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RESUMEN

La Perforacion de pozos es una disciplina de suma importancia en la Ingenieria
Petrolera. Su potencial como proceso de trabajo es enorme, puesto que con ella
es posible llevar a cabo una buena explotacién de los yacimientos y por lo tanto
obtener una buena produccion de hidrocarburos.

Este trabajo tiene como obijetivo presentar los fundamentos de la Perforacién de
Pozos con alto contenido de H,S y de CO.,. No se pretende abarcar todo lo que se
conoce sobre este tipo de perforacion, sino dar los conceptos basicos para que se
puedan tener un mejor manejo y cuidado en pozos de este tipo, asi como iniciar a
las personas que trabajen en esta area, a entender el estudio de Pozos mas
complicados en la Industria petrolera.

Los modernos y agresivos programas actuales de perforacién requieren perforar a
través de formaciones que contienen gases corrosivos para alcanzar las reservas
de hidrocarburos. Esto ha expuesto serias limitaciones en los materiales
tradicionalmente utilizados en la fabricaciéon de herramientas de fondo (BHA) y ha
generado la necesidad de desarrollar materiales mas adecuados para operar bajo
estas condiciones severas. Niveles bajos de acido sulfhidrico (H.S) y diéxido de
carbono (CO,), asi como condiciones de alta temperatura y bajos esfuerzos han

ayudado a que las operaciones de perforacién se realicen con minimos incidentes.

Esta tesis presenta resultados comparativos de varias aleaciones con materiales
tradicionales API. Estos muestran una minima mejoria a la resistencia en
ambientes corrosivos bajo condiciones minimas de H,S. Bajo condiciones altas, se
observa una minima o ninguna mejoria. La tesis también presenta nuevas
aleaciones de acero y procesos avanzados de tratamiento térmico que dan como
resultado materiales excepcionalmente adecuados para aplicaciones severas de
acido sulfhidrico. Estos materiales exhiben una excelente resistencia al SSC

(Sulfide Stress Cracking) y han sido utilizados en zonas del mundo con medios




ambientes altamente corrosivos. Estos materiales mejorardn la eficiencia en la
perforacién considerablemente al eliminar el riesgo de falla por medio de

exposicion al H,S y al CO..

Este trabajo estd organizado de la siguiente manera: el Capitulo | es una
introduccion a la Perforacién de Pozos y las definiciones de los gases que se
mencionan en esta tesis (H.S y CO,). En el Capitulo Il se introduce al lector en
temas como el tipo de herramienta que deben utilizarse para la medicion, la
detencién de estos gases, ademas de ver el tipo de material con que deben de
estar constituidas las herramientas de trabajo para la corrosion que estos pozos
tienen por el alto contenido de H,S y de CO,. En el Capitulo Ill se mostraran los
tipos de fluidos de perforacion que se ocuparan ademas de ver su composicién de
dicho fluido. En el Capitulo IV se incorpora el manejo y seguridad que se debera
tener para el uso de estos gases, el cuidado del ambiente y del personal asi de
poder ver también como podemos deshacernos de los gases.



.- INTRODUCCION

Este capitulo contiene algunos puntos importantes para entender en forma general
los conceptos para la perforacién de pozos con un alto nivel de H,S y de CO,, y
su papel dentro de la industria petrolera, especificamente en el proceso de la
perforacién dentro del activo petrolero.

1.1 Definiciony Objetivos de la Perforacion con alto contenido de H2Sy
CO2.

El objetivo de la perforacion es construir un pozo Gtil: un conducto desde el
yacimiento hasta la superficie, que permita su explotacion racional en forma

segura y al menor costo posible.

El disefio de un pozo incluye un programa detallado para perforarlo con las

siguientes caracteristicas:
-Seguridad durante la operacion (personal y equipo).
-Costo minimo.

-Pozo util de acuerdo a los requerimientos de produccién y yacimientos

(profundidad programada, diametro establecido, etcétera).
Cumpliendo con lo siguiente:

% Seguridad

>

% Ecologia

L)

K/
°

Costo minimo
« Utilidad.

*0



1.2 Corrosion

La corrosién es el deterioro de una substancia (generalmente un metal) o de sus

propiedades, causada por una reaccion con su ambiente.

Aunque parezca que la corrosion ocurre sin distincion, en realidad cuatro
componentes deben estar presentes para que el proceso de corrosion pueda

ocurrir. Los cuatro componentes necesarios para la corrosién son:

K/
°

1.- Un &nodo

K/
°

2.- Un cétodo

K/
°

3.- Un electrolito

K/
°

4.- Un medio conductivo

Con la tuberia de perforacion la corrosion puede ocurrir de una manera similar a la
de una pila. Anodos y catodos existen en la misma seccion de tuberia y estan
conectados a través del metal. Cuando se coloca la tuberia dentro de un medio
conductivo (fluido de perforaciéon), puede producirse corrosion. Para parar
completamente la corrosion, el fluido de perforacion deberia ser totalmente no
conductivo o la tuberia deberia estar totalmente aislada por una pelicula o un
revestimiento protector (inhibidor de corrosién). Estas opciones no son practicas
en un ambiente hostil de perforacion. La velocidad de corrosién también puede ser
reducida cambiando la metalurgia a una aleacién mas resistente a la corrosion u
otra que no sea tan propensa al tipo de corrosion en particular que esta

ocurriendo.

.3 Fisuracion por Accion del Sulfuro de Hidrégeno bajo Tension (SSC).

Rotura por fragilidad de los aceros de alta resistencia al fisurarse bajo la accion
combinada del esfuerzo de tension y de la corrosién en presencia de agua y
sulfuro de hidrégeno. Esta rotura es catastrofica y puede ocurrir sin advertencia.




1.4 Sulfuro de hidrégeno

El sulfuro de hidrogeno, denominado &cido sulfhidrico en disolucién acuosa
(HzSaq)-

El gas sulfhidrico (H,S ) esta compuesto por dos moléculas de Hidrogeno y una
molécula de azufre, este se forma por la descomposiciéon de la materia organica,

es por eso gque lo encontramos en la industria petrolera.

Este gas es mas pesado que el aire, es flamable, incoloro, téxico, odorifero: el gas
de sulfuro de hidrogeno a bajas concentraciones tiene un olor fétido a huevos
podridos y no se puede oler a altas concentraciones. Ademas se agrega al gas

domestico como indicador de detencion para fugas.

Formula quimica H,S
Peso molecular 34.08
Densidad relativa 1.1893 a 25 °C (aire=1.0)
Color Ninguno.
Temperatura de autoignicion 482 °C se quema con una flama azul y

produce dioxido de azufre (S0,).

Limites explosivos 4.3 a 46% por volumen de aire.
Corrosividad Reacciona con metales.
Solubilidad Es soluble en agua, esta solubilidad

disminuye al aumentar la temperatura

del agua.

Este gas acido altamente reactivo es peligroso para los trabajadores y perjudicial
para los equipos de perforacion, incluso a bajas concentraciones. El H,S tiende a
acumularse en areas bajas al ser descargado. Los compartimientos cerrados y

tanques de almacenamiento son especialmente peligrosos. El H,S también puede




acumularse en la parte superior de los tanques de lodo, cuando hay poco viento o

movimiento de aire.

Cada vez que el H,S estd presente o que hay alguna posibilidad de que esté
presente, se deberia advertir a todo el personal del equipo de perforacion para que
no se acerquen a los tanques de lodo. El gas es muy flamable y forma una mezcla
explosiva con el aire. Incluso cortos periodos de exposicion al sulfuro de hidrégeno
pueden matar o lesionar gravemente a los seres humanos y causar roturas

catastroficas de los materiales tubulares de acero.

1.4.1 Efectos fisicos de la exposicion al sulfuro de hidrégeno tomandose en

cuenta lo que podriamos definir como alto grado de H2S:

Olor obvio y desagradable; exposicion

10 ppm repetida sin efectos perjudiciales.

Limite de exposicién a corto plazo
15 ppm (15 min).

Irritacion de los ojos y de las vias

20 ppm respiratorias (1 hora).

Pérdida del olfato (15 min); dolor de

50 ppm cabeza, mareo y tambaleo (1 hora).




100 ppm

Tos, irritacion de los ojos y pérdida del
olfato (3 a 15 min); dificultad para
respirar, dolor de los ojos y
somnolencia (15 a 20 min); irritacion de
la garganta (1 hora).

200 ppm

Atenuacion rgpida del olfato, irritacion

de los ojos y la garganta.

500 ppm

La pérdida de conocimiento ocurre
después de una exposicion corta y la
victima deja de respirar, si no recibe un
tratamiento rapido; mareo, pérdida de la
razon y del equilibrio; las victimas
requieren administracion inmediata de
reanimacion cardiopulmonar por

ventilacién artificial.

700 ppm

La pérdida de conocimiento ocurre
rapidamente; la victima se muere si no

es rescatada y tratada a tiempo.

1.000 ppm

La pérdida de conocimiento ocurre
inmediatamente, seguida por muerte en

pocos minutos.




1.5 Bioxido de carbono

El Biéxido de Carbono (€0,) es un gas incoloro y no combustible, aunque también
puede encontrarse como liquido o en estado sélido. Las principales fuentes de
C0, son la oxidacién de la materia organica dispersa (MOD), la maduracién de la
MOD humica, la termodescomposicién y el termometamorfismo de las rocas

carbonatadas.

En las condiciones ambientales el CO, es un gas incoloro, de olor picante y toxico

cuando su contenido en la atmdsfera alcanza un valor de 10 %.

Su masa molecular es de 44.01 ﬁ y tiene una densidad con respecto al aire de
.. k ., son

1.529 a condiciones normales (1.033 cm_gz y 0°C ). Su temperatura y presion critica

esde 31°Cy 73.87 C’:n—gz, respectivamente.

El €O, tiene una distribucion irregular en la cubierta sedimentaria, siendo sus
factores condicionantes las siguientes: fuentes mdltiples, alta solubilidad en los
fluidos de formacién y alta reactividad quimica.

1.5.1 Efectos a la exposicion de CO:

El diéxido de carbono (CO,) es un gas toxico en altas concentraciones, asi como
también asfixiante (debido a la reduccion de oxigeno). Solamente en altas
concentraciones produce irritacion en los ojos, nariz y garganta. Los umbrales de
concentracion para efectos a la salud se detallan en la tabla siguiente.

1.5.2 Efectos a la exposicion respiratoria causado por el didoxido de carbono

Debido a los altos niveles de CO; requeridos para causar dafio, las




concentraciones de CO; se expresan frecuentemente, en contraste con otros

gases, como un porcentaje del gas en el aire por volumen (1% = 10,000 ppmv).

LIMITES DE EXPOSICION
(EN % DE AIRE)

EFECTOS EN LA SALUD

2-3

Imperceptible en reposo, pero en actividad
marcada falta de aliento.

Respiracion se hace notoriamente mas profunda

y mas frecuente durante el reposo.

Aceleramiento del ritmo respiratorio. Repetida
exposicidon provoca dolor de cabeza.

Respiracion extremadamente dificultosa, dolor

de cabeza, transpiracion y pulso irregular.

7.5

Respiracion acelerada, promedio cardiaco
aumentado, dolor de cabeza, transpiracion,
mareos, falta de aliento, debilidad muscular,

pérdida de habilidades mentales, somnolencia y

zumbido auricular.

8-15

Dolor de cabeza, vértigo, vomitos, pérdida de
conciencia y posible muerte si el paciente no

recibe oxigeno inmediatamente.

10

Agotamiento respiratorio avanza rapidamente

con pérdida de conciencia en 10 — 15 minutos.

15

Concentracion letal, la exposicion por encima de

este nivel es intolerable.

25+

Convulsiones y rapida pérdida de conciencia
luego de unas pocas aspiraciones. Si se

mantiene el nivel, deviene la muerte.




1.6 Austenizado

Consiste en crear austenita en la estructura del acero. La austenita se utiliza para

ser transformada en otras fases en un tratamiento térmico posterior.

1.7 Recocido (Annealing)

Consiste en enfriar muy lentamente a un acero austenizado con el propdésito de
generar las fases de equilibrio en el material. Los aceros recocidos tienen la menor

resistencia y dureza, y la mayor ductilidad posibles.

1.8 Normalizado (Normalizing)

El acero austenizado se somete a un enfriamiento moderado con el propdsito de

formar bainita o perlita muy fina.

1.9 Templado (Quenching)

El acero austenizado se enfria rapidamente con el propésito de generar martensita

€en su microestructura.

.10 Revenido (Tempering)

La martensita es una fase demasiado fragil. Su presencia en un acero lo convierte
en un material quebradizo. El revenido consiste en recalentar a un acero templado
con el proposito de incrementar su ductilidad sin reducir significativamente su
resistencia. Las propiedades finales del acero revenido dependen de la
temperatura a la que se recalenté el metal, la cual se llama temperatura de

revenido.

10



I.11 Fluencia

La fluencia (Iimite elastico) la deformaciéon que se produce en un periodo de
tiempo cuando un material esta sometido a un esfuerzo constante y a

temperatura constante.

