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Sinopsis

Es bien conocido en la industria que, entres los elementos mas importantes para favorecer a la
produccion de un pozo se encuentra el Tubing de produccion, ya que es, ni mas ni menos el conducto
que permite conectar los fluidos del reservorio con las instalaciones de superficie. Con lo cual, dentro
del proceso de disefio de un pozo, al establecer la arquitectura del mismo, la seleccion del Tubing de
produccion es determinante para definir el resto de las tuberias, de alli que su importancia en el

esquema final del pozo es fundamental.

Ahora bien, definido el pozo en términos de su profundidad, trayectoria y didmetros, vemos que se
trata de una construccién muy particular, compuesta en su totalidad por elementos tubulares que
denominamos como Casing y Tubing para establecer una diferenciacion. Pero, desde el punto de vista

técnico, cuales son las cuestiones de disefio que diferencian a un Tubing del resto de los tubulares?

En este trabajo mencionaremos por lo tanto, no solo las hipdtesis de carga para disefio que caracterizan
a este tipo de tuberia, sino también otros factores tales como erosion, tipo de packers, pandeo, fluidos
de empaque, etc. son claves a la hora de determinar y definir el tipo de Tubing a instalar, en lo que se

refiere a su grado de acero, tipo de union roscada y espesor de pared.



INTRODUCCION:

El Tubing de Produccion es la tuberia a través de la cual se conducen los fluidos desde el reservorio
hacia las instalaciones de superficie. Como es bien conocido en la Industria, esta tuberia se compone
de tramos de aproximadamente 30 pies unidos a través de conexiones roscadas que pueden ser del tipo
Premium o bien uniones API. Esta tuberia, al igual que la porcion de Casing (o Liner) debajo del
packer, debera tolerar las condiciones corrosivas de los mencionados fluidos de manera simultanea

con las condiciones termodinamicas del reservorio.

Por lo cual, los materiales seleccionados, deberan satisfacer de igual modo criterios del tipo mecanico
y requerimientos de resistencia a la corrosion, en definitiva, un ingeniero responsable de la seleccion
de un Tubing debera obtener, al final de su tarea, una tuberia que asegure como minimo, los siguientes
objetivos primarios:
e Diametro necesario para la produccion optima.
e Peso métrico adecuado, el grado de acero y las conexiones para asegurar integridad en
servicio.
e Procedimientos operativos claros para correr la tuberia.
e (erteza sobre las maximas cargas esperadas y los valores maximos admisibles de resistencia
de la instalacion.
Mencionados estos puntos, la cuestion es determinar el proceso de seleccion con el que se puede
asegurar el disefio correcto de un Tubing de produccion. En este proceso habra cuestiones de disefio
que asemejan a este tipo de tuberia a las demas existentes en el pozo (es decir los diferentes tipos de

Casing), y habra otras cuestiones que le confieren un caracter distintivo.

En que es similar a un Casing?
Existen numerosos puntos de coincidencia en el enfoque de disefio de un Tubing respecto de un
Casing, entre los cuales vale la pena mencionar:
e Las teorias de resistencia de los materiales son las mismas:
» Estallido: API 5C3, proximamente ISO 10400.
» Colapso: API 5C3, Tamano, etc.
» Multiaxial: Analisis de Von Mises.
» Axial: API 5C3, proximamente ISO 10400.
e Los conceptos de disefio son los mismos:
» Generalmente el diseflo se basa en las tensiones de trabajo (Working Stress
Design) aplicando el limite de fluencia de los materiales como criterio de
falla.

» Correcta definicion de las Condiciones de Carga.



» Correcta especificacion de la resistencia de los tubulares y las conexiones.
» Prediccion del posible deterioro con el tiempo y su influencia en la resistencia

del tubo.

Las consideraciones respecto de los materiales son las mismas.

En que es diferente a un Casing?

Por otro lado tenemos otros topicos que requieren mayor €nfasis en los disefios de este tipo de

tuberias como por ejemplo:

El Tubing se trata de un consumible (es decir, siempre es posible la sustitucion mediante
workovers). La excepcion se da en instalaciones de aguas profundas.
El Tubing se encuentra mayormente expuesto a los fendémenos erosivos si el pozo es de
caudal importante.
Necesita un enfoque distinto respecto de la resistencia a la corrosion. Requiere total
compatibilidad con el fluido de empaque cuando se utilizan materiales resistentes a la
corrosion.
Las hipoétesis de carga que se consideran son diferentes:

» Los esfuerzos axiales se tornan muy importantes.

» Latemperatura es muy importante.
Las consideraciones de disefio dependen de su vinculacion al Casing en el fondo del pozo,
esto es del tipo de Packer con el que se lo instala y por ende, con su capacidad de
movimiento.
Finalmente, como un tema muy importante, las tensiones de pandeo y post-pandeo deben
tener una especial atencion ya que, por su condicion de tuberia esbelta, posee una marcada

tendencia a la pérdida de estabilidad.

En las secciones siguientes de este trabajo se muestra los factores arriba mencionados que hacen

caracteristico a disefio de Tubing relacionado con cuestiones como hipotesis de cargas tipicas,

resistencia a la corrosion, erosion, tendencia al pandeo y los movimientos resultantes.

