Utilizacion de scraper inteligente
para el aumento de la confiabilidad de
un sistema de gasoductos
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Transportadora de Gas del Sur

La tecnologia utilizada hasta 1992 para control de los gasoductos sélo permitia la evaluacion
de pérdidas de metal en funcion de un rango de profundidad de corrosion.

La aplicacion de las normas vigentes en el tema exige el analisis de fallas a través de un
conocimiento global (profundidad y longitud). Sélo es factible acceder a esta informacion
mediante la utilizacién de scraper inteligente de alta resolucion.

Esta tecnologia permite obtener indicadores de corrosion en funcion del dimensionamiento de
las fallas y la presion de operacion maxima para cada defecto. La informacion suministrada por
esta herramienta y complementada con los relevamientos potenciales eléctricos y resistividades

del terreno, determinan la confiabilidad operativa de las lineas.

El trabajo que hoy publicamos es una sintesis del presentado en el Tercer Congreso
Latinoamericano del Gas realizado en Buenos Aires el aiio pasado y muestra el desarrollo
y los motivos que llevaron a la utilizacion de esta herramienta,
asi como también los métodos utilizados.
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a Repiblica Argentina, cuenta
L con gasoductos de alta presion

que poseen una antigiiedad pro-
medio de 25 afios.

A partir de 1992, con la privatizacién
de los sistemas de Transporte y Distri-
bucién, surgié la necesidad de una eva-
luacién global de las lineas, a efectos de
obtener un diagndstico real, que fuese
utilizado como punto de partida para la
adecuacion total del sistema.

Transportadora de Gas del Sur, utili-
zando scrapers inteligentes de alta reso-
lucién, inspecciond mas de 4500 km de
gasoductos troncales (247-30" y 367)
desde 1993 a la fecha ( figura N° 1).

En este trabajo, se describen los mo-
tivos, que llevaron a la utilizacién de
herramientas de segunda generacién,



Gasoductos troncales

sion. Observamos que a par-
tir de una antigiiedad de 15
anos, la probabilidad de falla
aumenta proporcionalmente
con el rango de corrosion.

cados segiin tres importantes grupos:
leves, moderados y severos, a los que
les correspondian las pérdidas de espe-
sor que se indican a continuacion:

En nuestro caso, y por
tratarse en su mayoria de
lineas con mas de 20 afos,
revestidas con material as-
-féltico, instaladas en terre-
nos con resistividades muy

TIPO DE DEFECTO @ PERDIDA DE ESPESOR
: (d)
Leves d<25%
Moderados 25 % <d <50 %
Severos d = 50%

variables y con sistemas
de proteccion catédica en ge-
neral deficientes, el estado de
la corrosion en importantes
extensiones se suponia nota-
blemente avanzado.

Del anterior andlisis sur-
ge la necesidad de monito-
rearlas en detalle con equi-
pos que suministren la ma-
yor cantidad de datos.

Métodos para anilisis de
corrosion
Los métodos cominmen-

asi como también un enfoque distinto
en la forma de evaluar defectos a través
de la informacién suministrada por este
tipo de herramientas,

DESARROLLO

Probabilidad de falla vs. antigiiedad
de caneria

Las variables intervinientes en el
avance de la corrosion de una linea en
operacion son las siguientes :

» Antigiiedad de la linea

* Tipo de Revestimiento

* Tipo de Terreno

* Sistema de Proteccion catddica

* Otras variables (temperatura del gas,
interferencias con otras lineds, etc.)

La figura N° 2 muestra la relacién
entre la probabilidad de falla y la anti-
giiedad segin el grado de corrosién de
la caiierfa.

La curva I denota un rango de corro-
si6n moderado, la curva Il resulta de un
estado medio, mientras que la curva III
representa un severo estado de corro-

te empleados para evaluar la
integridad de una linea son:
* Monitoreo de potencia-

De la experiencia acumulada hasta
1992 a través de la evaluacion de fallas
con este tipo de herramientas se obser-
varon errores e imprecisiones que deri-
vaban en pérdidas de tiempo y aumento
del costo de reparacion, con el conse-
cuente resentimiento en el transporte.

Ante el conocimiento de nuevas tec-
nologias que brindan una mayor preci-
sion en la clasificacién y dimensiona-
miento de la falla (alta resolucién), la
decision de la compaiiia fue optar por
este tipo de herramienta con el objeto
de aumentar la confiabilidad del siste-
ma y reducir los costos de reparacién.

les. Probabilidad de falla vs. antigiiedad de cafieria

* Relevamiento de po-
tenciales paso a paso. 100

* Monitoreo de resistivi-
dades del terreno.

* Excavaciones para eva-
luacion del revesti-
miento.

Estos basan su andli-
sis en cdlculos estadisti-
cos de avance de corro-
sion a partir de releva-
mientos en distintas sec-
ciones de un ducto.