1.12 Dureza Rockwell

La dureza Rockwell o ensayo de dureza Rockwell es un método para determinar la
dureza, es decir, la resistencia de un material a ser penetrado. El ensayo de
dureza Rockwell constituye el método mas usado para medir la dureza debido a
gue es muy simple de llevar a cabo y no requiere conocimientos especiales. Se
pueden utilizar diferentes escalas que provienen de la utilizaciéon de distintas
combinaciones de penetradores y cargas, lo cual permite ensayar practicamente
cualquier metal o aleacion (Escala = C, Penetrador = Diamante, Carga mayor=150
kg y aplicaciones= aceros tratados térmicamente).

1.13 Aceros propietarios

Existen aceros que se fabrican con especificaciones propias de los fabricantes y
gue no adoptan en su totalidad las especificaciones estipuladas por el API. A este
tipo de aceros se les conoce cominmente como aceros propietarios o grados
propietarios, o simplemente grados NO-API. Sin embargo, tratan de seguir la
misma nomenclatura adoptada por el API para especificar la fluencia del material.

11



I1.- TIPOS DE HERRAMIENTAS

I1.1 TUBERIAS DE PERFORACION Y HERRAMIENTAS DE FONDO (BHA)
PARA MANE]JO DE H2S Y CO:

Los modernos y agresivos programas de perforacién han alcanzado los limites
operacionales de las herramientas de perforacion especialmente en las
aplicaciones para ambientes corrosivos (presencia de H,S y CO,). Actualmente la
industria utiliza aleaciones tradicionales de acero para la fabricacion de
herramientas de fondo (BHA) con aceros de alta resistencia con contenido bajo de
carbono, las cuales fueron desarrolladas varias décadas atras. Tanto el American
Petroleum Institute (API) como la International Organization for Standardization
(ISO) no cuentan con especificaciones para tuberia de perforacién y componentes

a operar en ambientes corrosivos.

Las organizaciones que regulan las operaciones de perforacion en ambientes
corrosivos como la National Association of Corrosion Engineers (NACE) se enfoca
solamente en componentes tales como tuberia de produccién y casing y no hacen

mencion de tuberia para perforacién o de herramientas de fondo.

Como consecuencia, la industria ha tenido que responder desarrollando
especificaciones independientes para tuberia de perforacibn en ambientes
corrosivos asi como para Heavy Weight Drill Pipe (HWDP). Aun no existe una
especificacién que combine ambas. La industria ha tenido que desarrollar y probar
nuevas aleaciones de acero asi como emplear tratamientos térmicos mejorados
para poder satisfacer los estrictos requerimientos de fabricacion de herramientas
de fondo (BHA) aptas para ambientes corrosivos que puedan tolerar los modernos

y agresivos programas de perforacion.

El uso de tuberia HWDP es el resultado de practicas modernas de perforacion
para mejorar la eficiencia de la sarta de perforacion.
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La tuberia HWDP tiene dos funciones principales: Primero, proporcionar peso
sobre la barrena y segundo, reducir los esfuerzos de pandeo entre los
componentes rigidos del portabarrenas y la tuberia de perforacion flexible.
También, sirve como el lugar ideal para localizar el punto neutral de la sarta; es
decir el lugar donde se ubica la transicion entre esfuerzos de tension y de

compresion en la sarta.

Actualmente tanto APl como ISO no cuentan con especificaciones para tuberia de
perforacién a operar en ambientes corrosivos. Por tal motivo la industria ha tenido
gue desarrollar sus propios requerimientos operacionales para este ambiente. En
1999 se creo en Canada el Industry Recommended Practices (IRP), un comité
conformado por una comisién regulatoria, operadores, contratistas de perforacion,

fabricantes y compafias de alquiler de tuberia.

El cual su funcién es la de establecer requerimientos y recomendaciones para
componentes de perforacidbn a utilizarse en aplicaciones donde el H,S esta
presente. Estos lineamientos son el resultado de extensa experiencia de campo en

condiciones severas de H-S.

El IRP incluye recomendaciones de composicibn quimica de acero, y
especificaciones para dureza, fluencia de materiales, y procesos de tratamiento
térmicos para herramientas en aplicaciones de ambientes corrosivos. Las
especificaciones de propiedades mecanicas y recomendaciones de aleaciones de
material estan listadas en la Tabla 1(pag. 14) y Tabla 2(pag. 14).
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75,000 - 95,00

95,000 — 115,000

(758.42 — 861.84)

(861.84 —999.74)

(517.11 - 655) (655 — 792.9)
95,000 — 110,00 (655 | 105,000 — 130,000 25 59
~758.42) (723.95 — 896.32)
105,000 — 120,000 115,000 — 140,000 28 59
(723.95 — 827.37) (792.9 - 965.27)
110,000 — 125,000 125,000 — 145,000 30 66 prom. FS

Tabla 1- Especificaciones mecanicas de IPR para componentes de grado SS.

0.38 max.

0.01 max.

0.015 max.

0.25-0.35 04-1 09-13 0.3-0.6 0.01 max. 0.015 max.
0.25-0.35 0.4-1 09-1.3 0.3-0.6 0.01 max. 0.015 max.
0.25-0.35 1 max. 0.7-1.3 0.4-0.7 0.01 max. 0.015 max.

Tabla 2- Recomendaciones quimicas IRP para componentes grados SS en % de

peso.

14




Histéricamente la industria ha utilizado materiales como el AISI 4145 (4145 mod) y
el AISI 1340 (1340 mod) en la fabricaciéon de componentes HWDP. Esta es una
manera econémica de ofrecer los beneficios de peso sobre la barrena asi como un
elemento de transicion sin necesidad de requerimientos especiales. Estos
materiales operan sin mayores consecuencias en ambientes carentes de H,S y
CO., sin embargo cuando se utilizan en ambientes corrosivos poseen desventajas

significantes.

Debido a esto tanto APl como ISO hacen fuertes recomendaciones en el uso de
medidas correctivas para reducir el impacto de SSC (Sulfide Stress Craking) sobre
los componentes de HWDP cuando se opera en ambientes corrosivos. Algunas de

las recomendaciones se presentan a continuacion:

% Controlar el pH del lodo de perforacion por arriba de 10.

% Mantener densidades de fluido adecuadas para evitar la perforacion bajo

balance de la formacion.

% Uso de inhibidores y limpiadores.

Estas son algunas de las recomendaciones mas importantes para operaciones en
medios ambientes corrosivos de H,S. Existen més recomendaciones listadas en
ambas especificaciones. Limitantes: La industria de la perforacion se caracteriza
como una industria lenta en aceptar el cambio. Los avances tecnolégicos suelen

tomar afios o incluso décadas antes de ser completamente aceptados y avalados.

Normalmente se requiere de largos periodos de pruebas asi como del respaldo de
organizaciones regulatorias como APl o ISO antes de que los cambios sean
aceptados. Como ejemplo de esto son los materiales tradicionales que se utilizan
en la industria, los cuales fueron desarrollados décadas atras mientras que los
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modernos programas de perforacidon han ido evolucionando a condiciones mas

agresivas y proyectos mucho mas ambiciosos.

Los componentes de HWDP son expuestos a condiciones severas de desgaste al
estar localizados cercanos a la barrena. La dureza alta es una de las
caracteristicas principales para un funcionamiento apropiado y evitar el desgaste.
El uso de materiales blandos solo incrementa la rapidez de desgaste. Este es uno
de los principales problemas en el desarrollo de herramientas de fondo resistentes
a ambientes corrosivos. Los materiales requieren propiedades altas en
caracteristicas que se encuentran en lados opuestos del espectro, resistencia al

H,S y dureza alta.

Propiedades que no se pueden alcanzar con materiales y tratamientos térmicos
convencionales. Las condiciones de fondo de pozo han favorecido en gran parte al
desempenio de herramientas de fondo en ambientes corrosivos. La alta
temperatura y los esfuerzos relativamente bajos (de compresién) en el fondo del
pozo han contribuido a que los efectos del H,S y CO, sean minimizados para

estos componentes.

Existen diferentes opiniones acerca de la concentracion de los esfuerzos en los
componentes de perforacidén: en las conexiones o0 en los cuerpos de tubo, y la
localizaciéon de fallas en los HWDP. La falta de especificaciones solo ayuda a

incrementar esta confusion.

Existe un namero limitado de analisis enfocados en determinar la localizacion de
esfuerzos y su correlacion con las fallas. Las pruebas de laboratorio solo recrean

un numero limitado de variables.

En condiciones reales existen un sin numero de variables adicionales que son
imposibles de recrear mediante modelos en el laboratorio. Desde el punto de vista
de disefio, las conexiones son consideradas como los componentes con mas altos

esfuerzos. Las conexiones exhiben los esfuerzos mas altos en las fibras exteriores
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del diametro exterior. También son sujetas a altos esfuerzos debido al apriete. La
geometria mas gruesa en las conexiones hace mas susceptible las fallas en los

cuerpos de tubo los cuales cuentan con diametros mas pequefios.

Aun cuando los cuerpos de tubo en componentes HWDP son de mayor espesor
comparados con tuberia de perforacion convencional, estos siguen siendo
menores que los diametros de las conexiones haciendo mas factible una falla en el

cuerpo del tubo que en la conexion.

No existe un estudio estadistico en cuanto al nUmero de fallas en componentes
HWDP, si ocurren en el cuerpo del tubo o en la conexion. Basados en observacion
limitada de fallas de campo se puede argumentar que la frecuencia de las fallas
ocurridas en los cuerpos de tubo tanto como en las conexiones para componentes
de HWDP es el mismo bajo diferentes condiciones. La mayoria de las fallas
ocurren en la seccion de transicion del recalque (upset) entre la conexion y el
cuerpo del tubo. Estas fallas ocurren en su mayoria debido a la fatiga durante las
operaciones de perforacién. Esta distribucion de fallas de 50/50 en los
componentes sugiere que los productos HWDP estan adecuadamente
balanceados y que no tienen variaciones extremas entre los componentes flexibles

y los rigidos.

De acuerdo a las recomendaciones de API, IRP, y NACE, la industria utiliza como
estandar un limite de 105,000 psi (723.9497 MPa) como fluencia méaxima para
materiales en aplicaciones de ambientes corrosivos. Se utilizan dos tipos de
materiales en la fabricaciéon de tuberia HWDP: para conexiones y para tubos. Las
conexiones de los HWDP tienen propiedades mecanicas muy similares a las de

herramientas de fondo como lo son los portabarrenas.

De hecho, los HWDP tienen su origen en material de portabarrena corto como
resultado de multiples reparaciones que terminaban en secciones cortas y tubos
gruesos que al soldarlos resultaban en un nuevo producto que ofrece peso sobre
la barrena y flexibilidad.
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De acuerdo a las especificaciones de APl se requiere una fluencia minima de
material de 110,000 psi (758.435 MPa) para los portabarrenas de tamafos
menores a 7-in (177.8 mm) de didmetro y de 100,000 psi (689.5 MPa) para
portabarrenas con tamafios de 7-in (177.8 mm) de diametro o mayores. Como
resultado, las conexiones de los HWDP tienen propiedades mecanicas muy

similares a estos productos.

No existe la necesidad de incrementar la resistencia del material debido a la
ubicacion de estos componentes en la sarta. Lo que se busca es agregar peso
sobre la barrena y al mismo tiempo ofrecer un componente de transicién con
flexibilidad.

Debido a la demanda actual de componentes, la mayoria de los fabricantes han
optado por utilizar un material con grado estandar de 120,000 psi (827.4 MPa)
para la fabricacion de portabarrenas independiente del tamafio. Esta es otra
muestra de estandares anticuados y requerimientos de material modernos. Es
mas conveniente el mantener en inventario un solo grado de material que puede
ser utilizado para la fabricacién de portabarrenas o para conexiones de HWDP que

mantener varios grados de material en diferentes tamafos.

Los cuerpos de tubo para HWDP son fabricados de material 1340 modificado con
una fluencia minima de material de 55,000 psi (379.2 MPa). A estos niveles de
fluencia (los cuales son directamente proporcionales a la dureza) los materiales no
requieren de pruebas para demostrar resistencia a ambientes corrosivos de
acuerdo a NACE.

I.2 Sulfide Stress Cracking (SSC)

El SSC (Fisuracién por accion del sulfuro de hidrégeno bajo tension) es un
mecanismo de corrosion que se caracteriza por exposicion al H,S. Afecta al
material y lo hace fallar por medio de una combinacién de corrosién y esfuerzos de
tension en presencia de agua y H,S. La falla se manifiesta en forma de fractura
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por esfuerzos debido al hidrogeno.

El acido sulfhidrico se combina con el hierro y produce una reaccion guimica que
da como productos sulfatos de hierro e iones de hidrogeno como lo muestra la
Ecuacién 1: Los iones de hidrogeno se recombinan produciendo gas hidrogeno.
Ecuaciéon 2: El material se vuelve fragil al absorber el hidrogeno difuso que se
incrementa con la presencia de sulfatos. Esta difusién reduce la ductilidad del
material y aumenta la susceptibilidad del material a la fractura. Los materiales con

durezas altas son mas susceptibles al SSC.