RESISTENCIA A LA CORROSION:

Establecer un programa de tuberias para un pozo incluye la seleccion del producto adecuado desde el

punto de vista técnico-econémico tomando en cuanta la performance de los materiales y requiriendo

de la evaluacion minuciosa del ambiente en donde se van a utilizar. El Tubing, por supuesto, no esta

ajeno a este proceso y un factor que sera de vital importancia es contar con informacion previa

respecto de las experiencias de uso en el yacimiento o en instalaciones similares. Esta informacion va

a ser muy util al momento de tomar una decision sobre los materiales a utilizar.



Es bien sabido que los aceros al carbono son menos resistentes a la corrosion en comparacion con los
materiales mas aleados o CRA’s (Corrosion Resistent Alloys) pero su uso puede dar buenos resultados
bajo condiciones especificas, por ejemplo, acompafiados por programas de inhibicion quimica y
procedimientos de monitoreo. En este marco las ventajas del acero al carbono frente a los productos
mas sofisticados son obvias y directas: Menor costo, mayor facilidad para soldar y fabricar, no
requieren técnicas ni equipamiento especial para su manipuleo, son ampliamente conocidos y

facilmente disponibles en el mercado.

El uso de estos aceros tiene un impacto significativo en la viabilidad econémica de los proyectos,
sobre todo en campos marginales o depletados, pero existen situaciones de severidad en el ambiente,
sobre todo en campos de alta presion y temperatura con presencia de gases corrosivos, que tornan

inviable la utilizacion de los materiales convencionales.

El proceso de seleccion para determinar que grado es el que corresponde va a estar gobernado por
cuatro aspectos técnicos que son:

a) Seguridad (evitar fallas catastroficas).

b) Caracteristicas del ambiente al que se exponen los materiales (deterioro en el tiempo).

¢) Propiedades de los materiales.

d) Vida util requerida para servicio.

Como objetivo final de este proceso, el material que se haya escogido debera poder satisfacer, al
menor costo posible, dos grandes objetivos finales como son los Requerimientos Estructurales y de
Resistencia a la Corrosion en la seleccion final del Tubing, para lo cual el disefiador tiene las

siguientes alternativas:

Alternativas disponibles en el disefio Tipos de Requerlmlen_t9
Estructurales | Corrosion

Incremento del espesor © ° .
Incrementar resistencia ® °

Utilizar aceros especiales . .
Utilizar recubrimientos . .
Utilizar inhibidores °
Alterar el medio ambiente .

(a) No recomendado por Eurocorr cuando hay corrosion
(b) Limitado en ambientes con H2S

Tabla 1: Alternativas para hacer frente a los ambientes corrosivos

Definicion del ambiente de Servicio:



Conociendo estas alternativas se propone, en forma general, una metodologia de cinco pasos
fundamentales para definir un Proceso de Seleccion (cada situacion por supuesto estara gobernada por

alguna condicion en especial) seglin se resume en la Tabla 2:

Etapa del Proceso Incumbencia

Identificar y evaluar todas las condiciones que pueden afectar la

integridad de los materiales elegidos

1.- Definicion del ambiente | ¢  Condiciones operativas tales como: Caudal, Temp, Presion, etc.
de servicio e pH “in situ” (los materiales son muy dependientes del pH)

e Efecto de la velocidad de flujo

e Gases y especies disueltas: H2S, CO2, Cl-, H+, etc.

Establecer los Factores de Diserio:

Resistencia minima de los Tubulares Vs. Maxima carga anticipada en

servicio

Establecer Corrosion Aceptable Vs. Corrosion No Aceptable:

Determinar la cantidad y tipo de corrosion que puede ser tolerada.

2.- Definicién de la
performance requerida

o Calipers
3.- Definicion de los métodos | ¢  Sensores
de Monitoreo e  Cupones

o [nspecciones con Ultra sonido

Control preventivo: Tomar medidas para reducir o demorar la corrosion a

niveles aceptables antes de tener un evento.

4.- Definicion de la Forma de | Control correctivo: Tomar medidas una vez que el proceso corrosivo se
Control produjo, realizando un detallado anélisis de falla, con el propoésito de

modificar materiales o condiciones para evitar un nuevo evento en el

futuro.

e Experiencia previa de servicio (generalmente los mas exitosos)

e Datos basados en aplicaciones similares

Datos provenientes de literatura

Seleccion basada en ensayos de corrosion

Normas de aplicacion (ISO 15156, otras, etc.)

Costos

Tabla 2: Simplificacion del proceso de seleccion en 5 pasos

5.- Definicién de la
performance de materiales y
eleccion de los mismos.

En este trabajo nos vamos a concentrar fundamentalmente en los puntos 1 y 5 de la tabla anterior. De
alli que dos factores muy importantes van a ser las presiones parciales de los gases corrosivos H,S y

CO;, las cuales se calculan de la siguiente manera:

Contenido CO, [%mol]

pCO, (presion parcial) [psi] = Presion Total [psi] 700

Contenido H,S [ppm]

H.,S (Presion parcial) |psi|= Presion Total |psi
PH,S ( parcial) [psi] st = 500000

En términos generales, para pozos de gas y condensado la presiéon maxima de cierre en boca (“shut-
in””) puede ser adoptada como la Presion Total, o bien utilizar la presion de reservorio (Bottom hole
pressure) si se pretende un enfoque mas conservador. Para pozos de petroleo la Presion de Burbuja del

reservorio puede ser adoptada como la Presion Total.



