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|. INTRODUCCION

En la industria del Petréleo, se ha estimado que un 80 % de las fallas ocurridas
en los sistemas de produccién y transporte de petréleo son causadas por la
corrosion.

Las pérdidas econémicas ocasionadas por la corrosiébn son cuantiosas, por lo que
las compafiias petroleras a nivel mundial no escatiman esfuerzos ni recursos
econdmicos para minimizar su efecto destructivo.

El presente trabajo enfoca los problemas de corrosién presentados en los pozos
de petréleo de la Selva Norte del Peru - Lote 8, habiéndose confirmado que el
mecanismo principal de corrosién es ocasionado por el diéxido de carbono (CO»).

Los problemas mas graves de corrosibn y que mayores dificuitades han
ocasionado a la Empresa para su solucién, han sido en la tuberia de
revestimiento ocasionando incluso abandono de pozos.

Por ofro lado, las estadisticas indican que el mayor porcentaje de fallas
ocasionadas por la corrosion, se han tenido en los pozos del yacimiento
Corrientes. Por ese motivo se ha usado como base, para la identificacion de los
factores causantes de la corrosion, los datos de reservorio, analisis de muestras,
datos de perforaciébn, completacién y produccién de los pozos del area de
Corrientes.



DEFINICION DE CORROSION
Destruccién de un metal por reaccién quimica o electroquimica con el medio

ambiente. Los metales en la naturaleza se encuentran en forma de 6xidos o
sales. Se transforman a metal por adicion de energia en procesos de
refinacién.

El metal reacciona (se corroe, se oxida) para liberar esa energia y volver a su
estado de equilibrio como 6xido o sal.

La tendencia a la corrosién de un metal depende de la cantidad de energla
requerida para su refinacibn. A mayor energia mas inestable es el metal y se
corroe mas facilmente.

REACCIONES DE CORROSION
La mayoria de los problemas de corrosiébn que ocurren en la produccién del
petréleo se deben a la presencia del agua.

La corrosiébn es un proceso electroquimico y para que ocurra se requiere la
existencia de una celda de corrosion.

Corrosion de fierro por agua aereada

Reaccién Catédica: Oo +4e~ + 2H20 = 4(OH) pH>7
Oz + 4H* + 4e- = 2HO pH<7

Reaccion Anédica: Fe = Fe2+ + 2e-

En presencia de acidos se produce reaccién catédica adicional:
2H* + 2e- = Ho



Corrosion de fierro por acidos

Reacci6n Catédica: 2H* + 2e- —> H»

Reaccion Anédica: Fe —> Fe*2 + 2e-

Acido Sulfhidrico + Agua: H2S =2H* + 8=

CO»> + Agua:

VARIABLES QUE AFECTAN LA VELOCIDAD DE CORROSION

Conductividad del electrollito: Sélidos Totales Disueltos .- A mayor
contenido de sales disueltas en el agua, mayor es la conductividad del
electrolito y mas rapidas son las reacciones de corrosion si no hay otros
factores que la reduzcan.

Corrosividad del electrolito: Concentracion del Agente Oxidante.- Depende
de la presencia (concentracién) o ausencia de agentes oxidantes. En los
campos de petr6leo los dos agentes oxidantes mas importantes son: el
Oxigeno y los iones H*. La concentracion de iones hidrégeno se determina
por el pH del medio.

pH = Log (1/H%)

Una solucién con pH = 7 es neutra
Una solucién con pH = 4 es 1000 veces mas acida que una de pH =7.

Temperatura.- Generalmente, a mayor temperatura la velocidad de
corrosién es mayor. En el caso de aleaciones férricas, en presencia de CO»>,
incrementa la solubilidad del carbonato de fierro (FeCO3) desprotegiendo asi
el metal de su pasivante natural.

Velocidad .- En sistemas donde la corrosién se debe al CO»5, La velocidad
del fluldo afecta el avance de corrosion por activacibn de la polarizacion
(deposicién y remocion de productos de corrosion de la superficie metalica) y



concentracion de la polarizacién (transporte del CO> a travéz de la
salmuera).

Preslon.- Cuando la corrosion es causada por gases disueltos, a mayor
presién la velocidad de corrosibn es mayor. Aumenta la solubilidad de los
gases corrosivos en el agua.

Aspectos metalirglcos.- Los metales y las aleaciones son soélidos
cristalinos, es decir los atomos de los metales estan dispuestos en una forma
regular repetitiva, segin su ordenamiento cristalino, formandose zonas
irregulares conocidas como espacios intergranulares, los cuales son mas
vulnerables durante un ataque corrosivo.

En cuanto a las aleaciones, que son mezclas de dos 0 mas metales, las
aleaciones homogéneas son mas resistentes a la corrosién, aunque tienen
menor resistencia mecanica que las aleaciones heterogéneas.

Ofros defectos en los metales, que pueden ser de origen metalurgico,
quimico o mecanico, que los hacen mas susceptibles al ataque corrosivo por
la formacion de pilas locales en el seno del metal son: Impurezas tales como
6xidos u ofras inclusiones, escoria de fundicién, orientacion de los granos,
segregaciones, dislocaciones, diferencias en composicibn de la nueva
estructura, fases dispersas en la matriz del metal, esfuerzos localizados,
raspaduras, abolladuras, regiones del metal deformado en frio,
discontinuidades cubiertos por el metal y regiones del metal sometidos a
deformacion eléctrica.

AGENTES CORROSIVOS EN PRODUCCION DE PETROLEO

Corroslon por Oxigeno.- Causa picadura severa alin a concentraciones muy
bajas (menores de 1 ppm). Aun cuando no se encuentra en forma natural en el
agua de formacion, puede ingresar: por el anular, a travéz de sellos de
bombas, valvulas defectuosas (por difusién contra la presion), tanques, etc.
Junto con CO5 o H2S incrementa drasticamente su poder corrosivo.



Las reacciones mas comunes son:
Anodo: Fe —> Fett + 2e-

Catodo: O2 + 2H20 + 4e~ —> 40H- pH neutro
02 + 4H* + 4e- —> 2H2O pH 4acido

Corrosion por CO2.- Se denomina corrosién dulce (sweet corrosion). EI CO2
se disuelve en el agua y produce acido carbénico.

COs + HO —> HoCO3

2Fe + HCO3 —> Fep2CO3 + Ho

La solubilidad del CO2 en el agua aumenta con la presion, bajando el pH. La
temperatura disminuye la solubilidad del CO2. La presién parcial del CO2
permite determinar aproximadamente la corrosividad del medio.

Guia practica para predecir Corrosion por CO» (pueden haber variaciones por
presencia de contaminantes metalicos en el agua de formacion):

Presion parcial de CO2 menores de 7 psi: No corrosivo.
Presion parcial de CO2 entre 7 y 30 psi: Corrosivo.
Requiere tratamiento quimico.
Presion parcial de CO» mayores de 30 psi: Muy corrosivo.
Requiere tratamiento y
mejores materiales en algunos casos.

Presion parcial = Presién en el punto x % CO2 en el
de CO> de medicién gas

Corrosion por H2S .- Se denomina corrosién agria (sour corrosion). El H>S
gaseoso es muy soluble en agua y se comporta como un acido débil. La
combinacion H2S y CO2 es mas agresiva que el H2S.



El FeS se adhiere al metal formando un depésito negro. Este depésito es
catédico con respecto al hierro, produciendo en €l picaduras profundas. El H>
generado se infroduce en el metal y produce esfuerzos intemos y fracturas.

Este ataque es especialmente peligroso en las varillas de bombeo por sus
esfuerzos ciclicos. EIl H>S es también producido por bacterias sulfato
reductoras.

TIPOS DE CORROSION

Corrosion Unlforme.- Desgaste parejo del material. Se mide en mpy
(milésimos de pulgada de espesor perdidos por afio). Se controla
considerando un espesor adicional de tolerancia por corrosién en el disefio,
usando materiales mas resistentes o inhibidores de corrosion. Se considera
aceptable una velocidad de corrosién de 3 - § mpy.

Corrosion Locallzada.- Es la mas problematica. Produce picaduras
profundas (perforaciones) causando fallas prematuras de materiales y equipos.
Un sistema con baja velocidad de corrosion uniforme, puede fallar en un punto
especifico por corrosion localizada. Su agresividad se mide por profundidad de
picaduras.

Existen varios tipos siendo los mas comunes en produccién de pefréleo:

Corrosion bimetalica o galvanica.- En lugares donde se juntan dos
materiales muy separados en la serie galvanica y estan en contacto con el
medio agua-petréleo se corroe fuertemente el mas activo o anédico. Por
ejemplo, si estan en contacto metalico fierro y cobre, se corroe el fierro por
ser mas activo.

La serie galvanica en operaciones de campo, ordenada desde los mas
activos o anédicos hasta los mas nobles o catédicos, es la siguiente:

Magnesio y aleaciones
Zinc o metales galvanizados
Aluminio (aleaciones blandas)



Cadmio o enchapado de Cadmio)
Aluminio (aleaciones duras)

Acero, hierro fundido, hierro forjado
Soldadura (50% plomo, 50% estafio)
Acero inoxidable (AISI| serie 300, activa)
Plomo

Estafio

Latén naval, bronce manganésico, latén cobrizo
Cobre, bronce siliceo

Inconel

Monel

Acero inoxidable (AlISI serie 300, pasiva).

Corrosion Intergranular.- Es el ataque localizado en los espacios
intergranulares o en zonas adyacentes a ellos, con relativamente poca
corrosion en los granos. El metal se desintegra (por desprendimiento de los
granos) y/o pierde resistencia.

La configuracion mas estable de un metal es su ordenamiento cristalino
particular, luego los espacios intergranulares seran zonas de alto nivel de
energia y por lo tanto quimicamente mas activos. Es por esto que los
espacios intergranulares son generalmente atacados mas rapidamente que
las caras de los granos cuando se encuentran expuestas a un agente
corrosivo.

Erosion - Corrosion.- Cuando la mezcla de petréleo-agua impacta al
acero a velocidad en un cambio de direccién (codos), variacion de diametro
de tuberias (reduccién), bombas sumergibles, cabezales, etc. se producen
picaduras profundas que hacen fallar el material rapidamente.

Celdas de aereacion diferenclal.- En las zonas expuestas al agua
aereada (con oxigeno), se produce corrosion por picaduras debajo de
depdésitos. Por ejemplo, fondo de tanques.



