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GLOSARIO

ANALISIS DE RIESGOS: Uso sistematico de informacion para identificar fuentes y
estimar el riesgo. Proporciona una base para la evaluacion, mitigacion y aceptacion
de riesgos. La informacion puede incluir datos historicos, analisis teoricos, opiniones
informadas y preocupaciones de las partes interesadas.

APTITUD PARA EL SERVICIO (FITNESS FOR SERVICE - FFS): Es una
metodologia mediante el cual se evaltan los dafos o los defectos/imperfecciones
contenidas en un componente o0 elemento de equipo para determinar la

aceptabilidad del servicio continuo.

CARACTERIZAR: Calificar el tipo, tamano, forma, orientacion y ubicacion de una

anomalia.

CIPS (Close Interval Potential Survey): Método de inspeccién indirecta que
permite la medicion de potenciales a intervalos cortos sobre una tuberia o estructura

enterrada o sumergida.

COF (CONSECUENCE OF FAILURE): Es el resultado de un evento de falla
utilizado en la clasificacion relativa del equipo. EI COF, se puede determinar para
eventos de seguridad, ambientales o financieros.

COMPONENTE O COMPONENTE DE TUBERIA: un elemento individual o
elemento instalado en linea con la tuberia en un sistema de tuberia, como, entre

otros, valvulas, codos, tes, bridas y cierres.

CONSECUENCIA: Resultado de un evento. Pueden existir una o mas
consecuencias de un evento; pueden oscilar de positivas a negativas. Sin embargo,
son siempre negativas para los aspectos de seguridad; pueden ser expresadas

cualitativa o cuantitativamente.



CORROSION: Es el deterioro de un material, generalmente un metal, que resulta

de una reaccién electroquimica con su entorno.

DCVG (Direct Current Voltage Gradient): Método de medida del cambio en el
gradiente de voltaje en el suelo a lo largo de una tuberia para localizar

discontinuidades en el recubrimiento y caracterizar actividad de corrosién.

DEFECTO: Anomalia examinada fisicamente con dimensiones o caracteristicas
que superan los limites aceptables.

DETERIORO: Es la reduccion en la capacidad de un componente para cumplir con
su propésito previsto de contencion de fluidos. Esto puede ser causado por diversos
mecanismos de dano como Adelgazamiento (Thinning), agrietamiento (Cracking) o
por tipo mecanico. Dafo o degradacién pueden ser utilizados en lugar de deterioro.

ESPESOR MINIMO (MINIMUM THICKNESS): Es el espesor sin tolerancia a la
corrosion (CA) para cada componente basado en los calculos del codigo de diseno
apropiado y la tensién permisible del cédigo que consideran las cargas de presion,
mecanicas y estructurales. Alternativamente, el espesor minimo requerido se puede
reevaluar utilizando un analisis de aptitud para el servicio (FFS — Fitness For
Service) de acuerdo con API 579-1 / ASME FFS-1.

EVALUACION DE LA INTEGRIDAD: Proceso que incluye la inspeccién de las
instalaciones de la tuberia, la evaluacion de las indicaciones resultantes de las
inspecciones, el examen de la tuberia utilizando una variedad de técnicas, la
evaluacion de los resultados de los examenes, la caracterizacidon de la evaluacion
por tipo de defecto y gravedad, y determinar la integridad resultante de la tuberia a

través del andlisis.

FALLA: Término general utilizado para implicar que una parte en servicio se ha

vuelto completamente inoperable; sigue funcionando, pero es incapaz de realizar



satisfactoriamente su objetivo funcién; o se ha deteriorado seriamente, hasta el
punto de que se ha vuelto poco confiable o inseguro para su uso continuo.

FATIGA: Proceso de desarrollo o agrandamiento de una fisura como resultado de
ciclos repetidos de tensién.

GAS: Segun ASME B31.8S, cualquier gas o mezcla de gases apto para combustible
doméstico o industrial y que se transmite o distribuye al usuario a través de un
sistema de tuberias. Los tipos comunes son gas natural, gas manufacturado y gas
licuado de petréleo distribuido como vapor, con o sin la mezcla de aire.

GASODUCTO EN SERVICIO: Definido aqui como un gasoducto que contiene gas
natural para ser transportado. El gas puede estar fluyendo o no.

HOLD UP: Es una relacion entre el volumen que ocupa el gas dentro de un tramo
de tuberia y el volumen total de esta.

ILI (IN LINE INSPECTION): Una inspeccion de una tuberia desde el interior de la
tuberia usando una herramienta ILI. Estos dispositivos se ejecutan dentro de la
tuberia y proporcionan indicaciones de pérdida de metal, deformaciéon y otros
defectos.

INHIBIDOR DE CORROSION: Sustancia quimica o combinacién de sustancias
que, cuando estan presentes en el ambiente 0 en una superficie, previenen o

reducen la corrosion.

INSPECCIONES: Actividades realizadas para verificar que los materiales,
fabricacion, montaje, pruebas, reparaciones y cualquier otro dato relevante para el
equipo se ajusten a las normas aplicables, la ingenieria y los requisitos de
procedimiento escritos del propietario-usuario.



INTEGRIDAD: Segun ASME B31.8S, es la capacidad de la tuberia para soportar
todas las cargas anticipadas (incluida la tension del aro debido a la presién de
operacién) mas el margen de seguridad establecido por esta seccidn.

IMPERFECCION: Anomalia con caracteristicas que no superan los limites

aceptables.

MECANISMOS DE DANO O DETERIORO: Procesos que inducen cambios (micro
y/0 macro) en materiales a lo largo del tiempo. Tipo de dafio metalico en una tuberia
o revestimiento de tuberia causado por la aplicacién de una fuerza externa. El dafo
mecanico puede incluir abolladuras, remocion de revestimiento, remocién de metal,
movimiento de metal, trabajo en frio del metal subyacente, perforaciones y
tensiones residuales. Por ejemplo: corrosion, ataque quimico, fluencia, erosion,

fatiga, fractura y envejecimiento térmico.

MESA ATTACK: Morfologia de dafo tipica de proceso de corrosion por COz,
caracterizado por bordes finos y rectos formando surco entre superficies planas en
la superficie de la tuberia.

PELIGRO (HAZARD): Es una condicién fisica o una liberacién de un material
peligroso que podria resultar de la falla de un componente y resultar en lesiones
humanas o la muerte, pérdida o dano, o degradacion ambiental. El peligro es la
fuente del dafo.

P&ID (PIPING AND INSTRUMENTATION DIAGRAM): Dibujo que muestra la

tuberia y la instrumentacion para una tuberia o instalacion de tuberia.

PROBABILIDAD: Es el grado en que es probable que pueda ocurrir un evento
dentro del periodo de tiempo considerado. La probabilidad puede estar relacionada
con una frecuencia relativa de ocurrencia a largo plazo o con un grado de creencia

de que ocurrira un evento.



PROBABILIDAD DE FALLA (POF — PROBABILITY OF FAILURE): Es la
probabilidad de que un equipo o componente falle debido a uno o multiples

mecanismos de dafo que ocurren bajo condiciones operativas especificas.

REVESTIMIENTO (COATING): composicion liquida, licuable o de masilla que,
después de su aplicacion a una superficie, se convierte en una pelicula sélida
protectora, decorativa o adherente funcional. El revestimiento también incluye

envoltura de cinta.

RIESGO (RISK): Es la combinacién de la probabilidad de que ocurra algun evento

durante un periodo de tiempo y las consecuencias asociadas.

SCAN C (C-SCAN): Es la técnica de ultrasonido usada para detectar corrosién en
tuberias cuyo método es la representacion tridimensional de la medicién de

espesores con codigo de colores que muestra la profundidad del material.

TOLERANCIA A LA CORROSION (CORROSION ALLOWANCE): Es el exceso de
espesor disponible por encima del espesor minimo requerido.

TRANSPORTE DE GAS: recoleccion, transmision o distribucién de gas por ductos

o almacenamiento de gas.

UNIDADES DE PROCESOS: Grupo de sistemas dispuestos de una manera
especifica para producir un producto o servicio. Por ejemplo, generacién de energia,
produccién de acido, produccién de combustible y produccién de etileno.

VELOCIDAD DE CORROSION: Velocidad a la que procede la corrosion.



RESUMEN

TITULO: Anélisis técnico para la transferencia de gas Florefia hacia Cusiana (2022-
2035) usando infraestructura existente con enfoque en integridad de los sistemas
de tuberia.

AUTOR: Alexander Monroy Martinez

PALABRAS CLAVE: Integridad de ductos, evaluacion de defectos geométricos,
pérdida de metal, corrosion, inspeccién interna, amenazas, esfuerzo remanente,

esfuerzo de falla.

DESCRIPCION: Los compromisos que tiene actualmente el pais para el suministro
de gas natural tienden aumentar en el sector residencial e industrial, no obstante, la
infraestructura disponible esta limitada, motivo por el cual se hace necesario crear
estrategias para optimizar la capacidad de las plantas de procesamiento y ductos
existentes. Estas estrategias crean retos técnicos importantes enfocados a
mantener la confiabilidad e integridad de aquellos sistemas de tuberia que han
operado por mas de 20 afios y que aun pueden ser aprovechados. Los campos de
produccién y tratamiento de gas en el Casanare son un ejemplo de ello, por este
motivo en este trabajo se determina el estado de integridad estructural de un
sistema interconectado de lineas de flujo que permitira optimizar transferencia de
gas entre campos, como una alternativa para el aprovechamiento de la planta de

tratamiento de gas en Cusiana.

Se realizdé la evaluacion de integridad de los ductos utilizando la técnica de
inspeccién en linea (ILI) tipo MFL, del cual se identifico la presencia de anomalias
de pérdida de metal y defectos geométricos. Se realizé validacion de los resultados
ILI con técnicas complementarias de ultrasonido con el fin de obtener datos con
mayor precisidon de la geometria real del defecto. Mediante la metodologia de

evaluacion de esfuerzo remanente nivel 1- 2, se determind que el valor del esfuerzo



de falla del defecto es superior al esfuerzo de disefio del ducto, razén por la cual el
ducto esta dentro del margen de operacién segura. Asi mismo, se evaluaron
aquellos factores que generan del fendmeno de corrosién interna del ducto, tal como
la presencia de gases corrosivos en los pozos asociados, que presentan valores de
presion parcial de COz superior a 30 psi, catalogando este fluido con alto potencial
de corrosividad. Por otra parte, con los monitoreos de flujo y presencia de solidos
menores a 1lb/10000 barriles, se descarta el mecanismo de dafo por erosién. Otra
amenaza identificada es el mecanismo de dafio por corrosién externa y su factor
predominante obedece a la agresividad del suelo por la presencia de bacterias
sulfato reductoras (BSR) con datos histéricos de contenido de estas superior a las
100 bacterias/ml. Una vez analizado los factores generadores de defectos sobre las
lineas, se emiti6 el plan de inspeccion y reparacidén estableciendo frecuencias de
inspeccién ILI, CIPS y DCVG cada 5 anos, monitoreo anual para actividades de
muestras de fluidos, recorridos en derecho de via, inspeccion de revestimiento entre
otros, con la meta de operacién segura de los ductos a condiciones de disefo hasta
2035.



ABSTRACT

TITLE: Technical analysis for the transfer of gas from Florefia to Cusiana (2022-

2035) using existing infrastructure with a focus on integrity of pipeline systems.
AUTHOR: Alexander Monroy Martinez

KEY WORDS: Pipeline integrity, geometric defect evaluation, metal loss, corrosion,

internal inspection, threats, remaining stress, failure stress.

DESCRIPTION: The commitments that the country currently has for the supply of
natural gas tend to increase in the residential and industrial sectors, nevertheless,
the available infrastructure is limited, reason why it is necessary to create strategies
to optimize the capacity of processing plants and existing pipelines. These strategies
create important technical challenges focused on maintaining the reliability and
integrity of those piping systems that have operated for more than 20 years and that
can still be used. The gas production and treatment fields in Casanare are an
example of this, for this reason in this project the state of structural integrity of an
interconnected system of flow lines that will allow optimization of gas transfer
between fields is determined, as an alternative for the use of the gas treatment plant
in Cusiana. The integrity evaluation of the pipelines was carried out using the MFL-
type inline inspection technique (ILI), which identified the presence of metal loss
anomalies and geometric defects. Validation of the ILI results were performed with
complementary ultrasound techniques to obtain data with greater precision of the
real geometry of the defect. Through the level 1-2 remaining strength evaluation
methodology, it was determined that the failure stress value of the defect is higher
than the design stress of the pipeline, which is why the pipeline is within the safe
operating margin. Likewise, those factors that generate the phenomenon of internal
corrosion of the pipeline were evaluated, such as the presence of corrosive gases in
the associated wells, which present partial pressure values of COz greater than 30



psi, cataloging this fluid as potentially corrosive. On the other hand, with the
monitoring of flow and the presence of solids less than 1Ib/10,000 barrels, the
mechanism of erosion damage is ruled out. Another threat identified is the
mechanism of external corrosion damage and its predominant factor is due to the
aggressiveness of the soil due to the presence of (BSR) sulfate-reducing bacteria
with historical data of content of these greater than 100 bacteria/ml. After having
analyzed the factors that generate defects in the lines, the inspection and repair plan
was issued, establishing ILI, CIPS and DCVG inspection frequencies, every 5 years,
annual monitoring for fluid sampling activities, right-of-way routes, coating
inspection, among others, with the goal of safe operation of the pipelines at design
conditions until 2035.



INTRODUCCION

En Colombia actualmente la demanda de gas natural incluidos todos los sectores
de consumo se encuentran alrededor de 1000 MMSCFD' y se estima que para el
2033 la demanda llegara a los 1350 MMSCFD? dado el crecimiento industrial y
demografico del pais. Teniendo en cuenta lo mencionado anteriormente y dada la
limitante en la cantidad de reservas de gas probadas, se requiere continuar con la
busqueda de nuevas oportunidades para aumentar la oferta a largo plazo vy

estrategias a corto y mediano plazo que permitan suplir estas necesidades.

Una de las estrategias a corto plazo que trabaja el grupo Ecopetrol esta enfocada
en aprovechamiento de la infraestructura actual de los campos del piedemonte
llanero especificamente el campo Cusiana el cual tiene instalada una planta de
procesamiento y tratamiento de gas natural con capacidad disponible de
procesamiento de 270 MMSCFD y 8000 BLS de blancos. Actualmente no es posible
llenar toda la capacidad de la planta en vista que la produccion de los pozos
productores ha cambiado durante el tiempo por la declinacién natural del campo.

El 1 de marzo de 2020 Ecopetrol asume la operacién directa del campo Florena que
sumado a Cusiana y Cupiagua permiten establecer sinergias técnicas y comerciales
para el abastecimiento de las necesidades de gas natural en el pais. Uno de los
beneficios es la creacidbn de una estrategia para el aprovechamiento de la
infraestructura disponible en procesamiento y tratamiento de gas del campo
Cusianay la disponibilidad de gas en campo Florefa que puede ser transferido entre
campos mediante rutas comunes de tuberia. Esta estrategia es de gran importancia

1 MINISTERIO DE MINAS Y ENERGIA. (2021). Boletin Estadistico de Minas y Energia 2016-2020.
Obtenido de UMME: https://www1.upme.gov.co/

2 MINISTERIO DE MINAS Y ENERGIA. (Diciembre de 2019). Proyeccion Del Gas Natural En
Colombia 2019-2033. Obtenido de SIPG: http://www.sipg.gov.co/
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teniendo en cuenta la condicion del campo Cusiana y la necesidad de
procesamiento de gas que tiene Ecopetrol para cumplir los compromisos con la

nacién.

La infraestructura existente para la interconexion de los campos es limitada dado
que por diseno fue realizado para un servicio de fluidos de produccién y no
contemplaba transferencia de gas entre los campos. El uso de algunos sistemas
comunes de tuberia del campo para hacer la transferencia de gas genera
incertidumbre, teniendo en cuenta que existe probabilidad de disminucién de la
confiabilidad e integridad por causas como pérdidas de metal generadas por los
mecanismos de degradacion dependientes del tiempo principalmente corrosién
interna o externa, teniendo en cuenta condiciones de fluido, variables de proceso,
pérdidas de eficiencia de los sistemas de proteccidén catédica o el revestimiento

deteriorado por el tiempo de servicio que tiene esta infraestructura.

Los inconvenientes nombrados anteriormente tienen el potencial de generar
indisponibilidad del sistema en caso de no analizar en detalle los factores que
pueden afectar la integridad estructural a causa de los cambios operacionales
propuestos sobre los sistemas de tuberia y por ende pérdidas de produccion y/o
multas a la compafia por incumplimiento de las entregas de gas al pais.

En este orden ideas, para este trabajo se plantea analizar las variables que puedan
afectar la integridad estructural de los sistemas de tuberia existente para transferir
la produccién de hidrocarburos entre campos (Florefia — Cupiagua — Cusiana). El
desarrollo de este trabajo permitira tomar una decisién viable técnicamente para el
aprovechamiento de las redes de tuberia disponible durante la etapa productiva de
los campos, disminucion del riesgo de falla y, por ende, las consecuencias que se
generan como impactos a terceros, reduccion de costos de mantenimiento y

pérdidas de produccion.

Al final de la investigacidn se espera ofrecer a la compafia las opciones que llevan

a la solucién de la problematica planteada y al mismo tiempo pueda ser replicada
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en otros activos del campo que tienen condiciones similares de operacion con la

probabilidad de aparicién de defectos geométricos o pérdida de metal.

El trabajo presentado durante esta investigacion tiene enfoque cuantitativo el cual
explica la estrategia de transferencia de gas Florefia a Cusiana usando
infraestructura existente, descripcion de las variables de proceso, recoleccion de
datos histéricos de mantenimiento y pruebas adicionales para explicar los aspectos
que pueden afectar la integridad estructural de la tuberia. Los datos se presentan
mediante tablas que indican las propiedades mecanicas y vida util bajo las hipo6tesis
de reduccidn de resistencia mecanica a causa de los defectos geométricos y pérdida

de metal para 15 anos de operacion segura de los sistemas de tuberia.
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1. OBJETIVOS

1.1 OBJETIVO GENERAL

Realizar un andlisis técnico para la transferencia de gas Florefia hacia Cusiana
(2022-2035) usando infraestructura existente con enfoque en integridad de los

sistemas de tuberia.
1.2 OBJETIVOS ESPECIFICOS

1. Explicar la estrategia definida por la organizacion para transferir gas desde

Florena hacia Cusiana en los préximos afos 2022-2035.

2. Analizar la condicién de integridad estructural de los sistemas de tuberia para
transferencia de gas Florena hacia Cusiana considerando defectos

geomeétricos y pérdida de metal.

3. Identificar los factores que contribuyen con la generacion de los defectos
geomeétricos y pérdida de metal sobre los sistemas de tuberia seleccionados
para transferencia de gas Florena hacia Cusiana.

4. Proponer un plan de inspeccion, reparaciéon y mantenimiento que asegure la
vida util de las lineas que permitiran hacer la transferencia de gas de Florefia
a Cusiana.
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2. MARCO DE REFERENCIA

2.1 ANTECEDENTES INVESTIGATIVOS

Los oleoductos, poliductos, gasoductos o sistemas de tuberia para transporte de
hidrocarburos son objeto de investigacion por las principales organizaciones de
ingenieria a nivel mundial creando estandares normalizados para el disefio,
construccién, operacion y mantenimiento enfocados en la seguridad y eficiencia

durante la operacion.

Los sistemas de tuberia para el transporte de hidrocarburos estan expuestos a
mecanismos de degradacion, ya sean inmediatos o dependientes del tiempo, que
ligados a su naturaleza pueden causar la formacién y/o crecimiento de algun defecto
que genere fisuras o pérdida del espesor de la pared del tubo y por consiguiente

reduccioén del esfuerzo del material.

