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Resumen

Para calcular la erosion al interior de las tuberias y las reacciones quimicas con los fluidos
que se mueven a través de ellas, es necesario realizar una investigacion exhaustiva en las
diferentes fuentes de informacion disponibles, tales como; estudios de erosiéon corrosion,

y desarrollo de nuevas tecnologias.

Una vez establecidas las ecuaciones y modelos matematicos, se define la metodologia
de trabajo para desarrollar un modelo capaz de integrar los datos de producciéon del
pozo (O, Qg, Pwh, Pwf, %W, etc.), asi como la composicién del fluido producido
en el pozo (analisis PVT), caracteristicas de la arena presente en el fluido producido
(tamano, forma, redondez), estado mecanico del pozo (geometria) y tipo de tuberia
utilizada (didmetro, espesor, grado); y como parte de este trabajo se utiliza el modelo
propuesto por Shirazi, McLaury y Shadeley, y la correlacion de Beggs y Brill, para
calcular la profundidad de erosion y los patrones de flujo respectivamente, todo esto
con el objetivo final de determinar el tiempo estimado de erosion en la pared interna
de la tuberia y la reaccion quimica predominante que da inicio a la corrosiéon, una vez

removido el recubrimiento de la misma.

La validacion del programa de computo desarrollado en Matlab, el cual presenta el
modelo integral, se hace en dos etapas. La primer etapa comprueba la reproduccion de
la ecuacién y los datos reportados en el estudio realizado por Shirazi et al. La segunda
etapa se realiza con el software Prosper para validar la ecuacion de Beggs y Brill. Es
importante mencionar que este modelo integral solo es aplicable a pozos productores
de aceite negro, debido a las caracteristicas propias de las ecuaciones, asi como a las

consideraciones en el arrastre de las particulas de arena.

Con la herramienta computacional, se analizan tres casos de estudios con diferentes



condiciones de producciéon y composicion de fluidos, asi como el calculo de la erosion
con la norma API 14E, la cual se utiliza para comparar los resultados con diferentes
metodologias. La herramienta computacional también muestra los tiempos estimados
para la erosion del espesor de la tuberia a diferentes porcentajes, asi como el tipo de

corrosion que se presenta en funcion de la composicion de los fluidos transportados.

Los resultados muestran que los principales parametros son la velocidad de impacto y
el tamano de las particulas de arena, las velocidades superficiales de liquido y gas, los
patrones de flujo a lo largo de la tuberia. Es imperativo hacer un modelado del pozo que
represente el comportamiento de los fluidos, ya que de no hacerlo se podria sobrestimar
o subestimar los valores de la velocidad de la mezcla, dando como resultado situaciones

no deseadas como pozos fuera de operacion y paros de produccion.



Introduccion

La erosiéon-corrosion es actualmente uno de los principales retos que enfrenta la industria
petrolera, ya que ademéas de disminuir la vida util de las instalaciones y afectar la
integridad de las mismas, anualmente genera danos por millones de ddlares alrededor
del mundo. Por tal motivo es de suma importancia realizar estudios para prevenir
y mitigar los efectos de la erosion-corrosion al interior de los pozos productores de

hidrocarburos.

En la actualidad no existe una herramienta que sea capaz de determinar el tiempo de
vida y tasa de erosion, de una tuberia al interior de un pozo que produce arena. FEl
presente trabajo plantea dos objetivos principales para dar inicio a la solucién de una

probleméatica con muy poco desarrollo, los cuéles son:

1. Desarrollar una herramienta computacional que integre el modelo de Shirazi,
McLaury y Shadeley, la correlacion de Beggs y Brill, datos de producciéon, arena

y estado mecanico del pozo.

2. Determinar el tiempo estimado de erosién del espesor de la tuberia desde su
interior, asi como la identificacion del tipo de corrosion a presentarse derivado de

la composicion de los fluidos presentes en el pozo.

Con los resultados obtenidos por la herramienta computacional, es posible planificar
y generar programas de prevencion, mantenimiento, reparacion y/o sustitucion de los
ductos con el objetivo de disminuir el tiempo fuera de operacion y gastos no planificados
debido a eventos de erosidon-corrosion sorpresivos. Adicionalmente, es posible estimar

la vida 1til de una tuberia en pozos nuevos, lo cual hard que la evaluacién del campo o



proyecto sea mas completa, ya que considera eventos que actualmente solo se incluyen

en funcion de la estadistica del campo en caso de contar con ella.



Capitulo 1

Fundamentos

1.1. Hidrocarburos

El petroleo es una mezcla de hidrocarburos los cuales pueden existir en estado solido,
liquido o gaseoso, dependiendo de las condiciones de presion y temperatura a la cual se
encuentren los yacimientos petroleros. El petroleo contiene aproximadamente del 11 -
13% peso de hidrogeno y de 84 a 87% peso de carbon, si el petroleo contiene moléculas
de tamano pequeno se encontrard a condiciones de yacimiento en fase gaseosa y los
fluidos se comportaran como gas seco, gas y condensado o gas hiimedo. Si la mezcla de
hidrocarburos contiene moléculas grandes se encontrard como liquido a condiciones de
yacimiento y se comportara como aceite negro o aceite volatil dependiendo del contenido
de moléculas intermedias (C2 - C5) que existan en la mezcla. Un petroleo tipico contiene
varios cientos de diferentes compuestos quimicos por lo cual es impractico tratar de
separar todos los componentes, cominmente se separan los componentes del petroleo
en fracciones de acuerdo al rango de puntos de ebullicion de los componentes de cada

fraccion.
También existen otros elementos en las mezclas de hidrocarburos como son:

Gases no Hidrocarburos

= Acido sulfhidrico

= Nitrogeno



= Oxigeno
m Dioxido de carbono

= Helio
Metales :

» Vanadio

= Niquel

La mayoria de los fluidos encontrados en los yacimientos de hidrocarburos son complejos,
por lo cual es esencial realizar pruebas y analisis de laboratorio para determinar sus

propiedades y poder realizar estudios de ingenieria de yacimientos confiables.

1.1.1. Analisis composicional

Es necesario tener un conocimiento de las propiedades quimicas, fisicas y analisis del
comportamiento volumétrico de los hidrocarburos (PVT) de los hidrocarburos, asi como
de los componentes no hidrocarburos, ya que es fundamental para resolver muchos de
los problemas de ingenieria. En este estudio, la caracterizacion del fluido producido
permite conocer si existe algiin componente que propicie la corrosiéon en el sistema y

planear acciones preventivas.

El conocimiento de la composicion de los fluidos en un yacimiento, pueden conducir a
una planeacion adecuada en el desarrollo de un campo, como por ejemplo la ubicacion
de las zonas a disparar dentro de una columna de aceite, mantenimientos preventivos
en funcion de sus componentes, diseno de instalaciones para la separacion de los hidro-
carburos en la superficie debido a que esta gobernada por la composicion de los mismos
y plantas de procesamiento de gas. Cabe senalar que en algunos casos los yacimien-
tos contienen fluidos de composicion variable y requieren de condiciones especiales de

separacion en la superficie.



1.1.2. Tipos de corrosiéon

Existen diferentes tipos de corrosién que son predominantes en los sistemas que trasportan
hidrocarburos y se pueden definir claramente en funcion de los componentes del fluido
producido, es por eso que se debe enfatizar en hacer andlisis composicionales de las

muestras recolectadas en el pozo a estudiar.

Los componentes que principalmente pueden generar corrosion en la tuberia son:

Acido sulfhidrico (HsS)

Dioxido de carbono (COy)

Nitrogeno (No)

Oxigeno (Og)

El agua de formacion no genera corrosion por si sola pero propicia y acelera la corrosion
con los componentes antes mencionados, por lo que si la fraccion de agua incrementa,

la reaccion con alguno de estos componentes se maximiza, dando origen a la corrosion.

1.2. Arena y finos

Las técnicas clasicas de control de arena, como el empaquetamiento de grava, el uso
de mallas enrollables o expansibles, el frac-and-pack y la consolidacion quimica, se
basan en una filosofia de exclusion de arena: La cual considera que no se puede tolerar
arena en las instalaciones de produccion. Alternativamente, en ausencia de medios para
excluir totalmente la produccion de arena, el enfoque tradicional es reducir la tasa de

produccién para minimizar la cantidad de arena entrante.

Un ejemplo claro de la disminucién en la produccion de arena son los pozos canadienses
de aceite pesado, en los cuales se puede observar la mayor confiabilidad operacional y la
mayor rentabilidad en funciéon del manejo de arena. Este enfoque es una combinaciéon
de técnicas que definen y amplian los limites de seguridad. Los enfoques demasiado
conservadores en los que no se permite arena en el sistema de produccion se evitan o

se postergan debido a los resultados actuales.
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1.2.1. Transporte de arena

El desprendimiento de arena es un proceso hidromecanico mixto, que libera fragmentos
de arenisca de la formacion cerca del pozo. Se han establecido muchos modelos para
predecir las condiciones de inicio del arenamiento. En primer lugar, debido a una re-
duccion excesiva o al agotamiento de la presion del yacimiento, el estrato de produccion
falla en la compresion o la extension debido a tensiones locales excesivas en la superficie
libre cerca del pozo. Alternativamente, el arenamiento puede ser el resultado del debili-
tamiento de la formacion, tal vez de los efectos de la fatiga relacionados con el cierre
repetido de pozos, el avance del agua, la capilaridad relativa y la pérdida de cohesion
quimica. En segundo lugar, el material producido es desestabilizado y fluidizado por
fuerzas hidrodinamicas desde el flujo de fluido al pozo. Ademés, la fuerza varia con el
tiempo junto con la geometria local, por lo que la arena no puede fluir constantemente
y es probable que se produzca como rafagas, lo que se ha verificado mediante experi-
mentos de laboratorio a pequena escala. Los efectos del gradiente de presion transitoria
que resultan de la apertura y cierre del pozo y los cambios de permeabilidad relativa
son las principales razones de los incrementos en la afluencia de arena, y también son

las causas més conocidas de fuerzas que actiian en la arena en las cercanias del pozo.

Una vez que la arena se desprende viaja junto con el fluido a través de los disparos
y dentro del pozo. Posteriormente, las fuerzas de gravedad e hidrodinamicas actuaran
sobre los granos y fragmentos de arena. Los efectos de la arena, incluida la probabilidad
de transporte a la superficie, el bloqueo de los canales de los disparos o el asentamiento
en el fondo del pozo o en la seccion del pozo horizontal, dependen del equilibrio de los

siguientes factores:

Reologia y densidad de los fluidos

Velocidad de flujo

Obstrucciones geométricas locales

Tamano del fragmento de arena

Inclinacion del pozo



En particular, la arena puede sedimentarse y depositarse a lo largo del pozo o en la
superficie a medida que cambian las condiciones de flujo (por ejemplo, cambios de
velocidad, aumento del corte de agua), dando como resultado salidas de operacion de

los pozos.

1.2.2. Determinacién del tipo de arena

Para tener una gestion del riesgo de arenamiento adecuada para cada campo, se requiere
un anélisis confiable del "Ciclo de produccion de arena", comenzando con la prediccion
de las condiciones de formaciéon que conducen al arenamiento y terminando con la
remocion de la arena producida en la superficie.

Uno de los principales parametros para determinar la erosion que sufre la tuberia en
sus paredes internas, es el tipo y tamano de arena que produce el pozo, por lo que
es importante realizar un seguimiento operativo del pozo con una metodologia que
permita conocer el tipo de fluido producido, asi como realizar analisis de tamano, forma

y esfericidad de la arena.

Las técnicas que permiten dar este seguimiento son:

Toma continua de muestras del fluido producido;

Analisis de tamano, forma y esfericidad de la arena;

Monitoreo y seguimiento de la tasa de produccion de arena;

Pruebas de pozo para optimizar las tasas de produccion.

Ademas de la caracterizacion del tipo de arena producida, estés técnicas ayudaran al
ingeniero de produccion a optimizar el diseno y proporcionar una evaluacion de riesgos

a lo largo de la vida productiva del pozo.

1.3. Flujo multifasico

La comprension fisica de las caracteristicas de flujo con mas de una fase es tema com-

plejo, ya que las fases se distribuyen en diferentes configuraciones. La razon es que las



fases no se mezclan uniformemente y que las interacciones a pequena escala entre las
fases pueden tener un profundo efecto sobre las propiedades macroscopicas del flujo.
La interfaz entre las fases puede ser muy inestable, irregular y transitoria. Las fuerzas
interfaciales entre las fases desarrollan diferentes configuraciones de flujo o patrones de
flujo en flujo multifasico. El patron de flujo cambia con la variacion de las velocidades
y propiedades de las fases. Otro factor que influye es la orientacion del flujo y el angulo
de inclinacion de la tuberia. Los principales patrones de flujo multifasico horizontal
son: estratificado, ondulado, anular, tapén, bache, burbuja y niebla, como se muestra

en la Figura 1.1.

FLUJO SEGREGADO

FLUJO ANULAR
FLUJO mTERMWENTE

FLUJO BACHE
FLUJO DISTRIBUIDO

FLUJO BURBUJA

FLUJO NIEBLA

Figura 1.1: Patrones de flujo Horizontal [1].

Por ejemplo, pueden existir diferentes patrones de flujo a velocidades similares de fase
liquida y gaseosa para tuberias horizontales, verticales o inclinadas. Las configuraciones
de flujo tienen diferentes distribuciones espaciales de la interfaz gas-liquido, lo que
resulta en caracteristicas tinicas de flujo tales como el arrastre y diferentes perfiles de
velocidad de las fases. Se han identificado diferentes patrones de flujo en los flujos

horizontales y verticales.
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En el flujo vertical, los principales patrones de flujo observados son: burbuja, bache,

intermitente y anular, como se muestra en la Figura 1.2.
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Figura 1.2: Patrones de flujo Vertical [2].

Debido a la gran cantidad de variables y naturaleza compleja, no es posible una solucion
rigurosa de sistemas de flujo multifasico. Se han desarrollado modelos generalizados
para resolver problemas de flujo multifasico. El modelo homogéneo supone la mezcla de
las fases como un fluido pseudomonofésico con una velocidad y propiedades promedio.
En el modelo homogéneo, la conservacion de la masa y las ecuaciones de momento se
resuelven para la velocidad total de flujo mésico, y la densidad y velocidad promedio de
la mezcla. La limitacion de este modelo es que no supone ningin deslizamiento entre las
fases y eso solo es cierto para el flujo de burbujas dispersas. Otro enfoque es el modelo
de flujo separado donde se supone que las fases de gas y liquido fluyen por separado.
En este modelo, cada fase se analiza utilizando un método de flujo monofasico basado
en los conceptos de diametro hidraulico para cada una de las fases. El modelo de flujo
separado se limita al flujo estratificado horizontal, ya que las fases generalmente se
mezclan en flujo de dos fases. El modelo de flujo considera que las fases se mezclaran
homogéneamente, para permitir un deslizamiento relativo entre las fases. El modelo de
dos fluidos es un modelo multifasico en el que las ecuaciones de masa y momento se

resuelven para cada fase al considerar varios efectos fisicos.
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1.3.1. Correlacién de Beggs y Brill

La correlacion de Beggs y Brill (1974)|2] fue desarrollada con 584 pruebas tomadas de
datos obtenidos experimentalmente de un loop de prueba a pequena escala. La prueba
consisti6 en una seccién de tuberia de acrilico de 1 pg y 1.5 pg de didmetro y de 90
pies de longitud, la cual tenia un mecanismo que podia inclinar la tuberia de horizontal
a vertical y los fluidos utilizados eran aire y agua. Los parametros estudiados y sus

rangos de variacion son:
= Gasto de gas, 0 a 300 Mpie?/dia;
= Gasto de liquido, 0 a 30 gal/min (0 a 1.635 x 10 litros/dia);
» Presion promedio del sistema, 35 a 95 psia;
= Didmetro de la tuberia, 1 y 1.5 plg;
= Colgamiento de liquido, 0 a 0.870;
= Gradiente de presion, 0 a 0.8 psi/pie;
= Angulo de inclinacién, -90° a +90°;
= Patron de flujo horizontal.

