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INTRODUCCION

Es comun en la industria petrolera que las estructuras metalicas sean atacadas
por los fendmenos de corrosién e incrustacion; estos fenémenos pueden dar lugar
a perforaciones en la pared de las tuberias, generar dafios ecoldgicos y pérdidas
econdmicas; es por eso que las compafias buscan la manera de proteger,
evitando o mitigando el avance de la corrosién e incrustacion en sus campos
petroleros.

El C.S.M.S (Corrosion and scaling management system), es una herramienta
desarrollada para guiar a la compania Emerald Energy Plc sucursal Colombia en
el manejo y control de la corrosion e incrustacion que afecta actualmente las
operaciones del campo Gigante.

Con el objetivo de conocer las condiciones actuales del campo y las principales
causas de la presencia de la corrosion e incrustacion, este documento empieza
con el diagnodstico de los fendmenos realizado al campo Gigante, luego el
documento continda con la presentacion del sistema de gestiébn de corrosion e
incrustacion. El sistema de gestidon de corrosion e incrustacion se elaboré
siguiendo la estructura basica de los sistemas de gestidon, es decir, el C.S.M.S
contiene una politica, objetivos, un planteamiento de una organizacion con sus
respectivas responsabilidades y una base de datos que facilita el seguimiento de
los fendmenos. La base de datos llamada "Base de datos C.S.M.S" se ubico en
el esquema interactivo del campo Gigante; el esquema es una pagina web que se
elabord para este fin, durante el mismo tiempo en que se realizé el sistema de
gestion de corrosion e incrustacion.
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1. GENERALIDADES DEL CAMPO

El campo Gigante esta en jurisdicciones de los municipios de Garzéon y Gigante
en el departamento del Huila; el pozo esta localizado en el bloque Matambo que
se encuentra sobre la parte central de una estructura anticlinal del Valle Superior
del Magdalena.

En la cuenca, la formacién Caballos es la roca almacenadora por excelencia, pero
son las arenas de la formacion Tetuan las que producen el aceite.

Estructuralmente la zona esta limitada al oriente por la falla de Garzon, de bajo
angulo, la cual desplaza rocas del basamento cristalino sobre la cobertera
sedimentaria del Valle del Magdalena, evento que sucedid después de la
depositacion de la formacion Honda y que formé el anticlinal de Gigante.

El campo esta compuesto por el cargadero, el pozo inyector Cascajal-1 y la
estacion donde esta ubicado el pozo productor Gigante 1A.

El Pozo Gigante -1A se inici6 a perforar el 8 de mayo de 1998 y finaliz6 el 17 de
septiembre de 1998; tiene una profundidad total de 15764 Pies. Actualmente el
pozo cuenta con levantamiento artificial mediante el Bombeo Electrosumergible
donde el sensor esta sentado a 9503,32 Pies con una presién de entrada a la
bomba (PIP) de 990 psi.

Informacion del pozo Gigante 1A

Produccién de crudo = 1000 BOPD
Gravedad API = 30,5

Produccién de agua = 1200 BWPD
Produccién de gas rico = 800 KSCFPD
BSW = 0,56 %

Presion de burbuja = 1705 Psia @ 215 °F
Presion del sistema = 5175 Psia
Temperatura de fondo de pozo (BHT) = 260°F
Porosidad = 15%

Permeabilidad = 108,6 md

Radio del pozo = 0,35 Pies

Radio de Investigacion = 1962 Pies

14



2. MARCO TEORICO
2.1 CORROSION

La corrosion es el deterioro de un material o de las propiedades por una reaccion
quimica o electroquimica con su ambiente’.

Basicamente lo que ocurre en la corrosidn es que el material metalico tiende a
regresar a su estado mas estable; es decir, como se encuentra originalmente en la
naturaleza, ya sea como 6xido, sulfuro o hidroxido.

2.1.3 CAUSAS DE LA CORROSION

Por erosién

Se produce por el desgaste de la superficie en contacto con un fluido cuyo
movimiento es rapido. Se caracteriza por la aparicién de surcos, valles, hoyos, que
en general se observan en la direccién del fluido. Por otra parte, este desgaste
también ocasiona la abrasion de las peliculas protectoras de 6xidos o cubiertas
que protegen el material, favoreciendo la disolucion metalica.

Por cavitaciéon

Es causada cuando la pelicula protectora es removida de la superficie del metal
por altas presiones generadas por el colapso de gas o burbujas de vapor en el
liquido, donde la energia colocada para causar cavitacion es suficientemente alta.

Por microorganismos

Los microorganismos se adhieren a la superficie metalica formando lo que se
conoce como biofilm. El biofilm esta constituido por una matriz de material
polimérico en el que se encuentran embebidos los microorganismos, sus
productos metabdlicos y el material inorganico. Los microorganismos pueden
acelerar el proceso de corrosién localizada, de diversas formas entre ellas: a) La

! ENDEAN, Howard J. Manual de deteccion y control de corrosiéon en campos petroleros. Houston:
Champion Chemicals, 1989. p.1.
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remocion del oxigeno por parte de los microorganismos aerobicos da lugar al
empobrecimiento local del mismo, y a la aparicién de celdas de concentracion.

b) Los productos metabdlicos de distinta naturaleza tales como acidos organicos,
sulfuros, de caracteristicas agresivas, favorecen el proceso de disolucion de los
oxidos pasivantes y del metal; c) Los microorganismos pueden romper localmente
la pelicula pasivante o los recubrimientos protectores creando sitios anddicos; d)
Los microorganismos pueden degradar los inhibidores de corrosion o y la matriz
polimérica puede impedir su difusion hacia la superficie metalica.

2.1.4 FORMAS DE CORROSION PRESENTES EN EL CAMPO GIGANTE

Corrosion General

Es también llamada corrosion uniforme; la corrosién procede radialmente; las
tuberias que sufren corrosion general son delgadas de un lado, o ambos.

La corrosion general puede ser reconocida por una picada sobre la superficie y
por la presencia de productos de corrosion, en algunos casos los productos de
corrosion no pueden estar presentes por ser solubles o pueden ser removidos
por la accion del viento, lluvia u otras clases de fuerzas.

La corrosion general usualmente es medida en términos de penetracion por
unidad de tiempo, en milimetros por aio o milésimas por afio, midiendo la pérdida
de peso y calculando la pérdida equivalente del espesor del metal?.

Corrosion Localizada

Ocurre en sitios discretos sobre la superficie del metal; la corrosion en estos
lugares puede comenzar y parar con cambios en el medio ambiente.

Corrosion por picadura

La corrosién por picadura se presenta como una profundidad, de ataque corrosivo
angosto, el cual frecuentemente causa penetracién rapida de los substratos de las
capas.

El hueco se inicia en los defectos o imperfecciones en una pelicula protectora o
pasiva. La propagacion de la corrosion es conducida por la diferencia de potencial
entre el area anddica al lado del hueco y el area alrededor catddica; termina
debido al incremento de la resistencia interna de la celda local (causado por
relleno de productos de corrosion, pelicula de el catodo, etc.). La corrosion

2NACE INTERNATIONAL. Basic corrosion course, Capt. 5. United States: NACE, 1996.
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puede reiniciarse por el restablecimiento de las condiciones o por la aireacion
diferencial entre la solucion de la cavidad de mayor importancia y la solucion en
algunos de las grietas que emanan de la profundidad del metal.

Las condiciones en los materiales y equipos de campo que pueden iniciar la
corrosion por picadura en el campo Gigante son las siguientes.

1. Factores metalurgicos
Crecimiento anormal de grano, tratamiento térmico incorrecto, acero sucio
(escoria, taquetes, costra), alivio de esfuerzos incorrecto, secuencia de
fundimiento incorrecta.

2. Factores de laminacién en la fabrica
Tratamiento térmico y/o alivio de esfuerzos incorrectos, pliegues, costuras,
descentramientos térmicos recalcados, recalcado y rebabado incorrectos,
limpieza incorrecta soldadura incorrecta o inapropiada, excesivo
enderezamiento en frio, dafio a la superficie.

3. Factores de operacion en el campo.
Dano a la superficie, soldadura incorrecta, doblado y enderezamiento en
frio, agua acida producida, incrustaciones depositadas por el agua,
incrustaciones producidas por la corrosion, columnas de agua, alta
velocidad, aleaciones y metales disimilares®.

Corrosion Asistida Por Flujo

Es la accion combinada de corrosion vy flujo de fluido.

Corrosion — Erosién

Ocurre cuando la velocidad del fluido es suficiente para remover las peliculas de
proteccion de la superficie del metal. La corrosién - erosion es la causa frecuente
de ataque localizado donde las discontinuidades de la superficie causan

aberraciones en el flujo y turbulencia. Puede ocurrir en flujo de liquidos o gases
con o sin particulas abrasivas.

* ENDEAN, Howard J. Manual de deteccion y control de corrosién en campos petroleros. Houston:
Champion Chemicals, 1989. p.3.
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2.1.5 FACTORES QUE INFLUYEN EN ElI MECANISMO DE CORROSION

Composicion Electrolitica

a) Conductividad

La corrosion es un proceso electroquimico, en el cual fluye corriente entre las
areas anddicas y catodicas de la superficie del metal, cuando hay presencia de un
electrolito para completar el circuito eléctrico, que siempre es agua en las
operaciones de campo. El electrolito incrementa su conductividad eléctrica cuando
la cantidad de sales disueltas o iones se incrementan, facilitando el flujo de
corriente y como la cantidad de metal que se disuelve es proporcional al flujo de
corriente, la velocidad de corrosion aumenta.

La mayoria de las aguas de formacion producidas con crudo y gas contienen altos
niveles de sal y son muy conductivos®.

b) pH

Es la medida de la alcalinidad o acidez del agua; el término indica la concentracion
de iones hidrégeno y se define como el logaritmo negativo de la concentracion de
iones hidrégeno:

pH = —Log [HT]

Cuando el pH es acido la proteccién de recubrimiento de hidroxido se disuelve y
el metal se corroe.

pH 7.0 o superior - Corrosion significativa poco probable

pHentre 7.0y 6.5 - Corrosion menor, posible

pH entre 6.5y 6.0 - Corrosion moderada con posibles picaduras
pH de 6.0 o inferior - Corrosion significativa con probables picaduras®

Gases disueltos

El oxigeno disuelto, el dioxido de carbono y el sulfuro de hidrégeno incrementan
considerablemente la corrosividad del agua.

* NALCO/EXXON ENERGY CHEMICALS, LP. Training manual part 3. 1998.
> ENDEAN, Op. cit., p. 7.
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a) Oxigeno

La combinacién de oxigeno con otros gases como H,S o CO; incrementan
drasticamente su capacidad para corroer.

El oxigeno acelera la corrosion de dos maneras, como un depolarizador o un
oxidante.

b) Diéxido de carbono

Es conocida como corrosion dulce; el diéxido de carbono es 36 veces mas soluble
en agua que el oxigeno a 25°C; se disuelve en agua formando acido carbonico,
disminuyendo el pH del agua e incrementando la corrosividad.

La corrosion debido al diéxido de carbono procede de la siguiente manera:

CO, @ T H,O ) — H,COs5

Acido Carbénico

Fe+H,0O+CO, 2 FeCO; + Ho1

Carbonato de Hierro Molécula de hidrogeno
Producto de corrosién

Los factores importantes que gobiernan la solubilidad de diéxido de carbono son la
presion, temperatura, pH y composicion de agua. La presién es el factor
controlador mas frecuente, especialmente en sistemas de gas condensado donde
el contenido de gas disuelto es bajo. Es habitual usar la presion parcial de diéxido
de carbono como una medida del potencial de corrosion; cuando la presion parcial
esta por encima de 10 Psia se considera favorable para el fendmeno de corrosién
se presente.

