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RESUMEN

Uno de los problemas mas grave, en la industria de los hidrocarburos, es la corrosion
de las tuberias, tanto interna como externa; generada principalmente por dos agentes
como lo son el dioxido de carbono (CO,) y el sulfuro de hidrogeno (H,S), en
presencia de agua y adicionales lo son: temperatura, presion y sedimentos; puesto que
esta asociado generalmente a dafios y deterioro de las mismas; afectando la seguridad
humana y ambiental e incidiendo perjudicialmente en la economia. E1 Area Mayor de
Anaco y el Area Mayor Oficina no escapan de este flagelo. Es por ello, que se realizo
este estudio, donde se evalua la potencialidad corrosiva interna de las nuevas
localizaciones de pozos productores previstas dentro del plan de explotacion de
PDVSA Gas Anaco.

Principalmente, se investigd sobre el historico de fallas en tuberias de
produccion en una poblacidon por campos, atribuidos a mecanismos de corrosion
interna, de los cuales era una poblacion de 69 pozos que presentaban fallas, 48
fallaron por corrosion y el resto por diferentes tipos de mecanismos, y se fueron
desglosando de acuerdo al area, campo y arena, de los cuales quedaron 11 pozos del
Area Mayor Oficina (AMO), del campo Mata R, a los cuales se les realizé anélisis
nodal en el simulador PIPESIM, del cual se obtuvo perfiles de presion, temperatura y
velocidades superficiales de flujo, para luego calcularle la velocidad de corrosion a
cada uno de estos pozos, cabe destacar que solo se le realizo este estudio a 4 pozos,
debido a que el resto no poseian la informacion requerida. También se le realizaron
envolventes a estos pozos para asi saber en qué lugar de la tuberia, se presenta la
condensacion del gas presente en estos pozos, para asi solventar que ocurra la
corrosion.

Se realizaron estimaciones de la potencialidad corrosiva de acuerdo a
correlaciones y criterios existentes, requiriendo para ello datos de la composicion
fisicoquimica de los fluidos, simulacion hidraulica a lo largo de la tuberia de
produccion y disefio mecanico de la sarta de produccion (didmetro de tuberia y

espesores).
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El andlisis del potencial corrosivo interno de la tuberia de produccion del
Campo Zapatos (Arena R3 y S3S) y del Campo Aguasay (Arena R2U, M y TU),
determiné que las velocidades de corrosion por CO, del acero al carbono para
diferentes didmetros de reductores de 3/8”, 1/2” y 3/4” sugieren la instalacion de
tuberia de aceros especiales.

Se establecié una jerarquizacidon por campo y yacimientos productores a
partir de las velocidades de corrosion estimadas anteriormente. Quedando como la
arena mas critica del campo Zapato, la arena S3S/YAC: ZM-304 la cual arrojo6 el
mayor valor de velocidad de corrosion.

De acuerdo a la jerarquizacion obtenida anteriormente, se establecieron
estrategias para el control de corrosion interna. De acuerdo a la profundidad en la cual
se presentd la mayor problematica, siendo esta a profundidades entre los 0-6.000 pies,
tomando en cuenta estos pardmetros se elaboraron disefios para el control de
corrosion interna, los cuales fueron el uso de tuberia de 13 % cromo, tuberia de 3 %
cromo, revestimientos e inyeccion continua de inhibidores de corrosion.. En tal
sentido se recomienda recompletar el pozo con tuberia de 2-7/8” con acero inoxidable
13% cromo desde la superficie hasta 6.000 pies como minimo de longitud.

Por lo tanto a estos disefios se les realiz0, una debida estimacion de los
costos por concepto de procura, instalacion y mantenimiento de estas opciones para el
control de corrosion interna, para asi saber cudl de estas estrategias es mas factible
desde el punto de vista econdmico.

Dada las cantidades minimas de H,S presentes en el pozo, no se prevé

problemas de corrosion por H,S durante el proceso de produccion.
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CAPITULO |

INTRODUCCION

El gas ha pasado a ocupar un importante espacio en el escenario energético mundial,
con un crecimiento continuo de la demanda. Venezuela est4 considerada como una de
las naciones mas importantes como potencial suplidor de energia gasifera por sus
cuantiosas reservas de gas, su ventajosa posicion geografica e importancia
geopolitica, constituyendo una de las cinco grandes areas de atraccion gasifera del
mundo ademas de: Rusia, Medio Oriente, Norte de Africa, Norteamérica,
conjuntamente con Trinidad y Bolivia. En Suramérica. Petréleos de Venezuela S. A.
Gas (PDVSA GAS), empresa filial de Petroleos de Venezuela S. A., integrada a la
Division de Manufactura y Mercadeo es la responsable de impulsar el negocio del gas
natural en el pais, para lo cual desarrolla las actividades de procesamiento,
produccion, transporte, y distribucion del mismo con otras empresas, para su
colocacion y venta. Entre sus distritos operacionales se encuentra el Distrito Anaco,
conocido como el éarea operacional por excelencia en cuanto a actividades de
exploracion, perforacion, explotacion, produccion y transporte de gas, debido a que el
70% de la produccion total de gas necesario para abastecer el sector industrial es
producido en dicha regién; por tal razon fue elevado a centro gasifero del pais.
Debido a la explotacion continua, las caracteristicas fisicoquimica del gas
que se extrae, se han visualizado cambios de la calidad del gas producido, asi como
también incrementos en la formacion y arrastre de liquidos. Estos cambios
comprenden incrementos de sulfuro de hidrégeno (H,S), dioxido de carbono (CO;) y
agua (H,O) en las corrientes, lo que produce un impacto en el sistema de recoleccion

de los campos e incide directamente en la integridad de las tuberias y equipos.
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Por ello, que el objetivo principal de este estudio es la evaluacion de la
potencialidad corrosiva interna de las nuevas localizaciones de pozos productores
previstas dentro del plan de explotacion de PDVSA Gas Anaco; para lo cual se
investig6 el histérico de fallas en tuberias de produccidon por campos que eran
atribuidos a mecanismos de corrosion interna, a fin de determinar la problematica
existente, luego se estim6 la potencialidad corrosiva interna en las tuberias de
produccion de las localizaciones previstas considerando criterios existentes, para
luego jerarquizar estas localizaciones de pozos productores de acuerdo a la
potencialidad corrosiva interna que presentaron, se establecieron disefios mecanicos
considerando estrategias para el control de corrosion interna, tales como inyeccion de
inhibidores de corrosion, tuberia de 13% cromos y de menores aleaciones (3%
cromos) y revestimientos, por ultimo se estimaron costos asociados a la inversion
inicial en funcion de las opciones disponibles para el control de corrosion interna de

la zona de estudio.
1.1 Planteamiento del problema

PDVSA, es la corporacion estatal de la Republica Bolivariana de Venezuela que se
encarga de la exploracion, perforacion, explotacion produccion, manufactura,
transporte y mercadeo de hidrocarburos liquidos y gaseosos, de manera eficiente,
rentable, segura, transparente y comprometida con la proteccion ambiental.
Por resolucion de la Junta Directiva de Petroleos de Venezuela S. A., en el ano
1999 se acordd la reestructuracion de PDVSA, con la inclusion de PDVSA Gas como
Filial para la extraccidon, produccion, manejo y comercializaciéon del gas y sus
liquidos. A partir de alli, el anteriormente llamado Distrito Anaco pasa a ser PDVSA
Gas Anaco cambiando su filosofia de operacion de productor de crudo a gas.
Por su parte PDVSA Gas Anaco, es considerado como “El corazén gasifero
de Venezuela” en el ambito nacional, se encuentra ubicado en la parte central del
estado Anzoategui abarcando parte del estado Monagas y Guarico, con un area

aproximada de 13.400 Km? conformado por dos extensas areas de explotacion, la
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primera denominada Area Mayor Anaco ubicada en la parte Norte de la zona central
del estado Anzoategui con un area de 3.160 Km® y Area Mayor Oficina ubicada en la
parte Sur con un area de 10.240 Km®.

Debido a las caracteristicas fisicoquimicas del gas que se extrae, con altas
concentraciones de agentes corrosivos en presencia de agua, tales con el dioxido de
carbono (CO;), sulfuro de hidrégeno (H,S), cloruros (Cl), las instalaciones
construidas en su mayoria por aceros al carbono son susceptibles a los fendmenos de
corrosion.

La corrosién es la destruccion de un material por interaccién quimica,
electroquimica o metalairgica entre el medio y el material. Generalmente, es lenta
pero de caracter persistente. Su principal causa es la inestabilidad de los metales en
sus formas refinadas; los mismos tienden a volver a sus estados originales (estado
termodinamico estable) a través de los procesos de corrosion. P!

Los pozos productores de PDVSA Produccion Gas Anaco no estan exentos
de estos fenomenos desde el fondo hasta la superficie. Es por ello que para efecto de
este trabajo de investigacion se va a visualizar los pozos productores planificados
dentro del plan de explotacion del Area Mayor Oficina previsto a ejecutarse en el afio
2011, para estimar su potencialidad corrosiva y con ello establecer los disefios
mecanicos de la sarta de produccion, para su control.

La importancia de este trabajo radica en contar con una proyeccion de la
inversion requerida para el control de corrosion en las tuberias de produccion de los
pozos previstos a incorporar en el ano 2011, asi como también, incorporar disefio
mecanico que minimice el efecto de degradacion interna en el periodo de vida util

previsto en 20 afios.
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1.2 Objetivos
1.2.1 Objetivo General

Evaluar el indice de corrosividad interna de las nuevas localizaciones de
pozos productores previstas dentro del plan de explotacion de PDVSA

Gas Anaco en el afio 2011.
1.2.2 Objetivos Especificos

1. Investigar historico de fallas en tuberias de produccion por campos que

sean atribuidos a mecanismos de corrosion interna.

2. Estimar la potencialidad corrosiva interna en las tuberias de produccioén de las

localizaciones previstas considerando criterios existentes.

3. Jerarquizar las nuevas localizaciones de pozos productores de acuerdo a la

potencialidad corrosiva interna.

4. Establecer los disefios mecdnicos considerando estrategias para el

control de corrosidn interna.

5. Estimar costos asociados a la inversion inicial en funcién de las

opciones disponibles para el control de corrosion interna.
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CAPITULO 11

DESCRIPCION DEL AREA EN ESTUDIO

2.1 Ubicacién de la Cuenca Oriental de Venezuela

La Cuenca Oriental de Venezuela es una depresion topografica y estructural ubicada
en la regién centro-este del pais, con una longitud de 800 Km de extension,
aproximadamente en direccion Oeste-Este y 200 Km de ancho de Norte a Sur, a
través de los estados Guarico, Anzoategui, Monagas y Delta Amacuro, llegando a
extenderse hasta la Plataforma Deltana y Sur de Trinidad. Est4 limitada al Norte por
el Cinturébn Movil de la Serrania del Interior Central y Oriental; al Sur por el Rio
Orinoco, desde la desembocadura del Rio Arauca hacia el Este hasta Boca Grande,
siguiendo de modo aproximado el borde septentrional del Craton de Guayana; al Este
de la cuenca contintia por debajo del Golfo de Paria, incluyendo la parte situada al
Sur de la Cordillera Septentrional de la Isla de Trinidad y se hunde en el Atlantico al
Este de la costa del Delta del Orinoco, y al Oeste, limita con el levantamiento de El

Baul y su conexion con el Craton de Guayana, que sigue aproximadamente el curso
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de los rios Portuguesa y Pao, como se observa en la Figura 2.1. !

Figura 2.1 Cuencas Petroliferas de Venezuela.

Topograficamente se caracteriza por extensas llanuras y un area de mesas
que comprende los Estados Anzoategui y Monagas. Su superficie abarca 164.000
Km? y 20.000 pies de sedimentos paleozoicos, cretacicos y terciarios entre cadenas
montafiosas situadas al Norte del Escudo de Guayana como limite Sur. La cuenca
actual es asimétrica, con el flanco sur inclinado ligeramente hacia el Norte, y un
flanco Norte mas tectonizado y con mayores buzamientos, conectados a la zona
plegada y fallada que constituye el flanco meridional de las cordilleras que limitan la
cuenca hacia el Norte. Toda la cuenca se inclina hacia el Este, de manera que su parte
mas profunda se encuentra al Noreste, hacia Trinidad, donde se estima que pudieron
acumularse unos 40.000 pies de sedimentos. Basiandose en sus caracteristicas
sedimentoldgicas, tectonicas y estratigraficas se subdivide en tres subcuencas, a
saber: subcuenca de Guarico, subcuenca de Maturin y subcuenca de Paria.

Es la segunda cuenca petrolifera mas importante de Venezuela en cuanto a
reservas petroliferas, precedida por la Cuenca del Lago de Maracaibo. Si se afiaden a
estos recursos las reservas estimadas para su parte meridional o Faja Petrolifera del
Orinoco, pasaria a ser la cuenca de mayores recursos petroliferos de América del Sur.
Mide aproximadamente 200 km. de ancho en sentido Norte-Sur y unos 800 km. de
longitud en sentido Este-Oeste. La columna de la Cuenca Oriental de Venezuela es el
resultado de extensos ciclos de transgresiones y regresiones que ocurrieron a partir
del Cretaceo Inferior. Estos ciclos fueron interrumpidos por los eventos tectonicos
ocurridos durante el Mioceno Medio que originaron una secuencia, Cretaceo-
Terciario Inferior altamente deformada, sobre las cuales se depositaron, después de
un largo proceso de erosion, las unidades post-orogénicas en un periodo de mayor

estabilidad tectonica.
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El proceso evolutivo sedimentario de la Cuenca Oriental de Venezuela se
sitia desde el Devono- Carbonifero (Gonzdlez de Juana et, 1980), hace unos 350
millones de afios. Durante este periodo se reconocen tres periodos sedimentarios
separados: el primero corresponde al Paleozoico medio- tardio y tardio, el segundo
comienza en el Cretacico medio y se hace regresivo durante el Terciario temprano, y
el tercero, se desarrolld durante el Terciario tardio y fue definitivo para la
configuracién de la cuenca petrolifera en su estado actual. Ellos tienen lugar entre
periodos principales de orogénesis y después de largos de erosion, cuando las aguas

transgredieron sobre tierras previamente pleniplanadas.
2.2 Ubicacion geogréfica y caracteristicas geoldgicas del Distrito Anaco

Ubicado en la Cuenca Oriental de Venezuela, Subcuenca de Maturin; en la parte
central del estado Anzoategui, abarcando parte del Estado Monagas y Guarico, desde
el corrimiento frontal de la Serrania del Interior en el Norte hasta el corrimiento de
Anaco en el Sur; termina al Este en el sistema de fallas de Urica, y su final occidental
se coloca 30 Km al Oeste del limite entre los estados Anzoategui y Gudrico. Posee
un 4rea aproximada de 13.400 km”. Es un distrito importante, ya que cuenta con
yacimientos de hidrocarburos medianos, livianos y gas condensado, asi como también
de gas natural. Predominan los yacimientos de gas condensado asociado con petroleo
liviano y existe un buen nimero de yacimientos de gas seco; siendo un area
productora de grandes volimenes de gas. !!!

Se encuentra conformado por dos extensas areas de explotacion: la unidad de

produccién Area Mayor Anaco (A.M.A) y la unidad de produccién Area Mayor

Nueva Esparta Mar caribe

Area Mayor: Anaco (AMA)

EL ROBLE SANTA ROSA

SAN ROQUE




Oficina (A.M.O), Como se muestra en la figura 2.2.

Figura 2.2 Ubicacion geogréafica de PDVSA produccién Gas Anaco.

La configuracion estructural-estratigrafica de la subcuenca de Maturin da
como resultado dos tipos de provincias tectonicas: una compresiva al Norte,
delimitada por el corrimiento de Anaco, en donde estan alineados una serie de domos
que conforman los campos principales del Area Mayor de Anaco y una provincia
extensiva al Sureste del corrimiento, en donde se ubican los campos del Area Mayor

de Oficina, como se evidencia en la Figura 2.3.

PROVINCIA ORIENTAL
SECCION GEOLOGICA NORTE-SUR
NORTE SUR_
SERRANIA DEL INTERIOR ANACO CFICINA FAJA PETROLIFERA DEL ORINOCO
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Figura 2.3 Seccion geoldgica Norte — Sur de la provincia oriental.

2.3 Area Mayor Oficina (AMO)

Es una unidad de explotacion de crudos medianos y livianos, conformada por los
campos Zapatos, Mata R, Soto-Mapiri, La Ceibita, Aguasay y Carisito, como se
observa en la Figura 2.4. Ubicada en la parte Sur de la zona central del estado
Anzodategui, en la Cuenca Oriental de Venezuela, Subcuenca de Maturin, con un area
de 10.240 km”.

La estructura del Area Mayor de Oficina se caracteriza por la presencia de
homoclinales suaves hacia el Norte — Noreste, cortados por alineamiento de fallas

normales con rumbo entre Este — Oeste franco y Este — Noreste, algunas de las cuales
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buzan y presentan desplazamientos hacia el Norte y otras hacia el Sur. Algunas fallas
de este sistema, se encuentran ramificadas o unidas a otras fallas convergentes. El
plegamiento es muy suave y suele consistir en arqueamientos semi-anticlinales mas o
menos alargados contra los planos de fallas, declives confinados entre planos de fallas
divergentes y homoclinales oblicuos a una falla longitudinal, cortados y desplazados
por fallas transversales. Se ha observado sinclinales de arrastre en el lado deprimido
de fallas longitudinales con buzamientos Sur, pero con menor frecuencia. Estos
accidentes parecen ser consecuencia del movimiento y reajuste entre fallas, mas bien
que de empujes tectonicos compresivos.

Los hidrocarburos producidos en esta area fueron generados en horizontes
estratigraficos muy cercanos a los yacimientos petroliferos actuales. La mayor parte
del petréleo producido en esta zona se encuentra entrampado contra alguna de las
fallas mayores de rumbo predominantemente Este-Oeste. Practicamente, todas las
acumulaciones de hidrocarburos se encuentran en el lado Norte de las fallas,
independientemente de que éste sea el lado levantado o deprimido de la misma. El
gradiente del flanco Sur de la cuenca indica que el movimiento del petroleo fue de
Norte a Sur antes de entramparse contra la falla.

La columna estratigrafica se extiende desde el Cretaceo hasta el Pleistoceno
y esté constituida por las siguientes formaciones: Mesa del Pleistoceno; Las Piedras,
Freites, Oficina y Merecure del Terciario; el grupo Temblador del Cretaceo,
constituido por las formaciones Canoa y Tigre. Las principales formaciones
productoras del area son Merecure y Oficina. El area de Oficina tiene alrededor de
120 arenas diferentes con espesores variables entre 3 y 90 pies; algunas de ellas se
extienden por varios kildmetros cuadrados, mientras que otras son arenas de canal,
situadas preferentemente en la parte media de la formacion y se extienden por

distancias considerables.
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2.4 Area Mayor de Anaco (AMA)

Ubicada en la parte Norte de la zona central del estado Anzoategui, con un area de
3.160 km?; situada en el bloque levantado al Norte de corrimiento de Anaco, cuyo
rumbo aproximado es de N 50°E, a lo largo del cual resalta la presencia de una serie
de domos que son las estructuras donde se localizan las acumulaciones de
hidrocarburos de la region. Los domos son asimétricos, con flancos muy pendientes
al Sureste y poco inclinados hacia el Noroeste, indicando presion del Noroeste. ©!

