estado
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(Pemex) o sus empresas productivas subsidiarias o filiales.

La encargada de establecer y adjudicar dichas asignaciones y de seleccionar las areas que seran objeto
de los contratos de exploracion y produccion es la Secretaria de Energia, misma que contara con la
asistencia de la Comisién Nacional de Hidrocarburos (CNH), la cual adjudicara las asignaciones, revisara
las solicitudes de Pemex y emitira una resolucion estableciendo la superficie, profundidad y vigencia de
las asignaciones procedentes. Si los objetivos de la asignacion no se cumplen, esta puede ser revocada.
El incumplimiento puede ser de varios tipos: suspension de la actividad, incumplimiento de planes,
accidentes graves, presentacion de informacion falsa, entre otros.

Una empresa productiva del Estado puede ceder una asignacién solo a otra empresa productiva del
Estado, pero solo con la autorizacion de Secretaria de Energia. Ademas, una empresa productiva del
Estado podra renunciar a una asignacion solo con la autorizacion de Secretaria de Energia.

Una empresa productiva del Estado que tenga una asignacion podra realizar contratos de servicio con
particulares para lograr los objetivos de la asignacion. Esta sera una situacion muy similar a la que se
venia presentando en los Ultimos afios con los Contratos Integrales de Exploracion Y Produccion (CIEPS)
y los Contratos de Obra Publica Financiada (COPS)

3.11 Contratos para la Exploracion y Extraccién de Hidrocarburos

Por su parte, los contratos para la exploracion y extraccién de hidrocarburos son actos juridicos que
suscribird el Estado mexicano a través de la CNH, por medio de los cuales se convendra la exploracion,
la explotacibn o ambas actividades en un area contractual dada y con una duracién especifica. Estos
contratos se podran celebrar con particulares o con Empresas Productivas del Estado.

Los Contratos pueden suscribirlos las empresas productivas del estado (EPES) asociadas con particulares
o directamente particulares. Los contratos son la modalidad de mayor interés para las empresas privadas
gue deseen participar en la actividad petrolera de exploracion y extracciéon de hidrocarburos a raiz de la
Reforma Energética, de los cuales:

1-. Por parte del gobierno mexicano, los contratos seran firmados por la Comision Nacional de
Hidrocarburos.

2-. Estos contratos podran ser firmados con empresas productivas del estado o por empresas privadas
establecidas en México.

3-. Los contratos se asignaran por licitacion, la cual sera administrada por la Comisiébn Nacional de
Hidrocarburos.

4-. La Secretaria de Energia debera definir las areas contractuales, con la asistencia técnica de la
Comision Nacional de Hidrocarburos.

5-. La Secretaria de Energia también definira para cada area contractual los modelos de contrato, ya sean
contratos de servicio, contratos de utilidad compartida, contratos de produccion compartida o contratos de
licencia. En esta ley solo se lista el tipo de contratos que contemplé la Reforma Constitucional de 2013.
La ley de Ingresos sobre Hidrocarburos es la que define con mayor precision cada tipo de contrato y sus
esquemas.
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6-. La Secretaria de Hacienda y Crédito Publico es quien establezca los parametros econdmicos de los
contratos, asi como la variable de adjudicacion de este, tomando en cuenta lo definido en la Ley de
Ingresos sobre Hidrocarburos.

7-. Si el &rea incluye yacimientos transfronterizos, entonces alguna empresa productiva del Estado debera
participar con al menos el 20% de la inversion del proyecto.

8-. Es importante hacer mencidn que, si una empresa productiva del Estado tiene algun area asignada,
esta puede solicitar a Secretaria de Energia que esta area se convierta en un contrato de exploracion y
produccion. Al momento de la migracion, la Ley de Hidrocarburos le asigna a la Secretaria de Hacienda y
Crédito Publico la responsabilidad de definir las condiciones econdmicas de tipo fiscal que se aplicaran al
contrato.

9-. En el caso de estas migraciones de “asignacion a contrato”, la Ley de Hidrocarburos permite que se
lleven a cabo alianzas entre la empresa productiva del Estado y las empresas privadas para tomar el
contrato en forma conjunta. En estos casos el socio sera definido via una licitacidon que también sera
administrada por la Comision Nacional de Hidrocarburos, y cuyos términos fiscales seran definidos por la
Secretaria de Hacienda y Crédito Publico y la Secretaria de Energia. La participacion de al menos cuatro
organismos gubernamentales (la empresa productiva del Estado, Secretaria de Energia, Secretaria de
Hacienda y Crédito Publico y Comision Nacional de Hidrocarburos) ciertamente implicard una complejidad
administrativa considerable.

> Tipos de Contratos para la exploracion y extraccion de Hidrocarburos en México:

» Contratos de Produccion Compartida: Acuerdo en el que se asignan porcentajes de la produccion
(en especie) para el estado y para el sector privado; no limita el pago de impuestos y renta. Los
contratos de produccion compartida son aquellos en los que el contratista 0 empresa con la que se
firme obtendra una contraprestacion por los trabajos realizados que sera cubierta con un porcentaje
de la produccién obtenida del area establecida por el contrato.

> Contratos de Utilidad Compartida: Acuerdo en el que la utilidad (después de impuestos y después
de la renta petrolera) es dividida entre el estado y los actores privados, a pagarse en efectivo. Los
contratos de utilidad compartida contemplan que la empresa que tenga a su cargo el contrato
recibird, como pago por la actividad de exploratoria o extractiva realizada, un porcentaje en efectivo
de la utilidad generada en el &rea contractual

» Contratos de Licencia: Acto administrativo en el que se realiza una asignacion para que las partes
actuen por ordenanza del estado; el pago es con transmision onerosa de hidrocarburos. Las
licencias seran retribuidas con la “transmision onerosa” de los hidrocarburos que sean extraidos del
subsuelo que ampare el contrato de licencia

» Contratos de Servicio: Acuerdo en el que se contrata a un privado para realizar una tarea especifica,
por la que obtiene una remuneracion previamente establecida, en efectivo. Los contratos de servicio
consideran un pago para el contratista que se efectuara en efectivo y que tomara en cuenta, para
la fijacion de su monto, los estandares internacionales de la industria para la actividad que ampare
dicho contrato

En cada caso, la nacién escogera la modalidad de contrato que mas le convenga, atendiendo siempre a
maximizar los ingresos y el beneficio para el desarrollo nacional de largo plazo.
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3.12 Nuevo Régimen de Contraprestaciones para las Asignaciones

El cambio de paradigma del sector energético, y la consecuente entrada de capitales privados, llevo a un
cambio en el régimen fiscal al que se encuentra sujeta Pemex. En ese sentido, se buscd un régimen
acorde a las nuevas caracteristicas de la ahora llamada Empresa Productiva del Estado para ubicarla en
un rango de competitividad equivalente a la que tendran los inversionistas privados que participen en este
nuevo sector. Cabe recordar que el régimen fiscal de Pemex se sustentaba en un esquema de derechos
gue se determinaba sin reconocer las necesidades de inversion de la empresa, por ello, la reforma los
cambid sustituyéndolos por una serie de contraprestaciones (derechos) con la cual se pretende gravar de
manera similar a Pemex y a los nuevos integrantes del sector.

Las nuevas contraprestaciones (derechos) que se deberan pagar por las asignaciones asemejan a
aquellas con las que contribuirdn los inversionistas privados. Sin embargo, con este nuevo modelo se
buscard mantener el nivel de ingresos que hasta hoy Pemex entera al Gobierno Federal. Adicionalmente,
la empresa estara sujeta al Impuesto sobre la Renta, al Impuesto por la Exploracion y Extraccion de
Hidrocarburos y al pago de un Dividendo Estatal. Los nuevos derechos que pagara Pemex son los
siguientes:
> Derecho de Exploracién de Hidrocarburos: ElI Derecho de exploracion de hidrocarburos que la
Empresa Productiva del Estado pagara por las Areas de Asignacion que se encuentren en la fase
de exploracion, a razon de una cuota mensual de 1,150 pesos por kildmetro cuadrado los primeros
60 meses y de 2,750 pesos por kildbmetro cuadrado a partir del mes 61 y hasta que el proyecto entre
en fase de extraccion de hidrocarburos.

> Derecho de Extraccion de Hidrocarburos: El Derecho de extraccion de hidrocarburos que se
obtendra de la aplicacion de una tasa variable sobre el valor de los hidrocarburos. Para la de-
terminacion de la tasa relacionada con el calculo de este derecho se considerara el precio y tipo de
hidrocarburo que se trate.

» Derecho por la Utilidad Compartida: El Derecho por la utilidad compartida gravara el valor de los
hidrocarburos disminuido por los costos, gastos e inversiones realizadas en cada proyecto a una
tasa de 65 por ciento.

> Dividendo Estatal: El dividendo estatal serd pagado por Petréleos Mexicanos y sus empresas
productivas subsidiarias anualmente. El importe del dividendo sera determinado por la SHCP
considerando la informacion sobre la situacién financiera de la empresa y de sus empresas
productivas subsidiarias, y los planes, opciones y perspectivas de inversion y financiamiento en el
ejercicio inmediato siguiente y los cinco afios posteriores, que Pemex deberé entregar acompafiado
de un analisis sobre la rentabilidad de dichas inversiones y la proyeccion de los estados financieros
correspondientes.