Corrosién por picaduras.- En el acero al carbono generalmente las
picaduras se originan por los tres casos mencionados arriba o por efecto del
metabolismo de bacterias sulfato reductoras.

Estas bacterias se alimentan de iones sulfato y producen H2S en los puntos
donde estan adheridas, produciendo picaduras profundas. Se reconoce su
accioén disolviendo el depoésito de corrosion, sulfuro de fierro, con HCI 1:1.
En este caso, se desprendera un olor a huevos podridos (H2S).

En las aleaciones, las picaduras aparecen generalmente en puntos donde
hay inclusiones metalicas por falta de homogeneidad del material.

Corrosion Mesa.- Tiene como caracteristica la formacion de areas
catédicas no corroidas en forma de mesetas, adyacentes a areas anédicas
profundamente corroidas.

METODOS DE EVALUACION DE CORROSION

Analisls de depédsitos de corrosion.- Su naturaleza indica el agente
coIrosivo.

Inspeccion Visual.- Cupones, piezas corroidas nos dan indicios del tipo de
corrosion ocurrida.

Mediciones de velocidad de corrosion.- Cupones (efecto acumulado en los
dias de exposicién), corrosbmetro e instrumentos de polarizacién lineal
(velocidad de corrosién instantanea).

Analisis de fierro en el agua producida.- Indica intensidad de corrosion,
considerando que el fierro sale de instalaciones metalicas. Se debe tener

como dato inicial el contenido de fierro en el agua de formacion.

Historia de fallas.- Anuales, mensuales, etc. dependiendo del tipo de
instalacion.
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CONTROL DE CORROSION CON INHIBIDORES

Inhibldores Filmlcos.- Los inhibidores usados en los campos petroleros para
controlar la corrosién por CO2 son de naturaleza filmica o formadores de
pelicula.

La funcién de estos inhibidores fllmicos es adsorberse a la superficie metalica
de las instalaciones del pozo de petréleo y formar una pelicula aceitosa
(hidr6foba) que evite que el agua producida contacte al metal. El agua
producida es el electrolito donde estan disueltos los agentes corrosivos: CO2
y/o H2S.

La molécula fundamental del inhibidor esta compuesta de un extremo polar o
"cabeza" que fija la molécula al metal, y un extremo o cola formado por un
hidrocarburo alquilico de cadena larga, 18 carbonos o mas que forma la
pelicula aceitosa repelente del agua. La parte polar del inhibidor puede ser un
compuesto nitrogenado (amina, amida, amidazolina) grupos conteniendo
azufre (sulfonatos) o grupos conteniendo oxigeno (acidos grasos).

Solubllldad.- Desde el punto de vista de su solubilidad, los inhibidores fllmicos
se pueden clasificar en solubles en aceite y solubles en agua.

Aquellos en que la parte hidrocarburo de la molécula es mayor que el extremo
polar son solubles en aceite. Como los compuestos polares son solubles en
agua, aumentando la parte polar o disminuyendo la "cola" se obtienen los
inhibidores solubles en aceite dispersables en agua. También se puede lograr
este efecto en las formulaciones comerciales, agregando al inhibidor soluble
en aceite un surfactante que hace que este inhibidor se disperse en el agua.

Los inhibidores solubles en agua tienen una molécula constituida
principalmente por la parte polar.

Los inhibidores solubles en aceite forman una pelicula mas resistente que los
solubles en agua, los cuales generalmente forman peliculas monomoleculares.
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Inhibldores para CO3.- Los inhibidores para corrosién por CO2 son de baja
polaridad o sea, una baja relacién nitrégeno / peso molecular de inhibidor; por
ejemplo, aminas.

Formulaclones de Inhibldores para CO3.- En la actualidad la mayoria de las
formulaciones comerciales de inhibidores fllmicos comprende alguno de los
siguientes compuestos:

Inhibldores: Sales cuatemnarias, imidazolinas, aminas, amidas, acidos grasos.

Aditivos: Antiespumantes, desemulsificantes, detergentes, emulsificantes,
agentes para dar peso, humectantes.

Solventes: Aminas, alcoholes, nafta aromatica, productos refinados de
petréleo, agua.

Las formulaciones comerciales incluyen estos aditivos para controlar otros
problemas operativos que ya existan en la operacién o se puedan generar por
el uso de los inibidores de corrosién. Algunos de estos compuestos son
formulados para remover depdésitos de la superficie o para evitar deposicién de
parafinas, etc. y permitir que el inhibidor llegue a la superficie metalica limpia
para adsorberse.

Entre los compuestos polares presentes en las formulaciones comerciales de
inhibidores filmicos contra la corrosién en pozos de petréleo se tienen:

DIAMINA : -N-C-C-N-R
AMINA TALICA : CH3 (CH2){7 NH»
AMIDA R-C-N-N-C-N-R

o

IMIDAZOLINA R-C=N-C
N-C
C

12



SAL DE ACIDO DIMERO Y ALQUILAMINA
o!
CH3 - (CH2)17 NH C - C (CH2)15 CH3

CH3 - (CH2)17 NH C - C (CH2)15 CH3
0!

METODOS DE APLICACION DE INHIBIDORES .- Para que un programa de
inhibicién trabaje eficientemente, es necesario que en todo momento la
superficie de la tuberia esté recubierta de la pelicula protectora de inhibidor. La
forma mas efectiva de lograrlo es mediante una inyeccién continua de
inhibidor. En los casos en que no sea posible inyectarlo continuamente, o las
razones operativas o econémicas lo justifiquen, el inhibidor se aplicara en
forma discontinua (batches) fijando en cada aplicacién una pelicula gruesa que
aunque se desgasta continuamente, algo de ella permanezca hasta el
momento de la siguiente aplicacién. Para el tratamiento discontinuo se
prefieren los inhibidores solubles en aceite debido a su alta persistencia.

La seleccion del método de aplicacibn depende de las caracteristicas de
produccién del pozo: fluyente, con bombeo mecanico, hidraulico, etc. y de la
completacién o instalaciones en el subsuelo (existencia de empaques).

Inyeccién continua .- Inyeccién hasta el fondo del pozo mediante inyeccion
de inhibidor puro o diluido por "macarronis" o tubos capilares o "kill strings".
El uso de tubos capilares o macarronis se prefiere para tratar pozos
fluyentes aunque tengan empaques. Recientemente se ha desarrollado un
sistema en el cual el tubo capilar viene incluido en el cable eléctrico, de esta
manera es mas facil su manipuleo durante los servicios de pozos.

En el caso que un pozo tenga Kkill string (tuberia instalada en forma
concéntrica en tubing para matar el pozo) se inyecta el inhibidor por esta

tuberia.

Los pozos que operan con bombeo hidraulico son tratados en forma
continua inyectando el inhibidor al fluido motriz.
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En pozos que operan con bombeo mecanico se pueden utilizar varillas
huecas para transportar el Inhibidor al fondo del pozo.

En pozos que operan con bombeo electrocentrifugo, se ha popularizado la
inyeccién del inhibidor en una pequefia corriente de fluldo producido que es
recirculado de la cabeza del pozo al espacio anular entre la tuberia del pozo
y el forro (casing). Esta corriente debe ser de magnitud suficiente para
arrastrar el inhibidor y la minima posible para no disminuir apreciablemente
la produccion del pozo.

En el caso de pozos que se presurizan en el espacio anular, se debe instalar
una valvula de alivio que desfogue automaticamente el gas del pozo. De no
contarse con esta valvula se detendra la recirculacién por la alta presién del
espacio anular y el inhibidor no llegara al fondo causando depésitos que
eventualmente pueden llegar a la bomba y causar obstrucciones que
obliguen a un trabajo costoso de servicio de pozos.

Cuando se inicia la aplicacion contihua de un inhibidor, la concentracién
inicial debe ser calculada en base al area a proteger en un determinado
tiempo. La razén de estas dosis altas es de establecer la pelicula protectora
inmediatamente y evitar la formaciébn de zonas anédicas o de corrosién
intensa en las areas que quedarfan descubiertas, si se inyecta una dosis
baja.

El periodo de duracion de estas dosis altas se determina mediante la
instalacion de elementos de monitoreo en cabeza de pozo y el manifold de
llegada a la planta de tratamiento.

Conforme se recubre la tuberfa (y el elemento de monitoreo) ira
disminuyendo la velocidad de corrosién hasta estabilizarse en un valor bajo.
Entonces se reduce la inyeccién de inhibidor a la dosis de mantenimiento
que es suficiente para mantener el equilibrio de adsorcién / desorcién de las
moléculas del inhibidor en el metal de la tuberfa y mantener la pelicula
protectora intacta.
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El tratamiento contihnuo generalmente consume menos inhibidor que el
tratamiento discontinuo. Debe aplicarse mediante bombas reciprocantes de
alta presibn, mayor de 1,500 psi y con boquillas que dispersen
homogéneamente en el centro de la tuberia.

Aplicaclon Discontinua (Batch)

Inyecclon discontinua por reclrculaclon periédica de Inhlbldor.- Se
recircula un volimen de inhibidor puro o diluido desde la cabeza del pozo
por el espacio anular del pozo hasta la bomba, haciéndola subir
nuevamente por la tuberia del pozo. Esta recirculacion se continia por un
espacio de tiempo que asegure la formaciébn de una pelicula protectora
suficientemente gruesa que permita mantener la tuberia protegida hasta la
siguiente aplicacion. Se recircula toda la produccion del pozo.

Tratamiento por "Squeeze" .- En este tratamiento discontinuo se desplaza
un volimen de inhibidor hasta el fondo del pozo y dentro de la formacion es
empujado por un gran volimen de agua, aceite o gas inerte como el
nitrégeno.

Una vez terminada la aplicacion, se mantiene el pozo sin producir por un
periodo aproximado de 24 horas para fijar el inhibidor en la formacion.

Al reiniciar la produccién del pozo, el inhibidor es arrastrado por el fluido
producido, inicialmente a concentraciones elevadas, recubriendo la tuberia
con la pelicula protectora. La concentracién de inhibidor va disminuyendo
gradualmente, pero aun debe existir pelicula protectora al momento de la
siguiente aplicacion.

En algunos casos, los tratamientos "Squeeze" se aplican cada tres 0 mas
meses. Esta técnica debe aplicarse cuidadosamente para no causar dafio a
la formacién o completacién por un exceso de presion.