La columna estratigrafica se destaca por una secuencia de rocas
sedimentarias de gran prosperidad petrolifera, depositada en el intervalo geoldgico
comprendido entre el Cretaceo y el Mioceno Superior del Terciario. Estudios
interdisciplinarios han identificado en el subsuelo del area las Formaciones San
Antonio, San Juan, Vidofio, Merecure y Oficina, principalmente, con remanentes
localizados en las Formaciones Mesa y Freites. De estas unidades, las mas
prospectivas son las Formaciones Oficina, Merecure y San Juan.

La estructura del Area Mayor de Anaco se considera influenciada por la
tectonica de la cordillera del Norte de Venezuela oriental, cuyo origen se atribuye a la
colision de la placa del Caribe, con la placa del continente suramericano. Como
resultado de esa tectonica se forma un cuadro estructural complejo conformado por
varios elementos:

e FE] Corrimiento de Anaco.
¢ Una serie de pliegues, anticlinales y domos.

Un sistema de fallas normales e inversas.

Algunas fallas transcurrentes.

El Corrimiento de Anaco se encuentra en la parte central del estado
Anzoategui con una longitud de 85 km, desde el Sur del Campo El Toco hasta el Este
del Campo La Ceiba. Se caracteriza por una linea de corrimiento de rumbo Noreste y
buzamiento promedio de 45° al Noroeste, en cuyo lado Norte se encuentran cuatro

campos petroleros, relacionados estructuralmente con la linea de corrimiento, que
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enumerados de Suroeste a Noreste son: El Toco, desarrollado sobre el domo del
mismo nombre; campo Santa Ana, que se desarrolla sobre un domo alargado en el
cual se distinguen cuatro culminaciones démicas menores; campo San Joaquin, con
tres culminaciones y un pronunciado declive hacia el Noreste, donde se ha
desarrollado el Campo Guario, individualizado por razones administrativas mas que
estructurales; al Noreste se emplaza el domo de Santa Rosa, en donde se localiza el
Campo del mismo nombre; hacia el Este se observa un fuerte declive hacia la parte
mas profunda de la cuenca, cuyo eje se extiende entre las estructuras de Santa Rosa y
La Ceiba, donde estudios sismograficos indican la presencia de fallamiento
transversal extenso aun no definido. EI corrimiento sigue, todavia bien
individualizado, pocos kilometros mas hasta el Este del domo La Ceiba, aunque esta
estructura no esta directamente sobre el plano del corrimiento de Anaco. Este tltimo
comprende las acumulaciones démicas enumeradas, es un conjunto asimétrico con
buzamiento que alcanza 25° a 27° en el flanco Sur en contraste con solo 2° a 5° en el
flanco Norte; particularmente, en el Campo El Roble, donde se llega a observar una
verdadera terraza tectonica. Los domos han sido considerados como pliegues de
arrastre sobre el plano del corrimiento, ocasionados por el movimiento hacia el Sur de
las capas que constituyen el flanco Norte. Las fallas normales se encuentran
principalmente al Norte de los domos de Anaco, con desplazamiento considerable (70
a 22 metros). La distribucién de los campos que conforman el Area Mayor de Anaco
se muestra en la Figura 2.4.

La composicion relativamente uniforme de los crudos en el Area Mayor de
Anaco sugiere un origen comun, y el fuerte componente parafinoso, probablemente,
se relaciona con una fuente herbacea en un ambiente fluvial a deltaico, el cual es
menos marino que la seccion productora.

El entrampamiento de hidrocarburos en las arenas de los campos
mencionados presenta distintas modalidades: entrampamiento puramente anticlinal,
en el cual el contacto agua-petroleo es paralelo a una curva estructural. Al Norte de

San Joaquin se encuentra el Campo El Roble, donde el entrampamiento parece ser
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una terraza formada dentro del flanco Noroeste del levantamiento San Joaquin-
Guario. Al Noroeste del Campo Santa Ana, se encuentran los Campos San Roque y
Aragua, ambos desarrollados sobre el flanco Noroeste del domo de Santa Ana. El

entrampamiento parece deberse a lenticularidad de arenas y presencia de canales

Norte-Sur.

EL ROBLE SANTA ROSA

AREA MAYOR DE ANACO AREA MAYOR DE OFICINA

Figura 2.4 Ubicacion geografica de los campos pertenecientes al Distrito Anaco.
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CAPITULO I

MARCO TEORICO

3.1 Antecedentes

Uno de los problemas mas comunes, en la industria de los hidrocarburos, es la
corrosion de las tuberias, tanto interna como externa; que en caso de no controlarse
pudiese generar dafios afectando la seguridad humana, el ambiente e incidiendo
perjudicialmente en la productividad. Por ello, en el caso de PDVSA Produccion Gas
Anaco se han realizado diversos estudios para minimizar este tipo de fallas, entre los
cuales se pueden sintetizar:

Diaz Mata, Maria Joseé., (2007) Realiz6 un trabajo de grado en la Universidad de
Oriente, Nucleo Anzoategui, titulado “Evaluacion de la corrosion interna en las
lineas de flujo y recoleccion de los campos San Joaquin, Guario y El Roble del Area
Mayor de Anaco (AMA), Distrito Gas Anaco”. A traves de este estadio se evalud la
corrosion interna en dichas estructuras. Principalmente, en funcién de las presiones
parciales del CO, y del HaS, se seleccionaron 45 pozos productores activos. !
Gutiérrez Cermefio, Leonardo José., (2007) Realiz6 un trabajo de grado en la
Universidad de Oriente, Nucleo Anzoategui, titulado “Analisis de corrosividad

interna de tuberias de produccion y su relacion con los perfiles de temperatura y

presion a fondo de pozo”. Mediante este estudio se obtuvieron zonas criticas de
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corrosion en la tuberia de produccion para diferentes reductores, observando una zona
de mayor criticidad, en la cercania de la superficie, o sea pocos pies debajo del
cabezal de produccion. También se localizd6 la profundidad aproximada de
condensacion del agua contenida en la mezcla, y la variacion de esta profundidad con
el reductor. !

Castillo C, Rohammed S., (2002) Realiz6é un trabajo de grado en la unidad de
explotacién y yacimiento gas condensado, Distrito Anaco, titulado “Determinacioén
del mecanismo y las tasas reales de corrosion en las tuberias de produccion en el Area
Mayor de Anaco mediante el uso de cupones de pérdida de peso”. Por medio de esta
investigacion se realizd un andlisis fisicoquimico del gas en los diferentes campos y
se determino las velocidades de corrosion mediante el empleo de cupones de pérdida
de peso, a diferentes profundidades, determinandose que el mecanismo de corrosion
predominante es de diéxido de carbono (CO,), se concluyé que las velocidades
obtenidas mediante el empleo de cupones de corrosidon se ajustan con un error
porcentual de 6,24 a las obtenidas mediante las correlaciones de DeWaard &
Milliams, resultando esta una herramienta util para la prediccion de la corrosion en

los diferentes campos productores. ™

3.2 Corrosion
3.2.1 Definicion de la Corrosién

La corrosion puede definirse como la destruccion de un material por interaccion
quimica, electroquimica o metalurgica entre el medio y el material. Generalmente es
lenta, pero de cardcter persistente. Su principal causa es la inestabilidad de los
metales en sus formas refinadas; los mismos tienden a volver a sus estados originales
a través de los procesos de corrosion. El proceso asi descrito, hace que los metales y
aleaciones pierdan, parcial o totalmente, las propiedades mecanicas y fisicas para lo
cual fueron disenados, lo que constituye, por este hecho, un fenémeno destructor e
indeseable. La corrosion es un proceso natural e inevitable que no puede ser

eliminado, sin embargo puede ser controlado y minimizado.
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3.2.2 Elementos de la Corrosién

La corrosion de los metales es generalmente un proceso electroquimico debido al
flujo de electrones. Cuatro componentes deben estar presentes para que la corrosion
pueda ocurrir; ellos son: anodo, catodo, electrolito y medio conductivo o contacto

metalico. [*

3.2.2.1 Anodos

Son areas en el metal donde ocurren reacciones anddicas o reacciones de oxidacion
que producen electrones. Normalmente, los dnodos se encuentran presentes en el
metal debido a imperfecciones de superficie, inclusiones o impurezas, concentracion

de esfuerzos, cambios de ambientes, entre otros.
3.2.2.2 Céatodos

Son areas en el metal donde ocurren reacciones catodicas o reacciones de reduccion,

es decir, son aquellas que consumen electrones. En ellos no hay pérdida de material.
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Figura 3.1 Area anddica y catédica en un mismo metal.

3.2.2.3 Electrolito

Es toda aquella solucion que permite la transferencia de cargas en forma de iones

entre el anodo y el catodo.
3.2.2.4 Medio conductivo o contacto metalico

Es el medio por el cual los electrones viajan del anodo al catodo. En el caso de un
metal, el contacto metalico es el metal mismo. Si falta uno de estos componentes, no
se producira la corrosion.

La oxidacion del metal en el anodo y la reduccion del oxigeno en el catodo
son las dos reacciones que tienen lugar en una pila de corrosion. Un principio basico
de la corrosion establece que la suma de las velocidades de las reacciones anddicas es

igual a la suma de las velocidades de las reacciones catodicas.

3.3 Factores que influyen en la corrosion

Entre los factores que presentan mayor influencia en la corrosion se encuentran: [

3.3.1 Agentes oxidantes

Debido a las elevadas velocidades de corrosion que suelen acompadar al
desprendimiento de hidrogeno, es raro que se empleen metales en soluciones donde
existe hidrogeno en cantidad apreciable. Como resultado, la mayor parte de la
corrosion observada en la practica se produce en condiciones en que la oxidacion del
hidrégeno para formar agua es una parte necesaria del proceso de corrosion. Por esta
razén, los agentes oxidantes son con frecuencia aceleradores poderosos de la
corrosion y, en muchos casos, el poder oxidante de una solucién es su propiedad

simple mas importante, en lo que se refiere a la corrosion.
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3.3.2 Temperatura

Como regla general, un aumento de la temperatura de 18 °F duplica la velocidad de
casi todas las reacciones quimicas. Asi pues, un aumento de temperatura, aumenta la
tasa de corrosion ya que la reaccion catddica ocurre mas rapido. La tasa de difusion
del oxigeno también mejora al aumentar la temperatura. La corrosion del acero dulce
por accion del oxigeno alcanza su maximo normalmente a unos 180 °F y disminuye a
partir de ahi, debido a que la disminucion de la solubilidad del oxigeno compensa el

aumento en la cinética de reaccion causada por el aumento de temperatura.
3.3.3 Velocidad

Un aumento de la velocidad del movimiento relativo entre una solucidén corrosiva y
una superficie metalica tiende a acelerar la corrosion. Este efecto se debe a la mayor
rapidez con que los productos quimicos corrosivos, incluyendo las sustancias
oxidantes (aire), llegan a la superficie que se corroe y a la mayor rapidez con que los
productos de la corrosion, que podrian acumularse y reducir la corrosidon misma, se
retiran. Cuanto mayor sea la velocidad, tanto més delgadas serdn las peliculas a través
de las cuales deben penetrar las sustancias corrosivas y por las cuales se tienen que
difundir los productos de la corrosion, que son solubles.

Siempre que se produce la resistencia a la corrosion, debido a la acumulacion
de capas de productos de corrosion insolubles en la superficie metélica, el efecto de la

alta velocidad puede evitar su formacion normal o retirarlos después que se forman.
3.3.4 pH de la solucidn

La velocidad de corrosion de la mayor parte de los metales se afecta por el pH, el
efecto varia segiin la combinacion del metal y el ambiente. La relacion existente
tiende a seguir uno de los tres patrones siguientes:

v" Los metales solubles en acido, como el hierro, en el nivel de pH medio (4 a 10), la
velocidad de la corrosion esta controlada por la velocidad de transporte del oxidante

(generalmente oxigeno disuelto) a la superficie metalica. A temperaturas muy altas,
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como las que se encuentran en las calderas, la velocidad de corrosion aumenta con el
incremento de la basicidad.
v" Los metales anfotéricos, como el aluminio y el zinc, se disuelven rapidamente en
soluciones 4cidas o basicas.

v" Los metales nobles, como el oro no son afectados apreciablemente por el pH.
3.3.5 Peliculas

Una vez que se inicia la corrosion, su avance se ve controlado con mucha frecuencia
por la naturaleza de las peliculas, como las pasivas, que se pueden formar o acumular
en la superficie metalica. El ejemplo clasico es la pelicula de 6xido delgada que se
forma en los aceros inoxidables.

Los productos insolubles de la corrosion pueden ser impermeables al liquido
corrosivo y, por lo tanto, ser completamente protectores, o bien, pueden ser bastante
permeables y permitir corrosion local o general sin obstaculos. Las peliculas no
continuas o no uniformes tienden a localizar la corrosion en zonas determinadas
mediante la iniciacion de efectos electroliticos del tipo de celda de concentracion. Las
peliculas pueden tender a retener o absorber la humedad y, en esa forma, a retrasar el
tiempo de desecacion e incrementar el grado de la corrosion resultante de la

exposicion a la atmdsfera o los vapores corrosivos.
3.3.6 Cloruros

La velocidad de corrosion suele aumentar a medida que se incrementa el contenido
del i6n cloruro, debido a su total o parcial disociacion idnica en soluciones acuosas y
a la facilidad del i6n cloruro de formar 4cido clorhidrico. La magnitud de este efecto
es directamente proporcional al aumento de la temperatura sobre los 150 °F. Este
efecto combinado se debe a que el i6n cloruro en solucién puede ser incorporado y
penetrar la superficie de la pelicula corroida, lo cual puede originar la inestabilidad de
dicha pelicula y acelerar la corrosion. Este fendmeno de penetracion de la superficie

de pelicula depende tanto de la concentracion de ion cloruro como de la temperatura.
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3.3.7 Sélidos disueltos

La influencia de los solidos disueltos en la corrosividad es compleja; no solo es
importante la concentracion, sino también la especie idnica involucrada. Por ejemplo,
algunos solidos disueltos (tales como el carbonato y bicarbonato) reducen la
corrosion, mientras que otros iones agresivos (tales como el cloruro y el sulfato)
pueden aumentarla interfiriendo con la pelicula protectora.  La figura 3.2 muestra
que la corrosividad no aumenta linealmente con el aumento de la concentracion total

de solidos.

Tasa de corrosidn K

I 1 1 ] 1 1 | I
Concentracidcon de sdlidos disueltos

Figura 3.2 Influencia de los sélidos disueltos en la tasa de corrosion.

43



Al aumentar las concentraciones de iones agresivos, los solidos disueltos
muestran paulatinamente menos influencia en la tasa de corrosion del acero dulce. La
razén es que al aumentar la concentracion de solidos disueltos, disminuye la
solubilidad del oxigeno. Como la tasa de corrosion depende de la difusion del

oxigeno hacia la superficie catddica, disminuye la tasa de corrosion.
3.3.8 Gases disueltos

El diéxido de carbono (CO,) y él oxigeno (O,), son los principales gases de
consideracion en la mayoria de los sistemas industriales. Aumentando el contenido de

CO;, libre en agua se reduce el pH y se tiende a despolarizar la superficie catédica. !

3.4 Clasificacion de la corrosion

La corrosion puede ser clasificada de diferentes formas. Algunos autores la han
clasificado en: corrosion humeda y corrosion seca. La corrosion humeda ocurre
cuando un liquido estd presente. La corrosion seca ocurre en ausencia de una fase
liquida o por encima del punto de rocio del medio ambiente; es asociada muy
frecuentemente a altas temperaturas donde los vapores y gases son generalmente los
agentes. La corrosion puede clasificarse también de acuerdo a la morfologia o

apariencia del dafio, o el tipo de ataque en: '’

3.4.1 Corrosion general o uniforme

Se caracteriza por desgaste uniforme y general del material, el cual disminuye la
resistencia del mismo proporcionalmente a la disminucion del espesor o pérdida de
peso; esto ocurre cuando las areas localizadas o celdas se polarizan, formando anodos
y catodos; éstas areas son tan pequeiias como estructura granular individual del acero.
La pérdida del material, ocurre en el dnodo cuando los productos secundarios de la
corrosion (herrumbre) se depositan en el metal, posteriormente, el potencial de la
celda se invierte y los catodos y anodos cambian de posicion hasta que la deposicion

adicional causa otra inversion del potencial. Este tipo de corrosion, es normalmente
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encontrada cuando un metal entra en contacto con una solucion acida o en el caso de

ataque directo a alta temperatura por gases oxidantes.
3.4.2 Corrosion localizada inducida por el flujo

En este fenomeno la velocidad de flujo induce a la disolucion de productos de
corrosion dejando la tuberia desnuda expuesta al medio y a la corrosion continua. Las
velocidades de flujo y la turbulencia local producida contribuyen al transporte del
fluido corrosivo del medio hacia la superficie del metal induciendo su corrosion.

El incremento en la velocidad del flujo generalmente aumenta las
velocidades de corrosion, pero también tiene beneficios ya que reduce la acumulacion
de agentes agresivos de la superficie del metal y disminuye la corrosion por picaduras
y hendiduras. También, el incremento en las velocidades aumenta el transporte de
pasivadores ¢ inhibidores.

Entre los tipos de corrosion localizada inducida por el flujo se tienen:
3.4.2.1 Impacto liquido

Este tipo de erosion/corrosion se genera cuando una gota o un chorro de liquido que
viajando a alta velocidad choca contra la superficie de un metal; ademas, se produce
también por las altas presiones locales que se generan inicialmente al momento que
escapan de esta zona de alta presion. Estos son dos grandes mecanismos de dafio a la
superficie del metal.