A nivel mundial se han realizado varios estudios con el propésito de determinar el
esfuerzo remanente de una tuberia con defectos o reduccién del espesor de pared.
Una de las investigaciones de gran relevancia en el tema y de acuerdo con Lyons 3
fue la realizada en las décadas de 1960 y principios del 1970 por el Battelle Memorial
Institute, que determind las ecuaciones semiempiricas NG-18 que relaciona la
tension nominal de falla con el esfuerzo de flujo del material de una tuberia cuando
esta sometida a presion interna con defectos superficiales no pasantes.

Basado en la ecuacion NG-18 se generan diversas metodologias que permiten

determinar el esfuerzo remanente de tuberias corroidas y son adoptadas como

3LYONS, C. J, et al. (2020). Validation of the NG-18 equations for thick walled pipelines. Engineering
Failure Analysis, nro. 112, p. 2
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estandares en la industria. Dentro de las mas destacadas se tiene; ASME B31.G,
ASME B31.G modificada, RSTRENG, SHELL92 Y DNV RP F101.

En 2019 Amaya Gomez R, et al* publica un estudio con el objetivo principal de
revisar y analizar 22 metodologias reconocidas por investigaciones y estandares de
la industria de hidrocarburos que permiten predecir la falla por presiéon interna de
una tuberia corroida. El estudio concluye que para materiales de baja tenacidad las
metodologias DNV, CPS y 31.G modificado son mas interesantes, para materiales
con tenacidad moderada los modelos de Ma, PCORRC, Netto y Zhu tienen las
mejores predicciones y finalmente para materiales con alta tenacidad Chen,
PCORRC, Ma, y Choil tienen resultados aceptables.

En el 2016 Giudici A. J. et al ® presentan un caso estudio en el cual se describe los
tipos de defectos volumétricos en gasoductos y la estimacién de la presion de falla
mediante los modelos de complejidad creciente nivel 1, nivel 2 y nivel 3
referenciados en ASME B 31.G. Como resultado de la evaluacién de defectos del
caso estudio se indica que tanto el método nivel 1 como el nivel 2 son conservativos
teniendo en cuenta que las presiones de falla calculadas son menores comparado
con los resultados de una evaluacion nivel 3. Una ventaja que tiene los métodos de
evaluacion nivel 1y 2 es que son sencillos para su implementacion y dan una guia

razonable de la gravedad del defecto.

En 2018 XIE y TIAN 6, publican un articulo que define la gestion de integridad de
ductos como un programa que administra métodos, herramientas y actividades para

evaluar el estado de salud de la tuberia y determina las actividades de inspeccion y

4+ AMAYA GOMEZ, R. et al. (2019). Reliability assessments of corroded pipelines based on internal
pressure - A review. Engineering Failure Analysis, nro. 98, pp. 190-214.

5 GIUDICI, A. J., et al. (2016). Falla de gasoductos con defectos volumétricos. Revista
Iberoamericana de Ingenieria Mecanica, vol. 20, nro. 1, pp. 3-20.

6 XIE, M., & TIAN, Z. (2018). A review on pipeline integrity management utilizing in-line inspection
data. Engineering Failure Analysis, nro. 92, pp. 222-239.
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mantenimiento para reducir el riesgo. El sistema de gestion se enfoca
principalmente en tres etapas que consisten en la deteccién e identificacion del
defecto, prediccion de su crecimiento y la gestién del riesgo. El estudio concluye
que actualmente las técnicas de inspeccidbn en linea estdn avanzando
significativamente; sin embargo, los errores de medicion de las herramientas
utilizadas para inspeccion en linea pueden generar incertidumbre el evaluar

defectos y predecir su crecimiento en el tiempo.

2.2 MARCO TEORICO - CONCEPTUAL

Una de las etapas relevantes del ciclo de vida de un ducto o sistema de tuberia es
garantizar unas bases de disefio solidas que incluya todas las variables que
permitan asegurar la confiabilidad y seguridad del sistema para operar segun las

necesidades del campo.
2.2.1 Conceptos de esfuerzo deformacion.

La tuberia para transporte de fluidos debe tener la capacidad para soportar todas
las cargas a las cuales esta expuesta sin presentar ningun tipo de falla, es por esto
por lo que durante la etapa de disefio es determinante tener en cuenta las
propiedades mecanicas de resistencia del material de fabricacion de la tuberia. La
resistencia de un material se determina mediante ensayos experimentales dentro
de los que se destaca el ensayo de tensidon o compresion que tiene en cuenta el
esfuerzo (o) cuya magnitud es la intensidad de fuerza por unidad de area y la

deformacion e.

De los resultados de un ensayo de tension se obtienen los limites de esfuerzo de
falla o fractura, esfuerzo ultimo y esfuerzo de fluencia representados en la Figura 1,

donde se tiene a e como la abscisa y o como la ordenada.
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Figura 1. Diagrama esfuerzo — deformacién
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La grafica esfuerzo-deformacion de un ensayo de tension determina el
comportamiento propio de un material a una temperatura especifica. En la region
elastica el material no sufrird ningin dafo dado que la relacidon esfuerzo
deformacion es proporcional y por ende al retirar la carga del material este tomara

su forma inicial.

La region de fluencia indica que una vez que la carga sobrepase el punto de fluencia
el material se deformard y no sera posible regresarlo a su estado inicial aun

disminuyendo la carga aplicada.

Las probetas sometidas a ensayo de tensién presentan una zona de deformacién

cercana al punto de fractura en forma de cono que forma un angulo aproximado de

7 HIBBELER, R. C. (2017). Mecanica De Materiales (9 ed.). Mexico DF: Pearson Educacion, p.87.
ISBN 9786073241007.
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45° con respecto a la direccién de la fuerza aplicada. “La teoria de mecanica de
materiales establece que los esfuerzos cortantes son maximos bajo una carga axial
y forman un angulo de 45° en direccion de la carga”. Esto se resume a que los
esfuerzos cortantes son los causantes de la mayoria de las fallas.

De acuerdo con lo anterior el esfuerzo de fluencia es la base para el disefio
mecanico de todos los elementos sometidos a cargas incluidos los sistemas de
tuberia.

2.2.2 Conceptos de presion en tuberias.

La presién de disefo esta en funcion del espesor de pared del tubo, diametro,
esfuerzo de fluencia del material de fabricacién del ducto (a la temperatura de
operacioén estimada) y factor de disefio que depende del codigo aplicable. En el caso
de ASME B31.4 El factor de disefio es de 0,72 y un factor de 0,4 a 0,8 establece
ASME B 31.8 (American Society of Mechanical Engineer, 2010) dependiendo de la

locacion.

P_Z*S*t*(F*E*T)
B D

P= Presién de Disefio

S= Esfuerzo de fluencia

t= Espesor de pared del tubo

D= Diametro externo de la tuberia
F= Factor de disefio

E= Factor de junta longitudinal

T= Factor de reduccion por temperatura
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Para lineas de transporte de gas disefiadas bajo el cédigo ASME B 31.88 el factor
de disefo depende da la cantidad de habitantes encontrados a una distancia de 400
metros del eje del trazado de la linea de flujo y secciones de 1.6 km. Estas

locaciones se dividen en 4 grupos

- Locacién Clase 1. Se determina esta clasificacion si existen menos de 10
construcciones habitadas en el area comprendida de 1.6 km de longitud de
linea de flujo y 400 metros medidos al eje del trazado de la linea de flujo.

- Locacién Clase 1 Divisién 1. Esta clasificacién se establece para lineas
probadas hidrostaticamente a 1.25 veces la maxima presion de operacién y

el factor de disefno esta entre 0.72 y 0.8.

- Locacién Clase 1 Divisién 2. Esta clasificacidn se establece para lineas
probadas hidrostaticamente a 1.1 veces la maxima presion de operacion y el

factor de diseno es menor a 0.72.

- Locacién clase 2. Se determina esta clasificacion si existe entre 10 y 46
construcciones habitadas en un area comprendida de 1.6 km de longitud de

linea de flujo y 400 metros medidos al eje del trazado de la linea de flujo.

- Locacién clase 3. Se determina esta clasificacién si existe mas de 46
construcciones habitadas en un area comprendida de 1.6 km de longitud de
linea de flujo y 400 metros medidos al eje del trazado de la linea de flujo.

- Locacion clase 4. Esta clasificacion aplica para areas densamente pobladas,

trafico pesado y otros servicios enterrados.

8 AMERICAN SOCIETY OF MECHANICAL ENGINEER. (2010). Gas Transmission and Distribution
Piping System. ASME B 31.8. New York: ASME.
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2.2.3 Mecanismos de dano.

Debido a la naturaleza propia de las lineas de transporte de hidrocarburos, la
geografia, los suelos, los efectos de fendmenos naturales, entre otros, estas se
encuentran expuestas a diversos mecanismos de dano que ponen en riesgo la
integridad mecanica y operacional del activo. Las fallas pueden ser catalogadas, en
general, como fallas operacionales y mecanismos que reducen la capacidad de

contencidn de la tuberia.

Las fallas que influyen en decremento de la resistencia de la tuberia pueden ser
catalogadas como corrosion (externa, interna), fallas/errores de construccion
(defectos inherentes de la fabricacién del material, defectos de soldadura, etc.), de
diseno (seleccion inadecuada de materiales, disefio de espesores, velocidades de

flujo elevadas, etc.), y peligros externos (dafos por terceros y peligros naturales).

Los conceptos de APl 1160 ° determinan que para todas las amenazas que afecten
la integridad de la tuberia, deben existir medidas de mitigacion y prevencién. Pero
existen amenazas que no pueden ser estimadas por los métodos de evaluacion de
integridad y se deben excluir de los analisis. Estas amenazas pueden ser anomalias
de fabricacion, fallas de equipos, dafnos mecanicos que causen falla inmediata,
fallas operacionales, por el clima y accién de terceros.

2.2.4 Causas de falla en sistemas de tuberia.

Las causas de falla en sistemas de tuberia son diversas; sin embargo, por su
importancia se hace indispensable evaluar aquellas dependientes del tiempo como
dano por corrosion que pueden ser externas puede presentarse en la pared externa
o interna del ducto. La corrosion externa puede identificarse a través de mediciones

directas con técnicas de ensayos no destructivos o durante inspecciones en linea

9 AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. (2019). Managing System Integrity for Hazardous Liquid
Pipelines. API Recommended Practice 1160. Washington DC: API.
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con herramienta instrumentada y el seguimiento a los valores de proteccién catodica
del sistema. Para la identificacion de anomalias internas se usa generalmente la
evaluacién de los datos obtenidos de la inspeccion en linea y enfoque en los puntos

criticos de la linea como los puntos bajos, intersecciones, accesorios entre otros.
2.2.5 Corrosion externa.

La corrosion externa en tuberias o lineas de flujo enterradas es debido a que la
tuberia como tal es un medio metalico expuesto a un electrolito (tierra). Como todo
metal este busca volver a su estado natural a través de los procesos de 6xido-
reduccion. Las medidas de proteccion contra la corrosion externa son
combinaciones de métodos que evitan que la linea se vuelva anddica hacia el medio
como lo son los sistemas de proteccion catédica y recubrimientos. Las fallas por

corrosidn externa son usualmente no uniformes, picaduras aisladas o agrupadas.
2.2.6 Corrosion interna.

La corrosion interna se debe a las caracteristicas propias del fluido transportado.
Los sistemas de transporte de hidrocarburos manejan fluidos con muchos
contaminantes quimicos, bacterias, agua, altos contenidos de acidos como H2S y
CO2, material particulado como arenas y productos que se acumulen en puntos
bajos y que facilitan la proliferacion de bacterias bajo depésitos. La morfologia del

dano es muy similar a los presentados por corrosiéon externa.
2.2.7 Analisis de integridad.

Evaluar el estado de integridad de ductos que transportan hidrocarburos requiere
de la seleccion de métodos apropiados que se establecen en los estandares de la
industria, destacando tres métodos que dependeran del disefio de la linea objeto a
evaluacién. Los métodos mas usados son Inspeccién en linea con herramienta

instrumentada, prueba de presion y valoracion directa.
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2.3 MARCO REGULATORIO

Las actividades de producciéon y explotacion de hidrocarburos en Colombia estan
reguladas por el cddigo de petréleos decreto 1056 de 1953 y la ley 142 de 1994 que

incorporé el gas natural como un servicio publico.

En Colombia se usan normas internacionales como referencia desde la regulacién

hasta evaluacion de sistemas de tuberia para liquidos peligrosos o gas.

Figura 2. Normas de referencia evaluacion de integridad

REGULACION NACIONAL DE COLOMBIA PARA LA EVALUACION DE INTEGRIDAD EN GASODUCTOS

Titulo 49 CFR 192 sub-parte “0” / Regle Gas Titulo 49 CFR 195.452 / Regle pere Liquidos Peligrosos

Normas de Administracién de Integrided

Normas de Prevencién y Mitigacién

API RP 1162 / API 1108 / API RP 1103
ASME B31.8S = = = = = I
Normas de Calificacién de Operadores
I API 1161 / ASME B31Q
L ———— I
Normas de Evaluacién de Integrided
ILI PRUEBA DE PRESION DA
NACE Stendar RP 0102-2002 API RP 1110 NACE RP 0502-2002 ECDA
API 1136 NACE RP 0204-2004 SCCDA
ASNT ILI PQ-2005 NACE TC 293 ICDA (Ges seco)

Normas de Valoracién de Integrided
ASME B31.8G

API 1156

Fuente: elaboracion propia, con base en Osinerg: Administrcion Integral de Ductos
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2.4 GENERALIDADES CAMPOS CUSIANA, CUPIAGUA Y FLORENA

Los Campos Cupiagua, Cusiana y Florena de Ecopetrol, estan localizados al
occidente de los municipios de Yopal y Aguazul, en el departamento de Casanare
los cuales fueron desarrollados y puestos en produccion con foco en
comercializacion de crudo en los afos de 1994, 1997 y 2000 respectivamente. Con
la produccion acelerada de los mismos y de acuerdo con la estrategia de explotacién
del campo, a partir de 2003 se inici6 progresivamente la implementacién del sistema
de ventas de gas para el consumo nacional logrando ampliar su capacidad de oferta
hasta 480 MMSCFD en 2012, con la entrada en servicio de la Planta de Gas
Cupiagua. Hoy en dia es parte fundamental de la oferta de gas para el pais y
actualmente es un referente debido a la declinacién de los campos de Chuchupa y
Ballena, al norte del pais.

Figura 3. Localizacién campos Cusiana, Cupiagua y Florena

" 1

Cusiana /

Tauramena-.

Fuente: ECOPETROL, Paper Blowdown (Agotamiento) Cusiana y Cupiagua. 2015

42



Los campos Cusiana Cupiagua y Florena disponen de facilidades similares que son
compuestas basicamente por una central de procesamiento CPF cuyo fin principal
es separar el petréleo crudo, agua producida y gas. Los pozos producen por flujo
natural, el fluido es drenado hacia cada planta por medio de troncales comunes de
produccién y el gas sobrante de la planta es reinyectado nuevamente al campo.
Adicional a lo anterior con el fin de adecuar el gas en especificacién para
comercializacién, en los campos Cusiana y Cupiagua se dispone de plantas de
tratamiento y procesamiento de gas natural con capacidad de ventas totales de gas
de 480 MMSCFD y produccion de blancos de 20000 Bls. En la Tabla 1 se indica los
datos actuales de produccién de cada campo.

Para el manejo de agua, Florefia cuenta con un pozo inyector en la formacion
Mirador y también existe la opcion de ser evacuada hacia el CPF de Cupiagua y
desde alli ser enviada a la facilidad de Cusiana para inyeccion. La totalidad del agua
producida de los campos Cusiana y Cupiagua se inyecta en pozo inyector cercano
al CPF Cusiana.

Tabla 1. Generalidades campos Cusiana, Cupiagua y Florena

Caracteristica Cusiana Cupiagua Florefna
Pozos Produccién 10 17 12
Pozos Inyeccién 4 8 6
Tipo de yacimiento Petréleo Volatil Petréleo Volatil Petréleo Volatil
Crudo producido 2500 Bls 10000 Bls 45000 Bls
Gas Producido 175 MMSCFD 700 MMSCFD 600 MMSCFD
Agua 10000BIs 14000BIs 10000BIs
Gas Ventas 160 MMSCFD 210 MMSCFD 50 MMSCFD

Fuente: elaboracién propia, con base en el reporte de potenciales de producciéon Cusiana, Cupiagua

y Florefa.
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2.4.1 Estrategia existente para transferir gas Floreha a Cusiana.

En el afio 2010 se aumento la capacidad de la planta de tratamiento de gas ubicada
en el CPF Cusiana, con un volumen adicional de 70 MMSCFD. Teniendo en cuenta
los acuerdos comerciales de las companias de la época y los pronédsticos de
produccién del campo, se hizo necesario suministrar el gas desde los campos
Pauto-Florefa a Cupiagua aprovechando la ruta comun de tuberia que conecta con
el troncal norte de produccion de Cupiagua y el gas requerido para completar la
cantidad requerida en la planta es entregando desde el pozo XL5 el cual esta

conectado con la troncal de produccién de Cusiana.

La Figura 4 presenta esquematico de las rutas comunes de tuberia entre los tres
campos de piedemonte. Del CPF Florefia se envia el gas de proceso sin deshidratar
através de unalinea de 12” que tiene longitud aproximada de 27 km y entrega sobre
la linea troncal norte de produccién del CPF Cupiagua. El gas se combina con la
produccién de los pozos productores zona norte de Cupiagua e ingresa a la planta

para proceso de separacion y tratamiento en Cupiagua.

Ademas de la linea troncal norte de produccién del campo Cupiagua, existe la linea
troncal sur que recolecta los volumenes de los pozos asociados a este sector del
campo incluyendo la facilidad satélite XL. Teniendo en cuenta que la finalidad del
gas suministrado por Florena es ser enviado hacia Cusiana y al no existir una linea
gue haga esta conexidn, la transferencia se realiza desviando la produccion de los
pozos XL hacia Cusiana y de esta manera se entrega el gas requerido para procesar

en la planta.

Para tener un balance adecuado de los flujos de gas que se envian a Cusiana, se
dispone de unidades de medicion en el CPF Florefa y facilidad XL para realizar el

control de gas que finalmente llega al campo Cusiana.
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Figura 4. Esquema general de produccion Campos Cusiana, Cupiagua y Florena
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Fuente: elaboracion propia.

2.4.2 Caracteristicas del gas para transferencia entre campos.

Enla Tabla 2 se indica la composicion del gas disponible para hacer la transferencia
entre campos del CPF Florefia y CPF Cupiagua. Para el caso del gas enviado desde
Florena a Cupiagua este se toma de dos compresores boosting cuyo alimento es el
gas humedo proveniente del slug Catcher, para el caso del gas Cupiagua a Cusiana
se dispone de gas seco tomado después de las unidades de deshidratacién.
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Tabla 2. Composicion de gas en los ampos Florefia-Cupiagua

Floreia Cupiagua
Componente Gas pobre | Gas Pobre

Mole % Mole %
CO:2 3.553 2.114
Nitrégeno 0.552 0.193
Metano 79.095 77.974
Etano 8.511 10.682
Propano 3.794 5.363
i-Butano 0.994 1.334
n-Butano 1.114 1.447
i-Pentano 0.512 0.463
n-Pentano 0.321 0.239
ce6* 0.422 0.162
C7-C10* 1.044 -

Fuente: Ecopetrol: Reporte de monitoreo cromatografia de gas Florefia, Cupiagua

2.4.3 Caracteristicas de los ductos.

Teniendo en cuenta que la transferencia de gas se realizara usando los sistemas
de tuberia existente y dada la ubicacién geogréfica de los tres campos, se divide en
dos secciones o rutas comunes de tuberia y sus condiciones de disefio se describen
en la Tabla 3 y en la Tabla 4 respectivamente.
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Tabla 3. Caracteristicas de los ductos conexién Florefia a Cupiagua

Nompre de | Diametro | Longitud | Espesor Pres[én d“?‘ Material

lalinea | (pulgadas) (Km) (mm) disefo psi

EPF-VLC 127 13 17.48 2850 API 5L X65

VLC-YZ 127 11 17.48 2850 API 5L X65
YZ-YT 20” 2.5 17.48 1992 API 5L X65
YT-YR 20” 2.9 16.5 1992 API 5L X65
YR-YB 16” 5.3 14.27 1992 API 5L X65
YB-H 127 1.3 12.7 1992 API 5L X65
H-CPF 16” 8 15.88 1992 API 5L X65

Fuente: elaboracién propia, con base en la informacién de los planos y reportes de inspeccién del

campo Cupiagua.