Para cada didmetro de tuberia, los gastos de liquido y gas variaban por lo que se
pudieron observar todos los patrones de flujo cuando la tuberia estaba en posicion
horizontal. Una vez establecido cada patron de flujo se realizaron variaciones el angulo
de inclinacion, y se determind como el angulo de inclinacion afectaba el colgamiento y
el gradiente de presion. Estos fueron medidos en angulos que variaban de 5, 10, 15, 20,
35, 55, 75 y 90 grados, y se encontrd que el colgamiento llegaba a su valor maximo en
+50 grados y a su valor minimo en -50 grados. En la Figura 1.3 se muestra el mapa de
patrones de flujo que obtuvieron Beggs y Brill y que fue ligeramente modificado para
poder incluir la zona de transicion entre el patron de flujo segregado y el intermitente.

La ecuacion para determinar el gradiente de presion es la siguiente:
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9 ; St M +Vin %12
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Donde:

g — Gravedad, m/s?

pm = Densidad de la mezcla, kg/m3

fr = Factor de friccion

M,, — Masa de la mezcla

Vi — Velocidad de la mezcla, m/s

d = Didametro de la tuberia, m

Vse = Velocidad superficial del gas, m/s

p = Presion, kg/cm?

El mapa de patrones de flujo modificado fue sobrepuesto al original y se muestra en la

Figura 1.3.
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Figura 1.3: Mapa de patrones de flujo establecidos por Beggs y Brill [1].
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Capitulo 2

Tipos de corrosion

La corrosion se define como el proceso destructivo de un material debido a la reaccion
de este con su entorno (Roberge, 2000)|3| y al potencial natural de contaminacion aso-
ciado con la produccion de aceite y gas, en las instalaciones petroleras (Kermani MB,
Smith LM, 1997)|4]. Las consecuencias de los procesos de corrosion se han convertido en
un problema de gran importancia en todo el mundo. Diariamente se pueden encontrar
diferentes manifestaciones de la misma en todos los procesos de produccion de hidrocar-
buros, algunas de estas son: paros de plantas debido a la corrosion, degradacion y dano
de las instalaciones, pérdida o contaminacion de productos, reduccion de la eficiencia,
mantenimientos no planeados, asi como también riesgo en la seguridad e integridad
de activos. El aspecto multidisciplinario de los problemas de corrosiéon combinado con
las responsabilidades asociadas con estos problemas solo aumentan la complejidad del
tema. El control de la corrosion se logra reconociendo y comprendiendo los mecanis-
mos de la misma, asi como utilizando materiales y disenos resistentes, paralelo al uso

de sistemas de proteccion y tratamientos que disminuyan este fenémeno.

La mayoria de los ambientes acuosos favorecen el proceso de corrosion, es por eso que
se presenta a través de todo el sistema de produccion de aceite y gas, el cual va desde el
yacimiento hasta su distribuciéon. El proceso de corrosiéon se compone principalmente
de tres elementos: un anodo, un catodo, y un electrolito. El &nodo es aquel en donde
el metal se corroe, el electrolito es el medio corrosivo, el cual es capaz de transferir

electrones del &nodo hacia el catodo, y finalmente el cadtodo forma un conductor eléctrico
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para cerrar el proceso, aunque este iltimo no se ve afectado por el proceso de corrosion.

El aceite y gas en la industria petrolera, pueden contener varias impurezas las cuales
son intrinsecamente corrosivas. En el caso del aceite y gas presentes en los pozos y
las tuberias, los medios altamente corrosivos son el dioxido de carbono (CO.), acido
sulfhidrico (HyS) y el agua de formacion. La produccion continua de uno o todos estos
elementos a través de los componentes del sistema pueden generar corrosiéon en mayor
o menor grado. Las lineas de produccion y sus componentes también pueden sufrir
ciertas degradaciones del material en funcion de las condiciones del pozo, cambios en la
composicion de los fluidos y las condiciones operacionales de presion y temperatura. El
material de degradacion es el resultados de la pérdida de las propiedades mecanicas de
la tuberias como son: dureza, ductilidad, resistencia al impacto entre otras, dando como
resultado la pérdida de material, reduccion del espesor y tiempos de falla més cortos,
hasta llegar al punto en que algiin componente se rompa completamente y necesite ser
reemplazado, lo cual genera que la producciéon se detenga y se incremente el gasto para

las operaciones de reemplazo.

Actualmente, la corrosion es uno de los problemas que mas retos representa en la
industria petrolera, ya que los disenos anteriores nunca consideraron el efecto de esta
en la vida productiva del equipo. Las catéstrofes industriales recientes han tenido
un costo empresarial de miles de millones de dolares como resultado de la corrosiéon y
los reportes alrededor del mundo confirman que algunas empresas petroleras han tenido
rupturas de tuberias de produccion debido a la corrosion y que los derrames de petroleo
derivados de esto fueron de gran impacto ambiental, aunado a los costos de limpieza y

remediacion, todo esto como consecuencia de los efectos de corrosion.

Agentes asociados a la corrosiéon en la industria petrolera

De acuerdo con Corbin y Wilson (2007)[5], la forma mas comuin de corrosion en la
industria petrolera ocurre cuando el acero tiene contacto con un ambiente acuosos y se
oxida, es decir, el metal se encuentra expuesto a una solucion corrosiva (electrolito), y
los atomos de metal en el &nodo pierden electrones, para ser absorbidos por otros atomos

metalicos del catodo. El catodo, en contacto con el &nodo a través del electrolito lleva
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a cabo este intercambio en un intento de equilibrar sus cargas positivas y negativas.
Los iones cargados positivamente se liberan del electrolito y son capaces de unirse con

otros grupos de atomos que estén cargados negativamente.
La reaccion anddica del fierro y el acero es de la siguiente forma:
Fe — Fe*™ +2e” (2.1)

Nimmo B y Hinds G. (2003) establecieron que una vez que los atomos de metal se

sitian en el anodo, hay cuatro reacciones en el catodo:

Oy +4H" + 4e” — 2H,0 (2.2)
1 _ _
502 + H,O+2e” — 20H (2.3)
2H' + 2 — H, (2.4)
2H>0 + 2¢~ — Hy 4+ 20H~ (2.5)

En la industria petrolera, el dioxido de carbono (COs) y el acido sulthidrico (HaS)
estdn cominmente presentes, y el agua sirve como catalizador para la corrosiéon. Dean
y Powell (2006)[6] observaron que cuando el agua se combina con el CO; y el HsS se

forman ambientes con las siguientes reacciones:

Reacciéon con CO,

F€—|—H2003 — F€CO3+HQ (26)

Reaccion con HyS

La combinacion de las reacciones anteriores podria suceder si ambos gases se encuentran
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presentes. Las moléculas resultantes se adhieren al catodo o se liberan en el electrolito
y el proceso de corrosion continua. Popoola, L.T., Grema, A.S., Latinwo, G.K. et al.
Int J Ind Chem (2013) [7], muestran el diagrama del proceso de corrosion en la Figura

2.1

Electrolito
Fe = Fe? + 2e 2H*+2e = H2
—+ Flujode —4
electrones Cétodo
Metal

Figura 2.1: Electroquimica de la Corrosion |7].

En general, la clasificacion de cada uno de los tipos de corrosion implica un gran desafio
en la industria de petrolera, ya que se puede agrupar con base en el dano por corrosion,
mecanismos de ataque, tipo de proceso industrial y métodos preventivos. Existen varios
tipos de corrosion y diferentes causas que la originan, las cuales afectan las distintas
tuberias de los sistemas petroleros y varian de acuerdo con la composicion del fluido
que transportan, la localizacion de las mismas, asi como la geometria, temperatura, etc.
Aunado a que en todos los casos de corrosion, se debe de contar con la presencia del

electrolito para que la reaccion ocurra.

De acuerdo con Oxford y Foss (1958)[8] y Brondel, D. Edwards, R. Hayman,A. Hill,
D. Mehta, S. Semerad,T. (1994) [9]. En el industria petrolera las principales formas
de corrosion son: dulce, amarga, por erosiéon, por oxigeno, microbiolégica y por frac-

turamiento por fatiga.

2.1. Corrosion dulce (Corrosion por CO,)

La corrosion por dioxido de carbono (CO,) se ha identificado como un problema de

alto impacto en las instalaciones de produccién y transporte de aceite y gas, durante
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muchos anos. El COy es uno de los principales agentes corrosivos en los sistemas de
produccion de hidrocarburos. De acuerdo con Dugstad, A. (1992)[10] el gas seco de CO4
no es corrosivo por si mismo a las temperaturas en las que se encuentran los sistemas
productores de aceite y gas, pero si cuando se disuelve en una fase acuosa a través de
la cual puede provocar una reaccion electroquimica entre el acero y la fase acuosa en
contacto, es decir el CO5 se mezcla con el agua formando acido carboénico y da como
resultado un fluido acidificado. Nalli, K. (2010) sostiene que la corrosiéon por CO;y es
influenciada por la temperatura, el valor del pH, la composicion de la corriente acuosa,
la presencia de fases no acuosas, las condiciones de flujo y las caracteristicas del metal
en contacto y es ésta principalmente, la forma de ataque predominante en la produccion
de aceite y gas. A temperaturas altas, las incrustaciones de carburo de hierro se forman
en la tuberias de aceite y gas, y el metal comienza a corroerse bajo estas condiciones.
La corrosion por CO, aparece principalmente de dos formas: Picadura, la cual, segtin
Schmitt, G. (1984)[12], se define como; el ataque puntual, que se da como resultado de
una penetracion rapida y de la remocion del metal en un area normalmente pequena.
La otra forma es el ataque plano o tipo mesa, que de acuerdo con Dunlop, A. Hassel,
HL. Rhodes, PR. (1984) [13] este tipo de corrosion por COs se presenta bajo condiciones

de flujo medio o estable.

Existen varios mecanismos para definir la corrosion por CO,, pero todos involucran ya
sea el acido carbonico o los iones de bicarbonato que se forman con la disolucion del
COg en agua. Uno de los mejores mecanismo para definir la corrosion por CO, es el

postulado de De Waard, C. Lotz, U. (1994) [14] el cual esta dado de la siguiente forma:

HyCOs+e¢ — H+ HCO4 (2.8)
2H — Hy (2.9)

La reaccién con el acero es:
Fe — Fe* +2e” (2.10)
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En general se obtiene carbonato de hierro

COQ+HQO+F€—>F6003+H2 (2.11)

La Figura 2.2 muestra el resultado de la corrosiéon por CO; en un oleoducto.

Figura 2.2: Corrosion interna en un oleoducto [7].

2.2. Corrosion amarga (Corrosiéon por H,S)

El deterioro del metal debido al contacto con el acido sulfhidrico (HsS) y la humedad,
es llamada corrosion acida, y es aquella que principalmente dana las tuberias de per-
foracion. Al igual que el CO,, el HyS no es corrosivo por si solo, pero se ha observado
que se vuelve extremadamente corrosivo en presencia del agua (Ray, J. Randall, B. y
Parker J. 1978)[15], por lo que propicia la fragilidad de las tuberias y por lo tanto al
resquebrajamiento de las mismas. Cuando el acido sulfhidrico se encuentra disuelto
en agua es un acido débil;y por lo tanto es una fuente de iones de hidrogeno y alta-
mente corrosivo. El resultado de la corrosion son iones de sulfuro de hierro (FeS,) e
hidrogeno. Los sulfuros de hierro forman incrustaciones que a baja temperatura pueden
actuar como barrera y hacer mas lento el proceso de corrosion (Brondel et al. ,1994)|9].

Las formas de corrosion amarga pueden ser uniformes, picadura o grietas escalonadas.

La ecuacion general de Chilingar y Beeson (1969)[16] para expresar la corrosion amarga

se puede escribir de la siguiente formas:
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Sun, W. (2006) [17] propone que existe otro mecanismo para disolucion del hierro en
soluciones acuosas que contienen H,S, y que se basa en la formacion de una pelicula
de mackinawite. La Figura 2.3 muestra los resultados de la corrosién por presencia de

H,S en tuberias.

Figura 2.3: Oleoducto con corrosion por HaS [7].

2.3. Corrosion por oxigeno

El oxigeno es un fuerte oxidante y reacciona con los metales rapidamente, por lo que,
si se encuentra disuelto en el fluido de perforacion, es una de las mayores causas de
corrosion en la tuberia de perforacion. La entrada de oxigeno a los fluidos de perforacion
ocurre a través de fugas en los sellos de las bombas, los revestidores, los procesos de
venteo y apertura de elementos cerrados. Weeter (1975)[18], defini6 que dado que en
las reacciones catodicas se despolariza y se acepta un electron, el oxigeno acelera la
destruccion anodica del metal. Aunada a esto Snavely (1971)[19] determiné que la alta
velocidad de flujo de los fluidos de perforacion sobre la superficie interna de la tuberia,
mantienen un suministro constante de oxigeno hacia el metal, el cual es destructivo atn

en concentraciones tan bajas como 5 ppm (partes por millén). La presencia de oxigeno
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aumenta los efectos corrosivos de los gases HoS y CO,. La inhibicion de la corrosion
debido al oxigeno es dificil de lograr y no es practico utilizar algin inhibidor en los
sistemas de fluidos de perforacion. Las formas de corrosion asociadas con el oxigeno

son principalmente: corrosion uniforme y corrosion tipo picadura.

2.4. Corrosion galvanica

Martin, R. (1982)[20] propone que la corrosion galvanica, también llamada corrosion
de metales no similares o electrolisis dura, ocurre cuando dos materiales metalicos con
diferente potencial electroquimico estan en contacto y son expuestos a un ambiente
electrolitico. Bajo esta condicion el metal mas noble, es decir, con menos potencial
o con el potencial més negativo se convierte en el &nodo y comienza a corroerse. El
anodo pierde iones metalicos para balancear el flujo de electrones y dado que los metales
tienen estructuras cristalinas, muchas de estas celdas se mantienen intactas causando
una corrosion intergranular. Los problemas mas severos debido a este tipo de corrosion

se presentan cuando el area del catodo en relacion al &nodo es muy grande.

La Figura 2.4 muestra el proceso de la corrosion galvéanica.