Presion parcial = Presion Total X Fraccion molar de CO,

Teniendo como regla para valorar la corrosividad del gas que:
PpCO, > 30 Psia indica que la corrosién ocurrira
PpCO, entre 7 y 30 Psia indica que la corrosion es posible

PpCO, <7 Psiaindica condiciones no corrosivas®.

® NALCO/EXXON ENERGY CHEMICALS, LP. Op. cit., p. 11-12.
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2.1.6 EFECTOS FiSICOS

Temperatura
El incremento de la temperatura puede producir los siguientes efectos:

e Larata de corrosion incrementara. Como regla general, la rata de reaccion
quimica se dobla por cada 8°C de aumento en temperatura.

e En sistemas abiertos de gases disueltos, los gases pueden escapar, mientras
un aumento en temperatura reduce su solubilidad. En sistemas cerrados los
gases no pueden escapar, asi la corrosividad del agua incrementara con el
aumento de la temperatura al punto que los gases disueltos escapan y
entonces decrece.

e La solubilidad de sales disueltas sera alterada. Calcio y bicarbonato de
magnesio disueltos en agua se descompondran mientras aumenta la
temperatura. El diéxido de carbono liberado puede producir altas ratas de
corrosion, pero los resultados de calcio y carbonato de magnesio pueden
depositarse sobre la superficie del metal y proveer una proteccion.

e A altas temperaturas el agua liquida no requiere tanto tiempo para que la
reaccion de corrosion por oxidacién/reduccion ocurra.

e El dafio puede también ocurrir en atmdésferas reductoras, donde los gases
reductores como el hidrégeno (Hz), monoxido de carbono (CO), dioxido de
carbono (CO3), o sulfuro de hidrégeno (H,S) estan presentes. La presencia de
sulfuro puede incrementar la cantidad de corrosion por debajo de las
condiciones reductoras. En muchos casos el dafio es interno en el metal y
puede no ser obvio desde el peso o cambio de tamafio o por la formacion de
incrustaciones externas.

e EIl sulfuro tiende a formar depositaciones inorganicas, la pelicula de sulfuro
tiende a agrietarse mas facilmente que las depositaciones de 6xido y tiene
ratas de crecimiento mas altas.

Presion

El mayor efecto de la presion es el aumento en el gas disuelto e incremento de la
presiéon, con incremento de la corrosividad.

20



Velocidad

e El incremento en la velocidad tiende a incrementar la corrosion de tipo general
mas que la corrosion de tipo picadura.

e Las velocidades bajas tienden a incrementar la corrosion por picadura pero
decrece la corrosion general.

e Las velocidades altas, combinadas con la presencia de solidos suspendidos 0
burbujas de gas, producen efectos llamados “corrosion- erosién” y también
cavitacion.

¢ Las velocidades bajas favorecen el crecimiento de bacterias sulfatorreductoras
(SRB) y asi la corrosion por sulfuro de hidrogeno.

¢ Las velocidades bajas en sistemas de hidrocarburos y agua mezclados,
favorecen la separacion de dos fases y el incremento en la rata de corrosion,
mientras a velocidades altas favorecen la emulsificacién vy la reduccién de
corrosion’

2.2 INCRUSTACION

Es un conjunto de depdsitos que se incrustan en la tuberia de produccion
obstruyendo el hueco e impidiendo el flujo normal de los fluidos; se forman por
precipitaciones de minerales presentes en el agua de formacion.

La formacidon de incrustaciones comienza cuando se perturba el estado de
equilibrio de cualquier fluido natural de forma tal que se excede el limite de
solubilidad de uno o mas de sus componentes. La solubilidad del carbonato de
calcio en agua aumenta cuando la temperatura disminuye, a presion constante.
Entonces la formaciéon de incrustaciones puede iniciar con el cambio de
temperatura o de presion, liberacion de gas, modificacion del pH o el contacto con
agua incompatible®.

" NALCO/EXXON ENERGY CHEMICALS, LP. Op. cit., p. 15-16.
® Crabtree, Mike y Eslinger, David. La lucha contra las incrustaciones-remocién y prevencion. En:
Oilfield Review. Otofo, 1999.
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2.2.1 CAUSAS DE LA INCRUSTACION

Mezclas incompatibles

La mezcla de aguas incompatibles provenientes de la inyeccion y la formacion
puede provocar el desarrollo de incrustaciones.

Auto sedimentacion

El fluido de un yacimiento experimenta cambios de temperatura y presion durante
la produccidn; si estos cambios modifican la composicion del fluido de modo tal
que se supere el limite de solubilidad de un mineral, éste precipita en forma de
incrustaciones minerales; a esto se le conoce como autosedimentacion.

La disminucion de la presion durante la produccién libera gases del fluido, cuyo
pH aumenta y provoca el depdsito de residuos minerales, los residuos carbdnicos
se pueden encontrar desde la matriz cercana al pozo, a lo largo de la tuberia y
dentro del equipamiento de superficie, dado que la presién y la temperatura del
agua producida cambian continuamente. En las incrustaciones de carbonatos los
efectos de la temperatura a menudo se contraponen a los efectos de la presion.

2.2.2 TIPOS DE INCRUSTACIONES

Carbonato de Calcio

Pueden ser formadas por la combinacion de iones calcio con iones carbonato o
iones bicarbonato.

Ca™ +CO3” — CaCO;

Ca™ +2(HCOj3;) — CaCOj; + CO,+ H,O

Efecto de la Presion Parcial CO,. La presencia de CO, incrementa la solubilidad
del CaCO3; en agua, cuando el didxido de carbono se disuelve en agua esta forma

acido carbonico el cual ioniza segun las siguientes series de ecuaciones:

CO, + H,O Z H>CO3
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H>CO3 z H* + HCO5
HCO3 Z H* + CO::,=

La cantidad de CO; que se disolvera en agua es proporcional a la presién parcial
de CO; en el gas sobre el agua. Si la presion del sistema o el porcentaje de CO;
en el gas aumentan, la cantidad de CO, disuelto en el agua también incrementa.

La solubilidad de CaCOs3 incrementa con el aumento de la presion parcial de CO..

En algun punto del sistema donde la presién cae, la presién parcial de CO; en la
fase de gas decrece, el CO; sale de la solucion y el pH del agua aumenta.

La caida de presion por una restriccion, como una valvula u orificio, puede
también inducir a una turbulencia local la cual puede ayudar en la iniciaciéon de
depositacion de carbonatos.

Efecto de pH. La cantidad presente de CO; en el agua afecta el pH del agua y la
solubilidad de carbonato de calcio. Con un pH bajo es probable que ocurra
precipitacion.

Efecto de presion total. La solubilidad de carbonato de calcio en un sistema de
dos fases incrementa con el aumento de presioén por:

El incremento de la presion incrementa la presién parcial de CO; e incrementa la
solubilidad de CaCOg3 en agua.

Efecto de la temperatura. El carbonato de calcio se vuelve menos soluble con el
incremento de la temperatura; en aguas a altas temperaturas, es probable que se
forme depositaciones de CaCOs.

Efecto de sales disueltas. La solubilidad del carbonato de calcio incrementa con el
aumento del contenido de sal en el agua.
En resumen la probabilidad de formacion de carbonato de calcio:

— Incrementa tanto como la presién parcial de CO, decrece
— Incrementa tanto como el pH incrementa

— Incrementa tanto como las sales disueltas totales decrecen
— Incrementa tanto como la presién total incrementa
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Componentes de Hierro

Origen de hierro en el agua. Los iones de hierro presentes en el agua pueden
estar naturalmente, o ser resultado de la corrosién. El agua normalmente contiene
solo unos pocos mg/L de hierro natural y valores tan altos como 100 mg/L son
raros.

Los componentes precipitados de hierro son una causa comun de formacién de
depdsitos y taponamiento en pozos inyectores.

Hierro y Gases disueltos. La corrosion es usualmente el resultado de CO,, H,S u
oxigeno disuelto en el agua; la mayoria de las incrustaciones que contienen hierro
son productos de corrosion, sin embargo los componentes de hierro pueden
también formarse por precipitacién de formacién natural de hierro.

El sulfuro de hidrégeno formara sulfuro de hierro como producto de corrosion, el
cual es bastante insoluble y usualmente forma una incrustacion adherente y
fina. El sulfuro de hierro suspendido es la causa de “agua negra”.

Combinacion de Oxigeno para formar varios componentes. Hidroxido ferroso,
Fe(OH),, hidroxido férrico, Fe(OH)s, y oxido férrico Fe;Os, son depositaciones
comunes resultado del contacto con el aire.

El hierro ferroso (Fe™) es oxidado por la presencia de aire para dar Fe™", como
hidroxido férrico; éste es practicamente insoluble por encima de pH 4.

El “agua roja” es el resultado de particulas de Fe;Os suspendidas en otro
producto de hierro y oxigeno.

Los componentes de hierro pueden resultar de la accién de bacterias que viven en
el agua en presencia de aire, estas bacterias toman los iones Fe'" del agua y
depositan hidroxido férrico.

En resumen, los componentes de hierro existen en dos estados en el agua, Fe ™"
(ferroso) y Fe ™ (férrico); estos dos iones forman componentes con los mismos
aniones que poseen diferentes solubilidades que dificulta la prediccidon
cuantitativa del comportamiento de los componentes de hierro®.

9 PATTON, Charles C. Applied water technology first edition. Norman, Oklahoma: Campbell
petroleum series, 1986. p.50.
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3. DIAGNOSTICO DE CORROSION E INCRUSTACION

La realizacion del diagndstico se basd en la prediccion de la velocidad de
corrosion y la tendencia incrustante desde el fondo del pozo hasta la superficie y el
analisis de las causas; para tal fin se recurrio a la utilizacion de programas
computacionales que manejan modelos termodinamicos. Estos programas
requieren de parametros fisicos y quimicos del agua para realizar predicciones.
Se obtuvieron valores de la velocidad de corrosion y depositacién de incrustacion
a diferentes puntos de profundidades para obtener un perfil del comportamiento en
fondo de pozo.

3.1 RECOLECCION DE INFORMACION

La informacién utilizada en la elaboracién del diagnéstico del estado actual del
campo Gigante fue adquirida del analisis fisicoquimico del agua de produccion y
composicional del gas de produccion del pozo Gigante 1A.

3.1.1 ANALISIS FISICOQUIMICO DEL AGUA

Las pruebas fisicoquimicas son el punto de partida para determinar las
condiciones reales en que se encuentra el sistema. Tomando como punto de
muestreo la cabeza del pozo, se realizaron mediciones de cloruros (CI'), calcio
(Ca™, hierro (Fe'™), sulfatos (SO47) entre otros, que corresponden al analisis
fisicoquimico del agua; este analisis se muestra en el Anexo A.

Recopilando los datos de los analisis y consignandolos en tablas, se graficaron
los valores con mayor influencia en la generacion de problemas de corrosién e
incrustacién, como por ejemplo, la cantidad de Fe™ , sulfatos (SO~ ), cloruros
(CI).

El analisis fisicoquimico fue realizado por la compania Core Lab; entre los
analisis se tiene:

- Contenido de hierro disuelto.

- Contenido de sulfatos

- Contenido de cloruros

- Contenido de calcio

- Contenido de bario.

- Dureza total como calcio y magnesio

- Alcalinidad a la fenolftaleina

- Contenido de diéxido de carbono CO, soluble
- Contenido de H,S soluble
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- Total de soélidos disueltos
- Indice de Riznar
- Diagrama de Stiff

3.1.2 ANALISIS COMPOSICIONAL DEL GAS

Se analiza una muestra de gas tomada en el separador de gas, utilizando la
técnica de cromatografia; el analisis es realizado por la compafia Core Lab la
cual entrega en los resultados; la composicion del gas desde el metano (C1) hasta
undecano plus (C117), el contenido del diéxido de carbono (CO,) y del nitrégeno
(N2) a condiciones de temperatura y presion de la muestra. El analisis
composicional del gas se puede observar en el Anexo B.