3.13 Nuevo Régimen Fiscal paralos Contratos

El nuevo régimen fiscal asociado a los contratos esta integrado por impuestos que seran pagados a la
SHCP y contraprestaciones que administrara el FOMPED.

En todos los casos, la produccion sera entregada al comercializador del Estado el cual realizara la venta
de los hidrocarburos y entregara los ingresos de esta al FOMPED. Este pagara las contraprestaciones al
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contratista y al Estado y administrara el resto de los recursos obtenidos de la venta de los hidrocarburos.
Las formas de tributacion de los contratos tendran los siguientes elementos comunes (Figura 113):

— Impuesto Sobre la Benta

— Impuesto a la Actividad de
Exploracion » Extraccion de
Hidrocarburos

COMTEATOS DE LICERCLA — = ot contractual
—= PF.ecalia

— Fono de firma
— Contraprestacion

—— JImpuesto Sobre la Benta
— JTmpuesto a la Actividad de

COMNTEATOS DE PR ODLICOION Exploracion » Extraccion de
COMNMPARTIDA ¥ DE LITILIDAD Hidrocarburos
GONMPARTILLA — = Cuota contractual

—  » Fegalia
—= Contraprestacidn

— = Impuests Sobre la Benta

— = JImpuesto a la Actividad de
COMNTEATOR DE ZSERVICIOR Exploracion ¥ Extraccicn de
Hidrocarburos

—= Contraprestacion en efectivo

Figura 113. Nuevo Régimen Fiscal en Contratos (Reforma Energética “Motor de Crecimiento Economico y Bienestar, 2015)

» Pago del Impuesto sobre la Renta: El Pago del Impuesto sobre la Renta que gravaré las utilidades
al 30%

> Impuesto a la Actividad de Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos: El Impuesto a la Actividad
de Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos, equivalente al pago mensual de una cuota por
kilbmetro cuadrado de 1,500 pesos en fase de exploracion y de 6 mil pesos cuando el proyecto
pase a la fase de extraccion.

Los Contratos de Licencia tendran ademas la Obligacidén de pagar:

» Cuota Contractual: Una cuota contractual expresada en una tarifa que sera aplicada a la superficie
gue cubra el contrato mientras se encuentre en la fase exploratoria. La cuota ascendera a 1,150
pesos por km2 durante los primeros 60 meses y a 2,750 pesos después del mes 61 de vigencia,
siempre que no se haya comenzado con la produccion.

» Reqalia: Una regalia que sera estimada con base en una tasa que dependera del tipo y precio de
los hidrocarburos extraidos.

» Bono a la Firma: Un bono de firma que la Ley contempla como un mecanismo para asegurar la
seriedad de las ofertas economicas. El monto de éste se dara a conocer en cada licitacion.

» Contraprestacion: Una contraprestacion que se determinara en los contratos considerando una tasa
sobre la utilidad operativa
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Los Contratos de Utilidad Compartida y Produccion Compartida deberan pagar también:
» La Cuota Contractual
» Una Regalia

» Una Contraprestacion o tasa sobre la utilidad operativa que se determinara en cada contrato. Para
los contratos de produccion compartida esta podré ser en especie.

Los Contratos de Servicios deberan entregar la produccion y a cambio recibiran una contraprestacion que
debera ser pagada en efectivo considerando los estandares de la industria.

En ese sentido, los beneficiarios de contratos y asignaciones deberan de enterar a la SHCP las
contribuciones (ISR, Impuesto por la actividad de exploracion y extraccion y dividendo estatal), mientras
gue las contraprestaciones de los contratistas (cuota contractual, regalia, contraprestacion y bono de
firma) y de los asignatarios (derechos por utilidad compartida, por extraccion de hidrocarburos y por
exploracion de hidrocarburos) deberan ser destinados al FOMPED para su administracion (Figura 114)

IR

¥

—» Impuestos Impuesto por actividad de
b exploracion ¥ extraccion SHCP
de hidrocarburos

Contratog

Ls Contraprestaciones H

— Contraprestaciones 4

Asignaciones Dividendo Estatal |

L» Impuestos Impuesto sobre la Benta L SHCD

Impuesto por actividad de
exploracion ¥ extraccion B
de hidrocarburos

Figura 114. Ingresos Publicos por Contratos y Asignaciones (Reforma Energética “Motor de Crecimiento Econémico y Bienestar, 2015)

3.14 Fondo Mexicano del Petréleo para la Estabilizacién y Desarrollo
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Con el fin de Administrar y Transparentar el origen y destino de los ingresos petroleros, se cre6 el Fondo
Mexicano del Petroleo para la Estabilizacion y el Desarrollo, fue disefiado con una vision a largo plazo en
beneficio de todos los mexicanos

El Fondo Mexicano del Petréleo para la Estabilizacion y Desarrollo creado el 20 de diciembre de 2013
mediante la reforma constitucional en materia energética, tiene como objetivo:

Establecer las Normas para la constitucion y operacién del Fondo Mexicano del Petroleo para la
estabilizacion y el desarrollo

> El lero de enero de 2015 el FMP inicio sus operaciones, con las siguientes atribuciones:

1-. El Fondo Mexicano del Petrdleo para la Estabilizacion y el Desarrollo tiene como fin recibir, administrar,
invertir y distribuir los ingresos derivados de las asignaciones y los contratos en materia de petréleo y de
los hidrocarburos solidos, liquidos o gaseosos, en el subsuelo.

» El Patrimonio del Fondo Mexicano del Petréleo esta constituido por:

1-. Los ingresos derivados de las asignaciones y los contratos en materia de petréleo y de los
hidrocarburos sélidos, liquidos o gaseosos, en el subsuelo.

2-. El producto de las inversiones que se deriven de los recursos del Fondo Mexicano del Petréleo.
El Fondo Mexicano del Petréleo para la Estabilizacion y el Desarrollo fue creado, para administrar y
transparentar el origen y destino de los ingresos petroleros, administrar los aspectos financieros de los

contratos para la exploracién y extraccién de hidrocarburos.

El Organo Rector del Fondo esta constituido por tres representantes del Estado Mexicano y cuatro
miembros independientes:

» Los representantes del Estado son los Titulares de las siguientes dependencias:

[
1

. Secretaria de Hacienda y Crédito Publico (SHCP), quien presidira el Comité

N
1

. Secretaria de Energia (SENER)

3-. Banco de México

» El Fondo Mexicano del Petréleo para la estabilizacion y el Desarrollo tiene como principales
objetivos:

1-. La Administracion de los Ingresos Petroleros: ElI Fondo tiene la Obligacion de recibir los ingresos de
Pemex (Asignatario) y demas empresas privadas (Contratistas) encargadas de la Exploracion y Extraccion
de Hidrocarburos. Posteriormente, el Fondo esta obligado a transferir dichos recursos al Estado en los
plazos y cantidades determinadas por la Secretaria de Hacienda y Crédito Publico

2-. La Administracion Financiera de los Contratos de Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos: Es decir,
asegurar que el monto que le corresponde al Estado y a los Contratistas por la Extraccion y Venta de los
Hidrocarburos es correcta. El Fondo realiza los Célculos a partir de la informacion que ambas partes
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proporcionan, dando asi certeza de que los pagos han sido estimados de forma independiente e imparcial
por un tercero ajeno al contrato

3-. Administrar una reserva para el ahorro de largo plazo: Esta reserva monetaria se constituye a partir de
los ingresos que recibe el fondo, siempre y cuando se cumplan con ciertas condiciones establecidas por
la ley. El Objetivo principal de la Reserva es brindar seguridad y mayor estabilidad en las finanzas publicas.
Ademas, beneficia a las futuras generaciones de mexicanos con un ahorro a largo plazo derivado de los
ingresos petroleros que se producen hoy.

El Fondo fue creado con la finalidad de garantizar un manejo responsable y transparente de los ingresos
petroleros de la nacion, facilitando su seguimiento, asi como la rendicion de cuentas. Con un enfoque de
transparencia proactiva y apertura Gubernamental.

3.15 Lineamientos Técnicos en Materia de Medicion de Hidrocarburos

Los presentes Lineamientos son de caracter obligatorio para todos los Operadores Petroleros en relacién
con los Mecanismos de Medicion utilizados en sus actividades de Exploracion y Extraccién de
Hidrocarburos en México, al amparo de con un Contrato o una Asignacion, desde el pozo y, en su caso,
el yacimiento, hasta su integracion al sistema de Transporte y Almacenamiento de Hidrocarburos, asi
como en el Punto de Medicion.