Entfre otras técnicas de aplicacibn menos usuales estan: desplazamiento en

el tubo (especie de squeeze hasta el fondo del pozo sbélamente),
tratamiento discontinuo con camiones, etc.

15



Si se aplican estrictamente, cualquiera de los métodos de aplicacién
discontinua de inhibidores debe resultar un efecto similar a la aplicacién
continua, es decir, permanente proteccién de las superficies metalicas de la
tuberia por la pelicula de inhibidor.

Selecclon de Inhibldores

Antes de seleccionar un inhibidor, debe conocerse al detalle el problema de
corrosion que se enfrenta. Es decir, si la corrosion que ocurre es por CO» o
HoS vy si el oxigeno o bacterias sulfato reductoras estan involucrados en el
proceso corrosivo. Se debe conocer el tipo y severidad de la corrosion, el lugar
donde esta ocurriendo; fondo del pozo, tuberia de produccién, bomba de
subsuelo, lineas de flujo, etc. También se debe determinar si ocurren algunos
problemas de produccién que afectan la corrosibn o pueden afectar un
programa de inhibicién: depésitos, incrustaciones, emulsiones, etc.

Prueba de Laboratorio
En el caso de campos nuevos, se deben realizar pruebas de laboratorio con
fluldo producido y diferentes inhibidores.

Se han realizado estudios para hacer una seleccién entre varios inhibidores.
Primero se someten a una prueba estatica a presiébn y temperaturas
moderadas en una autoclave. Se coloca un elemento de monitoreo de
polarizacién lineal para realizar las mediciones de la velocidad de la
corrosién. Los inhibidores de mejor comportamiento son sometidos a la
prueba del cilindro rotatorio, la cual es basicamente igual a la primera, con
la diferencia que en ésta el elemento sensor es un cilindro montado en un
eje que gira a una velocidad determinada. Esta rotacién genera un fiujo
turbulento en la superficie de medicién, el cual simula el efecto de la
velocidad del fluido en la pared de la tuberia. Finalmente, los inhibidores se
someten a una tercera prueba usando una corriente de recirculacion.

Dependiendo de las caracteristicas del sistema a tratar, se debe realizar

una interpretacién cuidadosa de los resultados a fin de seleccionar los
mejores para una evaluacién en el campo.
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En el caso de campos petroleros, donde ya se han estado usando
programas de inhibicibnh o se cuenta con informacién suficiente para
proceder a seleccionar un inhibidor, se puede prescindir de las pruebas de
laboratorio mencionados. Sin embargo, es necesario verificar con otros
aditivos quimicos que se estén aplicando y si genera alguna tendencia a
emulsificar el agua en el crudo.

Solubliidad

Seleccionar un inhibidor comercial es decidir si el tipo de inhibidor a aplicar
debe ser soluble en aceite, soluble en agua o soluble en aceite/dispersable
en agua.

Para esta seleccion no s6lamente cuentan las pruebas de laboratorio, siné
también la forma en que se va aplicar y las caracteristicas de produccién del
pozo: temperatura, relacibn agua/crudo, gases corrosivos presentes, si es
pozo fluyente o con bomba, nivel del fluido del pozo con bomba, flujo de
produccién, la configuracibn del pozo en el subsuelo y el tipo de
completacién.

Temperatura

El efecto de la temperatura sobre el inhibidor depende del tipo que se esta
usando. En algunos casos, los componentes activos se degradan formando
compuestos organicos insolubles, o se pierde el solvente depositando el
compuesto activo, o simplemente pierden algo del poder surfactante y por lo
tanto su dispersabilidad en el agua. La mayoria de los inhibidores son
efectivos a 150°F y conforme va subiendo la temperatura se cuenta con
menos inhibidores disponibles y muy pocos son estables a temperaturas
mayores de 300°F. Es muy importante conocer la temperatura del punto
donde se espera que actue el inhibidor antes de seleccionario.

Relaclén agua/crudo

Con respecto a la relaciébn agua/crudo, antes se preferia utilizar inhibidores
solubles en aceite para pozos con menos de 50% de agua y los inhibidores
solubles en agua para pozos con mas de 50%. Esta regla practica muy
discutida aun, se basaba en el concepto de que el inhibidor debe ser soluble
en la fase preponderante del fluido producido para que tenga mayores
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probabilidades de llegar a la superficie metalica de la tuberfa. Sin embargo,
la experiencia ha demostrado que se obtienen excelentes resultados
tratando con inhibidores solubles en aceite/dispersables en agua, pozos
con altos porcentajes de agua en el fluido producido.

A las condiciones severas del fondo del pozo, los inhibidores solubles en
aceite forman peliculas protectoras mas resistentes que los solubles en
agua. También se obtiene protecciébn excelente tratando oleoductos, con
menos de 1% de contenido de agua en el crudo, con inhibidores solubles en
agua.

HaS y CO2

Con respecto a la presencia de H2S y CO»5, se puede decir que los
inhibidores filmicos que controlan la corrosion por H2S también controlan la
corrosion por CO5, pero no siempre lo contrario. Las formulaciones
comerciales de inhibidores de corrosion por H2S deben incluir detergentes
para mantener las superficies metalicas libres de sulfuro de hierro y/o
agentes humectantes para que el sulfuro de hierro se tome soluble en el
agua y no se sitie en la interface crudo/agua de los tanques de lavado
donde causaria problemas en el tratamiento de deshidratacién del crudo.

Método de produccion

La seleccién de inhibidores seguin el método de produccién del pozo esta
mas relacionada con el método de aplicacibn que permita el pozo. La
aplicacion de inhibidores de corrosion en pozos fluyentes se hace mediante
tubos capilares o "macarronis" que llevan al inhibidor al fondo del pozo. Los
pozos con bomba son mas versatiles y pueden ser tratados con mayor tipo
de inhibidores y mas variados métodos de aplicacion.

Método de aplicacion del Inhibidor

La aplicacion del inhibidor es el factor principal para definir su seleccién. En
el caso de aplicacién discontinua o periédica, se debe utilizar inhibidores
solubles en aceite de alta persistencia de pelicula. Cuando se realiza la
aplicacion continua, la seleccién del inhibidor depende del método de
produccién del pozo. Por ejemplo: inhibidores solubles en aceite se inyectan
al fluldo motriz en pozos con bombeo mecanico.
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Flujo de Produccion

El flujo producido es determinante para calcular la economia del tratamiento
de inhibicién segun el inhibidor que se utilice. Este flujo y la dosificacién del
inhibidor determinan el consumo del inhibidor seleccionado.

Monitoreo de un Programa de Control de Corrosion con Inhibidores
Filmicos

La finalidad de monitorear un programa de control de corrosién es determinar
su eficiencia y las mejoras operativas y/o econémicas que se logran con su
aplicacion. Adicionalmente, conseguir informacién para realizar los ajustes
correctivos necesarios al programa. Con este fin es imprescindible contar con
datos base, obtenidos regularmente en un periodo anterior a la aplicacién del
nuevo programa.

Cuando se aplica un programa de control de corrosién con inhibidores filmicos,
lo mas importante es monitorear los cambios observados con el nuevo
programa de inhibicién versus la situacién o programa anterior, que tratar de
interpretar los valores absolutos de las variables de corrosién que se miden.

Para detectar estos cambios, se puede monitorear: la velocidad de corrosion,
tendencia a picaduras, conteo de hierro y frecuencia de fallas.

Entre los métodos o herramientas para monitorear un programa de control de
corrosion en pozos de petréleo, se cuentan:

- Cupones - Resistencia eléctrica
- Analisis de hierro - Polarizacién lineal

- Observacién visual - Frecuencia de fallas
- Calibrador - Ultrasonido

Cada una de estas herramientas tiene ventajas y limitaciones en su utilizacién,
por lo que no es aconsejable tomar decisiones o establecer conclusiones en
base a informacién obtenida con una sola de ellas.
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Frecuencia de fallas

Es la mas determinante de estas herramientas. Se determina la reduccion
en la frecuencia de fallas que se observe en un periodo largo, un afio por
ejemplo. Debe tenerse mucho cuidado al evaluar la frecuencia de fallas de
los pozos. Asegurarse que los trabajos de servicio de pozos, incluidos en la
relacion de fallas, se hayan realizado por problemas de corrosién y no por
fallas de bombas, mantenimiento del pozo por limpieza quimica, etc.
También debe verificarse que la reduccién en el nimero de fallas no se
debe a mejoras operativas como cambio de materiales de bombas y
tuberias, reemplazo de tuberias, etc. que hayan ocurrido simultaneamente
con el uso del programa de inhibicion.

Inspeccién Visual

Es otro método de monitoreo de corrosiébn no reemplazable por otros. Debe
aprovecharse cualquier servicio para examinar el estado de las tuberias,
tomar fotografias y mantener un archivo fotografico para comparacion.
Debe registrarse apariencia de la zona corroida, presencia de depésitos,
localizacion de la falla, a que profundidad del pozo, en que zona de la
tuberia, si esta en una zona sometida a esfuerzos o no, etc. datos muy
importantes que sirven para determinar las causas y mecanismo de la
corrosion y las medidas correctivas a utilizar. Se acostumbra instalar tramos
cortos de tuberias o niples en la tuberia del pozo y/o tuberia de flujo para
poder retirarlos y observarlos visualmente durante los servicios de pozos.
Para la inspeccién visual interna de las tuberias del pozo se cuenta con
boroscopios.

Analisis de Hlerro

El analisis de hierro en el agua producida es una herramienta muy discutida
para evaluar la corrosién por CO» en pozos y ho recomendable cuando hay
corrosién por H2S. Cuando se comparan las condiciones corrosivas, antes y
después de la aplicacion de un programa de inhibicién, no se debe tomar en
cuenta los valores del contenido de hierro en el agua producida, sin6 mas
bien convertirlos a peso de hierro extraido de la tuberia por dia (Wse),
mediante la ecuacion:
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Wse = (mg/l) (BPD agua) (3.5 x 10-4)
donde Wse = Ibs./dia
Frecuentemente se acostumbra a convertir este valor de hierro extraido de
la tuberia por dia a velocidad de corrosién uniforme en mpy mediante la

ecuacion:

3.4 x 104 (Wse)

mpy =
(L) (D)

donde L = longitud de tuberia, pies
D = diametro intemo, pulg.