Tabla 4. Caracteristicas de los ductos de conexién Cupiagua a Cusiana

Nom“pr:gade la Didmetro chr}](?nn;d E(sr[;)](rans;r dFi’;Ge}?ﬁlngpds?) Material

A-CPF 207 2.0 17.48 1992 API 5L X65
PST1-A 20” 20.9 17.47 1700 API 5L X65
PST1-PST2 20" 8.8 12.7 1440 API 5L X65
T-Q-PST2-CPF 20" 8.2 12.7 1440 API 5L X65

Fuente: elaboracion propia, con base en la informacién de los planos y reportes de inspeccion del

campo Cusiana.

2.4.4 Condiciones de operacion.

Actualmente el volumen de gas promedio enviado de Florefia a Cupiagua vy
transferido a Cusiana es de 70 MMSCFD bajo las siguientes condiciones:

- Compresores Boosting CPF Florena
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- Presiéon de Succién: 570psi.

- Temperatura de Succién: 115 F.
- Presion de descarga: 1800 psi.

- Temperatura de descarga: 130 F.

- Caudal:70 MMSCFD.

2.5 ALTERNATIVAS PARA TRANSFERENCIA DE GAS FLORENA CUSIANA
2.5.1 Prondésticos de produccion.

Para cumplir el objetivo de la transferencia de gas Florefia a Cusiana dependera de
los potenciales de produccién de los proyectos en desarrollo y del volumen de gas
que puede ser dispuesto sin impactar el recobro secundario mediante inyeccion de
gas de los campos Pauto y Florefia. Acorde con lo anterior el pronéstico de gas que
se estima transferir se indica en la Figura 5 donde se evidencia un incremento
significativo respecto al volumen actual en el periodo 2022-2031 y el volumen mayor
estimado en los afios 2022-2025.
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Figura 5. Volumen de gas estimado para transferir gas Florefia a Cusiana

Volumen Actual Volumen Total Proyectado

160

140

120

100
)
G

v 80

= | I |

=

60

40

20

0

2021 2023 2026 2029 2031 2034
Afo

Fuente: Ecopetrol. Reporte de los prondsticos de transferencia de gas Florefa-Cusiana.

Las alternativas presentadas a continuacién corresponden a la propuesta de
transferir mayor cantidad de volumen de gas a Cusiana desde el campo Florena a
través de las redes de tuberia existente con el objetivo de suministrar el gas
requerido en la planta Cusiana para cumplir con los compromisos de ventas a la red

nacional.
2.5.2 Desviar pozos Cupiagua sur hacia Cusiana (alternativa 1).

Esta alternativa consiste en el aprovechamiento de la interconexidn existente de las
troncales de produccion en una estacion intermedia cuya ubicacion geografica es el
punto de inicio de las dos troncales. Mediante un procedimiento operativo de
apertura y cierre de valvulas es posible fluir los pozos productores del campo
Cupiagua XP-1, XL-4 y XL-5 hacia el campo Cusiana, con un aporte total de gas
que estaria por el orden de los 165 MMSCFD relacionados en la Tabla 5.
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De acuerdo con lo anterior, para ejecutar esta alternativa se requiere la instalacion
de una valvula de corte sobre la troncal de produccion de Cupiagua, tal como se
ilustra en la Figura 6, la cual evita que los fluidos de los pozos mencionados
anteriormente fluyan hacia Cupiagua y a su vez estos sean direccionados por la

troncal de produccion hacia la planta de Cusiana.

Tabla 5. Produccion actual de los pozos XL-XP

CRUDO AGUA GAS
POZO BOPD BWPD MMSCFD
Cupiagua Sur XL-4 452 826 84,57
Cupiagua Sur XL-5 559 518 24.75
Cupiagua Sur XP-1 195 83 56.33
Totales 1206 1427 165.66

Fuente: elaboracion propia, con base en datos de Ecopetrol.

50




Figura 6. Alternativa 1 Desvio de produccién de pozos Cupiagua sur hacia Cusiana
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Fuente: elaboracion propia.

2.5.3 Interconexion gas de inyeccion Cupiagua a troncal de produccién norte
de Cusiana (alternativa 2).

A continuacién, se describe la segunda alternativa para obtener el gas requerido en
el campo Cusiana, con la premisa fundamental que la fuente de gas sera el volumen
de gas enviado desde el campo Florefia hasta el CPF Cupiagua y este a su vez
transferido al campo Cusiana por medio de las rutas de tuberia existentes.

El gas recibido en el CPF Cupiagua proveniente del campo Florefia se mezcla en la
linea de produccion con los fluidos de todos los pozos asociados al campo y son
separados y tratados en las diferentes etapas del proceso de la facilidad. Una parte
del gas procesado en la planta se dispone como gas ventas 210 MMSCFD, la otra
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parte se usa como gas combustible y el gas sobrante es inyectado a los pozos
Cupiagua norte y Cupiagua sur como estrategia es el recobro secundario del campo.

Esta alternativa contempla uso del gas de inyeccidn disponible en cupiagua sur el
cual es enviado desde el CPF cupiagua por una linea de 12” con capacidad de
transporte de 200 MMSCFD que finaliza en la plataforma XA. En este punto las
condiciones del gas son de alta presion 5000 psi y una temperatura promedio de
150 F.

La plataforma XA tiene la particularidad de disponer la facilidad de inyeccién de gas
nombrada anteriormente, por otra parte, una linea de produccién que se conecta
directamente a la troncal de produccién Cupiagua Sur que a su vez se conecta con
la linea troncal norte de Cusiana. En la Fotografia 1, se puede identificar las
facilidades disponibles que incluye la linea de inyeccidén en color naranja y la linea

de produccién en color gris.

De acuerdo con lo anterior y con el objetivo de disponer mayores volimenes de gas
en cusiana, en esta alternativa se contempla tomar el gas de inyeccion del punto
disponible en la plataforma Cupiagua XA, construir un cuadro de control de presién
que permita reducir desde 5000 psi hasta 1200 psi y bajo estas condiciones enviarlo
a través de la linea de produccion hacia el campo Cusiana.

Para esta alternativa se incluye el flujo de los pozos XLs y XPs hacia Cusiana tal
como se indica en la Figura 7.
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Fotografia 1. Manifold de inyeccion cup XA

e
12°PH-PSP-23-01001-E4A4-UC
hacia TIE IN XW-PST1

Fuente: elaboracion propia.

Figura 7. Alternativa 2 Transferencia de gas Florefia-Cupiagua-Cusiana
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Fuente: elaboracion propia.
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2.6 SELECCION DE ALTERNATIVAS

Para la seleccién de alternativas la organizacién determina la mejor opcidon mediante
un analisis de las ventajas y oportunidades de cada alternativa respecto al
rendimiento funcional, capacidad operativa, facilidad constructiva y aspectos

financieros tal como se indica en el Cuadro 1.

Cuadro 1. Seleccion de Alternativas

Mejor

Factor Alternativa 1 Alternativa 2 Opcién

Capacidad de | La capacidad depende de | Se puede transferir hasta | Alternativa 2.
manejo de gas | los pronoésticos de | 150 MMSCFD.
producciéon de los pozos

XLy XP.
Operabilidad Requiere cambio  de | Requiere una mayor | Alternativa 1.
procedimiento operativo. | atencién por nueva
facilidad.
Mantenibilidad | Valvulas existentes | Valvulas y equipos nuevos | Alternativa 2.
requieren mayores | requiere crear estrategias
frecuencias de | de mantenimiento.
mantenimiento por tiempo
de operacion.
Constructivos | No requiere | Requiere instalacién de un | Alternativa

adecuaciones adicionales | cuadro de control sin | 1/Alternativa 2
embargo no interfiere con la
operacion.

Costos Capex | Requiere compra de | Compra de valvula de | Alternativa 1
valvulas manuales por | control y accesorios de

valor de $500.000.000 | tuberia. Aproximado
pesos colombianos (500 | $1.500.000.000 pesos
SMMLYV). colombianos (1000
SMMLYV).
Retorno de | Medio Alto Alternativa 2

capital
Fuente: elaboracion propia.
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La alternativa seleccionada para transferir gas de Florefia a Cusiana continua como
se tiene actualmente, a través de la transferencia de gas entre campos, sin
embargo, requiere una inyeccion de capital de aproximadamente $1.500.000.000
pesos (1500 salarios minimos legales mensuales SMMLV) para construir una
facilidad de control de presidn que permite interconectar la linea de gas de inyeccion
de Cupiagua con la troncal de produccion Cupiagua-Cusiana. Si bien es cierto que
hay una inversién CAPEX de $1.000.000.000 de pesos (1000 Salarios minimos
legales mensuales SMMLV) mayor que la alternativa 1, se compensa con el retorno
de capital dado que el factor determinante es la gran capacidad de manejo de gas
y la flexibilidad operativa de esta opcién. Lo anterior se sustenta en que la alternativa
2 depende de la produccion o sinergia de todo el campo y no queda limitada a la
produccién de dos pozos tal como se plantea en la alternativa 1.
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3. EVALUACION DE INTEGRIDAD ESTRUCTURAL

La evaluacion o valoracién de integridad estructural de un activo es parte
fundamental dentro del proceso de gestion de integridad en lineas de transporte de
hidrocarburos, que hoy en dia las companias duenas de los activos implementan
bajo los lineamientos de los estandares como el APl 1160 y ASME B 31.8S. Estos
estandares recomiendan basicamente tres métodos de evaluacién de integridad
para los sistemas de tuberia de transporte de hidrocarburos: inspeccion en linea
(IL1), prueba de presion y validacion directa. La aplicabilidad del método dependera
de las caracteristicas técnicas propias del activo o de los recursos y necesidades

que tenga el usuario final.

Una evaluacién estructural se basa fundamentalmente en la identificaciéon del
defecto, su dimensionamiento y grado de severidad para calcular las presiones de
operacién maximas admisibles, tamafo tolerable y el pronéstico de crecimiento en

el tiempo.

La pérdida de metal en un sistema de tuberia es uno de los defectos mas comunes
durante el ciclo de vida del activo dado que generalmente es atribuido a las
amenazas como la corrosién y su metodologia de evaluacién es realizada siguiendo
los lineamientos incluidos en los estandares de la industria como el ASME B31G o
APl 579/ ASME FFS-1. Dentro de este analisis se tienen cuatro niveles de
evaluacion que los diferencia el nivel de precision del esfuerzo obtenido, cantidad
de informacion y grado de dificultad de célculo siendo los niveles 0 y 1 mas
conservativos y los niveles 2 y 3 presentan una precision mayor pero su método de

calculo requiere algoritmos computarizados para obtener la solucion.
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3.1 PROCEDIMIENTO DE EVALUACION DE ANOMALIAS

El procedimiento general de evaluacion de anomalias consiste en realizar el calculo
del esfuerzo estimado de falla (Sr) de una tuberia sometida a presion interna con
defectos de pérdida de metal, con el objeto de establecer la presidén segura del ducto
bajo esta condicién. Para determinar analiticamente esta variable se tiene en cuenta
el diametro de la tuberia (D), espesor nominal (t) longitud del defecto (L),
profundidad del defecto (d), el esfuerzo de flujo (Stow), largo relativo del defecto (z)
y un factor de protuberancia (M). A continuacién, se indican los procedimientos mas

usados para evaluacion de defectos.
3.1.1 Nivel 1 de evaluacion ASME B31.G original.

Este modelo asume que el area corroida esta representada por 2/3 del area
rectangular del defecto (ver Figura 8).

Calcular Z
LZ
2= Dx*t
Calcular M
M=.(1+0.82)
Para z<20
1-2/, (Q 1) SMYS * 1.1

Sk = Siow 5 Y| Show = {2) SMYS + 10KSI

1-4/3 (f)/M 3) (Syr + Syr)/2
Para z>20
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S¢ = Snow(1 — V%)

3.1.2 Nivel 1 de evaluacion ASME B31.G modificado.

A diferencia del método original de ASME B31G, el método modificado asume que
el area corroida es representada por el 85% del area (ver Figura 8).

Para z<50

M = /(1 + 0.6275z — 0.00337522)
Para z>50

M =0.032z + 3.3

1-0.85 (%)

1-0.85 (%) /M

Sr = Stiow

3.1.3 Nivel 2 de evaluacion ASME B 31G.

- (3)

1—1(Aﬁ0)/M

Sg = Sfiow

A representa el area del metal original y Ao el area del metal faltante, asi que, esta
es una metodologia basada en los datos medidos del perfil de la zona con pérdida
de metal y se relaciona con el area real sin defecto. Esta metodologia tiene una
aproximaciéon mucho mayor del esfuerzo de falla obtenido en los métodos de
evaluacién nivel 1 sin embargo, requiere procedimiento de relevamiento detallado
del defecto para determinar el area corroida y al mismo tiempo subdividir en areas

menores y hacer iteraciones para encontrar el menor esfuerzo de falla con la
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combinacién de areas. Teniendo en cuenta lo anterior se requiere un algoritmo

matematico computarizado para realizar las iteraciones.
3.1.4 Esfuerzo de limite fluencia Sflow.

ASME B 31G '%lo define como un concepto relevante a la mecénica de fractura
empleado en los métodos de evaluacién de defectos cuya dimension es mayor que

el esfuerzo de fluencia y menor que el esfuerzo ultimo.

Figura 8. Perfil parabdlico modelos ASME B31.G

Fuente: GIUDICI A., MATUSEVICH A., CASTRO L., MASSA, J. Falla de gasoductos con defectos
volumétricos

3.1.5 DNV-RP-F101 parte B.

La norma DNV establece otro metodo valido para evaluacion que a diferencia del
ASME B 31G tiene en cuenta el esfuerzo ultimo y el area corroida se asume como

un perfil rectangular completo.

10 AMERICAN SOCIETY OF MECHANICAL ENGINEER. (2012). Manual for Determining the
Remaining Strength of Corroded Pipelines. ASME B 31G. New York: ASME.
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2tUTS (1 - %)

PF:(D—t)(l_%)

2

o= 1031 (1)

Para la evaluacion estructural de la infraestructura existente se tendra en cuenta las
siguientes etapas enfocando el andlisis en las amenazas que generen pérdidas de
metal y defectos geométricos.

Descripcién de la infraestructura a evaluar.

- Informacién técnica de los activos.

- Resultados de histoéricos de inspeccién y mantenimiento
- Inspeccion ILI Activos Para transferencia de Gas

- Validacién de la corrida mediante técnicas de ensayos no destructivos como

Ultrasonido e inspeccién visual

- Evaluacién de las anomalias identificadas.

3.2 DESCRIPCION DE LA INFRAESTRUCTURA A EVALUAR

Segun la estrategia definida por la operacion para transferir gas de Florena a
Cusiana, se ha seleccionado la opcidn de Interconexién Gas De Inyeccién Cupiagua
a Troncal Norte De Cusiana, esta alternativa implica el uso de las troncales de
produccién y de inyeccién comunes en los campos Cusiana y Cupiagua, el detalle
de la infraestructura objeto de evaluacién para este proyecto se describe a

continuacién:
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3.2.1 Linea de produccion XA-PST1-CCPF.

Esta linea de 12” con espesor de 12,7 mm y longitud aproximada de 1.1 km, recibira
el gas del sistema de inyeccidn proveniente de Cupiagua el cual sera entregado a
la linea PST1-CCPF.

3.2.2 Linea de produccion PST1-CCPF.

Linea de 20” espesor 17,47 mm actualmente recolecta los fluidos de los pozos de
produccién de sur hacia el CPF Cupiagua, con el nuevo modo de operacién la linea
partir del km 0 hasta el km 5.2 hace parte de la transferencia de gas hacia Cusiana

y del km 5.2 hasta 18.7 continuara con el servicio normal.
3.2.3 PST1-PST2.

Troncal Norte de produccién de diametro 20” espesor 12.7 mm es una linea que
recolecta todos los fluidos producidos en pozos del norte de Cusiana y sur de
Cupiagua y entrega a la troncal TQ-PST2-CPF Cusiana.

3.2.4 TQ-PST2-CPF Cusiana.

Troncal Norte de produccion diametro 20” espesor 12.7 mm actualmente esta
conectada con la troncal PST1-PST2 y entrega los fluidos al CPF Cusiana.

3.3 INFORMACION TECNICA DE LOS ACTIVOS
3.3.1 Diseno y construccion.

En la Tabla 6 se relacionan los datos de disefio y construccion de la informacién
ubicada en los planos mecéanicos de cada activo.
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Tabla 6. Datos de disefio y construccion lineas de transferencia de gas

Dato XA-PST1-CCPF | PST{-CCPF | PST{-PST2 TQ(';F;,SFTZ'
Nombre de linea 12”-PH-PSP-23- | 20"- TP-8A02- | 02-TP-Y1-20- | 04-TP-Y1-20-
01001-E4A4-UC 008-EA3B-B D-DA3B-001 D-DA3B-001
Espesor de pared del 12,7 17.47 12.7 12.7
tubo (mm)
Diametro (Pulgadas) 12 20 20 20
Longitud (Km) 1.1 20.9 8.8 8.2
Con o sin costura Con costura Con costura Con costura Con costura
Factor de Junta 1 1 1 1
Material API 5L X-65 API 5L X-65 API 5L X-65 | API 5L X-65
Fechade 2000 1997 1995 1995
Comisionamiento
Proceso De Soldadura SMAW SMAW SMAW SMAW
Método de doblado En frio En frio En frio En frio
Profundidad de tuberia 2m 2m 2m 2m
Presién de Prueba . . . .
hidrostatica 2250 psi 2250 psi 1440 psi 1440 psi
ng Recubrimiento del Tricapa Tricapa Tricapa Tricapa
Tipo Recubrimiento de la epoxico epoxico epoxico epoxico
junta soldada P P P P
L . Corriente Corriente Corriente Corriente
Proteccion Catodica
Impresa Impresa Impresa Impresa

Fuente: elaboracion propia.

3.3.2 Operacion y mantenimiento.

La Tabla 7 evidencia los datos recolectados relacionados con las condiciones

operacionales de los activos en el afno 2021.
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Tabla 7. Datos de operacién y mantenimiento

XA-PST1-CCPF |  PSTI-CCPF | PSTi-PsT2 | TO7ST&
Ver anexo Ver anexo Ver anexo Ver anexo
Calidad del Fluido | Cromatografia Gas | Cromatografia | Cromatografia | Cromatografia
Cupiagua Gas Cupiagua Gas Cusiana Gas Cusiana
Flujo Promedio 10 MMSCFD 200 MMSCFD | 150 MMSCFD | 150 MMSCFD
Presion De . . . .
Operacion Normal 1400 psi 1400 psi 700 psi 700 psi
Historial De Fugas No registra No registra No registra No registra
Temperatura 150 °F 150 °F 130°F 130°F
Condicion del
Revestimiento Aceptable Aceptable Aceptable Aceptable
Desempefio del
sistema de Bueno Bueno Bueno Bueno
proteccion catédica
. Velocidad de Velocidad de Velocidad de Velocidad de
(l\:/lo?p(l)té)i[')io de corrosion <2mpy | corrosion <2mpy |corrosién <2mpy|corrosion <2mpy
baja baja baja baja
Fluctuaciones de . . . .
oresion No Registra No Registra No Registra No Registra
Reparaciones No Registra Si Si No Registra

Fuente: elaboracion propia.