En las tuberias de produccion operando en flujos multifasicos, especialmente
si el patron de flujo es de tipo neblina, donde las gotas del liquido son transportadas
por el gas, y en sitios donde existen obstrucciones o cambios de direccion, estas gotas
continllan una trayectoria rectilinea chocando con la superficie del metal induciendo
de esta forma la erosion o disolucién del metal y/o productos de corrosion. Si el
medio es corrosivo, el dano causado por el impacto del liquido hace que la velocidad

de corrosion aumente considerablemente.
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3.4.2.2 Impacto solido

Es un proceso de remocion de material de una superficie debido a la accion dindmica
de una particula sélida que se mueve en un medio, la cual choca contra una
superficie. El proceso de remocion de materiales es netamente mecanico, donde el
angulo de impacto juega un papel muy importante en la tasa de erosion del metal. La
erosion por impacto solido depende de cuatros factores:

v' Caracteristicas de las particulas solidas (distribucion, densidad, composicion,
forma).

v’ Caracteristicas del fluido (densidad, viscosidad).

v" Condiciones de flujo (laminar, turbulento, multifisico — patrén de flujo,
velocidad).

v" Tipo del material que recibe el impacto.
3.4.2.3 Cavitacion

Este fendmeno envuelve la formacion de burbujas que luego implotan violentamente
contra la superficie. Esto ocurre cuando existen colapsos abruptos de presion estatica
con frecuencia de sobrecarga hidrodindmica o restriccion en valvulas, orificios, entre

otros.
3.4.2.4 Roce o friccidn

Ocurre en 4reas de contacto directo entre materiales que se encuentran bajo esfuerzos
y en sistemas donde hay vibraciones y deslizamientos.

Este es un tipo de corrosion muy destructivo, ya que implica la destruccion
de componentes metéalicos y la produccion de restos de oxido o productos de
corrosion, que ayudan al deterioro del metal.

La friccién también es una causa de fractura por fatiga ya que si aflojan los
componentes, éstos producen un exceso de tension y las picaduras actian como

puntos donde los esfuerzos son muy altos.
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3.4.3 Corrosion por didxido de carbono (CO,) o corrosion dulce

El gas seco de dioxido de carbono no es corrosivo a las temperaturas encontradas en
la produccién de petroleo y gas, es necesario estar disuelto en una fase acuosa para
promover las reacciones electroquimicas entre el acero y el contacto de la fase
acuosa. El dioxido de carbono (CO,) es extremadamente soluble en el agua y en las
salmueras. Si el agua se condensa en las tuberias, el acido carbonico formado,
produce generalmente corrosion por picaduras en el metal expuesto. La tasa de
corrosion por didxido de carbono aumenta al incrementarse la presion de cabezal del

pozo, ya que este se disolverd mas en el vapor de agua a diferentes presiones. [5]

3.4.4 Corrosion por Sulfuro de hidrégeno (H.,S) o corrosion acida

El gas H,S disuelto en agua, normalmente, en pequefias cantidades, puede crear un
ambiente sumamente corrosivo. Este tipo de ataque puede ser identificado dada la
formacion de una capa negra de sulfuro de hierro sobre la superficie metalica, la cual
es conocida como corrosion general por H,S. [

Ademas de la corrosion general, se pueden presentar otros dos tipos de
corrosion por H,S. Estos son:

v' Corrosion bajo tensiones en presencia de sulfuro.
v' Agrietamiento inducido por hidrogeno.

En estos tipos de corrosion, el hidrogeno desprendido de la reaccion catodica
se desplaza dentro del metal y se aloja a las imperfecciones que éste puede tener, bien
sea, desde su proceso de fabricacion o por alguna deformacion producida en el
momento de la instalacion. Estos tipos de corrosion sélo se diferencian en que una se
produce bajo tension y la otra sin tension.

Los iones de hidrogeno al unirse llegan a formar hidrégeno molecular dentro
del material, el cual influird sobre la imperfeccién interna, produciendo un
agrietamiento de ésta hasta que el material se ampolla o se agrieta, ain sin la
presencia de tensiones externas sobre ¢l. Este efecto guarda relacion con la presion

parcial del H»S.
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La norma NACE, MR0175-91 denominada resistencia a la corrosion por
tension (en presencia de H,S), de materiales metalicos para equipos de la industria del
petréleo, se aplica a todos los componentes de equipos expuestos a ambientes acidos.
Ambientes acidos son (como define la norma) fluidos que contienen HO y H,S en
cantidades por encima de 0,05 Ipca de su presion parcial. (6]

El equivalente debido a corrosion por sulfuro bajo esfuerzo ocurre cuando el
ambiente contiene H,S y agua en concentraciones mas altas que ciertos niveles,
ademas que el pH del agua sea acido y que la estructura esté sometida a esfuerzos

cercanos al punto de cedencia.

La relacion que gobierna la corrosion del acero al carbono por HsS es la

siguiente:

Fe Fe2 ™+ 2¢ (Ec.3.1)
H,S 2H + S~ (Ec.3.2)
JUACIREN S U P —— FeS + 2H, (Ec.3.3)

3.5 Principios quimicos de los procesos de corrosion
3.5.1 Agua

El ataque de agua fresca varia en forma amplia, dependiendo de las sales y gases que
lleva disuelto. Los principales contaminantes son iones de cloro, compuestos de
azufre, compuestos de hierro y sales de calcio. Hay poca diferencia entre los aceros
simples de carbono y los de baja aleacion. El hierro fundido y el ductil se emplean
comunmente para la tuberia de agua. En las uniones criticas, tales como valvulas,
para las superficies de empate, generalmente se especifican aleaciones de cobre. En
general, en casos de denzincificacion o desaluminizacion, se emplean aleaciones con
mas de 80% cobre. También se emplean monel, aluminio, algunos aceros inoxidables
y cuproniquel, dependiendo de la aplicacion.

El agua de mar ataca el acero comun y el hierro fundido muy répidamente,
utilizdndose la proteccion con pintura o un dnodo sacrificable. Por ejemplo, para los

barcos marinos se atornillan anodos de sacrificio de zinc a intervalos en el casco. En
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agua salada puede presentarse corrosion por picaduras en el acero inoxidable y el
laton con menos de 80% de cobre, puede denzincificarse. El titanio tiene excelente

resistencia al agua salada.
3.5.2 Corrosion quimica

Las industrias quimicas y del petroleo tienen los problemas mas graves de corrosion
quimica. En la industria del petréleo, el agua salada, los sulfitos, acidos orgéanicos y
otros contaminantes aceleran la corrosion. En ella se emplean acero inoxidable,

estelita (que es una aleacion a base de cobalto) y monel.
3.6 Tipos de corrosion en pozos petroleros

La corrosién ocurre en muchos pozos petroleros y se clasifican usualmente de

acuerdo a su apariencia, ambiente y/o causa !

v’ Por apariencia: uniforme, por picadura, galvanica, celda de concentracion de
oxigeno, intergranular, celda de concentracion de oxigeno, corrosion por esfuerzo,
corrosion por erosion.

v Ambiente: atmosférica, sumergida, suelo, acida y alta temperatura.

v Causa: oxigeno, evolucion de hidrogeno, fatiga, bacterial, y penetracion de

hidrégeno.
3.6.1. Corrosion por CO,

El CO, disuelto en agua corroe el acero. Esta corrosiéon se encuentra con mas
frecuencia en pozos con gas donde este presente el CO,. Si el vapor de agua se
condensa en la tuberia o lineas de flujo, el acido carbonico formado produce
picaduras en el metal expuesto. La porcion superior de la tuberia y las lineas
superficiales de flujo son més susceptibles a este tipo de corrosion. Las velocidades
de corrosion son usualmente mas altas con altas presiones de cabezal, debido a que se
disolvera mas CO; en el vapor de agua a altas presiones, creando un acido fuerte.

Una manera de predecir la corrosividad de un gas estd basada en la presion

parcial del dioxido de carbono, que se calcula como sigue:
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Presion parcial:
Pp(CO,) = XxR (Ec. 3. 4)

Donde:

Pp (COy): presion parcial de didxido de carbono (bar)
X: es la fraccion molar del didxido de carbono.

Pr: es la presion total del sistema (bar)

En forma general, si el valor de la presion parcial esta por encima de 30, la
corriente del fluido producida por el pozo es corrosiva, de 7 a 30 es moderadamente
corrosiva y de 0 a 7 no es corrosiva. I’

Este principio no es siempre aplicable cuando hay presencia de agua salada,
ya que las sales disueltas causan tasas de corrosion que se incrementan
considerablemente. Entre los factores que influyen en la corrosion por CO, son:

v' pH.

v Temperatura.

v" Dimension del sistema.

v Régimen de flujo.

v" Relacién volumétrica entre fases.

v" Velocidad de los fluidos.

v' Presion.

v’ Caracteristicas fisico- quimicas del medio.
v Material expuesto.

v" Presencia de solidos en el fluido.

Las reacciones a través de las cuales se produce la corrosion por CO; son:

CO, + HyO ----e-- H,CO; (Acido carbonico) (Ec. 3.5)
H,COs3 + HyO --—--—---- H" +HCO;5 (Ec. 3. 6)
HCO3 + HyO —--mmeemee- H" +CO;s” (Ec.3.7)
Fe Fe™ + 2¢ (Ec. 3.8)
Fe™" +CO; - FeCO; (Carbonato de hierro) (Ec.3.9)
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Existen tres tipos de corrosion del acero al carbono por CO,, clasificadas de
acuerdo al rango de temperatura en el cual estd presente el medio corrosivo. Estos son
[91
Tipo I: Corrosion general. Se presenta a temperaturas menores de 60 °C en donde la
disolucion del hierro no es muy alta, pero el FeCOs tiene poca capacidad de adhesion
y pasa a la solucion. La mayoria de los carbonatos en este rango de temperatura
tienen pH por encima de 5, de esta manera los carbonatos formados en solucion de
pH < 5 no contribuyen a la formacion de una pelicula estable sobre el metal. Sin
embargo en sistemas de flujo bifasico las velocidades de corrosion para estas
condiciones siguen a las representadas por la correlacion de DeWaard & Milliams, y
que inclusive el pH es igual a 5,5, las velocidades de corrosion son altas, pero lo mas
importante, es que la formacion de la capa de FeCO; esta en estrecha relacion con la
microestructura del metal base.

Tipo I1: Corrosion localizada. Se producen a temperaturas cercanas a 100 °C, donde
la disolucion anddica del hierro y la velocidad de corrosion alcanzan sus maximos
valores.

Simultdneamente, empieza el crecimiento de cristales de FeCO; sobre la
superficie del metal, credndose una gran cantidad de sitios de alta y baja densidad
electronica, de esta manera la capa serd heterogénea, de lento crecimiento y porosa.
Los poros presentes actuaran como sitios anddicos en el proceso de corrosion,

propiciando la corrosion localizada, tal como se indica en la figura 3.3.

Crecimiento de la
pelicula
de FBCO3

SITIOS ANODICOS

Ao




o

Figura 3.3 Corrosion localizada por CO,.

Tipo Ill: Capa de pasivacion compacta y continda. Se presenta a temperaturas
entre 100 y 150°C, donde la corrosion por CO, disminuye por la formacion de una
capa compacta y adherente de FeCO;. La velocidad de disolucion del hierro y
formacion del FeCOs, disminuyen la estabilidad y proteccion de la capa de

pasivacion, como se muestra en la figura 3.4.

Capa protectora de FeCOj;
A

Temperatura cercana a 150°C

Figura 3.4 Capa de pasivacion completa y continda debido a una alta velocidad de

disolucién de FE* a FE*.

3.6.2 Corrosion por H,S o corrosion acida

El gas H,S disuelto en agua, aun en pequefias cantidades, puede crear un ambiente
muy corrosivo. Incrustaciones negras (sulfuro de hierro) en una superficie de acero

son indicativas de un ataque por H,S. La accidon del hierro o acero es indicada por:

Fe® + H,S + humedad = FeS + H,° (Ec.3.10)
El acero es anodico al sulfuro de hierro, asi que la corrosion contintia debajo
de las incrustaciones del sulfuro, formando numerosas picaduras profundas con

grietas profundas subyacentes. El agrietamiento es usualmente debido a la fragilidad
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y concentracion de tension en las raices de las picaduras. La fragilidad es causada por
el hidrogeno atémico formado en el proceso de corrosion. El sulfuro de hidrégeno
previene la formacién de las moléculas de hidrogeno gaseoso.

El hidréogeno atémico se difunde en los bordes de grano del metal y/o
inclusiones y reacciona consigo mismo para formar grandes cadenas de hidrégeno
molecular. Esas grandes moléculas de hidrogeno son atrapadas y causan presion
excesiva dentro del acero, partiéndolo, ampolldndolo o agrietdndolo, ademés de
perder su ductilidad y fuerza de produccion.

La fragilidad es especialmente grave en aceros muy fuertes que tienen una
dureza mas grande que el Rockwell “C” 22 y en equipos sujetos a cargas ciclicas,

tales como las varillas de bombeo. !

3.6.3 Corrosion por efecto combinado de dioxido de carbono (COy) y

sulfuro de hidrogeno (H,S)

La presencia de didxido de carbono (CO,) y sulfuro de hidrogeno (H,S) en un medio
acuoso, es capaz de producir graves dafios por corrosion, pero la combinacion de los
mismos puede acelerar o disminuir la velocidad de corrosion y la criticidad del dafio
esperado. Es importante el efecto del sulfuro de hidrogeno (H,S) en la corrosion por
dioxido de carbono (CO,) y su comportamiento, ya que pueden formarse peliculas de
productos de corrosion en forma competitiva entre el sulfuro de hierro (FeS) y
carbonato de hierro (FeCOs;) lo que puede en funcién de la temperatura,
concentracion del agente corrosivo y presion, acelerar o disminuir la velocidad de
corrosion.

Por ello se considera importante definir cual de los tipos de corrosion (por
diéxido de carbono (CO;) o por sulfuro de hidrogeno (H,S) es el predominante, antes
de determinar el comportamiento de la velocidad de corrosién en un sistema

determinado.
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La relacién entre las presiones parciales de CO, y H,S, conocida como

Ecuacion de Kane, proporciona un indicativo que permitira determinar el tipo de

corrosion predominante en el sistema !

Frto:z —. 200

PpHLS )

Corrosion por CO, (Ec. 3.11)
Frt9% - 200 Corrosion por H,S (Ec. 3.12)
PpH_.S

Donde:
PpCO;: presion parcial del CO; (bar)
PpH2S: presion parcial del H,S (bar)

3.6.4 Corrosion por oxigeno

El oxigeno disuelto en agua causa corrosion muy rapido. Esta corrosion forma una
incrustacion la cual puede variar desde denso y adherente hasta suelto, porosa y
densa.

La corrosiébn por oxigeno en pozos productores es causada usualmente
cuando el aire entra en el anillo entre el revestidor y la tuberia de produccioén. En un
sistema de inyeccion de agua, el aire puede entrar en la corriente del fluido en muchas
partes del sistema. En los pozos levantados artificialmente, la corrosion por oxidacion
del hierro ocurre en el revestidor, la tuberia de produccion, la bomba y en la seccion
baja de la cabilla. El moho usualmente causa picaduras uniformes y profundas.

La velocidad de corrosion se incrementa el triple cuando el oxigeno disuelto
en el agua se incrementa desde menos de 1 ppm hasta 0,2 ppm. Cuando el didéxido de
carbono esta presente en iguales cantidades en agua, la corrosion del acero es cerca de
diez veces mas rapida que cuando el mismo agua no contiene oxigeno. El contenido

de oxigeno debe estar por debajo de 50 ppm para un buen control de la corrosion.
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Pequenias cantidades de oxigeno — cantidades que pueden entrar a través de
agujeros en los empaques de las bombas, bordes defectuosos, y valvulas de control
agujereadas — pueden causar destruccion del equipo en un tiempo muy corto.

En menos de 3 dias, el oxigeno puede penetrar una capa de 3 pie de aceite
sobre una capa de agua en un tanque de almacenamiento. El ambiente mas corrosivo
en operaciones de yacimientos es causado por cantidades trazas de oxigeno que entra
en un sistema salmuera-acido (H,S). Este tipo de ambiente ha destruido tuberias en

menos de seis meses [3].

3.6.5 Corrosion por bacterias

Una salmuera tipica de un yacimiento puede contener diferentes clases de bacterias,
las cuales pueden ser separadas en dos grupos: (1) bacterias aerdbicas donde el
oxigeno estd presente en el agua y, (2) bacterias anaerobias cuando el oxigeno esta
ausente. Si el agua contiene oxigeno, el principal problema bacterial sera moho,
hongos, algas y otros crecimientos similares. Normalmente se emplean tratamientos
con cloro y la remocién del oxigeno presente, para su control.

La bacteria sulfato reductora, encontrada en muchas salmueras de
yacimientos, es la Uinica especie anaerobia que puede causar corrosion. Los sulfatos
en suelos ligeramente acidos a alcalinos (pH 6 a 9) son reducidos por esas bacterias,
para formar sulfuro de calcio y sulfuro de hidrogeno. Cuando estos compuestos
entran en contacto con las tuberias de hierro subterraneas, se produce una conversion
de hierro a sulfuro de hierro. Puesto que estas bacterias se desarrollan en estas
condiciones, seguiran fomentando esta reaccion, hasta que se produzca una falla en la
tuberia. [’

Se ha reportado ¥ que se presentan casos de corrosion bioldgica cuando el
agua de prueba no se elimina rapidamente de los sistemas de acero inoxidable. Estos
casos se han presentado con agua potable y con agua no potable. La actividad

bioldgica ha causado la perforacion del acero inoxidable en pocos meses. El empleo
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de agua de calidad potable y el drenado inmediato y completo después de una prueba

constituye la soluciéon més confiable para este problema.
3.6.6 Corrosion por fatiga

La corrosion por fatiga es una reduccion (por corrosion) de la capacidad de un metal
para soportar esfuerzos ciclicos o repetidos. La superficie del metal desempeiia un
papel importante en esta forma de dafio, puesto que sera la que soporte los mayores
esfuerzos y, al mismo tiempo, estard sometida a los ataques de los medios corrosivos.

La corrosion de la superficie metalica hard disminuir la resistencia a la fatiga
y el esfuerzo sobre la superficie tenderd a hacer que se acelere la corrosion.

En condiciones de esfuerzos ciclicos o repetidos, se produce la rotura de las
peliculas protectoras de oxido que evitan la corrosiéon con una rapidez mayor que la
de la formacion de nuevas peliculas protectoras. Con frecuencia esa situacion tiene
como consecuencias la formacion de zonas anddicas en los puntos de rotura; esas
zonas producen picaduras que sirven como puntos de concentracion del esfuerzo para
el origen de grietas que provocan fallas finales. Un estudio de yacimiento encontrd
que el 90% de las rupturas ocurren por abolladuras atribuidas principalmente a
manejos inapropiados. Aunque la mayoria de las varillas de bombeo se rompen
debido a la fatiga, una sarta de cabillas puede dar muchos afos de servicio sin
problema, si se maneja apropiadamente y no se sobrecarga. La carga limite esta
definida por la norma API RP 11BR. El uso apropiado de inhibidores de corrosion

prevendra las picaduras .,

3.7 Deteccion y medida de la corrosion

La corrosion puede ser prevenida o reducida si se reconocen los ambientes
corrosivos. La deteccion temprana de la corrosion permitird iniciar medidas de
control, y la prevencion de danos serios. Con la intencion de identificar la corrosion
antes de que ocurra una falla catastréfica o un dafio irreparable, hay que prestar

atencion a los factores que incrementan la velocidad de corrosion. Si alguno de esos
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factores se presenta, hay que medir la velocidad de corrosion. Si la pérdida de masa
metalica no es significativa, puede resultar mas econdmico permitir que la corrosion

continue a combatirla.
3.7.1 Identificacion de fuentes potenciales de corrosion

El primer paso en el control de la corrosion es la identificacion de los factores que
causan la corrosion. Puede resultar muy adecuado realizar inspecciones visuales, sin
embargo se deben realizar pruebas quimicas, bacteriologicas o electroquimicas para
establecer conclusiones. A continuacion algunos factores que contribuyen a la
corrosion [

1. El agua debe estar presente para que se inicie la corrosion. El agua puede ser una
salmuera del yacimiento, agua fresca, gotas de agua, vapor o condensados.