Corrosion galvanica
Electrolito
(agua salada)

.
(]

Catodo

Cobre

Corrosion

Figura 2.4: Corrosion galvanica [21].
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2.5. Corrosion por erosion

El mecanismo de corrosiéon por erosion incrementa la velocidad de la reaccion corrosiva
dado que se remueve material de las capas adyacentes en la tuberia de manera continua,
teniendo como resultado productos de corrosiéon de la pared de la tuberia. La capa
pasiva es una pelicula delgada de producto de corrosién que sirve para estabilizar la
reaccion de corrosion y realentizar el proceso. Como resultado de la turbulencia y
el alto esfuerzo de corte sobre la linea, esta capa pasiva es removida causando un
incremento en la velocidad de corrosion, (Sami, A. Mohammed, A., 2008)[22]. La
corrosion por erosion siempre se presenta en un alto régimen de flujo turbulento con
una alta velocidad de corrosion, la cual también depende del gasto del flujo de fluidos,
la densidad y caracteristicas de los solidos (arena) presentes en el fluido. Las altas
velocidades y la presencia de material abrasivo y corrosivo suspendido, en los fluidos de
perforacion y fluidos producidos contribuyen a este proceso destructivo. Esta forma de
corrosion frecuentemente es ignorada o se atribuye al desgaste. La Figura 2.5 muestra

el efecto de la corrosion por erosion dentro de una tuberia.

Figura 2.5: Corrosion por Erosion [23].
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2.6. Corrosion por hendidura

La corrosion por hendidura se define como una corrosion focalizada, la cual se presenta
principalmente en hendiduras, lineas o marcas continuas en el metal, ya que es ahi
en donde el fluido puede almacenarse y permanecer estancado. Esto es causado por
las diferencias de concentracién de fluidos corrosivos sobre la superficie del metal, esto
de acuerdo a la definicion de Roberge, P. (2000)|3] “Las diferencias en el potencial
electroquimico dan como resultado ataques de corrosiéon tipo hendiduras o picadura, las
cuales principalmente se presentan en las operaciones de pozos, debido a que el oxigeno
disuelto que transportan los fluidos de perforacion promueve este tipo de ataques en el
metal, aun cuando algunas tuberias o accesorios presenten proteccion con elastémeros.”

La Figura 2.6 muestra la diferentes etapas del proceso.

Metal Metal

Hendidura Citodo

2 | .
. —~
)

()
Figura 2.6: Etapas de la Corrosion por hendidura [24].
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El proceso descrito por Roberge, P. (2008)|24], define a la corrosion por hendidura, me-
diante tres etapas, en la primer etapa (Figura 2.6a) la corrosion se inicia en las grietas
como resultado de las oxigenacion, es decir el oxigeno disuelto reacciona con el metal
dentro de la grieta o hendidura. En la segunda etapa (Figura 2.6b) se observa que el
oxigeno esta restringido en la entrada de la hendidura, por lo que, se establece una
reaccion del material de la hendidura el cual se convierte en el &nodo y la superficie ex-
terna en el catodo, dando lugar al proceso de corrosion. La tercer etapa (Figura 2.6¢) el
oxigeno catodico no puede mantenerse en el area de la hendidura por lo que se convierte
en el anodo del proceso, este desequilibrio anédico conduce a la creacién de condiciones
microambientales de corrosion en la grieta, lo cual produce una mayor disolucion del

metal, lo que finalmente produce material corrosivo dentro de la hendidura.

2.7. Corrosion microbiolégica

Este tipo de corrosion es causada por actividades bacterianas. Las bacterias producen
productos de desecho como CO,, HsS v acidos orgénicos que corroen las tuberias de-
bido al incremento de toxicidad del fluido que fluye en la tuberia. Los microbios tienden
a formar colonias en un ambiente adecuado y permiten una mayor corrosion bajo la
colonia. La formacion de estas colonias se promueve con agua neutra, especialmente
cuando esta estancada. Lazar et al. (1985)[25] publicaron varios informes en los que
reportaban sobre la presencia de microbios en yacimientos de gas y aceite, donde prin-
cipalmente abundaban flora microbiana relacionadas con agua de formacion, e incluia
especies de: Bacillus, Pseudomonas, Micrococcus, Mycobacterium, Clostridium y Es-
cherichia. De acuerdo a Gates et al (1976)[26]. la Escherichia contiene hidrogenasa, una
enzima que utiliza hidrégeno molecular y puede estar asociada con la despolarizacion
del hidrogeno catodico, causando la corrosion de las tuberias de acero en el campo
petrolero. También observaron que las bacterias que forman lodo, tales como: Achro-
mobacter sp., Flavobacterium sp. y Desulfuricans sp., se adheriran entre si, formando
una masa mayor y se adhieren a las paredes de los poros, causando graves problemas
de obstruccion en los pozos de inyeccion. La corrosion inducida microbiolégicamente

(MIC) se reconoce por la aparicién de un material de desecho fangoso negro o nodu-
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los en la superficie de la tuberia, asi como la formacion de picaduras en la pared de
la tuberia debajo de estos depositos. La Figura 2.7 muestra el efecto de la corrosion

microbiologica en una tuberia.

Figura 2.7: Tuberia afectada por Corrosion microbacteriana [7].

2.8. Corrosion por agrietamiento por esfuerzo

La corrosion por agrietamiento por esfuerzo (SCC) es una forma de corrosion focalizada
la cual produce grietas en el metal debido a la accién simultanea de la corrosion y la
tension. Principalmente se propaga en un rango de velocidades que van de 1073a 10
mm/h, la cual depende de la combinacion de la aleacion y el ambiente en el que se
desarrolla el fendmeno. La corrosion por SCC es un agrietamiento inducido por la
fuerza de tension y el medio corrosivo. El impacto de este proceso en un material se
encuentra entre el esfuerzo de agrietamiento en seco y el umbral de fatiga del material, el
cual también esta asociado al ambiente en el que se desarrolla la corrosion. Esto se debe
a que la grieta es causada por varios factores que se combinan con el medio ambiente.
De acuerdo con Baker (2004)[27] las caracteristicas que cominmente identifican a este
tipo de corrosion en una tuberia, es el alto pH del ambiente circundante, la aparicion

de grupos de grietas paralelas en la parte externa de la tuberia.
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Capitulo 3

Fen6menos de erosion

3.1. Erosion por arena

La erosion es un proceso micromecanico mediante el cual se elimina/remueve material
de superficies metalicas o no metélicas por impacto de particulas solidas arrastradas en
el fluido. Las particulas solidas arrastradas eliminan el material de la pared interna de
tuberias, accesorios, valvulas y otros equipos, lo que deriva en danos graves. Los danos
a la tuberia y al equipo reducen la confiabilidad operacional y aumentan el riesgo de
falla, lo que resulta en una pérdida financiera significativa para la industria y un peligro

para el personal y el medio ambiente.

El transporte de fluidos es esencial en varias industrias para satisfacer las necesidades
operativas y de produccion. En el caso de la industria petrolera, el aceite y el gas que
se extraen de los yacimientos se transportan a las refinerias y plantas de procesamiento
utilizando tuberias, accesorios y otros equipos. En algunos casos el fluido extraido
del yacimiento contiene particulas de arena que pueden causar danos por erosion en
las superficies internas del equipo de manejo de fluidos. El dano debido a la erosion
puede causar reparaciones, remociones y reemplazos no programados de equipos que
interrumpen parcialmente la producciéon y en algunos casos provocan el paro total del
proceso de producciéon de hidrocarburos. La seguridad del personal de operacion y el
medio ambiente también puede estar en peligro cuando los productos quimicos nocivos

o los gases se descargan en el entorno. El resultado final es la pérdida de ingresos,
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danos al personal y un mayor costo operativo que afectan la operacion. Para optimizar
la eficiencia operacional al minimizar la pérdida de equipos y el tiempo de inactividad
debido a la erosion, es importante reducir el dano debido a esta. Uno de los enfoques
para minimizar o controlar la erosion es reducir las velocidades de flujo durante la
produccion y el transporte, lo que también reduce la tasa de produccion. Otro enfoque
es usar mallas o filtros de arena; aunque este material puede erosionarse después de
un periodo de tiempo o las particulas de arena pueden obstruir el paso del fluidos. La

seleccion de materiales resistentes a la erosion también puede reducir la tasa de erosion.

En la industria petrolera, se utilizan codos, tes, bombas, valvulas, estranguladores
y otros accesorios en los sistemas de tuberias para transportar fluidos. Dentro de
estas geometrias, a medida que cambia la direccion del flujo, las particulas de arena
arrastradas en el fluido pueden cruzar las lineas de corriente y acercarse a las paredes
internas. Estas particulas pueden impactar las paredes del equipo a altas velocidades lo
cual es perjudicial para la superficie del metal. El impacto repetido de un gran nimero
de particulas a altas velocidades da como resultado la eliminacién de material de la

pared del equipo.

3.2. Condiciones de transporte de arena

La erosion en un flujo monofasico con particulas de arena arrastradas en el fluido es un
fenomeno complejo. La complejidad de la erosion aumenta significativamente para un
flujo multifasico con particulas de arena debido a diferentes patrones de flujo, tamano
de las particulas de arena y velocidad de impacto de las particulas que causan erosion.
Entre los diversos factores que influyen, la velocidad de impacto de la particula es el
factor mas importante. La falta de comprension y cuantificacion de las velocidades de
impacto de las particulas y su efecto sobre el proceso de erosion presenta un desafio en
el andlisis del mecanismo de erosion. Por lo tanto, el profundizar en este aspecto es

esencial para comprender el proceso de erosion multifasico.

La practica recomendada del Instituto Americano del Petroleo (API) se encuentra en

la norma API RP 14E, la cual proporciona directrices para el calculo de la velocidad

27



maxima permitida y asi evitar la erosion. Esta norma establece que si las velocidades
de produccion se mantienen por debajo de este limite, se puede evitar un dano severo
por erosion. La siguiente ecuacion se usa para calcular la velocidad umbral de erosion:

V, = (3.1)

C
7
Donde;

Ve = Velocidad limite de erosion en pie/s
p = Densidad del fluidos en b, /pie?
C' = Constante.

La norma API RP 14E recomienda utilizar C' = 100 para flujo continuo y C' = 125 para

flujo intermitente.

La ecuacion (3.1) no toma en cuenta el tamafio de la particula de arena, la tasa de
arena, el material de la pared de la tuberia, los regimenes de flujo en flujo multifasico o
la orientacion del flujo (horizontal o vertical). La ecuacion (3.1) también establece que
la velocidad de erosion permisible seria mayor para un fluido de baja densidad (como el
gas) en comparacion con un fluido de alta densidad (como el liquido). Sin embargo, los
resultados experimentales mostraron mayores tasas de erosion en el gas en comparacion

con el liquido a velocidades similares.

Puede que econdémicamente no sea factible limitar la velocidad del fluido como se re-
comienda en la ecuacion (3.1) debido a un posible conflicto entre la baja tasa de flujo y
la demanda de producciéon. Por lo tanto, se requiere un enfoque diferente del problema,
para lograr una solucién mas aceptable. La velocidad de impacto de la particula de

arena erosiva depende principalmente de la geometria y la velocidad del fluido.

El flujo multifasico se observa comtinmente en industrias quimicas, petroleras, nucleares
y otras industrias de manejo de fluidos. A diferencia del flujo monofasico, el fenémeno
de flujo multifasico es muy complicado con la falta de una comprension clara de todos
los mecanismos de flujo. La presencia de las distintas fases con diferentes propiedades y
diferentes velocidades da como resultado diversos patrones de flujo tales como: burbuja,

bache, intermitente y anular. Estos patrones de flujo se caracterizan por sus propiedades
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interfaciales entre las fases. Algunos de los patrones de flujo multifasico son transitorios,
inestables y no estan completamente desarrollados. Debido a estos fen6menos comple-
jos, la prediccion de erosion en flujo multifasico es mucho més desafiante que el flujo

monofasico.

Se han desarrollado modelos de prediccion de erosion simplificados para tuberias rectas,
codos y conectores en T en el Centro de Investigacion de Erosion/Corrosion de la
Universidad de Tulsa utilizando datos de erosién empirica y modelos de dindmica de
fluidos computacional (CFD). Para tener en cuenta el tamano de los sélidos y la mezcla
de liquido y gas, se utiliz6 una modificacion de la ecuacion (3.1) para predecir la erosion.
Posteriormente se desarroll6 un modelo semiempirico de prediccion de la erosidon que
tiene en cuenta el tamano y la geometria de la tuberia, el tamano de la arena, el material
de la tuberia, las velocidades y densidades del fluido. Estos modelos se basan en datos
de erosion empirica y no consideran el efecto de los regimenes de flujo sobre la erosion

en el flujo multifasico.

3.3. Modelos de erosion

La erosion es un proceso mediante el cual se elimina el material de la superficie interna de
un dispositivo de manejo de fluidos como resultado del impacto repetido de pequenas
particulas solidas. En los materiales diuctiles, la erosion es causada por deformacion
y fatiga localizada, lo que provoca la eliminacion de material de la superficie. En
materiales quebradizos las particulas que impactan causan grietas superficiales y astillas

de piezas de metal de tamano micro.

El comportamiento de la erosion en un flujo de gas fue investigado por Brinell en 1921.
Uno de los primeros modelos de erosion desarrollados por Finnie en 1958 se baso en
la suposicién de que la erosion es resultado del mecanismo de microcorte. Méas tarde,
otros investigadores demostraron que el micro corte no es el principal mecanismo de
erosion para el material dactil. En 1982, Levy propuso el mecanismo plaquetario de
la erosion en material dictil. Para determinar los efectos de las microestructuras de

acero especificas sobre la erosion, Levy analizo las superficies erosionadas mediante un
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microscopio electronico de barrido (SEM). Desde las micrografias, Levy observo que
las plaquetas de las superficies metalicas se extruyen inicialmente debido al impacto
de particulas solidas mas pequenas; las plaquetas se forjan en condiciones dificiles y
eventualmente se eliminan de las superficies por otros impactos posteriores. Una zona
de endurecimiento de trabajo se desarrolld6 debajo de la zona de plaquetas durante el
proceso de erosion. Después de la eliminacion de metales de la zona de plaquetas,

comienza el proceso de erosion en estado estacionario.

La velocidad de impacto de particulas ha sido reconocida como el factor contribuyente
mas significativo para la erosion y la erosion-corrosion por parte de varios investigadores.
Los resultados experimentales muestran que la velocidad de erosiéon es proporcional a
la velocidad de impacto de la particula o velocidad de flujo elevada a un exponente.
El valor de este exponente de velocidad fue reportado entre 0.8 y 8.0 por diferentes
investigadores dependiendo de las condiciones de flujo, las propiedades del material, la

corrosion y otros parametros que contribuyen a la pérdida de masa.

3.3.1. Modelo de Finnie

Finnie (1967)[28] y Tilly (1979)[29] propusieron tasas de erosion proporcionales a la
velocidad de impacto de la particula, el &ngulo de impacto y las propiedades del material

de la pared. Finnie presenté la siguiente ecuacién empirica para predecir la erosion.

ER = {cpwV2 (cos @ — 3/2sin 0) sin 9} (3.2)
para # < 18.5
_ fepw (Vsin 0>
ER = {—1200 cot” 0 (3.3)
para # > 18.5
Donde:

ER — Tasa de erosion

¢ — constante empirica (el valor nominal de ¢ es 0.50)

30



V' = Velocidad de la particula
6 — Angulo de impacto de la particula
pw = Densidad de la pared del material

0, — Limite elastico del material de la pared.