3.3.3 Inspeccion y pruebas.

En la siguiente Tabla 8 se relacionan los principales histéricos de inspeccion

realizados durante la etapa de operacion de cada activo
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Tabla 8. Inspeccion y pruebas

XA-PST1-CCPF PST1-CCPF PST1-PST2 | TQ-PST2-CPF
Se registra la Se registra la Se registrala  [Se registra la
Prueba De Presion  prueba de prueba de prueba de prueba de
construccion construccion construccion construccion
Inspecciones en linea No Aplica 2006/2019 2006/2011 2005/2010
Inspecciones Con
herramienta No Aplica 2006/2019 2006/2011 2005/2010
Geométrica
Inspecciones a la CIPS/DCVG ano | CIPS/DCVG ano |CIPS/DCVG afo|CIPS/DCVG afio
proteccion catédica 2017 2016 2016 2016
. Ultrasonido Ultrasonido
Inspeccion Directa | Inspeccion Visual |- 250099 SSAN Gl “scan SCAN C
2007/2012 2007/2012

Fuente: elaboracion propia.

3.4 RESULTADOS DE LOS HISTORICOS DE INSPECCION

Teniendo en cuenta que este proyecto esta direccionado a realizar una evaluacién
de integridad estructural de los defectos que generen pérdida de metal, los reportes
de inspeccidn verificados son los que indiquen datos relacionados con esta variable
como es el caso de los ILI, medicion directa con END, CIPS y DCVG.

3.4.1 Linea XA-PST1-CCPF.

Actualmente la linea se encuentra activa y dentro de los histéricos de inspeccion
hay evidencia de un reporte de ultrasonido tipo SCAN C del afno 2020 el cual
muestra que no hay pérdidas de metal significativas en los tramos inspeccionados,
el espesor minimo encontrado es 15.09 mm superior al requerido por disefio.

3.4.2 Troncal PST1-CCPF (Cupiagua).

En la Tabla 9 se muestra el resumen de los resultados historicos de inspeccién ILI.
Validando la informacién de inspeccion directa se identific6 que la anomalia
reportada en el ILI 2006 corresponde a una facilidad instalada durante la
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construccién para la ejecucién de la prueba hidrostatica por lo tanto se descart6 esta
indicacién como pérdida de metal.

Tabla 9. Resultados ILI 2006/2019 Troncal PST1-CCPF

Anomalias con pérdida de metal
Profundidad ILI 2006 ILI 2019
Interna Externa Interna Externa

60-69% 0 0 0 1
50-59% 0 0 0

40-49% 0 0 0

30-39% 1 0 5 21
20-29% 0 0 31 49
10-19% 0 0 418 106

Fuente: elaboracion propia, con base en a los resultados ILI 2019.

Durante la validacién directa del ILI de 2019, se confirmaron 6 puntos con porcentaje
significativo de pérdida de espesor por corrosion externa que oscila entre el 40 y
57% ubicados en el km 18.8 los cuales fueron reparados mediante la instalacion de
refuerzos no metalicos. En el km 3+130 se realizé medicién directa con ultrasonido
evidenciando pérdida de metal por corrosion interna, el espesor medido es de 12.3

mm; de ahi que se hizo necesaria reparacion con camisas metalicas tipo B.

En general se validaron 31 anomalias con pérdidas mayores al 30% y esta
pendiente verificar 2 de este rango ubicadas en el km 7+515 y 10+165 con

porcentaje de pérdida estimada por ILI 32 y 47% respectivamente.
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Fotografia 2. Instalacién camisa metalica tipo B km 1+130 Troncal PST1-CCPF

Fuente: Ecopetrol

3.4.3 Troncal PST1-PST2 (Cusiana).

Tabla 10. Resultados ILI 2006/2011 Troncal PST1-PST2

Anomalias con pérdida de metal
ILI 2006 ILI 2011
Profundidad Interna  Externa | Otros | Interna Externa Otros
20-29% 6 1 2 6 1 2
10-19% 24 1 12 26 4 30

Fuente: elaboracion propia, con base a los resultados ILI 2006/2011 PST1-PST2.

De acuerdo con la Tabla 10, la mayoria de las indicaciones son causadas por
pérdida de metal y se encuentran distribuidas en la pared interna de la tuberia. En
el afno 2017 se realiza una revalidaciéon de las anomalias que presentaban mayor
porcentaje de pérdida evidenciando espesor remanente de 6.3 mm en la anomalia
8 ubicada en el km 0.0. De la informacién verificada no se encontraron reportes de

validacion de la corrida del 2011.
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3.4.4 Troncal TQ-PST2-CPF.

Tabla 11. Resultados ILI 2005/2010 Troncal TQ-PST2-CPF

Anomalias con pérdida de metal
ILI 2006 ILI 2011
Profundidad | Interna Externa | Otros | Interna Externa Otros

40-49% 0 0 1 0 0 0
30-39% 0 0 3 1 0 1
20-29% 0 0 16 0 0 0
10-19% 0 0 0 6 0 26

0-9% 0 0 20 65 1 88

Fuente: elaboracion propia, con base a los resultados ILI 2006/2011 TQ_PST2-CPF.

El ILI 2010 fue validado mediante inspeccion directa evidenciando que los
resultados del porcentaje de pérdida de espesor estaban similares con espesor
minimo medido en la anomalia del rango 20 a29%.

3.5 INSPECCION ILI A LOS SISTEMAS DE TUBERIA PARA TRANSFERENCIA
DE GAS

Con base en los histéricos de inspeccién revisados en el numeral 3.4, se descarta
ejecucién de ILI sobre la linea XA-PST1-CPF dado que las caracteristicas
constructivas de este activo no permiten ejecutar la inspeccién (linea no piggable) y
la troncal PST1-CCPF cuenta con un ILI reciente realizado en el 2019.

De acuerdo con lo anterior, se programoé y ejecutd ILI sobre las troncales PST1-
PST2 y TQ-PST2-CPF. Actualmente estas troncales estan interconectadas en el
PST2 por esta razén la configuracién permitié ejecutar una sola corrida con la
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herramienta inteligente desde el PST1 hasta el CPF. Para efectos de este estudio,
estas dos lineas se nombraran como PST1-PST2-CPF

Figura 9. Ubicacién Troncal PST1 hasta CPF Cusiana

TQ-PST2-CPF [

Fuente: Ecopetrol

La herramienta inteligente se corri6 con las siguientes caracteristicas:

- Herramienta de Inspeccién tipo MFL/Mapeo de alta resoluciéon XYZ.
- Tecnologia; Pérdida de flujo magnético.

- Fecha de ejecucion; 30 de noviembre de 2020.

- Limpieza: Tres Corridas, la primera con platina calibradora y discos

- Tiempo de recorrido de la herramienta: 3.55 horas v=1.2m/s
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Fotografia 3. Detalles herramienta inteligente Troncal PST1-PST2-CPF 2020

3.5.1 Resultados inspeccién ILI Troncal PST1-PST2-CPF Cusiana.

El archivo entregable de la compariia externa que realiza la inspeccion se denomina
Pipe Tally en el cual se indica la clasificacibn de las anomalias, cantidad,
dimensionamiento, porcentaje de pérdida de espesor y evaluacién previa acorde
con ASME B 31G. Una visién general y resumen de la cantidad de anomalias
identificadas en esta corrida se muestran en la Tabla 12 y Figura 11, evidenciando
acumulacion significativa de anomalias en el punto de inicio de la linea, en el km
8.7 y algunas aisladas a través del recorrido de la linea. El Anexo 2 se presenta el
detalle individual de todas las anomalias.

Tabla 12. Vision general de anomalias ILI 2020 PST1-PST2-CPF

PST1-PST2-CPF
Profundidad Interna Externa Otros Total
30-39% 0 1 0 1
20-29% 45 5 2 52
10-19% 327 8 14 349
Total 372 14 16 402

Fuente: elaboracion propia.
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El 93% de las anomalias se encuentran ubicadas en la pared interna de la tuberia
evidenciando pérdidas de metal por corrosion interna mas un 4% de anomalias por
corrosion externa; el otro 4% equivale a anomalias que generalmente son defectos

de construccion y/o fabricacion, como se muestra en la Figura 10.

Figura 10. Distribuciéon de anomalias segun la pared en la que se ubican

EXTERNA
3%

INTERNA
93%

Figura 11. Localizacion de anomalias en toda la linea.
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Fuente: elaboracion propia.

3.5.2 Clasificacion de anomalias Troncal PST1-PST2-CPF.

Con base en los datos reportados por la empresa de inspeccion ILI, se hace una
clasificacion de las anomalias por longitud, porcentaje de pérdida de espesor y
factor de reparacién con el objetivo de identificar aquellas que puedan generar algun
riesgo sobre la integridad del ducto.
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El reporte de ILI suministra el valor del factor de reparacion, que es un dato relevante
que relaciona el esfuerzo requerido sobre la tuberia bajo las condiciones de diseno
y el esfuerzo de falla calculado con base en las dimensiones de la anomalia. Si este
valor es menor a 1, quiere decir que la tuberia ain se encuentra dentro del margen
de seguridad para operar bajo las condiciones de disefo del ducto; por otra parte,
cuando este factor es mayor a 1, se deben tomar acciones inmediatas de reparacion
o mitigacién con el objetivo de eliminar esta condicién que implica un riesgo alto de

falla sobre la tuberia.

Teniendo en cuenta lo anterior, en la Tabla 13 se listan las anomalias con mayor
factor de reparacioén, de la cual se evidencia valores inferiores a la unidad. Por lo
tanto, el riesgo de falla de la tuberia es bajo. De igual manera se destaca que el
maximo porcentaje de pérdida de espesor de las anomalias es de 30% pero su
factor de reparacion en este caso no es el mayor dado el valor bajo en la longitud
de esta anomalia, no obstante, este es un dato importante para el célculo de
velocidades de corrosién. En el caso de la longitud, las anomalias de mayor

dimension tienden a generar un factor de reparacion significativo.

Tabla 13. Listado de anomalias representativas troncal PST1-PST2-CPF

Localizacion (m) Tipo de Anomalia L (mm) pé:é)i da reE:rCatgirén
6.786 Corrosion 95.00 11 069
6.831 Agrupacion de Corrosién 210.00 25 0.72
6.852 Agrupacion de Corrosién 50.00 22 0.70
7.252 Agrupacion de Corrosion 59.00 20 0.71

116.264 Corrosion 52.00 30 0.70
8757.073 Agrupacion de Corrosion 57.00 20 0.70
8758.273 Corrosién 219.00 15 0.70
8761.291 Agrupacion de Corrosién 161.00 16 0.71

Fuente: elaboracion propia.
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3.6 VALIDACION DE ANOMALIAS MEDIANTE SCAN C

Los datos obtenidos de la inspeccion con herramienta inteligente ILI deben ser
sometidos a un proceso o método de validacién de resultados con el objetivo de
confirmar la efectividad y confiabilidad del proceso. El estandar APl 1163 establece
tres niveles de validacion para que el duefio del ducto decida cual de ellos adoptar.
Un primer método de validacién esta fundamentado en asegurar el procedimiento
de inspeccidén mediante listas de chequeo y seguimiento al proceso ILI, un segundo
nivel adiciona la medicién directa de las anomalias en campo con otro método de
inspeccién para comparar con los datos reportados en el informe de ILI y el Gltimo
nivel de validacién contempla métodos estadisticos para calcular la desviacion de
los resultados''. Para el caso de este proyecto se realizara validacion por el
segundo método a las anomalias de la abscisa 6.810 m y 8758.27 m.

3.6.1 Inspeccion de campo abscisa 6.810 m.

El reporte del proveedor de ILI, establece que en esta abscisa existen 91 anomalias
individuales que forman una agrupacion de corrosién en una longitud de 475 mm.
Esta agrupacion se ubica a 6.81 m del punto de partida de la trampa de envio y se
identifica que la maxima pérdida de espesor reportada por la herramienta ILI es del
29 %.

En la Figura 12 se muestra la distribucién de las anomalias reportadas por la
herramienta ILI y la representacidén tridimensional de la medicion directa de
espesores con la técnica de ultrasonido. Con respecto a la imagen del reporte de
SCAN C, se puede apreciar un fenémeno de corrosion interna el cual se visualiza

en color azul celeste, de manera semejante el color azul oscuro representa el area

" AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. (2013). In-line Inspection Systems Qualification. API
STANDARD 1163. Washington DC: API.
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sin pérdida de metal sobre la tuberia y el color negro es la ausencia o pérdida de
datos durante la inspeccién.

Acorde con lo anterior se puede apreciar que existe un patrén similar de la
orientacion, tamario y distribucion de las pérdidas de metal entre las dos técnicas
de inspeccion aplicadas (ILI y SCAN C). la profundidad o pérdida de espesor se
registran en la columna de porcentaje de pérdida ILI ((dt)u) y el porcentaje de
perdida medido con ultrasonido tipo SCAN C ((d/t)cawro) ¢e 12 Tabla 14, evidenciando
gue en la abscisa 6.852 m se obtiene una diferencia significativa entre ultrasonido
e IL1de 11.5% y una tendencia positiva en las otras abscisas. Es probable que estos
datos estén dentro de tolerancia sin embargo es necesario confirmarlo con el
procedimiento de validacién recomendado por APl 1163 el cual se analizara mas

adelante.

Figura 12. Orientacion anomalias abscisa 6.810 m

ILI ULTRASONIDO SCAN C

Dientaciin
3

Fuente: elaboracion propia.
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Nota: Esta figura muestra la comparacion de la distribucion e identificacion de
anomalias usando las técnicas de inspeccion ILI y ultrasonido en la abscisa 6.810
m. Con respecto al ILI se presenta la ubicacién de los puntos con pérdida de espesor
indicados en el reporte. En cuanto al ultrasonido, en color azul celeste se
representan las pérdidas de metal, el color azul oscuro representa el area sin
corrosion y blanco o negro representan la ausencia de datos en el ensayo debido
irregularidades superficiales no relevantes.

3.6.2 Inspeccion de campo abscisa 8758.27 m.

El segundo punto seleccionado para validar la inspeccién ILI corresponde a las
anomalias ubicadas en la abscisa 8758.27 m hasta 8758.553 m ubicada en la
estacion intermedia denominada PST2. La maxima pérdida de espesor reportada
por la herramienta ILI es del 25% vy la distribucion de los defectos evidenciados por
ultrasonido son similares a lo reportado en el reporte ILI ver Figura 13 y Tabla 14
para el porcentaje de pérdida identificado con las dos técnicas. Esta validacion
presenta una diferencia en el porcentaje de pérdida maxima de 5.7% entre las dos
técnicas y la tendencia es a obtener datos mas altos con la técnica de ultrasonido.
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Figura 13. Orientacion anomalias abscisa 8758.270 m

ILI MFL SCANC

Fuente: elaboracion propia.

Nota: Esta figura muestra la comparacion de la distribucion e identificacion de
anomalias usando las técnicas de inspeccién ILI y ultrasonido en la abscisa 8758.27
m. Con respecto al ILI se presenta la ubicacion de los puntos con pérdida de espesor
indicados en el reporte. En cuanto al ultrasonido, en color azul celeste se
representan las pérdidas de metal, el color azul oscuro representa el area sin
corrosion y los puntos en color rojo se deben a falsas indicaciones generadas
durante el registro.
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3.6.3 Validacion de resultados ILI.

El estandar APl 1163 apéndice C, establece una metodologia para calcular la
desviacion estandar y tolerancias para comparar los resultados obtenidos de la
inspeccidn ILI versus los resultados obtenidos de la medicion directa con un método
alterno. Las variables y calculos que se tienen en cuenta para realizar este proceso
de comparacién se listan a continuacién y en la Tabla 14Tabla 13 se presenta el

resumen los resultados.

(d/t)iu = Porcentaje de pérdida de espesor reportado por ILI (medido).

&(d/t)iui = Especificacion de la tolerancia de la herramienta ILI, (especificado 10%)
t = Espesor nominal del tubo (medido)

ot = Desviacién estandar de la medida de campo (especificado 0.15)

tr - Espesor remanente

ot = Desviacion estandar del espesor remanente medido con ultrasonido

(especificado 0.25)
d = Dimensién de la pérdida de metal (medido)
(d/t) campo = Porcentaje de pérdida de espesor medido en campo (medido)

o(d/t) campo = Desviacion estandar de la medida de campo (Ultrasonido), calculado

con la siguiente ecuacion:

1
O'(d/t) = ?\/(ttz)(ctz) + (O'trz)

CAMPO)
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|e| = valor absoluto de la diferencia del valor medido en campo y el valor medido por

la herramienta ILI.

decomb=Combinacién de la tolerancia de la profundidad medida con ILI y campo y

es calculada con la siguiente ecuacion:

2

2
0€comb = |0 +11.28
Feomb [ (d/t)ILI] [ O-(d/t)CAMPOI

Tabla 14. Comparacion de resultados ILI VS datos de campo

Comparacién

Reporte ILI Inspeccién Con Ultrasonido ILI Vs Campo

Abscisa (d/t)ILI 6(d/t)ILI t ot tr O(tr) d (d/t)Campo O'(d/t)Campo |e| O€comb
m

% % mm | mm | mm | mm |mm Y% % % %

6.831 25% | 10% |12.7|0.15| 9.48 |0.25| 3.2 | 25.4% 2.0% 0.4% [ 10.32%
6.832 29% | 10% |12.7|0.15| 8.45 |0.25]| 4.3 | 33.5% 2.0% 4.5% [10.32%
6.834 26% | 10% |12.7|0.15| 8.66 |0.25]| 4.0 | 31.8% 2.0% 5.8% [10.32%
6.838 24% | 10% |12.7|0.15| 9.07 |0.25| 3.6 | 28.6% 2.0% 4.6% [10.32%
6.852 22% | 10% |12.7|0.15| 8.45 |0.25]| 4.3 | 33.5% 2.0% 11.5% | 10.32%
6.853 13% | 10% |12.7|0.15| 10.2 [0.25|2.5| 19.7% 2.0% 6.7% [ 10.32%
6.857 16% | 10% |12.7|0.15| 104 [0.25|23| 18.1% 2.0% 2.1% [10.32%

6.966 | 24% | 10% |12.7]/0.15| 8.45 |0.25|2.8 | 33.5% 2.0% 9.5% |10.32%
6.973 | 28% | 10% [12.7|0.15| 9.28 |0.25| 3.4 | 26.9% 2.0% 1.1% | 10.32%
7.009 | 25% | 10% [12.7|0.15| 9.28 |0.25| 3.4 | 26.9% 2.0% 1.9% |10.32%
7102 | 24% | 10% [12.7]0.15| 9.48 |0.25| 3.2 | 25.4% 2.0% 1.4% |10.32%
7174 | 24% | 10% [12.7]0.15| 9.69 |0.25]| 3.0 | 23.7% 2.0% 0.3% |10.32%
7252 | 20% | 10% [12.7]0.15| 9.90 |0.25]|2.8 | 22.0% 2.0% 2.0% | 10.32%
8758.273 | 15% | 10% |12.7|0.15]| 10.49 |0.25|2.2 | 17.4% 2.0% 2.4% [ 10.32%
8758.282| 19% | 10% |12.7|0.15| 9.98 |0.25|2.7 | 21.4% 2.0% 2.4% [ 10.32%
8758.293 | 24% | 10% |12.7|0.15| 9.42 |0.25|3.3 | 25.8% 2.0% 1.8% |10.32%
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Comparacién

Reporte ILI Inspeccién Con Ultrasonido ILI Vs Campo

Abscisa (d/t)ILI 6(d/t)ILI t ot tr O(tr) d (d/t)Campo O'(d/t)Campo |e| O€comb
m

Y% Y% mm | mm | mm | mm [mm Y% Y% Y% Y%

8758.372| 16% | 10% |[12.7|0.15|10.48 |0.25|2.2 | 17.5% 2.0% 1.5% |10.32%
8758.376 | 15% | 10% [12.7|0.15| 10.45 |0.25| 2.3 | 17.7% 2.0% 2.7% |10.32%
8758.427 | 14% | 10% |[12.7|0.15|10.20 |0.25| 2.5 | 19.7% 2.0% 5.7% |10.32%
8758.471| 18% | 10% [12.7|0.15| 10.13 |0.25| 2.6 | 20.2% 2.0% 2.2% |10.32%

8758.522 | 25% | 10% |12.7|0.15| 9.35 |0.25|3.4 | 26.4% 2.0% 1.4% |10.32%
Fuente: Modificado de la tabla C.1 del estandar APl 1163

Acorde con los resultados, de las 21 anomalias validadas en campo con ultrasonido
y usando la metodologia de calculo del Anexo C del estandar APl 1163, se encontrd
que la profundidad de la anomalia ubicada en la abscisa 6.852 m esta por fuera del
parametro dado que se cumple lo establecido en el estandar |e| > decomb, Mientras
que, las otras 20 mediciones analizadas estan dentro de la tolerancia, por
consiguiente, se puede deducir que el nivel de confianza de los datos obtenidos en
la inspeccion ILI es aceptable.