2. Gases acidos, tales como sulfuro de hidrogeno (H,S) y dioxido de carbono (CO5),
los cuales forman acidos en los pozos cuando se disuelven en agua. El sulfuro de
hidrogeno puede ser generado también por las bacterias sulfato-reductoras en aguas
que contengan sulfatos disueltos.

3. El aire (oxigeno) entra en los yacimientos a través del anillo revestidor - tuberia,
por escapes en empacaduras de bombas y vélvulas. Las trazas de aire pueden causar
picaduras severas.

4. Metales disimiles en contacto fisico pueden causar corrosion galvanica. Ejemplos
comunes son: valvulas de laton en lineas de tuberia de acero, y aspas de bronce en
carcazas de acero de bombas.

5. Altas velocidades de fluido o turbulencia pueden remover las peliculas protectoras.
Esto puede ser un verdadero problema en pozos de gas de alta capacidad, bombas

centrifugas de alta velocidad, estrangulaciones, e intercambiadores de calor.
3.7.2 Medida de la velocidad de corrosion

Si se encuentran factores que favorecen la corrosion, el proximo paso es determinar la

velocidad de corrosion. Usualmente, la medicion es hecha por un periodo prolongado
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de tiempo debido a que las pruebas individuales no proveen valores absolutos de
dafio. Una comparacion de diversas pruebas da una aproximacion mas precisa de la
velocidad de corrosion. Con esta informacion se puede tomar una decision acerca de
si es justificable econdmicamente el control de la corrosion.

La velocidad de corrosion es una expresion que permite evaluar el grado de
corrosion de un medio y predecir de alguna manera el tiempo de operacion Optimo de
un equipo. Dicha expresion se puede cuantificar por la pérdida de peso de una seccion
del material expuesto al agente o medio corrosivo en un periodo determinado de
tiempo (miligramos por decimetro cuadrado por dia, gramos por pulgada cuadrada
por hora, etc.) o por el grado de penetracion de la corrosion por unidad de tiempo
(pulgadas por dia, milésimas de pulgada por afo, etc.), donde estas ultimas son las
que se emplean con mayor frecuencia porque dan una idea de la durabilidad del
material.

A nivel de ingenieria, la expresion de velocidad mas empleada es la de
milésimas de pulgada por afio (mpy), pues la magnitud de la penetracion sin un gran
numero de cifras decimales evita la consecucion de errores. Esta expresion viene dada

por la siguiente ecuacion ':

| 2225%W

(Ec.3. 13)
P * AxT

Donde:

W: pérdida de peso de la muestra (mg)
p: densidad de la muestra (g/cm”)

A: area de la muestra (plg?)

T: tiempo de exposicion (dias)
3.7.3 Pruebas quimicas para la velocidad de corrosion

La medida del hierro disuelto en una corriente de agua producida puede indicar la
velocidad de pérdida de metal. Los productos de la corrosion deben ser solubles en

agua. Por lo tanto esta prueba es aplicable sobre todo a la corrosion por CO, en la
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cual el producto de corrosion es el bicarbonato de hierro soluble en agua (FeHCOs).
Productos de la corrosién tales como sulfuro de hierro y 6xido de hierro son

insolubles en agua y no es confiable usarlos para evaluar la velocidad de corrosion.
3.7.4 Analisis quimicos

Mediante pruebas quimicas de puede determinar los tipos y cantidades de gases y
oxigeno disuelto en agua o en corrientes de gas, zonas de vapor. Proveen una idea del
tipo y severidad de la corrosion (Norma NACE MRO0075-1). También se pueden
analizar quimicamente las incrustaciones, cuya composicién indicard las causas

probables.
3.8 Control de la corrosién

Usualmente es imposible, o demasiado caro detener por completo la corrosion.
Algunas veces se permite que la corrosion prosiga a velocidades aceptables si las
pérdidas econdmicas por corrosion son menores al costo del control de corrosion. Por
ejemplo no se puede proteger los equipos de produccion arrendados si los dafos por
corrosion ocurren a una velocidad baja. El grado del control de corrosion esta
influenciado también por aspectos de seguridad, regulaciones gubernamentales y
consideraciones ambientales. *!

La prevencion de dafios por corrosion en operaciones de produccion de
yacimientos se puede lograr mediante las siguientes maneras *):
v Alteracion del ambiente
v Seleccion de materiales
v' Tratamiento quimico
v' Construccion de barreras de corrosion

En la seleccion de un método de proteccién contra la corrosion deben
tomarse en consideracion los costos involucrados tanto en el corto como en el largo

plazo, con la finalidad de establecer la mejor solucion al precio mas bajo. En el

analisis de alternativas se incluye el costo inicial, el costo de inspeccion y
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mantenimiento anual, el costo de reposicion y los costos indirectos (paradas

imprevistas, diferida produccion, impacto ambiental.)
3.8.1 Alteracion del ambiente

Los cambios simples en el ambiente pueden introducir una diferencia apreciable en la
corrosion de metales y es preciso tomarlos en cuenta como medios para combatir la
corrosion. El oxigeno es un factor importante y su retiro o adicion puede provocar
cambios importantes en la corrosion. Por otra parte, la corrosividad de los medios
acidos para las aleaciones inoxidables se puede reducir mediante la aireacion, debido
a la formacion de peliculas de 6xido pasivo. La reduccion de la temperatura sera casi
siempre provechosa en lo que se refiere a la reduccion de la corrosion si no resultan
cambios en la fase corrosiva (por ejemplo, condensacion). Los efectos debido a
velocidad variaran con el material y el sistema corrosivo. Cuando los valores de pH
se pueden modificar, serd conveniente, en general, mantener el nivel de acido en un
minimo. Cuando se adicionan acidos en los procesos por lotes, puede ser conveniente
agregarlos en ultimo lugar, con el fin de obtener la dilucion mixima y la
concentracion minima de acido, asi como también el menor tiempo posible en la
exposicion. Los valores alcalinos de pH son menos importantes que los valores
acidos en lo que se refiere al control de la corrosion. La eliminacion de la humedad
frecuentemente minimiza, si no evita, la corrosion de los metales y esta posibilidad de

la modificacion del ambiente se debe tomar en cuenta con el mayor cuidado. !
3.8.2 Seleccion De Materiales

El objetivo basico, es seleccionar el material que sea mas rentable y que satisfaga los
requerimientos del proceso. El acero es cominmente usado en las operaciones de
yacimientos debido a su bajo costo, facilidad de fabricacion y fuerza. Sin embargo
hay numerosas aplicaciones en donde las costosas aleaciones resultan mas
convenientes que el uso del acero. La seleccion de materiales estd afectada tanto por

el ambiente corrosivo como por los requerimientos fisicos. Cuando el sulfuro de
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hidrégeno esta presente el ataque del hidrogeno en la fuerza y durabilidad de un metal
es la principal preocupacion.

En ambientes de didxido de carbono y oxigeno la fragilidad no es un
problema como lo es en el caso de hidrégeno, los metales se seleccionan para
controlar las pérdidas de masa. La economia favorece el uso de aceros de bajo
carbono con medidas protectoras adecuadas para la exposicion al diéxido de carbono.
Para problemas de oxigeno, los aceros de bajo carbono y la remocion de aire es el

enfoque més econoémico °,

3.8.3. Tratamiento Quimico

El empleo de diversas sustancias o inhibidores como aditivos a los ambientes
corrosivos, para reducir la corrosiéon de los metales en el ambiente, es un medio
importante de combate de la corrosion. Basandose en su composicion quimica se
pueden describir dos tipos de inhibidores:

1. Inhibidores inorganicos que incluyen cromatos, fosfatos, nitritos, arsénico y otros
quimicos.

2. Inhibidores orgéanicos que incluyen una amplia variedad de compuestos de alto
peso molecular.

La mayoria de los compuestos quimicos efectivos usados en pozos de
petroleo y gas son compuestos nitrogenados de larga cadena. Con este tipo de
inhibidor se forma una pelicula en la pared de la tuberia o el recipiente que
incrementa la resistencia a la corrosion. Los inhibidores de corrosion hacen su trabajo
a dosis relativamente bajas (en el orden de partes por millon) y normalmente, no
interaccionan quimicamente en proporciones estequiométricas. La figura 3.5

representa el esquema general de la accion de un inhibidor de corrosion.

Inhibidor removido
por sélidos

Superficie del



Figura 3.5 Esquema general de la accion de un inhibidor de corrosion.

3.9 Inhibidores de la corrosion

Los inhibidores son sustancias quimicas que agregadas en pequefias cantidades
disminuyen la velocidad de corrosion, retardando los procesos catddicos, anddicos, o
ambos al mismo tiempo. '

Los inhibidores actuan de una de las siguientes formas:
A. Por adsorcion sobre la superficie del metal como una pelicula delgada.
B. Induciendo la formacién de peliculas gruesas con los productos de
corrosion.
C. Cambiando las caracteristicas del ambiente, bien sea produciendo
precipitados protectores, o removiendo o inactivando sustancias agresivas

de la solucion.

Algunas veces algunos mecanismos ocurren al mismo tiempo.
3.9.1 Factores que afectan la eficiencia de los inhibidores

Aunque son muchos los factores que pueden afectar el desempefio de un inhibidor
(tanto relacionados con el material, como con el ambiente), dos son de sumo interés:

temperatura y velocidad.
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Temperatura: generalmente puede decirse que la efectividad disminuye con el
aumento de temperatura, aunque no haya una expresion general que permita
cuantificar este efecto, por lo que para conocer como se comportara su inhibidor bajo
ciertas condiciones de temperatura y ene un ambiente dado, lo Gnico que se puede
hacer es probarlo.

Velocidad: es un factor que depende del tipo de inhibidor. Para algunos inhibidores
las velocidades altas decrecen su eficiencia, mientras que para otros sucede lo
contrario. Un ejemplo de la influencia adversa cuando aumenta la velocidad es el
encontrado en la remocion de CO; del gas natural mediante sistemas carbonatos en
caliente. Aqui las pruebas mostraron que el ion vanadato mejoraba la pasivacion del
acero dulce en carbonato caliente a 100 °C; mientras que este ion era inefectivo
cuando el carbonato caliente incidia sobre el metal a alta velocidad.

El efecto contrario se observa en la corrosion del cobre en agua. Aqui se
encontré que cuando la velocidad era de 6 ft/seg, la corrosion fue muy superficial,
pero al disminuir la velocidad a 2 ft/seg, se presentaron picaduras y ataque severo (el
cobre requiere oxigeno para pasivarse y a baja velocidad el suministro de oxigeno se

torno insuficiente).
3.9.2 Factores que contribuyen a la efectividad del inhibidor

A. El tamafio de la molécula organica.

B. La aromaticidad y/o enlace conjugado.

C. La longitud de la cadena carbonada.

D. La fuerza del enlace entre el metal y el inhibidor.

E. El tipo y nimero de 4tomos y grupos donantes de electrones.
F. Habilidad de la pelicula protectora para volverse compacta.

G. Habilidad de formar complejos con el sélido.
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3.9.3 Tipos de inhibidores de corrosion
3.9.3.1 Inhibidores organicos

Los inhibidores organicos solubles forman peliculas protectoras de solo unas pocas
moléculas de espesor y permanecen en equilibrio adsorcion-desorcion para mantener
la proteccion. Debido al mecanismo envuelto, estos inhibidores deben aplicarse en
forma continua para garantizar la permanencia de la pelicula protectora. Por otro
lado, los inhibidores organicos insolubles estdn dispersos en la fase liquida y se
absorben en la superficie metalica y sobre si mismos, por lo que pueden formar
peliculas de altos espesores. Este tipo de inhibidor puede ser efectivo en tratamientos
por cargas al mantener su persistencia y por lo tanto la proteccion.

Los tratamientos con inhibidores organicos mas cominmente utilizados son:

e Tratamiento por tapones (Batch): consiste en inyectar en el pozo una cantidad
de inhibidor suficiente como para llenar la tuberia de produccion dejandose por un
corto periodo, durante el cual se forma la pelicula de proteccion en la superficie del
metal. La vida util de la pelicula formada tiene que ser mayor o igual al tiempo
transcurrido entre cada tratamiento.

Dependiendo de las condiciones de cada pozo la frecuencia de tratamiento
puede ser mayor o menor. Por ejemplo los pozos que produzcan tasas muy altas,
necesitan mas frecuencia de tratamiento para los que produzcan a bajas tasas. '

e Tratamiento continuo: consiste en inyectar a la tuberia volumenes continuos de
inhibidores, con el objetivo de reponer continuamente la pelicula protectora. La
eficiencia de estos inhibidores es afectada por varias condiciones del medio ambiente
y de los metales. Las condiciones mas comunes del medio son temperatura y
velocidad del flujo. A mayor temperatura menor efectividad del inhibidor. Los
efectos de la temperatura en los inhibidores, usualmente se determinan después de
evaluar el medio corrosivo y efectuar las pruebas correspondientes. El factor

. o~ ., e g g e 10
temperatura debe ser considerado en el disefio para la seleccion de un inhibidor. "%
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Los inhibidores también son afectados inversamente por la velocidad del fluido.
Efectos como este se encuentran mds frecuentemente en la industria del petroleo y

gas.
3.9.3.2 Inhibidores cationicos

Se denominan catiénicos porque tienen la propiedad de formar cationes con carga
similar al H". Este tipo de inhibidores se absorbe fuertemente a la superficie catodica.
Cuando esto ocurre el catodo no estd en contacto con el electrolito y la corriente de
corrosion se detiene.

Algunos de los inhibidores catidonicos, como por ejemplo las aminas
cuaternarias, se adsorben a la superficie del acero via carga positiva en el atomo de
nitrogeno. Todas las aminas y sus derivados pueden convertirse en cationes. Estos
pueden reaccionar con el ion hidrogeno del agua o gases acidos tales como CO,, H,S
y otros acidos orgédnicos para formar cationes. Lo comin de estas moléculas es el

atomo de nitrogeno.
3.9.3.3 Inhibidores anddicos

Estos inhibidores hacen lo mismo a los anodos, que los catidénicos hacen al catodo.
Son 4cidos grasos, esteres fosfatos, etc. Estos acidos pierden un H' para formar
RCOO-. En esta forma se adhieren a los anodos ¢ inhiben la reaccion anoddica.

Los fosfatos esteres inhiben la corrosion de metales ferrosos en contacto con un

medio acuoso corrosivo, formando un complejo:

<{1{-0 (CHz-CHQO) nPO3H2}M
Donde: M es un ion metal, ferrosos, férrico, calcio, magnesio, etc.

Hay otro tipo de inhibidores anddicos que forman compuestos insolubles o
precipitados con el ion hierro. Estos inhibidores son los cromatos, silicatos, nitratos,

nitritos, carbonatos. Estos tipos de materiales son usados en sistemas abiertos al aire.
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En el apéndice E, Figuras E.1, E.2, E.2.1, E.3, E.3.1, E.3.2, y E.3.3, se presenta
informacion referente al uso de varios inhibidores en sistemas de interés y detalles

sobre las concentraciones a las que son aplicados.
3.10 Revestimientos industriales

Un revestimiento es fundamentalmente una capa de un material que se aplica sobre
una superficie de otro material para protegerlo o mejorar sus caracteristicas. Ejemplos

de revestimientos se encuentran diseminados en todo tipo de industria, a continuacion

se presentan algunos de ellos. '
- La pintura aplicada sobre una pared con fines decorativos.

- El cromado y niquelado de muebles y objetos de uso domestico para conferirles

belleza y durabilidad.
- El recubrimiento de un tanque para protegerlo de la corrosion.

- La capa de caucho o polietileno que reviste externamente una tuberia sumergida,

para protegerla contra la corrosion.
- El concreto que refuerza y protege los armazones metélicos de estructuras civiles.

- El revestimiento externo del casco de un buque, que lo protege contra la adhesion

de organismos vivos.

La mayoria de los revestimientos pueden clasificarse dentro de uno de los
siguientes grupos:

1. Revestimientos orgénicos y pinturas.

2. Revestimientos metalicos.

3. Revestimientos ceramicos.

4. Revestimientos especiales (compuestos).
e Funciones que cumple un revestimiento

Dentro de las razones para el uso de los revestimientos, podemos destacar:
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1. Mejorar el aspecto exterior (estética).
2. Prevenir la corrosion.
3. Proteger contra los efectos ambientales.
4. Reducir la corrosion-erosion.
5. Aislar la superficie del medio.
6. Reducir la formacién de colonias de seres vivos.
3.11 Aceros
3.11.1 Definicion y Caracteristicas

El acero es una aleacion de hierro y carbono (méaximo 2.11% de carbono), al cual se
le adicionan variados elementos de aleacion, los cuales le confieren propiedades
mecanicas especificas para su diferente utilizacion en la industria.

Los principales elementos de aleacion son: Cromo, Tungsteno, Manganeso,
Niquel, Vanadio, Cobalto, Molibdeno, Cobre, Azufre y Fdésforo. Los productos

, . .. . 12
ferrosos con mas de 2.11% de carbono denominan fundiciones de hierro. %!

3.11.2 Elementos de Aleacion

Carbono: es el elemento que tiene mas influencia en el comportamiento del acero; al
aumentar el porcentaje de carbono, mejora la resistencia mecénica, la templabilidad y
disminuye la ductilidad.

Boro: el Boro que se encuentra en el acero proviene exclusivamente de las adiciones
voluntarias de este elemento en el curso de su fabricacion. Ejerce una gran influencia
sobre la templabilidad del acero, bastando porcentajes muy pequefos, a partir de
0.0004 %, para aumentarla notablemente.

Azufre: aumenta la maquinabilidad, ya que forma inclusiones no metalicas 1lamadas
sulfuros de magnesio, discontinuidades en la matriz metalica que favorecen la

formacion de viruta corta.
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Cromo: es un gran formador de carburos, aumenta la dureza y la resistencia al
desgaste, y solo reduce la ductilidad. Mejora la resistencia a la alta temperatura y a la
formacion de cascarilla. En cantidades mayores al 12 %, hace al acero resistente a la
corrosion.

Fosforo: incrementa la resistencia y reduce la ductilidad de la ferrita. Aumenta la
brillantez. Este elemento, en cantidades superiores al 0.004 %, disminuye todas las
propiedades mecénicas del acero. Molibdeno: Formador de carburos, reduce el
crecimiento del grano, mejora la resistencia al desgaste y la capacidad de conservar la
dureza a temperaturas altas.