3.3.2. Modelo de Tilly

Tilly (1979)[29] present6 el siguiente modelo de erosion donde expreso la erosion en
términos de angulo de impacto de particulas con diferentes coeficientes para materiales

ductiles y fragiles.

ER = Jcos®0 + K sin? 0 (3.4)

Donde:

ER = Tasa de erosion en cc/kg

6 = Angulo de impacto

J vy K son coeficientes basados en las propiedades de los materiales

Tilly propuso que cuando J = 0 para un material fragil puro y K = 0 para un material
dictil puro. Muchos materiales muestran que la erosiéon es una combinacion de sus
propiedades de fragilidad y ductilidad, de tal forma que el término ductil predomina en

angulos pequenos y el término fragil predomina en dngulos grandes

3.3.3. Modelo de Ahlet

Ahlert (1994) [30] realiz6 una investigacion experimental de la erosion en superficies
secas y mojadas en diferentes angulos de incidencia. Sus resultados experimentales
mostraron que la erosion en superficies secas depende del angulo de incidencia con
mayores tasas de erosion en un angulo de incidencia de 15-30 grados. El comportamiento
de la erosion en superficies hiimedas fue similar en todos los angulos de incidencia
entre 15 y 60 grados. Contrariamente, la erosion esperada para una muestra himeda

mostré 2 a 3 veces mas pérdida de masa que la muestra seca. Adicionalmente se
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realiz6 una investigacion adicional de las superficies erosionadas usando un Microscopio
Electronico de Barrido (SEM). Las micrografias SEM revelaron crateres més grandes y
mas profundos en la superficie de la muestra hiimeda que extruyd més metal. El material
desplazado de los crateres se empuja hacia arriba, acumulandose en el borde del crater
y eventualmente separdndose de la superficie. Para muestras secas, los criteres eran

comparativamente més pequenos y eliminaban menos material de la superficie.

La erosion, como resultado de las particulas arrastradas en los sistemas de flujo agrega
otra dimension a la complejidad del fen6meno, repercutiendo en la capacidad de prede-
cirla. La erosion debida al impacto de particulas puede ser causada por dos mecanismos:
1) choque directo, y 2) choque aleatorio. En geometrias como codos y conectores en T
que se usan para redirigir el flujo, las particulas arrastradas pueden cruzar las lineas de
flujo. A alta velocidad, estas particulas se aproximan a la pared con un gran impulso
que provoca un choque directo con la pared. En geometrias como la tuberia recta,
donde las direcciones de flujo promedio no cambian, las particulas se acercan a la pared
debido a fluctuaciones turbulentas que causan choque aleatorio con la pared. La Figura

3.1 muestra choque directo en un codo y choque aleatorio en un tubo recto.

AT O T O AT T,

Figura 3.1: Colision directa y aleatoria en codos y tuberias, Ahlert (1994)[30].

3.3.4. Modelo de Shirazi, McLaury y Shadeley

Los modelos de erosion basados en dindmica de fluidos computacional (CFD), que tienen
en cuenta los detalles de los efectos del flujo y la geometria de la tuberia requieren
un esfuerzo computacional significativo para simular las trayectorias, los angulos de
incidencia y las velocidades de las particulas. A través del tiempo se han realizado

varios estudios de la velocidad de la particula cerca de la pared objetivo de una tuberia
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con expansion subita en un flujo de particulas liquidas de dos fases y se propuso que
la velocidad de flujo en la forma de la ley de potencia influye en la tasa de erosion con
exponentes de 2.0. Por otro lado, existen modelos de prediccion de la erosion utilizando
la densidad de la mezcla y las velocidades de la mezcla para tener en cuenta el flujo
multifasico. El modelo considera el didmetro de la particula, la tasa de produccion de
arena, una constante de geometria y calcula la tasa de erosion usando un exponente de

2.0 de la velocidad de la mezcla.

Shirazi, McLaury y Shadeley (1995)[31] desarrollaron un modelo mecénistico para pre-
decir la tasa maxima de penetraciéon en una geometria, como los codos y T, que se baso
en un modelo de erosion basado en CFD. El modelo mecanistico para el flujo multifasico
se basod en la extensa informacion empirica recopilada en la Universidad de Tulsa, la
Universidad Estatal de Louisiana, Harwell y Det Norske Veritas (DNV) para la erosion
en flujo multifasico. El modelo emplea una velocidad de impacto caracteristica de las
particulas teniendo en cuenta factores como la geometria y el tamano de la tuberia, el
tamano y la densidad de la arena, la velocidad del flujo y las propiedades del fluido. El
modelo también se puede usar para determinar la velocidad umbral para una tasa de

penetracion maxima correspondiente permitida.

Shirazi, McLaury y Shadeley |31], propusieron un modelo simplificado de la longitud
de estancamiento para predecir la erosion en geometrias simples. De acuerdo con el
modelo, la tasa de penetracion méaxima para una geometria simple, se puede usar la

siguiente ecuacion.

WYL

(/Do) (35)

h=FyFsFpF,p

Donde:

h = Tasa de penetracion en mm/afno

Fyr, Fs = Factores empiricos del material y forma de la arena

Fp = Factor de penetracion del acero basado en una tuberia de 1" de didmetro, (mm/kg)
F,/p = Factor de penetracion para codos de radios largo

W — Tasa de produccion de arena, (kg/s)
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Vi, = Velocidad caracteristica de impacto de la particula, (m/s)
D = Diametro de la tuberia utilizada, (mm)
Dy — Diametro de la tuberia de 1 plg, (25.4 mm).

Con base en datos experimentales, Shadley [31] propuso la siguiente ecuacion para
determinar la velocidad caracteristica de impacto de la particula (V) en tuberias de

acero al carbon.

1.952107°
Py = B-0.59
Donde
B — Factor de dureza Brinell.

La Tabla 3.1 muestra el factor empirico F;, para acero 1018 y acero inoxidable 316.

Tabla 3.1: Factor empirico de material (F)) para diferentes materiales.

Factor de
Tipo de Dureza material para
Material Brinell (B) Vi enm/s
(Fyr 210%)
| Acero1018 || 210 | 0.833 |
| 13 Cr Recocido || 190 || 1.267 |
13 Cr
Tratamiento 180 1.089
Térmico
22 Cr 5 i 217 0.788
Duplex
316 Acero
Inoxidable 183 0-918

Para el diametro de la tuberia (D) y la tasa de produccion de arena (W), los valores
del factor de forma de arena (Fy) y el factor de penetracion (Fp) se proporcionan en la

Tabla 3.2 y la Tabla 3.3 respectivamente.
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Tabla 3.2: Factores de forma de arena (Fyg) para diferentes tipos.

‘ Descripcion de la forma de la arena ‘ Factor de forma de arena, Flg

Forma (angular) 1.0
Semi-redondes (esquinas redondeadas) 0.53
Redondes (Esféricas) 0.20

Tabla 3.3: Factores de penetracion (Fp) para geometrias de codo y T.

Longitud de estancamiento
de referencia para tuberia | Fp(para acero)
del" Lo
Geometria mm | plg | mm/kg | plg/lb
Codo 90° 30 | 1.18 206 3.68
T 27 | 1.06 206 3.68

El factor de penetracion F,/p se obtiene utilizando la ecuacion de Wang.

p(}.4 M(}.65 ) r
F,/p = exp {— <0.1 s 001505 + 0.12) (5 - std)} (3.7)
p

Donde:

ps = Densidad del fluido, kg/m?

py = Viscosidad del fluido, Pa-s

dp = Diametro de la particula, m

F,/p = Factor del radio del codo para codos de radio largo
Csta = Relacion r/D para codos estandar (Cyg = 1.5)

La longitud de estancamiento equivalente para una geometria de codo y Te se obtuvo
por modelado de flujo, prueba de erosion y seguimiento de particulas de arena en fases
de gas y liquidas. La longitud de estancamiento equivalente (L) es una funcion del

didmetro de la tuberia y se puede calcular con las siguientes expresiones:
Para codos
L= Lo {1-127 tan™" (1.01 D) 4 D*12} (3.8)

Para T
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L= Lo {1.35 - 132 tan™" (1.63 D~2%) 4+ D*7} (3.9)

El modelo simplificado de rastreo de particulas utilizado en este modelo de erosion
supone un flujo unidimensional en la zona de estancamiento, el cual tiene un perfil de
velocidad lineal en la direccion del movimiento de la particula. Para el flujo monofasico,
se puede suponer que la velocidad inicial de la particula V4, es la misma que la velocidad
del flujo de la corriente, y puede no ser precisa para el flujo en dos fases. Suponiendo que
se conoce la "velocidad caracteristica de flujo equivalente" antes de que las particulas
alcancen la zona de estancamiento, la velocidad caracteristica de impacto de la particula
se calcul6 utilizando un modelo simplificado de seguimiento de particulas desarrollado
en el Centro de Erosion/Corrosion de Tulsa. La velocidad caracteristica de impacto de
la particula depende de una serie de parametros tales como: el nimero de Reynolds de
la particula, la densidad y la viscosidad de los fluidos, el tamano de las particulas y la

densidad. El nimero de Reynolds de la particula, Re,, se calcula de la siguiente forma:

Vo d,
L,

Re, (3.10)

Donde:

V, = Velocidad equivalente del flujo de la corriente, m/s

pm — Densidad de la mezcla del fluido en la zona de estancamiento, kg/m?

pm = Viscosidad de la mezcla de fluidos en la zona de estancamiento, Pa-s o N-s/m?
d, = Diadmetro de las particulas, m

El parametro adimensional, ¢, se define como la proporcion de la relaciéon de la masa

del fluido desplazado por la masa de las particulas incidentes.

_ Lpm

o
dp pp

(3.11)

Donde:
L = Longitud de estancamiento equivalente, m

pp — Densidad de particulas, kg/cm?
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Utilizando el parametro adimensional ¢, el nimero de Reynolds de la particula Re, y
V,, la velocidad de impacto de la particula V}, se puede determinar a partir de la Figura

3.2.

100 1,000

0.01 0.1 1

=L
dy 2,

Figura 3.2: Gréfica para obtener la velocidad de impacto de la particula, Shirazi,
McLaury y Shadeley (1995) [31].

La velocidad equivalente de flujo, V,, debe ser especifica para calcular el nimero de
Reynolds de la particula, Re,. Para el flujo monofasico, se asume como la velocidad de
flujo promedio. Para el flujo de dos fases, se usan las siguientes ecuaciones para calcular

la velocidad equivalente del flujo de la corriente.

V, = )\z Vsr, + (1 — )\L)n Vsa (3.12)
Donde:
VeL 0.11
rmf Y] .
Vst + Vs (3:13)
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n = {1 — exp <—O.25%>} (3.14)

El exponente n se usa cuando:

(Vsa/Vsr) <1

En este caso

Vo = Vi = Vsr + Vsa

Para una geometria recta, material, definiciéon de arena y velocidad de arena dados,
todos los términos de la ecuaciéon 3.5 se vuelven constantes, excepto la velocidad de

impacto caracteristica, V7, y se pueden escribir como:

h=KV}"™ (3.15)

El término V7, de la ecuacion 3.15 representa la velocidad de impacto caracteristica de
la particula, la cual se obtiene resolviendo una ecuacion de seguimiento de particulas
simplificada. Shirazi, McLaury y Shadeley, desarrollaron un método para calcular V7,
que se obtiene mediante la creacién de un modelo simple de la capa de estancamiento
que representa la geometria de la tuberia. La zona de estancamiento es una regién por
la cual las particulas deben atravesar para penetrar y golpear la pared de la tuberia
para que ocurra la erosion. La severidad de la erosion en esta zona depende de una
serie de factores como: la geometria de la tuberia, las propiedades del fluido y las
propiedades de la arena. Se demostré que para diferentes didmetros, la longitud del
estancamiento varia. Se utiliza un modelo simplificado de seguimiento de particulas
para calcular la velocidad de impacto caracteristica de las particulas; el modelo asume
movimiento en una direccion con un perfil de velocidad de fluido lineal. Se supone que
la velocidad inicial de la particula es la misma que la velocidad del flujo, V. La validez
de esta suposicion se limita al flujo monofasico cuando no hay resbalamiento entre las

particulas y el fluido.
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3.3.5. Modelo de Mazumder

El modelo mecanistico desarrollado por Mazumder (2004)[32], calcula la velocidad ini-
cial de la particula, V,, para predecir la erosiéon en flujo anular multifasico mientras
se considera el efecto de la distribucion de arena en la pelicula del liquido y la region
central de gas en flujo anular. El mecanismo de flujo multifasico y el comportamiento
caracteristico de cada fase fue considerado en el modelo. Para tener en cuenta la dis-
tribucion de la velocidad de la arena en el flujo anular, se supuso que la arena se
distribuye uniformemente en la fase liquida y no hay deslizamiento entre el liquido y
las particulas de arena en el flujo. Las velocidades de la pelicula liquida y las gotas de
liquido arrastrado en el nicleo del gas se usaron para calcular la velocidad inicial de la
particula. La velocidad caracteristica del flujo (que se supone que es la misma que la
velocidad inicial de la particula) se calculd utilizando un promedio ponderado de masa
de las velocidades de flujo en la pelicula de liquido y las gotas arrastradas. La velocidad

de particula inicial, V,, se calcul6 mediante la siguiente ecuacion.

Vo= (1= E) Viium + EVq (3.16)

Donde:

E = Fraccion del liquido arrastrado en la fase gaseosa

_masa de liquido en el flujo de gas

masa total de liquido

Viim = Velocidad promedio de la pelicula de liquido, m/s
Vi = Velocidad promedio de las gotas de liquido en el flujo de gas, m/s

Posteriormente este modelo mecanista se extendié para los regimenes de flujo burbuja,
tapon e intermitente, considerando la velocidad de impacto de la particula de arena
y utilizando un modelo mejorado de arrastre. Para el flujo tapon, se supuso que la
arena se distribuye uniformemente en la fase liquida, y la fraccion mésica de arena en
el bache de liquido es igual a la fraccion masica de liquido en el bache liquido. Con

estas consideraciones la velocidad de la particula inicial caracteristica (V,) para el flujo
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tapon se calcula de la siguiente forma:

Vo=Hrrs * Virs (3.17)

Donde:
H; s = Colgamiento del liquido en el bache de liquido
Vis = Velocidad del liquido en el bache de liquido

Para los flujos de burbuja e intermitente, se supuso que la velocidad caracteristica inicial
de la particula era la misma que la velocidad de la mezcla y se obtiene de la siguiente

forma;:

Vo ="Vsr + Vsc (3.18)

El desarrollo de este modelo considera diferentes tamanos de arena, tamanos de tuberia,
geometrias, materiales de pared y regimenes de flujo, por lo que tiene un amplio rango

de aplicacion.