Dentro de lo que es la quimica del agua hay tres elementos que son muy relevantes para el estudio: la
concentracion de CI- (o NaCl) es el contenido en mg/l que se obtiene del analisis de agua = NaCl (%)
x 0,603 = CI- (%); la concentracion de bicarbonatos y la presencia de acidos como el acético por

ejemplo.

Seguidamente, el otro factor de mucha preponderancia es el pH, dado que la severidad corrosiva del
ambiente aumenta con la disminucion del pH (se vuelven mas 4cida), esto es importante de determinar
ya que, por encima de ciertos valores de pH, agentes protectivos se pueden formar en la superficie de
acero y frenar la velocidad de corrosion. Nuestra recomendacion, para el proceso de seleccion de
materiales, se debe trabajar con “pH in situ” calculado en vez de pH medido. Entre las fuentes para
determinar pH sugerimos:

e Foérmula de Oddo

e Predictores de Corrosion (ECE, MATSEL, NORSOK)

e  Graficos MRO175 ISO 15156-2 (Annex D — Pg 34)
Simplificando, en la Tabla 3 se indica los parametros que nos van a permitir caracterizar con bastante

certeza las caracteristicas del ambiente de servicio:

Definicion del ambien .
efinicion de A biente Enfoque Alternativas
de Servicio
-Presiones parciales de H,S y CO,
-Temperatura
-Tipo de oil y quimica del agua
Ent . -Corrosividad del Servicio -Utilizar Aceros al carbono y no hacer nada
ntorno corrosivo . :
-Desechar fallas catastrofica (Hy) (Control Correctivo)
-Minimizar corrosion localizada -Usar inhibidores
-Controlar corrosion generalizada -Usar Recubrimientos
-Controlar corrosion bacteriana -Usar Grados Resistentes a la Corrosion
-Caracterizacion de las instalaciones | (CRA)
exitosas (o con fallas) -Modificar el medio ambiente del Servicio
- . -Evaluacion del tipo de corrosion e Secuestrantes de O,
Aplicaciones anteriores ., . . 1
Co -Correlacion con materiales usados e  Proteccion Catodica
(Experiencia personal o .
-Correlacion entre consumo de e Etc.
de otros) . .
Quimicos y Corrosividad
-Evaluacion de probables nuevos
materiales

Tabla 3: Enfoque y alternativas para definir el ambiente de servicio

Limites de aplicacion de los materiales mas utilizados en petréleo y gas:

Conocida entonces las caracteristicas del ambiente de servicio, el paso siguiente es evaluar las
ventanas de aplicacion de cada material de manera de elegir la mejor opcion técnica y econdmica para
el proyecto. En ese sentido una muy buena opcion es trabajar de manera conjunta con Predictores de
Corrosion (ECE, MATSEL, NORSOK, etc.) y con la Normas NACE MR 0175/ ISO 15156
(Petroleum and natural gas industries - Materials for use in H2S-containing Environments in oil and

gas production).




Con el uso de la primera herramienta se va a poder analizar:
e Velocidad de corrosion en aceros al Carbono (con y sin inhibicion), para las
condiciones de servicio dadas.
e Aplicacion de Aleaciones Resistentes a la Corrosion.
e Riesgo cualitativo de las diferentes opciones.
e Determinacion del pH del ambiente.
e Determinacion de las velocidades erosionales.

e Evaluacion economica preliminar

Mientras que, con el uso de la referencia NACE/ISO antes mencionada vamos a minimizar el riesgo
de fallas catastroficas ya que se trata de Norma Internacional que especifica:

e Factores que afectan la resistencia a la fisuracion de aceros de baja aleacion y
materiales resistentes a la Corrosion para diferentes tipos de ambientes (severidad
del medio).

e Requerimientos de Ensayos y de Calificacion.

e Criterios de Seleccion para Aceros al Carbono y CRA’s.

e Productos calificados y sus ventanas de aplicacion.

De esta manera, definido el grado de deterioro permitido al material (nos referimos a la pérdida de
material debido a corrosion por disolucion y al probable desgaste), las opciones para compensar esta
pérdida sera incrementar el espesor con el material necesario durante la vida 1til en servicio, o bien

utilizar materiales de mayor resistencia a la corrosion generalizada.

Velocidad de
corrosion, Caracteristica y usos
en mm / afio

Corrosion muy baja.
0,025 Servicios en los cuales la contaminacion del medio (o del producto)
es un problema
Corrosion baja a media.
Equipamientos muy livianos y de bajo espesor
Corrosion “mdxima’” permitida.
0,508 Es considerada como limite superior en la Industria petrolera.
Maximo generalmente aceptado en la industria quimica.
Corrosion elevada.
Raramente tolerada
Corrosion excesiva.
Muy raramente tolerada
Tabla 4: Limites NACE de velocidades de corrosion

0,254

1,270

Mas de 1,270

La Tabla 4 muestra valores de “wall loss” establecidos por NACE con sus rangos tipico de aplicacion.