Otras caracteristicas de la muestra que se obtienen de los resultados son:

- Presion critica (Psia)

- Temperatura critica (°R)

- Peso molecular promedio
- Factor de compresibilidad
- Valor calorifico ideal

- GPM (C2+)

- GPM (C3+)

La medicidn del sulfuro de hidrogeno (H2S) se hace mediante el procedimiento de
la norma GPA 2377-86, que consiste en la medicion del H,S usando tubos
colorimetros. En este ensayo se pasa la muestra de gas a través de un tubo
detector hecho especialmente para la deteccion de acido sulfhidrico mediante
productos quimicos preparados especialmente. El acido sulfhidrico presente en
la muestra reacciona con el producto quimico para producir un cambio de color.
La longitud de la mancha (o cambio de color) producida en el tubo detector
cuando se expone a un volumen medido de muestra es directamente proporcional
a la cantidad de acido sulfhidrico presente en la muestra que se esta ensayando.
Para extraer un volumen medido de muestra a través del tubo a una tasa de flujo
controlada se usa una bomba de tipo fuelle o de piston. La longitud de la mancha
en el tubo se cuantifica a través de una escala colocada en el mismo tubo.
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3.2 ANALISIS DE LA INFORMACION

3.2.1 GASES DISUELTOS

Los gases disueltos en asocio con la temperatura y la presion pueden causar
corrosion de diferente tipo, segun la concentracion presente de cada uno de los
gases (02, COy, H,S).

Las concentraciones mas altas detectadas fueron las de CO,, gas acido que al
mezclarse con el agua produce el acido carbdnico, que al contacto directo con el
metal origina corrosion.

x.
b
2.5 -

%C02

27-ene-99 02-jul-00 20-ene-006 01-sep-006 08-mar-07 02-nov-07

Fecha de toma de muestra en cabeza de pozo

Grafico 1 .Comportamiento histdrico del % CO, presente en el gas.

El porcentaje de CO, presente en el gas como se muestra en el grafico 1 se ha
mantenido entre los valores de 2.5% a 3% a través del tiempo.

El CO, es la causa principal de corrosion en el campo Gigante; en el fondo de
pozo en la tuberia de produccion el CO, disuelto en el agua, es la causa del ultimo
evento de corrosion por picadura (pitting), el cual se presento en el afio 2006.

En superficie, el CO, presente en el gas ha causado corrosion en la tuberia de
salida de gas de los tanques de almacenamiento, este evento se puede observar
en la fotografia 4 en el Anexo C.
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3.2.2 VELOCIDAD DE CORROSION

La velocidad de corrosion por CO, se mide en MPY; para predecir su
comportamiento el programa utilizado “Scalecorr 6.0 de la compafia Champion
Technologies se basa en el método de J.E. Oddo y M. B. Tomson'°.

EL programa requiere los datos fisicoquimicos, como las concentraciones en mg/L
de calcio, bario, estroncio, hierro, alcalinidad total como HCOj3", sulfato, cloruros,
magnesio, y el porcentaje de diéxido de carbono (% CO.).

Otros datos necesarios para el programa son:

- Latemperatura (°F) y la presion (psig) en la cabeza del pozo
- Profundidad del pozo (TVD)

- Diametro interno de la tuberia de produccién (Pulgadas)

- Profundidad de la bomba (Pies)

- Temperatura del fluido en la descarga de la bomba (Pies)
- Presion en la descarga de la bomba (psig)

- Gas producido por dia (MMCFD)

- Crudo producido por dia (BOPD)

- Agua producida por dia (BWPD)

- Gravedad API

- Gravedad del gas

El programa calcula las presiones y las temperaturas, pero también permite editar
los datos de tal forma que se puedan usar los datos calculados por el usuario.

La presion se calcul6 con la siguiente ecuacion:

Presiéon Hidrostatica:
Ph=0,052 xp xXh

La tendencia de la velocidad de la corrosibn obtenida  del programa
Scalecorr 6.0, se observa en el grafico 2 y los datos en la tabla 1.

Observando el grafico 2, la corrosion aumenta conforme aumenta la presion con la
profundidad, hasta el punto donde cambia la velocidad de corrosién de

' Oddo J.E. and Tomson M. B. Method predicts well bore scale, corrosion. En: Oil and gas journal.
June 8, 1998; P. 107.

"0Orduz, Luis Humberto. Conceptos basicos de control de pozos durante la perforacion. Neiva,
Colombia: Corpus litografia, 1998. P. 22, 23.
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5,448 MPY a 1,541 MPY; esta disminucion se debe a que en este punto ocurre
una caida de presion adicional que provoca la liberacion del didoxido de carbono y
la depositacion de una pelicula de carbonato de calcio CaCOs.

Cuando la velocidad de corrosion es mayor a 3 MPY se considera que el
fendbmeno de corrosion comienza a ser nocivo, pero en muchos casos el
fendbmeno de corrosion se contrapone con el fendbmeno de incrustaciéon, esto
puede ser una explicacion a la disminucién de la velocidad de corrosién en el
punto que corresponde a la presion de 990 Psia.

Proft(::tt;idad P(r:ssiiaé)n Tem;:oel:r)atura €02 % (v/v) P(;; ;g)z \clzlr:::i'g:
(MPY)
0 30 170 2,77 0,8 0,047
1000 400,33 175,92 2,77 11,1 0,623
2000 770,66 181,84 2,77 21,3 1,200
3000 1140,99 189,54 2,77 31,6 1,776
4000 1511,32 193,68 2,77 41,9 2,352
5000 1881,65 199,60 2,77 52,1 2,929
6000 2251,99 205,52 2,77 62,4 3,505
7000 2622,32 211,44 2,77 72,6 4,082
8000 2992,65 217,36 2,77 82,9 4,658
9000 3362,98 223,28 2,77 93,2 5,234
9370,5 3500,19 225,65 2,77 97,0 5,448
9503,32 990 280 2,77 27,4 1,541
11000 1605,30 274,73 2,77 44,5 2,499
12000 2016,42 271,23 2,77 55,9 3,139
13000 2427,53 267,72 2,77 67,2 3,778
14000 2838,64 264,21 2,77 78,6 4,418
15257 3355,41 260 2,77 92,9 5,223
15257 5170 260 2,77 143,2 8,047

Tabla 1. Resultados de la prediccién de la velocidad de corrosion en MPY
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Grafico 2. Prediccion de la velocidad de corrosion en MPY basado %CO, en el Gas.

La solubilidad del CO; en el agua es funcién de la presion parcial del CO; en la
atmésfera. La rata de corrosidon crece tanto como la presién parcial incrementa,
como se ilustra en el grafico 3.
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Grafico 3. Efecto de la presién parcial de CO, sobre la corrosion.

3.2.3 INDICE DE SATURACION

La capacidad que tiene el agua de disolver un componente o de mantenerlo en
solucion es limitada, bajo ciertas condiciones fisicas. Cuando cambian las
condiciones fisicas o la composicion del agua, la solubilidad disminuye causando
la precipitacion de los componentes y la depositacion.
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El indice de saturacién (IS) indica la tendencia de formacion de depositaciones
inorganicas; si los valores son menores a cero, no ocurre formacion de depdsitos;
pero si los valores son mayores a cero, indica que hay acumulacion de
depdsitos. La interpretacion de los valores del indice de saturacion se encuentra
en el cuadro 1.

Para determinar el indice de saturacion se utilizo el programa “scale VR1.2B” de la
compaiia Champion Technologies, que predice el indice de saturacién para la
formacion de calcita basandose en el modelo de J.E. Oddo y M.B. Tomson'?; éste
programa permite conocer el indice de saturacion a diferentes presiones y
temperaturas como también la cantidad aproximada que se podria formar en libras
por mil barriles (PTB).

Para el pozo Gigante 1A, en los calculos del programa demuestra que solo hay
formacion de incrustacion de carbonato de calcio (CaCO3;) caracterizada como
calcita.

IS Interpretacion del indice de Saturacion

<0.0 | Subsaturado, no hay formacién de depdsitos inorganicos
0.0-0.5 [ Ligeramente saturado, la probabilidad de formacién de depésitos es marginal
0.5-1.0 [ Probablemente ocurra formacion depdsitos inorganicos, pero no severo

1.0-2.0 | Formacién de depdsitos inorganicos moderado

>2.0 | Formacion de depdsitos inorganicos severo

Cuadro 1. Prediccion de la tendencia del agua segun los valores del indice de incrustacion

Valor PTB Descripcién
PTB<O No hay depositaciones inorganicas
0<PTB< 100 Pocos problemas por depositaciones
100 < PTB < 250 Problema moderado por depositaciones
PTB > 250 Problemas severos por depositaciones

Cuadro 2. Valoracioén de la severidad de acuerdo a los rangos
de incrustacion en libras por mil barriles (PTB)™.

En el grafico 4 se muestra un primer pico de valores altos del indice de saturacion
a la presion y temperatura de la superficie. La disminucion en la temperatura

2 PATTON, op. cit., p.70.
¥ CHAMPION TECHNOLOGIES, Scale program VR_1.2B.
“PATTON, op. cit., p.73.

31



cerca de la superficie incrementa la solubilidad del bicarbonato (HCO3’), pero las
bajas presiones causan pérdidas de CO, que contrarresta el aumento de la
solubilidad obtenido por la influencia de la temperatura, es decir que ocurre la
depositacion de carbonato de calcio. Esta depositacion se evidencia en la
fotografia 1 en el Anexo C.

En el analisis fisicoquimico, el agua de produccién contiene 522 mg/L de
bicarbonato HCO3". La solubilidad del bicarbonato es directamente proporcional a
la cantidad de CO, disuelto en el agua, cuando se presenta un incremento de la
temperatura y/o caida de presién en el sistema, el CO;, es liberado del agua
provocando aumento del pH, es decir que el ambiente pasa de ser un ambiente
acido a un ambiente basico que facilita la precipitacion del bicarbonato vy se
formen las incrustaciones de carbonato de calcio; este fendmeno es el que se
observa en el grafico 4 en el segundo pico de la curva, punto que corresponde al
valor de IS de 1,18. Este aumento en el IS es consecuencia del aumento de la
temperatura a 280 °F por el motor de la bomba electrosumergible y la disminucién
en la presion a 990 Psia que es la presion de entrada de la bomba.

Al observar la curva a la profundidad de 15257 Pies con un indice de saturacion
que tiende a cero, indica que en fondo de pozo no hay formacion de incrustacion.

Profundidad (FT) P(rssiig)” Temperatura (°F) IS
0 30 170 1,13
1000 400,33 175,92 0,09
2000 770,66 181,84 0,11
3000 1140,99 189,54 0,19
4000 1511,32 193,68 -0,24
5000 1881,65 199,6 20,25
6000 2251,99 205,52 -0,25
7000 2622,32 211,44 20,24
8000 2992,65 217,36 0,22
9000 3362,98 223,28 20,19
9370,5 3500,19 225,65 0,18
9503,32 990 280 1,18
11000 1605,30 274,7 0,88
12000 2016,42 271,23 0,72
13000 2427,53 267,72 0,58
14000 2838,64 264,21 0,45

15257 3355,41 260 03
15257 5170 260 0,08

Tabla 2. Resultados del indice de saturacion obtenidos del
programa scale VR 1.2B de Champion Technologies.
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Grafico 4. Comportamiento del indice de saturacion de calcita basado en los datos
calculados por el programa scale VR 1.2B de Champion Technologies.