En cambio, la inspec-
cion de las lineas me-
diante scapers inteligen-
tes proveen informacion
adicional “tubo a tubo™
de gran utilidad para de- 20 |
terminar el estado de co-
rrosion de un gasoducto.

En la informacion su-
ministrada por los scra-
pers de baja resolucion, 10
los defectos eran clasifi-
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Maxima presion de operacion para
defectos en tuberias

Para el cilculo de este valor, son de
aplicacion los standards de la Norma
ASMEB31G.

A continuacion se muestran las va-
riables a considerar.

Pérdida de metal por corrosion
Cilculo de la presiéon maxima en tu-
berias afectadas

2d |
=
] t
P=11P < I
' 7 d
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P=11Pi[1-—- 1
t

MAPO= Mixima Presién de Operacion

para el Gasoducto

P = Mixima Presion de Operacién para
el Defecto (Kpa)

L = Longitud de Corrosién (mm)

d = Profundidad Maxima de Corrosion
(mm) ;

t = Espesor Nominal de la Tuberia
(mm)

Pi = Presion de Disefio de la Tuberia
(Kpa)

D = Diametro externo de la Tuberia
(mm)

G=0893L/VDxt

Para G < 4 = Emplear ecuacién (1)
Para G > 4 = Emplear ecuacién (11)

Del andlisis de estas ecuaciones sur-
ge que no es suficiente contar con la
profundidad del defecto sino también
con la longitud del mismo, '

De la relacién entre la MAPO del
gasoducto y la del defecto se obtiene el
factor estimado de reparacion (FER).

MAPO

REER =
P
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(Moda de Distancia)
Profundidad Pérdida Metal
(% Grosor de Pared)

Grafica de diagnéstico

Diametro Ext: 762 mm
Grosor Pared: 8.7 mm.
Presion Diseno: 5923 kPa
Presion op: 5884 kPa
FER (ASME B): 1.0

T
160
Longitud de Pérdida de Metal

I(mm)

Si F.ER. > | = Reparar u Operar a P

Si FER < | = Programar Reparacién
Operando a la MAPO

La figura N° 3 muestra la curva de
FER igual a uno para distintos valores
de longitud y profundidad de pédida de
metal. Si el FER resulta mayor que la
unidad (punto A) se deberd reducir la
presién de operacion o reparar la falla.
Cuando el FER es menor que uno (pun-
to B) pueden programarse las repara-
ciones necesarias operando a la MAPO
del gasoducto.

En los histogramas basados en pre-
sién figura N° 4 puede observarse la
distribucién de fallas acorde con su
FER para un tramo de gasoducto.

Criterios de reparacion
Los puntos criticos de las lineas en
operacion son aquellos con Factor Esti-

mado de Reparacion (FER) superior a
la unidad. El software que se provee
junto con un reporte escrito permite
construir histogramas para distintos
FER, pudiéndose determinar las zonas
criticas y la cantidad de defectos de
menor magnitud asociados, evaluando
asi la metodologia de reparacién (cam-
bio de cafierfa, instalacién de montura o
recoating). La figura N° 5 muestra la
zona critica a partir de tres valores de
Factor Estimado de Reparacion.

La decision mas importante que de-
be tomar el operador es la de determi-
nar el tipo de reparacion, si bien estas
herramientas proveen mucha informa-
cion, administrarla suele resultar com-
plicado. No solo entran en juego facto-
res técnicos, sino también legales, eco-
némicos y de seguridad ambiental. Para =~
el caso de TGS se siguieron los linea-
mientos de la Norma Argentina de Gas
(NAG 100), cumpliendo ademds con

"Fig. 4
Histograma basado en presion e
Ndmero de Indicaciones de F.E.R.>0.95

Pérdida de Metal

10—

0.0 40.0

80.0
Ancho de Seccion de Barra: 400 (m)

(km)

160.0

120.0




f

Histograma basado en presi6n

Numero de Indicaciones de
Pérdida de Matal

F.E.R.>0.80

F.ER.>090

0.0 40.0 80.0 120.0

Ancho de Seccion de Barra: 400 (m)

160.0

(km)

(Moda de Distancia)
Profundidad Pérdida Metal
(% Grosor de Pared)

Grafica de diagnostico

Didmetro Ext: 762 mm
Grosor Pared: 8.7 mm
Presion Disefio; 5923 kPa

Presién op: 5884 kPa
FER (ASME B): 1.0

160

240
Longitud de Pérdida de Metal

(mm)

las pautas establecidas en el contrato de
privatizacion del Sistema.

La NAG 100 recomienda la repara-
cion de los defectos acorde con ASME
B 31 G, pero las exigencias del contrato
establecen un grado de confiabilidad tal
que al cabo de cinco afos deben repa-
rarse todos aquellos defectos que supe-

ren el 40% de pérdida de espesor, cate-
gorizando los mismos en leves, mode-
rados y severos.