3.7 CALCULO DE ESFUERZO ESTIMADO DE FALLA DEL SISTEMA DE
TUBERIA EXISTENTE.

A continuacién, se presenta el calculo de los esfuerzos estimados de falla para dos
defectos identificados en la validaciébn directa con ultrasonido que estan
relacionados con la mayor pérdida de metal reportada por la herramienta MFL sobre
los dos sistemas de tuberia. La finalidad de este calculo consiste en aplicar los
métodos de evaluacién nivel 1 y nivel 2 establecidos en la practica recomendada
ASME B 31G, para determinar esfuerzo remanente de tuberias con pérdidas de
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metal teniendo en cuenta las condiciones actuales de operacion de los sistemas

analizados en este proyecto.

Tabla 15. Datos de los defectos analizados

Datos Defecto 1 Defecto 2
Activo Troncal PST1-PST2-CPF | Troncal PST1-CCPF
Abscisa 6.810 m 3130 m
Ancho del defecto 133 mm 220 mm
Diametro 20 pulgadas 20 pulgadas
Material API 5L X65 API 5L X65
Espesor 0.5 pulgadas 0.688 pulgadas
Esfuerzo de Fluencia (SMYS) 65000 psi 65000 psi
Presién de disefio (MAWP) 1440 psi 2250 psi
Factor de Seguridad (Fs) 0.72 0.72
Longitud del defecto (L) 500 mm 1319 mm
Profundidad del defecto (d) 4.25 mm 8 mm

Fuente: elaboracion propia.

3.7.1 Evaluacion de defectos nivel 1.

Las siguientes expresiones son fundamentales para el proceso de evaluacion de
defectos.

Sr= Esfuerzo estimado de falla del defecto (psi), calculado a partir de las ecuaciones

indicadas en el numeral 3.1.
Po = Maxima presién de operacion (psi).
Fs = Factor de seguridad contemplado desde el disefio (adimensional).

So - Esfuerzo Circunferencial a condiciones de Po (psi).
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P,D

° 2t
Pr = Presion estimada de Falla (psi).
25yt
P, =
)

Ps = Presion segura de operacion de la tuberia con defecto (psi)

P =
S FS

Se realizaron los célculos de esfuerzo estimado de falla para los dos defectos,
teniendo en cuenta los datos de entrada indicados en la Tabla 15Tabla 14 y las
ecuaciones de los numerales 3.1.1 y 3.1.2. Como resultado se destaca que para el
defecto 1, el esfuerzo estimado de falla es mayor que el producto del esfuerzo
circunferencial por el factor de seguridad. De manera semejante la presidén estimada
de falla es mayor que el producto del factor de seguridad por la presién maxima de
operacion del sistema de tuberia, razén por la cual este defecto no genera riesgo a
la integridad estructural de la tuberia de la linea Troncal PST1-PST2-CPF.

En el defecto 2, se obtienen unos resultados que difieren al aplicar las dos
metodologias. Para el caso ASME B 31G el valor de esfuerzo estimado de fallay la
presion de falla esta por debajo del esfuerzo y presion a condiciones de operacion.
Por el contrario, con ASME B31G Modificado estos valores estan dentro del margen

seguro de operacion, pero muy cercanos a sobrepasar este limite.

Tabla 16. Resultados evaluacion de defectos nivel 1

Datos ASME B31G ASME B 31G Modificado
Defecto Defecto 1 Defecto 2 Defecto1 Defecto 2
z 38.75 195.98 38.75 195.98
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Datos ASME B31G ASME B 31G Modificado

M 5.66 12.56 4.49 9.57

So (psi) 28800 32703 28800 32703
Po (psi) 1440 2250 1440 2250
Sr (psi) 47905 39325 57550 48240
Pr (psi) 2395 2705 2743 3318
So*Fs (psi) 40000 45421 40000 45421
Po*Fs (psi) 2000 3125 2000 3125

Fuente: elaboracion propia.

3.7.2 Evaluacion de defectos nivel 2.

Con los datos obtenidos de la inspeccién en campo mediante la técnica de
ultrasonido SCAN C, se genera perfil de profundidad y distancia de los defectos
analizados en el numeral 3.7 (ver Figura 14 y Figura 15). Con ayuda de la
herramienta Matlab se desarrollé el algoritmo que permite realizar las iteraciones
requeridas para ejecutar el calculo del esfuerzo y presion estimada de falla bajo la
metodologia del area efectiva usando la ecuacién del numeral 3.1.3.

En el Anexo 1 se presenta el algoritmo de programacion en la herramienta Matlab,
que toma como datos de entrada las condiciones de operacion y disefio de la linea
listados en la Tabla 15, y el dimensionamiento del defecto Tabla 17 y Tabla 19
respectivamente. Los resultados del procedimiento de célculo realizado con la
herramienta Matlab se presentan en la Tabla 18 para el defecto 1 y Tabla 20 para
el defecto 2, donde se obtienen todos los esfuerzos estimados de falla de acuerdo
con las diferentes combinaciones de la relacién de area de metal original y area de
metal faltante A/Ao.

Cabe destacar que los datos de la evaluacién nivel 2 presentan un panorama menos
conservador que las metodologias de ASME B 31G original y 31G modificado. A
pesar de que el defecto 2 es aceptable por dos metodologias, se tomd la decisién
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de repararlo como medida de seguridad para disminuir el riesgo de falla en la
tuberia.

Figura 14. Perfil defecto 1

Defecto 1
S\

Fuente: elaboracion propia.

Tabla 17. Datos de campo método area efectiva defecto 1

n 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12
Abscisa (m) | 6.810 | 6.825 | 6.852 | 6.966 | 6.972 | 7.034 | 7.083 | 7.130 | 7.215 | 7.274 | 7.300 | 7.310
tmin (mm) | 12.70 | 12.00 | 8.45 | 8.45 | 9.07 | 8.86 | 9.28 | 9.48 | 9.48 | 9.69 | 12.00 | 12.70

Pro‘;‘rm')dad 0.00 | 070 | 425 | 425 | 363 | 3.84 | 342 | 322 | 322 | 3.01 | 0.70 | 0.00
% Pérdida | 0 0 33 | 33 | 29 | 30 | 27 | 25 | 25 | 24 0 0

Fuente: elaboracion propia.

Tabla 18. Resultados de esfuerzo estimado de falla (psi) método area efectiva
(Nivel 2) defecto 1

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11
58863 | 58603 | 58318 | 58505 | 59099 | 59698 | 60900 | 63430 | 63763 | 74120 | 74977
58470 | 58195 | 57883 | 58029 | 58561 | 59132 | 60342 | 63002 | 63361 | 74394
58351 | 58062 | 57731 | 57885 | 58470 | 59122 | 60536 | 63786 | 64230
60667 | 60375 | 60157 | 60955 | 63282 | 65742 | 70060 | 74947
60795 | 60503 | 60294 | 61140 | 63609 | 66215 | 70678
62270 | 61988 | 61907 | 63451 | 67999 | 72123
63802 | 63551 | 63665 | 66141 | 72614

N (o (oA (W=
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11
8 | 65527 | 65337 | 65756 | 69498
9 | 70406 | 70507 | 71834
10 | 74456 | 74603
11 | 74990
Fuente: elaboracion propia.
Figura 15. Perfil defecto 2
DEFECTO 2
20
__a,s_ _______________________________________________________________________________________
16
10
a8
[
4
o5 / // Zh
Fuente: elaboracion propia.
Tabla 19. Datos de campo método area efectiva defecto 2
n 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10
Abscisa (m) | 3130.00 | 3130.00 | 3130.15 | 3130.23 | 3130.31 | 3130.36 | 3130.40 | 3130.47 | 3130.54 | 3130.65
t min (mm) 18.00 | 16.65 | 1429 | 13.44 | 12.04 | 1448 | 1547 | 1504 | 1522 | 1592
Profundidad | 50 | 0gs | 321 | 406 | 546 | 302 | 2038 | 246 | 228 | 158
(mm)
% Pérdida 0.00 486 | 1834 | 2320 | 31.20 | 17.26 | 11.60 | 14.06 | 13.03 | 9.03
n 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20
Abscisa (m) | 3130.70 | 3130.76 | 3130.84 | 3130.97 | 3131.06 | 3131.09 | 3131.16 | 3131.20 | 3131.29 | 3131.32
t min (mm) 1464 | 1405 | 1094 | 1292 | 1159 | 1044 | 947 | 11.03 | 1543 | 17.50
Profundidad |, g6 | 345 | 656 | 458 | 591 706 | 803 | 647 | 207 | 000
(mm)
% Pérdida 16.34 | 19.71 | 37.49 | 26.17 | 3377 | 40.34 | 4589 | 36.97 | 11.83 | 0.00

Fuente: elaboracion propia.
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Tabla 20. Resultados esfuerzo estimado de falla (psi) método area efectiva (nivel
2) Defecto 2

1 2 3 4 5 6 7 8 g 10
58717 | 58458 | 58606 | 59115 | 60176 | 60546 | 61304 | 62893 | 63884 | 64113
58160 | 57878 | 57990 | 58501 59572 | 59943 | 60687 | 62280 | 63275 | 65071
57492 | 57169 | 57235 | 57768 | 58901 59292 | 60060 | 61772 | 64579 | 64834
57372 | 57024 | 57084 | 57657 | 58887 | 59315 | 60172 | 63925 | 65190 | 65570
57614 | 57246 | 57338 | 57977 | 59359 | 59851 62761 65059 | 66691 67332
57672 | 57287 | 57392 | 58073 | 59558 | 60092 | 63139 | 65750 | 67658 | 68505
57409 | 57000 | 57081 57783 | 59325 | 61866 | 63055 | 65871 67976 | 68964
56796 | 56334 | 56349 | 57082 | 60874 | 61452 | 62762 | 65990 | 68518 | 69826
56128 | 55600 | 57922 | 58679 | 60392 | 61030 | 62495 | 66298 | 69455 | 71269
54514 | 56392 | 56260 | 57088 | 59041 59776 | 61506 | 66701 71498 | 74158
56306 | 55649 | 55416 | 56283 | 58378 | 59177 | 61106 | 67492 | 73273
55755 | 55012 | 54680 | 55627 | 58001 58936 | 61383 | 70217
56036 | 55213 | 54945 | 56171 59374 | 60760 | 65152
57637 | 56726 | 57110 | 59455 | 65950 | 69025
59289 | 58372 | 60125 | 64392 | 73680
60616 | 59810 | 62706 | 67890
66070 | 65999 | 72327
69928 | 70405

3(3|3(3|a [z [ [R[2[3| | [N|o|a|» |w|m |~ |3

74866
20
n 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20
1 65573 | 65326 | 65380 | 65408 | 65549 | 66650 | 69535 | 72451 74854
2 65013 | 64666 | 64659 | 64616 | 64730 | 65935 | 69262 | 72766
3 64771 64375 | 64398 | 64435 | 64698 | 66573 | 71799
4 65593 | 65438 | 65796 | 66431 67321 70519
5 67582 | 68149 | 69384 | 71418 | 73171
6 68942 | 70138 | 72043 | 74346
7 69528 | 71205 | 73506
8 70701 73412
9 72615
10

Fuente: elaboracion propia.

3.7.3 Analisis de resultados esfuerzo estimado de falla.

De acuerdo con los resultados del calculo de esfuerzo estimado de falla de las tres
metodologias aplicadas en los dos defectos estudiados, se identifica una diferencia
del método original respecto al 31G modificado y el area efectiva.
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En cuanto al defecto 1, en la Tabla 21 se puede apreciar que el esfuerzo estimado
de falla para las tres metodologias supera significativamente el esfuerzo
circunferencial a condiciones maximas de disefio con factor de seguridad de 0,7,
por consiguiente, el defecto analizado no compromete la resistencia estructural de

la tuberia en el punto analizado.

Con respecto al defecto 2 el esfuerzo estimado de falla calculado por el método
original ASME B31G esta por debajo del esfuerzo de disefo, por el contrario, es

positivo el resultado de la metodologia 31G Modificado y area efectiva.

Cabe destacar que los datos de la evaluacién nivel 2 presentan un panorama menos
conservador que las metodologias de ASME B 31G original y 31G modificado. A
pesar de que el defecto 2 es aceptable por dos metodologias, se tomd la decisidn
de repararlo como medida de seguridad para disminuir el riesgo de falla en la

tuberia.

Tabla 21. Resultados del calculo del esfuerzo estimado de falla por las tres
metodologias de ASME B31.G

Esfuerzo estimado de falla Esfuerzo estimado de falla
Defecto 1 (psi) defecto 2 (psi)
(Esfuerzo diseno 40000psi con | (Esfuerzo disefo 45421psi con
factor de seguridad de 0,7) factor de seguridad de 0,7)
ASME B 31G 47905 39325
ASME B 31G 57550
Modificado 48240
Area efectiva 57731 54514

Fuente: elaboracion propia.
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4. FACTORES GENERADORES DE DEFECTOS SOBRE LOS SISTEMAS DE
TUBERIA EXISTENTE

Los defectos analizados en el presente proyecto estan enfocados a las pérdidas de
metal y cambios en la geometria de las tuberias que componen las lineas de flujo
detalladas en el numeral 3. Para reconocer el factor generador de estos defectos se
realiza la identificacion de las amenazas teniendo en cuenta los resultados de las
anomalias detectadas en las ultimas corridas de inspeccion en linea ILI y reportes
de inspeccion CIPS y DCVG.

4.1 FACTORES CRITICOS DEL DUCTO
4.1.1 Clasificacion de anomalias segun la inspeccion en linea ILI.

El reporte ILI del tramo de linea PST1-CCPF desde el km 0 hasta la abscisa km
5+200 reporta 287 anomalias, de las cuales, 184 corresponden a pérdidas de metal,
7 asociadas a cambios en geometria y 96 son atribuibles a los procesos de
construccién o manufactura. La linea PST1-PST2-CPF evidencia un total de 402
anomalias con 371 asignadas a pérdidas de metal, 32 a procesos de construccion
o fabricacion y no hay reporte de cambios en geometria (ver Figura 16 ).
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Figura 16. Cantidad y tipo de anomalias reportadas ILI

Pérdidas de metal _

Anomalias Geometricas I

Anomalias de manufactura -

0 100 200 300 400

PST1-PST2-CPF  mPST1-CCPF

Fuente: elaboracion propia.

En la Figura 17 se presenta la distribucién de anomalias por pérdida de metal segun
su morfologia de ocurrencia de dafio: generalizada (GENE), picadura (PITT), surco
axial (AXGR), surco circunferencial (CIGR), agujero pequefio (PINH), hendidura
axial (AXSL) y hendidura circunferencial (CISL).

De las 184 anomalias de pérdida de metal en el tramo de linea PST1-CCPF, el 45%
corresponde a anomalias tipo agujero pequefno seguido de surco axial 17% vy
corrosion general 16%. Para el caso de la linea PST1-PST2-CPF las anomalias
predominantes son hendidura circunferencial con un 55% y en segundo lugar

picadura en 30%.
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Figura 17. Geometria de anomalias por pérdida de metal

250
200
150
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0 [ | - | — I
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PST1-CPF  m PST1-PST2-CPF

Fuente: elaboracion propia.

En cuanto a la ubicacién de las pérdidas de metal, se identificé que gran parte de
las anomalias estan ubicadas en la parte interna de los dos ductos analizados (82%
en la troncal PST1-CPF y 96% para la troncal PST1-PST2-CPF) mientras que en la
pared externa se encuentra el restante. Estas anomalias son atribuidas a

fendmenos de corrosién interna y externa teniendo en cuenta lo siguiente:

El reporte de ILI clasificd las anomalias como corrosion, aplicando la caracterizacion
indicada en API 1163 en la seccion 6.2.2 que se basa en los datos de longitud,
ancho y profundidad de la anomalia respecto al espesor de pared. Los resultados
se evidencian en el anexo 1 y resumen de la figura 17 en la cual se aprecian
anomalias de corrosion tipo generalizada (GEN), picadura (PITT), agujero pequefio

o pinhole (PINH) entre otros.

Los resultados de las inspecciones directas realizadas con el método de ultrasonido
tipo SCAN C (numeral 3.6.1 y 3.6.2), muestran una morfologia de dafo tipo
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generalizada y picadura que son defectos tipicos de los fenémenos de corrosion por
COs..

A continuacién, se analizara en detalle cada los factores que generan este

mecanismo de dano sobre las tuberias.

Tabla 22. Porcentajes de anomalias exteriores e interiores

Ubicacion anomalia en la PST1-CPF PST1-PST2-CPF
pared del tubo

Exterior 18% 4%

Interior 82% 96%

Fuente: elaboracion propia.

4.1.2 Pedida de metal en la superficie interna de la tuberia.

Teniendo en cuenta los datos analizados en el numeral 4.1.1, se confirma la
presencia de corrosién en las lineas analizadas dada la morfologia y ubicacién de

las anomalias identificadas en las inspecciones ILI.

ASME B 31.8 y API 1160 clasifican la corrosién en un ducto de acuerdo con la
ubicacion sobre las paredes de la tuberia que puede ser externa e interna y las
designa como amenazas dependientes del tiempo. El fendbmeno de corrosién
predominante para los ductos analizados es de tipo generalizada y picadura, sin
embargo, el riesgo de falla bajo esta condicion se establece como bajo,
considerando que estas anomalias no comprometen la integridad estructural de la
tuberia, tal como se confirmé en los céalculos de esfuerzo estimado de falla aplicando
las metodologias planteadas en ASME B 31G. Los resultados de estos calculos de

muestran en el numeral 3.7.
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Para identificar qué factores estan generando la corrosion, se analizara los
mecanismos que degradan la pared interna en los ductos, los cuales estan
directamente relacionados con el potencial de corrosividad de los contaminantes
presentes en los fluidos producidos de los pozos, velocidades de flujo y las

condiciones de operacion.
4.1.3 Gases potencialmente corrosivos CO2 y H2S.

La corrosién interna puede ocurrir como resultado de disolver diéxido de carbono
(CO2) en agua”. El potencial para que ocurra la corrosién interna es impactado por
la presion parcial de CO2, condiciones de operacién (velocidad de flujo y
temperatura) y quimica del agua. Si no hay presencia de agua el diéxido de carbono
CO2no es corrosivo.”? La presién parcial de COz se puede calcular computarizando
la presion de operacion y la fraccion del volumen de COz, de igual manera se puede
calcular la presién parcial de H2S multiplicando la presién del sistema con la fraccion

molar de H2S.

En la Tabla 25 y en la Tabla 26 se presenta el resumen los datos del monitoreo de
gases realizado sobre los pozos productores asociados a lineas del presente
estudio (enero de 2020 hasta diciembre de 2021). Se puede evidenciar una
variacién del porcentaje en volumen de CO2 entre el 3% y 5.2%, mientras que el
contenido de H2S esta por el orden de una 1 a 5 ppm partes por millén, lo cual se
ve reflejado en el impacto que tiene cada uno de estos gases sobre la corrosividad
del medio. En el caso del CO: estas concentraciones se traducen en altas presiones
parciales, por consiguiente, aumenta la probabilidad de presentar corrosion por CO2
segun los criterios de NACE SP-0106 descritos en la Tabla 23.