El comportamiento de la formacion de depdsitos es contrario al comportamiento de
la corrosion; la depositacion de carbonatos se disminuye con el aumento de la
presion, en cambio la velocidad de corrosién se incrementa con el incremento de
la presion.
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Grafico 5.Comportamiento del indice de saturacion de la calcita
Fuente: Programa scale VR 1.2B de Champion Technologies.

El grafico 5 representa los rangos del indice de saturacion en los que se encuentra
el pozo Gigante 1A en el cual se puede identificar faciimente el indice de
saturacion con cualquier punto de presion y temperatura correspondientes al pozo.
El grafico 5 clasifica en rangos el indice de saturaciéon e identifica con colores
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segun la severidad del IS; como base de lo que significa cada valor del IS se
puede observar el cuadro 1.
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Grafico 6. Comportamiento de la cantidad de libras de calcita por barril producido.
Fuente: Programa scale VR 1.2B de Champion Technologies.

El grafico 6 representa los rangos de la cantidad de incrustacion de carbonato de
calcio en libras por cada mil barriles de crudo formado en el pozo Gigante 1A, en
el cual se puede identificar el rango aproximado de formacion de incrustacion a
cualquier punto de presion y temperatura correspondientes al pozo.

Los graficos 5 y 6 se trabajaron con rangos maximos de temperatura de 260°F
(BHT) y una presién del sistema de 5170 Psia y con rangos minimos de 170 °F,
temperatura de superficie y presion 30 Psia (THP).

3.2.4 PRESENCIA DE BACTERIAS

El ataque bacteriano se puede evidenciar por los cambios repentinos de las
concentraciones del ion sulfato SO,~ el cual sirve de alimento para las bacterias
anaerodbicas. Ademas de catalizar la reduccion de iones sulfato y proporcionar
una facil trayectoria metabdlica, estimula la reduccion de iones hidrogeno a
sulfuros de hidrogeno.

Las bacterias al producir sulfuro de hidrogeno (H2S), un gas acido, causan
corrosion; este tipo de corrosion se presenta en los tanques de almacenamiento
debido a que los fluidos permanecen en reposo y contienen sulfato (SO;),
ambiente propicio para el desarrollo de bacterias sulfatorreductoras. Otro punto
donde se verificd la presencia de bacterias, con un analisis que sugiere la norma
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APl RP 38 realizado por la compafiia externa, es en las salidas de agua del Gun
Barrel, del orden de 100 colonias por mililitro (col/mil).
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Grafico 7. Comportamiento historico del SO, presente en el agua de produccion

El aumento de sulfato (SO47) que se observa en el grafico 7, para la fecha del 02
noviembre 2007, es causa del servicio a pozo que se realizd en el mes de agosto
de 2007 con el objeto de corregir el sistema ESP de fondo, realizar medicion de la
presion estatica del yacimiento y tratamiento de limpieza e inhibicidén organica que
provoco el aumento en la produccion.

3.2.5 CORROSION- EROSION POR PRESENCIA DE ARENA

La corrosion - erosiéon es un efecto combinado y el avance depende del balance
entre erosion y corrosién. Cuando la erosidon es de nivel bajo toma lugar
simultaneamente con la corrosion.

La rata de erosién depende de factores como el tamafo de las particulas, el

impacto de la velocidad, la frecuencia de impacto y la densidad del fluido. La
erosion con sélidos suspendidos puede ocurrir a velocidades altas.

La Norma APl RP14E presenta una ecuacion empirica para determinar la
velocidad limite aceptable para evitar erosion definida por Salama & Venkatesh:

V=—

Jp
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V= Maxima velocidad erosional aceptable
C=Constante operacional em;s)l'rica que depende del servicio de la tuberia
p= Densidad fluido en Ibs/Pie® *°

Densidad del fluido del pozo Gigante-1A:
p = 53,76 Ibs/pie®

Velocidad actual del

Velocidad Erosional aplicando, fluido del pozo

C=100 para flujo constante

Gigante 1A
Velocidad 13.638 pies/seg 3.11 pies/seg
Caudal necesario 9,634 BFPD 2,200 BFPD

Cuadro 3. Comparacion de velocidades de fluido

El pozo no se ve afectado actualmente por la velocidad del fluido que contiene
so6lidos suspendidos, porque la velocidad se encuentra por debajo del valor de la
velocidad erosional.

La cantidad de arena producida, también influye en la corrosion-erosion; la
produccién de arena causa un desgaste prematuro del equipo y produce producto
de hierro al erosionar.

Si el pozo produce mas de 10 libras de arena por 1000 barriles de fluido
producidos, los efectos sobre el material son nocivos, y estos empeoran cuando la
velocidad del fluido es mayor o cercana a la velocidad erosional.

3.2.6 COMPUESTOS DE HIERRO ORIGINADOS POR CO;

Las cantidades de CO, presentes en el sistema actuan como un catalizador
disminuyendo el pH, liberando iones carbonato y bicarbonatos atrapando los
iones hierro presentes en el sistema.

Es probable encontrar depdsitos de carbonato y bicarbonato principalmente en
lugares en donde se presenta una disminucion del pH, presién y velocidad del
fluido. El carbonato de hierro (FeCO3) también puede originar hidroxido de hierro y
algunas veces es confundido con los 6xidos de hierro.

> PATTON, op. cit., p.119.
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Es importante resaltar que el FeCO3; es formado cuando los iones ferrosos
reaccionan con el carbonato en ausencia de oxigeno y es encontrado en la
mayoria de los casos como trazas que son ligeramente solubles en HCI diluido.

Fe (mg/)
N

0.5

0 T . ;
13-dic-05 07-sep-06 30-ene-07 01-mar-07 02-nov-07

Fecha de toma de muestra en cabeza de pozo

Grafico 8. Comportamiento histérico de Fe™ presente en el agua de produccion.

Los aumentos observados en el grafico 8, son consecuencia en la mayoria de los
casos de analisis fisicoquimicos realizados después de servicios a pozo que se le
hacen con el objetivo de estimularlo.

La cantidad presente de Fe, el 13 de diciembre de 2005, es alta en comparacion
con los otros valores debido a que la muestra se tomé después de un servicio a
pozo para el tratamiento organico e inhibicion de asfaltenos.

En el mes de febrero de 2006 se cambidé el sistema de levantamiento de bombeo
hidraulico a bombeo electrosumergible; el 7 de septiembre del 2006 se disminuyo
la frecuencia de trabajo del variador de la bomba electrosumergible, reduciendo la
produccion.

El incremento de hierro, el 30 de enero 2007 se presenta debido al aumento en la
frecuencia de trabajo del variador que aumenta la produccion de fluidos.

El cuarto punto, que se muestra en el grafico corresponde al analisis de una
muestra tomada después del cambio de lineas en el arbolito de navidad. Y
nuevamente para la siguiente muestra del 2 de noviembre aumenta la cantidad
de hierro por ser tomada luego de un tratamiento organico.
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Grafico 9. Comportamiento histérico de CI' presente en el agua de produccion.

Otro aspecto a tener en cuenta es el contenido de cloruros en el sistema, debido
a que el principal problema asociados con el i6n cloruro es el incremento de la
corrosividad a medida que la concentracion de este ion aumenta.

La tendencia de CI' que se observa en el grafico 9 es aproximadamente
constante y mayor a partir del cambio del sistema de levantamiento de bombeo
hidraulico a bombeo electrosumergible que se culmind en los primeros dias de
febrero del 2006.

3.3 ESTADO DE LOS TANQUES DE PROCESO

Para conocer el estado de los tanques de almacenamientos horizontales se
procedid a realizar una inspeccion del espesor de las laminas utilizando el método
ultrasénico; este procedimiento se detalla en el Anexo E.

El grafico 10, presenta el maximo porcentaje de espesor perdido en los tanques de
almacenamiento; por norma se recomienda que al tener un porcentaje mayor a
30% se repare y mayor al 50% se cambie; la reduccion en el espesor de las
paredes del tanque se observa principalmente en la parte superior por accion del
diéxido de carbono contenido en el gas.
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Espesor Espesor
Tanque [ encontrado critico perdido

(mm) (%)
Ne 2 3,68 42,0
Ne 3 3,27 48,5
N° 4 3,09 51,3
Ne 5 2,20 65,3
N° 6 1,04 83,6
Ne 7 1,99 67,2
N° 10 2,36 62,8

Tabla 3. Resultados de la inspeccién de los
tanques de almacenamiento horizontales

% Espesor Perdido

100

90 4
30 4
70 4

60

50 | '
10 -
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10 |
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2 3 4 5 6 7 10

Tangues de almacenamiento horizontal

Grafico 10. Maximo espesor perdido por tanque.
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3.4 ZONAS Y PUNTOS CRITICOS

Analizando los resultados obtenidos en los analisis fisicoquimicos, y tomando en
cuenta eventos de corrosion e incrustacion ocurridos, existen puntos donde es
mas factible tener problemas de corrosién e Incrustacion.

Fendmeno de Corrosion se presenta en:

- Lineas de salida de gas en tanques de almacenamiento
- Fondos de tanques de almacenamiento con agua libre
- Lineas de salida de agua en Gun Barrels

- Lineas para inyeccion de agua

e FenOmeno de Incrustacion se presenta en:
- Cabezal de pozo y lineas de salida de cabezal de pozo

- Valvulas de agua del separador
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4. SISTEMA DE GESTION DE CORROSION E INCRUSTACION C.S.M.S
(Corrosion and Scaling Management System)

El sistema de gestion es una herramienta guia para el control de la corrosion e
incrustacion; en un principio sera aplicado para el campo  Gigante y
posteriormente sera tomado como base para ser implementado en los otros
campos operados por Emerald Energy plc, sucursal Colombia.

El C.S.M.S es consecuente con las politicas establecidas por la compaifiia; las
partes que conforman el sistema de gestidn, estan basadas en las
recomendaciones que se encuentran en los libros especializados en corrosion e
incrustacion, estos libros se mencionan en la bibliografia del presente documento.

4.1 POLITICA DE PREVENCION

La compafia Emerald Energy plc. sucursal Colombia tiene el compromiso de
mantener la continuidad de la operacion y preservar la vida util de los activos de
produccién, por esto se establece un sistema de gestion de corrosion e
incrustacion que busca prevenir o minimizar dichos fendmenos, implementando
técnicas de monitoreo y control, basados en los estandares establecidos por la
compafia.

Es responsabilidad de todas las personas de la compaiia o contratista, cooperar
totalmente en la implementacion de planes y programas de acuerdo con lo
establecido en el CSMS (Corrosion and Scaling Management System) y asegurar
la oportuna accion/reaccion, para garantizar la continuidad en las operaciones.

------------------------ Politica de Prevencion

]

|

1

| v v v

| Objetivos Estratégicos Organizacion Responsabilidades

1

l v

1 . .

' Evaluacion de | »| Manejo deriesgosy

: Riesans efertns

| v

1

! Planificacién de <

1 Maonitoren v Control

1

1

' + Mejoramiento

------------------------ Revision técnica Continuo
Acciones Correctivas

Figura 1. Esquema del sistema de gestién de Corrosion e Incrustacion
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4.2 OBJETIVOS, ORGANIZACION Y RESPONSABILIDADES

4.2.1 OBJETIVOS ESTRATEGICOS

Prevenir y controlar la corrosion en las operaciones de produccién en el campo
Gigante 01- A de Emerald Energy plc, con el fin de minimizar los costos
operativos.

Mejorar y/o elevar el conocimiento de los procesos de corrosion y su control al
personal contratado y de la compaiia.

4.2.1.1 Estandares para el monitoreo y control de corrosion

Para efectos de desarrollo de sus operaciones, la compafia seguira los
estandares vigentes para el control de corrosion.

Estos estandares se refieren a los indicadores de desempefio en un sistema de
control de corrosion, entre los cuales se tiene:

1.

2.