Para lograr una conjuncién entre am-
bos requerimientos se adopté un Factor
Estimado de Reparacion tal que permi-
ta aumentar el margen de confiabilidad
del Sistema teniendo en cuenta no solo

| Fig. 5 i

la profundidad de corrosién sino tam-
bién la longitud de la misma. Con este
criterio adoptamos una curva de FER =
0,95 (figura N° 6), la cual se tomé co-
mo base para determinar cudles eran los
defectos a reparar. La figura N° 7
muestra el camino seguido para la toma
de decisiones.

Estudio de la confiabilidad operativa

En nuestro caso los datos disponible
para este estudio fueron:

* Distribucién de potenciales.

* Resistividades del terreno.

Ademads existian antecedentes de:

* Pasajes de herramientas de baja reso-
lucién.

* Reparaciones efectuadas .

Esta informacién fue utilizada para
realizar una estimacién de la cantidad
de cafieria a reemplazar .

En la figura N° 8 se muestra un
ejemplo préctico.

A partir de 1993 con la inspeccion
de las lineas a través de scrapers inteli-
gentes de alta resolucién se obtuvo la
concentracion real de fallas.
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Reparacidn de defectos

Tipo de anomalia

Metodologia de reparacion

Defecto en Soldadura

Defecto en Soldadura con Pérdida

Abolladura

Abolladura asociada con corrosion

Objetos metalicos (Tocando)

Excentricidad en cano camisa (Tocando)

Defectos de fabricacion

Andlisis mediante ensayos no destructivos
Cambio de Caneria

Evaluar segtin NAG 100

Cambio de caneria

Retirarlos, reparar revestimiento

Eliminar interferencia

Fueron verificados con la prueba hidraulica
durante la construccion.

No requieren reparacion.

Gasoducto San Martin

Potenciales/Fallas/Resistividades

Zona Critica

Potenciales (mV)

Zona Critica 10000

(woxwyQ) sapepiapsisay

Distancia (Km)
1992 (mV) ®1993 (mV) m™1994 (mV) [ Resistividades

B Fallas

De la superposicién de las variables
enunciadas se pueden establecer zonas
criticas para cada seccién de la linea.
De la figura N° 9 surgen claramente
aquellas zonas donde se conjugan bajos
valores de potencial, baja resistividad
del terreno y una gran concentracion de
fallas. Estas fueron priorizadas en el
momento del estudio para aumentar la
confiabilidad del sistema.

Si a las zonas en cuestion les adjun-
tamos la clase de trazado definida en
funcién de la densidad poblacional, ob-
tendremos las secciones de cafieria con
mayor riesgo relativo.

CONCLUSIONES

La decision técnica de adoptar para
la inspeccion interna de nuestras lineas
una herramienta inteligente de alta re-
solucién, hizo posible tomar conoci-
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miento de una tecnologia de primer ni-
vel en el mundo y sin antecedentes de
utilizacién en nuestro pais.

Habiendo finalizado la primera etapa
de reparaciones podemos enumerar las
siguientes conclusiones:

* La informacién suministrada por la
herramienta permitio definir previa-
mente cudles eran los puntos mds gra-
ves que limitaban considerablemente la
presion de operacion. Ubicados estos
puntos, se programaron reparaciones de
emergencia y con caracter provisorio,
mientras se elaboraba la ingenieria de
detalle de la obra definitiva a realizar.

El conocimiento previo del FER y la
corrosién asociada a cada uno de estos
criticos puntos, resultaron de vital im-
portancia para la definicién de la pre-
sion a adoptar durante dichas reparacio-
nes, generando de esta manera el menor
impacto sobre el transporte.

* El volumen de informacién sumi-
nistrada y la calidad de la misma referi- E
da a la totalidad de la linea, puede con-
siderarse como un medio esencial para
el andlisis de resultados correspondien-
te a otros estudios especificos de corro-
sion, por ejemplo: potenciales eléctri-
cos, resistividad de terreno, relevamien-
to de potenciales eléctricos paso a paso,
envejecimiento de cobertura aislante,
refuerzos de dispersores, etcétera.

* Debido a que la herramienta de pri-
mera generacién brindaba solamente el
defecto mds importante para cada tubo,
y al no conocer los defectos asociados
obligaba a inspeccionarlo totalmente.
Esto implicaba zanjeo, limpieza, arena-
do y revestimiento minimo de 15 m.

Una vez verificada la exactitud de la
herramienta de segunda generacion, se
realizaron reparaciones proporcionales
al grado de corrosion de cada tubo dis-
minuyendo considerablemente el tama-
o de la excavacién lo que se traduce
en ahorro de tiempo y dinero.

Mediante este trabajo se demostré
que si bien ambas tecnologias (alta y
baja resolucion) permiten detectar ano-
malias, existen importantes diferencias
que el operador debe tener en cuenta
para realizar su seleccion
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