Cobalto: elemento que desplaza las curvas TTT hacia la izquierda, aumentando la
velocidad critica y disminuyendo la templabilidad. Aumenta la dureza, y asociado al
niquel o al cromo, forman aceros de débil coeficiente de dilatacion, cercano al vidrio.
Aumenta la velocidad critica de enfriamiento y en los aceros para trabajo en caliente
y répidos incrementa la disipacion de temperatura.

Manganeso: mejora la resistencia a la traccion y al desgaste, tiene buena influencia

en la forja, la soldadura y la profundidad de temple. Facilita el mecanizado.

3.11.3 Aceros con bajo contenido de cromo y de baja aleacion empleados
en ambientes con CO,

Los aceros de baja aleacion constituyen una categoria de los materiales ferrosos que
exhiben caracteristicas mecénicas superiores a los aceros al carbono, como resultado
de adiciones de los elementos de aleacion tales como niquel, cromo, y molibdeno.
Una de las caracteristicas que se ha mejorado con la adicion de algunos elementos
aleantes es la resistencia a la corrosién por dioxido de carbono. '

El efecto positivo de adiciones bajas de cromo, (hasta el 5%) sobre aceros al
carbono, frente a la corrosion por diéxido de carbono (CO,) es reportado en la

literatura. Se propone que las peliculas superficiales enriquecidas con cromo estan

formadas y causan una reduccion de la velocidad de corrosion.
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La razén por la cual el acero con cromo muestra una buena resistencia a la
corrosion es la siguiente: el enriquecimiento del cromo (Cr) se presenta en el
producto de la corrosion formado en los aceros de bajo cromo en ambientes con
dioxido de carbono. La cantidad de cromo se incrementa con el tiempo de exposicion
y puede alcanzar hasta un maximo de 30% en la pelicula. La corrosion es prevenida
por la formacion de la pelicula de 6xido enriquecida con Cr. "2

Los aceros con cromo resistentes a la corrosion (con 13% Cr o mas) han sido
utilizados previamente para ambientes corrosivos por su buena resistencia a la
corrosion, especialmente para corrosion por CO; en ambientes himedos. Los aceros
13% cromo han sido usados bajo severas condiciones, en las cuales los aceros al
carbono no podrian permanecer el tiempo de vida esperado. Sin embargo, hay
algunas condiciones de servicio donde no necesariamente podria requerirse el
desempefio frente a la corrosion de los 13% Cr, pero las condiciones son muy severas
para los aceros al carbono. Por eso los aceros con contenidos medios de cromo han
sido estudiados debido a que tienen una mejor actuacion contra la corrosion que los
aceros al carbono, ademas tienen un costo menor que los aceros 13% cromo. ')

Los atributos claves de la nueva generacion de aceros de bajo carbono con 3
% cromo son:

1) Desempeio superior a la corrosion por didxido de carbono, bajo ciertas
condiciones, en comparacion a los grados convencionales de aceros al carbono y de
baja aleacion por medio de la formacidon de una capa semi protectora rica en cromo,
producto de la corrosion.

2) Obtencion de un estado estacionario de la velocidad de corrosion después de la
exposicion, mucho mas rapido que lo alcanzado para los aceros al carbono y de baja
aleacion, debido a la formacién de una capa semi protectora de la corrosion.

3) La rentabilidad. '"*!

69



3.12 Modelo de DeWaard & Milliams

El modelo de DeWaard & Milliams, en su forma original, fue presentado en 1975
expresado por la siguiente ecuacion: '

Log (v)=0.67 * log (PpCO,)+C (Ec.3.14)

Donde:

V: velocidad de corrosion en milimetros por afio (mm/afio)
PpCO;: presion parcial de CO, (bar)

C: constante que se introduce para corregir las temperaturas.

Esta ecuacion fue durante mucho tiempo la tinica disponible, siendo criticada
por muchos investigadores de sobre predecir los valores de las velocidades de
corrosion. Debido a esto, se ha modificado a través de los afios por sus autores,
afiadiéndose a la ecuacion original diversos factores de correccion obtenidos a partir
de experimentos realizados en bancos de pruebas y asociados a efectos tantos fisicos

[

- . o [16,17,18] o
como quimicos producidos durante el proceso de corrosion ['*'"'® Finalmente, una

ultima version de este modelo se presento en el afio 1995 expresado de la siguiente

mancra [t 9]1

Vm=Vr* Fcx Fg= For )
Veorr = - - (Ec.3.15)
'm+ Vr+ Fc

Donde:
Vcorr: Velocidad de corrosion (mm/afio)
Vm: Velocidad de corrosion controlada por la transferencia de masa (mm/ano)
Vr: Velocidad de corrosion controlada por la reaccion (mm/afio)
Fs: Factor de correccion por la formacion de capa de FeCO;
Fc: Factor de correccion por el contenido de carbono en el acero
Fer: Factor de correccion por el contenido de cromo en el acero.
Este modelo, se basa principalmente en estudios realizados sobre la
influencia de la velocidad del fluido sobre el proceso de corrosion por CO,, donde se

toman en consideracion los efectos de la energia de reaccion y de la transferencia de
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masa del CO, disuelto, desde el volumen de la solucion hasta la superficie del acero.
Este modelo, también toma en cuenta la influencia de la composicion del acero sobre
la velocidad del proceso de corrosion.

A continuacion, se detallan los efectos que ejercen sobre la velocidad de
corrosion por CO; la velocidad del fluido, la temperatura y la composicion del acero,
los cuales estan expresados mediante correlaciones y factores de correccion.

e Efecto de la velocidad del fluido.

El proceso de corrosion por CO, consta basicamente de dos grandes etapas
consecutivas: en primer lugar, el transporte de las especies corrosivas a través del
fluido y su concentracion sobre la superficie del metal; en segundo lugar, las
reacciones que ocurren en la superficie del metal. La velocidad a las cuales ocurren
estas reacciones determina la velocidad global del proceso de corrosion, y se
encuentran definidas de la siguiente manera:

e Velocidad de corrosion controlada por la reaccion (Vr):

119
T+273

Log (Vr) = 6,1014 —

+0,00142 =T + 0,41 = log(fCO,) — 0,34 = pH

(Ec.3.16)
Donde:

fCO,: Fugacidad del didxido de carbono (bar)
T: Temperatura (°C)
pH: Nivel de acidez observado en la solucion.

El pH es un factor importante a considerar en el estudio de la corrosion por
didxido de carbono (CO,), ya que la dependencia de las tasas de corrosion por la
velocidad del fluido decrece a medida que aumenta el pH. Este aspecto es
significativo en situaciones practicas donde el FeCOj; disuelto puede incrementar el
pH. En caso de que no haya informacion disponible sobre el pH de la solucion, este

: : o . [18,19
puede ser estimado mediante la siguiente ecuacion !'*!”)
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Donde:

T: temperatura en °C

La fugacidad de CO, se calcula mediante la siguiente ecuacion:

fCO, =a=PpCO,

PpCO; se calcula usando la ecuacion:
4% €0,

PpCO, = Pt «~—

Donde:
PpCO;: Presion parcial de didxido de carbono (bar)
Pt: presion total del sistema (bar)

%CO;: concentracion de dioxido de carbono en el gas natural

(Ec.3.17)

(Ec.3.18)

(Ec.3.19)

a: es el coeficiente de fugacidad, analogo al coeficiente de actividad en las

. . . . .7 2
soluciones; se determina usando la siguiente ecuacion. 2

a = 10[(0&[!'31 —1,4/T)+Pt] para Pt £ 250 bar
a = 10000031 -1.4/T):250] para Pt > 250 bar

Donde:
T: temperatura (K)

Pt: presion total del sistema (bar)

(Ec.3.20)

(Ec.3.21)

Velocidad de corrosion controlada por la transferencia de masa (Vm)

2,8Vt = fCO,
d‘D.Z

Vm =

Donde:
Vt: Velocidad superficial total (m/s)
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o

d: diametro interno de la tuberia (m)

e Efecto de la temperatura.

La dependencia de la temperatura que presenta la velocidad de corrosion esta
expresada en la ecuacion 3.26, sin embargo, a altas presiones de CO,, carbonatos de
hierro u otros 6xidos pueden formarse dando origen a peliculas protectoras, lo cual
puede disminuir la velocidad de corrosion apreciablemente. El efecto de la formacion
de peliculas protectoras con la temperatura es considerado en el siguiente factor
empirico:

Factor de correccion por la formacion de la capa de FeCOs (Fs)

2

. 2400 .
log(Fs) = — 0,6 = log(fCco,) — 6,7 siendo Fs < 1 (Ec.3.23)

Donde:

T: temperatura (K)
fCO,: fugacidad del dioxido de carbono (bar)
La temperatura a la cual (Fs) es igual a cero se denomina temperatura de

formacion de la capa (Tcapa), y estd relacionada a un méximo en la velocidad de

corrosion:
T 2400 Ec.3.34
capa = : c. 3.2
Pe = 67+ 06+ log (fCO,) ( )
Donde:

Tcapa: viene expresada en Kelvin (°K)

Esta temperatura es aquella a la cual las peliculas que se forman son
diferentes en texturas, mas protectoras y con mayor adherencia. A temperaturas del
sistema por encima de la Tcapa, las velocidades de corrosion son mas bajas debido a
que las condiciones de pH y concentracion de Fe*™ son tales que se forma una capa
protectora en la superficie del metal. La Tcapa disminuye al aumentar la PpCO,, para

combinaciones de temperatura / presion por debajo de la temperatura de la capa, la
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ecuacion 11 no necesita ser corregida por (Fs), es decir (Fs) toma el valor de la

unidad (Fs=1).

e Efecto de la composicion quimica del acero.

Para estudiar y cuantificar los efectos que ejercen la composicidon del acero y su
microestructura sobre la corrosion por CO,, se han dividido los aceros en dos grandes
grupos: aceros normalizados y aceros templados y revenidos. La influencia de cada
uno de ellos se ha expresado a través de factores de correccion, donde los principales
parametros a considerar son el contenido de cromo y carbono presente en los mismos.
Los factores de correccion asociados al efecto que ejerce el tipo de acero utilizado

son definidos de la siguiente manera:

Factor de correccidn por el contenido de carbono en el acero (Fc)

- Para aceros normalizados: Fc /y=1/1+ (1,4 1,9) * % C (Ec.3.25)
- Para aceros templados y revenidos: Fc =1

Donde:

% C: porcentaje de carbono en el acero.

Factor de correccion por el contenido de cromo en el acero (FCr)

FCr/qr = 0,993245928 cuando el porcentaje de cromo en el acero es desconocido. En
caso contrario se usan las ecuaciones:

- Para aceros normalizados: FCr /= 1/1 + (2,3 £ 0,4) * %Cr (Ec.3.26)
- Para aceros templados y revenidos: FCr /= 1/1 + (1,4 £ 0,3) * %Cr (Ec.3.27)
Donde:

%Cr: porcentaje de cromo en el acero.
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3.13 Condiciones hidrodindmicas del fluido

Las lineas de produccion de gas y petroleo generalmente manejan flujos de dos o mas
fases, constituidos por mezclas de gas, petrdleo, agua y arena. Los efectos resultantes
de las condiciones del flujo bi o multi-fasico inciden sobre la ocurrencia del
fendmeno de corrosidon, asi como en la seleccion de los sistemas de control y

monitoreo. Por lo tanto, se hace necesario entender el comportamiento hidrodindmico

del fluido.
3.13.1 Principios de flujo bifasico.

e Liquido acumulado (hold up)
El liquido acumulado o liquido retenido (hold up) se define como la fraccion de area

de la seccion transversal de la tuberia ocupada por el liquido.

Hl=Al1/Ax (Ec.3.28)
Donde:
H1: liquido acumulado.
Al: area ocupada por el liquido (pulg?)
Ax: area de la seccion transversal de la tuberia (pulgz)

Por efectos de cambio de presion y temperatura, una considerable cantidad
de liquido se deposita en el interior de los gasoductos. Este liquido esta constituidos
por los componentes mas pesados del gas natural que alcanzan su punto de rocio,
condensan y se depositan en el fondo de la tuberia. Generalmente, en este condensado
se encuentra presente agua liquida y sustancias disueltas n como CO, y H,S,
formando un ambiente altamente corrosivo. Se ha determinado que los condensados
de hidrocarburos no afectan de modo significativo la velocidad de corrosion, ya que
los mismos pueden crear una capa hidrofobica sobre la superficie del metal. Sin
embargo, la velocidad de corrosion tiende a aumentar cuanto mayor es la relacion
agua/condensado, es decir, cuando mayor es la cantidad de agua presente, se esperan

velocidades de corrosion mas elevadas *'LEl tipo de ataque corrosivo (general o
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localizado) que pueda presentarse en el interior de las tuberias, por efecto del
ambiente corrosivo acuoso, depende del patron de flujo presente.
e Velocidad del fluido.

La velocidad del fluido es considerada uno de los pardmetros mas significativos
a la hora de establecer el potencial corrosivo de una tuberia, ya que determina el
comportamiento del fluido (patrén de flujo), y la distribucion del agua transportada
por el gas. A continuacion se presentan los conceptos basicos de velocidad del fluido
para una mezcla bifésica gas-liquido:
- Velocidad superficial: es la velocidad a la cual fluiria la fase liquida o la fase

gaseosa si estuviera sola en la tuberia. Esta viene dada por las siguientes ecuaciones
[22,23],

gl
| = — Ec.3.29
l"'rs. Ax (Ec )
_ 34
Vg = > (Ec.3.30)

Donde:

Vsl: Velocidad superficial del liquido (ft/s)
Vsg: velocidad superficial del gas (ft/s)

ql: caudal de liquido (ft'/s)

qg: caudal de gas (ft'/s)

AX: 4rea transversal de la tuberia (ft?)

- Velocidad de la mezcla: es la suma de la velocidad superficial del liquido y la
velocidad superficial del gas.

Vm = Vsl + Vsg (Ec.3.31)
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3.14 Diagramas presion-temperatura de mezclas de hidrocarburos

Los cambios de fase de las mezclas de hidrocarburos presentes naturalmente en un

yacimiento de petroleo y gas son facilmente reconocibles a través de un diagrama

presion-temperatura (P-T) como el que se muestra en la figura 3.9. *¥

Diagrama de fases de mezclas de hidrocarburos
4000
00 Punto Critico Punto Cricondenbarico
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-_i3 woo+ Curva de Burbujeo .. ——9% A Punto Cricondentérmico
:;) 2000 + L % ]
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@ ® Tcdt
o &% J
1400 40%
2%
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m - - v — . - —= = . -
0 0 100 180 200 %0 00 30
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Figura 3.9 Diagrama de fases de mezclas de hidrocarburos.

Este es un diagrama de fases generalizado, donde se pueden observar las
envolventes de fases que resulta de unir las curvas de puntos de burbujeo y puntos de
rocio.

Los puntos de burbujeo son los puntos donde la fase liquida contiene una
cantidad infinitesimal de gas, es decir, donde aparece la primera burbuja. Los puntos
de rocio son donde la fase gaseosa contiene una cantidad infinitesimal de liquido, es

decir, donde aparece la primera gota. Las curvas de burbujeo y rocio se unen en
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el punto critico, punto donde las propiedades intensivas (aquellas que no dependen de
la masa, densidad, viscosidad, etc.) del gas y liquido son iguales.

La envolvente de fases divide el diagrama en tres regiones:

1. La del liquido que estd situada fuera de la envolvente y a la izquierda de la
temperatura critica.

2. La del gas que también estd fuera de la envolvente pero a la derecha de la
temperatura critica.

3. La de dos fases que se encuentra dentro de la envolvente, en ésta region se hallan
el gas y el liquido en equilibrio.

Las lineas de isocalidad son lineas que unen puntos de igual porcentaje
volumétrico de liquido en la mezcla liquido-gas. Lo que implica que las curvas de
burbujeo y rocio son lineas de 100% y 0% de liquido, respectivamente. Todas las
curvas convergen en el mismo punto, el punto critico.

Del diagrama también podemos observar los puntos extremos de presion y
temperatura. El punto cricondertérmico, Tcdt, es la maxima temperatura a la cual
existe equilibrio entre vapor y liquido. El punto cricondembarico, Pcdt, es la maxima
presion a la cual existe equilibrio entre vapor y liquido. La posicion relativa de los
puntos cricondertérmico y cricondembadrico con respecto al punto critico depende de
la composicion del sistema.

Cada mezcla de hidrocarburos encontrada en un yacimiento tiene un
diagrama de fases caracteristico, el cual permanece constante, mientras se mantenga
la proporcidén de componentes en la mezcla; teniendo modificaciones cuando se altera
las proporciones de los componentes debido a extraccion preferencial de fluidos o a la

inyeccion de algunos o algunos de ellos.
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CAPITULO IV

MARCO METODOLOGICO

4.1 Investigacion del historico de fallas en tuberias de produccion por campos,

gue son atribuidos a mecanismos de corrosion interna

Se llevo a cabo un estudio integral de los problemas que ocurren en las tuberias de

produccion de los pozos que han operado en el area.
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4.1.1 Seleccion de los pozos atribuidos a tuberia rota, en las areas en
estudio, AMA ESTE, AMA OESTE y AMO

Esta etapa consistio en totalizar las fallas presentes en el periodo de 1990-2010, por
aflos, tomando en cuenta todas las areas operacionales de PDVSA produccion gas
Anaco y registradas por el personal que ejecuta los trabajos de chequeo mecanico de
pozos, esta seleccion fue simplificada a través de la elaboracion de una hoja de
calculos en Microsoft Excel. Es importante destacar que al momento de realizar la
inspeccion a los pozos productores, este se realiza mediante los llamados trabajos de
guaya fina, en los cuales solo se detectan alguna imperfeccion mecanica atribuible a
alteracion de didmetros (ejemplo colapso), tuberia rota (por impresion en una
determinada herramienta), sin embargo, no discrimina la causa de dichas fallas en las
tuberias de produccion.

Es por ello, que en esta fase del proyecto se indagan los registros existentes
para discriminar las caracteristicas de dicha fallas, y con ello, establecer su posible
causa, sumado a la distribucion de las mismas por areas operacionales.

Todo esto con la idea de tener una vision general de los antecedentes y
definir la cantidad por &reas en materia de corrosion.

Para la totalizacion de las fallas por profundidad, se graficaron las diferentes
profundidades versus el total de fallas, usando el diagrama de circular de la hoja de
calculo Excel la cual es una alternativa para mostrar y comparar datos experimentales
en forma visualmente atractiva y convincente. Posteriormente se seleccionaron el
total de fallas por campo y por pozo/arena usando el mismo procedimiento
anteriormente enunciado, para asi ejecutar un diagrama tipo columna pasa identificar
las fallas por campos.