Este valor en mpy no tiene mucha validéz ya que asume que la corrosién
que esta ocurriendo en la tuberia del pozo es uniforme.

Calculando la profundidad del pozo a la que ocurre el punto de burbuja, se
ha propuesto corregir este valor de mpy considerando que sélo la longitud
de tuberia mojada por el agua liquida, a partir de la profundidad donde
ocurre el punto de burbuja, sera corroida. Esta correccion es una mejor
aproximacion. Sin embargo, en el caso de corrosiébn por CO2 las fallas en
los pozos se deben a corrosién localizada por picaduras, que aunque sean
profundas contribuyen muy poco al contenido de hierro en el agua
producida. Cuando ademas existe corrosion por H2S también ocurre
corrosién por esfuerzos, por fallas repentinas de la tuberia con muy poca
pérdida de hierro de la tuberia del pozo.

El analisis de hierro como herramienta de evaluacion de corrosién tiene
limitaciones: las variaciones observadas pueden ser producto de variaciones
del contenido de hierro en el agua de formacion, parte del hierro disuelto
puede no ser detectado al oxidarse en el momento del muestro o purga
insuficiente, puede incluir hierro extraido de la valvula de muestreo por agua
estancada del muestreo anterior.
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En el caso de corrosion por H2S el hierro extraldo de la tuberfa por
corrosion, reacciona formando sulfuro de hierro, el que se dispersa en el
petr6leo o forma grumos, no disolviéndose en el agua producida, o sea no
se detecta al analizar el agua producida.

Cupones
Los cupones de corrosién son laminas delgadas o pequefias varillas de
aproximadamente 3" de longitud del mismo material de la tuberia.

Para el caso de tuberias de acero al carbono, se ha estandarizado los
cupones de acero 1020. Generalmente se instalan en la cabeza del pozo,
no muy cerca de la restriccibn, para medir s6lamente el efecto de la
corrosion y evitar el efecto erosivo. Con el mismo fin de evitar la erosion, los
cupones laminares se instalan en forma paralela al flujo. Siendo las
condiciones del fondo del pozo mucho mas severas que en la cabeza, las
mediciones de velocidad de corrosion (mpy) que se hacen con los cupones,
deberan ser utilizadas para comparar o establecer variaciones al aplicarse
un programa de inhibicién. Es muy dificil interpretar el valor absoluto medido
en mpy.

La ventaja principal de los cupones es que se puede observar visualmente
el tipo de corrosioén y/o depésitos que estan ocurriendo en el punto donde
estan instalados. Una limitacién que presentan los cupones es que deben
estar expuestos por periodos prolongados al fluido corrosivo (minimo un
mes) y por lo tanto no detectan variaciones instantaneas en la velocidad de
corrosion que se observa. El valor obtenido viene a ser el valor promedio
durante el periodo de exposicién.

Ofra limitacién es que proporcionan informacién de la velocidad de corrosién
que ocurre sélamente en el lugar particular donde estan instalados.

Instrumentos

El uso de instrumentos para monitorear un programa quimico de inhibicién
de corrosion tiene las ventajas de que algunos de estos, como el
Corrosémetro, el Pairmeter, el Pautostat o el Potentiodyne, son muy
sensibles y detectan cambios instantaneos en el proceso corrosivo.
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Esta rapida respuesta nos permite hacer correcciones inmediatamente al
programa de inhibicién. Estos instrumentos tienen la desventaja de ser
generalmente caros, requerir atmésferas especiales para su
almacenamiento y personal entrenado en su operacién e interpretacion.

Equlpos de Reslstencla Eléctrica

El Corros6metro permite medir la velocidad de corrosién instantanea
(mpy) a partir del aumento de la resistencia eléctrica de un filamento
metalico del mismo material de la tuberia. Este filamento es el elemento
sensor de la probeta que puede ser fija o retractil. Esta ultima tiene la
ventaja de poder ser instalada o retirada sin parar la produccién del pozo.
Por ser estos filamentos muy delgados, cualquier vibracion en el ambiente
puede causar lecturas erraticas o lecturas errbneas en casos que sean
recubiertos por parafinas o incrustaciones. Al igual que los cupones, los
valores de velocidad de corrosiébn que se miden se deben utilizar para
comparar variaciones o tendencias al realizar un cambio en el programa
de inhibicién. La informacion que proporcionan es valida para el punto
donde esta instalada la probeta.

Polarizaclon Lineal

Los instrumentos de polarizacion tipo Corrater, Pautostat y Potentiodyne,
se usan para evaluar corrosion en pozos de petréleo con alto corte de
agua ya que sus electrodos deben estar completamente sumergidos en el
medio conductor (agua producida) para obtener mediciones
representativas.

Para conseguir esto, se deriva parte del fluido producido a un
miniseparador donde se crea una corriente inferior de drenaje de agua en
la que van colocados los electrodos.

La utilizacion de estos instrumentos es ideal para evaluar la corrosién en

sistema de inyeccién de agua para recuperacién secundaria y sistemas de
agua de enfriamiento.
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Calibradores

El calibrador (caliper) es una herramienta mecanica que se introduce en la
tuberia del pozo y mediante numerosos sensores en forma de dedos,
delinea su contomo interior y detecta picaduras. Las desventajas
principales son: alto costo, incapacidad para detectar picaduras de
pequefio diametro y formacién de zonas potenciales de corrosién al crear
zonas con esfuerzos en las rayaduras producidas por los sensores en las
tuberias.

El instrumento de ultrasonido nos permite detectar desgastes de la
superficie intema de las tuberias y fondo de recipientes por corrosién, al
medir su espesor colocando el sensor en la superficie externa. Sin
embargo, no permite detectar pequefias picaduras, es costoso y requiere
personal entrenado para su operacion.
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ll. ANTECEDENTES
El 16 de Noviembre de 1971 la Empresa Petréleos del Peru, "PETROPERU
S.A", confirma la existencia de petréleo en el Lote 8 de la selva peruana
mediante la perforacién del pozo 1X en el yacimiento Corrientes. Posteriormente
se descubrieron los yacimientos de Capirona, Pavayacu, Yanayacu, Valencia,
Nueva Esperanza y Chambira, los cuales actualmente se encuentran en
explotacién a excepcién de Valencia y Nueva Esperanza.

En Marzo de 1974 se inici6 la produccién de los primeros pozos luego de
completar las instalaciones de recoleccion. Estos pozos produjeron inicialmente
por surgencia hatural y en forma intermitente debido a que el transporte de crudo
se efectuaba mediante embarcaciones fluviales.

Fue necesario la construccion del Oleoducto Nor-Peruano para transportar el
crudo hacia la costa, empezando su operacién en Enero de 1977 con lo cual la
produccién de los pozos fué en forma continua.

A partir de Marzo de 1979 se instalaron en los pozos bombas eléctricas
sumergibles (ESP), con la finalidad de incrementar los niveles de extraccion de
fluido de los pozos y poder contrarrestar la disminucién de la produccién de
petréleo ocasionada por el incremento del corte de agua en los pozos como
consecuencia del tipo de mecanismo de impulsibn de los reservorios (water
drive).

En los primeros afios de explotaciébn no se tuvieron problemas ocasionados por
la corrosion. Recién cuando se observé en los servicios a los pozos que las
instalaciones ESP de subsuelo comenzaron a salir corroidas (manifestados
principalmente con orificios en la tuberia), se decidi6é iniciar el tratamiento
anticorrosivo.

De igual manera se tomé interés por conocer el estado de la tuberia de
revestimiento de los pozos, suponiéndose que podrian estar corroidos con la

misma severidad que la tuberia de produccién.

Los problemas de corrosion en la tuberia de produccién fueron reducidas con la
inyeccidn de un inhibidor de corrosién, mientras que la corrosién en la tuberia de
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revestimiento no fue considerada como un problema grave hasta Diciembre de
1991, debido a que hasta esa fecha, este tipo de falla no habia ocasionado
produccién diferida.
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IV. IDENTIFICACION DEL PROBLEMA
A continuacién y con la finalidad de identificar el origen del problema de la
corrosion, se efectia un analisis desde la perforacion de los pozos hasta las
condiciones de explotacion.

1. PERFORACION

Las formaciones que son atravezadas durante la perforacién de los pozos
de los yacimientos de PETROPERU Operaciones Selva Norte, tienen
similares caracteristicas estratigraficas y litolégicas por pertenecer a la
Cuenca del Marafién. Al respecto, una columna estratigrafica tipica es
mostrada en la figura No. 1. La mineralogia de las rocas no muestra en
ninguna formacién la presencia de rocas quimicas y evaporiticas,
presentandose en algunos casos intercalaciones calcareas locales.

Algunas formaciones tienen intercalaciones de areniscas de diversos tipos
de granulometria. A la fecha no se ha determinado el grado de
corrosividad de los fluldos de estas formaciones, principalmente de la
formacion denominada Chambira donde parte de la tuberia de
revestimiento de los pozos perforados hasta Diciembre de 1991, se
encuentran sin cemento.

El fluido de perforacion usado es un lodo de base agua tipo lignosulfonato
con un pH mayor que 9.

Los pozos perforados en el area de Corrientes son del tipo vertical y
dirigido, mostrandose la secuencia de éste ultimo en la figura No. 1-A.

Se ha detectado presencia de CO2 en algunos pozos durante los trabajos
de perforacién. Este compuesto disuelto en el fluldo de perforar disminuye
el pH, creando un medio acido lo que propicia la liberacion de iones Calcio
que afectan la reologia incrementando la viscocidad, lo cual generalmente
se manifiesta por la presencia de excesiva espuma en los tanques de lodo.
Este problema se ha presentado en la formacion denominada Huchpayacu
que tiene zonas con intercalaciones de calizas de hasta 80 % en la
composicién total de la roca. La formacién Huchpayacu generalmente es
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cementada con laina de 7", eliminando la fuente corrosiva proveniente de
esta formacion.

2. COMPLETACION
Tuberia de Revestimiento

Forro de superficle .- Este revestimiento se baja hasta aproximadamente
300 a 400 mts. y se cementa hasta superficie. El material tubular es acero
al carbono, 13-3/8" de diametro extermo, grado H-40, 48 libras/pie de peso
(En la actualidad, en el area de Chambira este forro es bajado hasta 700 -
800 mts.).