El objetivo de los Lineamientos Técnicos en Materia de Medicion de Hidrocarburos es establecer los
recursos humanos, recursos técnicos, procedimientos y normas que deberan cumplir los operadores
petroleros en relacion con la medicién de hidrocarburos, asi como las reglas generales aplicables a los
mecanismos de medicion, por tanto, se traduce en los requerimientos y criterios que se deben observar
para aprobar dichos mecanismos de medicién. Lo anterior debido a que la instalacion, operacion,
mantenimiento y calibracion de los sistemas de medicidén estara a cargo de los operadores petroleros
(asignatarios o contratistas), pero bajo la supervision y autorizacion de La Comision Nacional de
Hidrocarburos, quien verificard que su operacion y su gestion sean aptos para cuantificar los
hidrocarburos, asi como su calidad.

En dichos lineamientos, se establece que los operadores petroleros deberan cumplir con la normativa y
estandares referidos aplicables al disefio, instalacion, operacién, control y mantenimiento de los
mecanismos de medicién, asi como de contar con la informacion correspondiente que asegure la correcta
medicion de hidrocarburos.

Entendemos como Sistema de Medicién al conjunto de equipos, instalaciones, sistemas informaticos e
instrumentos de medida, destinados a la medicion de hidrocarburos, es asi como se le requiere al operador
petrolero, cuente con sistemas de medicion de hidrocarburos con trazabilidad metrologica a patrones
nacionales o internacionales. Para tal efecto, dichos sistemas de medicion deben considerar al menos lo
siguiente:

1-. Seleccion: Los Instrumentos y Patrones de medida deberan ser adecuados para el uso previsto
conforme a las caracteristicas del fluido y condiciones operativas del proceso que se trate.

2-. Calibracion: Los Instrumentos y Patrones de medida deberan estar calibrados y la frecuencia de dicha
calibracion sera funcion de las especificaciones del fabricante, el proceso o normativas vigentes.
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3-. Mantenimiento: Los Instrumentos de Medicién deberan ser sujetos a mantenimiento en funcién de las
especificaciones del fabricante y el proceso correspondiente.

4-. Verificacion: Se debe verificar que los Sistemas de Medicion estén funcionando correctamente,
conforme a los planes de verificacion correspondiente, lo anterior es para asegurar el correcto
funcionamiento de los sistemas de medicion.

5-. El Personal del Operador Petrolero: Este personal involucrado en la Medicion de los Hidrocarburos
deberéa contar con las habilidades, aptitudes, capacitacién y entrenamiento necesarios para llevar a cabo
sus funciones.

Los Lineamientos Técnicos dispuestos por la CNH, nos mencionan los requerimientos de los mecanismos
de medicion, asi como la descripcion de las caracteristicas de los fluidos y cada punto o requerimiento en
materia de medicidbn de hidrocarburos que se puede observar en los capitulos descritos de los
Lineamientos Técnicos en Materia de Medicion de Hidrocarburos.

A continuacion, y en forma de resumen se registra la informacién més relevante de cada capitulo referente
a los Lineamientos Técnicos en Materia de Medicion de Hidrocarburos.

» Capitulo |: Caracteristicas Generales en la Medicién de Hidrocarburos

1-. El Operador Petrolero (Asignatario o Contratista), deberd asegurar la aplicacién de las mejores
practicas o estdndares en Materia de Mediciébn de Hidrocarburos. El Operador Petrolero sera el
responsable del funcionamiento de los Mecanismos de Medicion de Hidrocarburos relacionados con la
Asignacion o el Contrato a su cargo, segun corresponda, hasta el punto de medicion, incluyendo su
transferencia, asi como de vigilar y reportar a la CNH el desempefio de los mismo, lo anterior, conforme a
la viabilidad técnica y econdmica del plan de desarrollo para extraccion que corresponda.

2-. El Operador Petrolero debera contar con procedimientos de entrega y recepcién de los hidrocarburos,
dichos procedimientos deberan regular la programacion, almacenamiento, Medicion de Hidrocarburos y
monitoreo de su calidad y que seran entregados en los Puntos de Medicién. Los procedimientos deberan
cumplir con lo previsto en los presentes Lineamientos.

3-. De igual forma en este capitulo se menciona la informacién de medicién y produccion a reportar por
los Operadores Petroleros, donde el Operador Petrolero transmitird a la Comision informacion diaria,
mensual y anual sobre la Medicion de los Hidrocarburos. Para efecto de los reportes de informacion, el
Operador Petrolero debera considerar las cantidades de Petr6leo, Gas Natural y Condensado de la
siguiente manera:

Para el caso del Petrdleo, se reportaran los volumenes en batrriles, el grado API y el contenido de azufre
en porcentaje. Para el caso del Condensado, el volumen se reportara en barriles. Referente al Gas Natural,
el volumen se reportara en pies cubicos y en Millones de BTU

4-. El operador Petrolero debera mantener actualizada la informacion referente a los registros de todas las
mediciones de volumen y calidad de los Hidrocarburos Producidos, por lo cual, el Operador debera
garantizar que la Comisién tenga acceso y total disponibilidad de la informacién técnica derivada de la
implementacion y operacion de los Mecanismos de Medicion.

5-. De las Condiciones de referencia y entrega de informacion:
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e Condiciones de Referencia o Estandar: Temperatura 15.56°C (60°F) y Presion Absoluta 101.325
kPa (1 atmosfera).

e Volumen para Hidrocarburos liquido en Barril (158.99 Litros)

e Volumen para Gas Natural en ft3, y

e Poder Calorifico del Gas Natural en BTU/ft3

» Capitulo Il: De los Sistemas de Medicién

1-. Los Sistemas de Medicion deberan ser instalados y operados de tal manera que funcionen
adecuadamente, de acuerdo con el tipo y caracteristicas de los fluidos a medir, los volimenes manejados
y a las condiciones de operativas a que estén sometidos.

2-. La Medicion de los Hidrocarburos podra ser estatica o dinamica. La Medicién estatica de los
hidrocarburos debera realizarse en tanques medidores o de almacenamiento, debidamente
instrumentados y calibrados, los tanques que se utilicen deberan cumplir con la normativa y estandares
referidos de los presentes lineamientos.

La Medicion dinamica de los Hidrocarburos, podra llevarse a cabo con uno o varios instrumentos de
medida de acuerdo con el tipo de fluido, las condiciones de proceso y los volimenes a manejar. El
Operador Petrolero podra utilizar Instrumentos de Medida de diferente tipo, tales como placa de orificio,
Coriolis, turbina, y ultrasénico, entre otros y debera instalarlos y operarlos conforme a las condiciones
especificadas por el fabricante. Los Instrumentos de medida que se utilicen deberan cumplir con la
normativa y estandares referidos de los presentes lineamientos.

3-. El punto de Medicién podra ubicarse dentro o fuera del Area contractual o del Area de asignacion,
segun lo determine la Comision en el Dictamen Técnico correspondiente.

4-. El Operador Petrolero deberd garantizar que la capacidad de los Sistemas de Medicion de los
hidrocarburos sea permanente e ininterrumpida, de tal forma que el maximo flujo de Hidrocarburos pueda
ser medido.

5-. El Operador Petrolero debera garantizar que la calidad de los Hidrocarburos se pueda determinar en
el punto de Medicién en los términos establecidos por los Lineamientos

6-. Dos 0 mas Operadores Petroleros podran utilizar el mismo punto de Medicién, y el plan de desarrollo
para la extraccion que presenten los Operadores Petroleros para aprobacién de la Comisién, debera
incluir, en su caso, el proyecto de acuerdo entre Operadores Petroleros o entre un Operador Petrolero y
un tercero. En caso de no llegar a un acuerdo entre Operadores Petroleros, la Comisién determinara los
términos y condiciones para el uso compartido del Punto de Medicion.

» Capitulo lll: De la Medicién del Volumen

1-. La Medicién de Hidrocarburos podra llevarse a cabo en volumen o en masa, pero debera ser reportada
a la Comision en los términos y condiciones sefialados en los presentes Lineamientos.

2-. Los Instrumentos de Medida correspondientes a la temperatura, presion y densidad deberan cumplir
con la normativa y estandares referidos en los presentes Lineamientos. Los resultados de los Instrumentos
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de Medida deberan tener trazabilidad a patrones nacionales o internacionales, con el objetivo de minimizar
la ocurrencia de errores.

3-. El agua producida durante la extraccion de Hidrocarburos podra ser medida en volumen o en masa,
pero debera ser reportada en volumen. La medicion del Volumen de agua extraida de los pozos se podra
llevar a cabo de manera directa o indirecta.

4-. En la Medicion Directa se podran utilizar medidores multifasicos, justificando su uso por condiciones
técnicas o economicas. La medicion Indirecta de agua se llevara a cabo mediante la generacion de un
aforo tedrico diario de los volumenes extraidos. La Medicion del Volumen en los separadores sera directa
y podra ser prorrateada a los pozos del area correspondiente

5-. El Operador Petrolero seleccionara los medidores multifasicos en funcion de las caracteristicas de los
fluidos, volumenes a manejar y el costo beneficio o las condiciones técnicas u operativas del proceso.

6-. Los Medidores Multifasicos fijos o portatiles se podran utilizar para prueba de pozo en lugar de los
separadores de prueba, siempre y cuando la diferencia de Medicién de Hidrocarburos o la Incertidumbre
de Medida este dentro del intervalo establecido para el lugar en donde se lleve a cabo la Medicion de
Hidrocarburos.