Lo usual en la industria del gas y del petrdleo es que la corrosion (generalizada) sea aceptable cuando
es menor a 0.25 mm/afio, mientras que, valores entre 0.5 y 1.0 mm/afio la decision dependera de otros
factores tales como el tiempo requerido de servicio, las posibilidades de inspeccion, inhibicion,
reparacion, etc. y de las consecuencias economicas de una 1° falla. Por otro lado la corrosion
localizada debera ser minimizada, y la corrosion bajo tension o fallas por hidrégeno deberan ser

eliminadas por completo en la etapa de disefio.

Con esto en mente al momento del diseflo, siempre que la aplicacion lo permita, el uso de aceros al
carbono sera lo mas conveniente, atin hoy en dia, en donde los sistemas se tornan cada vez mas
corrosivos y exigentes, este material es el mas utilizado y la industria del gas y del petroleo sigue
aplicando el uso extendido de aceros al carbono y aceros de baja aleacion ya que son mas facilmente
disponible en los volumenes requeridos y en pueden cumplir la mayoria de los requerimientos

mecanicos y estructurales a costos accesibles.

Sin embargo, como mencionado anteriormente, una cuestion clave para su uso es su pobre resistencia
a la corrosion, sobre todo en ambientes con CO, y H,S, esto ha hecho que la produccion de
hidrocarburos requiera el desarrollo de nuevos grados propietarios que superan los rendimiento de los
grados convencionales estandar (API/ISO), de esa manera el ingeniero de disefio hoy cuenta con
alternativas que permiten ampliar el uso eficaz de aceros al carbono mediante el agregado de aleantes

y por mejoramiento en las técnicas de fabricacion.

En la Figuras 1a, by 1c se observa un flujograma orientativo sobre las ventanas de aplicacion de los

diferentes materiales.

INICIO

L80 13 Cr pH,S 2 0.05 psi pCO; 2 30 psi pCO, 2 7 psi pH,S 2 0.05 psi Cualquier Grado

Grados con 1% o

CARTA 1 & . 3% Cr o bien ) .
[ pH,S 2 1.50 psi CARTA 1 pH,S 2 0.05 psi pH,S 2 1.50 psi

Duplex 22Cr
(Max 177 °C)

Tubing de Produccién y Casing / Liner

PH,S 2 4.40 psi -
expuesto al servicio

H,J,K, N, L801,C, T, P
(&)

SupDuplex 25Cr
(Max 177 °C)

pH,S 2 10.00 psi

H,J, K, N, L801,C, T
(Max 30 HRC) (*)

H, J, K, N, L801,C, T,
(Max 26 HRC) (*)

Productos de
Alto Niguel

(*) O bien grados propietarios para Servicio Agrio (SS Series)

Figura la: Flujograma de decision
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Figura 1b: CARTA 1 con limites de aplicacion de materiales con 13% Cr (pH > 3,5) (Fuente: NKKtubes)

Sin riesgo de SSC arriba del plano

5
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Figura 1c: CARTA 2 con limites de aplicacién de materiales con 13% Cr para evitar riesgo de fisuracion bajo tensién
en ambientes con H,S (Sulfide Stress Cracking — SSC) (Fuente: NKKtubes)

Las indicaciones de la Figura 1 son una guia con referencias importantes sobre la aplicacion de
distintos materiales, pero no toman en cuenta la influencia del flujo. El impacto de la velocidad en los
fluidos transportados es fundamental dado que, muchas veces los productos de corrosiéon que se
depositarian sobre el acero lo protegerian del contacto con el medio ambiente corrosivo, pero el flujo
generalmente involucra procesos erosivos dejando metal “desnudo” expuesto y por ende, mas
propenso a deteriorarse. En los parrafos a continuacion se indican las cuestiones técnicas de interés

respecto de la determinacion de los valores de velocidades erosionales que podria comprometer a la
tuberia.



RESISTENCIA A LA EROSION:

En lo que se refiere a los efectos generados en el interior de un Tubing que transporta fluido a gran
caudal la erosion es esencialmente, la pérdida de material debido a la remocion mecanica de superficie
mediante el flujo de los entornos. Dicha remocion es mas intensa cuando hay sélidos presentes en el
medio ambiente. La erosion se debe tomar muy en consideracion en los sistemas de produccion de
petréleo y gas cuando la velocidad ascensional (y por lo tanto la produccion) generan condiciones que
pueden poner en riesgo a las instalaciones. Debido a esto se fijan limites para evitar la erosion. Si estos
limites son demasiado conservadoras entonces la produccion se pierde, y si estos los limites son

demasiado optimistas entonces hay un riesgo de posible pérdida de integridad del sistema.