Forro intermedio .- Esta tuberia se baja hasta la formacién denominada
Lutitas Pozo y se cementaba hasta el afio 1991 hasta +/- 610 mts. por
encima del zapato gula, quedando lodo encima del cemento. El pH del
lodo es mayor de 9 y no contiene sales solubles ni acidos organicos. Se
desconoce si la degradacién del lodo en este caso ejerce un ambiente
corrosivo contra la pared externa del casing.

A partir del afio 1992 y debido a los problemas de corrosién que se tuvo en
el casing intermedio, la cementacién se efectua hasta superficie.

La tuberia de revestimiento es acero al carbono de 9-5/8", N-80 y 40
Ibs./pie. La tuberfa N-80 tiene una resistencia a la traccién de 80,000
Ibs./pulgz, obteniendo un rango de dureza adecuado por el moderado
contenido de carbono (0.40 % de C). Esta caracteristica otorga cierto
rango de resistencia a la corrosion, especialmente cuando la tuberia se
encuentra en contacto con el agua salada.

Forro de produccion .- En los primeros pozos perforados se baj6 casing
de produccién de 5-1/2" de diametro externo; posteriormente se utiliz6
casing de 7" y liner de 7" O.D. La cementacién del casing corrido hasta
superficie cubre las zonas productivas, mientras que la cementacién del
liner de 7" abarca sélo hasta el colgador. Los pozos completados con
casing de 5-1/2" y 7" corridos hasta superficie, estan en las mismas
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condiciones que aquellos con casing de 9-5/8", al quedar el espacio anular
con lodo de perforar después de la cementacion.
Esta tuberia es también de grado N-80.

3. PRODUCCION
PROPIEDADES DE LA ROCAY FLUIDOS DEL RESERVORIO

Caracteristicas de la roca reservorlo:

Las rocas reservorio son mayormente areniscas limpias, de buena a
regular porosidad y de baja a excelente permeabilidad. Dependiendo del
tipo de reservorio, las areniscas pueden ser de cuarzo, limpias o con
intercalaciones de arcillas, glauconliticas de grano fino a medio, en algunos
casos con trazas de material quimico. Esta configuracion descarta que el
agente corrosivo provenga de la roca reservorio.

Propiedades de los fluidos del reservorlo (Yacimiento Corrientes).
Petrdleo

A continuacién, en la Tabla No. 1 se muestra los resultados del analisis de
una muestra de petréleo crudo del yacimiento Corrientes:

Tabla No. 1

ANALISIS DE CRUDO
YACIMIENTO CORRIENTES (Miembro Cetico)

Gravedad API| a 60°F 25.0
Viscocidad SSU a 100°F 2539
Viscocidad Cinematica a 100°F 54 6
Azufre (%) 0.35
Sales (PTB) 3.25
Vanadio (ppm) B
Presién de vapor (PSC) 1.1
Punto de escurrimiento + 25
Agua y sedimentos (%) 0.85
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El petrleo es de color negro HCT, parafinico intermedio. Las
caracteristicas principales del analisis PVT del crudo de los reservorios
Pona y Cetico son los que se muestran en la tabla No. 2.

Tabla No. 2
ANALISIS PVT CRUDO CORRIENTES

Caracteristica Cetico
API| a 60°F 235 254
Presién de saturacion (psi) 360 760
Presién inicial del reservorio (psi) 4208 4368
Nivel medido Prj bnm (pies) -9046 -9447
FVF del petréleo (Bg a Pyj) 1.078 1.090
Solubilidad del gas en pepréleo 31 85

Gas

El analisis del gas producido en la formacion Chonta se muestra en la
Tabla No. 3. La gravedad especifica (Schiling) es de 0.74. El alto
contenido de CO2 indica que la fuente corrosiva es este fluido. El analisis
no reporta contenido de H2S.

Tabla No. 3
ANALISIS DE GAS
YACIMIENTO CORRIENTES (Miembro Cetico)
Composicién % Mol
Hidrégeno 40.20
Nitr6geno 22.18
Oxigeno + Argén 410
Monéxido de carbono Nulo
Diéxido de carbono 145
Metano 13.65
Etano 3.05
Propano 1.89
Iso-butano 0.35
Normal Butano 0.08
Iso Pentano Trazas
Normal Pentano Trazas
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Agua de Formacion

El agua de formacién del reservorio Cetico y Pona en el yacimiento
Corrientes tiene una densidad de 68.8 Ib./cu.ft. a condiciones de reservorio
y una salinidad de 110,000 ppm. El FVF (By) Yy la viscocidad a condiciones
de reservorio son de 099 bbl/STB y 04 cp. respectivamente. Los
resultados del analisis de una muestra de agua se indican en la tabla No.
4, observandose una alta cantidad de Fe+3 y sélidos totales disueltos.

Tabla No. 4
ANALISIS DE AGUA
YACIMIENTO CORRIENTES (Miembro Cetico)

Alcalinidad 60
Dureza (ppm CaCO3) 25,400
S.T.D. (ppm) 144,000
pH 52
Salinidad (ppm) 110,000
Sulfatos (ppm) 450
Dureza Calcio (ppm) 18,000
Dureza Magnesio (ppm) 7,400
Fierro (ppm) 250
Gravedad Especifica 1.090

INSTALACIONES DE PRODUCCION

Produccion Surgente

En las instalaciones iniciales de produccion se usé tuberia de produccion
de 2-7/8" y 3-1/2" con empaques hidraulicos y camisas de circular,
permitiendo el flujo s6lo por tubos. Antes de sentar los empaques, se
desplazaba todo el fluido de completacién con crudo, quedando éste entre
el tubing y el casing y proporcionando un ambiente de proteccion contra la
corrosion en el casing.

Sin embargo, esta proteccién no alcanzaba al interior del tubing, donde se
registraron casos de corrosion localizada a presiones cercanas al punto de
burbuja, observandose tubos corroidos con agujeros e incluso rotura de la
sarta de produccion, ocasionando posteriores trabajos de pesca.
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De igual modo se usaron instalaciones con un s6lo empaque permitiendo
el flujo simultaneo y segregado por tubos y forros. En este tipo de
instalaciones se ha registrado corrosién en zonas donde se libera el gas
del petréleo por disminucibn de presion (presibn de saturacién),
observandose por ejemplo en un pozo, un tubo con 16 agujeros Yy
ocasionando trabajos de pesca en otro. Es necesario indicar que en este
tipo de instalaciones se registran dafios en el casing ocasionados por la
corrosion.

Produccion con levantamiento artificlal

A partir de Marzo de 1979, se inicié |a instalacién en los pozos de equipos
de bombeo electrosumergible con la finalidad de mantener el volimen de
produccion de petréleo, disminuido por el incremento del corte de agua.

Al incrementar el caudal de extraccion y de acuerdo a la productividad de
cada pozo, la presion fluyente disminuye incrementandose el porcentaje
de agua y el drawdown. La disminucion de la presién fluyente de fondo
aligera la columna, permitiendo la liberacion del gas en el pozo (tubing y
casing) a presiones cercanas al punto de burbuja.

Entre los afios 1980 - 1984 se tuvieron numerosas fallas por corrosién en
las instalaciones de subsuelo de los pozos con ESP, identificandose el tipo
de corrosién como "corrosién dulce" o corrosién por CO5. La agresividad
de este gas es acelerada por la alta cantidad de sales disueltas que
contiene el agua y la elevada temperatura de subsuelo. La presencia de
procesos corrosivos en el conjunto de subsuelo (conjunto BES, tuberia,
cable) inducen a suponer que también ha habido la misma falla en el
casing.

A partir de 1984 se inici6 la aplicacion del inhibidor de corrosién soluble en
aceite y dispersable en agua. Posteriormente se cambiaron los
alojamientos (housing) de las bombas de acero al carbono por acero
inoxidable martensitico, obteniéndose como resultado una drastica
reduccién de los casos de fallas por corrosion.
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En la actualidad se esta usando un inhibidor de corrosion soluble en agua y
dispersable en petréleo, con resultados aceptables y buscando la
optimizacién del volimen de inyeccién en cada pozo con la finalidad de

minimizar las fallas por corrosion.
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V. ELEMENTOS CORROSIVOS Y VARIABLES DEL PROCESO

Los elementos identificados como causantes de la corrosién en los pozos son:

1. Alto porcentaje de agua produclda .- Propicia una mayor superficie
mojada, favoreciendo el proceso de corrosion. En la actualidad los cortes
de agua varian entre 52 % a 98 % en el area de Corrientes.

2. Contenido del CO2 en el gas producido .- Influye en la propiedad corrosiva
del agua actuando sobre el pH. A mayor cantidad de CO» en el gas o en el
agua, el PH sera menor y el agua mas corrosiva.

El acido carbénico se produce por disolucién del CO2 en el agua producida
con el petréleo. El carbonato de fierro, producto de la corrosién, brinda
cierta proteccién contra la corrosion a bajas velocidades de fluido.

El CO2 se encuentra en concentraciones de 14.5 % mol en el area de
Corrientes. El contenido de H>S no es significativo por lo que se puede
calificar al crudo de Corrientes como un crudo dulce.

3. Volimen de gas producido .- Tiene mayor influencia en la corrosién de la
tuberia de produccién y/o casing que en la bomba de produccion. El
mecanismo se debe a un proceso de erosion - corrosion, donde el gas
remueve la capa protectora depositada dentro de la tuberia, dejandola libre
para el ataque por CO». Esto es de particular interés a las profundidades
donde se alcanza el "Punto de burbuja".

La presion de burbuja de los crudos producidos en el yacimiento Corrientes
es:

Formacién Chonta : Miembro Cetico = 760 psi
Miembro Pona = 360 psi.

La presiébn en la succién - descarga de la bomba tiene influencia en la
presién parcial del CO2. A mayor presién en la succién-descarga de la
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bomba, mayor sera la cantidad de CO5 disuelto en el agua, lo cual
aumentara la corrosividad del fluido.

La magnitud de la presibn de admisiébn de la bomba (PIP) determina si la
liberaciébn del gas se produce en el tubing o en el casing por debajo del
intake de la bomba.

4. Alto régimen de extraccion de fluidos .- La alta turbulencia y la velocidad
de flujo manejado en pozos con altos caudales de produccién, tienen
influencia en el proceso de erosién-corrosién en la superficie del metal libre
para el ataque por el CO»5.