La tasa maxima de corrosion general permisible es de tres (3) mpy.
La corrosion por “pitting” no es permitida

La disminucion maxima en el espesor de las tuberias de transporte de crudo o
en tuberias de inyeccion es del treinta por ciento (30%).

. En los sistemas de proteccién catddica las lecturas de los potenciales deben

mantenerse en -0.85 voltios.

La tasa maxima de incrustacion es de tres (3) MPD ( milésima de gramo
acumulado por dia)

4.2.2 ORGANIZACION

4.2.2.1 Principios

La organizacién debe ser sencilla y clara en sus lineas jerarquicas y de
comunicaciones.
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« El funcionamiento de toda la organizacién debe funcionar igual que cada una de
sus partes.

* Todo el personal que participe en dicha organizacién debe estar en capacidad
de asumir el nivel inmediatamente superior.

Gerente General
I

Gerente Produccién

Proyectos y Ingeniero de Coordinadores
Mantenimiento Produccién HSE
[
Supervisor

1

-- ' Laboratorio . ! Compaiiia :
| Externo ) ! Tratamiento :

______________ | Quimico )

I

Figura 2. Estructura de la organizacion

Colectivamente el Gerente General, el Gerente de Produccion y los encargados
del proceso de produccion tienen la responsabilidad ultima de los activos fisicos
de la compafia y de la seguridad de los empleados y son responsables del
manejo gerencial del Corrosion and Scaling Management System (C.S.M.S)

Se propone, para la organizacion, la conformacion de un grupo de integridad de
activos que se encargue de la administracion del C.S.M.S en el cual su

representante mantendra informados a los empleados de la compafiia y se hara
cargo de las responsabilidades y actividades que se establezcan en el C.S.M.S.

4.2.3 RESPONSABILIDADES

4.2.3.1 Gerente de Produccion
e Mantener la estructura organizacional y asignar los recursos necesarios para

alcanzar y mejorar los indicadores del sistema de gestion de corrosion e
incrustacién C.S.M.S.
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e Definir y hacer cumplir el direccionamiento estratégico para el sistema de
gestidon de corrosion e incrustacion.

4.2.3.2 Ingeniero de Produccion

El ingeniero de produccion encargado del campo es responsable de aplicar las
politicas y normas para el monitoreo y control de los fenbmenos de corrosién e
Incrustacién establecidos en el C.S.M.S.

e Transmitir y asegurar el cumplimiento en cascada a todos los empleados tanto
de la Compafiia como contratistas de las politicas, objetivos y metas de la
Compaiiia en lo referente al control de la corrosién e incrustacion.

e Participar en la planeacion de los programas de tratamiento quimico para la
prevencién de la corrosion e incrustacion.

e Proveer asesoria a los encargados del sistema de control de corrosién e
incrustacién en la planeacion de los programas de monitoreo y evaluacion de
Integridad de activos a realizar en el campo.

e Orientar la identificacion y manejo de los riesgos producidos por corrosion e
incrustacion.

e Participar en la elaboracion del presupuesto requerido para los programas de
monitoreo y control de la corrosién e incrustacion.

e Hacer seguimiento al funcionamiento del C.S.M.S; identificar las falencias y
asegurar la implementacion y ejecucion de las acciones correctivas.

e Participar en la realizacién del programa para la revision técnica establecida
como actividad para el mejoramiento del sistema de gestién de corrosion e
incrustacion.

4.2.3.3 Proyectos y mantenimiento

e Trabajar en el disefio de especificaciones técnicas de materiales y metalurgias
para nuevos equipos y sistemas basados en las caracteristicas de fluidos y
tendencias incrustantes y corrosivas de los fluidos que se manejaran.

e Aplicar todas las técnicas y practicas disponibles para prevenir los procesos

corrosivos en el disefio y elaboracion del proceso operativo de las facilidades de
produccion.
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e Colocar a disposicion las mejores practicas disponibles para el control y
monitoreo de la corrosion e incrustacion.

e Garantizar la ejecucion de los planes elaborados para el control de la corrosion
y los programas de monitoreo y evaluacién de la integridad en las operaciones
de produccion y mantenimiento.

e Mantener actualizados los datos, la elaboracion y difusion de los reportes en
cuanto al manejo de corrosion e incrustacion.

¢ Participar en la elaboracion de los presupuestos requeridos para los programas
de monitoreo y control de la corrosion.
4.2.3.4 Supervisor

El supervisor de campo junto con el Ingeniero de produccion tendran las
siguientes funciones:

e Ejecutar la actividad de monitoreo y control de la corrosion e incrustacion y
verificacion de la integridad de las operaciones de produccion y mantenimiento
del campo.

e Participar en la revision del C.S.M.S e informar de aspectos débiles
identificados para ser mejorados.

e Ejecutar las acciones correctivas y hacer seguimiento de su implementacion.

4.2.3.5 Contratistas

e Es responsabilidad del contratista cumplir con las politicas, objetivos, normas,
estandares y procedimientos impartidos por Emerald Energy plc.

e Los contratistas son responsables directamente, de las operaciones para el
manejo del monitoreo y control de la corrosion dentro de sus areas de trabajo y
los que le sean asignados por la compafia, de una manera segura y de
acuerdo con la legislacion local.
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4.3 PELIGROS, RIESGOS Y EFECTOS RELACIONADOS CON LA
CORROSION E INCRUSTACION

4.3.1 IDENTIFICACION DE PELIGROS Y EVENTOS PELIGROSOS

La identificacion de peligros y efectos se basa en el analisis de las condiciones, en
el conocimiento, la experiencia y el juicio del personal de la compafia y de
contratistas. Al presentarse la amenaza de corrosidn e incrustacion, los
siguientes peligros estan potencialmente presentes para desencadenar en eventos
peligrosos.

e Fluidos hidrocarburos bajo presion y temperatura

e Productos quimicos toxicos

Cuando se esta ante estos peligros se pueden generar riesgos ocasionados por
corrosion los cuales pueden ser:

Rotura de tuberias y equipos

Incendio y explosion

Derrame de fluidos hidrocarburos

Pérdida de control en manipulacion de equipos

Intoxicacion con productos quimicos

Al presentarse estos riesgos pueden generar las siguientes consecuencias:

e Contaminacion del medio ambiente

¢ Enfermedades profesionales

¢ Accidentes del personal (incapacidad total, parcial, permanente o fatalidad)
e Cambio excesivo de piezas metalicas atacadas por la corrosion.

e Pérdidas de produccion ocasionadas por el pare de los pozos o el cambio de
lineas y piezas atacadas por la corrosion.

e Pérdidas econdmicas
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4.3.2 EVALUACION DE RIESGOS

Es importante evaluar todas las causas y las probabilidades de que se inicie una
situacion de peligro con la posibilidad de que posteriormente se convierta en un
evento o incidente peligroso. La relacion de probabilidad y consecuencia permite
formular una evaluacién de riesgo mediante la utilizacién de una matriz de riesgo
como metodologia para los analisis de riesgo en las instalaciones del campo
Gigante relacionados a la corrosion e incrustacion.

4.3.2.1 Matriz de Evaluacién

La matriz estipula los niveles de riesgo asociados con cada uno de los peligros
identificados previamente; a su vez evalua de acuerdo a la probabilidad de
ocurrencia del evento con sus posibles consecuencias que se categorizan de
simples incidentes a incidentes potencialmente graves de las facilidades del pozo
Gigante 1A.

El fin es utilizar las matrices en las operaciones de produccion, para determinar el
riesgo para cada peligro. El riesgo evaluado puede visualizarse como intolerable,
insignificante o en alguna posicion entre estos dos extremos.

El cuadro 4 es una matriz de valoracion de riesgos de acuerdo a la presion y tasa
de corrosion que tenga la tuberia. La interseccion de la fila con la columna
seleccionada corresponde a la clasificacion del riesgo y segun la valoracion de la
matriz se procedera a una accion.

TASA DE CORROSION
PRESION DE TRABAJO ME;OR 2 MA?(OR
3 MPY SMPY - 10 MPY DE 10 MPY
A Menor 100 Psia 1A 2A 3A
B Entre 100 y 500 Psia 1B 2B 3B
C Mayor de 500 Psia 1C 2C 3C

Cuadro 4. Matriz de valoracién de riegos de acuerdo a la presion y tasa de corrosion.

Valoracion de la matriz

1A Accidn no inmediata; se debe mantener monitoreo.
1Aa1C Monitoreo de tasas de corrosion.

2Aa 2B Monitoreo continuo de la tasa de corrosion.

2C Monitoreo continuo y aplicacion de tratamiento.
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3Aa3C Intolerable, accién inmediata para disminucion del riesgo.

En el cuadro 5 se presenta la matriz de valoracién de riesgos en el que se
encuentra actualmente el campo en caso de que ocurra un evento ocasionado por
la corrosion.

El area operativa del campo esta distribuida en un solo sector, por lo que la
mayoria de los eventos pueden afectar los equipos aledafnos, pero los derrames
menores no sobrepasan los 5 metros por lo que los dafios a los equipos son
menores. La operacion del campo se comprende en dos diques, en uno se ubica
el separador y en el segundo los demas equipos de proceso, como tanques Gun
Barrel y tanques de almacenamiento.

Para el analisis del riesgo se clasificé el campo en sistemas:

Area de almacenamiento vy lineas dentro de la estacién

Lineas y equipos de tratamiento de gas desde el separador

Lineas y equipos para la transferencia de crudo

Lineas y equipos que hacen parte del proceso de inyeccion de agua
Lineas desde Gigante 02 hasta la estacion Gigante 01

AaAbhwON -~

Los eventos pueden ocurrir dentro de los limites del campo donde existen diques
que evitan el avance de derrames. Los eventos que ocurren en los exteriores
afectan los cuerpos de agua y vegetacion aledafia al campo, sin embargo existen
los puntos de control y las acciones correctivas que pueden evitar un dafio
ambiental mayor y duradero.

MATRIZ DE POTENCIAL DE RIESGO
Nivel de daifio . . . .
potencial Perdidas Ambientales (PA) | Perdidas Economicas (PE)
0 Sin efectos Minguna
1 Efectos leves Menos de USDS 1000
2 Efectos Menores USDS 1000 a USDS 10000 D (Pa)
3 Efectos Localizados USDS 10'000 a USDS 50000 (4> (PE)| C2O(PA.PE)
4 Efectos Mayores USDS§ 50'000 a USDS 100000 (PA,PE) (PA,PE)
5 Efectos Masivos IMas de USDE100000
NIVEL DE OCURRENCIA

BAJD Improbable Remoto Ocasional Moderado Frecuente
MEDIO 1 caso > 20 | Hasta 1 caso | Hasta 1 caso |Hasta un caso| Mas de una
ALTO afios cada 20 afios | cada 10 afios | cada 3 afios | vez por afio

Sistema de almacenamiento v lineas dentro de |a estacidn

Sistema de gas- desde el Separador

Sistema de transferencia de cruda

Sistema de Inyeccion de agua

Futuros proyectos linea desde Gigante-02 hasta estacidn Gigante-01

w4 R

Cuadro 5. Matriz de valoracién de riesgos
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Valoracion de la matriz

De acuerdo con la matriz de evaluacién de riesgos, el riesgo esta compuesto por
los siguientes caracteres:

El primero define con qué categoria de consecuencia esta relacionada la
evaluacion:

Pérdidas Ambientales (PA)
Pérdidas Econdmicas (PE)

El segundo corresponde a la gravedad de las consecuencias que podria
producirse con la generaciéon de los diferentes eventos.

El tercero corresponde al nivel de probabilidad de un suceso no deseado.