En general, cuando se trata de sistemas de produccion de gas, agua y petroleo, la erosion se clasifica
en estos 4 grupos:

e La erosion de ocasionada por liquidos no corrosivos (impacto de gotas de liquido)

e Erosion debido a fluidos no corrosivo que contiene particulas sélidas

e FErosion-corrosion debido a un medio corrosivo en ausencia de solidos

e FErosion-corrosion mediante un fluido corrosivo que contiene solidos.
Los fenémenos erosivos por lo general se distinguen morfolégicamente por pérdida de material en
zonas de alta velocidad y superficies brillantes (metal expuesto) mientras que los fendémenos
corrosivos por lo general son morfologicamente mas erraticos y su confirmacion depende del analisis
de los productos de corrosion. La erosion-corrosion es la combinacion de ambos efectos en donde,
dependiendo del balance entre las caracteristicas del fluido y su velocidad habra predominancia de
algin tipo o no. Por lo general la experiencia indica que, en pozos de gran caudal, la pérdida de
espesor resultante por el efecto combinado de la erosion y la corrosion es mayor a la sumatoria de cada

efecto si este actuara solo por separado.

Una regla ya establecida en la Industria del petroleo es la utilizacion de la ecuacion de la API 14E para
limitar problemas erosivos. La ecuacion se utiliza para determinar velocidades erosionales limites para
mezcla de gases y liquidos. La principal deficiencia de esta expresion es que no considera presencia de
solidos:

_C

%

\A (Velocidad erosional limite segiin RP API 14E)

En la expresion anterior:
e V.= Velocidad erosional limite (ft/seg)
e C = Constante erosional (empirica)
e = Densidad de la mezcla (Ibs/ft3)
En la expresion arriba mencionada se sugieren algunos valores de la constante C empirica, como se

muestra a continuacion:



e (C =100 para servicio continuo
e (C =125 para servicio intermitente
e (C=150a200 para servicio continuo con fluidos no corrosivos

e (=250 para servicio intermitente con fluidos no corrosivos

En este documento no se dan indicaciones en fluidos que contienen sélidos, pero se recomienda que si
hay prediccion de presencia de solidos, las velocidades del fluido que se deberian reducir
significativamente. La API RP14E también especifica que otros valores de la constante "C" pueden ser
utilizados en aplicaciones especificas que hayan demostrado ser apropiadas. Otra cuestion importante
es que la expresion no considera el efecto de la corrosion por disolucion, ademas no tiene en cuenta la

remocion de productos protectores que a su vez favorecen la corrosion.

Tomando en consideracion las limitaciones anteriores, se propone una metodologia a seguir que
permita determinar valores de velocidades limites mediante las cuales se puede asegurar una pérdida
de espesor de 0,1 mm/afio o menos debido a erosion. Como primera medida para ello se van a
establecer 3 categorias de fluidos [Ref.: Curso de Corrosion dictado por Bijan Kermani:
e Fluidos totalmente libre de solidos:
» Es importante certificar que no hay presencia de sélidos de ningin tipo antes de
otorgar esta clasificacion.
e Fluidos nominalmente libre de sélidos:
» Menos de 1 1b de solidos cada 1000 barriles de liquido
» Menos de 0,1 Ib de solidos cada 1 MMstdCuft
e Fluidos con presencia de so6lidos:

» Valores en exceso a los anteriormente mencionados

En la practica es muy dificil encontrar pozos que produzcan sin sélidos asociados, por lo que
desecharemos la clasificacion de “Fluidos totalmente libre de sélidos™ y nos concentraremos en la
segunda opcion, es decir “Fluidos nominalmente libre de s6lidos”. En ese aspecto, los valores de
constante erosional “C” que propone la API 14E son considerados en la industria como muy

conservativos, por lo cual, basado en la practica se proponen los siguientes valores:

e Transporte de liquidos, usar API 14E con:
» C =250 para aceros al carbono
» C =300 para acero con 13% de Cr
» C =400 para Duplex



e Transporte de fluidos multifasicos, usar API 14E con:
» C =135 para aceros al carbono
» C =300 para acero con 13% de Cr
» C =350 para Duplex

e Transporte de gas:

» Utilizar otro modelo

En los sistemas en donde se produce hidrocarburos acompafiados de una cantidad importante de
solidos no es posible establecer un criterio de velocidad minima para garantizar una pérdida de espesor
inferior a 0,1 mm/ario. En esos casos se recomienda:
1.- Programa de Monitoreo y conteo de s6lidos en los fluidos producidos
2.- Frecuencia de inspeccion en los lugares mas vulnerables. En general, podemos
considerar a las zonas mas criticas de los sistemas aquellas donde:
¢ El Flujo cambia de direccion rapidamente
e Las velocidades son elevadas debido a caudales importantes

e Las velocidades son importantes debido a restricciones de area

Si bien la mayoria de los operadores estan tratando de buscar alternativas con modelos diferentes a la
API 14E [Ref.: Paper n°58 Corrosion 98. Ken Jordan. Shell Offshore Inc.] la aproximacion arriba
indicada es de gran ayuda a los efectos de establecer parametros mas realistas respecto de las

velocidades maximas admisibles.