Fe+H,S— FeS+2H® .................. (En solucién acuosa) (Ecuacion 1)
HO oo Penetra el acero.
H+H’>Hy............ (Gas) (Ecuacion 2)

I1.3 IRP y NACE

En Canada, en 1999 se creo6 el comité IRP, el cual es conformado de diversos
organismos incluyendo representantes de: The Alberta Energy and Utilities Board,
operadores, contratistas de perforacion, compafias de alquiler y fabricantes de
tuberia de perforacion. ElI objetivo de este comité es el de establecer
recomendaciones para herramientas de perforacion para utilizarse en ambientes
corrosivos. Este comité también desarrollo recomendaciones mucho mas estrictas
para aplicaciones critico-amargo de bajo balance que sobrepasan todos los

requerimientos conocidos.

NACE establecié recomendaciones para materiales a usarse en operaciones en
ambientes corrosivos para petréleo y gas desde 1975. En la actualidad este
documento ha evolucionado hasta convertirse en parte de ISO bajo Ila
especificacién dual compartida de NACE MR0175/ISO 15156-1(NACE/ISO).

Esta especificacion establece criterios para materiales a operar en ambientes
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corrosivos pero su enfoque es en componentes de tuberia de produccion y casing.
Las herramientas de sarta para perforacibn no son incluidas en esta

especificacion.

Debido a esto existe una gran incognita en cuanto a direccion de que materiales
utilizar para herramientas de perforaciéon y mas en especifico para tuberia HWDP

para ambientes corrosivos.

La metodologia que NACE/ISO emplea para determinar estos materiales, se basa
en la concentracion de H,S, CO, y las presiones parciales en el fondo del pozo.
Partiendo de estos parametros se calcula una intensidad de exposicion la cual
determina el nivel de resistencia requerido para el material. Tanto el H,S como el
CO: influyen en la severidad del medio ambiente.

El factor principal para controlar la resistencia en ambientes corrosivos es la

dureza del material (que esta directamente relacionada a la fluencia del material).

NACE establece varios métodos para medir la resistencia de un material al SSC.
La instruccion NACE TMO0177 establece 4 métodos los cuales son: A, B, C, y D.
Cada uno de estos métodos ofrece ciertas cualidades y se enfocan en evaluar

caracteristicas especificas de los materiales.

Dos de estos métodos son utilizados principalmente en la industria: los métodos A
y D.

El método A se caracteriza por ser una prueba cualitativa de pasa/no pasa. Se
utilizan muestras de tensién que se someten a un esfuerzo de tension especifico
llamado Specific Minimum Yield Strength (SMYS) o esfuerzo minimo de fluencia
especifico al mismo tiempo que se circula gas H,S alrededor de la muestra por un
periodo de 720 hrs. Las probetas son pequefias muestras de tension de 1-in (25.4
mm) de longitud en el &rea de exposicion y 0.250-in (6.35 mm) de diametro, como
lo muestra la Figura 1(pag. 21).
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Figura | - Espécimen para prueba NECE Método A.

Las muestras son tensionadas a una predeterminada carga, un porcentaje del
SMYS (NACE recomienda 85% del SMYS para calificar materiales como
resistentes al SSC), al mismo tiempo que son sumergidas en una solucion acuosa
(solucién A) por la cual se aplica un burbujeo constante de gas H,S. La Figura 2

(pag. 22) muestra un ejemplo de una camara de exposicidon para estas pruebas.
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Figura 2 - Cédmara de prueba para NACE Método A (Foto cortesia de Honeywell).

Una prueba pasa cuando después de 720 horas de exposicion al H,S no se
muestra separacion, o al término del tiempo se inspecciona visualmente a 10X y
no se observan fracturas en la superficie de la muestra. Este método es mas
aceptable pues da una representacion cualitativa de la resistencia del material. Se
pueden ajustar los niveles de tension, la solucién de inmersion, asi como la
concentracion del gas para probar los materiales a determinadas condiciones
especificas. El método D utiliza muestras llamadas double cantilever beam (DCB)
(doble barra de flexién) para determinar la resistencia al SSC como se observan

en la Figura 3 (pag. 23).
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Figura 3 — Muestra para prueba NACE Método D (Foto cortesia de Honeywell).

La prueba consiste en aplicar un esfuerzo a la muestra, la cual tiene una fractura
pre-maquinada, y sumergida en la solucion tipo A por un periodo de 14 dias. De
igual manera que el método A (pag. 20), se circula gas H,S a la muestra mediante
un burbujeo. Al término de la prueba se mide la propagacion de la fractura y se
calcula un factor de intensidad de esfuerzo critico KISSC. Este factor es una
medida cuantitativa de la susceptibilidad del material al SSC. No existe mucha

informacion entre la correlacion de estos dos métodos.

I1.4 NACE MR0175/1SO 15156-1

NACE/ISO considera cuatro regiones de operacion amarga para aceros al carbono
(C) y de baja aleacidn. Las regiones son: 0, 1, 2, y 3. Estas regiones de severidad
se determinan por medio de la presion parcial de H,S y el nivel de pH, la cual va
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de menor en la regién 0 hasta la mas severa en la region 3.

A continuacion se describe la metodologia de la especificacion NACE
MRO0175/ISO 15156-1 para la determinacion de regibn amarga. Primero se
considera la presion parcial de H,S en el fondo del pozo para el proyecto

especifico.

La presion parcial se calcula utilizando la formula de acuerdo ha NACE/ISO que a

continuacién se presenta (Ecuacion 3):
pH2S = p * (xH2S/100)........ (Ecuacion 3)
pH2S = presion parcial de H,S en psi (MPa).
p = presion absoluta total del sistema en psi (MPa).
xH2S = fraccion molar del H,S en el gas (%).

Como ejemplo, un sistema de fase gaseosa de 10,000 psi (68.95 MPa) con una
fraccion molar 10% de H,S tiene como presion parcial 1,000 psi (6.895 MPa). Si
se conocen la presion total del sistema y la concentracion de H,S también se
puede calcular con la presion parcial utilizando la figura C.1 en NACE 0175/ISO
15156-1.
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Donde:

X: Fraccion molar de H,S en gas, % 10* (partes por millon).
Y: Presion absoluta total, Mpa.

1: py,s = 0.3kPa

2:py,s = 1kPa

3: pu,s = 10kPa

4. py,s = 100kPa

5! pu,s = 1000kPa

La presién parcial se puede calcular utilizando la ecuacién 3 (pag. 24) partiendo de
un porcentaje molar (% mol) o de partes por millon (ppm). Se multiplica la presion
absoluta del sistema por la fraccibn molar (o su equivalente en ppm) de H,S en
fase gaseosa. Si se conoce la presion total del sistema y la concentracion de H,S
se puede aproximar a la presion parcial por medio de la grafica C.1 (pag. 24)
NACE MRO0175/ISO 15156-1. Si la presion parcial se puede calcular utilizando

informacion real entonces no hay necesidad de utilizar la grafica.

Si se desconoce el nivel de pH en el pozo este se puede aproximar utilizando las
graficas D1 a la D5 en NACE MRO0175/ISO 15156-1 (Anexo A).

Estas graficas proporcionan valores de pH partiendo de presiones parciales de
H,S y CO; en agua o en bicarbonato (CaCOs3) para varias temperaturas. Este
método se debe utilizar en caso de que no existan valores reales calculados o
técnicas de medicién de valores in-situ confiables. Para determinar el valor de pH

es necesario calcular los valores de presién parcial y de otras sustancias primero.

Una vez que se tienen los valores de presion parcial y de pH se puede determinar
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la region de severidad en ambiente corrosivo en el que se espera operar.

Para esto se requiere utilizar la Figura 4 de NACE MRO0175/ISO 15156-1. La
Figura 4 representa las diferentes regiones de operacion SSC. A continuacion se

presentan las regiones:

5

PH in sty

15
[T (1] 1 " L] 1000
Presion Parcial M5 [psi)

Figura 4 — Ubicacion de regiones SSC (Grafica reproducida en parte de NACE MRO175/IS0 15156).

% Region 0 — No hay requerimientos especiales para los materiales a
utilizarse en esta region. Es importante considerar los factores que puedan
afectar la eficiencia de la operacion en esta region tomando en cuenta las
recomendaciones de control de pozo de NACE/ISO (Area blanca en la
Figura 4) (pag. 26).

X/
°e

Region 1 — Se pueden utilizar materiales aptos para las regiones 2y 3 en
esta region. Los aceros de la serie 4100 pueden ser utilizados en esta
region siempre y cuando sean tratados térmicamente por los procesos de
austenizado, templado y revenido y que tengan una dureza no mayor a los
30 HRC (dureza Rockwell en escala C), una fluencia de material que no
exceda los 130,000 psi (896.3 MPa) y un valor SMYS (Specified Minimum
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Yield Strength) de 110,000 psi (758.4 MPa).

La resistencia al SSC del material debera ser demostrada para las regiones
2y 3 (por medio de pruebas NACE) (Area color verde en la Figura 4).

Region 2 — Materiales aptos para la region 3 pueden ser utilizados en esta
region. Los aceros de la serie 4100 pueden ser utilizados siempre y cuando
no excedan una dureza de 27 HRC (dureza Rockwell en escala C), una
fluencia de material actual de 110,000 psi (758.4 MPa), y un SMYS de
80,000 psi (551.6). Si los materiales no satisfacen los requerimientos
operacionales para la region 3, la resistencia al SSC deberd ser
demostrada. (por medio de pruebas NACE) (Area color amarillo en la Figura
4).

Regién 3 — Aceros austenizados, T y R, al carbono, y de baja aleacion con
un maximo de dureza de 22 HRC son permitidos. Los aceros de la serie
4100 pueden ser utilizados siempre y cuando no excedan una dureza de 30
HRC, una fluencia maxima de material de 110,000 psi (758.4) con una
maxima resistencia de tension no mayor de 15,000 psi (103.4 MPa) del
SMYS. La resistencia del material al SSC deberd ser demostrada (por
medio de pruebas NACE). A una dureza maxima de 26 HRC la resistencia
al SSC podria ser demostrada (Area roja en la Figura 4) (pag. 26).

Los materiales aptos para regiones mas severas pueden ser utilizados en regiones
menos severas. Los aceros austenizados, T y R, al carbono y de baja aleacién con
dureza no mayor a los 22 HRC no requieren de andlisis.

Se recomienda que los materiales con dureza maxima de 26 HRC sean
analizados pero no es obligatorio y los materiales con dureza maxima de 30 HRC
son permitidos siempre y cuando su fluencia de material no exceda los 110,000
psi (758.4 MPa) y a demas se tiene que comprobar resistencia al SSC de acuerdo
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con las especificaciones de NACE/ISO.

Esta metodologia no toma en consideracion factores importantes observados
durante la operacion como lo son: tiempo de exposicion, esfuerzos, condiciones
de pozo u otros factores importantes. Estas reglas no se enfocan a tuberia de
perforacién sino a componentes estacionarios, estaticos que se encuentran bajo

condiciones totalmente diferentes a las de la tuberia de produccion.

Como se puede observar la metodologia para seleccionar materiales para operar
en ambientes corrosivos es complicada. La mayoria de las veces los perforadores
se ven obligados a ignorar estas recomendaciones debido a la falta de
disponibilidad o de informacion y utilizan la mejor proteccion posible en sus
proyectos. A fin de cuentas, el usuario es el que decide que herramientas va a

utilizar para sus proyectos.

I1.5 Material AISI 4145

Por afios la industria ha utlizado el acero AISI 4145 o alguna de sus
modificaciones para fabricar conexiones para tuberia HWDP. Las Tabla 3 (pag.

28) y Tabla 4(padg. 29) presentan la composicion quimica y propiedades

mecanicas estandar para estas uniones respectivamente.

0.43-0.48 0.15-0.25

0.38-0.43 1.6-1.9 N/A N/A

0.28-0.33 0.4-0.6 0.8-1.1 0.13-0.2

Tabla3- Composicion quimica para componentes tipicos HWDP en porcentaje de peso.
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120,000 min. 140,000 min. 285-331 BHN
(827.37 min) (965.27 min)
55,000 min. 95,000 min, 285 BHN max. 18 min. N/A
(379.21 min) (655 min )
100,000 - 120,000 min. 28 HRC max. 13 min. 65
115,000 (827.37min)
(689.48 — 792
.9)
90,000 — 100,000 min. 22 HRC max. 13 min. 100
105,000 (689.48 min)
(620.52 -
723.95)

Tabla4 — Propiedades mecanicas de aleaciones para componentes de HWDP.

Los aceros de la serie 4100 requieren elementos de aleacién de Cromo (Cr) y
Molibdeno (Mo). El contenido de carbono en estos aceros es relativamente alto
comparado con otros aceros utilizados para herramientas en la industria. Para el
4145 en especifico, el rango es de 0.43% wt a 0.48% wt de carbono, y se

recomienda un tratamiento térmico de T y R.

Desde el punto de vista de porcentaje de carbono del material, la dureza podria
ser de hasta 54 HRC. Lo que indica que en teoria se podria alcanzar una dureza
de hasta 200,000 psi (1379 MPa) (esto con pérdida de ductilidad e impacto) si las
condiciones no son controladas. A estos niveles altos de esfuerzo, los materiales

son mucho mas susceptibles a la falla por medio de mecanismos de SSC.

La resistencia a la corrosion se obtiene al reducir los elementos nocivos como lo

son el Azufre (S) y el Fosforo (P), e incrementar los niveles de Cromo (Cr) y
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Molibdeno (Mo). Ademas se requiere de procesos de tratamiento térmico mas

avanzados.