Los resultados se muestran en el Apéndice A.
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4.1.2 Andlisis nodal realizado a los pozos seleccionados usando el
simulador PIPESIM. Pozos: MVR-65, MVR-88, MVR-92 y MVR-96

Tabla 4.1 Resumen del analisis nodal utilizado en la simulacién hidraulica, pozos:
MVR-65, MVR-88, MVR-92 y MVR-96.

Pozo Estacion | Arena/Yacimiento Modelo de Correlacion de | Correlacion de | Psep

flujo flujo horizontal flujo vertical (psi)

MVR-65 X-8 L2UM Condensado Dukler, Aga & Gray 250
Flanagan

MVR-88 W-4 LO Condensado Dukler, Aga & Gray 60

Flanagan

MVR-92 X-8 M1U/ZM-310 Condensado Dukler, Aga & Gray 500
Flanagan

MVR-96 W-4 L2U Condensado Dukler, Aga & Gray 500
Flanagan

4.1.3 Estimacion de las velocidades de corrosion mediante el modelo de

DeWaard y Milliams

En esta parte se realizd el calculo de las diferentes velocidades de corrosion, de
acuerdo al perfil de presion y temperatura, y la simulacion hidraulica de los pozos en
estudio, obtenido en el analisis nodal de la fase anteriormente desarrollada.

La muestra de calculos se encuentra al final de este capitulo. Las tablas de

resultados se pueden observar en el Apéndice B.

4.1.4 Realizacion de envolventes de los pozos MVR-88, MVR-92, MVR-
96 mediante el Simulador PIPESIM 2008

En esta parte se realizaron envolventes a los pozos en estudio por medio del
simulador PIPESIM 2008, con los datos de los andlisis cromatograficos de los
pozos, y condiciones de presion y temperatura de operacion (estos son los pozos con
fallas para correlacionar con la corrosion por didoxido de carbono (CO;) y su

profundidad). Cabe destacar que solo se realizaron tres envolventes (Pozo MVR-88,
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MVR-92 y MVR-96), ya que no se disponia del analisis cromatografico del pozo
MVR-65.

Los andlisis cromatograficos se pueden visualizar en el apéndice B, y las
envolventes en el capitulo V correspondiente al andlisis y discusion de resultados,

Graficas 5.9, 5.10y 5.11.

4.2 Estimar la potencialidad corrosiva interna en las tuberias de produccion de

las localizaciones previstas considerando criterios existentes

En esta fase se realizd una estimacion de la potencialidad corrosiva de acuerdo a
correlaciones y criterios existentes, requiriendo para ello datos de la composicion
fisicoquimica de los fluidos, simulacion hidraulica a lo largo de la tuberia de

produccidn y diseflo mecanico establecido (didmetro de tuberia y espesores).

4.2.1 Andlisis nodal de la localizacion campo: Zapatos, arenas: R3/ZG-
317 y S3S/ZG-304, y del campo: Aguasay, arenas: R2U, M/AG-402 y TU/AG-
602, usando el simulador PIPESIM.

Tabla 4.2 Resumen del andlisis nodal utilizado en la simulacién hidraulica de las

nuevas localizaciones de pozos productores.

Campo Estacion | Arena/Yacimiento Modelo de Correlacion de | Correlacion de | Psep
flujo flujo horizontal flujo vertical (psi)

Zapatos ZEF-7 R3/2G-317 Black oil Dukler, Aga & Gray Modified 60
Flanagan

Zapatos ZEF-7 S3S/Z2G-304 Black oil Dukler, Aga & Gray Modified 250
Flanagan

Aguasay BAT-4 R2U,M/AG-402 Black oil Dukler, Aga & Hagedom & 500
Flanagan Browny

Aguasay BAT-4 TU/AG-602 Black oil Dukler, Aga & Hagedom & 500
Flanagan Browny

Se utiliz6 como referencia el fluido de los pozos: ZG-346 (R3) y ZG-345 (S3S).

Por lo se realizaron diferentes sensibilidades para asi obtener el perfil de presiones,
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temperatura y velocidades superficiales, para ser utilizado en el calculo de las

velocidades de corrosion nuestro objetivo en esta parte del trabajo de investigacion.
Por lo tanto, resultaron perfiles de presion, temperatura y velocidades

superficiales para cada una de las arenas en estudio, para luego estimar la velocidad

de corrosion para cada uno de ellos.

4.2.2 Identificacion del agente corrosivo predominante en las tuberias de

produccion

Para el desarrollo de esta etapa, se aplicé el “Criterio de Kane”, basado en la relacion
de las presiones parciales de didéxido de carbono (CO,) y sulfuro de hidrégeno (H,S),
segun se explico en el Capitulo III, seccion 3.6.3.

La hoja de calculo en Excel, creada para simplificar la seleccion de los pozos a
estudiar, también incluye el calculo de la relacion de las presiones parciales
(PpCO,/PpH;S). En funcion del resultado de la relacion, el programa define cual

agente corrosivo predomina en la tuberia de produccion, segun sea el caso.

4.2.3 Estimacioén de las velocidades de corrosiéon mediante el modelo de
DeWaard & Milliams

Por medio de la simulacion se obtuvo un perfil de presiones, temperaturas y
velocidades superficiales de flujo para cada uno de los reductores, por medio del cual
se cred una hoja de célculo en Microsoft Excel en donde se obtuvieron los valores de
la velocidad de corrosion.

Al final del capitulo se encuentra la muestra de célculos.

4.3 Jerarquizar las nuevas localizaciones de pozos productores de acuerdo a la

potencialidad corrosiva interna

La jerarquizacion de los pozos y estaciones depende, basicamente, de las velocidades
de corrosion en las tuberias de produccion. Estas velocidades fueron calculadas

mediante el modelo matematico de DeWaard & Milliams, el cual se detalld en la
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seccion 3.12 del Capitulo III. Para dicho calculo se elabor6 una hoja de calculos en
Microsoft Excel con las correlaciones de este modelo matematico.

A partir de este punto, se puede establecer un orden especifico, de acuerdo a
la tuberia que arrojo mayor velocidad de corrosion (Vcorr), estimada en cuanto a las
nuevas localizaciones de pozos productores, cabe destacar que para dar el orden de
criticidad de los campos también se tomo en cuenta la vida util de la tuberia de
produccion elaborando una hoja de calculos en Microsoft Excel, finalizando, con las
que muestran menores velocidades de corrosion. Los resultados pueden observarse en

el Apéndice D.
4.3.1 Estimacion de la vida Gtil de la tuberia de produccion

Se disefio una hoja de calculo en Microsoft Excel donde las velocidades de corrosion
presentadas a lo largo de las lineas, los espesores de las tuberias y una pérdida
maxima de espesor, segun informacion del fabricante, sirven de datos de entrada para
la estimacion de la vida util de las lineas de flujo y recoleccion. El procedimiento
utilizado para su estimacion se detalla en la muestra de calculos de la seccion 4.6 de

este capitulo y los resultados en el Apéndice D.

4.4 Establecer los disefios mecanicos considerando estrategias para el

control de corrosion interna

Esta fase se considero las diferentes opciones para el control de corrosion interna.
Dependiendo de su potencialidad corrosiva estimada en la seccion 5.2,
correspondiente al Capitulo V. Entre las opciones consideradas estan: inhibidores de
corrosion, tuberia de aleacion 13% Cromo, igualmente disefios de tuberias de menor

aleacion como lo es la tuberia de 3% cromo, y por Gltimo, recubrimientos internos.

45 Estimar costos asociados a la inversion inicial en funcién a las

opciones disponibles para el control de corrosion interna

Para ello se realizé una estimacién de los costos por concepto de procura, instalacion

y mantenimiento de las opciones para el control de corrosion interna. En esta fase se
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consultdé a las empresas proveedoras de las diferentes tecnologias asi como al
personal de planificacién, programacion y mantenimiento de pozos que coordinan

dichas actividades.
4.6 Muestra de céalculos
4.6.1 Célculo de las Presiones Parciales de CO, y H,S y criterio de Kane

Tomando como referencia los valores de presion de la linea y porcentaje de CO, y
H;,S correspondientes al Campo Zapato, Arena: R3, YAC: ZG-317. (Tabla C.2, C3 y
C.4 del Apéndice C), los valores tomados, son a fondo de pozo.

Célculo de la presion parcial de CO;:

W Co
106

Presion parcial del CO; (psi): PpCO, = Pt = = %CO0,=8

Sustituyendo los valores en la ecuacion 3.31 se tiene que:

1388 =8

PpCO, = —— =
PESs 100

= 111,04 psi

Calculo de la presion parcial de H,S:

Pt:ppmH_ 5

Presion parcial del CO; (psi): PpH,5 = o000 000

%H,S=10

Sustituyendo se tiene:
1388 =10

PpH,S = ———— = 0.0138 psi
: 1000000

Célculo para determinar el tipo de corrosion predominante mediante la Relacion de

Kane.

Tomando los valores de las presiones parciales calculadas anteriormente:
PpCO, =111,04 psi

PpH,S =0,0138 psi

Sustituyendo estos valores se tiene:
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FWF R A Fant F

De acuerdo a la norma API 6A, se dice:

Presion parcial de CO, Nivel de corrosion
Si PpCO, > 30 psi Severa

Si 7 psi < PpCO, < 30 psi Moderada
Si PpCO, < 7 psi Leve

De igual manera se realizaron los célculos para los demas pozos evaluados.
Los resultados se observan en los Apéndices B y D y la Gréfica 5.12 del Capitulo V,

correspondiente a la discusion de resultados, al igual que el resto de dichas graficas.
4.6.2 Calculo de las velocidades de corrosion

Se parte del modelo de DeWaard & Milliams, explicado en el Capitulo III (ecuacion
3.15). Para ello se requiere:
Presion total (Pt): Bar
Temperatura (T): K
Porcentaje de CO; en el gas (% CO,): % molar.
Velocidad superficial de liquido (Vsl): m/s
Diametro interno de la tuberia (d): m
Tratamiento térmico del acero: (normalizado o templado y revenido)
Contenido de cromo en el acero (% Cr).
Contenido de carbono en el acero (% C).
Tomando como referencia los valores de los resultados obtenidos mediante
la simulacion hidrodindmica para la tuberia del Campo Zapato, Arena: R3, YAC:

7ZG-317 (Tabla C.1 del Apéndice C), se tiene:

86




)

Velocidad de corrosiéon por el método de DeWaard y Miliams (Vcorr):

Veorr = -
Vm+Vr=Fc

Velocidad de corrosidn controlada por la transferencia de masa
(Vm):

2,8=Vt"® = fCo,
d'}':

Vm =

Se empieza con el calculo de la velocidad superficial total del flujo de la siguiente

manera:

1,69+ 0,016
Vi=Vsg + Vsl = T =0,5201 I‘:I‘Il,u"'S

Se calcula el coeficiente de fugacidad (a) para presiones mayores a 250 bar

debido a que estamos trabajando a fondo de pozos, se uso la siguiente ecuacion:

a = 10[(00031-14/T)250] o, 00y Py > 250 bar

(000314 .25
a= 10“’ 0031 —gps 57 /#2501 _ 0,9335

Procedemos a calcular la fugacidad del didxido de carbono:

fCO, = a+*PpC0O, = 09304976 = 6,2867 bar

Seguidamente se calcula la velocidad de corrosion controlada por la

transferencia de masa, mediante la siguiente ecuacion:

28=Ve"® = fCO, 28+0,5201%F «6,2867 mm
= = -~ = 18,1964 (—)
a2 0,0620%2 asio

Vm =
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Estos calculos se realizaron para cada uno de los reductores de los pozos que
presentan fallas por tuberia rota y también para las nuevas localizaciones de pozos

productores, los calculos y resultados se pueden visualizar en los Apéndices.

Velocidad de corrosién controlada por la reaccion (Vr):
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Primeramente se calcula el pH de la siguiente manera:

pH=4,1—-0,5+log(fC0,) + 298+ (3,49 x 107°)T — 0,19 — (9,78 x 107%)T

« log(fco,)

T=132,22 °C vy fC0O,=6,2867 bar sustiyendo estos valores en la ecuacion

anterior se tiene:
pH = 6,8489

Ahora se puede calcular el Log (Vr) sustiyendo los valores se tiene:

i

Log (Vr) = 15264 (E)

Luego se calcula la velocidad de corrosion controlada por la reaccion (Vr):

R mm
e = ]_':I:I""?"E“t = 33,6049 {f}
ano

Igualmente se realizaron estos calculos para cada uno de los reductores de
los pozos que presentan fallas por tuberia rota y también para las nuevas

localizaciones de pozos productores, estos datos se pueden visualizar en el Apéndice

D.
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Factor de correccion por el contenido de carbono en el acero (Fc):
En esta parte se tomo como factor de correccion igual a uno (1)
debido a que se desconoce de qué tipo de material esta hecho la
tuberia de los pozos en estudio.

Fc/gr=1

Factor de correccion por la formacion de la capa de FeCOs (Fs):

2

log(Fs) = — 0,6 = log(fC0O,) — 6,7 siendo Fs < 1

Si Fs es igual a cero la temperatura seria de formacion de la capa y esta relacionada a

un maximo en la velocidad de corrosion:

- 2400 -
Capa —
Pa = 67+ 0,6 log (fCO) )
2400 )
Tcapa = = 296,3539 °K

6,7+ 0.6 * log (6,2867)

- Tsist > Tcapa, la Vcorr son mas bajas.
- Tcapa disminuye al aumentar PpCO,

En algunos casos Fs era igual a uno (1) y en otros se tuvo que calcular la
temperatura de la capa, y asi corregir los valores de Fs que eran mayores a uno (1).

Entonces cuando:

Tcapa < Toperacion —Fs se calcula por la ecuacion.
Tcapa > Toperacion—» Fs=1

T= 405,22 °K y fCO,=6,2867, sustituyendo estos valores en la ecuacion del
factor de correccion por la formacion de la capa de FeCOs tenemos:

Log (Fs) = —1,2563
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Este valor de Fs no necesito correccion debido a que arrojo un valor menor a

1, tal como lo explicamos anteriormente.

Factor de correccion por el contenido de cromo en el acero (Fcr):

FCr/qr = 0,993245928 cuando el porcentaje de cromo en el acero es desconocido, en

caso contrario se usa la siguiente ecuacion:

Para aceros normalizados: FCr/or= %v (23+04) =% r

Para aceros templados y revenidos: FCr /= % + (1,4 £ 0,3) = %Cr

Para estos calculos el porcentaje de cromo se desconoce utilizando el valor
descrito anteriormente.
Con todos estos valores ya calculados, se procede a calcular el valor de las

velocidades de corrosion para los diferentes pozos en estudio.

Vm=Vrx= FcxFs=Fer

Veorr =
Vm+Vr=Fc
18,1964 = 33,6049 =1 = 0,0554 = 0993245928 T
Veorr = = ﬂ,ﬁ‘l‘g? (T:]'
18,1964 + 33,6049+ 1 ano

Por ultimo se convierte la Vcorr de mm/aio a mpy de la siguiente manera:

Veorr = 0,6497 = 39,4 = 25,5989 (mpy)

Los valores y resultados de los diferentes célculos de velocidad de corrosion

se pueden visualizar en los Apéndices B y D.
4.6.3 Calculo de la vida util de la tuberia.

Para el calculo de la vida util de la tuberia se necesito la velocidad de corrosion

maxima en unidades de mm/afio y el espesor de la tuberia en estudio.
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Para efecto de este ejemplo, se toma como referencia los datos del pozo
Arena S3S/YAC: ZG-304, para el reductor de 3/8”.
Vcorr max = 6,3828 mm/afio
Espesor = 5,5118 mm

Entonces,

Espesor 55118 mm
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Asi sucesivamente se realizaron estos calculos para todas las nuevas
localizaciones y para cada uno de sus reductores de produccidon. Los respectivos

resultados se pueden observar en el apéndice D.

CAPITULO V

ANALISIS Y DISCUSION DE LOS RESULTADOS

5.1 Investigacion del historico de fallas en tuberias de produccion por campos,

gue son atribuidos a mecanismos de corrosion interna

Para el cumplimiento de este objetivo se necesitod la informacidon de pozos activos e

inactivos con tuberia rota, AMA-AMO.

5.1.1 Seleccion de los pozos atribuidos a tuberia rota, en las areas en
estudio, AMA ESTE, AMA OESTE y AMO
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Con un poblacioén de 69 pozos con tuberia rota, Activos (34) + Inactivos (35). En la
cual se valid6 que la condicion de tuberia rota fue por corrosién o por dafios
mecanicos. En esta etapa se observo mediante la (grafica 5.1), que el afo que
presentd mas fallas fue el ano 2007 (25 fallas), seguido por el afio 2009 (12 fallas).
Por otro lado es importante resaltar que 66 de los pozos presentaron fallas por tuberia
rota y 21 del total de pozos tuvieron otros tipos de fallas, tales como: pozo

comunicado, colapso de la tuberia, obstruccién metélica, impresion metalica.
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Gréfica 5.1 Fallas totales en tuberias de produccion por afios.

Por otra parte se estimé el nimero de fallas por area Vs el afio de chequeo
mecanico (grafica 5.2), el cual arrojé un éarea critica AMO, la cual presenta la mayor
cantidad de fallas (38 en total), para AMA ESTE tenemos una cantidad de 10 fallas,
lo cual se acentian mas en el afio 2009, de esas diez (10) fallas, siete (7) se
presentaron en el afio 2009. Para la otra area en estudio lo cual es AMA OESTE,
existe un total de 21 pozos, de los cuales dos de estos no poseen informacion de fecha
de chequeo mecéanico, por lo tanto tampoco sé graficaron, quedando un total de 19
pozos en esta area, por ende la fecha mas critica, seria el afio 2007, de esta cantidad

de pozos 10 fallan en este afio, como era de esperarse, ya que la mayor cantidad de
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fallas para estas dreas operacionales se acentian en este afio, haciendo una

generalidad de todas las areas en estudio.

16

14
. 12
3 10
<
[y
w 8
o
I 6
.—
2 4 |1

0 EIL , , , .

1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010
ANOS
HAMA ESTE ® AMA OESTE M AMO

Grafica 5.2 Fallas en tuberias de produccién por area en funcion del tiempo.

En la distribucion porcentual de fallas por su ubicacion se estimo cual era la
profundidad a la cual se presentd la mayor cantidad de fallas, siendo la mas critica la
profundidad de 0-1.000 pies (grafica 5.3), donde se puede observar que en un 46%
tenemos fallas de tuberia en el comienzo de la tuberia de produccion, por lo tanto esto
puede ser debido a la presencia del factor corrosivo dioxido de carbono (CO,) en
presencia de agua, para asi formar el acido carbdnico (H,COs) lo cual produce el
desgastes de la tuberia para posteriormente causar la corrosion, es decir el deterioro

parcial o total de la tuberia.
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Graéfica 5.3 Distribucion porcentual de fallas por profundidad.