DISENO MECANICO:
Desde el punto de vista mecanico, disefiar una columna de Tubing consiste en la seleccion de la mejor
combinacion de tubos y conexiones que satisfagan necesidades estructurales, funcionales y
geométricas a saber:
e ESTRUCTURALES
» Eficiencia axial (Traccion/Compresion)
» Eficiencia a las presiones (Interna/Colapso)
» Resistencia a la Fatiga
» Resistencia al Sobre-torque
e FUNCIONALES
» Sellabilidad
» Repetibilidad en los M&B (Resistencia al engrane)
e GEOMETRICAS

» Compatibilidad con la geometria requerida del pozo



Esencialmente, para un tipo de instalacion definida, la carga en el Tubing se ve afectada por un
cambio en alguna de estas condiciones:

Densidad del fluido interno (0,

La presion de superficie en la tuberia (Ps;)

Densidad del fluido externo (6,)

La presion en boca del anular (Ps,)

El perfil de temperatura (Temp)
Por lo tanto, el Tubing se instala con una condicion inicial de densidad, de presion y de temperatura en
el momento en el cual el tubo esta aislado de los punzados. En este punto, se establece lo que se
considera un estado inicial de carga (Tubing “como instalado” o “as landed condition”). Luego, las
condiciones en operativa del pozo cambian, lo que lleva a diferentes cargas en la tuberia (condiciones
de servicio), por lo que cargas axiales y de presion resultan de estos cambios.

Elipes de

Presion Interna ]
Von Mises

Venana API
No OK )
: Elipes de
Von
Mises/FD
DE TRABAJO

Efecto Biaxial

Colapso

Figura 2: zona de trabajo segura para el cuerpo del Tubing

En este escenario, desde el punto de vista del criterio de falla que se utiliza (método WSD), mientras
que los esfuerzos generados en el cuerpo del tubo se encuentren dentro del limite elastico, es decir en
la zona interior de la elipse de Von Mises afectada por los limites de prestacion uniaxiales (ventana
API) parte de la columna (cuerpo del tubo) cumplira con los requisitos de disefio. (Ver Figura 2).
Cuando se trata de uniones la situacion es diferente ya que el comportamiento de la misma puede ser
afectado por la secuencia de carga, de todas formas, si las hipotesis consideradas se observan dentro de
la ventana de aplicacion de la union (Service Envelope), la integridad de la columna estara

garantizada. (Ver Figura 3).



Presion interna

Compresion

Traccion

Presiéon externa

Figura 3: envolvente de servicio tipica de una conexién roscada

Hipotesis de carga mas usuales para Tubing:

A los efectos de obtener el estado de tensiones en una tuberia, siempre es necesario establecer dos
condiciones de servicio para la tuberia, una de ellas es la condicion de servicio inicial (generalmente
se denomina Tubing instalado) y otra es la condicion de servicio final (es la hipotesis de carga de
interés). En este tipo de enfoque, las fuerzas de “colgado” de la tuberia (Slack off / Pick up), se

asumen aplicadas en las condiciones iniciales.

Las hipotesis que se evalian en la seleccion de un Tubing son:

Hipdtesis de Carga Tipo de Condicion
Tubing simplemente instalado | Inicial

Tubing con cierre en boca Final

Estimulacion / Inyeccion Final

Ensayo de presion interna Final

Ahogo o control de Pozo Final

Tubing evacuado Final

Tubing en produccion Final

Tabla 5: hipétesis de carga mas usuales para Tubing asociada al tipo de condicion en la que se encuentra
la tuberia (Inicial: condicion “as installed”; Final: condicién “en servicio™)

Cualquiera sea el caso bajo analisis, el mismo se reduce a conseguir la informacion siguiente para cada

condicion de carga:



PARAMETRO Condicion inicial | Condicion final
Densidad fluido interno O inicial O, final

Densidad fluido externo Oo,inicial Oo.final

Presion interna en superficie | Ps;inicial Psi final

Presion externa en superficie | Ps, inicial PS, final
Temperatura Tprom,inicial Toromfinal

Tabla 6: datos requeridos para definir una condicién de carga

Tubing simplemente instalado:
Es la condicion en la cual se deja el tubing antes de poner en servicio el pozo. Usualmente es

representada de la siguiente forma:

PARAMETRO Simbolo | Valores tipicos utilizados
Densidad fluido interno O inicial Densidad de fluido de empaque
Densidad fluido externo o inicial Densidad de fluido de empaque
Presion interna en superficie | Ps;inicial Cero

Presion externa en superficie | Psyiicia | Cero

Temperatura Tpromjinicial | Gradiente geotérmico del 4rea

Tabla 7: definicion de cargas para la condicién “Tubing simplemente instalado”

Tubing con cierre en boca:
Es la condicion mediante la cual se representa una situacion en la cual la tuberia practicamente debe
soportar la presion del reservorio asegurando integridad. Por lo general puede evaluarse a temperatura

estatica o bien con un perfil térmico de produccion:

PARAMETRO Simbolo | Valores tipicos utilizados

Densidad fluido interno O final Densidad promedio de fluidos internos
Densidad fluido externo Oo.final Densidad de fluido de empaque
Presion interna en superficie | Ps; gl Presion en boca luego del cierre

) . Con Temp estatica: Cero
Presion externa en superficie | Ps i _
Con Temp producciéon: APB*

Estatico: Gradiente geotérmico del area
Temperatura Tprom,ﬁnal . .,
Dinamico: Produccion