7-. EL Operador Petrolero medird y reportara a la Comision el Volumen de Gas producido, aprovechado,
reinyectado, quemado y venteado, producto de las actividades de Exploraciéon y Extraccion de
Hidrocarburos. El Gas Natural aprovechado deberd medirse directamente a través de medidores de flujo,
estos podran ser de tipo intrusivo o no intrusivo y deberan ser seleccionados de acuerdo con los intervalos
de flujo esperados, cumpliendo con la Normativa y estandares de los presentes Lineamientos.

> Capitulo IV: De la determinacion de la calidad

1-. Para cada corriente de Hidrocarburos liquidos proveniente de los pozos o de los separadores se debera
contar con informacion de los fluidos extraidos o producidos, a efecto de determinar, entre otros, su
densidad, viscosidad, salinidad, contenido de azufre, agua y de metales pesados.

2-. Para cada corriente de Gas Natural proveniente de los pozos o de los separadores se debera
determinar, entre otros, la densidad, humedad, y su composicién quimica, incluyendo impurezas. La
densidad podra ser medida por un densimetro en linea o calculada con una ecuacion de estado,
juntamente con los datos de temperatura y presion del fluido medido. La composicion sera determinada
mediante un analisis cromatografico.

3-. El Poder Calorifico del Gas Natural debera determinarse a partir de la composicién obtenida por analisis
cromatografico o mediante un calorimetro. La Presion y Temperatura deberan ser representativas de las
condiciones del gas en la linea.

4-. Los Hidrocarburos para medir en el punto de Medicion deberan cumplir con las condiciones de calidad
de mercado o comerciales, en virtud de las caracteristicas de los Hidrocarburos extraidos o producidos.
El Dictamen Técnico determinara las caracteristicas de calidad que deberan cumplir los Hidrocarburos en
el Punto de Medicion. Las caracteristicas de calidad que deberan cumplir los hidrocarburos en el punto de
medicion, entre las cuales se encontraran, entre otros, las siguientes:

Para Hidrocarburos liguidos en tanques y ductos, incluyendo condensados:
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Densidad API.

Contenido de agua y sedimentos menor a 2% en volumen.

Acido Sulfhidrico (H,S) menor a 1 (ppm).

Contenido de sal menor a 200 (mg/L).

Contenido de azufre, menor al 5% de masa.

Presion de vapor en tanque, maximo 80 kPa.

Presion de vapor en ductos, depende de las condiciones de operacion y disefio de la linea.

Para Gas Natural:
e Humedad (H,0), maximo a 110 (mg/m3).
e Azufre total maximo, 150 (mg/m3).
e Acido Sulfhidrico (H,S) méaximo de 6 (mg/m?).
e Poder calorifico superior, 37.30 a 43.60 (MJ/m3).
e Bidxido de carbono (C0O,), maximo 3% vol.
e Oxigeno (0,), maximo 0.2% vol.

5-. Para determinar la Calidad de los Hidrocarburos Liquidos en el Punto de Medicion, el Operador
Petrolero debera contar con Instrumentos de Medida en linea, necesarios para la determinacion de la
densidad y el contenido de agua en cada punto de medicion. El Operador Petrolero llevara a cabo
mensualmente un andlisis de laboratorio en cada punto de medicion por media del cual se determine, el
contenido de agua, la densidad relativa en grados APl y la cantidad de azufre. En el caso del crudo pesado,
se debera determinar la viscosidad.

6-. El Operador Petrolero debera contar con un sistema de muestreo automatico o manual de
Hidrocarburos Liquidos proporcional a los volimenes medidos, que permita que las muestras obtenidas
representen la composicion de los fluidos.

8-. Para determinar la Calidad del Gas Natural en los Puntos de Medicién, el Operador Petrolero debera
contar con instrumentos de Medida en linea, necesarios para la determinacion de la densidad, contenido
de agua, asi como de su composicion. EI Operador Petrolero debera llevar a cabo mensualmente un
analisis cromatografico, mismo que debera remitir a la Comision.

7-. Los analisis para Hidrocarburos Liquidos, Gas Natural y sistema de muestreo de Hidrocarburos
Liquidos deberan llevarse a cabo en Laboratorios acreditados por la entidad entidades avaladas por el
Gobierno Federal Mexicano para tales efectos.

8-. De la determinacién de la calidad para la Medicién de Transferencia de Custodia, se deberan instalar
Instrumentos de Medida que permitan conocer la calidad de los Hidrocarburos entre operadores petroleros
y los terceros que lleven a cabo actividades de Transporte o Almacenamiento, de igual forma estos analisis
se podran llevar a cabo en laboratorios acreditados por la entidad o entidades avalados por el Gobierno
Federal Mexicano para tales efectos.

» Capitulo V: De los Balances

1-. El Operador Petrolero debera realizar Balances de produccion desde el pozo y, en su caso, del
yacimiento, hasta el Punto de Medicion, de tal forma que se conozcan las entradas y salidas de
hidrocarburos y no hidrocarburos en los procesos.
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2-. Cada uno de los Balances que realice el Operador Petrolero, deben ser realizados en modo de masa
0 en modo volumen, a condiciones de referencia o por cada tipo de fluido, tales como Hidrocarburos
liquidos, Gas Natural, agua y otros no Hidrocarburos.

3-. En caso de que el punto de medicion sea compartido, el Operador Petrolero debe asegurar que existe
Medicion de Transferencia, Operacional y de Referencia en su Area de asignacion o Area contractual para
sustentar los datos utilizados en los Balances de Produccion.

4-. El Balance de Produccion debera incluir los siguientes elementos:
e Volumen extraido.
e Volumen inyectado al yacimiento.
e Volumen almacenado.
e Volumen usado como combustible en las actividades petroleras.
e Volumen de mermas.
Volumen de empaque y desempaque.
Volumen quemado o venteado.
Volumen en el punto de medicion.
Volumen transferido, y
Otros propios de la operacion del Area contractual o del Area de asignacion conforme al Dictamen
Técnico.

» Capitulo VI: De los Niveles de Incertidumbre de Medida:

1-. El Operador Petrolero debera reportar la Incertidumbre de Medida en el Punto de Medicién, asi como
en la Medicién de Transferencia, Operacional y de Referencia.

2-. La Incertidumbre de Medida en el Punto de Medicién, no podra ser mayor a 0.30% para Petrdleo y
Condensados, y de 1% para el Gas Natural.

3-. De la Incertidumbre de Medida en la Medicién de Transferencia de Custodia, el Dictamen Técnico que
emita la Comision establecera la capacidad de Medicion de Hidrocarburos expresada en términos de
Incertidumbre de Medida en la Transferencia de Custodia, dependiendo de las condiciones del proceso
de Produccion, de las caracteristicas y del Volumen de los Fluidos extraidos y del acuerdo del Operador
Petrolero con un tercero al cual se le transfiere el Hidrocarburo.

4-. De la Incertidumbre de Medida para la Medicion Operacional y la Medicién de Referencia, el Dictamen
Técnico que emita la Comision, establecera la capacidad de Medicion de Hidrocarburos expresada en
términos de Incertidumbre de Medida, dependiendo de las condiciones del proceso de produccién, de las
caracteristicas y del volumen de los fluidos extraidos.

» Capitulo VII: De las Normas vy Estandares Internacionales:

1-. Normas y Estandares Nacionales e Internacionales, que los Operadores Petroleros deben seguir y
cumplir para garantizar la confiabilidad de procesos y mecanismos de medicion.

2-. Para la Instrumentacion de los Mecanismos de Medicion, el Operador Petrolero debera aplicar la
normativa y estandares nacionales que correspondan. En caso de no existir normativa nacional se podran
aplicar estandares internacionales conforme se sefiala en los presentes lineamientos y en relacion con los
siguientes procesos:
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Disefio e Instalacion de Sistemas de Medicién, equipos e Instrumentos de Medida

Medicion estatica de Hidrocarburos en Tanques

Medicién dindmica de hidrocarburos liquidos

Medicion dinamica del Gas Natural

Determinacion de la Calidad de los Hidrocarburos Liquidos y Gas Natural

Determinacion de la Incertidumbre de Medida

Recepcién y Entrega de los Hidrocarburos

Prorrateo

Gestidon y Gerencia de la Medicién de Hidrocarburos

Construccidn, resistencia mecénica y seguridad de instalaciones y de los Sistemas de Medicion

3.16 Medicion de Hidrocarburos en Puntos de Transferencia de Custodia, la caja registradora de la
industria petrolera.

La Medicion de Hidrocarburos en Puntos de Transferencia de Custodia es considerada la caja registradora
de la Industria Petrolera, toda vez que la misma cuantifica el volumen o masay calidad de los hidrocarburos
(aceite, gas y condensados) que se realiza en el punto donde el operador petrolero (asignatario o
contratista) entrega operativamente los hidrocarburos transfiriendo su custodia a un tercero o inclusive a
otro operador petrolero, o se integran al sistema de transporte o de almacenamiento, seguin corresponda
al amparo de un contrato o de una asignacion, sin olvidar, que la medicion de hidrocarburos en puntos de
transferencia de custodia nos permite determinar los ingresos con los que contara el Estado Mexicano por
la produccién de sus hidrocarburos.