Con respecto a la distribucion de fallas por campos tenemos que el campo

que presentd6 mayor cantidad de problemas fue el Campo Mata-R, perteneciente a

AMO, con un total de once (11) fallas, seguido de Santa Rosa, San Joaquin y Zapatos

tal como se muestra en la grafica 5.4.
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Gréfica 5.4 Fallas en tuberias de produccién periodo (1999-2010).
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De los once (11) pozos del Campo Mata-R pertenecientes a AMO, se tomo
al azar cuatro (04) pozos (Pozo MVR-65, Pozo MVR-88, Pozo MVR-92 y el Pozo
MVR-96), a los que se le realiz6 la simulacién hidraulica mediante andlisis nodal a
fin de obtener el perfil de presion, temperatura y velocidades superficiales de flujo
por medio de analisis nodal realizado a estos, para posteriormente con estos valores,
calcularseles las velocidades de corrosion a los 4 pozos en estudio. En el apéndice B

se puede observar el analisis nodal previo para el calculo de velocidad de corrosion

5.1.2 Estimacién de las velocidades de corrosion mediante el modelo de
DeWaard & Milliams Pozos MVR-65, MVR-88, MVR-92 y MVR-96

En cada figura se indica la mdxima velocidad de corrosién permitida (5 mpy),
valor establecido por la Norma NACE Standard MR0175-94. ** como pardmetro
para el control de este problema. Por encima de este valor se considera que los dafios
por corrosion y las pérdidas de metal serdan severos, por lo tanto, es necesaria la
aplicaciéon de un método de control, asi como la instalacion de facilidades de
monitoreo.

Para el pozo MVR-65 se obtuvo una Vcorr maxima de 159,043 mpy a los
4.000 pies de profundidad, para el reductor de 3/8”, (Ver grafica 5.5). También
podemos observar que los mayores valores de velocidad de corrosion se encuentran a
profundidades de 0 a 9.000 pies de profundidad, luego la velocidad de corrosion
disminuye y se mantiene casi que constante en 50 mpy aproximadamente hasta su

maxima profundidad.
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Gréfica 5.5 Velocidad de corrosién por profundidad para cada uno de los reductores,
Pozo MVR-65.

El pozo MVR-88 arroj6 un valor de Vcorr maxima para el reductor de 3/8”
igual a 192,72 mpy a los 4.000 pies, para el reductor de 1/2" se obtuvo una Vcorr
maxima igual a 186,55 mpy a 3.000 pies de profundidad, y por ultimo para el
reductor de 3/4” la Vcorr max es igual a 168,34 mpy a los 4.000 pies de profundidad,
cabe resaltar que este pozo produce por los tres reductores. Las velocidades de
corrosion determinadas en este pozo (Grafica 5.6), superan los 5 mpy en todos los
reductores y alcanzan velocidades de mas de 100 mpy, lo que sugiere la existencia de
un grave problema de corrosion por CO,, esto ocurre debido a que de los 4 pozos en
estudio en esta parte de la investigacion este pozo posee mayor cantidad de %CO,; ,
para que asi, con la presencia de agua se forme el acido carbonico lo cual es el gente

principal para que se produzca la corrosion.
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Gréfica 5.6 Velocidad de corrosién por profundidad para cada uno de los reductores,
Pozo MVR-88.

Por otra parte para el pozo MVR-92 con un 3% CO; produce por los
reductores de 1/2" y por el de 3/4", por lo tanto el valor de velocidad de corrosion
maxima para el reductor de 1/2" es igual a 176,80 mpy a los 6.000 pies de
profundidad, y para el reductor de 3/4" la Vcorr méaxima es igual a 173,91 mpy a los
6.000 pies (Grafica 5.7). Se puede observar que los mayores valores de velocidad de
corrosion se dan de 0 a 6.000 pies de profundidad, luego comienza a declinar la
velocidad de corrosion a medida que aumentan las profundidades, pero de igual
manera los valores de las velocidades de corrosion sobrepasan el valor maximo

permitido, por lo tanto existe problemas severos de corrosion.

97



o

POZO: MVR-92 3%CO2

Arena M1U YAC:ZM-311
200,00 - .

150,00 -

100,00 +

Vcorr (mpy)

50,00 +

0,00 -

-10948
9000
7000
5000
3000
1000

Profundidad (pies)
a3/l ee]/?" 34"

Gréfica 5.7 Velocidad de corrosion por profundidad para cada uno de los reductores,
Pozo MVR-92.

Del Pozo MVR-96 se puede, decir que por la cantidad de CO», los valores de
velocidad de corrosion difieren con la teoria, debido a que con un %CO; igual a 7
resulto un valor de Vcorr maxima de 68,379 mpy a los 2.000 pies de profundidad
(Gréafica 5.8), es decir el valor obtenido es bajo y deberia dar igual o parecido a los
valores del pozo MVR-88 que tiene un valor de %CO; igual a 6, de igual manera los
valores de la velocidad de corrosidon se mantienen dentro del valor permitido cuando
comienza a aumentar la profundidad a partir de 6.000 pies, por lo tanto es uno de los

pozos mas controlados en este estudio.
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Gréfica 5.8 Velocidad de corrosién por profundidad para cada uno de los reductores,
Pozo MVR-96.

En general, las maximas velocidades de corrosion estimadas, se discutieron
en esta fase, solo para los reductores empleados para cada uno de los pozos en
estudio, para las cuales, las velocidades de corrosion se encuentran en el mismo orden
de intensidad; sin embargo, los pozos que presentan los mas altos valores son las del
pozo MVR-88, MVR-92, MVR-65 y MVR-96 en orden decreciente, respectivamente.

Se observa que los pozos que poseen alta presion, son los que mayores
velocidades de corrosion, es natural que a mayor presion total haya mayores %CO,,
por ende, mayor disolucion de estos gases en el agua libre y condensada, originando
mayor corrosion. Por otra parte se dice, que existe relacion entre las velocidades de
corrosion estimadas, con las fallas presentes a las profundidades presentes, en los
primeros pies de profundidad de los pozos estudiados, por lo que permite corroborar
que las fallas en un 100% corresponden a corrosion. Por lo tanto, son los pozos que

requieren mayor monitoreo y seguimiento. Ver tabla 5.1.
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Tabla 5.1 Caracteristicas de los pozos MVR-65, MVR-88, MVR-92 y MVR-96.

Velocidades de Vida util de la tuberia Profundidad (pies)
corrosion maximas (Afos)
(mm/afio)
Pozo Red Red Red | Red Red Red Red Red Red
3/8” 1/2™ | 3/4™ | 3/8” | 1/2" 3/4™ 3/8” 1/2" 3/4™
MVR-65 4,04 1,37 4000
%CO,=4
MVR-88 4,89 4,73 4,27 1,13 1,17 1,29 4000 3000 4000
%CO,=6
MVR-92 4,49 4,41 1,23 1,25 6000 6000
%CO,=3
MVR-96 1,73 3,19 2000
%CO,=7
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5.1.3 Realizacion de envolventes de los pozos MVR-88, MVR-92 y MVR-
96 por medio del Simulador PIPESIM 2008

Se estimaron envolventes a tres (03) de los cuatro (04) pozos en estudio (Pozos
MVR-88, MVR-92 y MVR-96) ya que no se disponia el analisis cromatografico del
pozo MVR-65.

Para el pozo MVR-88, se tiene un perfil de presion-temperatura (Tabla 5.2)
donde se integra a la envolvente resultante de la simulacioén (Grafica 5.9), donde se
puede apreciar que la presion para el reductor de 3/8 es de 500-780 Ipc con una
temperatura de 112-240 °F, notando que estos valores se encuentran por fuera de la
envolvente, podemos decir, que no se esta en presencia de mezcla por lo tanto hay
pocas probabilidades de que haya corrosidon, ya que no estd presente uno de los
factores importantes para que este fenomeno ocurra (el agua), sin embargo notemos
en la parte anterior, donde se analizaron los valores de velocidad de corrosion (Figura
5.6), se tienen valores de velocidad de corrosion que llegan casi a los 200 mpy , por
lo tanto se genera la corrosion asi no estén dentro de la envolvente los valores de
presion y temperatura.

El reductor de 1/2" tiene una presion de 358-637 Ipc y un rango de
temperatura de 130-233 °F (Tabla 5.2), incorporando este perfil de presion-
temperatura a la envolvente tenemos que al igual que el reductor anterior los valores
se encuentran por fuera de la envolvente, (Grafica 5.9), no hay mezcla, por lo tanto
no hay presencia de agua y es mas facil el control de la corrosion si esta llegara a
producirse.

Por otra parte para el reductor 3/4" los valores de presion son de 226-539 psi
y la temperatura esta en el rango de 118-229 °F, (Tabla 5.2), también podemos
observar que loa valores al igual que los demas reductores se encuentran por fuera de
la envolvente, (Grafica 5.9), no se estd en la parte donde se produce la mezcla de los

compuestos.
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De forma general podemos decir que todos los reductores presentan un perfil
de presion-temperatura por fuera de envolvente, por lo tanto es mas facil el control de
corrosion en este intervalo debido a los valores estimados de velocidades de
corrosion, discutidas en la seccidon anterior, se puede decir que hay poca presencia de
agua. De igual manera se dice que la envolvente no corresponde a los valores

arrojados por el simulador.

Tabla 5.2 Perfil presion-temperatura para cada uno de los reductores. Pozo MVR-88.

Reductores 3/8” 12” 3/ar
PROFUNDIDAD Presion Temp Presion Temp Presion Temp

(PIES) o) | €A | ) | B | (o) | (P
-11456 782 240 637 233 539 229
-11000 771 242 626 236 527 233
-10000 745 240 601 236 502 234
-9000 720 232 576 237 476 230
-8000 695 221 552 231 449 222
-7000 670 209 528 222 423 211
-6000 646 195 504 211 397 199
-5000 621 182 479 198 370 187
-4000 597 168 455 185 343 173
-3000 572 154 431 172 315 160
-2000 548 140 407 158 286 146
-1000 524 126 382 144 257 132

0 500 112 358 130 226 118
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Grafica 5.9 Envolvente, Pozo MVR-88.

Se puede observar el perfil de presion-temperatura para el pozo MVR-92
(Tabla 5.3), en la cual al incorporarlo a la envolvente (Grafica 5.10), se nota que para
el reductor de 3/8” los valores no encajan dentro de la envolvente, la presion esta
entre 766-1433 Ipc y la temperatura de 112-196°F, estos valores se encuentran en la
region de fase gaseosa, por lo tanto no se esta en mezcla, y es mas facil controlar el
fenomeno de corrosion. Si visualizamos la (Figura 5.7), notamos que en este pozo la
velocidad de corrosion se presenta de 1.000-7.000 pies de profundidad, aplicando

estrategias para el control de corrosion es mas factible el resultado, de acuerdo a lo

arrojado por la envolvente.
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Para el reductor de 1/2", no es tan variable el resultado del perfil de presion-
temperatura por lo tanto al igual que el reductor de 3/8”, los valores se encuentra por
fuera de la envolvente, es decir se encuentra en la parte donde se concentra el gas, el
fluido no se condensa, y no pasa a la regién de mezcla.

Igualmente el reductor de 3/4” presentd valores en el perfil de presion-
temperatura, en los cuales no encajan en la envolvente, por lo tanto se encuentra en la
region de gas, y es mas controlable la corrosion. Al igual que la envolvente del pozo
MVR-65 esta envolvente no corresponde a los valores de velocidad de corrosion

estimadas en la seccidn anterior.

Tabla 5.3 Perfil presion-temperatura para cada uno de los reductores. Pozo MVR-92.

Reductores 3/8” 172" 3/4”
PROFUNDIDAD | Presion Temp Presion Temp Presion Temp
(PIES) (Ipc) CF) (Ipc) F) (Ipc) P
-10948 1433 196.,0 1354 193,0 1296 192,0
-10000 1370 193,0 1289 191,0 1230 190,0
-9000 1305 189,0 1223 188,0 1161 186,0
8000 1241 183.0 1157 182,0 1093 181,0
7000 1178 176,0 1092 176,0 1026 175,0
6000 1116 168,0 1029 168,0 959 168,0
-5000 1056 159,0 966 161,0 894 161,0
4000 996 1500 903 152,0 828 153,0
-3000 937 141,0 842 143,0 763 144.0
-2000 879 132.,0 781 134,0 698 136,0
1000 . 122.0 720 125,0 632 126,0
0 766 112,0 660 116,0 566 117,0
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Gréfica 5.10 Envolvente, Pozo MVR-92.

El pozo MVR-96, no escapa de este resultado, debido a que el perfil de
presion-temperatura del reductor de 3/8”, tampoco encajan en la envolvente, ya que
los valores de presion son de 471,54-1300,01 Ipc y los valores de temperatura son de
127,35-263 °F, (Tabla 5.4), por lo que el punto critico de temperatura se encuentra
ubicado en 110 °F, (Grafica 5.11), entonces este fluido se encuentra por fuera de la
region de mezcla, en esta region es mas viable aplicar estrategias para el control de la
corrosion.

Igualmente para los reductores de 1/2" y de 3/4", los valores presion
temperatura estan por fuera de la envolvente, por lo tanto el fluido no esta ubicado en
la region de mezcla sino que se mantiene gaseoso, es decir no se condensa.

Como podemos observar en la figura 5.8 este es el pozo que presenta menores

valores de velocidad de corrosion, esto es debido a que en este pozo, el fluido es el
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que esta mas alejado de la envolvente, es decir se encuentra en su fase gaseosa, y no

se condensa, ni pasa a la region de mezcla.

Tabla 5.4 Perfil presion-temperatura para cada uno de los reductores. Pozo MVR-96.

PROFUNDIDAD Presion Temp Presion Temp Presion Temp
= )y | €A | @) | €A | () | P
12187.5 1300,01 263,00 1300,01 262,99 1300,01 262,99
121875 1194,62 262,10 1143,57 261,66 1085,98 261,16
121875 119462 262,10 1143,57 261,66 1085,98 261,16
-12000 181,54 261.79 1130,27 261,37 1071,95 260,87
-11000 111318 257.73 1060,65 258,10 998,21 258,05
-10000 1046.88 250,62 992,99 252,43 926,18 253,30
9000 982,41 24142 927,08 244,92 855,63 246,97
-8000 919,62 230.79 862,76 235,99 786,32 239,32
7000 858,42 219,18 799,90 225,95 718,07 230,60
-6000 798.75 206.91 738,40 215,07 650,64 220,99
-5000 740,58 194,17 678,17 203,53 583,77 210,63
-4000 683.90 181,12 619,11 191,49 517,11 199,67
3000 628.67 167.86 561,10 179,04 450,16 188,21
2000 574,88 154,44 504,00 166,31 382,13 176,32
-1000 522,51 140,93 447,63 153,33 311,68 164,07

0 471,54 127.35 391,73 140,18 236,12 151,49
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Grafica 5.11 Envolvente, Pozo MVR-96.

5.2 Estimar la potencialidad corrosiva interna en las tuberias de produccion de

las localizaciones previstas considerando criterios existentes

Previo a este estudio se realizd el andlisis nodal respectivo para estas nuevas
localizaciones resultando un perfil de presion, temperatura y velocidades superficiales
de flujo, el cual se muestra en el apéndice C, donde se puede observar que las
velocidades superficiales del flujo estan acorde a la norma, debido a que permanecen
por debajo de 27 pie/seg, para el reductor (3/8”), en la cual produce cada arena,
respectivamente.

5.2.1 Identificacion del agente corrosivo predominante en las tuberias de

produccion

Como se explicd en la seccion 3.6.3, del Capitulo III, es importante definir cual
mecanismo de corrosion predomina en un sistema determinado, antes de determinar

el comportamiento de la velocidad de corrosion en dicho sistema. La relacion o
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Criterio de Kane, relacion entre las presiones parciales de dioxido de carbono (CO,) y
de sulfuro de hidrégeno (H,S), proporciona un indicativo de cual mecanismo de
corrosion predomina. Segin Kane, cuando la relacién o cociente entre las presiones
parciales de CO, y del H,S es mayor que 200, el mecanismo de corrosion
predominante es por CO;; cuando es menor, es por H,S.

En funcion de los resultados obtenidos y en base a este criterio, el
mecanismo de corrosidon predominante en las nuevas localizaciones de pozos
petroleros evaluadas, es por dioxido de carbono, lo cual se evidencia en el Apéndice
C; donde se advierte que los cocientes exceden considerablemente el valor limite

establecido por Kane.

5.2.2 Estimacion de las velocidades de corrosion mediante el modelo de
DeWaard & Milliams

En sistemas de gas, petroleo y agua, la tasa de flujo influye en la velocidad de
corrosion del acero en dos formas: determina el comportamiento del flujo y los
regimenes de flujo; por lo que el flujo puede acelerar la corrosién con el incremento
de la velocidad; ademas de que ésta afecta la composicion y continuidad de la capa de
productos de corrosion formada.

En cada una de las graficas se muestra el valor maximo de velocidad de
corrosion permitido por la norma NACE, el cual es (5 mpy), en cuanto al campo
Zapatos arena R3, yacimiento ZG-317, podemos observar (Gréfica 5.12), que los
valores de velocidad de corrosion estdn muy por encima del valor permitido por la
norma, para los tres reductores la Vcorr maxima supera los 200 mpy, el reductor de
3/8” por el cual produce esta arena presento un valor de Vcorr maxima igual a
227,639 mpy a los 3.000 pies de profundidad, el reductor de 1/2” tiene una Vcorr
maxima igual a 226,835 mpy, y por ultimo el reductor de 3/4” presento una Vcorr
maxima igual a 214,434 mpy, todas a los 3.000 pies de profundidad. Cabe destacar
que esta arena tiene un 8% de CO,, lo cual es un indicativo de las altas Vcorr

estimadas, las mayores Vcorr se observan entre los 0-6.000 pies, por lo tanto, en este
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intervalo de profundidad es donde requiere aplicar los métodos para el control de

corrosion interna.
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Grafica 5.12 Velocidad de corrosion por profundidad para cada uno de los reductores,
Campo Zapatos, Arena R3/YAC: ZG-317.

Por otra parte la arena S3S Yac: ZG-304, del campo Zapatos (Grafica 5.13),
presenta los valores mas elevados de Vcorr de todas las nuevas localizaciones en
estudio, por lo tanto sobrepasan el valor de velocidad de corrosidon maximo permitido
por la norma NACE, esta nueva localizacion produce por el reductor de 3/8” el cual
presenta una Vcorr maxima igual a 251,485 mpy a loa 2.000 pies de profundidad,
para el reductor de 1/2” la Vcorr maxima es igual a 257,837 mpy a los 2.000 pies de
profundidad, y para el reductor de 3/4" el valor de Vcorr méxima es igual a 245,382
mpy a los 2.000 pies de profundidad. Cabe destacar que al igual que la arena
anteriormente estudiada el foco de concentracion de la corrosion se encuentra ubicada
de 0-6.000 pies de profundidad por lo que se presume que en este intervalo de
profundidad se encuentra el 10 %CO, que actua en presencia de agua, para asi formar

el acido carbonico, el cual es el principal causante de la corrosion en estas tuberias.