Velocidades de flujo para gas y aceite

Las velocidades de flujo de las fases gas y liquido influyen en gran medida en la velocidad
de impacto de la particula. En el flujo de dos fases, las velocidades superficiales del
gas y del liquido se utilizan en el cilculo de la velocidad de la particula. La velocidad
superficial de una fase es la velocidad que ocurriria si solo fluyera esa fase en la tuberia.
Por lo tanto, las velocidades superficiales son las tasas de flujo volumétrico por unidad

de area de la tuberia, como se muestra en la Ecuacion 3.19 y la Ecuacion 3.20:

_Qr
Vor =7 (3.19)
_ Q¢

Donde:
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Vs, = Velocidad superficial del liquido, pie/s
Vse = Velocidad superficial del gas, pie/s
Q1 — Gasto volumétrico del aceite, pie®/s
Qg — Gasto volumeétrico del gas, pie®/s

Ap = Area transversal de la tuberia, pie?
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Capitulo 4

Modelo integral de corrosion - erosion

4.1. Modelo de flujo

Debido a las diferencias en los comportamientos de flujo en el flujo multifasico, las
velocidades de impacto de la particula pueden ser distintas para diferentes regimenes
de flujo. Por ejemplo, la velocidad de impacto de la particula en el flujo anular depende
de la velocidad de la pelicula de liquido anular y la velocidad del gas en el centro. En
el flujo tapon, la velocidad de impacto de la particula depende de la velocidad de la
pelicula de liquido y la retencion de liquido en la pelicula. En los flujos intermitente y

burbuja, depende de las velocidades superficiales del liquido y del gas.

Debido a las caracteristicas del flujo en diferentes regimenes, es importante definir las
correlaciones de flujo vertical que se utilizardn para el calculo de la erosion, ya que
podrian aplicar o no, dependiendo de las consideraciones iniciales para su desarrollo en

cada una de ellas.

Para determinar la velocidad de impacto de la particulas de arena, es este trabajo
se utiliza el Modelo de Shirazi, McLaury y Shadeley (3.5) con la modificacion de
Mazumder (3.16), ya que el desarrollo de este modelo considera diferentes tamanos
de arena, tamanos de tuberia, geometrias, materiales de pared y regimenes de flujo, por

lo que tiene un amplio rango de aplicacion.

En este estudio se utilizaré la correlacion de Beggs y Brill para determinar el patron de

flujo en cada punto de la tuberia, esto debido al desarrollo y consideraciones iniciales.
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El incremento de longitud (Ah) supuesto estard en funcion de los datos del registro
de desviacion, para poder correlacionar los puntos medidos y su inclinacion con las

velocidades superficiales de cada fase, asi como los patrones de flujo en cada punto.

4.2. Tasa de erosion

La erosion causada por la arena, se puede dar dentro de la tuberia de produccion,
las lineas de flujo y los estranguladores, y estd significativamente relacionada con el
proceso de transporte de la misma. La energia cinética de las particulas en movimiento
se transfiere al acero cuando inciden en una superficie, lo que provoca la eliminacion
abrasiva del acero. Generalmente, el indice de flujo de arena y la velocidad del fragmento
de arena son los dos factores principales que determinan el riesgo de erosion. Para los
campos de crudo pesado, la velocidad es baja y el riesgo también es bajo; sin embargo,
los campos de gas y condensado, (alta presion / alta temperatura), la expansion de gas
y la aceleracion cerca de la boca del pozo aumentan drasticamente el riesgo de erosion,
el cual es una importante limitacion técnica y econémica porque puede ocasionar graves
problemas de seguridad. La erosion obliga a que la tasa de producciéon se mantenga por

debajo de un limite que se considera seguro.

De acuerdo con Finnie (1967)|28]|, el proceso de erosion al interior de las tuberias se
representa en la Figura 4.1. Inicialmente, el fenémeno de eliminacion del material en la
paredes de la misma, comienza en forma microscopica. el cual esta representado por la
parte de superior de la figura y posteriormente se ilustra el avance en el tiempo de dicho
proceso a nivel macroscopico en las secciones a, b, ¢ y d. El estudio de este fenémeno
esta caracterizado por la ecuacion (3.5) e indica como resultado de la misma, la tasa

de penetracion definida como la variable h.

h = Tasa de penetracion en mm/afo.
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Figura 4.1: Imagen idealizada de grano abrasivo golpeando una superficie y eliminando
material |28].
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4.3. Tiempo estimado de erosion

Con los resultados obtenidos con el modelo de Shirazi, McLaury y Shadeley|26] a partir
de los patrones de flujo calculados con la correlacion de Beggs y Brill[1], se obtienen las
tasas de erosion h para cada punto analizado al interior de la tuberia y se determina el

tiempo que tarda el fluido en erosionar el espesor de la misma.

En la Tabla 4.1 se muestra de manera ilustrativa, el valor de cada uno de los espesores
de pared y sus diferentes pesos nominales para una tuberia de 27/s plg, utilizados en
la industria petrolera. Estos valores varian para cada didmetro y grado de tuberia
utilizado en el pozo, por lo que es importante conocer las caracteristicas propias de

cada tuberia, las cuales se pueden consultar en la hoja técnica del fabricante.

Tabla 4.1: Espesores de tuberias de produccion de 27/s plg.

Tuberia de Produccion de 2 7/splg

Peso H Espesor
‘ 1b/pie H plg H mm ‘
| 640 [ 0217 [ 551 |
| 78 [ 026 [ 701 |
| 860 [ 0308 || 782 |
| 935 || 0340 [ 864 |
| 1050 ][ 0392 [ 996 |
| 1150 [ 0440 [ 1118 |

Con los datos de la Tabla 4.1 se obtiene el espesor en mm y de la ecuacion 3.5 se obtiene

h, por tanto, analizando las unidades se resuelve de la siguiente forma.

Despejando la variable anos se obtiene

anos = —— (4.1)

Donde
anos — Tiempo en anos que tarda en erosionar el interior de la tuberia.
mm = Espesor de la tuberia.

h = Tasa de penetracion de la arena.

45



El resultado final del modelo estima el tiempo en anos que tarda en erosionar el espesor

total de la tuberia.

4.4. Determinacion de la corrosion

Uno de los objetivos principales de este trabajo es determinar el tipo de corrosion
predominante dentro de la tuberia, por lo que, una vez que el recubrimiento de la misma
es removido por el efecto de erosion de la arena y el acero de la tuberia queda expuesto
y en contacto con el fluido producido, se pueden estimar las reacciones electroquimicas

que dan lugar a la corrosion.

Una vez estimado el tiempo de erosion de la tuberia con la ecuacion 4.1, se puede
identificar el tipo de corrosion que podria presentarse dentro de la tuberia usando la
composicion del fluido producido, el cual puede obtenerse del PVT caracteristico del
campo o del analisis composicional de una muestra de fluido del pozo en estudio. Con
esta informacion se determinan las acciones a realizar en el pozo, es decir, elaborar
planes de reemplazamiento, mantenimiento y/o prevencion de la tuberia, con el fin de
disminuir los tiempos en que el pozo queda fuera de operacion y establecer la vida 1til
de la tuberia. Derivado de esto, la generacion de los pronosticos de produccion seran
mas acertados, ya que usualmente la erosiéon de las tuberias no es un parametro que

sea tomado en cuenta para los planes de explotacion y desarrollo de campos.

4.5. Metodologia

La metodologia presenta los pasos a seguir en el modelo integral con el cudl se desarrolla
la herramienta computacional, cabe destacar que los calculos se realizan para cada uno
de los puntos de profundidad medidos en el registro de desviacion, con el objetivo de

determinar los puntos en donde se presenta la mayor tasa de erosion dentro del pozo.

1. Datos de entrada

a) Datos de produccion.
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b
c

)
)
d)
)

e

Caracteristicas del fluido.
Caracteristicas de la arena.
Geometria del pozo.

Tipo de tuberia del pozo

2. Modelo integral

a)

Con los datos del estado mecanico del pozo y la Tabla 3.1 se obtiene el factor

empirico F;, para la tuberia.

Con los datos granulométricos y la Tabla 3.2 se obtiene el factor de forma

de arena (Fg).

El factor de penetracion F/p se obtiene utilizando la ecuacion 3.7 de Wang.
Se calcula el nimero de Reynolds de la particula, Re, con la ecuacion 3.10.
Se calcula el parametro adimensional ¢ con la ecuaciéon 3.11.

Con los datos de produccion y la correlacion 1.1 de Beggs y Brill se obtiene

Vo.
De la Figura 3.2 se obtiene la velocidad de impacto de la particula V.
Finalmente se calcula h utilizando la ecuaciéon 3.5.

Con la ecuacion 4.1 se obtiene tiempo estimado de erosion.

3. Norma API 14E

a)
b)

c)

d)

Con la ecuacion 3.1 se calcula V.
Se calcula el didmetro interno 6ptimo con la norma API 14E.

Con los datos de produccion y la correlacion 1.1 de Beggs y Brill se obtiene

Vo.

Se calcula el didmetro interno 6ptimo con la norma API 14E.

4. Corrosion

a)

Con los datos composicionales del fluido en la Tabla 5.4 se indica el tipo de

corrosion que puede presentarse al interior de la tuberia.
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La Figura 4.2 muestra el diagrama de flujo de la herramienta computacional del modelo
integral de erosion-corrosion, esta secuencia se observa de manera anéloga en el Anexo

A, en donde se muestran los pasos a seguir para el calculo de la erosiéon e identificacion

de la corrosion de la tuberias.

Inicio

A4

« Datos de produccién
» Geometria del pozo
« Caracteristicas del fluido
« Caracteristicas de la arena

A/

Calculo de las propiedades
de los fluidos.
Beggs & Brill

Célculo de la velocidad de
erosion (Vu).

Caélculo de la tasa de
erosion (h).
(mm/afio)

A/

Caélculo del tiempo de
erosion de la tuberia.
(afios)

Identificacion de la corrosion

Fin

Figura 4.2: Diagrama de flujo de modelo de erosion - corrosion.
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Capitulo 5

Casos de estudio

5.1. Modelo integral

En la industria petrolera, es fundamental conocer la vida tutil de las tuberias asi como
también los fluidos producidos y sus reacciones erosivo-corrosivas para con las mismas.
Aunado a esto, es fundamental identificar las zonas mas propensas a estas reacciones y
en su caso la determinacion de los puntos criticos en donde la tuberia se ve afectada por
las reacciones electroquimicas, ya que lo anterior provee informacion trascendente para
el diseno de las tuberias, asi como la planificacion del reemplazo y/o mantenimiento de

los sistemas de ductos a lo largo del sistema petrolero.

El modelo desarrollado en este trabajo integra los datos de produccion del pozo (O,
Qg, Pwh, Pwf, %W, etc.), asi como la composicion del fluido producido (analisis PVT),
caracteristicas de la arena presente en el fluido producido (tamano de la particula,
forma, redondez), estado mecéanico del pozo (geometria) y tipo de tuberia (didmetro,
espesor, grado), como eje central del modelo integral, se utiliza el modelo propuesto
por Shirazi et al. y la correlacion de Beggs y Brill, para calcular la profundidad de
erosion y los patrones de flujo respectivamente, todo esto con el objetivo de determinar
el tiempo estimado de erosion en la pared interna de la tuberia e identificar con base en
los datos composicionales de los fluidos, la reaccion quimica que podria causar corrosion
una vez removido el recubrimiento de la misma. El procedimiento para la utilizacion

de la herramienta computacional se describe brevemente en el Anexo A.
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Con el modelo integral planteado en el capitulo anterior, se calcula el tiempo estimado
de erosion y se indica la posible corrosion, en funcion de los datos del pozo a analizar. En
este trabajo se proponen tres casos de estudio con la finalidad de validar la funcionalidad
del modelo propuesto. Las consideraciones generales y particulares de cada uno de los
tres casos de estudio (A, B y C), asi como la informacion requerida para el uso de la

herramienta computacional en cada uno de ellos, son las siguientes:

1. Geometrias del pozo.
2. Datos de la tuberia.
3. Datos de la arena.

4. Datos de produccion.

5. Datos de la composicion de fluidos.

5.1.1. Geometria del pozo

Para definir la importancia de los cambios de dngulo debido a la geometria del pozo
en la tasa de erosion, es importante realizar un anélisis con las mismas caracteristicas
de producciéon, composicion y granulometria, pero con diferentes desviaciones, por lo
tanto, cada caso se evalud con tres distintas configuraciones para observar el impacto

de esta variable en el calculo del modelo integral.

Las geometrias de pozo propuestas son tipo: J, S, y H, y se presentan en la Figura 5.1,
cabe mencionar que la profundidad de los pozos es la misma en todos los casos, esto
con el fin de homogeneizar las condiciones en el calculo de las velocidades superficiales
del liquido y del gas con la correlacion de Beggs y Brill. Con estas consideraciones es
posible comparar los resultados y evaluar el impacto de las trayectorias en la velocidad

de erosion al interior de la tuberia.
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(a) Trayectoria Tipo J

Exs (1) est

(b) Trayectoria Tipo S

wpwa © YA e e

(c) Trayectoria Tipo H
Figura 5.1: Trayectorias propuestas para los casos A, By C.
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5.1.2. Datos de la tuberia

En la Tabla 5.1 se muestra, el valor del espesor de pared y su peso nominal para una

tuberia de 27/s plg, la cual se utiliza en los casos A, By C.

Tabla 5.1: Espesor de la tuberia de produccion de 27/s plg.

Tuberia de Produccion de 2 7/splg

Peso H Espesor
‘ 1b/pie H plg H mm ‘
| 640 [ 0217 [ 551 |

5.1.3. Datos de la arena

De acuerdo a estudios realizados en la Universidad de Alaska, por Venkatesh E.S. (1986)
[33], un factor predominante en la tasa de erosion en la cara interna de la tuberia es el
tamano de la arena presente en la mezcla, ya que las particulas que son menores a 20
pm 'y mayores a 100 pm no son capaces de penetrar la pelicula formada por el liquido y
colisionar en la cara interna de la tuberfa atin a velocidades mayores a 300 pie/s, por lo
que es indispensable conocer el porcentaje de arena producida en los pozos, asi como su
tamano de particula, forma y redondez, con el fin de evitar sobrestimar o subestimar los
calculos en la tasa de penetracion debido a la falta de caracterizacion de las particulas

de arena.

Las caracteristicas de la arena en la corriente son un parametro predominante en el
resultado de la erosion de la tuberia, y debido a esto los datos se mantendran constantes
en los tres casos a analizar, esto con el fin de evaluar que otros parametros tienen un

impacto significativo en la tasa de erosion.

En la Tabla 5.2 se muestra el analisis de granulometria completo de la arena, del cual

el 25% de la muestra tiene un tamano entre 20 y 100um.
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Tabla 5.2: Analisis granulométrico.

| Tamaiio (plg) | Tamafio (um) | Porcentaje % | Acumulado % |

0.0394 1000.76 0.59 0.59
0.0331 840.74 0.02 0.61
0.0232 589.28 0.15 0.76
0.0165 419.1 5.14 5.9
0.0098 248.92 35.63 41.53
0.007 177.8 11.22 52.75
0.0059 149.86 5.38 58.13
0.0049 124.46 5.63 63.76
0.0041 104.14 6.06 69.82
0.0035 88.9 6.07 75.89
0.0029 73.66 4.43 80.32
0.0017 43.18 8.2 88.52
< 0.0017 < 43.18 11.48 100

Datos caracteristicos

Los datos especificos de cada caso son:

= Datos de produccion (O, Qg, Pwh, Pwf, %S, %W), estos datos son el resultado
del flujo de los fluidos dentro del pozo, y con ellos se obtienen datos como las

velocidades superficiales, densidad de la mezcla, patrones de flujo, etc.