2 NACE International. (2018). Control of Internal Corrosion in Steel Pipelines and Piping Systems,
NACE SP 0106 . Houston: NACE.
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Tabla 23. Potencial de corrosividad asociado a la presion parcial de CO:2

Presion Parcial de C02
(PP CO2)

PP CO2>30 psi Corrosivo en presencia de agua

Grado de corrosividad

3 psi < PP CO2< 30 psi Moderadamente corrosivo en presencia de agua

PP CO2< 30 psi No corrosivo

Fuente: elaboracion propia, con base en NACE International. (2018). Control of Internal Corrosion
in Steel Pipelines and Piping Systems, NACE SP 0106, numeral 3.3.1

En relacién con los datos obtenidos de las concentraciones de Hz2S, estas se asocian
a bajas presiones parciales que disminuyen la probabilidad de presentar procesos
de corrosion activos. Los lineamientos para clasificar la agresividad de generar
corrosion en tuberias de acero al carbono por este contaminante se muestran en la
Tabla 24.

Tabla 24. Potencial de corrosividad asociado a la presion parcial de H2S

Presion Parcial de H2 S -
(PP HzS) Grado de corrosividad
PP H2S >0.005 psi Alta susceptibilidad de corrosion bajo tensién (SCC).
PP H2S <0.005 psi Baja susceptibilidad de corrosién bajo tension.

Fuente. Elaboracion propia, con base en ANSI/NACE/ISO 2015. (2015). Petroleum, petrochemical,
and natural gas industries Materials for use in H2S containing environments in oil and gas production.
ANSI/NACE MR0175. Capitulo 7.

Los fluidos transportados por la linea PST1-CCPF tienen alta potencialidad de
generar corrosion interna dada la presencia de agua en el sistema y los resultados
del calculo de la presién parcial de COz2, con un valor minimo de 41 psi y maximo
de 100.9 psi enmarcandose en el umbral “corrosividad alta NACE SP 0106” 3. A
nivel de los pozos que aportan fluidos a la linea PST1-PST-CPF se encuentran

3 NACE International. (2018). Control of Internal Corrosion in Steel Pipelines and Piping Systems,
NACE SP 0106 . Houston: NACE.
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presiones parciales de COz por debajo de 30 psi cuya susceptibilidad por corrosién
podria enmarcarse como corrosividad moderada, sin embargo, el pozo V29 y XL5
supera este rango por lo tanto es necesario ser conservadores y declarar que estos

fluidos son potencialmente corrosivos por COa.

Por otra parte, con las concentraciones de Hz2S en los pozos analizados, se descarta
que este sea un factor con potencial de generar corrosion dado que los valores de
presion parcial de H2S maximo es de 0.01255 psi, indicando baja probabilidad de
corrosion por HzS de acuerdo con “NACE MR-0175" 4,

Tabla 25 Gases corrosivos pozos PST1-CCPF

PP

putto| Focha | Cortosivo| ppm | Op. | TemP-| 9o | Corosividad | TS | Corroshidac
[%V] | [ppm] | (psi) (psi) (psi)

XL-4 | 15/01/2020 4 39 | 1333 | 176 | 53.9 Alta 0.00450 Baja
XL-4 | 18/02/2020 3.8 3 1271 | 176 | 48.9 Alta 0.00381 Baja
XL-4 |11/12/2020 4 3 1184 | 172 | 47.9 Alta 0.00355 Baja
XL-4 | 6/01/2021 3.5 4 1183 | 171.4 | 41.9 Alta 0.00473 Baja
XL-4 | 9/03/2021 3.5 45 | 1178 | 171.4 | 41.7 Alta 0.00530 Baja
XL-4 | 7/07/2021 4 4 1206 | 170.1 | 48.8 Alta 0.00482 Baja
XL-4 | 19/10/2021 4.5 3.5 | 1133 | 169.7 | 51.6 Alta 0.00397 Baja
XP-1 |18/03/2020 3.9 45 | 2432 | 203 | 954 Alta 0.01094 Baja
XP-1 |26/10/2020 4 5 2509 | 204 |100.9 Alta 0.01255 Baja
XP-1 | 9/03/2021 4 2 1876 | 195.7 | 75.6 Alta 0.00375 Baja
XP-1 |29/07/2021 3.5 5 2071 | 199.2 | 73 Alta 0.01036 Baja
XP-1 |13/11/2021 4 55 | 1605 | 188.3 | 64.8 Alta 0.00883 Baja

Fuente: elaboracion propia.

14 ANSI/NACE/ISO 2015. (2015). Petroleum, petrochemical, and natural gas industries Materials for
use in H2S containing environments in oil and gas production. ANSI/NACE MR0175. Houston: NACE
International.
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Tabla 26. Gases corrosivos Pozos PST1-PST2-CPF

PP
Pozo Fecha CorCrooszivo :)—'pzli Ol;. T?O'E)p : Cdgz Copr(r)(:s(i:vci)dzad PI—Plzge Cog:)orskilvzigad
[%V] | [ppm] | (psi) (psi) (psi)
TA-27|12/01/2020 3 2 798 | 163 | 24.4 | Moderada | 0.0016 Baja
TA-27 | 10/09/2020 3.5 25 | 815 | 159 29 Moderada | 0.00204 Baja
TA-27 | 6/01/2021 3 2 7951 160.8 | 24.3 | Moderada | 0.00159 Baja
TA-27 | 27/09/2021 3.5 25 | 8131609 | 29 Moderada | 0.00203 Baja
V-29 | 12/01/2020 5.2 3.5 |609| 169 | 32.4 Alta 0.00213 Baja
V-29 | 18/05/2020 5 624 | 168 | 31.9 Alta 0.00187 Baja
V-29 | 9/09/2020 5 4 603 | 167 | 30.9 Alta 0.00241 Baja
V-29 | 5/01/2021 5 1 600 | 166.6 | 30.7 Alta 0.00060 Baja
V-29 | 7/09/2021 5 4 604 | 165.8 | 30.9 Alta 0.00242 Baja
XL-5 | 18/03/2020 3.9 4 437 | 150 | 17.6 | Moderada | 0.00175 Baja
XL-5 |26/10/2020 3.5 2 586 | 151 21 Moderada | 0.00117 Baja
XL-5 | 9/03/2021 4.5 5 622 | 148.8 | 28.7 | Moderada | 0.00311 Baja
XL-5 | 3/07/2021 4 8 798 | 163.7 | 32.5 Alta 0.00638 Baja
XL-5 |14/11/2021 3.8 6 778 | 152.5 | 30.1 Alta 0.00467 Baja
Fuente: elaboracion propia.

4.1.4 Velocidad de flujo.

La agresividad del fluido por gases corrosivos, presencia de arenas y alta velocidad

de flujo producen el fendbmeno de erosidn/corrosién el cual es otro factor

determinante para generar pérdidas de metal en un sistema de tuberia. APl RP

14E'S establece un criterio para determinar la velocidad erosional en lineas de

transporte gas-liquido, el cual se aplicd para evaluar esta variable en el presente

proyecto.

5 AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. (2019). Recommended Practice for Design and Installation
of Offshore Production Platform Piping Systems APl RP-14E. Washington DC: API.
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Ve=Velocidad erosional (Ft/s)
C=Constante empirica (adimensional)

pm=Densidad de la mezcla gas liquido (Lb/FT3).

12409 * ;P + 2.7RS,P
PM ="""98.7P + RTZ

Si = gravedad especifica de liquido

Sg = gravedad especifica del gas

P= Presion (psia)

T= Temperatura (°R)

R= Relacioén gas/liquido

Z= Factor de compresibilidad (adimensional)

Mediante la recoleccion de los datos de las variables requeridas para el calculo de
las velocidades erosidnales, se estim6é esta magnitud para las dos lineas
analizadas, asignando el valor de 200 a la constante C, teniendo en cuenta que en
los campos de piedemonte se disponen tratamientos con inhibidores de corrosién
en todos los pozos.

La Tabla 27 muestra los resultados del céalculo de velocidad erosional sobre las
lineas analizadas, descartando la probabilidad de pérdidas de metal por este
fenémeno dado que la velocidad de flujo maxima se encuentra por el orden de los
13.77 pies/segundo con una relacion con respecto a la velocidad erosional del
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16.3%. Es de notar que sobre la linea PST1-PST2-CPF se identifican velocidades
de flujo inferiores a 10 pies/segundo evidenciando probabilidad de flujo tipo slug lo
que significa alta probabilidad de acumulacién de liquidos en los puntos bajos del
trazado de la linea, aumentando el hold up de esta y favoreciendo la precipitacion
de sélidos, que con el tiempo se materializan en procesos de corrosion localizados
en el fondo de la linea, como lo son el ataque tipo mesa (Mesa Attack) por COz2y la
corrosion bajo depdésitos. Adicionalmente este comportamiento hidraulico de los
fluidos represados en los puntos bajos no permite una estabilizacidén de las peliculas
protectoras de inhibidor de corrosion y/o de la pelicula de pasivacién, manteniendo

activos los procesos de corrosién antes mencionados.

La caracterizacién de los fluidos en cabeza de pozo, determinaron que el contenido
de arenas en el fluido de los pozos productores activos que fluyen a través de la
linea, no supera valores de 1 libra de arena por cada 1000 barriles de liquidos, lo

cual reduce significativamente el riesgo de presentar procesos erosivos.

Tabla 27. Resultado calculo de velocidades erosidnales

Velocidad | Velocidad | Relacién
Linea Fecha Erosional Flujo Vi/Ne (%)
(Ve) (Ft/s) Actual API RP
API RP 14E (Ft/s) 14E
PST1-CCPF 28 de enero de 2020 76.958 9.58 12.5
PST1-CCPF 23 de marzo de 2020 75.395 9.13 12.1
PST1-CCPF 12 de diciembre de 2020 82.983 13.11 15.8
PST1-CCPF 14 de enero de 2021 78.786 11.36 14.4
PST1-CCPF 15 de marzo de 2021 84.481 18.77 16.3
PST1-PST2-CPF |17 de febrero de 2020 106.577 4.42 41
PST1-PST2-CPF |1 de junio de 2020 105.471 4.39 4.2
PST1-PST2-CPF |21 de septiembre de 2020 106.448 416 3.9
PST1-PST2-CPF |17 de enero de 2021 105.423 3.78 3.6

Fuente: elaboracion propia.
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4.1.5 Pérdida de metal en la superficie externa de la tuberia.

Teniendo en cuenta los datos analizados en el numeral 4.1.1, se confirma que los
ductos en estudio presentan focos de corrosion externa principalmente de tipo
picadura (PITT) y corrosién generalizada (GENE), sin embargo, por ahora no se
identifica riesgo de falla por alguna de estas anomalias, tal como se confirmé en el
analisis de esfuerzo de falla de las anomalias mas representativas de cada ducto,

ver numeral 3.7.3 del presente documento.

Para identificar qué factores estan generando la corrosion, se analizara los
mecanismos que degradan la pared externa en los ductos tramos enterrados, los
cuales estan directamente relacionados por los siguientes mecanismos de corrosion

exterior:

- Corrosién por microorganismos (MIC).

- Corrosién por suelo.

- Corrosion por interferencia eléctrica DC.

- Corrosién por Induccion de corriente alterna (AC).
4.1.6 Presencia de microorganismos.

“Corrosion externa por presencia o actividad metabdlica de microorganismos
(MIC)”,'®¢ usualmente se asocia a las bacterias productoras de acidos (BPA) o sulfato
reductoras (BSR), “Cuando se identifique la presencia o exista la probabilidad de
MIC activa, el criterio de potencial polarizado de -850 mV CSE puede no ser

suficiente, es posible que se requiera un potencial de -950 mV CSE o mas negativo”.

6 NACE International. (2013). Control of Externa Corrosion on Underground or Submerged Metallic
Piping Systems”, NACE SP 0169 . Houston: NACE.
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En la Figura 18 y en la Figura 19 se presenta el resumen de los resultados de la
dilucién seriada de bacterias BSR y BPA realizadas a las muestras de suelo por
kilbmetro de cada linea del presente estudio (Muestreo de suelos realizado en
noviembre de 2017). Se puede evidenciar la presencia de bacterias BSR y BPA en
todas las muestras recolectadas y en algunos casos se reporta las bacterias BSR
superior a 100 bacterias por mililitro (bact/mL).

De acuerdo con lo anterior se confirma que las lineas PST1-CCPF y PST1-PST2-
CPF tienen alta susceptibilidad de presentar corrosién externa influenciada por
microrganismos por la presencia de bacterias BSR especialmente en la zona que
comprende el km 11 al km 16.

Figura 18. Resultado dilucién seriada (Bact/mL) BSR y BPA por km linea PST1-
PST2-CPF
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Figura 19. Resultado dilucién seriada [Bact/mL] BSR y BPA por km linea PST1-
CCPF
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Fuente: Reporte 2017 Ecopetrol

4.1.7 Corrosion por suelos.

El Suelo o electrolito es corrosivo porque tiene la capacidad de transferencia de
iones. "“El suelo es un medio heterogéneo donde la cinética de corrosion se
incrementa al aumentar las concentraciones de cloruros, sulfatos y acidez”. Asi
mismo NACE en su libro dedicado al control de corrosidén en tuberias, establece el
grado de corrosividad de estos electrolitos con base en su concentracidon y de esta

manera se determina el efecto que causa sobre una tuberia enterrada (Tabla 28 ).

En la Tabla 29 se indican los criterios que establece NACE para determinar el grado

de corrosividad del suelo basado en los valores de resistividad. Finalmente, NACE

7 PEABODY, A.W. Control of Pipeline Corrosion, NACE, Houston. Second Edition 2001.
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SP 0775 categoriza cualitativamente las velocidades de corrosion de los sistemas

de tuberia enterrada (Tabla 30)

Tabla 28. Grado de corrosividad de electrolitos sobre sistemas de tuberia

enterrada.
Concentration (ppm) Degree of corrositivity
Chloride!
=5,000 Severe
1,500-5,000 Considerable
500-1,500 Corrosive
=500 Threshold
Sulfate!
=10,000 Severe
1,500-10,000 Considerable
150-1,500 Positive
0-150 Negligible
pH’
=55 Severe
.55, Moderate
A.5-7.5 MNeutral
=7.5 None (alkaline)

Fuente: PEABODY, A.W. Control of Pipeline Corrosion, NACE, Houston. Second Edition 2001.

Tabla 5.7

Tabla 29. Resistividad del suelo versus grado de corrosividad

Soil resistivity

(ohm-cm) Degree of corrosivity
0-500 Very corrosive
5001000 Corrosive
1,000-2,000 Moderately corrosive
2,000-10,000 Mildly corrosive

Above 10,000 Negligible

Fuente: PEABODY, A.W. Control of Pipeline Corrosion, NACE, Houston. Second Edition 2001.
Tabla 5.5
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Tabla 30. Categorizacién cualitativa de velocidades de corrosion.

Average Corrosion Rate Maximum Pitting Rate (See Paragraph 2.5)
mmiy"? mpy™ mmiy mpy
Low <0.025 <10 <013 <5.0
Moderate 0.025-0.12 1.0-49 0.13-0.20 5.0-79
High 0.13-0.25 5.0-10 0.21-0.38 B8.0-15
Severe =0.25 =10 =038 =15

' mmiy = millimeters per year
® mpy = mils per year

Fuente: NACE SP 0775 Preparation, Installation, Analysis, and Interpretation of Corrosion Coupons
in Qilfield Operations, 2018.

Enla Tabla 31y en la Tabla 32 se presenta el resumen los resultados del muestreo
de suelos de las lineas del presente estudio. De los resultados se resalta lo

siguiente:

El suelo tiene una tendencia corrosividad severa por acidez o pH inferior a 5,5
(exceptuando resultado de la linea PST1-PST2-CPF en el sector 8288 m, que se

clasifica como moderado).

Baja tendencia corrosiva o despreciable por concentracién sales en todas las
muestras recolectadas a lo largo del trazado de las lineas objeto del estudio
(cloruros y sulfatos).

Por resistividad de suelos se cataloga como moderadamente corrosivo la linea
PST1-PST2-CPF en los sectores 7881 y 9914 ms; Ligeramente corrosivo en el

sector 8288 ms. Para los demas registros se clasifica como no corrosivo.

Por velocidad de corrosién electroquimica, el 85% de los resultados se catalog6
como moderadamente corrosivo, el 7,5 % como alta corrosividad (Linea PST1-
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PST2-CPF en los sectores de la abscisa 10464 m y 14514 m y 7,5% como baja
corrosividad (Linea PST1-CCPF sectores de la abscisa 1000 m y 4160 m).

Tabla 31. Resultados andlisis fisicoquimico y electroquimico de suelos de la linea
PST1-PST2-CPF

Velocidad de
Abscisa | Resistividad Cloruros | Sulfatos corrosion
(m) (Q.cm-1) e (mg/kg) | (mg/kg) | Electroquimica
[mpy]

28 177725 4.24 9 28.55 3.9

46 132645 5.01 22.6 28.74 1.1
1053 83776 4.64 0 <25.0 3.2
2071 98960 4.3 7.5 <25.0 3.8
3146 323136 4.06 14.45 25.05 2.5
4146 227392 3.98 18.85 32.25 1.1
5154 904596 3.99 3.75 <25.0 2.2
6239 574796 3.96 0 <25.0 1
7275 1475186 3.66 16.95 <25.0 2.4
7881 1722 5.29 2.8 74.95 4
8288 5563 6.19 0 <25.0 3.2
9914 1264 4.97 0 25.15 3.1
10171 83776 4.64 0 <25.0 1.9
10464 37699 413 0 27.75 6.4
11214 39494 4.64 11.3 25 1.1
11714 562795 4.44 11.3 <25.0 1
12614 282430 4.89 0 29.85 2.2
13514 204653 5.01 1.83 <33.26 2.4
14514 83078 4.76 62.5 <33.26 6.4
15414 83078 4.76 62.5 <33.26 4.1
16414 539694 5.21 7.37 <33.26 2.7

Fuente: Estudio de suelos 2016 Ecopetrol

Nota: Los colores de la tabla indican el grado de corrosividad. Para suelos no corrosivos se
establece el verde, amarillo suelos moderadamente corrosivos y el rojo suelo corrosivo.
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Tabla 32. Resultados andlisis fisicoquimico y electroquimico de suelos de la linea
PST1-CCPF

. Velocidad de
Abscisa | Resistividad Y Cloruros | Sulfatos corrosion
(m) (Q.cm-1) P (mg/kg) | (mg/kg) | Electroquimica
[mpy]
10 177725 4.24 9 28.55 3.9
1000 62305 415 31.1 <50.0 0.7
2100 1583366 5.28 <2.0 52.95 1.3
3150 25133 4.35 5.81 <50.0 1
4160 32759 4.28 <2.0 42.38 0.4
5010 110467 3.52 <2.0 <50.0 1.9

Fuente, Estudio de suelos 2016 Ecopetrol.

Nota: Los colores de la tabla indican el grado de corrosividad. Para suelos no corrosivos se
establece el verde, amarillo suelos moderadamente corrosivos y el rojo suelo corrosivo.

4.1.8 Interferencia eléctrica DC.

La corrosion externa puede estar influenciada por una corriente parasita, la cual se
define como: ®Corriente que fluye a través de caminos diferentes de los circuitos
previsto”. La corrosion parasita genera una interferencia por perturbaciones

eléctricas detectable sobre una estructura.

Las lineas PST1-PST2-CPF y PST1-CCPF, se encuentran aisladas eléctricamente
en la plataforma PST1, representando los externos aislados limites de los sistemas
de proteccidn catodica de Cusiana y Cupiagua. Los rectificadores mas cercanos al
PST1 se encuentran a una distancia de 5,58 km, (Ver Figura 20) con drenaje de
corriente directa (DC) de 35 Amperios para el rectificador (CPR) 022 (Cupiagua) y
5 Amperios CPR XL (Cusiana). Por la ubicacién de las camas anddicas y los

8 NACE International. (2013). Control of Externa Corrosion on Underground or Submerged Metallic
Piping Systems”, NACE SP 0169 . Houston: NACE.
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extremos aislados, se pueden generar gradientes inducidos confirmado por el
diagndstico de interferencia durante el monitoreo de potenciales.