La reforma Constitucional en materia Energética del afio 2013 prevé que las actividades de exploraciéon y
produccién de hidrocarburos seran realizadas, como actividades estratégicas por la Nacion, con el fin de
obtener ingresos para el Estado que contribuyan al desarrollo a largo plazo de la Nacion. Como lo sefiala
el péarrafo séptimo del articulo 27 constitucional, dichas actividades seran realizadas por medio de
asignaciones o a través de contratos. En efecto, Petrdleos Mexicanos y Pemex Exploracion y Produccion
como asignatarios, y los contratistas y operadores titulares de los Contratos de exploracion y produccion,
seran quienes llevaran a cabo estas actividades por cuenta de la Nacion, por lo que deberan de contar
con mecanismos de medicién en puntos de transferencia de custodia que les permitan dar cuenta de sus
actividades de manera oportuna, precisa y transparente.

En ese contexto, la Medicién de Hidrocarburos en punto de transferencia de custodia, es entendida como
la cuantificacion del volumen o masa y determinacién de la calidad de los Hidrocarburos liquidos o
gaseosos mediante la cual se entregan operativamente los hidrocarburos transfiriendo su custodia, dicho
concepto cobra especial relevancia, ya que la misma se llevara a cabo por los asignatarios y
contratistas/operadores por cuenta y nombre de la Nacion, de tal suerte que es evidente la importancia
gue tiene este tipo de medicion para determinar las contraprestaciones de los asignatarios y de los
contratistas/operadores y de la propia Nacion. Consecuentemente, en un contexto meramente
recaudatorio, la Medicion de hidrocarburos en puntos de transferencia de custodia tiene como principal
propdsito cuantificar y determinar los ingresos que obtendréa el Estado.

No solo se considera la masa o volumen de los Hidrocarburos, sino también se considera la calidad de los
mismos, ya que éstos, deben entregarse a un tercero, asignatario o contratista como Hidrocarburos Netos
en los Puntos de Medicion de transferencia de custodia, en condiciones comercialmente aceptables en
cuanto a densidad API, contenido de agua y sedimentos, contenido de acido sulfhidrico , contenido de sal,
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contenido de azufre, humedad, poder calorifico, lo anterior, de acuerdo con las mejores practicas de la
Industria Petrolera, lo cual sera supervisado por la Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH). Entregar
los Hidrocarburos en las condiciones sefialadas en los Puntos de Medicion de Transferencia de Custodia
implica retos significativos para los Operadores petroleros, toda vez que éstos deberan realizar
importantes inversiones en infraestructura para el procesamiento, transporte y en equipos de Medicién
para que el aceite o gas natural que entreguen operativamente a un tercero en los puntos de medicion de
transferencia de custodia cumplan con los requerimientos minimos exigidos por los Lineamientos Técnicos
en Materia de Medicion de Hidrocarburos.

Si bien es cierto, la Ley de Hidrocarburos no establece expresamente obligaciones en materia de Medicién
en puntos de transferencia de custodia para los asignatarios y contratistas, pero si prevé gue estos
deberan de cumplir con la regulacion, lineamientos y disposiciones que emitan la CNH en materia de
medicion de hidrocarburos en puntos de transferencia de custodia. Por tal razén, la CNH esté facultada
para emitir la regulacion y supervisar el cumplimiento de las actividades en materia de Medicién de la
produccién de Hidrocarburos. Asi mismo, la Ley dispone que la instalacion y verificacion de los sistemas
de medicibn en puntos de transferencia de custodia deberan ser de acuerdo con estandares
internacionales y auditables por terceros con reconocida experiencia internacional. Luego entonces, la Ley
acota de manera expresa el alcance de la actuacion de la CNH en materia de Medicion, por lo que la CNH
no podré ir méas alla de lo que la misma ley le permita.

Por lo anterior, la CNH diciembre de 2017 emitio los “Lineamientos Técnicos en materia de Mediciéon de
Hidrocarburos”, obligatorios para todos los operadores petroleros.

En un concepto paralelo, la Ley de Ingresos sobre Hidrocarburos establece el régimen de los ingresos que
recibird el Estado Mexicano derivados de las actividades de Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos,
asi como de las contraprestaciones que se derivan de las Asignaciones y de los Contratos. Esta Ley, de
manera precisa define diversos conceptos vinculados con la Medicion de Hidrocarburos en Puntos de
Transferencia de Custodia, que sirven de base legal para para el célculo de las Contraprestaciones, los
procedimientos para determinarlas, asi como de los procedimientos de contabilidad y costos, previstos en
los anexos de los Contratos de Exploracion y Extraccion. Dichos procedimientos como el precio contractual
de los Condensados, Gas Natural y Aceite producidos en las areas contractuales, en délares de los
Estados Unidos de América por barril para Condensados y Aceite o en millones de BTU para el Gas
Natural, estan estrechamente vinculados con la Medicion en los Puntos de Transferencia de Custodia. En
este esquema dual existe una linea muy tenue entre la competencia de distintas autoridades, es decir,
hasta donde llegan las facultades de revision y supervision de la CNH y en dénde inician las atribuciones
de la Secretaria de Hacienda y Crédito Publico, e incluso del Servicio de Administracion Tributaria, para
realizar auditorias a los Operadores Petroleros.

Los Contratos estipulan diversas reglas para la Medicion de los Hidrocarburos y que deberan considerar
la programacion, transporte, almacenamiento, la Medicién y el monitoreo de los Hidrocarburos Netos
comercialmente aceptables y entregados en los Puntos de Medicion de Transferencia de Custodia. Otras
reglas se refieren a la instalacion, operacion, mantenimiento y calibracion de los sistemas de Medicion en
los puntos de transferencia de custodia, asi como registros, malfuncionamiento y reemplazo de dichos
sistemas. Notese que en todo momento la CNH tendra derecho de acceso a los sistemas 0 mecanismo
de medicion de los asignatarios y contratistas.

Un punto previsto en los Contratos es el relacionado con la Medicion de Hidrocarburos en puntos de
Transferencia de Custodia fuera de las areas contractuales y la posibilidad de celebrar acuerdos entre
operadores para el uso compartido de instalaciones, lo cual debera ser aprobado por la CNH. Este tema
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cobra particular relevancia para aquellos campos que no cuentan con la infraestructura adecuada para
transportar, procesar, almacenar e incluso medir los Hidrocarburos producidos.

Como se observa, las disposiciones legales y reglamentarias dan un marco general de referencia para las
actividades de Medicion, las cuales son desarrolladas y reguladas de manera mas amplia en los
Lineamientos y en cada uno de los Contratos de Exploracion y Extraccion de Hidrocarburos. Existen
diversas opiniones a favor y en contra de dicha regulacién, algunos consideran que el tema esta sobre
regulado, otros que debe ser mas flexible, y algunos mas que es necesario un esquema estricto que
garantice al Estado que efectivamente se mediran adecuadamente los Hidrocarburos en los puntos de
transferencia de custodia para que el Estado Mexicano obtenga los anhelados ingresos para el desarrollo
nacional a largo plazo.
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Capitulo 4 Transferencia de Custodia
4.1 Medicién para la Transferencia de Custodia

La transferencia de custodia se debe entender como el traspaso de la responsabilidad y el resguardo de
los hidrocarburos de un vendedor a un comprador en una operacion de compraventa, lo anterior quiere
decir que él (vendedor) es responsable de su manejo y su resguardo hasta que los hidrocarburos sean
vendidos, cuando esto sucede, ahora la responsabilidad y los derechos de resguardo recaen en el nuevo
duefio (comprador)

La Transferencia de Custodia, es la accion mediante la cual, en un punto de medicién el vendedor entrega
y el comprador recibe operativamente los hidrocarburos, transfiriendo la propiedad y a la vez su riesgo y
manejo. Incluye cantidad y calidad. El concepto de transferencia de Custodia, entonces, implica una serie
de estandares, regulaciones y certificaciones que garantizaran, a través de entes externos al fabricante
del equipo de medicion, o al comprador o vendedor del producto, que la medicién de hidrocarburos
realmente cumple con los niveles de precision, volumen y calidad requeridos para garantizar una
facturacion justa para ambas partes.

Debido a que el objetivo de la transferencia de custodia es intercambiar una cantidad de fluido (gas o
aceite) por una cantidad de dinero (Figura 115), es indispensable que la medicidon sea con la menor
incertidumbre posible, tomando en cuenta que el mensurando perfecto no existe y que hay un margen de
exactitud acordado entre el vendedor y comprador.