= Composicion del fluido producido (PVT), con el objetivo de comprobar que el
modelo considera la composicién del fluido producido e indica la corrosién en

funcion de la misma.

Con estos datos, cada caso de estudio proporciona informacion relevante para la correcta
operacion de los pozos analizados, con lo que se puede determinar la vida util de la
tuberia y establecer los programas de mantenimiento y prevenciéon adecuados con el
fin de evitar salidas de operacion y/o reparaciones no programadas en los planes de

explotacion del pozo analizado, evitando asi un incremento en los gastos operativos.
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5.2. Caso A

Para el caso A, se utilizan los datos de produccion del pozo de la Tabla 5.3, y los datos
composicionales del fluido de la Tabla 5.4, aunado a los datos generales de granulometria
de la Tabla 5.2 y las tres trayectorias de pozo indicadas anteriormente en la Figura 5.1.
Finalmente, con la herramienta computacional se calcula el tiempo estimado de erosion

y se indica el tipo de corrosion en funcién de los datos del fluido de la Tabla 5.4.

Tabla 5.3: Datos de produccion caso A.

‘ Parametro ‘ ‘ Unidades ‘
O Gasto de aceite 1300 bpd
Qg | Gasto de gas 1.8 MMpcd
Qsd | Gasto de arena 0.387 m3/d
w Corte de agua 5 %
Pwh | Presion en la cabeza del pozo 70 kg/cm2
Pwf | Presion de fondo fluyendo 240 kg/cm2
Py | Presion de yacimiento 280 kg/cm2
pf Densidad del fluido 54.22 1b/pie3
Pp Densidad de la particula 165.4 1b/pie3
Fy | Factor empirico de material para V7, | 3.89 x10~* | Tabla 3.1
Fs Factor de forma de la arena 0.53 Tabla 3.2
Fp Factor de penetracion 0.206 Tabla 3.3
B Dureza de Brinell 160 Tabla 3.1
d Diametro de la tuberia 2.875 plg
d, Didmetro de la particula 188 um

Tabla 5.4: Anélisis composicional, PVT caso A.

| Componente | % volumen |
Nitrogeno 0.328
Bioxido de carbono 4.567
Acido sulfhidrico 14.854
Metano 45.455
Etano 18.020
Propano 8.925
Isobutano 1.887
Butano normal 3.261
Isopentano 1.249
Pentano normal 0.868
Hexano y mas pesados 0.587
Total 100.0
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5.3. Caso B

Para el caso B, se utilizan los datos de produccion del pozo de la Tabla 5.5, y los datos
composicionales del fluido de la Tabla 5.6, aunado a los datos generales de granulometria
de la Tabla 5.2 y las tres trayectorias de pozo indicadas anteriormente en la Figura 5.1.
Finalmente, con la herramienta computacional se calcula el tiempo estimado de erosion

y se indica el tipo de corrosion en funcién de los datos del fluido de la Tabla 5.6.

Tabla 5.5: Datos de Produccion caso B.

‘ Parametro ‘ ‘ Unidades ‘
O Gasto de aceite 1900 bpd
Qg | Gasto de gas 3.20 MMpcd
Qsd | Gasto de arena 0.566 m3/d
w Corte de agua 5 %
Pwh | Presion en la cabeza del pozo 35 kg/cm2
Pwf | Presion de fondo fluyendo 235 kg/cm2
Py | Presion de yacimiento 250 kg/cm2
pf Densidad del fluido 52.82 1b/pie3
Pp Densidad de la particula 165.4 1b/pie3
Fy | Factor empirico de material para V7, | 3.89 x10~* | Tabla 3.1
Fs Factor de forma de la arena 0.53 Tabla 3.2
Fp Factor de penetracion 206 Tabla 3.3
B Dureza de Brinell 160 Tabla 3.1
d Diametro de la tuberia 2.875 plg
d, Didmetro de la particula 188 um

Tabla 5.6: Anélisis composicional, PVT caso B.

‘ Componente ‘ % volumen ‘
Nitrégeno 0.703
Bioxido de carbono 1.100
Acido sulfhidrico 0.000
Metano 62.359
Etano 9.540
Propano 4.783
Isobutano 0.804
Butano normal 1.966
[sopentano 0.708
Pentano normal 0.886
Hexano y mas pesados 17.151
Total 100.0
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5.4. Caso C

Para el caso C, se utilizan los datos de produccion del pozo de la Tabla 5.7, y los datos
composicionales del fluido de la Tabla 5.8, aunado a los datos generales de granulometria
de la Tabla 5.2 y las tres trayectorias de pozo indicadas anteriormente en la Figura 5.1.
Finalmente, con la herramienta computacional se calcula el tiempo estimado de erosion

y se indica el tipo de corrosion en funcién de los datos del fluido de la Tabla 5.8.

Tabla 5.7: Datos de Produccion caso C.

‘ Parametro ‘ ‘ Unidades ‘
O Gasto de aceite 380 bpd
Qg | Gasto de gas 1.254 MMpcd
Qsd | Gasto de arena 0.1133 m3/d
W Corte de agua 5 %
Pwh | Presion en la cabeza del pozo 35 kg/cm?2
Pwf | Presion de fondo fluyendo 140 kg/cm2
Py | Presion de yacimiento 150 kg/cm2
pf | Densidad del fluido 54.22 1b/pie3
Pp Densidad de la particula 165.4 1b/pie3
Fyr | Factor empirico de material para V7, | 3.89 x10~* | Tabla 3.1
Fs Factor de forma de la arena 0.53 Tabla 3.2
Fp Factor de penetracion 206 Tabla 3.3
B Dureza de Brinell 210 Tabla 3.1
d Diametro de la tuberia 2.875 plg
d, Didmetro de la particula 188 um

Tabla 5.8: Analisis composicional, PVT caso C.

| Componente | % volumen |
Nitrogeno 1.887
Bioxido de carbono 2.326
Acido sulfhidrico 2.700
Metano 86.864
Etano 3.829
Propano 1.653
Isobutano 0.223
Butano normal 0.340
[sopentano 0.086
Pentano normal 0.064
Hexano y mas pesados 0.028
Total 100.0
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Capitulo 6

Resultados

Aplicaciones del modelo.

Es necesario evaluar diferentes escenarios de produccion en los cuales se considere la
produccion minima necesaria para que el proyecto sea econ6micamente rentable y la
producciéon maxima, asegurando siempre que la velocidad de arrastre de las particulas
solidas genere la erosion minima permitida. Para esto, se requiere datos de campo
confiables como son mediciones en pozo (O, Qg, Qw, W&S), datos de presiones como
son: presion en la cabeza del pozo (Pwh), presion de fondo estatica y fluyente (Pwe y
Pwf), presion de yacimiento (Py) y un anlisis composicional de los fluidos producidos
(PVT).

Con base en los resultados obtenidos con la herramienta computacional del modelo de
erosion - corrosion, se puede determinar la integridad de pozos en funciéon del tiempo
de erosion de estimado, asi como la identificacion del tipo de corrosion a presentarse en
la tuberia de acuerdo a la composicion de los fluidos producidos en el pozo. Aunado a
esto, la herramienta computacional también muestra un valor maximo y minimo en el

célculo del tiempo de erosion basado en el modelo de Shirazi, McLaury y Shadeley|31].

La herramienta computacional provee cuatro principales resultados:

1. Tasas de erosion (h) minima y méaxima.

2. Tiempo minimo y méximo de erosion del espesor de la tuberia.
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3. Velocidad de impacto de la particula (V;).

4. Identificacion del tipo de corrosiéon de acuerdo a la composicién de los fluidos

presentes.

Con esta informacion se pueden generar diferentes escenarios de explotacion de hidro-
carburos, planes de mantenimiento, reparaciéon y cambio de ductos en funciéon de su
vida util, programas de inyeccion de inhibidores de corrosion con el objetivo de alargar
la vida productiva de los ductos, asi como generacion de presupuestos que consideren
las actividades antes descritas y evitar gastos no planeados debido a fen6menos de

corrosion y erosion dentro de las tuberias.

6.1. Analisis de resultados

6.1.1. Resultados generales del modelo integral

Los resultados de los tres casos (A, By C), obtenidos con la herramienta computacional
del modelo integral de erosion-corrosion, muestran la siguiente informacion para cada

uno de ellos:

1. El registro de desviacion del pozo en 2D.

2. El perfil de presion obtenido con la correlacion de Beggs & Brill para cada uno

de los puntos del registro de desviacion.

3. El perfil de velocidades superficiales del liquido y del gas para cada uno de los

puntos del registro de desviacion.

4. La tasa de erosion (h) en la cara interior de la tuberia a las condiciones de flujo,

asociada a cada uno de los puntos medidos en el registro de desviacion.

En las Figuras 6.1, 6.2 y 6.3, se muestran los casos A, B y C respectivamente, con las
tres diferentes geometrias de pozo en cada uno de ellos, las cuales al comparar el registro
de desviacion y la tasa de penetracion, se observa que los cambios de angulo no tienen

un impacto significativo en la profundidad de erosiéon en ninguno de los escenarios, ya
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que no muestran un cambio de tendencia, decremento o incremento subito de su valor
en las zonas en donde la geometria del pozo cambia considerablemente con respecto a

la horizontal.

En los tres casos (A, By C), el perfil de presiones calculado con Beggs y Brill (ecuacion
1.1) para cada caso, obedece al comportamiento normal de la presion para un fluido
ascendente con algunas variaciones en cada escenario debido a la trayectoria, Esto se
debe principalmente a que la correlacion de Beggs y Brill (ecuacion 1.1), toma en cuenta
el angulo de desviacion, los patrones de flujo, colgamiento y gradiente de presion para

su calculo.

Por otro lado, en los casos A, B y C, las velocidades superficiales del liquido y del gas
muestran tendencias opuestas entre si, ya que estan directamente relacionadas con los
cambios de presion, separacion del gas y patrones de flujo predominantes a lo largo de la
tuberia. Debido a lo anterior la velocidad del liquido tiende a disminuir y la velocidad
del gas aumentar a medida que los fluidos ascienden, dado que el volumen del gas es

mayor al del liquido siempre que se acercan a la superficie.

En todos los casos, si se compara la grafica de la velocidad superficial del liquido y la
tasa de penetracion, se puede observar una tendencia similar entre ambas curvas, y esto
se debe principalmente a que la fase liquida es la que transporta la mayor cantidad de
solidos, por lo tanto a mayor volumen de la fase liquida, mayor sera la cantidad de arena
presente en la mezcla de fluidos, dando como consecuencia una mayor probabilidad de
choque de las particulas de arena con la cara interior de la tuberia. Adicionalmente se
puede asociar el volumen de liquido con el patron de flujo presente en cada punto de la
tuberia, es decir, hacia el fondo de la tuberia los patrones de flujo predominantes mues-
tran el mayor volumen de liquidos y colgamiento, y por lo tanto la mayor concentracion
de arena dentro de la mezcla, la cual disminuye a medida que los fluidos se acercan a
la superficie, ya que los patrones de flujo cambian dando como resultado que la fase

gaseosa sea continua y la fase liquida discontinua.
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6.1.1.1. Caso A

En la Figura 6.1 se muestran los resultados del Caso A, obtenidos con la herramienta
computacional del modelo integral de erosiéon-corrosion, en la cual se observan las grafi-
cas siguientes: registro giroscopico, perfil de presiones, velocidad superficial del liquido

(Vsr), velocidad superficial del gas (Vgg) v tasa de erosion (h).

Modelo Integral
' PERFIL DE TASA DE
GIROSCOPICO PRESION VaL Vse EROSION
0 0 0 0 0
1000 1000 1000 1000 1000
E E E E E
@ 2000 o 2000 a 2000 a 2000 @ 2000
= = ¢ g £
3000 3000 3000 3000 3000
4000 4000 4000 4000 4000
0 500 1000 0 2000 4000 2 25 3 0o 5 10 04 02 03
Desplazamiento (m) Presion (psi) (piels) (piels) h (mm/afio)
(a) Caso Al “Trayectoria Tipo J”
Modelo Integral
PERFIL DE TASA DE
GIROSCOPICO PRESION VL Vso EROSION
0 0 0 0 0
1000 1000 1000 1000 1000
L 1 g E B
a 2000 a 2000 a 2000 a 2000 a 2000
= = £ = =
3000 3000 3000 3000 3000
4000 4000 4000 4000 4000
0 200 400 0 2000 4000 2 25 3 0o 5 10 01 02
Desplazamiento (m) Presion (psi) (piels) (pie/s) h (mm/afio)
(b) Caso A2 “Trayectoria Tipo S”
Modelo Integral
PERFIL DE TASA DE
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Figura 6.1: Resultados Caso A
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6.1.1.2. Caso B

En la Figura 6.2 se muestran los resultados del Caso A, obtenidos con la herramienta
computacional del modelo integral de erosiéon-corrosion, en la cual se observan las grafi-
cas siguientes: registro giroscopico, perfil de presiones, velocidad superficial del liquido

(Vsr), velocidad superficial del gas (Vgg) v tasa de erosion (h).
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Figura 6.2: Resultados Caso B
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6.1.1.3. Caso C

En la Figura 6.3 se muestran los resultados del Caso A, obtenidos con la herramienta
computacional del modelo integral de erosiéon-corrosion, en la cual se observan las grafi-
cas siguientes: registro giroscopico, perfil de presiones, velocidad superficial del liquido

(Vsr), velocidad superficial del gas (Vgg) v tasa de erosion (h).
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(c) Caso C3 “TIrayectoria Tipo H”

Figura 6.3: Resultados Caso C
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Finalmente, con los resultados obtenidos se puede demostrar que la tasa de erosion
dentro de la tuberia se encuentra principalmente en funcion de: la velocidad del liquido,
velocidad de impacto de la particula, patrones de flujo y tipo de arena presente en la
mezcla, por lo que es importarte conocer las velocidades de flujo méximas permitidas,
asi como también, conocer la produccion maxima de aceite y arena con el fin de evitar
o disminuir la tasa de erosion, y asi alargar la vida util de las tuberias de produccion
de hidrocarburos. Los resultados del modelo integral muestran que al considerar mas
variables como son: el tipo de arena, tipo de tuberia, condiciones de flujo, densidad del
liquido y gas, etc. el modelo es mas sensible a los cambios en las condiciones de flujo y

tipo de fluido.

6.1.2. Velocidad de erosion

Adicionalmente, con la herramienta computacional se realiza el calculo de la velocidad
de erosion (V,) conforme a la norma API 14E, y simultaneamente se calcula la velocidad
de la mezcla o velocidad equivalente de flujo (V) en cada uno de los puntos del registro
de desviacion para los tres casos de estudio. Esto con la finalidad de determinar si la
velocidad de la mezcla es mayor que la velocidad de erosiéon o se encuentra cercana al
valor limite, ya que dicha velocidad se define como: la velocidad maxima a la cual los

fluidos comienzan a erosionar las tuberias.