Figura 20. Distancia 5,58 km entre los CPR 022 Campo Cupiagua y CPR XL
Campo Cusiana.

Cupiagua XU (

PR 022 CUP K
lCup\agua XN
A

VCuplagua’ KR

4/:JguAp|agua XA

S -
Regla u
Linea | Ruta = Poligono = Circulo = rutadeaccesoen3D * | P
Mide la distancia entre dos puntos en el suelo.

Longitud del mapa: 5.58 | Kiémetros N7
Distancia en el suelo: 5.58
Direccidn: 23.31 grados

AN AN -
C/U@agua >K<F? \“’_/" v Navegacién con mouse Guardar

Image ©2021 CNES / Airbus

Fuente, Ecopetrol

4.1.9 Defectos geométricos.

Son aquellas anomalias que reducen la seccidn transversal circular del ducto o en
su defecto se crea una protuberancia hacia afuera generando imperfecciones en la
redondez de la tuberia. Los defectos mas frecuentes son las abolladuras, ovalidades
y arrugas y su causa principal esta asociada al proceso constructivo, dafos por
terceros y cargas locales concentradas en el tubo.

Las ovalidades se definen como una imperfeccidén en la redondez de la tuberia. El
reporte de ILI realizado en el afio 2019, la linea PST1-CCPF presenta 20 anomalias
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geomeétricas de las cuales en el tramo analizado 5 son catalogadas como ovalidades
con una maxima reduccioén del 1%. Esta reduccién no afecta la integridad estructural
del ducto y la causa probable obedece a los procesos de fabricacion de la tuberia y
el doblado en frio durante la etapa de construccién, por lo tanto, este factor
generador de la anomalia es estable con el tiempo el cual no pone en riesgo la

integridad del ducto.

Tabla 33. Resultados anomalias geométricas ILI PST1-CCPF

Distancia | Tipo de, posici(')_n Interna/Extern | Aboll. mZi.(jbl Oval. | largo |ancho
[m] Anomalia |. horaria a [%] [%] [%] | [mm] | [mm]
107.14 | Ovalidad 5:17 0.8 | 761

144.08 | Ovalidad 5:23 0.6 | 428

711.60 | Ovalidad 5:33 0.9 | 866

1503.42 | Ovalidad 5:19 0.7 | 338

1681.05 | Ovalidad | 10:53 0.8 | 1280

1829.10 | Abolladura| 5:56 adentro 0.6 1.2 604 | 166

Fuente: elaboracion propia.

A su vez, ASME B 31.8 define las abolladuras como “una deformacién permanente
de la seccibn transversal de circular de la tuberia que produce una disminucién en
el diametro y es concava'®. Del reporte de ILI se pudo determinar que la abolladura
presente en el tramo es de tipo interna con una longitud de 604 mm, un ancho de
166 mm y su reduccion de diametro interno es de 1.2%. Esta reduccion del diametro
exterior es aceptable teniendo en cuenta que la mayoria de los cédigos permiten
abolladuras simples hasta del 6% en con excepcion del APl 579%° que permite

abolladuras hasta del 7%.

9 AMERICAN SOCIETY OF MECHANICAL ENGINEER. (2010). Gas Transmission and Distribution
Piping System. ASME B 31.8. New York: ASME.

20 AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE AND AMERICAN SOCIETY OF MECHANICAL
ENGINEERS. (2016). Fitness-For-Service APl 579-1/ASME FFS-1. Washington DC: APL.
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Generalmente las abolladuras son causadas por terceros y estan ubicadas en la
parte superior de la tuberia teniendo en cuenta que generalmente es afectada
durante procesos de excavacion. Para el caso de este proyecto, la abolladura de la
abscisa 1929 m, estd ubicada aproximadamente en la posicién horaria 5:56
indicando que la posiblemente la causa es atribuible a un dafno durante la operacién

por la compactacion del terreno.

Tabla 34. Criterios de evaluacion de abolladuras en cédigos de tuberias

Maxima reduccién | Maxima Reduccion

Cédigo de OD de de OD de abolladura
abolladura simple en soldadura
ASME B 31.8 6% Reduccion de 2% Reduccién de OD

oD

6.4 mm (<NPS4) o
ASME B 31.4 | 6% OD (>NPS 4) |No Permitido

21

7% Reduccion de
APl 579 OD N/A

Fuente: elaboracion propia.

Entre tanto, las arrugas y ondulaciones se definen como una deformacién localizada
de la pared del tubo, generalmente caracterizada por una protuberancia dominante
hacia afuera. Las inspecciones no arrojaron resultados que indiquen presencia de
arrugas u ondulaciones que se caracterizan por formar varios lébulos alternos de

baja amplitud y son menos severos que las arrugas.
4.1.10 Defectos de manufactura.

Esta amenaza incluye todos los defectos del proceso de fabricacion de la tuberia
que incluye el corddn longitudinal de soldadura, la zona afectada por el calor, y

21 AMERICAN SOCIETY OF MECHANICAL ENGINEER. (2019). Transportation Systems for Liquids
and Slurries. ASME B 31.4. New York: ASME.
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puntos duros en el cuerpo de la tuberia®?. Durante la recoleccion de informacion de
la trazabilidad de fabricacion de la tuberia se encontraron registros del montaje que
indican que se uso la especificacion de material APl 5L X65 PSL2 para las dos

lineas analizadas en este proyecto.

Los registros de ILI identificaron un total 42 anomalias por manufactura
evidenciando que estas no han cambiado en el tiempo y por sus dimensiones son
aceptables en los codigos de fabricacion. Los defectos de manufactura estan
controlados, no muestran cambios durante la etapa de operacién; por lo tanto, no
representan riesgo en la integridad de las lineas de flujo, sin embargo, se tiene la
incertidumbre si existe probabilidad de disminucién de la resistencia del material
dadas las condiciones de operacion (presion y temperatura) durante los 25 afos de
trabajo de los ductos.

4.2 PRUEBA DE TENSION

En la estacion de raspadores de la linea PST1-PST2-CPF se remplaz6 un tramo de
tuberia existente del cual se extrajeron probetas para realizar pruebas de tension
con el objetivo de identificar si existe algun cambio en la resistencia mecanica del

material de la tuberia.

Las probetas se prepararon segun las dimensiones indicadas en ASTM A 370,28 y
se extrajeron de la seccién longitudinal del tubo asignando la nomenclatura GT-T1,
GT-T2, GT-T3 y GT-T4 segun la posicion horaria 12:00, 3:00, 6:00 y 9:00.

22 AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. (2019). Managing System Integrity for Hazardous Liquid
Pipelines. APl Recommended Practice 1160. Washington DC: API.

23 ASTM. (2021). Standard Test Methods and Definitions for Mechanical Testing of Steel Products
A370. West Conshohocken: ASTM International.
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Fotografia 4. Tramo de tuberia retirado para pruebas de tension

Fuente: elaboracion propia.

La especificacion de material del tubo objeto de prueba corresponde a un acero al
carbono API 5LX65 PSL2%*, diametro 20” y espesor 15.09 mm. Este material se
caracteriza por tener alta resistencia mecéanica y es empleado en la construccion de
lineas de flujo para transporte de hidrocarburos. En la Tabla 35 se presentan los
resultados de las pruebas de tension para las 4 probetas.

24 AMERIAN PETROLEUM INSTITUTE. (2018). Line Pipe API SPECIFICATION 5L. Washington,
D.C.: American Petroleum Institute.
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Figura 21. Tubo 20 pulgadas, ubicacion de las probetas para tension.

GI-T1
2z

Fuente: elaboracion propia.

Tabla 35. Resultados pruebas de tension.

Crierio APISL) grom1 | @TT2 | arT3 | GToT4

X65 PSL 2
Longitud probeta L (mm) - 200 200 200 200
Longitud calibrada G (mm) - 51.3 50.19 50.52 50.43
Ancho probeta W (mm) - 40.07 40.11 40.24 40.25
Espesor (mm) - 14.86 14.92 14.84 14.81
Esfuerzo de Fluencia 65300/87000 | 80786 75999 71421 72950

min/max. (psi)

Esfuerzo de Tension
min/max. (psi)

Elongacién min % 24.4 32 33 32.5 33
Fuente: elaboracion propia.

77600/110200 92243 90503 90503 90648

Los resultados muestran un tipo de fractura ductil y los datos de esfuerzo de
fluencia, esfuerzo de tension y el porcentaje de elongacion para las 4 probetas
analizadas dentro de las tolerancias y requisitos de resistencia mecanica
establecidos en la especificacion de material APl 5L X65 PSL2. Teniendo en cuenta
lo anterior, se descarta defectos relacionados con el proceso de manufactura del
material de tuberia, altos esfuerzos de operacion y fatiga del material por el efecto
de repeticién de ciclos de carga que pueden ser causados por el tiempo de

operacion del sistema.
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Fotografia 5. Fractura ductil pruebas de tensién

Fuente: Ecopetrol. Reporte de pruebas de tension.
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5. PLAN DE MANTENIMIENTO TRANSFERENCIA DE GAS

Basados en la identificacion de los factores generadores de las pérdidas de metal y
defectos geométricos se crea un plan de inspeccidn, reparacion y mantenimiento
para los sistemas analizados en los numerales 2 y 3 del presente proyecto con el
fin de mantener la confiabilidad y disponibilidad del sistema para 15 afos de
operacion. En la Figura 22, se representa las amenazas que tienen el potencial de
afectar la integridad de los ductos y estan resaltadas aquellas que estan
directamente relacionadas con el potencial de generar defectos geométricos y
pérdidas de metal del sistema analizado. Corrosion bajo tension, falla de equipos y
operacion incorrecta no se tienen en cuenta para el plan de inspeccion, teniendo en
cuenta que no hay registros o evidencias de defectos o mecanismos de dafio que

puedan ser atribuidos a estas amenazas.

Figura 22. Amenazas en sistemas de tuberia

Dependientes Estables Con Independiente
Del Tiempo El Tiempo Del Tiempo

Fuente: elaboracion propia.
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5.1 TECNICAS DE INSPECCION PARA IDENTIFICAR ANOMALIAS EN
DUCTOS

5.1.1 Validacion directa.

Durante la etapa del proceso de inspeccién en linea, se realiza la combinacion de
una o varias técnicas de ensayos no destructivos, que permiten la caracterizacion y
dimensionamiento real del tamafo del defecto. En la Tabla 36, se relaciona las
técnicas apropiadas segun el tipo de anomalia o defecto que se requiera evaluar.
Para el caso de las tuberias analizadas en este proyecto, se identifica que
aproximadamente el 98% de su longitud esta enterrada lo cual dificulta la inspeccién
mediante estas técnicas, salvo los casos que se requiera una o varias excavaciones
para validar alguna anomalia reportada por las inspecciones ILI o por las técnicas
complementarias de Inspeccion de potenciales CIPS (Close Interval Potencial
Survey) y DCVG (Direct Current Voltage Gradient).

Tabla 36. Efectividad de la técnica de ensayos no destructivos

Pérdidas de metal Defectos geométricos
Teenica Cﬁ] rt;orsniaén Corégiién Abolladura | Pandeo | Arruga | Ovalidad | Grieta
Inspeccién visual E A A A A A A
Tintas Penetrantes E E E E E E A
Particulas Magnéticas E E E E E E A
Radiografia A A E E E E E
Ultrasonido A A E E E E E
Escaneo Laser E A A A A A E

A=Inspeccion muy efectiva, E= No aplica

Fuente: elaboracion propia.
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5.1.2 Herramientas de inspeccion interna ILI.

Estas son herramientas de inspeccion interna que viajan con el fluido de la linea y

son utilizadas para la detecciéon y dimensionamiento de defectos en tuberias. Del

mismo modo que los métodos de ensayos no destructivos existen diferentes

técnicas y su seleccion dependera de la geometria del ducto, tipo de fluido,

condiciones operativas y el tipo de defecto que se espera identificar. En la Tabla 37

se muestra el resumen de las técnicas de inspeccidon aplicables a las lineas del

presente proyecto.

Tabla 37. Efectividad de las técnicas de Inspeccion intrusiva en ductos

TIPO DEFECTO

PERDIDAS DE METAL

GEOMETRICOS

TECNICA Corrosién | Corrosion Abolladura | Pandeo | Arruga | Ovalidad | Grieta Observacione

Interna Ext. S
Caliper
mecanico/electrome E E A A A A E
canico

Localizaciér/

Mapeo Inercial E E E E E E E orientacion
Flujo .
Magnético(MFL) B B D D D D D Anomalias de
Axial manufactura
Flujo
Magnético(MFL) B E D D D D C
Circunferencial
Ultrasonido B B D D D D E
UT Grietas E E E E E E A
EMAT E E E E E E A

A=Inspeccion muy efectiva, B= efectiva, C=Ocasionalmente efectiva, D=Poco efectiva, E= No aplica

Fuente: elaboracion propia.

5.1.3 Inspeccion de recubrimiento y sistemas de proteccion catédica.

Las lineas analizadas en el capitulo 3 y 4, cuentan con sistema de proteccién

catddica, el cual debe ser monitoreado dado que, una pérdida de eficiencia de este
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sistema se ve reflejado en desproteccion de la tuberia y por ende riesgo del
fenébmeno de corrosidon externa en puntos con falla del revestimiento. El
revestimiento de la tuberia enterrada también es objeto de valoracion mediante
técnicas de inspeccion indirecta cuyos resultados pueden ser correlacionados con

los datos del ILI para determinar puntos con presencia de corrosion externa.

Tabla 38. Efectividad de inspeccidn del revestimiento en tuberias enterradas

Eficiencia Defectos Defectos
Zonas con ~ )
S del pequenos bajo
Tecnica Sistema Re\f/ae”s?ismdi:nto [=1in?] del zonas Notas

PC Revestimiento | concreto
CIPS B C E E
DCVG E B B B
PCM E B B E
Resistividad Del Parametro para

E E L
Suelo E E andlisis de causa
pruebas i
Fisicoquimicas del E E E E Parametro para
terreno andlisis de causa

B= Inspeccién efectiva, C=Ocasionalmente efectiva, D=Poco efectiva, E= No aplica

Fuente: elaboracion propia.

5.1.4 Inspeccion y monitoreo de corrosion interna.

Los monitoreos de corrosion interna, encaminados a prevenir defectos por este
fenémeno, estan relacionados principalmente con la toma de muestras del fluido
para caracterizacion de los mismos que permitan identificar las amenazas activas
para la integridad de las lineas, instalacion de cupones de corrosién y probetas ER
a nivel del loop de produccion y lineas troncales para determinar ratas de corrosion
y evaluar barreras de mitigacién, medicion de espesores con UT a través de

sensores remotos para evaluar el crecimiento de defectos en zonas con alta
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probabilidad de dano o alta consecuencia (HCA’s) y caracterizacion de productos
de corrosién recuperados de las zonas con fallas para determinar causalidad. Todos
estos mecanismos pueden integrarse entre si para el diagnostico de procesos de
corrosion activos. En la siguiente Tabla 39 se identifican los principales métodos o

técnicas para la evaluacién de procesos de corrosion interna.

Tabla 39. Principales técnicas de evaluacién de corrosién interna

Velocidad Zonas con falla y/o
Técnica de PWRC | dafo por pérdida de Observaciones
corrosion espesor o pitting
Cupones De A E E Determinacion de ratas
Corrosion de corrosion y evaluacion
Probetas ER B E E de barreras de mitigacion
Gupones de Susceptibilidad de
Soldadura E B E corrosion en juntas
soldadas
Sensores UT c E E Seguimiento a defectos
Remotos (Ultracorr) previamente identificados
Medicion Gases . .
Corrosivos (COz y c D E Evaluacion y seguimiento
de amenazas activas
H2S)
Caracterizacioén . .
Fisicoquimica de c D E Ev;luamon y segwtr_nlento
Fluidos € amenazas activas
Caracterizacion g .
Microbiolégica de C D E E";'“aC'O” y Segu'tf.n'ento
Fluidos € amenazas activas
Caracterizacion de . g
oroductos de E E B Parame(;[ro para analisis
corrosion e causa

A=Inspeccién muy efectiva, B= efectiva, C=Ocasionalmente efectiva, D=Poco efectiva, E= No aplica

Fuente: elaboracion propia.
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5.2 PLAN DE INSPECCION Y MANTENIMIENTO PROPUESTO PARA LOS
SISTEMAS DE TUBERIA (TRANFERENCIA DE GAS FLORENA-CUSIANA)

Una vez realizada la identificacion de los factores que generan los defectos
geométricos y pérdidas de metal, se establecieron las amenazas que estan
involucradas en este proceso resumidas en la Figura 22 que seran la base para
establecer el plan de mantenimiento de los sistemas de tuberia tratados en este

proyecto.

Para cada amenaza identificada se establece una técnica de monitoreo e inspeccién
con una frecuencia determinada, de tal manera que esta tenga el potencial de
identificar las anomalias y se pueda predecir la falla en el ducto. En la Tabla 40 se

muestra el resultado obtenido.

Tabla 40. Plan de inspeccidon amenaza de corrosion interna

Técnica de Inspeccion . o :
o Monitoreo Tramo o PK Frecuencia Criterio Recomendaciones
. , Cabezas de pozo Si, Ve>2mpy;
Monitoreo de velocidad |y 5"y 4 “xp1 Velocidad de | ajustar de taza de
de corrosion (Vc) . . e ; e
: . TA27, V29 y cup6n | Bimensual |corrosion inyeccion de
generalizada a través A
en la llegada de la menor a 2mpy | inhibidor de
de cupones y probetas. o
troncal al CPF. corrosion.
Llegada de la
Monitoreo de gases trotr;cal a((j)usmna y Anual Presién Parcial Selgu!(rjnl(ejntoda
COITOSIVOS cabezas de pozos nua COz < 7 psi velocidades de
XL5, XL4, XP1, corrosion
TA27, V29
Si, el % solidos
Cabezas de pozo supera se requiere
Monitoreo fisicoquimico XL5, XL4, XP1, Soélidos seguimiento
de fluidos 9 TA27, V29, Toma |Anual menores a mensual y célculo
' muestras en el 11b/10000BIs de recalculo de
CPF Cusiana. velocidades
erosidnales
Monitoreo de Troncal PST1- o . .
velocidades erosiénales | CCPF Anual Vi/Ve>%85 Ajustes operativos
Inspeccion en Linea (ILI) | PST1-CCPF/PST1- Cada 5 afios MAOP/Psegura | Si, MAOP/Psegura
tipo MFL Axial PST2-CPF <90% >90% Reparar
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Técnica de Inspeccion
o Monitoreo

Tramo o PK

Frecuencia

Criterio

Recomendaciones

mediante instalacion
de camisa metalica
tipo B

UT Sacan C

Tramo aéreo llegada
al CPF Cusianay
PSTA

Cada 5 afios

MAOP/Psegura
<90%

Si, MAOP/Psegura
>90% Reparar
mediante instalacion
de camisa metélica
tipo B

Fuente: elaboracion propia.