Los sélidos suspendidos aumentan el efecto erosivo del fluido, mientras que
los sélidos disueltos aumentan la conductividad del agua haciéndola mas
corrosiva.

5. Tlempo de operacion .- La tuberia de revestimiento de un pozo antiguo es
mas propensa a presentar fallas por corrosién que la de un pozo nuevo.
Independientemente de lo anterior, lo mas importante es el periodo de
tiempo que un pozo ha estado sin la proteccién de un inhibidor de corrosion.

En la actualidad, de acuerdo al corte de agua de produccién, se ha
determinado que un periodo corto de dias sin inyeccién del inhibidor, es
suficiente para que se inicie un problema de corrosién en las instalaciones
de un pozo.

6. Calidad del material tubular empleado .- Antes del afio 1992, la
composicién quimica del material tubular adquirida estaba regulada por las
Normas API. Luego de analizar los problemas de corrosién sufridos,
especialmente en la tuberia de produccién, se llegé a la conclusién que se
deberia usar una tuberia con una composicién quimica que la haga mas
resistente a la corrosion por CO»2.

En la tabla No. 5 se muestra esta variacion.
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Tabla No. 5

COMPOSICION QUIMICA DEL MATERIAL

TUBULAR USADO

Especificacion  Especificacion No

API 5CT API
Carbono 0.25 Min.
Manganeso
Molibdeno
Cromo 0.50 Min.
Nickel
Cobre
Fésforo 0.04 Max. 0.04 Max.
Azufre 0.04 Max. 0.02 Max.

Asimismo, el tratamiento térmico debe ser Normalizado con lo que se
consigue una microestructura ferritica-perlitica en reemplazo del tratamiento

térmico de templado y revenido con microestructura martensitica.

Se adquiri6 un lote de este tipo de tuberia, habiéndose observado una
mejor resistencia a la corrosién en los primeros servicios a pozos donde
fueron instalados, aunque la evaluacién completa llevara un mayor tiempo.

La tabla No. 6 contiene informacion referente al material tubular empleado
en Selva Norte.

7. Daino mecanico .- El rozamiento de la tuberia (drill pipe o tubing) con el
casing durante los trabajos de servicio de pozos, especialmente en los
pozos desviados, debilita |a pared de ambos tubos, originandose fracturas

las cuales son mas propensas a ser atacados por la corrosion.

Lo anterior nos indica la complejidad del mecanismo de corrosion que resulta
influenciado por caracteristicas especiales que son diferentes para cada pozo,
aun en un mismo reservorio. Las condiciones dadas anteriormente, son dificiles
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de reproducir en el laboratorio para determinar la mejor manera de controlar el
proceso corrosivo.

TABLA No. 6
TUBERIA EMPLEADA EN POZOS DE SELVA NORTE
PESO O.D. 1.D. Espesor

GRADO Lbs/pie Pulg. Pulg. Pulg.

DE REVES-
TIMIENTO
Conductora H-40 94 20 19.124 0.438
Superficie H-40 A8 13-3/8 12.715 0.330
Intermedio N-80 40 9-5/8 8.835 0.395
Produccién N-80 29 7 6.184 0.408
N-80 17 5-1/2 4 892 0.304
DE PRODUC-
CION
N-80 3-1/2 2.992 0.254

9.3
N-80 6.5 2-7/8 2.441 0.217

El tipo de corrosién por CO» que se aprecia en el Yacimiento Corrientes es
localizada, tipo picadura en el tubing, tipo erosién-corrosibn en zona de alta
velocidad y tipo grieta en uniones cople-pin (tubo lavado).

Refiriéndonos especialmente al yacimiento Corrientes, las fallas por corrosién se
encuentran a presiones cercanas al punto de burbuja. No se han presentado
fallas en la cabeza de los pozos y lineas de superficie, donde la presion es
menor, lo cual indica que el regimen de corrosion en estas partes es menor.

Las fallas ocurren cerca al punto de burbuja porque en este punto el CO» se

separa del crudo y empieza a disolverse en el agua salada generandose acido
carbénico que corroe el metal.
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Lo anterior se comprob6 con el analisis efectuado a tres muestras de un tubo
que salié con problemas de corrosion, luego de efectuado un servicio a un pozo
del area de Corrientes, durante el afio 1,994

La causa del servicio fué por disminucion del fluido total producido por posible
hueco en la sarta de produccién, siendo sus liltimas pruebas de produccién:

Fluido Presién
Fecha Petr6leo Agua Total % Fw (psi)

28.11 1,138 6,112 7,250 843 220
01.12 1,107 5,943 7,050 843 220
02.12 1,075 5,725 6,800 842 210
06.12 784 4216 5,000 843 180
07.12 637 3,843 4,480 85.8 165

Profundidad final del pozo: 10,769.4 pies

Profundidad del Intake de la bomba: 2,901.4 pies

No. de tubos instalados: 93 de 3-1/2" O.D.

No. de tubo analizado: 73 (Prof.: 2,246.2 - 2,277 .4")

Fecha de instalacion: 21-04-94.

Fecha de retiro: 10-12-94.

Condicién de la sarta de produccién: Nueva.

Equipo BES instalado: GC-6100/65 et./165 HP/2200 V/43 A.

A continuacién, se calculan las presiones en el Intake de la bomba y la presion a
la altura del tubo 73, de acuerdo a los niveles de fluido reportados:

Nivel % Pf Pt Pintk. Ptub. 73
Fecha pies BFPD Fy, psi psi psi psi

22-04 155 7,000 84.1 0O 300 9887 7002
14-05 310 7,00 835 15 300 9479 6594
19-05 341 7200 830 10 315 9317 6432
14-07 558 7650 821 10 280 8536 565.1
20-11 93 7,300 84.0 0 235 1011.0 7225
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Los problemas de corrosion ocurridos en el tubo No. 73, son mostrados en las
fotografias del No. 1 al No. 10, observandose un ataque localizado por CO> tipo
picadura, y corrosion Mesa. Asimismo, corrosiébn - erosibn en la seccion
transversal del pin.

De la tabla anterior, se observa que la presion en el tubo No. 73, es cercana a la
presién del punto de burbuja del crudo producido por el reservorio Cetico (760

psi).

Los resultados del analisis arrojaron que la composicion quimica del tubo y sus
propiedades mecanicas, cumplen con la especificacion SCT para el grado N-80.
Segun este analisis, el porcentaje de carbono fué de 0.32 %, 0.04 % de cromo,
0.02 % de fosforo y 0.007 % de azufre.

Asimismo, la falla por corrosion se debe a su microestructura martensitica, no
resistente a un medio corrosivo de elevado contenido de CO»>.

39



VI. MONITOREO Y CONTROL DE CORROSION

1. TUBERIA DE REVESTIMIENTO

Registros Actisticos .- Estos registros fueron tomados hasta antes de
Diciembre de 1991, con la finalidad de evaluar el estado de la tuberia de
revestimiento de 9-5/8" y 7". Estas herramientas tienen un dispositivo
ultrasénico de alta frecuencia con ocho transductores focalizados que
examinan diferentes azimuts de la cafieria con una fina resolucién vertical.

La informacién basica que se obtiene con este registro es:
- Desgaste. Corrosién de la tuberia.

- Diametro. Ovalidad de la tuberia.

- Daflo mecanico (fresado).

- Desviacion.

- Orientacién relativa.

Este registro ha sido tomado en 5 pozos, mostrandose en la figura No. 2
un ejemplo de la zona dafiada, registrada por esta sonda.

Los resultados obtenidos sirvieron para detectar huecos, ovalidad,
colapsamiento y con menor precision desgaste de la pared intemma del
casing. Este registro no determina espesores, corrosién de la pared intera
o externa, lo cual limita su alcance y eficiencia.

Posteriormente, con los problemas presentados en el casing y ante la
necesidad de obtener mejor informaciébn para el control, deteccién y
monitoreo de corrosién, se tomaron calipers mecanicos y registros
electromagnéticos.

Registro Electromagnético .- Mide la atenuacién y cambio de fase de
un campo electromagnético transmisor para determinar espesor de casing
y diametro. La magnitud del cambio de fase es determinado por la
conductividad eléctrica, permeabilidad magnética y el espesor del metal
presente en el campo. Los parametros derivados son: espesor de la pared
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del casing, diametro intemo y relacién de propiedades electromagnéticas
(permeabilidad y conductividad).

Este registro ha sido tomado en cinco pozos del area de Corrientes y uno
de Capirona, mostrandose en la figura No. 3 , la zona dafiada registrada
por esta sonda.

Callpers Mecanlcos .- Esta herramienta determina diametros intemos
con una alta resolucién radial y vertical. Permite dimensionar agujeros y
ubicar picaduras, siendo un buen complemento del registro
electromagnético.

Este registro ha sido tomado en tres pozos del area de Corrientes. La
zona dafiada detectada por esta sonda es mostrada en la figura No. 4.

Reglstros de Temperatura .- Esta sonda determina la temperatura del
fluldo en el interior del pozo. Las zonas donde existen cambios bruscos de
temperatura son interpretados como existencia de anomalias en la tuberia
de revestimiento.

Este registro siempre ha sido corrido en pozos fluyentes. En la actualidad,
debido al sistema de produccion artificial de bombeo electrosumergible, es
necesario retirar el conjunto BEC del pozo, el menor tiempo posible de tal
manera que la disipacion de energia calorifica sea minima y se
mantengan los gradientes térmicos y sus variaciones en el pozo.

El uso de este registro ha permitido en el ultimo afio, restituir, e incluso
incrementar la produccibh de petréleo en tres pozos del area de
Corrientes, luego de aislar los tramos corroidos del revestimiento de los
pozos, previamente identificados con el registro de temperatura (figura No.
5).

Serviclo de Video pozo abajo .- Es una nueva tecnologia que permite

observar el interior de los pozos, el cual utiliza fibra 6ptica para transmitir
las imagenes pozo abajo hacia la superficie.
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Esta herramienta permite detectar tubulares dafiados, incrustaciones,
fracturas y su orientacién, identificar un "pescado" y la herramienta
requerida para el trabajo de pesca, causa de pérdida de produccién y
dafios ocasionados por la corrosion en las instalaciones pozo abajo.

En los pozos de Selva Norte alin no se ha empleado esta innovacion pero
existe expectativa por iniciar su uso y conocer los resultados.