Q = $

En la transferencia de custodia
la medicion
de flujo es igual a dinero

L
Figura 115. Objetivo principal de la transferencia de custodia (E. Loy Upp, 2002)

Por supuesto, ningin medidor existente en la actualidad puede proporcionar mediciones tan precisas ya
gue siempre se presentan condiciones tanto de disefio u operacion que afectan su desempenio y calidad
de medida, por ello debe buscarse el medidor que mejor se adapte a las condiciones de operacion que se
tendran y proporcione la mayor precision y exactitud posible, permitiendo reducir las pérdidas econémicas
por errores e inexactitudes que aun cuando fuesen pequefias, al considerar los precios de mercado del
hidrocarburo y los volimenes manejados se tendrian grandes pérdidas monetarias.

Algunos medidores no pueden medir flujos bifasicos por lo tanto la separacion de las fases es un proceso
muy importante que se debe de llevar a cabo antes de la medicion para la transferencia de custodia.

Razones por las que se debe de llevar a cabo la separacién de fases antes de la medicion para la
transferencia de custodia:

» Las operaciones de medicién para la transferencia de custodia requieren que el fluido a ser
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comercializado se encuentre en una sola fase, ya que posteriormente el poseedor de los fluidos
lo enviara a plantas de proceso y/o tratamiento o bien lo comercializara nuevamente.

» Muchos de los medidores no pueden medir fluidos bifasicos ya que la presencia de gas en una
corriente de liquido puede ocasionar que se registren mayores volimenes de liquido del que en
realidad es medido.

» En campos de gas y aceite, donde no se cuenta con el equipo de separacion adecuado y ademas
el gas se quema, una cantidad considerable de aceite ligero que es arrastrado por el flujo de gas
también es quemado, ocasionando grandes pérdidas econdmicas para una futura medicion para la
transferencia de custodia, lo anterior si se considera que el aceite ligero es el de mas alto valor
comercial en la medicion para la transferencia de custodia.

» Aunque el gas se transporte a una cierta distancia para tratarlo, es conveniente eliminarle la mayor
cantidad de liquido, ya que puede ocasionar problemas, tales como: corrosion y abrasion del equipo
de transporte, aumento en las caidas de presion y reduccion en la capacidad de transporte de las
lineas.

» Mientras las cantidades variables de gas presentes durante la medicién de la fase liquida y las
cantidades variables de liquido existentes durante la medicion de la fase gaseosa son generalmente
pequefias, la presencia de dichas fases secundarias es la causa de que la mayoria de los medidores
informen un exceso de volumen manejado en la medicién de hidrocarburos y por ende una
incorrecta transferencia de custodia.

Los gases arrastrados o retenidos en el liquido generalmente causan que el elemento de medicién de flujo
primario reporte un gasto volumétrico en exceso y, cuando es aplicable, informan una densidad de liquido
menor, lo anterior ocasionando una incorrecta medicion para la transferencia de custodia. Dichos errores
de interpretacion del gasto de liquido generalmente son corregibles hasta conseguir un alto grado de
precision cuando se conoce la cantidad de gas arrastrado o retenido

4.2 Importancia de la Medicion de Hidrocarburos en Puntos de Transferencia de Custodia

La medicién de hidrocarburos (cuantificacion del volumen y determinacién de calidad de gas y aceite)
juega un papel fundamental dentro de la cadena de valor de la industria petrolera, si bien ésta no impacta
directamente en la explotacion, el cuantificar los volumenes de hidrocarburos con una confiabilidad y
exactitud adecuada complementa a la filosofia de operacién de manera correcta y rentable.

Para lograr esto, es necesario implementar a lo largo de toda la cadena de manejo de la produccion,
sistemas de medicion que deben ser localizados en puntos estratégicos del proceso, el cual, generalmente
podemos dividirlo en tres etapas: (1) produccion primaria, (2) acondicionamiento y transporte; asi como
(3) entrega a clientes (comunmente relacionado con la transferencia de custodia). Si bien, en cada una de
estas etapas, el objetivo principal, es: cuantificar los volumenes transportados; la finalidad de un sistema
de medicion en cada punto cumple con un propdsito distinto:

» Obtener los volumenes de produccion de los pozos-yacimientos-campos.
» Obtener los volumenes extraidos desde los pozos hasta llegar a puntos de entrega.

» Contabilizar adecuadamente los volimenes extraidos en los puntos de transferencia de custodia y
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venta para su transaccion comercial interna o externa.

» Obtener valores adecuados en la medicion fiscal para establecer los impuestos, regalias, pagos,
etc., como resultado de los volimenes comercializados.

» Obtener los volimenes de gas, aceite y condensado que se calculan como mermas o pérdidas; asi
como los volimenes de gas enviados a quemador.

Para ello, en la mayoria de los paises existen organismos reguladores que norman la incertidumbre de
medicidn, en México el organismo regulador es la Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH)

Porcentaje de Incertidumbre

Medicion Puntos de Transferencia  Transferencia de
Multifasica de Custodia Custodia No Fiscal
Gas+ 1% Gas N/A
+10%-20% Aceite +0.25% - 0.30% | Aceite + 0.25% - 1%

Tabla 7. Parametros de Incertidumbre considerados por el Departamento de Comercio e Industria del Reino Unido (CIPM, 2015 “Medicién de
Hidrocarburos en Puntos de Transferencia de Custodia”)

Los parametros de incertidumbre, son funcién de la complejidad de la corriente a medir (multifasicas o
monofasicas) y de las repercusiones que implica una adecuada medicion en cada punto de transferencia
de custodia o de venta, debido a que la entidad responsable de los volumenes va cambiando y por esta
razén estos puntos deben contar con instalaciones o equipo de medicién y la tecnologia adecuada basada
en estandares internacionales; asi como normatividades locales; con el propdésito de tener la menor
incertidumbre posible. De acuerdo con los organismos reguladores de medicién, esta incertidumbre debe
ser entendida no sélo como un margen de error asociado instrumento de medicion en si, ya que esta
relacionada con la precisién de los dispositivos de medicion, a la calibracion de los mismo y a las
condiciones variables de operacion, entre otros.

4.3 Tecnologias de Medicion de corrientes de hidrocarburos en puntos de transferencia de
custodia.

Como ya se menciond en capitulos anteriores, las instalaciones de medicion se clasifican en funcion de
los fluidos medidos (multifasicos 0 monoféasicos), intrusivos o0 no intrusivos (si requieren de un elemento
dentro de la tuberia), masicos o volumétricos (cuando el principio de medicién es la densidad de los fluidos
o el volumen) y dependiendo del lugar o punto de medicion. Dentro de la industria petrolera existen una
gran gama de medidores de flujo, sin embargo, muchos de éstos no son adecuados para implementarse
en los sistemas de medicion de puntos de transferencia de custodia. En general, cinco tecnologias, son
utilizadas a nivel nacional e internacional en puntos de transferencia de custodia donde el termino medicion
de corrientes de hidrocarburos, es un sinénimo de dinero.
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La tecnologia de medidores de presion diferencial es la méas antigua del mercado, misma que fue estudiada
y aprobada en 1930 por la American Gas Association (AGA) y publicada en el reporte AGA-1 para
medidores de presién con placa de orificio para aplicacion en puntos de transferencia de custodia. Puede
operar en ambientes y temperaturas extremas con un alto potencial de generacién de registros.

En 1981 los medidores de turbina fueron publicados en el reporte AGA-7 y durante la década de los
noventas remplazaron un gran porcentaje de los medidores de placa de orificio, los medidores de turbina
presentan un potencial grande de generacién de registros y son aplicados también en puntos de
transferencia de custodia para liquidos totalmente estabilizados, es decir, sin emanacion de gases a
condicion de flujo/medicion.

Los medidores de desplazamiento positivo tienen una mayor aceptacion en lineas de diametros pequefios
y menos a 10 pulgadas, presentan muy bajas incertidumbres en gastos bajos y su mecanismo operativo
consiste en generar una caida de presion en sus partes maoviles.

Actualmente existen en el mercado dos tecnologias usadas para puntos de transferencia de custodia y
fiscalizacion: medidores ultrasénicos y tipo Coriolis.

Los medidores ultrasonicos son de tipo volumétrico, miden la velocidad del gas o liquido a través de
transductores que emiten sefales al tubo y fluidos, registrando el tiempo de transito en diferentes puntos
y con ello determinar la velocidad promedio. El gasto es obtenido multiplicando dicha velocidad por el area
de seccion transversal (Q = AV). Sus principales ventajas son que no generan una caida de presion y que
no tiene partes moviles, ademas puede manejar un amplio rango de diametros de tuberia (2 a 24
pulgadas.). Fue aprobado en 1998 por “AGA” y puede utilizarse en corrientes estabilizadas de liquido o
gases, aplicado en puntos de transferencia de custodia, fiscales, refinerias y puntos de venta.