Los requerimientos establecidos limitan la dureza de los materiales a utilizarse en
ambientes corrosivos, la cual es directamente relacionada a la fluencia del
material. El uso de materiales estandar como el AISI 4145 que tiene alto contenido
de carbdn por ende trae consigo una dureza alta lo cual los hace no indicados

para aplicaciones en ambientes corrosivos.

La alta dureza y la resistencia al SSC son propiedades altamente deseadas para
herramientas de fondo de manera que las fallas debido al SSC se reduzcan. Estas
son dos propiedades opuestas en el espectro lo que significa que cuando se
obtiene una se pierde la otra. La Unica manera de obtener ambas propiedades es
la de modificar los elementos de la aleacion en el material y al mismo tiempo
cerrar y mejorar los parametros de tratamiento térmico. Esto no solamente
ayudara a incrementar la dureza del material sino también incrementara la

resistencia al SSC sin reducir las demas propiedades mecanicas.

I1.6 Material AISI 1340

Los cuerpos de tubo de los HWDP han sido fabricados de acero 1340 modificado.
Es un acero de relativamente alto contenido de carbon (entre los 0.38% wt. y
0.43% wt. de carbono) que se compone principalmente de Manganeso (Mn). La
Tabla 3 (pag. 28) muestra la composicion quimica estandar de este material. Este
ofrece una dureza econdmica con resistencia a la corrosion relativamente baja.
Las propiedades mecanicas estandar de estos materiales se pueden observar en
la Tabla 4 (pag. 29).

I.7 Microestructura de los Materiales

La microestructura de los materiales tradicionales depende de dos factores

importantes:
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1) La composicion quimica y
2) El tratamiento térmico.

Estos dos factores afectan tanto las propiedades mecénicas y de impacto asi
como la resistencia al SSC. El contenido de carbon, los elementos de aleacion y
sus concentraciones, y el tipo de tratamiento térmico se reflejan en la

microestructura de los materiales.

La Figura 5 (padg. 32) muestra una comparacion de los aceros 1340 bajo
tratamiento térmico de normalizado (Figura 5A) (pag. 32), 4145 austenizado, Ty R
(Figura 5B) (pag. 32), y 4130 bajo tratamiento térmico propietario (Figura 5C)
(pag. 32).

Como se puede observar, la microestructura del acero 1340 (Figura 5A) (pag. 32)
muestra una morfologia de grano de tipo esférico de tamafio grande. Se pueden
observar diferentes fases de materiales, las zonas de colores gris, café y blanco.
Todas estas caracteristicas se derivan del contenido de carbon bajo, el
Manganeso como elemento Unico de aleacion y el tratamiento térmico bésico de
normalizado. Como se observo anteriormente este material no posee propiedades

mecanicas o de impacto excepcionales debido a estos factores.

La Figura 5B (pag. 32), presenta la microestructura del 4145, la cual tiene un
contenido de carbono mas alto que el del 1340, posee elementos de aleacién de
Cromo y Molibdeno a demés del Mn y ha recibido un tratamiento térmico de
austenizado, T y R. La microestructura presenta una morfologia de grano
significativamente refinada a comparacion del 1340 normalizado. Las estructuras
de aguja elongadas son de martensita templada, la microestructura con dureza

mas alta para aceros de carbon.

Estos factores son los que proporcionan las propiedades mecéanicas y de impacto

gue caracterizan a estos materiales.
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Finalmente, la Figura 5C (pag. 32), muestra la microestructura del material 4130.
Esta microestructura como se puede observar se deriva de un contenido de
carbono mas reducido que el del 4145 y del 1340, cuenta con elementos de
aleacion similares a los del 4145 y posee el tratamiento térmico propietario que es
mas elaborado y estricto que un T y R estandar. Esta microestructura refleja las
mejoras del material: incremento en las propiedades mecénicas y de impacto, y al
mismo tiempo mayor resistencia a la falla por medio de H,S. Esta es la

microestructura mas refinada de los materiales comparados.
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Figura 5. Comparacion de microestructuras de acero 1340 normalizado, 4145 austenizado, Ty R, y
4130 bajo tratamiento térmico propietario.
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Como se puede observar, la composicion quimica y el tratamiento térmico
influencian en las propiedades mecanicas, de impacto, y de resistencia al SSC. Es
necesario mejorar estos parametros de manera que se obtengan valores de

fluencia alta de materiales con excelente resistencia al SSC.

I1.8 Analisis de SSC en Material AISI 4145

Previos intentos de calificar material estandar 4145 para aplicaciones de SSC han
resultado en fracaso. La alta dureza inherente de los materiales con una fluencia
por arriba de 105,000 psi y su alto contenido de carb6on han ayudado a demostrar

las limitaciones de este material.

Al incrementar los niveles de los elementos de aleacion y utilizar practicas limpias
de produccion de acero (inyeccion de Calcio) se ha logrado producir materiales
mas resistentes al SSC. Sin embargo debido al alto contenido de carbdn y sus
limitados elementos de aleacion, aun siguen teniendo limitaciones en su eficiencia
al SSC.

Se realizaron varias pruebas utilizando una variacion de material estandar 4145.
La inyeccion de Calcio (Ca) en el proceso de fabricacion de acero también llamado
“practica limpia de acereria” es utilizado para controlar la morfologia de las
inclusiones a particulas esféricas, a demas ayuda a controlar el tamafio y la
distribucién de estas. Estos controles de tamafio, morfologia, y distribucion,
ayudan al restringir los esfuerzos residuales provocados por las inclusiones en el
material y ayudan a resistir la propagacion de fracturas debido a la exposicién al
H,S.

A niveles bajos de H,S y CO, estos materiales funcionan adecuadamente. En

niveles altos, no muestran ninguna mejoria.
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I1.9 Analisis de SSC en Material AISI 1340

Se analizaron varias aleaciones de material estdndar 1340 con elementos como
Niobio (Nb) (también conocido como Columbio) y Cromo (Cr) para determinar
resistencia al SSC. Este material no posee tanto caracteristicas mecanicas ni
resistencia al SSC excepcionales. Es una forma econdmica de proporcionar un
material que ofrezca flexibilidad en la transicion de la sarta al BHA (ensamblajes

de fondo) y peso sobre la barrena.

I1.10 Parametros de Prueba para SSC

Se analizé material para tuberia HWDP para determinar su resistencia al SSC. Se
utilizaron 6 materiales; 2 tipos de acero 4145 modificado, 3 tipos de 1340
modificado y un 4130 bajo diferentes condiciones. La Tabla 5 (pag. 34), muestra
los parametros de prueba de estos materiales asi como el proceso de tratamiento
térmico, SMYS, %SMYS, y la mezcla de gas utilizados.

Grupo Aleacion Tratamiento Térmico | SMYS psi % SMYS Mezcla de Gas
4145 Ca TyR 115,000 | 792.89 | 50, 60, 70, 80, 90 Estandar
4145 Ca TyR 115,000 | 792.89 | 50, 60, 70, 80, 90 | 3% H,S, 1.67% CO,
1340 Normalizado 75,000 517.1 50, 60, 70, 80 Estandar
1340 CaNb Normalizado 84,000 | 579.15 60, 70, 80, 90 Estandar
1340 CaNb Normalizado 84,000 | 579.15 60, 70, 80,90 | 3% H,S, 1.67% CO,
4130 Ty R propietario 107,000 | 737.73 100 Estandar

o . B W N

Tabla5 — Parametros de Prueba

El acero 4145 modificado fue procesado mediante un tratamiento térmico de
austenizado, T y R, con propiedades mecénicas listadas en la Tabla 4 (pag. 29). El

material 1340 modificado solo presenta un proceso térmico de normalizado. Los
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materiales fueron analizados segun los requerimientos de NACE TM0177 método
A, a diferentes niveles porcentuales de SMYS. También se utilizaron variaciones

en las concentraciones de los niveles de gas.

Una prueba se conformo de tres muestras para cada condicion a evaluar y para
cada nivel de SMYS. Se considero una prueba satisfactoria aquella en la que las
tres muestras sobrevivieron las 720 hrs de la prueba.

El grupo 1 consistié en material AlSI 4145 procesado bajo inyeccion de Calcio y
fue evaluado de 50% SMYS a 90% SMYS utilizando una Solucion de Prueba tipo
A (pag. 20), y gas estandar. El grupo 2 utilizo el mismo material, se modifico la
mezcla de gas a 3% mol de H,S y 1.67% mol de CO,. El valor del SMYS vario
igual de 50% a 90%.

El grupo 3 consisti6 de material AISI 1340 con aleacién de Cr y se probd a un
rango de SMYS de 50% a 80% bajo condiciones normales. El grupo 4 utilizo un
material AISI 1340 con aleacion de Nb con inyeccion de Calcio utilizando una
solucion de Prueba Tipo A (pag. 20), y concentracion de gas estandar. El grupo 5
utilizo el mismo material del grupo 4 con variacién en la concentracion del gas a
3% mol de H,S y 1.67% mol de CO,.
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I1.11 Resultados de las Pruebas de SSC

Esfuerzo de

Aleacién Resistencia Tiompo (hrs)
(Composicién de Gas) MPa  Muestral Muestra2 Muestra3

115,000 ST500 | 4

4145 Ca 115,000 192,35 &l 59, 000 47573 720 720 T20

(estandar) 115,000 192,35 Fi] 80,500 55102 720 720 255

115,000 192,35 an 92000 B340 720 16 53

115,000 192,35 a0 103,500 71360 15 16 24

TS0 s W | 5em | ma | Tm | 1w | 1%

His s 15000 |7eess| 60 | 68000 |amp| 120 | 7120 | 720

hHS, 1678 Co) 11500 [ross 70 | o050 [ssoe| 70 | 70 | 70

115,000 192,35 an 92,000 6343 720 720 120

5000 | s | 90 | @50 | ma | T2 | 72 | 32

75,000 16,75 50 37,500 258 55 720 720 T20

1340 75,000 16,75 &l 45 000 3026 720 720 T20

(estandar) 75,000 16,75 Fi)] 52,500 887 720 720 T20

75,000 16,75 an 20,000 413 68 720 120 T20

B0 o] 60 | 040 | wa] 1 7 0

1340 CaNb 84,000 57878 Fi] 5E.800 405 41 B 12 21

(estandar) o0 o] 80 | &0 | wn | 7 7 7

84,000 57876 a0 75,600 5124 4 5 11

84,000 57876 &l 50400 347 48 720 720 T20

1340 CaNb 84,000 57876 Fil] 58,800 405 41 58 84 ar

(3% H,5, 1.67% CO;) 84,000 57876 an a7.200 46332 a7 90 620

RO o] @ | 560 |z | % 102 02

430 90,000 620,10 a5 76,500 537 44 720 120 120

estindar 16000 | 72| 8 | w60 | enm | T2 | 10 | 120

107,000 1323 100 107,000 73773 720 720 T20

Tabla 6 - Resultados de pruebas NACE método A para las diferentes aleaciones.

La Tabla 6 (pag. 36), muestra los resultados de los andlisis de las diferentes
aleaciones. Para el grupo 4145 Ca (estandar) se observa que el nivel aceptable
para pasar la prueba NACE fue de 60% de SMYS, o 69,000 psi (475.73 MPa).
Arriba de este nivel las muestras empiezan a fallar aleatoriamente. Esto nos puede
indicar que existen otros mecanismos adicionales al material y al tratamiento

térmico que influencian el comportamiento.

Es importante observar que aunque las pruebas son consideradas como falladas,
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algunas de las muestras dentro del grupo si pasan las pruebas. Este
comportamiento se debe al parametro inicial de requerir 3 muestras positivas para

calificar la prueba como adecuada.

El grupo 4145 Ca (3% H,S, 1.67% CO0,) con una concentracion de gas modificada,
incremento el nivel de resistencia al 80% de SMYS o0 92,000 psi (634.31 MPa). A

un nivel de 90% SMYS solo una muestra de las tres fallo.

Para el grupo 1340 (estandar), se analizo el material para cuerpo de tubo de
HWDP. Todos las muestras pasaron la prueba NACE a todos los niveles con un
SMYS de 75,000 psi (517.1 MPa).

En el grupo 1340 CaNb (estandar) todas las muestras fallaron a todos los niveles
de SMYS. El nivel de SMYS minimo analizado fue de 50,400 psi (347.49 MPa).

El grupo 1340 CaNb (3% H,S, 1.67% CO,) tuvo un nivel de aceptacién de 60% de
SMYS o0 50,400 psi del material con nivel de esfuerzo de fluencia de 84,000 psi
(578.76 MPa).

Para el grupo 4130 (estandar) se observa que el nivel aceptable para pasar la
prueba NACE fue de 100% de SMYS, o0 107,000 psi (737.73 MPa).

Los resultados nos muestran que para el material 4145 modificado procesado bajo
practicas limpias de acereria y expuesto a la concentracion normal de H,S la
resistencia al SSC es cerca de 69,000 psi (475.7 MPa). A niveles por arriba de
este valor el material empieza a mostrar degradacion y los resultados comienzan a
fluctuar. Para el mismo material bajo condiciones reducidas de corrosion: es decir
de 3% mol de H,S y 1.67% mol de CO, se puede observar que el nivel de
resistencia se incrementa a 92,000 psi (634.3 MPa), de nuevo a valores mayor

gue este numero los resultados comienzan a variar de manera negativa.