En las Figuras 6.4, 6.5, 6.6, de los casos A, B y C respectivamente, se puede observar
un comportamiento similar de las velocidades calculadas con la norma API 14E y el
modelo integral a través de la longitud del pozo. En todos los casos (A, B y C), los
valores indican que la velocidad del flujo calculada con el modelo integral es menor
que la obtenida con la norma API 14E, esta diferencia se debe principalmente a la
metodologia utilizada en cada una de ellas. Por un lado, en la norma API 14E, el
calculo de la velocidad de erosion esta en funcion de la densidad de la mezcla, como se
define en la ecuacion 3.1. Por otra parte, el modelo integral utiliza la ecuacion 3.5 que
involucra parametros como son: patrones de flujo, densidad de la mezcla, nimero de

Reynolds, etc.
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6.1.2.1. Caso A

En la Figura 6.4 se observan los resultados del calculo de la velocidad de erosion para
los escenarios del Caso A, los cuales fueron obtenidos con la herramienta computacional
y muestran las siguientes graficas: registro giroscopico, la velocidad de erosion-norma

API 14E (V,), velocidad de erosion-modelo integral (V7).
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Figura 6.4: Velocidades de erosion, Caso A
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6.1.2.2. Caso B

En la Figura 6.5 se observan los resultados del calculo de la velocidad de erosion para
los escenarios del Caso B, los cuales fueron obtenidos con la herramienta computacional
y muestran las siguientes graficas: registro giroscopico, la velocidad de erosién-norma

API 14E (V,), velocidad de erosion-modelo integral (V7).
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Figura 6.5: Velocidades de erosion.
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6.1.2.3. Caso C

En la Figura 6.6 se observan los resultados del calculo de la velocidad de erosion para
los escenarios del Caso C, los cuales fueron obtenidos con la herramienta computacional
y muestran las siguientes graficas: registro giroscopico, la velocidad de erosién-norma

API 14E (V,), velocidad de erosion-modelo integral (V7).
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Figura 6.6: Velocidades de erosion.
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6.1.3. Resultados particulares del Caso A

El disenio de la tuberia con la norma API 14E, se muestra en la Tabla 6.1, y se observa
que la tuberia de 2 7/s plg, con la que actualmente cuenta el pozo, cumple los estandares
de disenio para evitar la erosion debido a la velocidad del flujo, aunque no indica el
tiempo estimado de vida tutil de la tuberia del pozo. De acuerdo con esto, la aplicacion
de la norma con la que se disenan las tuberias de algunos pozos, no provee informaciéon

adicional cuando las tuberias ya estan instaladas como en este caso.

Tabla 6.1: Disenio de la tuberia de acuerdo a la norma API 14E.

‘ Parametros ‘ ‘ unidades ‘
Vemin 16.67 pie/seg
VeMaz 25.68 pie/seg
Didmetro interno 6ptimo 1.7614 plg
Didmetro interno comercial 2.091 plg
Didmetro externo comercial 278 plg
Presion maxima interna en el pozo 3500 psig
Presion maxima de operacion tuberia 10570 psig
Peso unitario 4.0-10.5 | lb/pie
Grado de la tuberia API N 80

Por otro lado, en la Tabla 6.2 se muestran los valores maximos y minimos de la tasa
de erosion (h) calculados con la herramienta computacional para cada una de las con-
figuraciones de pozo del caso A. Con el valor promedio de los anteriores, se calcula el
tiempo estimado de vida 1til de la tuberia, para diferentes porcentajes de erosion, ya
que uno de los objetivos de este trabajo es determinar el tiempo de erosion del espesor
de la tuberia.

Tabla 6.2: Caso A. Valores maximos y minimos de la tasa de erosion (h).

| Caso A | Minimo (mm/ano) || Méximo (mm/ano) |
| Tipo J | 0.1033 | 0.2776 |
| Tipo S | 0.1032 | 0.2406 |
| Tipo H | 0.1036 | 0.269 |
| Valor promedio tasa de erosion (h) || 0.1034 | 0.2624 |

En la Tabla 6.3 se muestran los valores estimados para los diferentes porcentajes de

erosion en la tuberia, de los cuales sobresalen dos de ellos, el valor de 5% de erosion que
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es en el cual la capa de recubrimiento ha sido removida y comienza la interaccion de
los fluidos con el acero, lo que inicia el fenémeno de corrosion en funciéon de los fluidos
presentes en la mezcla. El segundo valor preponderante, es del 100% de erosion que
indica que un area de la tuberia ha sido removida en su totalidad y por lo tanto existe
comunicacion entre el espacio anular y la tuberia de produccion, dando como resultado

pérdida de produccion y consecuentemente falta de integridad del pozo.

Los resultados indican que la erosion del 5% se presenta en un periodo de 1.1 afios y
el 100% en 21 anos. Estos valores son de gran importancia para realizar los planes y
programas de mantenimiento y reemplazamiento de ductos, ya que de no tomarlos en
cuenta, podria aumentar el costo de las intervenciones asi como el costo de produccion
considerablemente, debido al uso de inhibidores de corrosion en caso de que la mezcla

contenga impurezas relacionadas a la corrosion.

Tabla 6.3: Caso A. Tiempo estimado de erosiéon modelo integral.

| Tiempo estimado de erosion (anos) | Erosion (%) |

21.0 100
16.8 80
12.6 60
Modelo integral 8.4 40
4.2 20
2.1 10
1.1 5

Finalmente el modelo integral presenta el tipo de corrosion que puede presentarse en
funcion de los componentes de la mezcla. Para este caso la corrosion principal es del tipo
acida o amarga debido al contenido de acido sulfhidrico (HsS) presente en la mezcla
(tabla 5.4), y puede presentarse de distintas formas como son; uniforme, picadura o
grietas, aunado a ésta también es posible tener una corrosion dulce, ya que también
se encuentra presente el dioxido de carbono (COs) este tipo de corrosion puedes ser
tipo picadura o puntual. Estos dos gases son de los principales agentes corrosivos en la

industria petrolera y su presencia es muy comin en los campos petroleros.
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6.1.4. Resultados particulares del Caso B

Los resultados del célculo del diseno de la tuberia con la norma API 14E, se muestran
en la Tabla 6.4, y se observa que la tuberia de 2 7/8 plg, con la que actualmente cuenta
el pozo, no cumple los estandares de diseno para evitar la erosioén debido a la velocidad
del flujo (el disenio con la norma indica el uso de una tuberia de 3.5 plg), y tampoco
indica el tiempo estimado de vida tutil de la tuberia del pozo. De acuerdo a esto, la
aplicacion de la norma con la que se disenan las tuberias de algunos pozos, no provee

informacion adicional cuando las tuberias ya estan instaladas, como en este caso.

Tabla 6.4: Diseno de la tuberia de acuerdo a la norma API 14E.

‘ Parametros ‘ ‘ unidades ‘
Vorrin 17.36 pie/seg
VoMo 36.86 pie/seg
Didmetro interno 6ptimo 2.57 plg
Didmetro interno comercial 2.64 - 3.07 plg
Didmetro externo comercial 3.5 plg
Presion maxima interna en el pozo 4000 psig
Presion maxima de operacion tuberia | 7870 - 15310 psig
Peso unitario 7.7-14.3 1b/pie
Grado de la tuberia API N 80

En la Tabla 6.5 se muestran los valores méaximos y minimos de la tasa de erosion (h)
calculados con el modelo integral para cada una de las configuraciones de pozo del caso
B. Utilizando dichos valores se calcul6 el tiempo estimado de vida 1util de la tuberia,
con diferentes porcentajes de erosion, ya que uno de los objetivos de este trabajo es

determinar el tiempo de erosion del espesor de la tuberia.

Tabla 6.5: Caso B. Valores maximos y minimos de la tasa de erosion (h).

| Caso B | Minimo (mm/ano) || Méximo (mm/afo) |
| Tipo J | 0.2482 | 0.8344 |
| Tipo S | 0.2479 | 0.7002 |
| Tipo H | 0.2492 | 0.8128 |
| Valor promedio del modelo integral (h) || 0.2484 | 0.7825 |

En la Tabla 6.6 se muestran los valores estimados para los diferentes porcentajes de

erosion en la tuberia, de los cuales sobresalen dos de ellos, el valor de 5% de erosion que
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es en el cual la capa de recubrimiento ha sido removida y comienza la interaccion de
los fluidos con el acero, lo que inicia el fenémeno de corrosion en funciéon de los fluidos
presentes en la mezcla.

Por otro lado el valor del 100% de erosion indica que un area de la tuberia ha sido
removida en su totalidad y por lo tanto existe comunicacion entre el espacio anular y
la tuberia de produccion, dando como resultado pérdida de produccion y consecuente-

mente pérdida de integridad del pozo.

Tabla 6.6: Caso B. Tiempo estimado de erosion modelo integral.

| Tiempo estimado de erosion (anos) | Erosion (%) |

7.04 100
5.63 80
4.23 60
Modelo integral 2.82 40
1.41 20
0.70 10
0.35 5

El modelo integral indica que la erosion del 5% se presentara en un periodo de 0.35
anos (4 meses) y el 100% en 7 afios. Estos valores son de gran importancia para realizar
los planes y programas de mantenimiento y reemplazamiento de ductos, ya que de no
tomarlos en cuenta, podria aumentar el costo de las intervenciones asi como el costo
de produccion considerablemente, debido al uso de inhibidores de corrosiéon en caso de
que la mezcla contenga impurezas relacionadas a la corrosion.

Finalmente el modelo integral presenta el tipo de corrosion que puede presentarse en
funcion de los componentes de la mezcla. Para este caso la corrosion principal es del tipo
dulce, debido al contenido de dioxido de carbono (COj) presente en la mezcla (Tabla
5.6), el cual es uno de los principales agentes corrosivos en la industria petrolera, y

puede presentarse de las siguiente formas: picadura o puntual.

6.1.5. Resultados particulares del Caso C

Los resultados del diseno de la tuberia con la norma API 14E, se muestran en la Tabla

6.7, v se observa que la tuberia con la que actualmente cuenta el pozo, cumple los
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estandares de disenio para evitar la erosion debido a la velocidad del flujo, aunque no
considera el tiempo estimado de vida 1util de la tuberia del pozo. De acuerdo a esto, la
aplicacion de la norma con la que se disenan las tuberias de algunos pozos, no provee

informacion adicional cuando las tuberias ya estan instaladas como en este caso.

Tabla 6.7: Diseno norma API 14E.

‘ Parametros ‘ ‘ unidades ‘
Vortin 23.54 pie/seg
VoMo 47.08 pie/seg
Didmetro interno 6ptimo 1.42 plg
Diametro interno comercial 2.091 plg
Diametro externo comercial 27/3 plg
Presion maxima interna en el pozo 2000 psig
Presion maxima de operacion tuberia | 9840 - 15000 psig
Peso unitario 4.0 - 10.5 1b/pie
Grado de la Tuberia API N 80

En la Tabla 6.8 se muestran los valores maximos y minimos de la tasa de erosion (h)
calculados con el modelo integral para cada una de las configuraciones de pozo del caso
C. Utilizando dichos valores se calcul6 el tiempo estimado de vida 1util de la tuberia,
con diferentes porcentajes de erosion, ya que uno de los objetivos de este trabajo es

determinar el tiempo de erosion del espesor de la tuberias.

Tabla 6.8: Caso C. Valores méaximos y minimos de la tasa de erosion (h).

| Caso C | Minimo (mm/ano) || Méximo (mm/afo) |
| Tipo J | 0.003 | 0.0057 |
| Tipo S | 0.003 | 0.005 |
| Tipo H | 0.003 | 0.0055 |
| Valor promedio del modelo integral (h) || 0.003 | 0.0054 |

En la Tabla 6.9 se muestran los valores estimados para los diferentes porcentajes de
erosion en la tuberia, de los cuales sobresalen dos de ellos, el valor de 5% de erosion que
es en el cual la capa de recubrimiento ha sido removida y comienza la interaccion de

los fluidos con el acero, lo que inicia el fenémeno de corrosion en funciéon de los fluidos

presentes en la mezcla.
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Por otro lado el valor del 100% de erosion indica que un area de la tuberia ha sido
removida en su totalidad y por lo tanto existe comunicacion entre el espacio anular y
la tuberia de produccion, dando como resultado pérdida de producciéon y consecuente-

mente pérdida de integridad del pozo.

Tabla 6.9: Caso C. Tiempo estimado de erosion modelo integral

| Tiempo estimado de erosion (afios) | Erosion (%) |

1020 100
816 80
612 60
Modelo Integral 408 40
204 20
102 10
51 5

El modelo integral indica que la erosion del 5% se presentard en un periodo de 51 anos
y el 100% en 1020 anos, valores muy altos comparado con los escenarios anteriores, lo
que indica que a pesar de que la norma API 14E senala que la tuberia es adecuada, la
produccion de arena y las condiciones de flujo si generan una erosion por muy minima
que ésta sea. Estos valores son de gran importancia para realizar los planes y programas

de mantenimiento y reemplazamiento de ductos.

Finalmente el modelo integral presenta el tipo de corrosion que puede presentarse en
funcion de los componentes de la mezcla. Para este caso la corrosion principal es del
tipo acida o amarga debido al contenido de acido sulthidrico (H,S) presente en la mezcla
(Tabla 5.8), y puede presentarse de distintas formas como son; uniforme, picadura o
grietas, aunado a ésta también es posible tener una corrosion dulce, ya que también
se encuentra presente el dioxido de carbono (COs) este tipo de corrosion puedes ser
tipo picadura o puntual. Estos dos gases son de los principales agentes corrosivos en la

industria petrolera y su presencia es muy comin en los campos petroleros.
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Conclusiones

= La aplicacion de la norma API 14E, es un primer acercamiento a las velocidades
criticas a las cuales se presenta la erosion, aunque desafortunadamente no logra
predecir el tiempo en que la erosion se presentard en la tuberia, ni la vida tutil
de la mismas. Por tanto, es indispensable utilizar métodos alternativos para el
calculo de la erosion, con el objetivo de reducir la incertidumbre en los programas

de mantenimiento, reparacion y operaciéon de pozos.

= El modelo integral no muestra cambios significativos en la tasa de erosion en los
tramos de tuberia en donde los cambios de angulo son mayores, por lo tanto se
puede concluir que el angulo de incidencia no es un parametro determinante en
el choque de las particulas de arena al interior de la tuberia, aunque si tiene gran
influencia en la velocidad de la mezcla debido a que la correlacion de Beggs y Brill
con la cual se realizan los calculos de las propiedades de los fluidos, si toma en

cuenta este parametro para el calculo de las mismas.

= Los resultados del modelo integral muestran que el arrastre de particulas de arena
se presenta principalmente en la fase liquida, esto debido a sus propiedades. Dicha
fase tiene la capacidad de transportarlas inmersas en la corriente, por lo que se
puede calcular de manera analoga la velocidad de impacto de las particulas y
la velocidad de la fase liquida. Esta consideracion refleja que a mayor volumen
de fase liquida, mayor tasa de erosion debido a la concentraciéon de arena en la
misma, dicha aseveracion solo aplica para pozos de aceite negro, ya que la fase

liquida se encuentra presente a lo largo de toda la tuberia de produccion.
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= Del modelo integral se puede concluir que la zona de estancamiento en la capa
de liquido tiende a ser muy pequena en la zona de la tuberia en donde la fase
continua es la fase liquida y mayor en donde la fase liquida se vuelve discontinua,
esto debido a que en la fase liquida las particulas abrasivas entran en contacto
directamente con la tuberia, haciendo que el intercambio del momentum entre la

particula de arena y la tuberia sea mayor.