Adicionalmente, otro sistema que es usado para determinar mediciones de transferencia de custodia y
fiscal, el de tipo Coriolis. A diferencia de los equipos anteriormente descritos, éste mide el flujo masico
directamente, a través del desplazamiento de los fluidos, dos tubos semi-curvos generan un efecto de
oscilacion (Efecto de Coriolis), la frecuencia con que dicho fendbmeno sucede es cuantificado y
correlacionado directamente con la masa. Estos sistemas fueron introducidos comercialmente en 1970,
pero en el afio 2002 cuando el American Petroleum Institute (API) aprobd su uso en punto de transferencia
de custodia y fiscal (API Capitulo 5.6). Su rango de aplicacion va de 1/14 de pulgada a 16 pulgadas de
didmetro de tuberia, no se recomienda su uso en lineas mayores a 16 pulgadas

Recomendacion de sistemas de Medicién para puntos
de Transferencia de Custodia Fiscal y no Fiscal
Tecnologia de Medicion Diametro Tipo de Fluido

Recomendado Medido
Presion Diferencial Diametro de Linea Gas
>12"
Medidores de Tipo Didmetro de Linea Gas
Volumétricos <12"
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Masico (Coriolis) Didmetro de Linea Aceite
<12"

Velocidad (Ultrasénico) Didametro de Linea Aceite
>12"

Tabla 8. Recomendaciones de Sistemas de Medicién (CIPM, 2015 “Medicién de Hidrocarburos en Puntos de Transferencia de Custodia”)

Un proceso de medicidon adecuado en los puntos de transferencia de custodia requiere mas que soélo un
medidor en Optimas condiciones; por eso, adicionalmente existen componentes criticos dentro de los
sistemas de medicion:

» Por capacidad de flujo, se instalan trenes de medicidn en paralelo, este arreglo permite tener dos trenes
de medicion en operacion y uno en espera.

> Registradores de presion y temperatura.
» Computadores de Flujo.
» Calidad de la Medicion.

o Sistemas Cromatograficos en linea para gases.

o Sistemas de muestro de liquidos y monitoreo del agua.
» Calibraciones en sitio (con probadores y/o medidores maestros).
» Sistemas de Automatizacion.
Para mantener un correcto funcionamiento de las instalaciones de medicidn, es importante realizar
programas continuos de inspeccion a los elementos del sistema, si las condiciones de éste llegan a variar
serd vital realizar los procedimientos de calibracién del fabricante. Comunmente, se dispone de
probadores en sitio que permiten calibrar el medidor maestro y éste a su vez permite calibrar los medidores
secundarios. Los instrumentos y patrones de medida deberan estar calibrados y la frecuencia de dicha
calibracion estara en funcion de las especificaciones del fabricante, tipo de proceso de medicién y
estandares referidos en el Anexo Il de los Lineamientos Técnicos en Materia de Medicion de
Hidrocarburos. Por lo general los transmisores de presion y temperatura se calibran cada afo, los
medidores de flujo se calibran semanalmente y los probadores maestros o patrones de medida se calibran

cada 2 anos.

4.4 Transferencia de Custodia

En términos generales, los puntos de medicion pueden ser:

» No Fiscalizables: Tal y como la medicion operacional realizada en campo, sin propésito de
transferencia (entrega de hidrocarburos a un tercero) o la medicidbn de referencia, para uso y
comparacién con datos procedentes de otros sistemas de medicion con menor incertidumbre de
medida, cuya finalidad es establecer los principios de como determinar los valores producidos.

152



> Fiscales: Consideran la medicion en el punto de venta e implica propésitos de transferencia o entrega
de hidrocarburos a un tercero, a otro operador petrolero, o la integracion al sistema de transporte o de
almacenamiento, segun corresponda, asi entre éstos y el punto de medicion.

Se define el término “transferencia de custodia”, como el traspaso de responsabilidad de los volumenes
transportados o almacenados de un organismo a otro o incluso a un comprador, por lo que cualquier
perdida o ganancia, es responsabilidad directa de quien traspasa y recibe el producto medido
(hidrocarburos).

Debido a que la custodia del producto (hidrocarburos) pasa por muchos actores involucrados en la cadena
de valor de la industria petrolera, se pueden identificar los principales puntos de transferencia en las
siguientes etapas del manejo de corrientes de hidrocarburos:

» Cambio de responsable de la custodia del producto de un organismo a otro en el mismo oleoducto,
gasoducto u oleo-gasoducto.

Recepcion del producto en una instalacién de almacenamiento (central de deshidratacién o refinacion)
Inyeccion de alguna corriente de hidrocarburos al oleoducto, gasoducto u oleo-gasoducto.

Entrega de aceite crudo en instalaciones para transferencia directa.

YV WV VYV V¥V

Entrega del producto final (refinado) en instalaciones de almacenamiento para venta.

La importancia de medir en la etapa de explotacion, donde se recolecta la produccion proveniente de los
pozos es indispensable para poder cuantificar los volimenes de produccién dado que ello, servira como
un indicativo del comportamiento productivo para establecer estrategias de optimizacion, mantenimiento
o reparacion de las instalaciones y/o pozos; sin embargo, estas mediciones no son usadas para efectos
de transferencia de custodia fiscales, debido a que su rango de incertidumbre es alto (+10%-20% para gas
y aceite) de acuerdo con el Departamento de Comercio e Industria del Reino Unido (DTl U.K)),
posteriormente las corrientes de hidrocarburos se envian a proceso de separacion gas-aceite-agua, donde
se realiza la medicion operacional, con una incertidumbre menor a la realizada a boca de pozo y
finalmente, en los puntos de venta o de transferencia de custodia, se realiza la medicion fiscal o
fiscalizable, con incertidumbre de 0.25%-0.30% en la medicion de aceite y de 1% en la medicién de gas
(DTI U.K.).

En todos los casos (puntos de medicion fiscales o no fiscales), se deben tener presente que un producto
gue no esté bien cuantificado no podra ser util en un balance de produccién; por lo tanto, es necesario
mantener incertidumbres bajas.

Cuantificar voliumenes de hidrocarburos con incertidumbres bajas, de forma continua, representa un reto
dado que las corrientes de fluidos son transportadas como flujo multifasico; para ello en México, se han
establecido programas y lineamientos de implementacion de sistemas de mediciones fijas, tomando como
experiencias de referencia paises que producen aceites pesados.

Estos, tienen como objetivo establecer las directrices y estrategias para asegurar una efectiva
administracion de los sistemas de medicion utilizados en la cuantificacion de volumen de los hidrocarburos
y sustentar, la confiabilidad de sus mediciones, desde las instalaciones de produccion hasta los puntos de
entrega-recepcion, traspasos y despacho en Asignaciones y Areas Contractuales; ademéas de mantener
el desarrollo de la cultura metrolégica en todo el personal de Asignaciones y Areas Contractuales
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relacionado con el proceso de medicién para cuantificar el volumen de los hidrocarburos; manteniendo
actualizados sus conocimientos de acuerdo a la nuevas tecnologias.

En el caso de localizaciones remotas de dificil acceso, Petrdleos Mexicanos (PEMEX) y Operadores
Petroleros (Privados) en conjunto han disefiado equipos de bajo mantenimiento, dichos equipos constan
de un separador portatil (horizontal o vertical), un medidor Coriolis para la medicion de liquidos y un
sistema de medicion de placa de orificio para la corriente de gas, adicionalmente de poseer un sistema de
medicion de diferentes variables (flujo acumulado, temperatura, densidad, masa y corte de agua). Asi
mismo, Pemex Exploracion y Produccién ha disefiado e instalado sistemas de medicion para transferencia
de custodia dentro de estaciones de estabilizacion de hidrocarburos, cuya funcion principal es cuantificar
el volumen de liquidos y gas.

La transferencia de custodia es la base de un abanico de transacciones comerciales, por ende, para el
caso de corrientes de hidrocarburos, es vital la toma de mediciones de volumen con una minima
incertidumbre y un adecuado manejo en el ducto y tanques de almacenamiento.

De acuerdo con el Centro Nacional de Metrologia (CENAM), los sistemas de medicion de hidrocarburos
son como las cajas registradoras de una empresa o pais, Si esta caja registradora esta mal calibrada
(presenta una incertidumbre alta), afecta sin duda la equidad de la transaccién de alguna de las partes
interesadas, llamese comprador, vendedor o recaudador de impuestos.

Por ejemplo: en una linea de transporte donde existe un punto de transferencia de custodia que maneje
100,000 bpd de aceite, un error de incertidumbre de +0.4% con un precio por barril de 35 ddlares,
repercutiria en una diferencia econémica de 14, 000 USD diarios, y por un afio dicho error de +0.4%
generaria una merma de 5.11 millones de dolares americanos.

Una medicion con altos rangos de incertidumbre en los puntos de medicién puede ser considerablemente
costosa. Es por ello que, en la mayoria de los paises petroleros estos puntos son regulados y auditados
por entidades gubernamentales e influenciados por instituciones y estandares internacionales como son
la American Petroleum Institute (API), American Gas Association (AGA), US National Institute for Standars
and Technology (NIST) y en México por la Secretaria de Energia (SENER), la Comisién Nacional de
Hidrocarburos (CNH), Petréleos Mexicanos, Exploracién y Produccion (PEP) y el Centro Nacional de
Metrologia (CENAM).