Se observaron resultados similares en el material para tubos de HWDP. El
material AISI 1340 Cr mostré una resistencia al SSC de 60,000 psi (413.7 MPa)
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bajo condiciones normales de H,S. No se hicieron pruebas para determinar la
resistencia del material a niveles reducidos de H,S.

Para el material AISI 1340 Nb procesado bajo practicas limpias de acereria, en
condiciones normales de H,S no hay resistencia al H,S a ningun nivel por arriba
de los 50,400 psi (347.5 MPa). EI mismo material probado bajo condiciones
modificadas de gas el nivel de resistencia se ubico en 50,4000 psi (347.5 MPa). La
Figura 6 (pag. 38) muestra una grafica comparativa de los niveles de esfuerzo

alcanzados por cada aleacién segregados por concentracion de gas.

120,000
107,000
100,00
82,000
= 80,000
5
1 69,000
£
£
= £0,000
ﬁ? 80,000
£ 50,400
:
e
W 40,000
20,000
0
0 ; .
1340 Calb 4145 Ca 1340 Canb 1340 4145 Ca 4130
(3% H25, 1.67% [3% H25, 167% (estandar) [estandar) {estandar) [estandar)
Co2) coZ)

Figura 6 - Niveles de resistencia para los diferentes materiales bajo diversas condiciones de gas.
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I1.12 Resultados del SSC

Los resultados indican que para el material 4145 modificado, la resistencia al SSC
se encuentra cerca de los 69,000 psi (475.73 MPa) para condiciones normales de
H,S. En condiciones modificadas, el valor fue de 92,000 psi (634.3 MPa).

Para el material 1340 modificado Cr, el valor de resistencia bajo condiciones
normales de H,S fue de 60,000 psi (413.68 MPa). La variacién de Nb no mostré
alguna resistencia en ningun nivel. Bajo condiciones reducidas de H,S y CO; se
observo una resistencia de 50,400 psi (347.5 MPa).

Considerando que los requerimientos tipicos para tuberia HWDP son de alrededor
de 100,000 psi (689.5 MPa), los materiales no ofrecen una resistencia adecuada al
SSC cuando son expuestos a niveles altos de H,S y CO,. En condiciones bajas
de concentracidon los materiales exhiben una mejoria pero siguen operando por

debajo de los valores recomendados de fluencia.

Para los tubulares de HWDP el comportamiento es muy similar. Los
requerimientos tipicos son de 55,000 psi (379.2 MPa). Para aceros de Cr los
niveles de resistencia son mayores. Aunque no se hicieron pruebas utilizando
mezcla de gas reducida, se considera que los materiales exhibiran una proteccién
adecuada al SSC a estos niveles bajos ya que proporcionaron una excelente
resistencia cuando son expuestos a niveles normales. Para los materiales con Nb

no se observo ninguna mejoria en condiciones normales o bajas de corrosion.

I1.13 Quimica Mejorada.

Para poder alcanzar los niveles de resistencia al SSC y ofrecer propiedades
mecanicas elevadas en las herramientas de BHA se desarrollo una quimica
modificada que se desvia de las aleaciones tradicionales. Una aleacion basada en
un AISI 4130 (4130 mod) se utilizo en estas aplicaciones. Las especificaciones
mecénicas son presentadas en la Tabla 4 (pag. 29).
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La quimica modificada reduce el contenido de carbono, incrementa el contenido
de Cry Mo y al mismo tiempo reduce los elementos nocivos como lo sonel Sy el
P.

IRP recomienda un valor maximo de carbono de 0.38% wt. para los cuerpos de
tubo para tuberia de perforaciéon, y un nivel de 0.35% wt. para los cuerpos de tubo
en tuberia de perforacion grados SS95 y SS105, asi como para todas las
conexiones grado SS como se muestra en la Tabla 2 (pag. 14). La quimica

mejorada tiene niveles de carbono por debajo de estos requerimientos.

Estas recomendaciones son un claro reconocimiento de que es necesario reducir
los niveles de carbono para los componentes a ser utilizados en ambientes

corrosivos asi como para incrementar la resistencia al SSC.

Esta quimica mejorada ha sido utilizada en la fabricacion de tuberia HWDP en
grado de 90,000 psi (620.5 MPa) con conexiones de grado 100,000 psi (689.5
MPa) como se muestra en la Tabla 4 (pag. 29). Para ordenes de produccion
estandar este material ha pasado consistentemente los requerimientos de 85% de
SMYS (recomendado por NACE/ISO), o un nivel de resistencia de 76,500 psi
(527.4 MPa). Ademas, se ha empleado en la fabricacibn de componentes que
satisfacen los estrictos requerimientos de IRP para ambientes corrosivos (como lo
son las conexiones de tuberia de perforacion). Niveles altos de hasta 100% SMYS
se han logrado y niveles de resistencia de hasta 107,000 psi (737.7 MPa) se han
alcanzado satisfactoriamente bajo pruebas NACE método A (pag. 20). Estos
valores son comparados en la Tabla 6 (pag. 36) y en la Figura 7 (pag. 41), la cual
grafica todos las muestras individuales analizadas. Esto es una inmensa mejoria
sobre los materiales tradicionales cuando se considera que los niveles obtenidos
para un acero AlSI 4145 bajo las mismas condiciones fueron de cerca de 69,000
psi (475.7 MPa). Una mejoria de 55%.
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Figura 7 - Esfuerzo de resistencia para NACE Método A de las diferentes aleaciones.

Los cambios realizados en los porcentajes de composicién de los elementos de
aleacién han contribuido de manera significante pero estos solo son una parte de
la mejoria final. Para poder alcanzar estos niveles de resistencia al SSC es
necesario proporcionar una mejoria en el tratamiento térmico de estos materiales.
Las operaciones de tratamiento térmico tradicionales requieren de un proceso de
austenizado, templado y revenido (T y R). El proceso de T y R transforma la
austenita en una martensita de grano fino, esto resulta en una microestructura final
altamente refinada. Esta nueva quimica no solo es tratada térmicamente a
temperaturas y tiempos con tolerancias mas reducidas, sino que también recibe un

tratamiento térmico de T y R Propietario.

41



Al someter esta quimica a este proceso propietario de T y R el material es sujeto a
un proceso que homogeniza y refina la microestructura al mismo tiempo que
reforma y refina las posibles inclusiones sin sacrificar las propiedades mecanicas y
de impacto. Estas mejoras de proceso son la otra mitad que complementa la
habilidad del material para ofrecer una resistencia mejorada al SSC.

Estos componentes de BHA han sido utilizados en Canada, el Medio Oriente,
Kazajstan, el Mar del Norte y en los Estados Unidos de América. Todas estas
areas son conocidas por sus medios ambientes corrosivos. A la fecha no hay

reportes de incidentes especificos relacionados con estos productos.

El objetivo es el de ofrecer niveles de resistencia al SSC aun mayores a niveles

mas altos de esfuerzo sin afectar las propiedades mecanicas.

I1.14 Preventores

% Uso de partes compatible para ambiente H,S — unidad de empaque.

R/

% Sellos
% Uso prevetores de Corte/Ciego.

I1.14.1 Descripciondel preventor anular (esférico)

Se le denomina con este nombre a la unidad que forma parte del conjunto de
preventores, y tiene como principal caracteristica, efectuar cierres herméticos a
presion sobre cualquier forma o diametro o herramienta que pueda estar dentro
del pozo. Este preventor jamas debera estar cerrado si no hay tuberia dentro del
pozo.

Estos preventores se emplean con el uso de un elemento grueso de hule sintético
gue se encuentra en el orificio interno del mismo y al operarlo, se deforma
concéntricamente hacia el interior del preventor, ocasionando el cierre parcial o
total del pozo. El hule estando en posicion abierta tiene el mismo diametro de paso
del preventor. Ademas permite el paso o giro de tuberias aun estando cerrado
(esta operacion se debe efectuar regulando la presién de trabajo a su mismo valor
de sello).
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Al detectar un brote con tuberia dentro del pozo, se cerrara el preventor adecuado
(de arietes o anular esférico).

El preventor anular esférico debera ir colocado en la parte superior de los
preventores de arietes, debiendo ser de las mismas caracteristicas. Los mas
usados son de 21v4, 16%, 13 5/8, 11y 7 1/6”, con presiones de trabajo de 2000 a
10,000 Ib/pg>.

Generalmente el primer preventor que hay que cerrar cuando ocurre un brote es el

anular.

Tiempo de cierre (regulaciones APl RP 53):

- para 20" de diametro o mas grande: menos de 45 segundos.
- para diametros menores de 20": menos de 30 segundos.

I1.14.2 Componentes

Los preventores anulares cuentan con un piston de cierre del aparato que es
operado hidraulicamente mediante la aplicacion de presion en las camaras para el

cierre y la apertura.

UHIDAD I

CABEZA DE EMPAQUE

Los principales componentes del preventor son:

X/
°

cuerpo

X/
°

cabeza

X/
°

piston

X/
°

camara de cierre y apertura

X/
°

unidad de empaque = A4 (1) S PISTON

X/
°

sellos

CAMARA DE
CIERRE
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11.14.2.1 Cuerpo

El cuerpo ha sido diseflado para soportar altas presiones y esta hecho de acero
forjado. Es sometido a pruebas acuUsticas para chequear la homogeneidad del

acero y luego a pruebas hidraulicos.

Dentro del cuerpo estan las caAmaras de apertura y cierre y los orificios roscados
tipo APl para la conexion de las lineas de apertura (top) y las lineas de cierre
(bottom).

11.14.2.2 Cabeza

La cabeza da acceso a la unidad de empaque del preventor durante la inspeccion
y operacion de mantenimiento. Los preventores anulares pueden contar con tres

diferentes tipos de cabeza, dependiendo del procedimiento de remocion:
1. SCREWED HEAD

Se conecta al cuerpo a través de una seccion de hilos
cuadrados y se sella con un empaque. Una desventaja
posible es que la operacion de desenroscado puede
resultar dificil.

2. LATCHED HEAD

Se conecta al cuerpo a través de un conjunto de cerrojos
gue son controlados por apropiados tornillos de cierre.
Se usa generalmente en caso de grandes diametros y
valores de alta presion.

3. BOLTED HEAD

Se conecta al cuerpo a través de un conjunto de tornillos
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de cierre. Se usa generalmente con valores de presion inferiores a 5.000 psi.

Nota: Algunos modelos cuentan con un plato de desgaste en la parte superior
interna de la cabeza, entre la unidad de empaque y la cabeza misma, para evitar
el desgaste posterior. Los platos se desgastan por la friccion de las partes de
hierro de la unidad de empaque y asi protegen el cuerpo del preventor. Ademas,
los platos instalados permiten evitar el tratamiento duro en la superficie de la

cabeza, lo cual volveria inapropiado su uso ante H,S.

11.14.2.3 Piston

Gracias a su inclinacién el pistén vuelve a transformar

el movimiento vertical en movimiento radial.

Packer

Durante las operaciones de cierre su movimiento
ascendente determina el cierre del empacador
alrededor del tubo.

f movimento verticale |7

El sellado hidraulico entre el pistdn y el cuerpo es | = mosimentorodie

asegurado por sellos apropiados.

11.14.2.4 Camara de aperturay cierre

Los preventores anulares tienen dos camaras donde circula el fluido que trabaja,
éste controla el movimiento del pistén y por lo tanto la apertura y el cierre del
preventor. Algunos modelos tienen una tercera camara para reducir el efecto de la

presion del pozo en el pistdn del preventor.

I1.14.2.5 Unidad de empaque

La unidad de empaque constituye el componente que actia el sellado y es una
estructura de caucho con reforzamiento de acero (segmentos). La parte de caucho
es deformable para llevar a cabo el sellado, mientras los segmentos de acero
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aseguran solidez previniendo asi la extrusion de los cauchos y reduciendo la

friccibn  con

preventor.

Este es el componente mas critico
del preventor y tiene que ser
chequeado periddicamente. Deben

adoptarse

adecuados para limitar el desgaste

especialmente en ambientes de

H.S.

Las unidades de empague son

cabeza

procedimientos

diferentes dependiendo de:

% tipo de caucho

del

% tipo de preventor donde deben instalarse

% diametro nominal del preventor

% presion de trabajo del preventor.

% Los componentes de caucho estdn marcados e identificados con zonas

coloreadas y codigos impresos durante su fabricacién. Los cédigos de

identificacion de acuerdo con el reglamento APl RP 53 constan de dos

partes:

1. Dureza

2. Cbdigo componente del fabricante

Tipo de caucho Lodo Temperatura Dureza Caédigo Color
ASTM

Natural (Hydril) Base agua | -35-107 C 70-75 NR Negro

Natural (Shaffer) | Baseagua | -35-107C 65-75 NR Negro
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Nitrilo(hydril) Base -7 - 88 C 70-75 NBR Rojo
aceite

Nitrilo (Shaffer) Base -7 - 88C 70 - 82 NBR Rojo
aceite

Neopreno(hydril) Base -35 - 77C 0-75 CR verde
aceite

Neopreno(Shaffer) Base -35 - 77C 0-75 CR verde
aceite

Nota: El caucho de neopreno mantiene mejor elasticidad que el de nitrilo a bajas
temperaturas, pero sometido a altas temperaturas tiene una peor deterioracion.
Todas las unidades de empaque son disefiadas para trabajar con bajos niveles de
H,S y CO,. La exposicion a H,S a altas concentraciones puede afectar seriamente
la elasticidad del caucho. También la temperatura afecta substancialmente las
propiedades del caucho: a mayor exposicibn a altas temperaturas, menor

durabilidad del caucho.