(*) APB: Annular pressure buildup
Tabla 8: definicion de cargas para la condiciéon “Tubing con cierre en boca”



Tubing en estimulacion o inyeccion de fluidos:

Se representa el tipico caso de una operacion de fractura, o bien cualquier situacion en la cual se
pretende inyectar fluidos al reservorio. Por lo general este tipo de situaciones involucran perfiles
térmicos “frios”, presiones importantes y grandes valores de cargas axiales actuantes, por lo que

resulta dominante en el disefio:

PARAMETRO Simbolo | Valores tipicos utilizados

Densidad fluido interno O, final Densidad fluido de inyeccion / estimulacion
Densidad fluido externo Oo final Densidad de fluido de empaque

Presion interna en superficie | Ps; gl Presion de inyeccion / estimulacion

Presion externa en superficie | Ps, fina Con Temp estatica: Cero

Temperatura Tpromfinal | Perfil térmico de inyeccion

Tabla 9: definicién de cargas para la condicién “Tubing en estimulacion o inyeccion de fluidos™

Tubing bajo ensayo de presion interna:

Trata una tipica prueba de estanqueidad en Tubing:

PARAMETRO Simbolo | Valores tipicos utilizados

Densidad fluido interno O final Densidad de fluido de empaque
Densidad fluido externo o final Densidad de fluido de empaque
Presion interna en superficie | Ps; Presion de ensayo (SITP + x% margen)
Presion externa en superficie | Ps, final Cero

Temperatura Tpromsinal | Gradiente geotérmico del 4rea

Tabla 10: definicidn de cargas para la condicidn “Tubing bajo ensayo de presion interna”

Tubing para ahogo o control de pozo:
Normalmente no es de las hipdtesis de carga que mas comprometen a la tuberia, amenos que el fluido

de control de pozo tenga una densidad importante:

PARAMETRO Simbolo | Valores tipicos utilizados

Densidad fluido interno Oi final Densidad de fluido de ahogo

Densidad fluido externo o final Densidad de fluido de empaque
Presion interna en superficie | Ps; gl Presion de ensayo (SITP + x% margen)
Presion externa en superficie | Ps, final Cero

Temperatura Tpromfinal | Perfil térmico de inyeccion

Tabla 11: definicion de cargas para la condicion “Tubing para control de pozo”



Tubing totalmente evacuado (Colapso):
Es una situacion de carga que no debe faltar en el analisis. Se suele considerar con perfil térmico
estatico o de produccion. Si el ingeniero de disefio considera a esta situacion como muy severa para el

colapso, al menos la presion de abandono deberia ser considerada como presion interna:

PARAMETRO Simbolo | Valores tipicos utilizados
Densidad fluido interno Oi final Cero

Densidad fluido externo o final Densidad de fluido de empaque
Presion interna en superficie | Ps; final Cero o menor presion del sistema

. _ Con Temp estatica: Cero
Presion externa en superficie | Ps final .
Con Temp produccién: APB*

Estatico: Gradiente geotérmico del area
Temperatura Thprom final . .
Dinamico: Produccion

(*) APB: Annular pressure buildup

Tabla 12: definicion de cargas para la condicion “Tubing totalmente evacuado”

Tubing en produccion:
Es la tipica situacion de carga que representa el estado tensional del tubing en condiciones de

produccién. Muy importante en pozos de alta presion y alta temperatura:

PARAMETRO Simbolo | Valores tipicos utilizados

Densidad fluido interno O final Densidad promedio de fluidos internos
Densidad fluido externo o final Densidad de fluido de empaque
Presion interna en superficie | Ps; final Presion de produccion en boca
Presion externa en superficie | Ps final APB*

Temperatura Tpromfinr | Dindmico: Produccion

(*) APB: Annular pressure buildup
Tabla 13: definicién de cargas para la condicidon “Tubing en produccién”

Evaluadas estas hipotesis, la verificacion mecanica del disefio consistird en cumplir con los factores de
disefio minimos recomendados para todos los casos de:

e Presion interna (Estallido)

e Presion externa (Colapso)

e Traccion / Compresion

e VME (especialmente cerca del packer)

e Envolvente de Servicio de la conexion (Service envelope)



Pandeo y cambios de longitud:
Un aspecto importante en el estudio de un Tubing es su tendencia al pandeo y la influencia de las
cargas actuantes en el cambio de longitud (movimiento) del tubular. De hecho, el analisis del
movimiento de la tuberia y las fuerzas de compresion intervinientes se toma a menudo como sinénimo
de analisis de pandeo. Por lo cual es importante destacar que, si bien la implicancia de otros actores
sobre el cambio de longitud de un tubo que es generalmente rapidamente entendido y asimilado, el
analisis de tuberias en pandeo resulta mucho menos obvio. Es esencial entender que hay de dos tipos
de pandeo:
Pandeo del tipo mecanico (Mechanical Buckling): resulta como consecuencia de aplicar una
compresion mecanica en el tubo. Por ejemplo, esto puede ocurrir en respuesta a peso
“descargado” en la superficie (slack-off) en el proceso de asentar al packer.
Pandeo del tipo hidraulico (Hydraulic Buckling): ocurre simplemente debido a la diferencia
en la presion hidrostatica dentro de la tuberia en comparacion con la presion en el anular. Para
tubos colgando libremente (esto es sin packer), los cambios de presion dentro de la tuberia
(y/o en el espacio anular del pozo) no tienen ninglin efecto neto sobre el pandeo. Esto no es asi

en tuberias con packer.