Es ampliamente recomendable que en la industria petrolera, se determine la cantidad de volimenes de
fluidos no asociados a los hidrocarburos; ya que éstos también determinaran la cantidad final que se pague
por lo volimenes finales de hidrocarburos comercializados; asi como hacer uso de sistemas de
automatizacion, control y monitoreo en linea continuo de corrientes de gas y aceite (incluido el gas enviado
a quemador); con el propésito de aprovechar las diferentes tecnologias de informacién para tener en
tiempo y en forma la informacién generada en procesos de medicion en linea. Ademas, es necesario
mantener un diagnostico continuo de los principales sistemas de medicion de flujo de hidrocarburos a la
largo de la cadena de valor, con el propésito de que todos los involucrados en la medicién fiscal o no fiscal,
establezcan y ejecuten programas necesarios y favorables para cumplir con las metas de la industria
petrolera nacional.
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Conclusion

La medicién de hidrocarburos en instalaciones superficiales se lleva a cabo por medio de una gran
cantidad de instrumentos y mecanismos de medicion. En el caso de los medidores es conveniente tomar
en cuenta el estado de movimiento en el que se encuentra el fluido, ya que no se utilizan los mismos
instrumentos y mecanismos de medicion para medir una corriente en movimiento que los utilizados para
medir fluidos estaticos contenidos en un almacén. De igual forma se debe tomar en cuenta el nimero vy el
tipo de fases contenidas en el flujo. Es importante considerar el pardmetro que mide el medidor en cuestion
ya que pueden cuantificar la magnitud del gasto volumétrico o la magnitud del gasto masico, si bien es
posible asociar ambas magnitudes por medio del valor de la densidad, es importante identificar el patrén
gue es necesario conocer para implementar el mecanismo de medicion mas adecuado.

De igual forma, una vez determinado el tipo de medicidn que se requiere realizar en funcion de los
parametros anteriores, es indispensable considerar las propiedades del fluido, asi como las condiciones a
las que estara sometido el medidor para poder elegir el mas adecuado para el fluido en cuestion tomando
en cuenta que para conseguir los valores de incertidumbre requeridos y adecuados en la medicion de
hidrocarburos, son requeridas instalaciones dedicadas a la separacion de cada una de las fases y de
procesamiento de los hidrocarburos.

Se concluye que la Medicién de Hidrocarburos en Puntos de Transferencia de Custodia es considerada la
caja registradora de la Industria Petrolera, toda vez que la misma cuantifica el volumen o masa y calidad
de los hidrocarburos (aceite, gas y condensados) que se realiza en el punto donde el operador petrolero
(asignatario o contratista) entrega operativamente los hidrocarburos transfiriendo su custodia a un tercero
o inclusive a otro operador petrolero, o se integran al sistema de transporte o de almacenamiento, segun
corresponda al amparo de un contrato o de una asignacion, sin olvidar, que la medicion de hidrocarburos
en puntos de transferencia de custodia nos permite determinar los ingresos con los que contard el Estado
Mexicano por la produccion de sus hidrocarburos.

No solo se considera la masa o volumen de los Hidrocarburos, sino también se considera la calidad de los
mismos, ya que éstos, deben entregarse a un tercero, asignatario o contratista como Hidrocarburos Netos
en los Puntos de Medicion de Transferencia de Custodia, en condiciones comercialmente aceptables en
cuanto a densidad API, contenido de agua y sedimentos, contenido de acido sulfhidrico , contenido de sal,
contenido de azufre, humedad, poder calorifico, lo anterior, de acuerdo con las mejores practicas de la
Industria Petrolera, lo cual serd supervisado por la Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH) con base
en los Lineamientos Técnicos en Materia de Medicion de Hidrocarburos

La razon de ser de la Medicion de Hidrocarburos en puntos de Transferencia de Custodia es intercambiar
una cantidad de fluido (gas o aceite) por una cantidad de dinero, es indispensable que la medicién sea
con la menor incertidumbre posible, tomando en cuenta que el mensurando perfecto no existe y que hay
un margen de exactitud acordado entre el vendedor y comprador y que incluso, un pequefio error operativo
durante la Transferencia de Custodia tiene un gran impacto financiero.

Los sistemas o0 mecanismos de medicion de hidrocarburos generalmente consisten en medidores de flujo,
transmisores de presion y temperatura, cromatografos en linea para el andlisis de la calidad del gas,
equipos de muestreo para el andlisis de la calidad del aceite y, opcionalmente, otros dispositivos de campo
gue se instalan en una tuberia aguas arriba y aguas abajo cerca del punto donde se llevara a cabo la
transferencia de custodia y se conectan a un computador de flujo
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El computador de flujo mide todas las sefiales de campo y lleva a cabo célculos por medio de algoritmos
para determinar la cantidad de aceite 0 gas que se entrega en los puntos de transferencia de custodia,
tomando en cuenta las mejores practicas internacionales, almacena todos los datos relevantes y entrega
varios informes, por lo anterior, los mecanismos de medicion en los puntos de transferencia de custodia
se consideran la caja registradora de la industria petrolera, en ese contexto, todos los aspectos de la caja
registradora (computador de flujo) son importantes porque estan implicados grandes volumenes de aceite
y gas, de los cuales, incluso el error mas pequefio de medicion, errores humanos, equipos de medicidn
calibrados incorrectamente, instrumentos de medicion inexactos o de bajo costo, computadores de flujo
con algoritmos incorrectos e inclusive la eleccion incorrecta del medidor de flujo para determinar la
cantidad (volumen) de una corriente de aceite 0 gas generara un impacto econémico negativo en los
puntos de medicion de transferencia de custodia.
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Recomendaciones

No es posible realizar mediciones de manera directa en el yacimiento, por lo cual, para conocer el
yacimiento son necesarios estudios complejos y elaborados que proporcionen un estimado de flujos
masicos y volumétricos por medio de modelos matematicos que permitiran realizar estimaciones cuya
exactitud estara en funcion de la cantidad de informacidn con la que se cuenta sobre las caracteristicas
del comportamiento del yacimiento y el flujo de fluidos a través del medio poroso.

La medicion de hidrocarburos en las instalaciones superficiales puede ser llevada a cabo por medio de
una gran cantidad de herramientas por medio de dispositivos fisicos e instrumentos de medicién. En el
caso de los medidores se recomienda considerar el estado de movimiento en el que se encuentra el fluido
0 los hidrocarburos; no se utilizan los mismos instrumentos para medir una corriente en movimiento
(medicion dindmica) que los utilizados para medir fluidos estaticos contenidos en un tanque de
almacenamiento. También se debe tomar en cuenta el nUmero y el tipo de fases contenidas en el flujo ya
gue puede ser medicidn de flujo multifasica o monoféasica.

La medicion de flujo multifasica es compleja y tiene sus limitantes, por lo cual una de las limitantes de la
medicion de flujo multifasica es su alta incertidumbre en comparacion con la medicion monofasica, la razon
principal de esto, comparada con la de un medidor de flujo monofasico de una sola fase, es que los
medidores de flujo multifasico miden fluidos sin procesar y mas complejos que los que miden aquellos de
una sola fase y debido a la alta incertidumbre que conlleva el proceso, no se recomienda la medicién de
flujo multifasico en procesos de transferencia de custodia. Actualmente la medicion en puntos de
transferencia de custodia so6lo se hace en una fase (gas o0 aceite), a menos que exista una tecnologia de
medicion multifasica que cumpla con el +/-0.30% de incertidumbre en liquidos y con el +/-1.0% de
incertidumbre para gases, que eso aun no existe. Por lo anterior es sumamente recomendable tener
presente que los principales puntos de medicion en superficie son, medicion fiscal, medicion de referencia,
medicién operacional y medicion de transferencia de custodia.

En la eleccion de un mecanismo o sistema de medicién de flujo para corrientes monofasicas se
recomienda elegir el mecanismo de medicidbn mas simple y econémico que brinde la mayor exactitud
posible, Rangeabilidad, Repetibilidad, Reproductibilidad, Linealidad y Trazabilidad deseada y que cumpla
con las especificaciones y caracteristicas del entorno del trabajo y las caracteristicas de los fluidos que
seran medidos y transportados.

Es indispensable que la medicion de hidrocarburos en puntos de transferencia de custodia sea con la
menor incertidumbre posible (+/-0.30% de incertidumbre en liquidos y +/-1.0% de incertidumbre para
gases), tomando en cuenta que el mensurando perfecto no existe y que hay un margen de exactitud
acordado entre el vendedor y comprador. Por lo anterior, hay que tomar en cuenta, que las operaciones
de medicién para la transferencia de custodia requieren que el fluido a ser comercializado se encuentre
en una sola fase (monofasico).

Para la medicion de Hidrocarburos en puntos de transferencia de custodia, es recomendable que los
hidrocarburos se entreguen operativamente a un tercero, asignatario o contratista como Hidrocarburos
Netos en los Puntos de Medicion de Transferencia de Custodia, en condiciones comercialmente
aceptables en cuanto a densidad API, contenido de agua y sedimentos, contenido de &cido sulfhidrico ,
contenido de sal, contenido de azufre, humedad, poder calorifico, ya que por medio de la medicion de
hidrocarburos en puntos de transferencia de custodia el estado Mexicano contara con ingresos
econdmicos para su desarrollo por la produccion de sus hidrocarburo
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