Parametros de cuantificacion de dafo

PA-0 Pérdidas Ambientales sin efecto

PA -1 Pérdidas Ambientales con efectos leves

PA -2 Pérdidas Ambientales con efectos menores

PA -3 Pérdidas Ambientales con efectos localizados

PA-4 Pérdidas Ambientales con efectos mayores

PA-5 Pérdidas Ambientales con efectos masivos

PE-0 Pérdidas Econdmicas — ninguna

PE — 1 Pérdidas Econdmicas Marginal, menos de mil dolares
PE -2 Pérdidas Ambientales Importante de 1mil a 10mil dolares
PE -3 Pérdidas Ambientales Severo de 10mil a 50 mil ddlares
PE -4 Pérdidas Ambientales Grave de 50mil a 100 mil ddlares
PE-5 Pérdidas Ambientales Catastréfica mas de 100mil délares
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Identificacion de Parametros de Frecuencia

A

o O w

m

Improbable 1 caso > 20 anos

Remoto Hasta 1 caso cada 20 afios
Ocasional Hasta 1 caso cada 10 afios
Moderado Hasta un caso cada 3 afios
Frecuente Mas de una vez por afo

4.3.3 EVALUACION DE LAS CAUSAS

Existen muchas causas que pueden ocasionar el inicio de un incidente por
corrosion, para las cuales deberan seleccionarse los controles adecuados.
Algunas situaciones potenciales de incidentes por corrosion son:

Equipos en mal estado.

Tuberias con espesores muy delgados.

Altas Presiones de operacion

Manejo de fluidos corrosivos

Terrenos altamente conductivos

Disenos y seleccidon de equipos y materiales inadecuados

Fugas existentes de gases, que conllevan a atmdsferas explosivas.

4.3.4 MANEJO DE RIESGOS Y EFECTOS

Cuando existan condiciones de riesgo inaceptables, es necesario desarrollar e
implementar medidas especificas encaminadas a reducirlo. Estas medidas deben
incluir tanto aquellas que tienden a reducir los peligros y los riesgos derivados de
la corrosién, como aquellas dirigidas a reducir las consecuencias.
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4.3.4.1 Medidas de reduccién de los peligros y los riesgos por problemas de
control de corrosién

El propdsito de estas medidas es el de evitar las lesiones o dafos que puedan
resultar en las operaciones de produccion de hidrocarburos, ocasionadas por los
peligros y riesgos identificados anteriormente.

Entre las medidas que deben tenerse en cuenta durante el proceso de la
planeacion para lograr la reduccion de los riesgos generados por los peligros
inherentes a la corrosion son:

¢ Incluir practicas de diseio que permitan eliminar las condiciones favorables a
procesos corrosivos, de acuerdo a los rangos de tolerancia y con base en el
soporte de personal experto.

e Realizar planes y programas de interventoria durante la construccion vy
fabricacion de facilidades y/o equipos que garanticen el cumplimiento del
disefio en los términos especificados para el control de la corrosion.

e Utilizar sistemas de monitoreo y control de corrosién.

e Realizar procedimientos con todas las normas de seguridad.

¢ Considerar dentro de los disefios y compras de materiales, las condiciones de
trabajo para la adecuada seleccion de materiales resistentes a la corrosion.

Los dos peligros identificados (Hidrocarburos bajo presién y sustancias téxicas),
se deben manejar bajo el criterio del sistema de gestion HSE de EMERALD
ENERGY Plc, que consiste en aislamiento y etiquetado de energias peligrosas.

Unos casos especiales de control de corrosion que se deben manejar bajo estas
medidas de seguridad son:

e Tuberias con alta pérdida de espesor

e Tanques o vasijas con cuerpo, fondo o techo rotos.

e Equipo rotativo con fugas a través de fisuras por corrosion.

e Equipo con baja eficiencia debida a problemas de erosién-corrosion.

e Pozos con integridad de casing/tubing comprobadamente deteriorada.
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4.3.4.2 Plan de accién en caso de eventos por problemas de corrosion

En el evento de un accidente o incidentes debidos a la corrosion, el objetivo de los
sistemas de gestion de la seguridad en la Compania tiene que ser el de mitigar las
consecuencias mediante:

e Las normas de seguridad de HSE. Mecanismos de control en caso de rotura de
tuberia y posterior derrame de crudo.

e Poner en accion al equipo de manejo de crisis, cuando la situacién lo amerite
(Plan de contingencia).

¢ Verificar que los equipos de respuesta de emergencia sean competentes, estén
bien dotados y ubicados convenientemente.

e Realizar acuerdos claramente definidos con las autoridades y con los servicios
locales (bomberos, cruz roja, servicios de salud, etc.)

e Desarrollar un plan por escrito para las emergencias médicas, para atender a
los lesionados en las operaciones de control de corrosion.

e Dar instrucciones claras a los técnicos respaldadas con el entrenamiento acerca
de como atender las emergencias causadas por corrosion.

e Suministrar a todo el personal involucrado un entrenamiento basico en primeros
auxilios, con un curso de actualizacion cada afo.

4.3.4.3 Normas de Aislamiento

e FEvaluar los riesgos teniendo en cuenta que es el mecanismo primario de control
de los peligros en todos los procesos de aislamientos

e Aislar con una barrera de contencion efectiva para el fluido por el tiempo que
sea requerido.

e Bloquear o inmovilizar las valvulas para prevenir una operacion no autorizada.

e Aislar y desconectar fisicamente las lineas de suministro de las valvulas de
operacion neumatica e hidraulica que, por defecto, estan cerradas.

¢ Identificar todos los puntos de aislamiento con tarjetas personales o de

aislamiento documentado con el numero del certificado de aislamiento
relacionado.
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e Monitorear el desempefio de los mecanismos de aislamiento a intervalos
regulares, para detectar fugas o deterioro causado por vibracion o por
perturbaciones (o0 cambios de presion aguas arriba). Dicho monitoreo puede
implicar pruebas parciales de aislamientos por valvulas.

e Las valvulas operadas neumatica ¢ hidraulicamente que fallan abiertas no
deben ser consideradas para propositos de aislamiento; si no hay alternativa
practica su uso debe ser sometido a una evaluacion de riesgos aceptada por el
Supervisor de produccion local.

A continuacién se presenta el procedimiento a seguir para la implementacion de
las medidas cuando los problemas de corrosién son tangibles en los equipos
aplica para cuando se decide con base en la evaluacion de las matrices de riesgo
suspender la operacion de una instalaciéon o equipo:

e Planear el aislamiento

¢ Identificar todas las fuentes de energia

Dentro de las instalaciones de EMERALD ENERGY Plc las energias peligrosas
identificadas incluyen:

Energia mecanica, energia eléctrica, energia hidraulica, energia quimica,
energia de liquidos y gases, energia neumatica, energia cinética (impacto),
energia potencial (almacenada), energia térmica, energia radiante.

¢ Aislar, bloquear y disipar todas las formas de energias.

El método de control de energia depende de la forma de energia involucrada y
se utiliza diferentes dispositivos. Se debe disipar algunas formas de energia
después de haber desactivado la energia primaria de un sistema.

e Verificar la desactivacion de energias peligrosas.

¢ Instalar, realizar mantenimiento, servicio o reparacion.

¢ Inspeccionar el equipo antes de la reactivacion de la energia
Para asegurar que el equipo opere segun se espera cuando se reactive la
energia, la persona competente debe inspeccionar el trabajo.
La inspeccion debe verificar que la instalacion, reparacion y modificaciones se

hayan realizado correctamente y que se hayan utilizado las piezas de
reemplazo correctas.

¢ Inspeccionar el area de trabajo antes de reactivar la energia
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4.4 PLANIFICACION DE MONITOREO Y CONTROL

El monitoreo de los fendmenos de corrosion, se realiza con diferentes
herramientas tales como: Los cupones de pérdida de peso, probetas de
resistencia eléctrica (corrosometro), medicion de espesores con ultrasonido y
analisis fisicoquimico entre los cuales los mas importantes son el monitoreo de la
concentracién de hierro en cabeza de pozo y la determinacion de SRB, O;, CO,,
H>S y residuales de productos quimicos activos de tratamiento.

4.4.1 PLANIFICACION DE MONITOREO DE CORROSION E INCRUSTACION

En el monitoreo de los fendmenos de corrosion e incrustacion se recomienda que
se realicen las siguientes actividades:

¢ |Instalar cupones que calculan la tasa de corrosion basada en la pérdida de
peso que sufre la pieza (cupon) durante el tiempo de exposicién en el medio
corrosivo en los siguientes sitios:

— Enla cabeza del pozo.

— Enla descarga de la bomba de transferencia
— En la cabeza del pozo inyector de agua.

— En el manifold en linea Gigante 02

¢ Realizar analisis fisicoquimico completo de los fluidos producidos (agua, crudo,
gas), mensual.

¢ Realizar analisis de actividad sulfatorreductora SRB, mensual.

e Realizar monitoreo o medicion de sodlidos producidos (arena y finos de
produccién) por el método de malla ASTM325, minimo durante la prueba de
produccién.

¢ Mantener actualizada informacioén en una base de datos del comportamiento de
corrosién e incrustacion de todos los pozos productores, inyectores y
facilidades.

e Realizar mediciones de Integridad; mediciones de espesor de pared, de
tuberias y laminas de equipos con tecnologia ultrasénica anualmente.
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4.4.2 CONTROL DE CORROSION E INCRUSTACION
e Utilizar productos quimicos

— Aplicar los inhibidores de corrosion por baches o inyeccion continua en los
pozos, con el fin de formar una pelicula protectora sobre el metal, la cual
impide que el agua esté en contacto directo con el metal y asi evitar la
corrosion de equipos de produccion de subsuelo y superficie o en las lineas de
flujo.

— Aplicar los bactericidas y biocidas en el sistema de inyeccién (planta de
inyeccion de agua o pozos inyectores) con el fin de combatir la poblacion
bacteriana, especialmente la presencia de bacterias sulfatorreductoras (SRB).

— Aplicar inhibidor de incrustaciones aguas arriba de donde se esta presentado el
fenémeno.

— Evaluar l|a necesidad de aplicacién de inhibidores de corrosién en cabeza
pozo y/o facilidades en el momento que sea requerido debido al cambio de las
condiciones de los fluidos y al aumento de corrosividad de los fluidos
producidos.

La aplicacion del tratamiento quimico utilizado en el campo se presenta en un
grafico del sistema de inyeccion en el Anexo D.
e Instalar proteccion catddica en la linea de transferencia de crudo.

o Utilizar materiales resistentes a la corrosion como acero al carbén para el
control de la corrosion interna/externa.

e Proteger las tuberias enterradas, revistiendo el exterior de la tuberia con el
sistema tricapa, utilizando polietileno o polipropileno extruido como capa final.

e Proteger la tuberia  superficial usando recubrimiento de tipo

epoxipoliamina-poliamida de altos sdélidos y un acabado de tipo poliuretano
alifatico.
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4.5 REVISION TECNICA

La revision se realizara con una periodicidad de por lo menos una vez por afno,
que se acordara con el ingeniero de produccion encargado del campo quien
ajustara un programa que incluira los participantes y los recursos necesarios.

El proceso de revision no solo se centrara en revisar qué tan bien se esta
implementando el sistema y en los resultados que se han logrado, sino también
evaluara la conformidad y aptitud de cada elemento con relacién a los desarrollos
cambiantes. Igualmente, verificara el cumplimiento de las acciones recomendadas
y de los programas de monitoreo y control de los procesos de corrosion e
incrustacion en el campo.

Se enfocara el proceso en la posibilidad por conveniencia y necesidad de cambiar
las politicas y las estrategias, debido al cambio de las circunstancias, como
también en la preocupacion de los empleados y los contratistas.

Dar a conocer las acciones correctivas que surgen del proceso de revision técnica
que deberan ser documentados e implementados.