DEFINICION DE F c
TEMPERATURA
STANDARD 0 - 250 -17 - 121
HIGH 250 - 350 121 - 177
ARTIC -75 - 20 59 - -29

11.14.2.6 Sellos

Generalmente hay 6 sellos ubicados entre:

% la camara de apertura y la cabeza

% la camara de apertura y la camara de cierre

% la camara de cierre y el pozo
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sellos entre camara de
apertura y cabeza

sellos entre camara
de apertura v de - — -
cierre *

11.14.3 PRINCIPIOS OPERACIONALES

[1.14.3.1 Cierre

Cuando el preventor empieza a cerrar, el fluido de trabajo entra en la camara de
cierre y empuja el piston hacia arriba. En consecuencia la unidad de empaque
aprieta mas y mas alrededor del centro del preventor, sellandolo.

11.14.3.2 Apertura
Durante la apertura, el fluido de trabajo entra en la camara de apertura y empuja el

piston hacia abajo (la camara de cierre debe estar descargada). La unidad de

empague regresa a su posicion original abriendo el preventor.
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Presién de cierre
Los preventores anulares se caracterizan por:

% Presion de apertura/cierre.

% maxima Presion de Trabajo (WP) Un adecuado valor de presion de apertura
y cierre dentro de las cdmaras le permite al pistbn moverse y variar de

acuerdo a la tipologia del preventor.

En la mayoria de los casos oscila entre 700 y 1500 psi (50 - 105 kg/cm2).
La maxima presion de trabajo es la presibn maxima del pozo que el

preventor puede soportar y controlar en condiciones de trabajo.

El sistema de control de preventores se puede accionar de dos maneras:

% Hidraulicamente.- El accionamiento hidraulica se realiza mediante la Bomba
koomey que es la encargada de proporcionar la presién necesaria para

accionar el sistema de cierre o apertura de los preventores.

% La bomba koomey tiene dos sistemas de control; uno instalado al lado
izquierdo del perforador y el otro en la misma unidad de la bomba.

% Manual.- Utlizando un volante con una espiga larga para facilitar su

operacion.

Nota: El anillo de las junturas de los asientos son acabados con acero

inoxidable para asegurar el sellado y la resistencia al H,S.
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11.14.4 El preventor ciego 6 de corte

Este elemento cuando es accionado corta la tuberia que se encuentre en ese
momento dentro del pozo sin importar su didmetro.

Los preventores ciegos o de corte pueden ser de tipo sencillo, doble o triple y tiene
gue contar con un mecanismo manual que con un ariete hidraulico pueda

bloguear el sistema.

Cuentan con conexiones principales y laterales con bridas o empalmadas con

abrazaderas, salvo pocas excepciones, para servicio H,S.

Son particularmente apropiados para las operaciones de stripping, pero no pueden

utilizarse solos.

Durante el stripping a altas presiones, pueden combinarse sea con preventores
anulares y preventores ciegos o de corte.

Conexiones
principales

PRESION I
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I1.15 Deteccion del acido sulfhidrico

I1.15.1 Dispositivo de alarma

En cada equipo se instala un detector y una sirena en un lugar apropiado. Los
dispositivos de alarma son a prueba de explosion y se activan con el equipo
detector de H,S. Cuando la concentracién excede de 10 ppm, detectan un minimo
de 5ppm en la atmésfera. Este mecanismo se instala en areas dentro del equipo,
donde es probable la presencia de H,S.

Cuando se accionan las alarmas, la persona designada responsable, informa al
personal acerca del nivel de peligro y les da instrucciones apropiadas de
proteccion. Este equipo para la deteccion del H,S, se calibra diariamente y para
una zona donde se esté trabajando en presencia del &cido sulfhidrico, la

calibracion sera cuando menos cada 8 hrs.

I1.15.2 Detector MSA

Este instrumento da lecturas precisas de la concentracion del gas presente,
expresada en porcentaje, 0.0025 % o 25 ppm hasta 0.04 % o 400 ppm.

Consiste de un bulbo, un tubo detector y una escala que proporciona las lecturas
en porcentajes y en ppm. El gas reacciona con un producto quimico que se
obscurece si el H,S esta presente.

Siempre que la lectura indique una concentracion mayor o igual que 0.005% o 50
ppm, activara los ventiladores para dispersar el gas y comunicara al personal los

riesgos para que se tomen inmediatamente las medidas correctivas.
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I1I.- FLUIDOS

III.1 Tipos de fluidos que se ocupan

I.1.1 Fluidos base aceite

En términos muy generales, los lodos base aceite son aquellos en los cuales la
fase continua es el aceite, y si hablamos de emulsiones inversas (agua en aceite)

el agua es la fase dispersa.

Los lodos base aceite tienen una gran cantidad de ventajas que no pueden ofrecer
los lodos base agua, como son, menos sensibles a las temperaturas y presiones
por ende son aplicables a grandes profundidades sin que estos pierdan sus
propiedades, ademas son utilizados cuando estamos perforando zonas con
arcillas hidratables, cuando sé esta perforando formaciones sujetas al obstaculo
de presiones diferenciales.

En los lodos 100% aceite no hay contenido de agua y basicamente el aceite
utilizado como fase continua puede ser el aceite mineral este tipo de aceite es un
destilado de petrdleo altamente refinado. Quimicamente estd compuesto de
hidrocarburos alifaticos y aromaticos. El contenido de aromaticos esta alrededor
del 20%, lo cual es relativamente bajo comparado con el diesel que se utilizaba
como fase continua en lodos base aceite, el aceite mineral es menos irritante

cuando es operado por el personal del pozo.

Los aceites minerales son estables a altas temperaturas, su naturaleza inhibitoria
y no dispersante estabiliza las lutitas que son sensibles al agua, y dificiles de
perforar, disminuyen los problemas asociados con pozos direccionales de alta
inclinacion ya que le proporcionan al fluido de perforacion una buena capacidad de
lubricidad. Este tipo de aceite es ideal para perforar zonas que contengan H,S 'y
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CO; ya que su alto contenido de cal, estabiliza y neutraliza el sistema contra la
acciéon de estos gases acidos.

En la tabla 3.1 (p&g. 55), se muestran los valores de las propiedades del aceite

mineral usado para la formulacion de lodos base aceite.

Tabla 3.1 Propiedades del Aceite Mineral

COLOR INCOLORO
Gravedad Especifica 0,8-0,9
Punto de Inflamacién 150°F

Contenido de Aromaticos <20%
Punto de Anilina 302°F

Otro tipo de aceite utilizado como fase continua es el aceite vegetal, este tipo de
aceite es una mezcla de esteres cuya materia prima es la palma africana,

caracterizandose por ser biodegradable.

El aceite vegetal es una buena alternativa para trabajar en perforaciones sin
afectar su entorno ambiental, debido a que no contiene aromaticos, por esto se
disefié este tipo de aceite que mantiene caracteristicas técnicas similares a los
preparados con aceite mineral, pero con la ventaja de que el aceite vegetal es
biodegradable tanto en condiciones aerébicas como anaerdbicas. En la tabla 3.1.2
(pag. 56), se muestra las propiedades del aceite vegetal.
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Tabla 3.1.2 Propiedades del Aceite Vegetal

COLOR VINO TINTO
Gravedad Especifica 0,86
Punto de Inflamacion 363°F

Contenido de Aromaticos 0
Punto de Anilina 547°F

II1.1.2 Composicion del fluido

I11.1.2.1 Base Aceite

En la elaboracion de los fluidos base aceite se utiliza una gran variedad de aditivos
guimicos, los cuales cada uno cumple una funcién especifica dentro del sistema, a

continuacion se indicara cada uno de estos aditivos.

II1.1.2.1 Aceite

El aceite constituye la fase continta de los fluidos base aceite, en la actualidad
existen una variedad de tipos de aceite, los cuales son aceites sintéticos, aceite

mineral, aceite vegetal los cuales ya fueron mencionados en la seccién anterior.

I11.1.2.2 Emulsificante

El emulsificante permite que el agua se emulsione en el aceite, formando un
sistema estable entre el agua y el aceite que originalmente son dos fluidos

inmiscibles.
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Los emulsificantes que son utilizados en la preparacion de los lodos base aceite
deben ser solubles tanto en el agua como en el aceite.

La presencia del calcio soluble, el cual es suministrado por la cal, permite la
activacion de un detergente que emulsiona las gotas de agua en la fase continua.
Por tal motivo los jabones a base de calcio son emulsificantes primarios que son
usados con mucha frecuencia en los lodos base aceite.

El agente emulsificante, es un surfactante liquido organico a base de jabones de
calcio que se forma por la reaccién de acidos organicos de un alto peso molecular,
tal como el acido estearico, derivados de aminas y acidos grasos. Dichos acidos
organicos reaccionan con la cal y pasan a ser solubles tanto en agua como en
aceite. Ellos intervienen en la estabilidad térmica del fluido de perforacién (hasta
450°F) y lo estabilizan frente a la contaminacién con sélidos.

Los emulsificantes se concentran en la interfase aceite/agua y separan ambas
fases, por tal motivo hay menos posibilidades de que las gotitas mas pequefias
coalezcan cuando chocan entre si. Se forma una pelicula molecular alrededor de
cada gotita de agua para prevenir la coalescencia, de ahi la necesidad de que

estén presentes los emulsificantes.

[11.1.2.3 Humectante

Los productos quimicos humectantes en aceite son las poliamidas, las aminas, los
fosfatos organicos, los cuales son utilizados en los lodos base aceite para
mantener humedecidos los sélidos con el aceite. Por lo general estos humectantes
son también utilizados como emulsivos de tal manera que complementan el
desempeio del emulsificante primario. Este aditivo imparte estabilidad al lodo de

emulsion inversa a alta temperatura.
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II1.1.2.4 Cal hidratada

La cal hidratada tiene como funcién primaria hacer mas efectiva la accion del
emulsificante y como funcién secundaria actuar como secuestrador de gas
sulfhidrico (H2S), y anhidrido carbénico (CO.,).

La reaccion quimica que se produce con los gases H,S y CO;, es la siguiente:
Ca (OH)2+H,S — CaS+2H,0
Ca (OH)2+CO,; — CaCO3+H,0

El contenido de cal, para las operaciones rutinarias de perforacién debe ser de 3 a
5 Ib/bbl, pero como proteccién contra las posibles arremetidas de H,S, los limites
de 5 a 15 Ib/bbl son practicos y seguros en la gran mayoria de los lodos base
aceite. Cuando ocurre una contaminacion muy severa de H,S y/o CO; se
consumiran grandes cantidades de cal y se generaran pequefias cantidades de
CaS y/o CaCO3 como productos sélidos resultado de la reaccion.

Por este motivo, cuando existen problemas de presencia de H,S y CO,, se debe

mantener una mayor concentracion de cal que permita su remocion.

I11.1.2.5 Arcilla Organofilica

Los lodos base aceite, aunque por lo general son viscosos, posee una baja
capacidad suspensiva en comparacion con los fluidos base agua. Esto contribuye
a acelerar el asentamiento del material densificante, particularmente si esté
humedecido por agua. Cabe sefialar que la viscosidad no previene el

asentamiento, solo lo hace méas lento.

La capacidad de suspensién es funcién de la resistencia de gel y la capacidad de

limpieza es funcion del punto cedente.
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Para aumentar la capacidad suspensiva de los lodos base aceite es necesario el
uso de la arcilla organofilica, la cual ademés de aumentar la resistencia de gel,
aumenta la viscosidad y el punto cedente. Estas arcillas necesitan de un activador
polar para desarrollar un maximo rendimiento. Entre los activadores polares méas
comunes se encuentran el agua, metanol, carbonato de propileno y la glicerina,

siendo el metanol el mas utilizado en los sistemas 100% aceite.

Las arcillas organofilicas son capaces de desarrollar buenos geles en sistemas
base aceite, esto ocurre mediante un proceso de intercambio cationico, la arcilla
gue es hidrofilica reacciona con las sales de amina, formando un producto que se
dispersa en aceite. Esta arcilla organofilica se puede preparar a partir de bentonita
o atapulgita. Las arcillas organofilicas son capaces de aumentar las propiedades

reoldgicas y de suspension adn a temperaturas muy altas.

II1.1.2.6 Controlador de filtrado

Estos son agentes que disminuyen la cantidad de filtrado que es capaz de pasar
hacia la formacién, cuando el lodo es sometido a cierta presion diferencial. Es un
coloide orgéanico dispersable en aceite, usado para controlar el filtrado de los lodos
base aceite, también ayuda a la suspension de sélidos y provee estabilidad a alta

temperatura.

Aunque el controlador ayudara a la emulsificacion, es primordialmente un agente
de control de filtrado y requiere la presencia de emulsificante para trabajar
adecuadamente. Los materiales utilizados como controladores de filtrado son los
polimeros que estan siendo usados con mucho éxito en los fluidos base aceite, ya
gue presentan una buena estabilidad a altas temperaturas.