Analisis de los problemas en la tuberia de revestimiento:

Efectuado el analisis en funcién de las variables del proceso corrosivo, se
han determinado tres zonas a diferentes profundidades donde se han
registrado los problemas de corrosion:

Zona |: Profundidad : 400 - 800 mts.
No. de Pozos : 4 de Corrientes y 1 de Pavayacu.
Causas : 1) Corrosién por CO»

- Sistema ESP ha operado con
presion en el Intake, menor
que la presion de burbuja.
PIP < Pp.

2) Erosién
- Alto regimen de extraccion.
- Alto contenido de sélidos
disueltos en el fluido pro-
ducido.
- Alto porcentaje de agua pro-
ducida.
3) Antiguedad del pozo.
4) Tipo de material
- Acero de baja calidad: mate-
rial con tratamiento térmico
de templado y revenido no re-
sistente a la corrosién por
COo.
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Zona ll: Profundidad : 800 - 2000 mts.
No. de Pozos : § de Corrientes y 1 de Pavayacu.
Causas - 1) Corrosiéon por CO2
- Sistema ESP ha operado con
PIP < Pp (pozos con bajo In-
dice de Productividad).
2) Geometria del pozo
- Pozo desviado.
- Rozamiento de tuberia con el
casing.
3) Litologia de la formacién
- Formacién Chambira: Intervalos
de areniscas,lodolitas y anhi-
dritas.
4) Erosién
- Alto régimen de extraccién.
- Alto contenido de sélidos di-
sueltos en el fluido produci-
do.
- Alto porcentaje de agua pro-
ducida.
5) Tipo de completacion
- Cementacién parcial de forros
intermedios de 9-5/8".
- Casing tensionado sin cemento.
6) Tipo de material
- Acero de baja calidad: mate-
rial con tratamiento térmico
de templado y revenido no re-
sistente a la corrosién por
COo.

43



Zona lll: Profundidad : mayor de 2000 mts.
No. de Pozos : § de Corrientes y 1 de Capirona.
Causas : 1) Pozo antiguo.
2) Casing sin cemento
3) Zonas acuiferas (Vivian)
4) Erosion.
- Alto régimen de extraccion.
- Alto contenido de sélidos di-
sueltos en el fluido produci-
do.
- Alto porcentaje de agua pro-
ducida.
8) Tipo de material
- Acero de baja calidad.

2. TUBERIA DE PRODUCCION

El monitoreo de la velocidad de corrosién en los pozos de Selva Norte se
ha llevado a cabo mediante la prueba "Side Stream" en la cabeza de los
pozos y en un punto cercano al ingreso del fluido producido al separador
de prueba de las Baterias de produccion.

En el area de Corrientes, se efectué el monitoreo de la velocidad de
corrosién en 28 pozos durante el periodo diciembre 1994 a marzo 1995,
extendiéndose también a las demas areas operativas.

Se determin6 un dosaje promedio de 15 ppm. del inhibidor filmico "Cortron
JRU-211" de la compaiila "Champion Technologies, Inc.", y en base a
este dosaje se efectu6é el monitoreo de la velocidad de corrosién en cada
uno de los pozos, permitiendo hacer las correcciones respectivas y
encontrar el volimen éptimo de inyeccion del Inhibidor, con la finalidad de
minimizar la corrosioén, buscando que la velocidad de corrosion sea igual o
menor que 5 mpy.
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El volimen de inyeccién del inhibidor en QPD (cuartos de gal6n por dia) es
calculado en funcién del volimen de produccion del agua y del dosaje
recomendado, mediante la férmula:

QPD = BWPD x ppm (dosaje inhibidor) x 0.000168

La velocidad de corrosion es obtenida en forma instantanea con ayuda del
instrumento digital "Corrater 9,000". Adicionalmente no se usaron cupones
en ninguin pozo debido al mayor tiempo que se necesita para conocer el
avance de la corrosién y por la urgencia de conocer en el menor tiempo la
velocidad de corrosion de los pozos para su posterior control.

La frecuencia de medicién de las velocidades de corrosién en los pozos
fue diaria, obteniéndose de 4 a 6 lecturas por pozo, dependiendo si las
condiciones climaticas eran favorables, ya que luego de una tormenta y
por la lejania de las plataformas, era imposible transitar por las carreteras.

La dosificacién de partida fue de 15 ppm, previa inyeccion de un batch de
50 ppm por 24 horas para formar una capa protectora. Se subia el dosaje
si la velocidad de corrosion medida era mayor a 5 mpy Yy si la velocidad de
corrosibn era menor a 5 mpy, se bajaba el dosaje. Esta variacion
continuaba hasta encontrar la dosificacién 6ptima, cuyo limite era de 15
dias por pozo.

Con respecto a las caracteristicas del inhibidor de corrosiébn usado, el
Cortron JRU-211 de la compafiia Champion, es un inhibidor filmico
compuesto por un solvente (metanol) y por una base (amina cuaternaria),
con un punto de inflamacién de 130°F, densidad igual a 8.34 Ibs/gin y con
unpHde 7.5 a 8.5.

La inyeccion del inhibidor se efectia en la cabeza del pozo por
recirculacion, donde parte del fluido producido es empleado para
transportarlo por el espacio anular hasta el intake de la bomba de
subsuelo. Posteriormente es bombeado junto con el fluido producido por el
interior de la tuberia de produccién. Con este recorrido, el inhibidor protege
la pared interior de la tuberia de revestimiento hasta la profundidad del
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intake de la bomba y las paredes tanto exterior como interior de la tuberia
de produccién (El diagrama respectivo se muestra en las figuras No. 6 y
7).

Volviendo al monitoreo, para tener una idea de la variacion de la velocidad
de corrosion en el tiempo, se suspendié en 2 pozos la inyeccion del
inhibidor de corrosién durante 3 dias, reiniciandose luego al mismo dosaje
de 20 ppm y tomandose las respectivas lecturas. Las curvas son
mostradas en el grafico No. 1.

Obsérvese que el tiempo que demora el inhibidor de corrosion en disminuir
la velocidad de corrosion de 82 y 52 mpy a 5§ mpy es de 110 y 60 minutos,
respectivamente.

En la tabla No. 7 se muestran los resultados de la velocidad de corrrosién
de pozos del area de Corrientes, observandose valores sin inyeccién del
inhibidor (valor blanco) y para fines comparativos algunos pozos cuentan
con valores medidos con diferente dosificacién y en fechas distintas.

Es necesario recalcar que el objetivo del monitoreo no fué detectar el valor
blanco de todos los pozos, ya que se estaria favoreciendo el avance de la
corrosion, siné el de determinar el dosaje 6ptimo de inyeccién del inhibidor
en cada pozo, con la finalidad de mantener bajo control el avance de la
velocidad de corrosién. La tabla No. 7-A nos muestra la dosificacion
recomendada de inyeccion del inhibidor de corrosion en los pozos del area
de Corrientes, como consecuencia del monitoreo de la velocidad de
corrosion.
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TABLA No. 7

VELOCIDAD DE CORROSION - METODO DE SIDE STREAM
AREA DE CORRIENTES

Vc. Dosaje P T Veloc Fw
Pozo Fecha mpy ppm psi °F ft/sg %

C-1 210395 420 O 42 164 59 932
C-2 240395 340 O 43 160 115 931
C-3 18-12-94 13.0 15 30 165 117 876
C-4 191294 140 15 45 173 98 86.8
C-5 19-12-94 9.0 15 45 133 94 880
C6 17-12-94 420 15 45 a3 47 608
C-7 201294 130 15 45 183 57 914
C-8 16-12-94 420 O 48 170 136 84.1

19-12-94 140 25 47 164 140 83.0

31-03-95 11.0 18 55 126 10.7 846
C-9 22-03-95 350 15 42 165 43 758
C-10 20-12-94 110 15 48 182 103 916
C-11 20-12-94 140 15 45 187 11.7 93.0
C-12 220395 460 O 42 162 39 820
C-13 17-12-94 540 15 45 140 10.7 931
C-14 17-01-95 54 15 120 180 6.1 825

25-03-95 68.0 O 43 160 6.0 824
C-15 20-12-94 230 15 40 169 48 841
C-16 14-01-95 82 15 35 74 43 980

23-03-95 390 O 43 164 45 98.0
C-17 18-01-95 3.5 15 80 200 42 913

24-03-95 260 O 43 158 41 925
C-18 18-12-94 70 15 40 130 6.5 67.2

01-04-95 105 15 40 106 88 710
C-19 20-12-94 13.0 15 45 158 8.3 80.0
C-20 08-01-95 45 15 48 160 116 85.1
C-21 18-12-94 290 O 48 169 104 895

19-12-94 330 O 45 173 109 89.0

20-12-94 240 25 45 180 115 86.3
C-22 11-01-95 1100 O 40 72 68 912
C-23 19-12-94 120 15 48 140 6.1 720
C-24 250395 360 O 43 185 7.0 947
C-25 20-12-94 46 15 45 149 7.8 805
C-26 22-03-95 440 O 45 165 59 845
C-27 29-03-95 1.7 18 46 156 47 728
C-28 01-04-95 650 O 40 115 84 613
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TABLA No. 7-A

DOSIFICACION RECOMENDADA EN POZOS
DEL AREA DE CORRIENTES

Dosificacion
Pozo ppm
Cc-1 17
c-2 17
Cc-3 20
C-4 20
Cc-5 17
C-6 25
c-7 18
cC-8 18
Cc-9 23
c-10 18
CcC-1 18
c-12 18
C-13 28
C-14 15
C-15 20
C-16 16
C-17 14
C-18 16
Cc-19 20
Cc-20 15
c-21 28
CcC-22 23
c-23 18
C-24 16
C-25 15
C-26 18
cC-27 14
C-28 18
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Vil. ASPECTO ECONOMICO
Para efectuar el analisis econémico respectivo, consideraremos como
inversibn el costo actual del tratamiento anticorrosivo de US$ 32,000
mensuales (US$ 384,000 anual) y como utilidad el ahorro que se hubiese
tenido por los gastos que se tuvieron en un pozo del area de Corrientes
debido a problemas de rotura de la tuberia de revestimiento, ocasionado por
la corrosion.

El mencionado pozo se encontraba produciendo 383 barriles de petréleo
diarios y segun programa de reacondicionamiento, se tomaria un registro de
produccién y en base a su interpretacion, aislar la zona aportadora de agua
de formacion.