4.6 ACCIONES CORRECTIVAS

El proceso de revisidn técnica generara recomendaciones para que se tomen
acciones correctivas cuando se verifique la existencia de brechas en la
implementacion del sistema de gestion del control de la corrosion. A cada
recomendacion se le debera asignar una persona que sea responsable de llevar a
cabo y completar la accion dentro de un periodo de tiempo acordado.

Las recomendaciones que provengan de las revisiones técnicas deberan ser:

Especificas. Deberan relacionarse con una accion a tomar que haya sido
claramente identificada

e Medibles. Los resultados de tomar la accién pueden medirse en alguna forma
e Logrables. El resultado de la accion tendra el efecto deseado

e Realistas. Deberan cumplir con las necesidades reales del negocio y contribuir
al equilibrio costo / beneficio.

e Priorizadas. Con base en la criticidad de su implementacion.
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e Programadas. Las recomendaciones deberan tener un tiempo acordado
durante el cual se debera completar la accion.

e Presupuestadas. Debe estar cuantificado el valor de su implementacion e
incluido en los planes y presupuestos de la Compania para la vigencia de
ejecucion.

4.7 ALMACENAMIENTO DE DATOS

El almacenamiento de datos es complemento del plan de monitoreo y control, es
la herramienta a la que se acude para observar y analizar el comportamiento de la
corrosion e incrustacion y monitorear que se estén cumpliendo los estandares de
corrosion e incrustacion mencionados en la seccion 4.2.1.1.

Se ha desarrollado un esquema interactivo tridimensional que incluye cada vasija
y equipo del cargadero y de la estacion del campo Gigante, como medio de
almacenamiento de la base de datos de corrosion e incrustacion. Este esquema
esta disefiado con enlaces que contienen la base de datos del C.S.M.S y como
complemento tiene incluido las especificaciones técnicas de cada equipo; ademas
permite explorar en la instalacion observando en tercera dimension, y a escala,
los equipos.

El esquema interactivo es una herramienta a la que puede acceder cualquier
personal de la compafiia que desee informacion acerca del estado de la corrosion
e incrustacion, de las especificaciones técnicas de los equipos o0 simplemente
que desee observar como estan distribuidas las facilidades dentro de la estacion.
Las modificaciones en la base de datos del C.S.M.S solo las puede realizar el
administrador del C.S.M.S. Ver en el Anexo F el procedimiento para el uso del
esquema interactivo.

Los datos que se almacenan son los que influyen en el comportamiento de
corrosion e incrustacion los cuales se utilizan para la realizacion de graficos y
tablas referentes al comportamiento de corrosién e incrustacion.

Los registros que se almacenaran en la base de datos incluyen:

Campo, fecha y numero del pozo o instalacion.
Variables criticas para la corrosion.

Tipo de corrosion.

Velocidad de corrosion (MPY)

Tipo de incrustacion

indice de incrustacion
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Tipo de proteccion o tratamiento (si lo hay)

Tipo de material utilizado.

Incidencia de la corrosion en la produccion.
Especificaciones técnicas de los equipos y vasijas
Historia de vida util de cada equipo/instalacion
Cuadro historico de fallas

La metodologia de actualizacion de la base de datos del C.S.M.S se muestra en
la figura 3, la actualizaciéon de los datos facilita el monitoreo de la corrosiéon e
incrustacion y hace parte de la filosofia del C.S.M.S.

v v v

I
|
|
I
1
: Informacién de Campo > Base de Datos 4| Andlisis de Laboratorio
1
1
1

v

Herramientas
Up Date Infarméaticas

Andlisis Técnico

; v

Diagnéstico y
Recomendaciones

Figura 3. Metodologia de base de datos
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5. CONCLUSIONES

El diéxido de carbono (COy) es el principal agente de corrosién que actua en el
pozo y en las facilidades del campo Gigante.

No se han presentado eventos de corrosion en la tuberia de produccion debido
a que el tipo de emulsion actual no permite el contacto directo del acido
carbonico (producto del contacto del agua con el diéxido de carbono) con la
tuberia.

No se evidencia alta actividad bacteriana en el sistema; solamente se detecta
presencia de bacterias sulfatorreductoras (SRB) a la salida de los Gun Barrels y
en los tanques de almacenamiento.

El agua de produccion del pozo Gigante-1A posee tendencia incrustante y el
tipo de incrustacion que se forma, es el carbonato de calcio (CaCOs).

La formacion de incrustacion de tipo carbonato de calcio (CaCOs3) en cabeza de
pozo y superficie es debido a la disminucion de la presion.

La depositacion de carbonato de calcio en la parte externa del motor del
sistema de levantamiento por bombeo electrosumergible es a causa del
aumento de la temperatura y la presion.

La probabilidad de formacion de incrustacion en el yacimiento es baja, porque
los valores del indice de saturacion en este punto tienen tendencia negativa.
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6. RECOMENDACIONES

Realizar el monitoreo de las tasas de corrosion con cupones en cabeza de
pozo y en el multiple de recoleccién, en un tiempo no mayor de 30 dias;
teniendo en cuenta que si la tasa determinada anteriormente es demasiado alta
(valores por encima de 20 mpy), el tiempo de monitoreo debe ser menor (por
lo menos 15 dias).

Monitorear los sistemas de proteccion catddica mensualmente en los puntos
de control de modo que siempre se garantice que el potencial se mantiene en
—0.85 Voltios.

Actualizar constantemente la base de datos con toda la informacién
proveniente de los cupones, sistemas de proteccion catdédica, BSW, evaluacion
de integridad, y demas registros intrinsecos del C.S.M.S; esto con el fin de
generar reportes y difundirlos a los interesados para que se tomen las acciones
preventivas y remediales requeridos.

Evitar la corrosion externa en las lineas de inyeccién de alta presion,
enterrando las lineas entre 100 cm y 80 cm cuando la linea se encuentra en la
estacion; si la linea atraviesa caminos o carreteras se entierra a 100 cm de
profundidad, pero si pasa por fincas se entierra a 120 cm aprox.

Evitar la entrada de fluido a las facilidades de produccion cuando se realicen
trabajos de estimulacion y acidificacion en los pozos, para evitar el deterioro y
cambios en las condiciones de los fluidos por la disminucién del pH.

Establecer en los disefos del nuevo pozo Gigante 02 y facilidades; lineas y
accesorios como valvulas, bypass, puntos de instalacion de cupones, probetas
y facilidades para correr equipos electrénicos; ésto con el fin de permitir
monitoreo futuros en forma facil y econdémica.

Recubrir internamente los tanques y vasijas que manejen agua de produccién
en estado libre, en el fondo y en los anillos de la pared hasta donde opere el
nivel de agua libre.

60



e Desocupar completamente las vasijas, lineas y equipos de los fluidos
producidos y/o llenar con agua dulce fresca e inhibidor de corrosion y biocidas
en concentraciones superiores a 2000 ppm (v/v), que eviten la corrosién y el
deterioro de los equipos cuando se encuentre fuera de servicio.

e Sacar de servicio y reemplazar los tanques de almacenamiento 5, 6, 7y 10 por
tener mas del 50% de espesor perdido y enviar a reparacion y/o mantenimiento
los tanques 2, 3, 4.

e Poner en practica este sistema de gestion en futuros proyectos de la
compafia desde el momento en que se ponga en servicio la linea.
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ANEXO A. ANALISIS FISICOQUIMICO DEL AGUA DE PRODUCCION DEL
POZO GIGANTE 1A

)

CoreLab

RESERVAIR OFTEMIZATION LEDRATORY TESTS EBESULTS

©n

pled By ...

PHYSICAL CHEMICAL WATER ANALYSIS

CATIONS migé] meg/] ANIONS mugyl
Potazium, K 7 1,78 Chleride, Cl 1814
Barium, Ba 0.1 0,00 Sulfats, 30, 1117
Calcium, Ca 212,00 10,58 Bicarbenate, HCO3 522
Magnezium, Mg 16,00 122 Carbonate, CO2 0
Iron, Fe 1,50 0,05 Hidroxide, OH 0
Strontium, Sr 16,0 0,35 TOTAL ANIONS 3453
Sedium, Na 1584 68,90
TOTAL CATIONS 1900 83,01 PROPERTEES RESULTADOS| UMIDADES
pH 8.0
HARDNESS mgdl Specific Gravity 1,0008 glen?®
Calcium Conductivity @ 25°C 7570,00 umho=/cm
Magnezium 66 Resiztivity @ 25°C 1,32 Ohmadm
Total 585 Salinity Total 4341 ngdl
Total Dizzolved Solids 5353 ngdl
ALKALINTY migé] Turbidity £2 NTU
Phenolpthalein 0 Color real 0 Pt-Co
Total 428 Saturation Langslisr 124
Saturation Riznar S48
Diagrama de Stff
For the Langelier Index:
Li=10 Viater iz Scale Forming
LI=0 Meutral
Na 3 > o O 0s LI= 0 Vater is Corrosive
T L T
T For the Ryznar Index:
Ca 045 ,J; - T HCO3 19 .5 Heavy Scale wil Form
I.."r I"-Il 2 Scale will Form
I'Il 1-. Water iz Neutral
Mg g4 ‘,. SO4 op .5 Water is Carrosive
! .-". pH=0More Acid  MEUTRAL pHT More Alkalins 14
Fe 10 T J co3 ., NP
MORMAL
50 35 20 5 10 25 40 55 70 85 panaE PR
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ANEXO B. ANALISIS COMPOSICIONAL DEL GAS DE PRODUCCION DEL
POZO GIGANTE 1A

CORE LABORATORIES COLOMBIA

Sampling Location POZO GIGANTE 1A
Cylinder Humber COoL-009
Sample Description GAS SEPARADOR
Sampling Conditions 24.0 psig @ 145.0°F
Component Mole % Weight %%
Hydrogen 0,00 0,00
Hydrogen Sulphide 0,00 0,00
Carbon Dioxide 277 3,29
Mitrogen 0,75 0,57

C, [Methane 40,89 17,73

C. iEthane 17,35 14,11

C; Fropane 14,83 17,69

iC, ii-Butane 2,56 403
n-Butane g,a0 10,87
i-Pentane 2,67 5,22
n-Fentane 2,87 5,60

Cs Hexanes 3,37 7.80

C Heptanes 3148 7,74

C: Octanes 1,45 403

Cs Maonanes 0,34 1.08

C, Decanes 0,06 0,21

Cyy+ iUndecanes plus 0,00 0,02
Totals 100,0000 100,0000
Note: 0.00 means less than 0.005.
Calculated Residue Properties Male Weight Density

(g mal™) (g cm™ at 60°F )

Heptanes plus 95,8 0,7565

Z.+ Decanes plus 1348 0778y

et plus - -
Calculated Whole Gas Properties
Gas Gravity " 1.3045 (Air=1 @ 14.73 psia & 60°F}
YWhaole Sample Mole Weight 36.96 g mal”
Ideal Gas Density " 1.5611 kg m™ @ 14.65psia, B0°F
|deal Gross Calorific Value 2036.0 BTU.f-3 @ 14.65psia, 60°F
Ideal Met Calorific Value 1868.5 BTU.f-3 @ 14.65psia, 60°F
Fseudo Critical Press. 6330 psia
Pseudo Critical Temp. 495 Fankine
zas Compressibility Factor, 2 0.8874 @ 14.65 psia & 60°F
GPM (T2+) 15,57
GPM (C3+) 10,85
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ANEXO C. FOTOGRAFIAS DE CASOS DE INCRUSTACION Y CORROSION EN
EL CAMPO GIGANTE

-

Fotografia 1. Incrustacion en la linea de salidé de crudo del cabezal
de pozo Gigante 1A

Fotografia 2. Incrustacion en la valvula de la linea de salida de agua
del separador

Fotografia 3. Motores de ESP recubiertos con depdsitos de carbonatos

Fotografia 4. Corrosion en la linea de gas del tanque de almacenamiento TK- 05
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ANEXO D. GRAFICO DEL SISTEMA DE INYECCION DE PRODUCTOS
QUIMICOS UTILIZADO EN EL CAMPO GIGANTE
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ANEXO E. RESULTADOS DE LA INSPECCION REALIZADA A LOS TANQUES
DE ALMACENAMIENTO

> RESUMEN INSPECCION TANQUES DE PROCESO
admenta Tocics Profsonal EMERALD ENERGY
CAMPO GIGANTE 1
TANQUE HORIZONTAL N° 2
N° DE LAMINAS: 6

NOTA: A cada una de las laminas se le realizd inspeccion en dos anillos en sentido horario de occidente a oriente.