= En general, la densidad y la viscosidad del gas tienen valores pequenos y no son
capaces de alterar sustancialmente el movimiento de una particula de arena, esta
eficiencia de arrastre se reduce ain mas a medida que la densidad disminuye y
el tamano de la particula de arena aumenta. Adicionalmene las particulas que
transporta la fase gaseosa reducen su velocidad de impacto al entrar a la pelicula
de liquido debido al intercambio de momentum entre ambas y frecuentemente no
llegan a impactar la tuberia quedando en la zona de estancamiento. Este modelo
no aplica para pozos de gas ya que dicha pelicula de liquido no se encuentra
presente, dando como resultado el impacto directo de las particulas de arena

transportadas en la corriente de gas con el interior de la tuberia.

= En la industria petrolera es de vital importancia conocer la integridad de los po-
708, asi como su vida util, ya que en funciéon estos parametros se pueden disenar
programas de mantenimiento, reparacion y operacién, aunada a esto, si se conoce
la composicion de los fluidos presentes en los pozos es posible generar estudios o
implementar acciones que alarguen la vida productiva de los mismos para man-
tener la plataforma de produccion los mas estable posible. Complementando lo
anterior, se pueden realizar evaluaciones de riesgos para evitar accidentes rela-
cionados con la pérdida de integridad en los pozos los cuales pueden causar paros
del sistema, fugas, derrames, danos ecologicos y lo més importante pérdidas de

vidas humanas.
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Recomendaciones

= Se requiere incorporar nuevas correlaciones de flujo a la herramienta computa-
cional, para que representen las condiciones de los fluidos en los pozos productores
de aceite negro, esto con la finalidad de robustecer la misma y tener un mejor
analisis de los pozos que presentan erosion, para finalmente planificar acciones

preventivas y de mitigacion de la erosion.

= Es necesario realizar una validacion de la herramienta computacional con exper-
imentos de laboratorio y/o campo, con la finalidad de establecer limites para la
aplicacion de la misma y de ser posible extenderla con la incorporacion de mod-
elos mecanisticos o correlaciones de flujo que representen el comportamiento de

los diferentes tipos de fluidos que se encuentran presentes en los pozos petroleros.

= Se recomienda establecer el margen de error de la herramienta computacional del
modelo integral de erosion-corrosiéon con datos experimentales y de campo, para

definir el rango de confiabilidad de la misma.

= Es importante definir estrategias que permitan disminuir la erosién en pozos pro-
ductores de hidrocarburos, esto con la finalidad de incrementar la vida util de las
tuberias y la produccion de aceite y gas. Esto puede realizarse mediante acciones
conjuntas que permitan administrar la produccion de arena desde el fondo del

pozo hasta la superficie.
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Anexo A

En el presente anexo se muestra el tutorial para el uso del programa desarrollado en
MatLab con el cual se realizaron todos los calculos presentados en este trabajo, de
acuerdo con el modelo de modelo integral y la norma API-14E. El desarrollo de la tesis
se basa principalmente en la utilizacion del programa con el objetivo de determinar el
tiempo estimado de erosion al interior de la tuberia, asi como la determinaciéon del tipo
de corrosion que puede presentarse debido a la composicion de los fluidos presentes en

el pozo.

Al iniciar el programa la pantalla principal muestra informacion del estudio desarrollado

en la tesis y el autor del mismo, lo cual se muestra en la Figura 6.7.

Portada Datos Resultados -

UNIVERSIDAD NACIONAL AUTONOMA DE MEXICO
PROGRAMA DE MAESTRIA Y DOCTORADO EN INGENIERIA

EXPLORACION Y EXPLOTACION DE RECURSOS NATURALES
PRODUCCION DE HIDROCARBUROS

ESTUDIO DE LA CORROSION-EROSION EN TUBERIAS DE PRODUCCION DE
HIDROCARBUROS

EDGAR LOPEZ GARCIA

Figura 6.7: Pantalla principal del programa.

La Figura 6.8 muestra la entrada de los datos del registro de desviacion y produccion

del pozo a analizar, con los cuales se realizan los calculos del modelo integral y la norma
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API 14E, estos datos pueden ser modificados o introducidos manualmente.

Portada Datos  Resultados e
Produccion y propiedades Composicion Archivos de entrada
e 038 b desviacin D:\Documentos\iaestriaiTesis\Programa MatLabiCass B xisx
Presion (psia) 1904 | (O Pwt co2 45689 s DADocumentos\MaestriatTesis\Programa MatLabiCasa A Datos xisx
T o © i Has 14.8539
QL 8PD) 1300 REGISTRO
3] 454548 Rotacin DE DESVIACION
RGA (SCFISTB) 1410
€2 1802
s
ki - o 89253 o
Ar 025
e i nC4 32607
34
i ic4 18888 500
i 17
Den relgas 08 - e
Den relagua 1 5 s 1000 =
Didmetro (in} 2875
E 551 o 2= il
:spesor (mm) 5 o ~ S
Total 100 2000 ~
Granulometria
Factor de Brinel 180 T 26004
Factor de forma 0s3 |[T
3000 ~
Den arena 2650 Calcular
% Arenaerosia | 248 3500 - 20
00 a0 0
Dimetro particula | 7.7e-05 100 -
= pacicad L 0 10 200 3 20
Norte-Sur Este-Oeste

Figura 6.8: Datos de entrada.

La Figura 6.9 se observa el primer recuadro llamado Produccion y propiedades, en este
apartado se introducen los datos correspondientes a la produccion, tipo de fluidos y

tipo de tuberia.

Potada Datos Resultados ~
Produccidn y propiedades. Composicién Archivos de entrada
o e Abrir deaviacin DDocumentosiaestria\Tesis\Programa MatLab\Caso B xisx
Presion (psia) 1004 8 Pwi coz 45889 | Abrir datos D\Documentos\MaestriaiTesis\Programa MatLab\Caso A Datos xisx
. Pwh
Ty (H) 2156
H2S 14.8539
OL (BPD) 1300 REGISTRO
o 54508 DE DESVIACION
RGA (SCFi 1410
=8 2 18.02
% A 5
i = as253 oo
o Are 025
st nc4 32607
a4 1
i) ics 18888 500
| 17
Den rel gas 08 = o
Oen rel agua 1 x5 P 1000 ~
Diémetro (in) 2875
c8 0.5866 1500
& 01 551
-SPESOr (mm) o7+ 0 S
Total 100 2000
Granulometria
Factor de Brinel 1580 T 2500 -1
Factor de forma 053 T
3000
Den arena 2850 Calcular
% Aenaerosiva | 248 3500 - 2
e 0
Didmetro particua | 7.7e-05 100 5
b 0 A0 200 a0 20
Norte-Sur Este-Oeste

Figura 6.9: Datos de produccion y propiedades.

En la Figura 6.10 indica el segundo recuadro llamado granulometria, se introducen los
datos de la arena como son: didmetro de la particula, densidad, esfericicidad y redondez,
etc. en caso de no tener el valor del factor de forma y de Brinell, se pueden desplegar

unas tablas con valores caracteristicos.
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Portada Datos Resultados »

Produccion y propiedades. Composicion Archivos de entrada

N2 0228 Abric desviacion D:\DocumentosilaestriaiTesis\Programa MatlabiCaso B.xisx
Presicm ek (| 1008 [} et coz2 | asees prresspm—— DDocumentosifaestriaTesis\Programs HatlabiCaso A Daios xisx
Ty eH 2158 | | ©Pwh

H28 14.8538

REGISTRO

- . 2
oL (erD) 300 o 154548 DE DESVIACION

RGA (SCF/STB) | 1410

c2 1802
% Agus 5 = — .
% Arena 025 el e
N4
AR s 1.8868 500 ~
i 17
Pt g2 ncs 08884
Denrel 1 1000
e [ 12488
Diémetro {in) 2875
€ 550 £ = {505
‘spesor (mm) cis 0 a
Total 100 | 2000 |
Granulometria
Factor de Brinell 160 T 2500 1
Factor de forma 053 |[T
3000
Den arena 2650 Calcular

% Arena erosiva | 248 3500 _w
0
Didmetro particula | 7.7e-05 Woomm 0 .00 g =5
g -300
Norte-Sur Este-Oeste

Figura 6.10: Datos de granulometria.

En el recuadro composicion, se requiere de los datos del estudio composicional del fluido,
esto con el objetivo de determinar si es posible una corrosion al interior de la tuberia,

esta seccion se muestra en la Figura 6.11.

Portada Datos Resultados B
Produccion y propiedades Composicion Archivos de entrada
e o Abric desviachn D:\DocumentostiagsiriaiTesis\Programa MatLabiCaso 8 xisx
Presion (psis) | 1004 | Opwr oy i e DiDocumentos\WaestrialTesis\Programs MatLabiCaso A Datos xisx
Ty CF) 2156 | | @Pwh - i
QL (8PD) 1300 REGISTRO
¢ 45.4548 Rotacin DE DESVIACION
1410
RGA (SCFISTB) @ 1802
s
% Agua 5 o o .-
% Ar o
b = nc4 32607
AR 314
o4 18868 500 ~
Den rel 0817
e ncs | osse
Den rel agua 1 e ree 1000 —
Didmetrs (i) 2875
05865
- = = o 1500
spesor (mm| 5
cre 0 E
Total 100 2000 <
Granulometria
Factor de Brinel 180 T 2500 ~
Factor de forma 0s3 |[F
3000
Den arena 2650 Caloutar

%6 Aron eroswa | 248 3500 ‘\\’\»\_/4”/20
300 200
) ol 100 -
Diémetro particula | 7.7e-0 O 00 200 509 20
Norte-Sur Este-Oeste

Figura 6.11: Datos de la composicion de fluidos.

Finalmente, el registro de desviacion se carga de un archivo con los datos del registro
giroscopico para mostrar la trayectoria del pozo a analizar, asi como es posible rotar la
vista del registro para observarlo desde diferentes angulos. Esto se observa en la Figura

6.12.
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Portads Datos Resultados -
Produccion y propiedades Composicion Archivos de entrada
" T Abrir desviacion D'\Documentos\aestriaTesis\Programa Matl ab\Caso B xisx
Presién (psia) 1004 O Pwi co2 45889 Abrir delos Di\DocumentosiMaestriaTesis\Programa MatLabiCaso A Datos xisx
< = @ Pwn =
el = N e REGISTRO
QL (BPD) 1300 2
- o [essse DE DESVIACION
RGA (SCF/STB) 1410 e 1802
% Agua s s 89253
e
% Arena 0.25 ace 32,2607
Apt 314 - : 500
Denreigas | 0817 5 e
Den rel agua 1 — e 1000
Didmetro (in) 2675
— - 088 e
‘spescr (mm) 5
o c7+ L} =)
Total 100 2000 -
Granulometria
Factor de Brinel 160 T 2500
Factor de forma 053 T
3000 -
Den arens 2650 Calcular
% Arena erosiva | 248 3500 -w
300 ]
Diémetro particula | 77605 2000 100 ° 10 2w am 20
Norte-Sur Este-Oeste

Figura 6.12: Datos registro de desviacion.

En la Figura 6.13 se muestra la segunda pantalla con los resultados del modelo integral

y de la norma API 14E.

En el primer recuadro de modelo integral, muestra los resultados maximo y minimo de
la tasa de erosion, asi como la velocidad de erosion de la mezcla y la calculada por la
norma API 14E. Adicionlmente, también presenta el tipo de corrosion predominante
de acuerdo al tipo de fluido y el tiempo estimado para que se erosione la tuberia a

diferentes porcentajes.

En el siguiente recuadro se muestran las graficas de registro giroscopico, presion, veloci-

Figura 6.13

: Modelo integral.
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dad superficial del liquido (Vgy), velocidad superficial del gas (Vgg) y tasa de erosion
a cada una de las profundidades dadas por el registro de desviacion, esto se indica en

la Figura 6.14.

Portada Datos Resultados ~
e T
Modelo integral Modeio Integral
) PERFIL DE TASA DE
Minmoh = 01032 GIROSCOPICO PRESION 5 VeL . Vsa EROSION
Maximo h = 0.2406 &
il 165578 1000 1000 1000 1000 1000
Maximo Ve = 257391 E E :E: g :E:
Jinimo Vad = 27084 a 2000} o 2000/ a 2000 a 2000 o 2000
[ [ £ £ (=
Iaximo Vit = 86439
3000) 3000 3000, 3000 3000
Tipo corrosion = Amarga H2S.
; — 4000 4000 4000, 4000 000
Tiempo (afios) % Erosion 0 200 400 0 2000 4000 2 25 3 o 5 10 01 02
229052 100 Desplazamiento (m) Presion (psi) (ft's) (fi/s) h (mmiyr)
183242 0
e - Modelos API 14 5
9.1621 0 R e v
P iy GIROSCOPICO o AP114E . 0
22905 10 7
11453 (]
1000 1000 1000
E E E
— & 2000} o 2000/ & 2000
Didmetro interno éptimo (in)= 17630 £ 3 F
pesTEs ARGz & =
400, 4000 4000
0 200 400 0 20 30 o 5 10
Desplazamiento (m) (fus) (fvs)

Figura 6.14: Graficas modelo integral.

En la parte inferior de la Figura 6.15, se muestra el tercer recuadro muestra los resul-
tados calculados por la Norma API 14E, los cuales presentan el didmetro 6ptimo y si

el didmetro introducido en la seccion de datos cumple con la norma.

Portada Datos Resultados -
Valor dato Zoom
Modelo integral Modelo integral
: PERFIL DE TASA DE
Wiimo h = 01032 GIROSCOPICO 5 PRESION . Vsi 5 Vs o, EROSION
Méximo h = 0.2406
M i 1000 1000} 1000} 1000 1000)
aximo Ve = 25.7391 :E: E E E E
inimo Vi = 27064 B 2000 o 2000 & 2000 B 2000 @ 2000
3 E = £ £
Meximo Vi = 88439
3000 3000 3000| 3000 3000
Tipe corrositn = Amarga H2S
T | 4000 4000 4000, 4000, 4000
Tiempo (ses)] % Erosién 0 200 400 0 2000 4000 2 25 3 o 5 10 01 02
229052 100 Desplazamiento (m) Presion (psi) (fUs) (fs) h (mmiyr)
| 18.3242 8
137431 &0 Modelos API 14E ¥
s1621 ) . 5t v,
Feer pd GIROSCOPICO o AeIE " M
| 22905 10 °
11453 5
1000 1000 1000
£ E E
i A Ezmo Ezmu a 2000
Didmetro interno Gptimo (in}=  1.7630
peem a7 - =
0 200 400 10 220 33 0 5 10
Desplazamiento (m) (f's) (fs)

Figura 6.15: Norma API 14E.

La Figura 6.16 muestra el altimo recuadro con la velocidad de la mezcla calculada con

el Modelo Integral y la velocidad de erosion calculada con la Norma API 14E.
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Portada  Datos

Resultados

Valordato || Zoom

Modelo integral Modelo Integral
: PERFIL DE TASA DE
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91621 “© i . e
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Figura 6.16: Graficas de norma API 14E.
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