I11.1.2.7 Agua

Esta forma parte de los lodos base aceite, consiste en pequefias gotas que se
hallan dispersas y suspendidas en el aceite, actuando cada una de ellas como una
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particula solida. La adicion de emulsificantes hace que el agua se emulsifique en

el aceite, formando asi un sistema estable.

La dilucion con agua en los lodos de emulsién inversa ayuda a aumentar la
viscosidad y la fuerza de gel, asi como también a controlar el filtrado. Esto se debe
a que el agua actia como un sélido en el sistema. Ademas el agua permite la
solubilizacion del cloruro de calcio utilizado para lograr el equilibrio de actividad
entre el lodo y la formacion.

Durante la agitacion inicial, el agua es separada en pequefas gotitas y se dispersa
en el aceite. A medida que aumenta la agitacion, las gotas se hacen mas
pequefias y la emulsidon se hace mas estable. Igual sucede cuando se adiciona
aceite, hay mas estabilidad en la emulsion por que aumenta la distancia entre las
gotas de agua. Entre mas pequefias sean las gotas de agua mayor sera el area
superficial y, por lo tanto el area de contacto agua/aceite.

La emulsion resulta menos estable cuando se agrega agua, porque la distancia
entre gotas disminuye. Mientras mas agua mayor es la tendencia de que las gotas
se junten y coalezcan. Las gotas mas grandes coalesceran mas facilmente que las
mas pequefias. Es obvio que los lodos base aceite son mas estables mientras
menos agua contengan. El agua emulsionada en pequefias gotas produce
viscosidad, da mejor capacidad de suspension y permite un mejor control de
filtrado.

La solubilizacion de las sales en el agua es conocida como salmuera, la salmuera
produce un potencial osmoético para deshidratar y prevenir la migracion de agua
del lodo a la formacién, inhibiendo asi la inestabilidad de las formaciones lutiticas,
ya gue se reduce la capacidad de hidratacion de las lutitas.

I11.1.2.8 Sal

Los lodos base aceite tienen la habilidad de desarrollar fuerzas osmoticas de gran

magnitud para deshidratar o balancear formaciones sensibles al agua. Este
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fendmeno ocurre cuando la salinidad del lodo es mayor a la de la formacién. Es un
hecho bien conocido que el agua migra de una solucion menos salina hacia otra
de mayor salinidad, si esta presente una membrana semipermeable, producida por

el jabon de alto peso molecular.

Es debido a este fendmeno que un lodo base aceite puede realmente deshidratar
formaciones lutiticas o arcillosas. Durante la perforacién de formaciones lutiticas
se trata de lograr un equilibrio de actividad, es decir, se trata de perforar con la

misma concentracion de sal contenida en la formacién.

Para desarrollar fuerzas osmoticas en los lodos base aceite se utilizan sales de
cloruro de calcio (CaCl2), cloruro de sodio (NaCl) y cloruro de potasio (KCI) que
son disueltas en el agua de los lodos base aceite de emulsion inversa y que se
conocen como salmueras. De todas estas sales la que mas se usa es la de cloruro

de calcio, debido a que desarrolla una mayor fuerza osmatica.

En la figura 3.2 (pag. 60) se ilustra el comportamiento de la presion osmotica para
distintas concentraciones de CaCl2.
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La cantidad de sal que se debe suministrar para controlar la actividad del lodo no debe
llegar al nivel de saturacibn, ya que causaria problemas muy graves de
humectabilidad, y en consecuencia, la precipitacion del material densificante. La
concentracion éptima dependerd de los requerimientos de la perforacion. De todas
maneras, nunca se debe formular un sistema con mas del 35% por peso de cloruro de

calcio.

Tanto el cloruro de calcio como el cloruro de sodio pueden obtenerse faciimente y
ninguno de ellos causa efectos notables en la reologia del fluido de perforacion ya que
ellas estan disueltas en la fase acuosa del lodo y no en la fase liquida total. Por eso es
recomendable diluir estas sales por periodos de tiempo de mas de 30 minutos antes
de ser agregadas al sistema.
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II1.1.2.9 Material densificante

Son materiales que cuando son suspendidos en un fluido de perforacién, incrementan
la densidad del fluido, permitiendo asi un mejor control de la presion de la formacion
gue esta siendo perforada. La presiéon hidrostatica es funcién directa de la densidad
del lodo, por ende al aumentar la densidad del lodo, aumenta la presion hidrostatica
ejercida por el fluido.

Cualquier sustancia que posea una densidad mas alta que la del agua y se pueda
incluir en el sistema, sin que se afecte en forma adversa sus propiedades puede ser

utilizado como material densificante.
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IV.-SEGURIDAD

IV.1 Cuidado del personal y manejo de estos gases

La seguridad del personal es importante en toda industria, y la industria petrolera no
es la excepcion; el personal encargado debe estar consciente del riesgo que corre si
no efectla adecuadamente los procedimientos aplicando las normas y estandares
de seguridad que se tienen en las instalaciones, pues esto no solo afecta a la
persona que ocasiona el problema, sino también a terceros y a las instalaciones

mismas.

La susceptibilidad al envenenamiento por H,S varia segun el numero de
exposiciones que haya sufrido un individuo. Una segunda exposicion es mas
peligrosa que la primera y asi sucesivamente. El equipo de proteccion y
precauciones que deben tomarse cuando se sospecha la presencia de H,S, es:

1. Informar previamente a todos los trabajadores sobre las caracteristicas del
acido sulfhidrico y sobre los riesgos, asi como los procedimientos de seguridad
gue deben aplicarse cuando se encuentra o se sospecha su presencia.

2. Debe darse a todos los trabajadores instrucciones sobre la utilizacion del equipo
de proteccion existente, ademas seran informados de la localizacion de aparatos
para la proteccion respiratoria, detectores de acido sulfhidrico y sus alarmas,
equipo de ventilacién, areas de reunion de seguridad, sistemas de alerta,

procedimientos de evacuacion.

También deben estar bien informados sobre la direccibn de los vientos
prevalecientes en el area. Se deben efectuar sesiones de entrenamiento y

simulacros, por si se presenta el gas acido.

3. Al entrar a una zona en donde se sospecha la existencia del acido sulfhidrico,

debe hacerse una prueba para determinar si el gas esta presente y determinar su
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concentracion.

4. No intentar determinar su presencia por medio del olfato, puesto que este
sentido queda rapidamente paralizado por este gas, de 2 a 15 min. De exposicion
a bajas concentraciones y en 60 segundos para altas concentraciones.

5. El personal debe cuidarse entre si, siempre que sea posible deben de trabajar

en parejas.

6. Los cuartos de vivienda deben estar suficientemente retirados.

7. La ventilacion debe ser adecuada para eliminar el gas del area de trabajo, hasta
donde sea posible.

8. Nunca entre en un sitio cerrado, en el que pueda haberse acumulado acido
sulfhidrico, sin llevar el equipo de protecciébn adecuado, asi mismo, en dias

cuando no haya viento, debe usar las mascarillas.

9. Para la extraccién de nucleos de la formacion, exija el uso del equipo contra el
H,S, aunque no se haya percibido con anterioridad en la superficie. Si el
trabajador esta fuera del alcance, debe de llevar un cinturon de seguridad fijo a un
cable, que debe ser sujeto a una persona responsable, situada en un lugar fuera
de peligro.

10. El equipo de proteccion, resucitadores, mascarillas, oxigeno, etc. debe tenerse
facilmente disponible para cuando se requiera.

11. Los primeros auxilios para las victimas del H,S se basan principalmente en la

ayuda de respiracion, incluyendo los siguientes:

a) Mueva de inmediato a la victima al aire fresco y puro, no ponga en peligro su
propia seguridad. Use equipo de proteccion.
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b) Si la victima esta inconsciente y no respira, aplique de inmediato la respiraciéon
artificial y contintela sin interrupcion hasta que restablezca su respiracion normal.

¢) Llame al médico.

Recomendacion: Practique las nueve primeras indicaciones y probablemente

nunca necesitard la décima por envenenamiento.
IV.2 Prevencion y control de operaciones

Las actividades petroleras manejando &cido sulfhidrico, ya sea de los fluidos
provenientes de la formacion, por la degradacion de los fluidos de control o por la
accién bacteriana que produce este gas, presenta problemas tanto para los
materiales como para el personal. Estas operaciones pueden ser realizadas en
condiciones de seguridad si todos los trabajadores estan informados vy
capacitados para afrontar la presencia de H,S, ya que éste es un gas muy toxico
gue puede afectar la salud del personal e incluso puede provocar la muerte en

concentraciones relativamente bajas.

Otros de los dafos que propicia es la falla prematura del acero de alta resistencia
y de otros metales. Esto implica que todo el personal debe de estar totalmente
familiarizado con los reglamentos y procedimientos de seguridad adecuados para
usarse y servicio de gas amargo, para lograr que los trabajos realizados en estos

ambientes sean lo mas seguros.

IV. 3 El como deshacernos de estos gases

A este tipo de gas que contiene productos sulfurosos se le conoce como gas
amargo, y para eliminarlos es necesario tratar el gas con hidréxido de calcio,
hidroxido de sodio o carbonato de sodio. Otros de los procesos que se aplican
para eliminar H,S y CO, se pueden agrupar en cuatro categorias de acuerdo a su
tipo y pueden ser desde demasiado sencillos hasta complejos dependiendo de si
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es necesario recuperar o no los gases removidos y el material usado para

eliminarlos.
Las cuatro categorias son:

1V.3.1 Procesos de Absorcion Quimica

Estos procesos se caracterizan porque el gas amargo se pone en contacto en
contracorriente con una soluciéon en la cual hay una substancia que reacciona

con los gases acidos.

El contacto se realiza en una torre conocida como contactora en la cual la
solucion entra por la parte superior y el gas entra por la parte inferior. Las
reacciones que se presentan entre la solucion y los gases &cidos son
reversibles y por lo tanto la solucién al salir de la torre se envia a regeneracion.
Los procesos con aminas son los mas conocidos de esta categoria y luego los
procesos con carbonato.

El punto clave en los procesos de absorcion quimica es que la contactora sea
operada a condiciones que fuercen la reaccién entre los componentes acidos del
gas y el solvente (bajas temperaturas y altas presiones), y que el regenerador sea
operado a condiciones que fuercen la reaccién para liberar los gases acidos
(bajas presiones y altas temperaturas), algunos de los procesos son los

siguientes:

% Procesos con aminas

% La capacidad relativa se toma con respecto a la de
MEA para absorber H,S

% Procesos con carbonato

«» Dimensionamiento
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IV.3.2 Procesos de Absorcion Fisica

La absorcién fisica depende de la presion parcial del contaminante y estos
procesos son aplicables cuando la presion del gas es alta y hay cantidades
apreciables de contaminantes.

Los solventes se regeneran con disminuciéon de presion y aplicacion baja o

moderada de calor o uso de pequeiias cantidades de gas de despojamiento.

En estos procesos el solvente absorbe el contaminante pero como gas en soluciéon
y sin que se presenten reacciones quimicas; obviamente que mientras mas alta
sea la presién y la cantidad de gas mayor es la posibilidad de que se disuelva

el gas en la solucion.

Los procesos fisicos tienen alta afinidad por los hidrocarburos pesados. Si el gas a
tratar tiene un alto contenido de propano y compuestos mas pesados el uso de un
solvente fisico puede implicar una pérdida grande de los componentes mas
pesados del gas, debido a que estos componentes son liberados del solvente con

los gases acidos y luego su separacién no es econémicamente viable.

El uso de solventes fisicos para endulzamiento podria considerarse bajo las

siguientes condiciones:
1.- Presién parcial de los gases &cidos en el gas igual o mayor de 50 Ib/pg?.
2.- Concentracion de propano o gases mas pesados baja el H,S.

3.- Solo se requiere remocién global de los gases acidos (No se requiere llevar su
concentracion a niveles demasiado bajos) Se requiere remocion selectiva de H,S,

algunos de los procesos son:

% Proceso Selexol
% Proceso de Lavado con Agua
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IV.3.3 Procesos Hibridos

Los procesos hibridos presentan un intento por aprovechar las ventajas de los
procesos quimicos, alta capacidad de absorcion y por tanto de reducir los niveles
de los contaminantes, especialmente H,S, a valores bajos, y de los procesos
fisicos en lo relativo a bajos niveles de energia en los procesos de regeneracion.

1V.3.4 Procesos de Conversion Directa
Estos procesos remueven el H,S y lo convierten directamente a azufre elemental
sin necesidad de unidad recuperadora de azufre. Estos procesos utilizan

reacciones de oxidacibn — reduccién que involucran la absorcion de H,S en

una solucién alcalina.
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V.- Conclusiones

Los materiales estandar utilizados en la fabricacién de herramientas para
BHA como lo son el 4145 mod y el 1340 mod proporcionan una minima
resistencia al SSC en medios ambientes donde se encuentran presentes
H,Sy CO,.

Practicas de limpieza utilizadas en la fabricacion de estos materiales
muestran una mejoria en la resistencia al SSC a niveles bajos de H,S y de

CO, pero muestran una minima mejoria en concentraciones elevadas.

Aleaciones con carbono reducido o aleaciones 4130 mod combinadas con
practicas avanzadas de T y R demuestran una mejoria significante en la
resistencia al SSC aun en medios ambientes con niveles elevados de H,S y
de COa.