El trabajo de reacondicionamiento no se ejecuté debido a la obstruccion
presentada, por rotura de la tuberia de revestimiento de 9-5/8", a la
profundidad de 1,855.8 mts., motivo por el cual se efectuaron trabajos de
resane y de pesca, inclusive, durante 75 dias y sin resultados positivos,
abandonandose finalmente el pozo.

Los gastos ocasionados fueron los siguientes:

. Costo del Equipo de servicio de pozos: US$ 375,000
(US$ 5,000 por dia de operacion)

. Trabajo de cementacién: US$ 6,660

. Material tubular perdido: US$ 600

. Reservas remanentes: 475,000 barriles de petréleo.

Considerandose ademas una tasa de descuento del 20 %, impuestos del 30
% y una depreciaciébn lineal, se obtienen los siguientes parametros
econdémicos:
VAN (20 %) = MUSS$ 2,724 .5
TIR=376.5%
PAY OUT = 3 meses, 15 dias.

Los calculos respectivos son mostrados en la Tabla No. 8.
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TABLA No. 8

EVALUACION ECONOMICA DEL. CONTROL DE CORROSION

) VALOR COSTO FLUJO NETO FONDOS
ANO INVERSION PRODUCC. PRODUCC. EQ.S.P.Y TOTAL DESPUES IMPUESTO¢ ANOS DEPRE. VAN P.OUT
MUS$ MBLS. MUS$ TRABAJOS MUS$ MUS$ MUS$
0 384.00 -384 (384.0) (384.0)
1 140.00 1766.80 382.00 2148.80 1568.16 6 64.0 1,306.8 922.8
2 110.00 1388.20 1388.20 1035.74 6 64.0 7193 1,642.1
3 88.00 1110.56 1110.56 841.39 6 64.0 486.9 2,129.0
4 68.00 858.16 858.16 664.71 6 64.0 3206 24495
5 40.00 504.80 504.80 417.36 6 64.0 167.7 2,617.3
6 29.00 365.98 365.98 320.19 6 64.0 107.2  2,7245
TIR: 3.764789138 VAN : 27245
RESULTADOS:

VALOR ACTUAL NETO (VAN AL 20%) : MUS$ 2,724.5
TASA INTERNA DE RETORNO (TIR) : 376.5 %
PAY OUT: 3 meses, 15 dias.

NOTAS:

- Precio del barril de petréleo: US$ 12.62

- Depreciacién: Lineal.

- Tasa de descuento: 20 %.

- impuestos: 30 %.

- Costo por operacién de Equipo de S.P. (75 dias): US$ 375,000
- Trabajo de cementacién + material tubular perdido: US$ 7,260



Viii. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

1.- El mecanismo de corrosién predominante en los pozos de Selva Norte -
Lote 8, es corrosion por CO».

2.- Se ha determinado en el yacimiento Corrientes, que las fallas de
corrosién ocurren a presiones cercanas al punto de burbuja. No se
tienen problemas en los cabezales de los pozos ni en las lineas de
produccién en superficie.

3.- Los factores que inciden directamente en el deterioro del material tubular
de los pozos estan ligados entre siy son:

A) Proceso Corrosivo

. Cantidad de agua

. Presion de succion de la bomba (PIP)

. Contenido del CO»5 en el fluido producido.

. Presion y temperatura del fondo del pozo.

. Volumen de gas

. Velocidad de fluido (erosion)

. Sélidos disueltos y suspendidos

. Metalurgia

. Formaciones portadoras de agentes corrosivos

W 00 ~NO O & WON =

B) Factores adicionales
1. Geometria del pozo
2. Trabajos de servicio de pozos:
- Rozamiento del drill pipe y/o tubing con el
casing.
- Fluido de completacion sin inhibidor de
corrosion.
3. Casing libre sin cemento
4. Factores humanos
- Transporte y manipuleo no adecuado.
5. Periodos de tiempo sin inyeccion de inhibidor
por falta de stock.
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4 .- Los riesgos de corrosion estan presentes durante toda la vida productiva
del pozo. Desde las instalaciones de produccién por surgencia natural
para producir por tubos y forros, hasta las actuales instalaciones
electrosumergibles (ESP).

5.- En el periodo 1979 - 1983, las instalaciones ESP no tenian tratamiento
quimico en el fondo del pozo, por lo que muchas de ellas salian con
fallas por corrosion. Esto induce a suponer que la tuberia de
revestimiento de estos pozos estan afectados por la corrosion.

Actualmente el fondo del pozo esta siendo protegido hasta el intake de
la bomba mediante inyeccién de inhibidor de corrosién por el anular. de
lo anterior se concluye lo siguiente:

a) Si la presién de admision de la bomba es mayor que la presién de
burbuja, la instalacion de subsuelo y el casing estan siendo protegidos
por el inhibidor.

b) Si la presién de admisién de la bomba es menor que la presién de
burbuja, la liberacién del gas esta ocurriendo por debajo del equipo del
subsuelo. Esto indicaria que existe un proceso corrosivo en la tuberia de
revestimiento por debajo de la bomba.

6.- La agresividad de las formaciones superficiales no esta demostrada. El
tubo de 13-3/8" esta protegido en la parte externa al estar cementado
hasta superficie. Es posible que si el forro de superficie esta en contacto
con el suelo, pueda haber corrosion exterma (oxigeno, suelos acidos).

7.- Hasta la fecha, en las Operaciones Selva Norte de PETROPERU, se
han tenido problemas de corrosién severa en la tuberia de revestimiento
de 12 pozos del area de Corrientes, uno de Capirona y uno de
Pavayacu, tres de los cuales fueron perdidos por complicaciones en los
frabajos de reparacién de las zonas dafiadas.

51



8.- Para la evaluacibn de los forros, se usaron inicialmente registros
acusticos cuyos resultados no fueron completamente satisfactorios.
Posteriormente, ante la necesidad de tener mejor informacién, se
usaron registros electromagnéticos complementados con registros
mecanicos.

En el altimo afio se tuvo bastante éxito con el uso del registro de
temperatura para la determinacién de las zonas dafiadas en la tuberia
de revestimiento de los pozos. Dichas zonas tenian un alto aporte de
agua, las cuales fueron aisladas con empaques (solucién parcial),
después del cual los pozos recuperaron su produccién de petréleo.

9.- Con respecto a los registros acusticos tomados en cinco pozos se
concluye lo siguiente:

a) El registro acustico ha servido para determinar huecos, ovalidad,
colapsamiento y desgaste en la pared intema (baja resolucion).

b) Limitaciones de la herramienta no permiten determinar el espesor del
metal, corrosién de la pared extermna, corrosién de la pared intema (alta
resolucién).

c) Con este registro se ha confirmado el mal estado del casing en 3
poZzZos.

d) Los registros tomados indican que las lainas de 7" no presentan
anomalias.

10.- El incremento del volimen de extracciébn en algunos pozos con alto
indice de productividad, para incrementar su produccién de petréleo
disminuido por el incremento del corte de agua, ocasioné problemas de
desgaste severo por erosién - corrosiéon en el extremo roscado de los
pines de la tuberia de produccion.

Para solucionar este problema es recomendable el uso de tuberia de
produccién de mayor diametro (4-1/2" en reemplazo de 3-1/2") y que
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ademas al efectuar la coneccién pin - cople, no presenten restricciéon
alguna al flujo de produccion.

11.- De acuerdo a las condiciones corrosivas existentes en los pozos de
Selva Norte, se ha comprobado que la tuberia de produccién con
metalurgia mejorada (principalmente incremento del contenido de
cromo) con tratamiento térmico Normalizado y micro-estructura
ferritica-perlitica, es mas resistente a la corrosibn por CO2 que los
tubos de grado N-80 con composicibn quimica normada por el API,
tratamiento térmico de templado y revenido y microestructura
martensitica.

Se recomienda hacer extensivo esta mejora a la tuberia de
revestimiento.

12. En base a la experiencia adquirida con los problemas de corrosién en la
tuberia de revestimiento de los pozos, especialmente en el tramo
intermedio de 9-5/8", es recomendable ejecutar un Proyecto para
identificar los pozos que tienen aun un alto volimen de reservas por
extraer y que en un futuro cercano puedan presentar problemas de
corrosién, con la finalidad de cubrir en forma total el tramo de 9-5/8" con
casing de 7" O.D.

13. La velocidad de corrrosion en los pozos, obtenida mediante monitoreo,
es Unica para cada pozo a pesar de producir de un mismo reservorio y
pertenecer a un mismo yacimiento.

14. La dosificacibn recomendada de inyeccion del inhibidor de corrosion
JRU-211 Champion, en pozos del area de Corrientes varia de 14 a 28
ppm, ccon lo cual se garantiza tener bajo control el avance de la
corrrosion.

15. Se debe evitar de dejar de inyectar el inhibidor de corrosién por periodos
de tiempo mayores a 3 dias, caso contrario se estaria favoreciendo el
avance de la corrosion.
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16. La evaluacidon econdémica nos indica la alta rentabilidad del control de la
corrosion. Los parametros obtenidos son:
VAN (20%) = MUSS$ 2,724.5
TIR=376.5%
PAY OUT = 3 meses, 15 dias.
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Fotografia No. 1 : Vista del cople del tubo No. 73. La tuberia estA identificada con un namero a la
alttura de la flecha.

Fotografia No. 2 - Vista del pin del tubo No. 73.



Fotografia No. 3 : Vista del borde de la rosca del pin, atacado por la erosién - corrosion.

Fotografla No. 4 : Vista del ataque de la corrosion por CO, tipo picadura y mesa.



Fotografia No. 5 : Vista con mayor detalle de la corrosion por CO; tipo picadura.

Fotografia No. 6 : Vista con mayor detallle de la corrosion por CO; tipo mesa.



Fotografla No. 7 : Seccion transversal de un tramo del tubo No. 73, apreciandose la pérdida de
espesor de pared.

Fotografia No. 8 : Corte longitudinal de un tramo del tubo No. 73, observandose la morfologia del

ataque corrosivo de la superficie interna.



Fotografia No. 9 : Vista que permite apreciar la morfologia del ataque corrosivo y la perforaciéon de
la pared del tubo.

Fotografia No. 10 : Vista de la microestructura martensitica cormespondiente al tubo analizado.
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