109



°

Campo Zapatos 10 %CO2
Arena$3S YAC: ZG-304

300 4
250 +
__ 200
=
o
E 150
8
£ 100 1
50 T
5
0 |
W W O © © © © © © © ©o o o o
C v © © &6 ©6 6 ©6 ©6 ©6 ©6 © o
O vw © © 6 6 6 ©6 6 o6 ©6 & &
— — - (=] (s3] [e7s] r~ [Ye] [Ta] =t " ~ -
'T' ‘T' 'T' 'T' 1] " L] 1 1l 1 1 1 1
Profundidad (pies)
esssReductor 3/8"  esssReductor 1/2"  esss=Reductor 3/4"

Gréfica 5.13 Velocidad de corrosion por profundidad para cada uno de los reductores,
Campo Zapatos, Arena S3S/YAC: ZG-304.

Para el campo Aguasay se encuentran ubicadas dos nuevas localizaciones, la
arena R2U, M Yac: AG-402 y la arena TU Yac: AG-602, de las cuales podemos decir
de la primera (arena R2U, M) que posee un 4 %CO, (Grafica 5.14). Se puede
observar que los valores de Vcorr son menores a los de las nuevas localizaciones del
Campo Zapatos, es notorio debido a la menor cantidad de %CO, presentes en este
pozo, mas sin embargo los valores de velocidad de corrosién aun siguen estando por
encima del valor maximo permitido, para el reductor de 3/8” la Vcorr maxima es
igual a 126,612 mpy a los 5.000 pies de profundidad, para el reductor de 1/2" que es
por donde produce este pozo el valor de la velocidad de corrosion maxima es igual a
133,436 mpy a 5.000 pies de profundidad, por ultimo para el reductor de 3/4” el valor
de Vcorr maxima es igual a 138,399 mpy también a los 5.000 pies de profundidad, se
puede notar que donde esta mayor focalizada la corrosion es en el intervalo de 3.000-

7.000 pies de profundidad.
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Gréfica 5.14 Velocidad de corrosion por profundidad para cada uno de los reductores,
Campo Aguasay, Arena R2U, M/YAC: AG-402.

Las velocidades de corrosion para la arena TU, no superan los 200 mpy, sin
embargo sobrepasan el limite maximo permitido de velocidad de corrosion (5 mpy),
para el reductor de 3/8” por donde produce este pozo se obtuvo un valor de velocidad
de corrosion maxima igual a 164,147 mpy a 3.000 pies de profundidad, el reductor de
1/2” presento un valor de Vcorr maxima igual a 180,030 mpy a 3.000 pies de
profundidad, y por ultimo el reductor de 3/4" igualmente a 3.000 pies de profundidad,
puede notarse que la velocidad de corrosiéon comienza a aumentar desde la parte
superior de la tuberia de produccién, es decir, desde 0-3.000 pies de profundidad,
donde luego comienza a declinar los valores de la velocidad de corrosion para todos
los reductores, este pozo posee 4% CO,, sin embargo los valores de velocidad de
corrosion son mayores que el pozo anteriormente estudiado (Arena R2U, M), esto es
debido a que la corrosion no solo se ve afectada por la presencia de agua y dioxido de
carbono, también es afectada por la presion , temperatura y las velocidades

superficiales del flujo que presenta dicho pozo.
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Gréfica 5.15 Velocidad de corrosion por profundidad para cada uno de los reductores,
Campo Aguasay, Arena TU/YAC: AG-602.

En forma general para la totalidad de los pozos evaluados, los valores de
velocidad de corrosion son elevados de acuerdo al valor permitido por la norma
NACE, por lo tanto se sugiere la instalacién de tuberia de produccion 13% Cromo,
3% Cromo, revestimientos o bien sea inyeccion de inhibidores para solventar el
problema de corrosion. En tal sentido se recomienda recompletar el pozo con tuberia
de 2-7/8” con acero inoxidable 13% cromo y/o 3% Cromo, desde la superficie hasta
7.000 pies como minimo de longitud.

Igualmente para la aplicacion de revestimientos industriales e inyeccion de
inhibidores, se debe tener en cuenta, la presion temperatura y las velocidades
superficiales de flujo, las cuales se ubican muy por debajo del valor critico (12
ft/seg), lo cual indica que este parametro genera poco efecto en la velocidad de
corrosion, en cuanto se refiere a remocion de los productos de corrosion que llegan a
proteger la tuberia; y que resulta factible la aplicacion de inhibidores de corrosion

como una alternativa para minimizar la corrosion, puesto que se garantiza la
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permanencia de la pelicula de inhibidor en la pared interna de la tuberia. Aun asi,
velocidades superficiales de liquido tan bajas podrian generar ataques corrosivos
localizados en el fondo de la tuberia, especialmente en las zonas de bajo nivel
topografico.

Es importante recodar que las velocidades de corrosion fueron obtenidas a
través de un modelo tedrico, por lo que estos resultados pueden tener ciertas
diferencias en la Vcorr real, normalmente por encima, por ser conservador. Estos
valores se utilizan como un indicativo, dada la necesidad de control y monitoreo de la
corrosion. Por lo tanto, es necesario realizar mediciones directas, de campo, para
obtener valores reales de la velocidad de corrosion, mediante técnicas de inspecciones
especiales.

Los perfiles de presion, temperatura y velocidades superficiales de flujo, con
sus pertenecientes tablas de velocidad de corrosion de las cuatro (04) nuevas
localizaciones, se pueden observar en los apéndices C y D, respectivamente.

5.3 Jerarquizar las nuevas localizaciones de pozos productores de acuerdo a la
potencialidad corrosiva interna

Antes de realizar la jerarquizacion, se efectuo el calculo de la velocidad de corrosion
anteriormente discutida y se estimo el tiempo de vida util para cada tuberia de las
nuevas localizaciones de pozos productores del Campo Zapatos y del campo
Aguasay. Los resultados obtenidos a partir de los calculos, se pueden observar en el
Apéndice D respectivamente.

El campo que presentd mayor valor de velocidad de corrosion, fue el campo
Zapatos, por lo tanto constituye el mas critico resultante de este estudio, ya que de los
dos pozos pertenecientes a este campo, el que presentd mayor criticidad en cuanto a
velocidad de corrosion se refiere, fue la arena S3S/YAC: ZG-304, (Vcorr maxima =
251,485 mpy), lo cual es obvio debido a la gran concentracion de CO, que este pozo
presenta (10% CO,), (Gréfica 5.16), seguido de la arena R3/YAC: ZG-317, con un
valor de Vcorr maxima = 227,639 mpy, luego de forma descendiente vendria el

Campo Aguasay que presento para la arena TU/YAC: AG-602 con un valor de Vcorr
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maxima igual a 164,147 mpy, luego se ubica la arena R2U, M/YAC: AG-402 la cual
fue la arena que present6 el valor mas bajo de velocidad de corrosion maxima (Vcorr

maxima = 133,436 mpy).
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R3/ZG-317 S35/Z2G-304 R2U,M/AG-402 TU/AG-602
Arenas
< Campo Zapatos < Campo Aguasay

Grafica 5.16 Porcentaje de CO, para cada una de las nuevas localizaciones de pozos

productores.

En cuanto al tiempo de vida util de las lineas, este resulta significativamente
corto como consecuencia de las altas velocidades de corrosion, especialmente en
aquellas donde dichas velocidades fueron sumamente altas. Lo cual se puede observar
en las tablas 5.5y 5.6.

Es viable realizar una recompletacion con tuberias de acero inoxidables 13%
Cromo, o 3% Cromo, asi como también una aplicacion de revestimientos industriales,
o la inyeccion continua de inhibidores de corrosion para reducir hasta en un 90% las
velocidades de corrosion obtenidas, de acuerdo con la eficiencia de la mayoria de los
productos existentes en el mercado, garantizando disponibilidad de bombas para la
inyeccion de inhibidores; asi como un muestreo y monitoreo constante del sistema
estudiado. En consecuencia, se tendran menores velocidades de corrosion y mayores

vidas utiles para cada tuberia, dependiendo de la efectividad de cada método a
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aplicar. La muestra de calculos puede visualizarse en ¢l capitulo anterior seccion
4.6.3.

Tabla 5.5 Jerarquizacion de las arenas con mayor potencial corrosivo de acuerdo a la

vida til de tuberia, Campo Zapatos.

Arena/YAC Vcorr max | Profundidad Reductor Vida util de la
(mm/afio) (pies) tuberia (afios)
R3/YAC: ZG-317 5,777 3000 3/8” 0,954
S3S/YAC: ZG-304 6,383 2000 3/8”° 0,863

Tabla 5.6 Jerarquizacion de las arenas con mayor potencial corrosivo de acuerdo a la

vida atil de tuberia, Campo Aguasay.

Arena/YAC Vcorr méax | Profundidad | Reductor | Vida Gtil de la
(mm/afio) (pies) tuberia (afios)
R2UM/YAC: AG-402 3,386 5000 172> 1,627
TU/YAC: AG-602 4,166 3000 3/8” 1,323
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5.4 Establecer los disefilos mecanicos considerando estrategias para el

control de corrosion interna

De manera general, para esta fase se consider6 el pozo mas critico, por lo cual se
tienen los disefios mecanicos para el control de corrosion interna, del pozo: arena
S3S/YAC: ZG-304 del Campo Zapatos, debido a que este resultd ser el mas critico
del estudio realizado anteriormente a las nuevas localizaciones de pozos productores
(Tabla 5.1). Podemos observar en la figura 5.1 que tenemos el diagrama actual del
pozo, con una tuberia de produccion de acero al carbono de 2 7/8”, con una
profundidad de 0-11.666 pies, la arena productora se encuentra ubicada a los 10.850
pies de profundidad.

Para solventar el problema de corrosion se establecieron cuatro (04) disefios
para el control de esta, para que de esta manera aumente la vida util de las tuberia de
las nuevas localizaciones de pozos productores, primeramente se recomienda realizar
una recompletacion con tuberia de acero inoxidable 13% Cromo (Figura 5.2) de cero
(0) hasta 7.000 pies de profundidad debido a que en este intervalo es donde se tiene
los mayores valores de velocidades de corrosion, para luego continuar la
completacién con tuberia de acero al carbono (7.001-10.900 pies), ya que en este
intervalo de profundidad las velocidades de corrosion tienden a disminuir. Cabe
destacar que a 7.000 pies de profundidad hay que colocar un arreglo mecanico que
permite la transicion de los materiales disiminales, sin propiciar corrosion galvénica,
el cual es un proceso electroquimico en el que un metal se corroe preferentemente
cuando se estd en contacto eléctrico con un tipo diferente de metal (mdas noble) y
ambos metales se encuentran inmersos en un electrolito o medio humedo.

Igualmente ocurre con el disefio de la tuberia de acero inoxidable 3% Cromo
(Figura 5.3), se recomienda hacer una recompletacion con tuberia de acero 3%
Cromo hasta los 7.000 pies de profundidad y luego se empalma hasta la arena
productora con una tuberia de acero al carbono, con un crossover uniendo estas dos

tuberias, para que no se forme el pozo galvanico.
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En la figura 5.4 se puede observar el disefio para el control de corrosion
interna del pozo, aplicando inyeccion continua de inhibidores de corrosion ala
tuberia de acero al carbono, utilizando un inhibidor filmico de un 90% de eficiencia.
Se establecio la inyeccion desde el inicio de la tuberia de produccion hasta los 7000
pies de profundidad, con una inyeccion continua durante 20 afios. Este tiempo es
estimado para todos los disefios, menos para el siguiente disefio de la tuberia con
revestimiento interno, debido a que la pintura tiene un tiempo de utilidad de 5 afios
aproximadamente.

En la figura 5.5 podemos observar el disefio de la tuberia de acero al
carbono, con la aplicacion de revestimiento interno (Sp 8888 Epoxi Novolac 100%
solido), desde cero (0) hasta 7.000 pies de profundidad, como ya sabemos en este
intervalo es donde se encuentran los mayores valores de velocidad de corrosion,
luego se sigue la completacion sin revestimiento con tuberia de acero al carbono, para
asi hacer mas econdmico la aplicacion de cada uno de estos disefios, se proteja la
tuberia de produccién o bien asi mejorar sus caracteristicas y aumentar la vida util de

la misma.
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Figura 5.1 Diagrama actual del pozo con mayor criticidad. Campo Zapatos, arena
S3S/YAC: ZG-304.
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Figura 5.2 Diagrama propuesto del pozo con mayor criticidad. Tuberia de acero
inoxidable 13% Cromo. Campo Zapatos, arena S3S/YAC: ZG-304.
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Figura 5.3 Diagrama propuesto del pozo con mayor criticidad. Tuberia de acero
inoxidable 3% Cromo. Campo Zapatos, arena S3S/YAC: ZG-304.
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Figura 5.4 Diagrama propuesto del pozo con mayor criticidad. Inyeccion continta de
inhibidores. Campo Zapatos, arena S3S/YAC: ZG-304.
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Figura 5.5 Diagrama propuesto del pozo con mayor criticidad. Aplicacion de
revestimiento interno (Sp 8888 Epoxi Novolac 100% sélido. Campo Zapatos, arena
S3S/YAC: ZG-304.
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5.5 Estimar costos asociados a la inversion inicial en funcién a las

opciones disponibles para el control de corrosion interna

Para la realizacion de este objetivo se realizd una estimacion de los costos por
concepto de procura, instalacion y mantenimiento de las estrategias recomendadas
para el control de corrosion interna. Por lo tanto se hizo una evaluacién econdmica en
la actualidad y también proyectada en 20 afios. (Grafica 5.17 y Grafica 5.18).

Cabe destacar que se toma una vida 1til para cada estrategia de 20 afios es
decir, la aplicacion de los disefios va a durar 20 afios, pero solo para el revestimiento
interno se tomo una vida Util en funcidn a la experiencia en otras areas operacionales
es de 5 afos, estos datos pueden observarse en el apéndice F.

La evaluacion econdmica se realizo con los costos aportados por el personal
de Gerencia de Mantenimiento de PDVSA Gas Anaco de todas las estrategias para el
control de corrosion interna. Posterior a la consulta realizada a diversos proveedores
de las tecnologias aplicadas. En el caso del disefio de la tuberia de acero al carbono
que es el disefio actual del pozo, se nota que la vida util de la tuberia es de 0,8635
afios (Tabla 5.4), las tuberias (13% Cromo y 3% Cromo) tienen una vida 1til estimada
de 20 afios, es decir, que el reemplazo de estas tuberias se hard en 20 afios, y se
considero una tasa de inflacion de 30% anual para todos los casos.

Observando la grafica 5.17 podemos notar que la inyeccidon continua de
inhibidores es la madas factible tanto técnica como econdmicamente, ya que el
inhibidor usado (filmico), con una eficiencia de 90% controla en gran proporcion la
velocidad de corrosion, esta se ve disminuia a 2,79 mpy; es decir estd por debajo del

valor permitido.
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Gréfica 5.17 Analisis técnico econdémico de todas las estrategias para el control de

corrosion interna (actual).
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Graéfica 5.18 Analisis técnico econdmico de todas las estrategias para el control de

corrosion interna (Proyectado en 20 afios).
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CAPITULO VI

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

CONCLUSIONES

e El nivel corrosivo por didxido de carbono tanto en las tuberias de produccion del
Campo Mata-R como en las nuevas localizaciones, en funcion de la PpCO,, varia
entre moderado y severo.

e La mayor cantidad de fallas se presentan de 0-1.000 pies de profundidad en todos
los campos.

e El Campo con la mas alta cantidad de pozos con tendencia corrosiva fue el Campo
Mata-R.

e Las presiones parciales del H,S en todas las tuberias de produccion resultaron
considerablemente bajas.

e El mecanismo de corrosién predominante en la totalidad de las tuberias evaluadas
es por dioxido de carbono.

e Las velocidades de corrosion obtenidas exceden los 5 mpy en todas las tuberias.

¢ La mayor velocidad de corrosion (257,837 mpy, reductor 1/2") se encontr6 en el
Campo Zapatos, Arena S3S/Yac: ZG-317.

e En orden decreciente de criticidad, las nuevas localizaciones de pozos productores
se ubican de la siguiente manera: Arena S3S, Arena R3, Arena TU y Arena R2U, M.

e Es factible la inyeccion de inhibidores de corrosion de tipo filmico.
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RECOMENDACIONES

1. Completar los pozos previstos dentro del plan de explotacion (2011), considerando
los disefios para el control de corrosion.

2. Propiciar la ejecucion de un programa de inspeccion, mediante herramientas tipo
caliper o de alta resolucion, tanto en tuberias de produccidon como es revestidores.

3. Considerar la ejecucion de un programa de inspeccion de ensayos no destructivos,
que contemplen los programas de monitoreo, control de corrosion y muestreo de
fluidos, contempladas dentro de las mejores practicas del mantenimiento preventivo.
4. Realizar un estudio detallado de la vida util de las tuberias principales de la
completacion.

5. Vigilar continuamente las condiciones operativas imperantes en el sistema, con la
finalidad de controlar la eficiencia de los productos de inhibicion a través del
monitoreo de las velocidades de corrosion.

6. Mantener un nivel de acondicionamiento interior aceptable en las tuberias, a través
de un programa de limpieza de forma periddica, a objeto que los inhibidores de
corrosion sean mas efectivos, alargando la vida 1til de las tuberias de produccion.

7. Conservar un registro actualizado de los inhibidores en uso, ademés de las

diferentes opciones existentes en el mercado.
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RESUMEN (ABSTRACTO):
Mediante este estudio se realizo un andlisis de informacién obtenida en

PDVSA GAS ANACO para evaluar el indice de corrosividad interna de las nuevas

localizaciones de pozos productores previstas dentro del plan de explotacion de

PDVSA Gas Anaco El analisis del potencial corrosivo interno de la tuberia de

produccién del Campo Zapatos (Arena R3 v S3S) v del Campo Aguasay (Arena R2U,

M y TU), determiné que las velocidades de corrosién por CO, del acero al carbono

para diferentes didmetros de reductores de 3/8”. 1/2” y 3/4” sugieren la instalacion de

tuberia de aceros especiales.

Se establecid una jerarquizacidén por campo vy vacimientos productores a partir de las

velocidades de corrosidén estimadas anteriormente. Quedando como la arena maés

critica del campo Zapato, la arena S3S/YAC: ZM-304 la cual arrojo el mayor valor de

velocidad de corrosion.

De acuerdo a la jerarquizacion obtenida anteriormente, se establecieron estrategias

para el control de corrosion interna. De acuerdo a la profundidad en la cual se

presento la mayor problematica, siendo esta a profundidades entre los 0-6000 pies,
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tomando en cuenta estos parametros se elaboraron disefios para el control de

corrosion interna, los cuales fueron el uso de tuberia de 13 % cromo, tuberia de 3 %

cromo, revestimientos e inyeccidn continua de inhibidores de corrosion.
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