Estos materiales mejorados pueden ayudar a explotar las reservas de
hidrocarburos de manera segura en formaciones con concentraciones altas
de H,S Yy de CO..

Para los disefios de las tuberias de perforacion, deberan realizarse bajo los
procedimientos de disefio de cargas mecanicas (cargas maximas)
utilizando los criterios de disefio establecidos; pero ahora también hay que
involucrar los factores mas relevantes que influyen en el fenémeno de la
corrosion por acido sulfhidrico y biéxido de carbono, para aquellos
proyectos que lo requieran y que este quede disefiado en O6ptimas
condiciones para que esté en funcionamiento durante toda su vida

productiva.
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Los problemas de corrosién en la industria petrolera han sido atacados
desde hace muchos afos por la industria de los inhibidores, seleccion de
material, proteccion catddica, recubrimientos en las tuberias, control del

medio ambiente.

Para hacer la seleccion de tuberias que van a estar en ambiente corrosivo
por H,S y CO, se maneja al concepto de presiéon parcial, que se define
como el contenido del gas, ya sea CO; o H,S en fracciébn molar multiplicado
por la presion de cierre en la cabeza del pozo. Esta presion parcial se
calcula con unidades practicas que se menciona en la tesis (ecuacion 3
pag. 24).

La presencia de agua; como ya se menciono el CO, y H,S por si solos no
son corrosivos, se requiere la presencia de agua para formular soluciones
acidas que corroen los metales. Si en alguna forma se puede variar la
presencia de agua o si se neutraliza la acidez de los fluidos, se reduce la
corrosividad de estos gases.

Es evidente que la cantidad presente de CO, y H,S en los fluidos de
perforacién, de control y de produccion, incluyen en el avance de la
corrosion de las tuberias y conexiones. La cantidad de estos gases
corrosivos se combinan con otros factores como la presencia de agua, la

presién, el tipo de metal para producir el SSC (Sulfide Stress Cracking).

También mientras mas presion tenga el sistema, mayor sera el avance de

la corrosion.

El concepto que relaciona la cantidad de CO, y H,S con la presién de un

sistema, es la presién parcial que ya fue definida anteriormente.
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En la corrosién por H,S, la temperatura es uno de los parametros que mas
influyen en el proceso de corrosiéon. Como regla general, las tuberias son
mas resistentes al fendmeno SSC en temperaturas altas.

Los esfuerzos de tensién estan involucrados en el fendbmeno SSC y hay
gue sefalar que a mayor esfuerzo mayor riesgo de falla en las tuberias, la
compresion reduce este efecto.

Para el H,S los aceros de alta resistencia son mas susceptibles al
fendbmeno SSC, los de baja aleaciébn son aceptables para ambientes
corrosivos. Los aceros inoxidables se comportan bien en medios acidos
debido a la composicion de sus aleaciones. Como el agua salada contiene
cloruros, hay que considerar su concentracion, y mencionar que los aceros

al carbon y baja aleacién no son susceptibles a problemas de cloruros.

Recomendaciones

R/
A X4

Cuando se presente ausencia de una opcién conveniente para la seleccién
de materiales, se podran probar y calificar en laboratorios aceros al carbono
y de baja aleacion para usarse en condiciones especificas de una region de
servicio amargo SSC o también se podra usar como base la experiencia de

campo documentada.

Para este caso particular se incurre en ausencia de una opcién conveniente
en la seleccion del material, debido que hasta hoy Pemex no tiene la
experiencia de pruebas de laboratorios y manejos de campos.

Dada la posibilidad de falla subita de los equipamientos fragilizados por
determinada exposicibn a ambientes con presencia de H,S y CO,, es
indispensable que se analice cada situacion y se utilicen materiales

resistentes en los casos en que sea necesario (NACE MR-01-75).
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Debido a que el sulfuro de hidrégeno es un gas acido, el pH del lodo se
reduce rapidamente por la neutralizaciéon de OH-; por lo anterior, el pH debe
ser aumentado hasta un valor minimo de 11 a 12 mediante la adicion de
sosa caustica en el lodo, para después amortiguar el pH con cal y
comenzar a tratar el lodo con éxido de zinc (ZnO) para eliminar los sulfuros
solubles al sistema. El lodo de emulsion inversa protege mas a la tuberia de
perforacién contra la corrosividad del H,S porque el aceite actla como
agente formador de pelicula, evitando en parte, la ruptura por absorcion de
hidrégeno que es la causa de destruccion de los materiales. Por el
contrario, es con los lodos base aceite donde se deben de tomar mayores
precauciones que en los lodos base agua aunque en ambos el H,S sea
igual de toxico, debido a la solubilidad del H,S en el aceite. En sintesis,
cuando el gas de sulfuro de hidrégeno pareciera que proviene o que fluye
de la formacién, la densidad del lodo debera de aumentarse para
interrumpir el flujo de gas dentro del pozo para después realizar las
acciones descritas anteriormente para minimizar los efectos téxicos de este

gas altamente contaminante y corrosivo.

En una solucién acuosa, el CO, formara acido carbénico (H.COs3), el cual se
convertird en grupos de bicarbonatos (HCO3) con valores de pH medios, y
luego en grupos de carbonatos (CO3) con valores de pH mas altos. La
contaminacion de carbonatos/bicarbonatos se reconoce generalmente en la
alta viscosidad de la linea de flujo, un alto punto cedente y esfuerzos de gel
progresivos que pueden causar la solidificacion del lodo.

Cuando este tipo de contaminacion sucede, se deben eliminar los
carbonatos y/o bicarbonatos con cualquier fuente de calcio soluble con un
pH constante o aumentando el pH con sosa caustica, afiadiendo cal (Ca
(OH),) y/o yeso (2H,0) ambos solubles de calcio (Ca), para la eliminacién
del carbonato de calcio (CaCOs).
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% Es responsabilidad de la Compafiia Operadora informar fehaciente y
anticipadamente a las Compafiias de Servicio sobre las &reas o locaciones
donde exista 0 se presuma que pueda producirse H,S, como resultado de
los trabajos a realizarse, proveyendo de esta manera la seguridad en la
accesibilidad a las locaciones y la definicion de los materiales y equipos a
utilizar.

Esta informacion consiste en un mapeo donde se consigne la ausencia,
presuncion o presencia del gas.

El mapeo debe describir geogréfica y urbanisticamente la zona, las
condiciones climaticas correspondientes a las distintas épocas del afio,
incluyendo la direccion del viento predominante.

En el caso de existir presencia de H,S, debe informarse el nivel registrado
con anterioridad, considerandose condiciones normales de operacion a
valores hasta 10 ppm, y condiciones no rutinarias a aquellas mayores a 10
ppm.

Debe tenerse en cuenta que una eventual rotura puede generar un escape
descontrolado de H,S.

Deberéa garantizarse el buen funcionamiento de cada equipo, a través de
chequeos rutinarios antes de cada operacion y calibraciones periddicas
(conforme establezca el fabricante, pero al menos una vez por afio), las que
deberan quedar documentadas.

Debe asegurarse gue los equipos de deteccién individual tengan el sensor
expuesto al ambiente de trabajo.

Cuando se trabaje en pozos con presencia o con potencial de H,S, tanto las
compafiias Operadoras como las de Servicios deberdn contar con
equipamiento para enfrentar emergencias.

Deberéan estar disponibles en locacion al menos dos equipos de respiracion
autonomos de 30 minutos, con el fin de intervenir en acciones de socorro
y/o aseguramiento de las maniobras que sean necesarias para poder

abandonar temporariamente el pozo (ej. parada de bombas).
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El aseguramiento del ajuste de las mascaras a las caracteristicas
individuales de los usuarios de los equipos, a través de pruebas
especificas, debe garantizar que el sello sea perfecto. Debe considerarse
siempre que la barba y los anteojos son condicionantes para el uso de las
mascaras.

Dadas las caracteristicas de explosividad del H,S en un rango amplio de
altas concentraciones, debe tenerse en cuenta que las instalaciones y
equipos eléctricos, llama abierta, escapes de motores o cualquier posible

fuente de ignicion, debe evitarse.
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VI.- Nomenclatura

% mol = Porcentaje de Concentracion Molar.
% wt. = Porcentaje de Peso.

AISI =American Iron and Steel Institute.

API = American Petroleum Institute.

BHA = Bottom Hole Assembly.

BHN = Dureza en Escala Brinell.

C = Carbono.

Ca = Calcio.

CaCOa3 = Bicarbonato.

CO2= Ditxido de Carbono.

Cr = Cromo.

DCB = Double Cantilever Beam.

ft-lbs = Pie-Libra.

H2S = Acido Sulfidrico.

HRC = Dureza Rockwell en Escala C.

hrs = Horas.

HWDP = Heavy Weight Drill Pipe.

in. = Pulgada.

IRP = Industry Recommended Practices.

ISO = International Organization for Standardization.

KISSC = Factor de Intensidad de Esfuerzo Critico (mide la resistencia a la
fractura).

LCVN = Prueba Longitudinal Charpy V-Notch (Este método de ensayo trata con el
procedimiento de muestreo estandar para las pruebas de impacto en la estructura
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del acero).

MEA (monoetanolamina) = Solucion Acuosa ocupada en el proceso para lavar el
gas amargo.

Mn= Magnesio.

Mo = Molibdeno.

MSA = Andlisis de Sistemas de Medicion

SMYS = Specified Minimum Yield Strength(Resistencia de fluencia minima).
NACE = The National Association of Corrosion Engineers.

Nb = Niobio también conocido como Columbio.

P = Fosforo.

pH = Factor de Acidez o Alcalinidad.

ppm = Partes por millon.

psi = Libras por Pulgada Cuadrada.

S = Azufre.

SS = Servicio Amargo.

SSC = Sulfide Stress Cracking.

Stripping = Extraccion de las tuberias de un pozo con la varillas de succion.
Ty R = Templado y Revenido.

UPSET TUBING = tubos con paredes de mayor espesor en los extremos.
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VII. Anexo A

VIIL.1 Figura D.1 pH de agua condensada bajo presion de CO: y H2S

pH

ul Lol Ll
1 10 100 1000 10 000
(Peo, + Pusl). kPa

Key

1 temperature = 20 °C
2 temperature = 100 °C

Figure D.1 — The pH of condensed water under CO, and H,S pressure
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VIL.2 Figura D.2 pH de agua condensada (gas humedo) o agua de
formacion que contiene bicarbonato (sobresaturado de CaCO3) bajo
presion de COz y H2S

1 10 100 1000 0 000
(Peo, + Prys). kPa

Key

1 HCO; =0 megf

2 HCO4; =01 meg
3 HCO; =1 megf

4 HCO4;~ =10 meg
§ HCO4~ =100 meg
———— T=100°C
— T=20°C

Figure D.2 — The pH of condensate water (wet gas) or formation waters containing bicarbonate
(undersaturated in CaCO,) under CO, and H,S pressure
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VIL.3 Figura D.3 pH del agua de formacion (sobresaturado con CaCO3)
(estequiométrico o no estequiométrico) bajo presion de CO2 y H2S a 20 °C

pH

1 10 100 1 000 10 000
(peo, + Prgs). kP2

Key

Ca?* =1 000 meqgi
Ca?* =100 meg
Ca?* =10 meg
HCOy™ =10 meg/l
HCOy™ =30 meg/
HCOy™ = 100 meg
———— Ca¥+ < HZO5
Ca+ = HCO,~
Cad+ = HCO,-

o o b W R =

Figure D.3 — The pH of formation waters (super)saturated in CaCO, (stoichiometric or non-
stoichiometric) under CO, and H;S pressure at 20 °C
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VIL.4 Figura D.4 pH del agua de formacion (sobresaturado con CaCO3)
(estequiométrico o no estequiométrico) bajo presion de CO2 y H2S a 60 °C

pH

ERTIT AR AT 1T N B R AT 171 A RN 1] B B A1)
1 0 100 1000 10 000
(Peo, + Pugs). KPa

1 Ca®™ =1 000 meg

2 Ca®™ =100 meg/

3 Ca®™ =10 magd

4 HCO, =10 megl

& HCOy™ =30 meg

6  HCOy =100 meg
Ca+ <« HCOy™
Ca?s = HCO,"

— — Ca?+ = HCOy"

Figure D.4 — The pH of formation waters (super)saturated in CaCO, (stoichiometric or non-
stoichiometric) under CO, and H,5 pressure at 60 °C
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VIL.5 Figura D.5 pH del agua de formacion (sobresaturado con CaCO3)
(estequiométrico o no estequiométrico) bajo presion de CO2 y H.S a 100
oC

pH

ol

Ll IIII| L L LIl Ll I|I|||| L1l III| Ll IIIIII| |
1 10 100 1 000 10 000
I.Dc;\-? L 'D”_ﬁl- kFa

Key

Ca?* =1 000 meqg
Ca®* =100 meg
Ca®* =10 meg/
HCO4™ =10 meg
HCO,™ =30 meg
HCO,;™ =100 meg]
Ca®4 < HCO4
Cai+ = HOOy™
— — Ca¥ = HCO,-

L P L S T o R

Figure D.5 — The pH of formation waters (super) saturated in CaCO, {stoichiometric or
non-stoichiometric) under CO, and H,S pressure at 100 *C
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