SENTIDO HORARIO

12
1

6

ANILLO | UBICACION | MINIMO ESPESOR | % ESPESOR

N* HORARIA | ENCONTRADO (mm)] PERDIDO OBSERVACION

LAMINA

Se registra una falla en el anillo 1 (Ubicaciol
LAMINA 1 1 12:00 37 41,57 Horaria de las &) en la soldadura entre el anillg
y el cabezal frontal del tangue. Se recomiendg
sacar de servicio el tanque, limpiarlo, verificar e

LAMINA1 2 1:00 3.74 41,10 resto de la soldadura del anillo al cabezal con
algln ensayo no destruviive (por ejemplo tintad
LAMINA 2 3 12:00 3,86 39,21 pen.etr:mtes_? v re_rn'ara.r. .ﬁprovechar pard
realizar una inspeccion visual interna de tedo e
tangue, sobre todo la parte superior, Qus
LAMINA 4 7 12-00 368 42,05 presenta una reduccion de espesor promedid
del 41%.
TANQUE HORIZONTAL N° 2
N® DE LAMINAS: [
NOTA: A cada una de las laminas se le realizd inspeccion en dos anillos en sentido horario de occidente a oriente.
ANILLO | UBICACION | MINIMO ESPESOR | % ESPESOR .
LAMINA N° HORARIA | ENCONTRADO (mm)| PERDIDO OBSERVACION
LAMINA 1 1 1:00 342 45,14 Lo mas critico hallade, en la posicion horaris
LAMINA 1 2 12-00 377 48 50 12:00 a 1:00, reduccion de espesor promedid
LamA2 [ 3 | 1200 321 4850 |02 meacince gases o fa part superior 4
LAMINA 2 4 1200 342 IRV el g P
LAMINA 3 8 12:00 345 4567 ’
LAMINA G 12 1:00 3.92 38,27
TANQUE HORIZONTAL N° 4
N® DE LAMINAS: 6

NOTA: A cada una de las laminas se le realizo inspeccion en dos anillos en sentido horario de occidente a oriente.

TS il o P s

LAMINA 1 1 12:00 3,09 51,34 Lo mas critico hallado, en la posicién horarig
LAMINA 1 2 12-00 3,86 39,21 12:00 a 1:00, reduccion de espasor promedid
LAMINA 2 3 1200 3.1 4157 dsLdew::;ilién g: gai:;?::en Izoslabr:gnéﬁgteeriorpdoé
LAMINA 2 4 12:00 3.59 43,46 I‘; vasija.

LAMINA 3 5 12:00 3,62 42,99

LAMINA 3 6 12:00 3,86 35,21

LAMINA 4 7 12:00 3,15 50,39

LAMINA G 12 1:.00 3.98 37,32
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N® DE LAMINAS:

6

TANQUE HORIZONTAL N° &

NOTA: A cada una de las laminas se le realizé inspeccion en dos anillos en sentido horario de occidente a oriente.

ANILLO | UBICACION] MINIMO ESPESOR | % ESPESOR .
LAMINA N HORARIA | ENCONTRADO (mm)] _PERDIDO OBSERVACION
LAMINA 3 6 1:00 3,12 50,87 Entre el anillo 10 y 11, en la posicion horaria dej
LAMINA 4 a 12:00 318 4992 las 12:00 y 01:00 se encuenfran una reducciol
Uumas |0 |
LAMINA 5 1o 12:00 2%D ??'35 y hacer una inspeccién interna para identifica
LAMINA & n 1:00 2,20 65,35 areas de corrosién generalizada y definir lag]
LAMINA & 2 1:00 3,39 46,61 l3minas a cambiar
TANQUE HORIZONTAL N° 6
N°® DE LAMINAS: 7

NOTA: A cada una de las laminas se le realizd inspeccion en dos anillos en sentido horario de occidente a oriente.

ANILLO | UBICACION | MINIMO ESPESOR | % ESPESOR :
LAMINA N* HORARIA ] ENCONTRADO (mm)] PERDIDO OBSERVACION
LAMINA 1 1 12:00 -0 1,13 8220
LAMINA 1 2 12:00 ; 1,19 81,26
LAMINA 2 3 12:00 -01:00 2,01 68,35
t:”:mi; i Egg f]gg 1;3 ;ggg Este tanque tiene pérdidas superiores al 80%)
L.Al‘.“IIN-‘\B = 12:00 :1:(30 1'1? é1"_7 es super criico. Se recomienda sacarlo def
L.Al‘.“IIN-‘\ 2 ; 12:00 - 51:00 1'23 BD.EIS servicio inmediatamente, para evitar colapsos
— - — ! : ya qgue durante la inspeccion se observd qug
LAMINA 4 8 12;GD . :”;GD 145 j??'ﬁ esta drea superior se hunde y no soporta
LAMINA 5 ] 12:00 - 01:00 1,04 83,62 es0 d 5 iend bi
LAMINA & 10| 12:00-01:00 1,25 BT | ot iind 4ol comen s oA AT
LAMINA 6 11| 12.00-01.00 124 Bo47__ |7 e ead del casco superor
LAMINA B 12 12:00 - 01:00 1,38 78,27
LAMINA 7 13 12:00 - 01:00 1,04 8362
LAMINA 7 14 12:00 - 01:00 1,08 8331
TANQUE HORIZONTAL N° 7
N® DE LAMINAS: 6

NOTA: A cada una de las laminas se le realizé inspeccion en dos anillos en sentido horario de occidente a oriente.

ANILLO | UBICACION | MINIMO ESPESOR | % ESPESOR .
LAMINA N° HORARIA | ENCONTRADO (mm)] PERDIDO OBSERVACION
LAMINA A 1 12:00 2,70 57,48 Todo el casco superior, enire la zona de lag
LAMINA 1 2 12:00 2,32 ] 12:00 y 01:00, se regisira una reduccion dg
LAMINA 2 3 12:00 219 51 espesor promedio del 51%, que es critico. 54
LAMINA 2 4 12:00 219 1 recomiendasacar este tangue a mantenimient;
LAMINA 3 5 12:00 258 7 y hacer una inspeccién interna para identifica
LAMINA 3 5 12:00 3,24 ] areas de corresidn generalizada y definir lag]
LAMINA 4 7 1:00 1,99 ] laminas a cambiar.
LAMINA 4 a 12:00 2.70 ]
LAMINA & 9 12:00 257 53
LAMINA & 10 12:00 208 5853
LAMINA & 1 12:00 2,20 57,24
LAMINA 6 12 12:00 2 90 54.33
TANQUE HORIZONTAL N° 10
N° DE LAMINAS: 6

NOTA: A cada una de las laminas se le realizo inspeccion en dos anillos en sentido horario de occidente a oriente.

ANILLO | UBICACION | MINIMO ESPESOR | % ESPESOR .
LAMINA N° HORARIA | ENCONTRADO (mm)} __PERDIDO OBSERVACION
LAMIMNA 1 1 9:00 247 45 51 En este tanque se enconiraron reducciones d=j
LAMINA 1 2 300 342 4614 espesor p-rumedi-:)_de 51%, en algungs laminag
— Py —— del casco superior y en forma aislada. S

LAMINA 2 3 12:00 2,85 53,54 recomienda sacar el tanque a mantenimiento:
LAMINA 3 [ 1:00 236 62,83 realizar una inspeccion visual interna, pard
LAMINA 4 3 12-00 313 49,92 depnir SI séle requiere c.an_mio de Iémir:as 0

— - = Py Py aplicacién de un recubrimiento especial pard
LAMINA 5 1 1200 3,08 51,50 controlar la corrosion gue se presenta.
LAMINA & 12 12:00 3,36 47,04
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ANEXO F. MANUAL DEL USUARIO DEL ESQUEMA INTERACTIVO DEL
CAMPO GIGANTE

1. Inicio de la aplicacion
Se selecciona desde la intranet como Esquema interactivo Campo Gigante, al
iniciar aparecera la ventana principal como se muestra en la siguiente figura:

CAMPO GIGANTE

Esta ventana tiene dos opciones en el menu inicio.

o Estacién Gigante
o Cargadero Gigante

2. Estacion Gigante

Es el enlace a las facilidades del pozo Gigante 1A, al pulsar en el boton “Estacion
Gigante” aparecera una ventana con el esquema de la estacion del campo
Gigante y sus respectivas facilidades. Al pulsar sobre cada vasija y equipo que se
muestra en la ventana, apareceran las siguientes opciones:

e Especificaciones técnicas
e Amenazas operativas
¢ Instrumentacion y control

Cada una de estas opciones abre una ventana en donde se visualizan los datos
en una hoja de Microsoft Excel.

70



s

2.1 Menu “Facilidades pozo Gigante 1A”

Al presionar en el botén “Facilidades pozo Gigante 1A” aparecera las opciones
de:

e Disefo en tres dimensiones
e Base de datos C.S.M.S

2.1.1 Disefio en tres dimensiones

Enlaza a una ventana con la descripcion de los botones principales que
aparecen en el programa Sketchup el cual permite la visualizacién del disefio en
tres dimensiones y su botén de enlace “Esquema 3D”.

st opoin permile esjiazar of BSUDSS! o U 5080 RN ( AFTha, aheya,
derecha e G mankeendo prmonadn of Lakin e del
I

L ] L Oponn we reaksa mantrsery presorady of tekn
oy,

Al che e &
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E42a 500 alaa (pcicnes de Zoom, LAMLKN 6418 BCC0A 58 pusds EfCuIr
AR ool e del mouse pata overcar o skyar s el e
esquEms 30

E.3

@ et D
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Al pulsar el boton “Esquema 3D” aparece la siguiente ventana:

- HSAYD 14 - Wineors Josariot Leoleres - [Trabajes i cemesin
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(lienea abai i guudas eite archiva?
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o || usde | [ Cocue

5] Pt smmgon s e st st R B

ey e i Srde et e 3 ke
W) s o o g e s e
o, 0 s e it L 1| !

Presionar en el botén “abrir”

Al abrir aparece la ventana del programa Sketchup con el esquema de la
estacion Gigante en tres dimensiones.

2.1.2 Base de datos C.S.M.S

La base de datos del sistema de gestion de corrosién e incrustacion tiene las
siguientes opciones:

e Histoérico de analisis de fluidos

e Corrosion
e [ncrustacion
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Cada una de estas opciones abre una ventana en donde se visualizan los datos
en una hoja de Microsoft Excel.

3. Cargadero Gigante

Es el enlace a las facilidades del cargue y despacho de crudo; se selecciona en el
menu inicio de la ventana principal. Al pulsar el botén “Cargadero Gigante”
aparecera una ventana con el esquema del cargadero Gigante, esta ventana
tiene la opcion de pulsar sobre los equipos y disponer de las siguientes opciones:

™= e [ Crar

Especificaciones técnicas
Amenazas operativas
Instrumentacién y control

El esquema del cargadero Gigante tiene las mismas opciones que el esquema de
la estacion Gigante, por consiguiente, el procedimiento a seguir para el uso de
sus herramientas es el mismo.
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