Tabla 41. Plan de inspeccion amenaza de corrosion externa

Técnica de Inspeccién o : o :
Monitoreo Tramo o PK | Frecuencia Criterio Recomendaciones
PST1- Presencia de
, . Cada 5 Voff de -850 Bacterias o T>60°C
CIPS lineas de flujo CFE:SPTFz/-PCSF;I—IJ ) anos mV Vs CSE | se establece criterio -
950mV Vs CSE
Valoracion del PST1- , Validacién y
revestimiento por DCVG CCPF/PST1- C:r$§s5 fg:w ci/e}‘;(;tg(s) reparacién segun
lineas de flujo PST2-CPF ° metodologia ECDA
. PST1- e
Valoracién de la Cada 5 . Clasificacion
Resistividad del suelo CISSPTF2/!DCSIJF1- anos No aplica corrosividad suelo
e - PST1- L
Vellloraclno’n F|S|cqu|m|ca Y | cCPE/PSTI- Ca~da 5 No aplica Detgrmmamon de
Microbiolégica del suelo PST2-CPF anos agresividad de suelo
Inspeccién al estado del Rectificador Plan de
sist%ma de proteccion campo 100% mantenimiento
g prot Cusianay | Mensual 0 preventivo de
catodica (rectificador - plataforma Operativos acuerdo con la
cama andodica) LF XL inspeccion
. . PST1- Recuperar
iinsopﬁ/lclgll_ozx?; Linea (ILI) CCPF/PST1- C:;;: MAOZEE/egura revestimiento cuando
P PST2-CPF ° aplique.
Inspeccion visual Tramos Evaluar Reparar todos los
pecci o . Anual pérdidas de defectos de
revestimiento tuberia aérea aéreos | metal revestimiento

Fuente: elaboracion propia.
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Tabla 42. Plan de inspeccion para amenazas estables con el tiempo

Tecnlcall\A%er]iltr;sr2§CC|on © | Tramo o PK | Frecuencia Criterio Recomendaciones
Si, MAOP/Psegura
Inspeccion en Linea (ILI) CPJ?JDF-/PSTL Cada 5 MAOP/Psegura ;ge(Zji/oarﬁgpi)r?g?e;Iacién
tipo MFL Axial psT2-cPF  |3M08 <90% de camisa metalica
tipo B
. , PST1- Maximo 6% Reparar en caso de
ipsopgceccl)?:é(ter?clémea (IL]) CCPF/PST1- gggg 5 Reduccion de | incumplimiento del
P PST2-CPF oD criterio
Se Ejecutar analisis de
Inspeccién en Linea (ILI) (F')J(S)EF /PSTA- recomienda | MAOP/Psegura grti(;?;f:g 22’86; ﬁgara
EMAT PST2-CPF nge(; ano |<90% algin hallazgo
durante la inspeccion.

Fuente: elaboracion propia.

Tabla 43. Plan de inspeccion amenazas Independientes del tiempo

Técnica de Inspeccién o

. Tramo o PK Frecuencia Criterio Recomendaciones
Monitoreo
Identificar Seguimiento a
Recorrido de verificacién | DDV PST1- cambios en intervenciones de
del estado del Derecho | CCPF/PST1- Semestral |vegetaciony |tercerosy
de Via PST2-CPF construcciones | movimientos del
nuevas terreno
Recorrido de verificaciéon
del este}do de cruces Rio ' Anual Cota de' Crear histéricos
subfluviales mayores Cusiana/Upamena referencia
(Batimetrias)
Identificar
DDV PST1- cambios en .
Toma de ortofotos en | ¢opp/pgry. Anual vegetaciony | nalizar
plataformas y DDV PST2-CPF construcciones | iNformacion
nuevas
Andlisis multitemporal Alto el soldado | Anual Imagen Qe Tomar o_rtofoto de
3D/4D referencia referencia

Fuente: elaboracion propia.
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5.3 PLAN DE REPARACION

El primer plan de reparacion debe esta direccionado hacia la atencién de los puntos
con susceptibilidad de dafo por pérdida de espesor, sin embargo, el calculo de
velocidad de corrosion y vida remanente para los puntos con mayor profundidad
estiman atencién en un tiempo de 7 afnos en la linea PST1-CCPF. Este tiempo es
mayor al proyectado en la préxima inspeccion ILI, por lo tanto, la reparacion estara
sujeta al analisis de resultados de esa inspeccion.

Para el caso de la linea PST1-PST2-CPF, se estima una vida remanente minima de
20 afnos, no obstante, es indispensable continuar con el plan de inspeccion para
monitorear las velocidades de corrosién, erosion o cualquier cambio que se

presente durante la etapa de operacion de los ductos.

La Tabla 44 muestra los resultados de los calculos de velocidad de corrosién y vida
remanente de las anomalias con pérdidas de espesor de la pared del tubo mayor a
25%. Esta proyeccion es realizada mediante las ecuaciones recomendadas por la
practica recomendada API 570 capitulo 7

€SPESOTipjcial — €SPESOIrycryal

Velocidad de Corrosiéon =
€SPESOTinjcial

€SPEeS0ryctyal — €SPESOTrequerido

afios de operacién

Vida remanente (afios) =

Tabla 44. Célculo velocidad de corrosién y vida remanente

Espesor Espesor Espesor | Tiempo de V de Vida
Troncal Requerido inicial %Pérdida | Actual | OPEracion | corrosion. | remanente.

pulgadas pulgadas pulgadas (afios) Mils afnos
PST1-PST2-CPF 0.221 0.5 30% 0.35 26 5769,0 58
PST1-PST2-CPF 0.221 0.5 29% 0.36 24 6042,0 6.0
PST1-PST2-CPF 0.221 0.5 28% 0.36 24 5833,0 58
PST1-PST2-CPF 0.221 0.5 27% 0.37 24 5625,0 5.6
PST1-PST2-CPF 0.221 0.5 26% 0.37 24 5417,0 5.4
PST1-CCPF 0.346 0.688 38% 0.43 24 10893,0 10.9
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Espesor Espesor Espesor | Tiempo de V de Vida
Troncal Requerido inicial %Pérdida | Actual | OPeracion | corrosién. | remanente.

pulgadas pulgadas pulgadas (afios) Mils afnos
PST1-CCPF 0.346 0.688 35% 0.45 24 10033,0 10.0
PST1-CCPF 0.346 0.688 33% 0.46 24 9.46 12.0
PST1-CCPF 0.346 0.688 31% 0.47 24 8887,0 14.0
PST1-CCPF 0.346 0.688 30% 0.48 24 8.6 16.0
PST1-CCPF 0.346 0.688 29% 0.49 24 8313,0 17.0
PST1-CCPF 0.346 0.688 28% 0.5 24 8027,0 19.0
PST1-CCPF 0.346 0.688 27% 0.5 24 7.74 20.0
PST1-CCPF 0.346 0.688 25% 0.52 24 7167,0 24.0

Fuente: elaboracion propia.

5.3.1 Alternativa de reparacion por adelgazamiento de la pared Interna del
ducto.

Remplazo de un tramo de tuberia: Esta alternativa debe ser tomada solo como
ultima opcién teniendo en cuenta que el objetivo de los planes de inspeccién y
analisis de integridad es implementar las acciones y controles necesarios para evitar

la degradacion del ducto.

El procedimiento de reparacion consiste basicamente en realizar una excavacién
para encontrar la seccion de la tuberia afectada, corte del tramo de tuberia que se
desea remplazar y soldadura del nuevo tramo. Este procedimiento tiene un
componente técnico importante el cual inicia desde el aseguramiento de la
especificacién de material a instalar, calificacién del procedimiento de soldadura,
calificacién de personal del soldador y las pruebas que garantizan la sanidad de la
soldadura.

119



Fotografia 6. Remplazo de tramo de tuberia

Fuente: elaboracion propia.

Instalaciéon de camisas metalicas: Este método de reparacion incluye la
instalacién de dos secciones cilindricas generalmente fabricadas de tuberia de la
misma especificacion, que abrazan todo el perimetro del tubo en el punto donde se
ubica el defecto y se sueldan longitudinal y circunferencialmente para asegurar la

resistencia mecéanica en caso de presentar falla a causa de una pérdida de espesor.

Enla
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Tabla 45 se muestra el diseno planteado con base en la practica recomendada
(ASME PCC-2) para una posible reparacion en cualquiera de las lineas analizadas.

121



Tabla 45. Disefio camisa metélica tipo B para lineas de flujo

PST1-PST2-CPF PST1.CCPF

Diametro Externo 20" 20"

. longitud del | longitud del
Longitud defecto+4” defecto+4”
Espesor 0.5” 0.688”
Material API 5LX65 API| 5LX65

. . Particulas Magnéticas pase de fondeo vy

Aseguramiento de calidad ultrasonido a soldaduras longitudinales

Fuente: elaboracion propia.

Fotografia 7. Instalacién de Full Encirclement Steel Sleeve

Fuente: elaboracion propia.
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5.3.2 Alternativa de reparacion por adelgazamiento de la pared externa del
ducto.

Los sistemas de tuberia con defectos por corrosion externa tienen la particularidad
de ser dimensionados con herramientas basicas de inspeccién visual y su
reparacion depende del porcentaje de pérdida de espesor que pueda comprometer
la resistencia mecanica del ducto o simplemente recuperar el revestimiento como
barrera de proteccién primaria. Con respecto a la condicién de reparaciéon donde se
compromete la resistencia mecéanica del ducto, es indispensable usar el método de

reparacion indicado en el numeral 5.3.1 con el uso de camisas metalicas tipo b.

Reparacion del revestimiento: Considerando que el revestimiento existente es
una combinacion de procesos de revestimiento en fabrica tipo mixto, es necesario
usar un procedimiento con recubrimiento de tipo liquido el cual esté disenado para
aplicar a condiciones de operacién de la linea de flujo, de alta durabilidad, soporte
condiciones de agresividad del suelo, alta resistencia mecéanica y facilidad para
aplicacion en campo. En la Tabla 46 y Tabla 47, se relacionan las caracteristicas
técnicas del producto recomendado para aplicar en casos de reparacion sobre las

lineas del presente estudio.

Tabla 46. Propiedades del compuesto para reparar zonas corroidas

Propiedades Producto: ARC 10
Adherencia por Traccion 3650 psi
Resistencia a la Compresion 13000 psi
Resistencia a la Flexion 10000 psi
Resistencia a la Tension 4000 psi
Pérdida de peso por desgaste Taber (H-18/250 g/1000 575 m
ciclos) 9
Dureza Durémetro Shore D 86
Resistencia al escurrimiento vertical a 21°C y 6 mm Sin escurrimiento
Temperatura Maxima (Seco) 93°C

Fuente: elaboracion propia.
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Tabla 47.

Propiedades del recubrimiento para aplicacion en tuberias enterradas

Propiedades Sigmaline 2500
Adherencia por Traccion 2200 psi
Espesor recomendado 24-40 mil
% Sélidos 100%
Elongacion -
Secado al tacto 30 min a 60°C

Curado Completo

12 horas a 40°C

Dureza Durémetro Shore D

Tolerancia humedad relativa 0-90%
Temperatura Maxima (Seco) -
Temperatura Maxima (Himedo) 120°C
Preparacion superficie SSPC SP 10

Fuente: elaboracion propia.
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6. CONCLUSIONES

De acuerdo con los pronédsticos de produccion del campo Florefa y la estrategia de
transferencia de gas definida por Ecopetrol se identifica que, a partir del 2022 y
hasta 2031 se dispone de 60 MMSCFD de gas adicionales para ser tratados en el
campo Cusiana cuyo beneficio es continuar manteniendo la disponibilidad de la
planta hasta su capacidad nominal declarada de 270 MMSCFD.

El gas adicional proveniente de Florefia que a su vez es tratado en la planta de
Cupiagua y enviado por la linea de inyeccién hacia Cusiana, es un gas cuyas
propiedades son favorables para los ductos existentes teniendo en cuenta que la
agresividad de gases corrosivos es baja dado que el contenido de CO:2 esta por el
orden del 2% y es un gas deshidratado.

Mediante el presente trabajo se logré identificar que las lineas de flujo PST1-CCPF
y PST1-PST2-CPF son el activo principal para transferir gas entre los campos y los
resultados de las inspecciones mediante inspeccién ILI, mostraron un panorama
aceptable del estado de integridad estructural de estos ductos, razén por la cual se
garantiza que estos pueden ser operados a condiciones de disefio hasta 2035
siempre que se implemente el plan de inspeccion y ensayo propuesto en este

proyecto.

Mediante el uso del algoritmo creado con la herramienta Matlab para determinar el
esfuerzo de falla de un defecto (metodologia nivel 2 ASME B 31G), se pudo
identificar que las anomalias mas representativas no comprometen la resistencia
mecanica del ducto, teniendo en cuenta que los resultados del esfuerzo de falla
superaron el esfuerzo circunferencial a condiciones de disefio de los ductos

analizados.
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Los andlisis de datos de las inspecciones ILI, no evidenciaron defectos geométricos
significativos que amenacen la integridad de los ductos analizados, sin embargo,
dentro del plan de inspeccion se cred frecuencia de seguimiento sobre los derechos
de via de tal manera que estos permitan identificar eventos geotécnicos o influencia

de terceros que puedan llegar afectar la geometria del ducto.

Teniendo en cuenta el tamano, profundidad y ubicacién de las anomalias sobre la
pared del tubo, se puedo determinar que las pérdidas de metal en los ductos
analizados son causadas por el fenédmeno de corrosion. El factor determinante para
generar corrosion interna en los ductos analizados esta influenciado por alta presion
parcial de CO:z en los cabezales de pozos. Por otro lado, el factor generador de
anomalias por corrosion externa esta asociado a la presencia de bacterias sulfato
reductoras, agresividad del suelo e interferencia eléctrica en el sistema de

proteccién catddica.
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7. RECOMENDACIONES

Realizar un analisis de perfil de temperatura en el cuadro de valvulas de control que
permitird reducir la presion desde 5000 psi a 1200 psi en la plataforma XA, con el
objeto de determinar una posible formaciéon de hidratos bajo esta condicion de
operacién. Asi mismo implementar los controles que mitiguen este riesgo sobre las

lineas de flujo asociadas a la transferencia de gas.

Crear el plan de inspeccion y ensayo sugerido en este proyecto y sistematizarlo en
una herramienta corporativa con el objeto de mantener trazabilidad de la

informacion y hacer el seguimiento riguroso al plan.

Usar el algoritmo de evaluacion de defectos Nivel 2 creado en la herramienta
Matlab, para evaluaciones futuras de los resultados de inspeccion.

Teniendo en cuenta que el foco principal de este proyecto era analizar el estado de
integridad estructural de los ductos existentes para transferencia de gas, se sugiere
complementar el estudio implementando una metodologia de analisis de riesgo bajo
las recomendaciones de ASME B31.8S.
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Anexos

Anexo 1. Algoritmo desarrollado Matlab Calculo del esfuerzo de falla método Area
Efectiva ASME B 31G

ZiiiiiiiiiiiiiiiiUNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER  jiiiiiiiiiiiiiiiiiii
%iiiiiiiPROYECTO DE GRADO; MAESTRIA EN INGENIERIA DE GAS Y PROCESOSiiiiii
ZiiiiiiiiiiiiiiiiiiALEXANDER MONROY MARTINEZjjjiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiiii
%iiiiiiiCalculo del esfuerzo de falla método AREA EFECTIVA ASME B 31Gjiii
clc

clear all

%INGRESO DE DATOS; Diligenciar datos en el archivo DatosCampo.xlsx
% Tomar Datos en Campo longitud X Vs profundidad d

datacampo=xlsread("DatosCampo.x1lsx");
dataSMYS=datacampo(1,:);
dataD=datacampo(2,:);
datat=datacampo(3,:);
datax=datacampo(4,:);
datad=datacampo(5,:);

%Variables

SMYS=dataSMYS(1) %esfuerzo de fluencia del material de la tuberia
D=dataD(1) %Diametro de la tuberia

t=datat(1) %espesor del tubo

Xcampo=datax %Distancia del defecto

dcampo=datad %Profundidad del defecto

Sflow=SMYS+69 %Esfuerzo de flujo

% Calculo de longitudes y areas individuales
k=length(Xcampo);
j=1;
for k=1:(k-1);
Lon_li=Xcampo(j+1)-Xcampo(j);
Longitud(j)=Lon_1i;
Area_j=(Xcampo(j+1)-Xcampo(j))*(dcampo(j+1)+dcampo(j))/2;
Area_ind(j)=Area_j;

J=3+1;
end
Lon2=[0];
Li=[Lon2 Longitud]; %longitud individual
Ai=[Lon2 Area_ind]; %Area Individual

n=length(Li); % Iteraciones para combinar areas y longitudes individuales
k=0;
for j=1:n;

y=1+k;
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for i=1:n ;
lon=Li((i+1):n);
SumLi=sum(lon);
AreaAi=Ai((i+1):n);
SumAi=sum(AreaAi);

A@ind=SumLi*t;
ziind=SumLi~2/(D*t);
if ziind<=50;
Miind=sqrt(140.6275*%ziind-0.003375*ziind"2);
else
Miind=3.392+0.3*ziind;
end
Sfallai=Sflow*((1-(SumAi/A@ind))/(1-((SumAi/A@ind)/Miind)));
Pfallai=1000*2*t*Sfallai/D;

Li total(i,y)=SumLi;
Ai_total(i,y)=SumAi;
A@indivi(i,y)=A@ind;
zi(i,y)=ziind;
Mi(i,y)=Miind;

Sfallai total(i,y)=Sfallai;
Pfalla total(i,y)=Pfallai;

end

k=k+1;

n=n-1;

end

format bank

Ai_total;

Li_total;

Longitud;

Li

Ai

AQindivi;

zi;

Mi;

Sfallai_total

Pfalla_total
writematrix(Pfalla_total, 'Presién de falla');
writematrix(Sfallai_total, 'Esfuerzo de Falla');
writematrix(Mi, 'factor de abultamiento');
Mzeros=Pfalla_total;

Mzeros (Mzeros==0) = NaN;
Presionfallamin=min(min(Mzeros))
Szeros=Sfallai_total;

Szeros (Szeros==0) = NaN;
Sfallaimin=min(min(Szeros))
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Anexo 2. Pipe Tally (muestra parcial)

Intorma Firal
Piga Taly

20" PST1 - CPF

Lo

dist.del req. [| - | a sold.aguas arriba [ - | no.de jun - |long. de junta[| - |tipo de even| - |ident. de evento - [tipo de sold. |- |dim. ei - | orient.horal - |esp. [m| - | ancho [m - [long. [m - |prof. maz. [| - |pared ir - |[ERF B3 - [ comentario altura
-0.24 10 0782 Soldadura 2178 88,
33 Toma 12:00 2" 85,1
52 20 1513 Soldadura 28,54 85,1
348 Walvula walvula de bala PST1 25,1
A1L31] 30 1,358 Soldadura 12,01 85,1
ETT Soporte externo E:00 86,1
412 40 1429 Soldadura 2332 85,1
4,151 Waluula wilvula de bola 85,1
B4 &0 1,608 Soldadura 1462 85,1
E23 Soporte externo E:01 86,1
B0 Toma 12 18" 85
AEE] Toma 12:0 18" 85,1
45 1] 0,360 Soldadura 13,66 85,1
B Erida 86,1
Xi 0,236 Anamalia Carragidn CIsL B:26 95 17 i INT 0E9 nota 3 851
X il 0,433 Soldadura costura longitudinal 1270 EM = 1270 mm 85,1
A} -0,002 Anomalia Carrasidn CIGR S44 34 14 12 INT 053 nota 85,1
8 -0,008 Anomalia Agrupacion de Cormosidn FITT B:49 22 25 il INT 070 nota 85,1
320 -0.010 Anomalia Corrosicon PITT &:04 1 1& 14 L7 nota 85,1
324 -0.014 Anomalia Corrosicon ClsSL 819 1 ] 25 LE: nota 85,1
326 -0.018 Anomalia Corrosicn ClsSL il 1 ] 0 LE: nota 85,1
. -0.021 Anomalia Agrupacion de Corrosidn GENE :29 3 5% 5 Xi nota 35,
-0.022 Anomalia Corrosicn ClS| : g LE: nota 85,1

-0.024 Anomalia Agrupacion de Corrosion FIT 5 7! nota 85,1

-0.026 Anomalia Corrosicon 4 E: nota 85

. -002g Anomalia Carragidn P! 5 ] 4 7 nota 851
852 -0.042 Anomalia Agrupacion de Cormosidn P 50 7 2 7! nota 85,1

Nota: el archivo completo consta de 2069 registros y 26 campos, por lo que se presenta una imagen ilustrativa parcial

de su contenido.
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