Con la diferenciacion arriba mencionada, ser util a continuacion analizar, como primera medida, las
fuerzas y solicitaciones actuantes en una tuberia simplemente instalada en un pozo, supongamos para
empezar, que la tuberia se encuentra sin packer, ni restricciones. En esas condiciones, una columna de
tuberias tiene “Potencial de Pandeo” si la misma se encuentra en equilibrio inestable, en ese sentido se
puede demostrar [Trabajo de Woods — afio 1951], utilizando principios de estabilidad y energia
potencial, que una tuberia es inestable si la fuerza axial en una seccion menos las fuerzas debidas a la

presion en esa seccion, superan a la fuerza critica de pandeo. Esto se ve reflejado en:

Ferr=F + AP, - APP;<0 = Potencial de Pandeo

En donde:
Ferr = Fuerza efectiva de pandeo [1b]
F, = Fuerza axial en el punto de interés [1b]

A, = Area correspondiente al diametro externo del tubo [pulg?]

¥

P, = Presion externa en el punto de interés [psi]

;

A; = Area correspondiente al diametro interno del tubo [pulg?]

P; = Presion interna en el punto de interés [psi]

Siendo mas estrictos, habra pandeo si Fgrr > Fc; en donde “Fc,” es la Fuerza critica de pandeo que se

puede determinar por la expresion de Lubinsky:



F, =-3.5 (EIw 2)% - Expresion de Lubinsky

En donde:
E = Moédulo de Elasticidad [psi] (30x10° psi)

I = Momento de Inercia [pulg*] = I:%.(r —r.4)

w = Peso efectivo del tubo de acero [Ib/pulg] 2>  w=p A +pA, —p,A,

8 = Densidad del acero [1b/pulg’] (0.282 1b/pulg’)
&; = Densidad de fluido interior [Ib/pulg’]
8, = Densidad de fluido exterior [Ib/pulg’]

A, = Seccion transversal de la tuberia [pulg’]

Ahora bien, en la expresion anteriormente mostrada se presenta a la Fuerza efectiva y a la Fuerza axial
real en una seccion de la tuberia A qué se denomina concretamente Tension o fuerza efectiva en
cualquier punto dado en un tubo? ;Qué representa? Fisicamente representa la fuerza que existiria si los
efectos hidraulicos fuesen eliminados. ;Y que es la Fuerza axial real entonces? “F;” es la fuerza
tangible, esto es, aquella que se puede medir utilizando una celda de carga, un dinamoémetro o un
puente de “strain gauges”. ;Cuales son la caracteristicas de “Fgrr”? Una de sus principales
caracteristicas es que, segln sea su valor, determina y controla el inicio del pandeo. Otra cuestion
interesante es que puede ser negativa aun cuando la tension real es positiva, o bien puede ser positiva,

incluso cuando la tension real es negativa.

En una tuberia que ha entrado en pandeo, que papel juega Fgrr? A mayor valor de la fuerza efectiva,
menor sera el paso de la hélice de la tuberia deformada, con lo cual mas grande sera el “dog-leg”

resultante ya que:

Paso de la hélice > P=n (8 E IJ

FEFF

5730

Dog-leg resultante > DL (° /100') = %
Prant e’
41 1.

En donde:
P = Paso de la hélice de un tubo en pandeo [pulg]
R, = Huelgo radial entre Tubing y Casing [pulg]



Ahora bien, una cuestion distintiva en el Tubing es que lo expresado anteriormente es dependiente del
tipo de packer que se utiliza en la instalacion. Tal como se observa en la Figura 4, el tipo de packer es

muy importante para el pandeo.

Figura 4: influencia del tipo de packer en la fuerza efectiva

De los esquemas anteriores se observa que:

Fuerza axial total “F;” = Pi(Ai — A,) — Po(A, — Ap) = PiAi — PiA, — P,A, + P,A,

De la expresion antes mencionada:

Fepr = Fi + AP, - AP

Reemplazando en la expresion anterior el valor de “F,”:

FEFF = PiAi — PiAp — Pvo + PoAp + POAO — PiAi > FEFF = Ap(Po — P,)

Con lo cual, las dimensiones y tipo de packer juegan un rol importante en el pandeo resultante. Por
otro lado si la herramienta es fija, esto es donde tubo no se puede mover, la consecuencia de los
cambios en las variables (presion y la temperatura) resultaran en cambios en la fuerza que el Tubing le

transmite al packer y por ende que el packer le transmite al Casing.

Como esta ya establecido, una columna de tubos ubicada en un pozo vertical va a experimentar un
cambio de longitud, es decir, simplemente debido al efecto de su peso propio la columna se va a

estirar.



Adicionalmente, el incremento de temperatura a medida que gana profundidad en la instalacion, asi
como también la presion del liquido que la rodea, va a causar efectos adicionales. Alcanzada su
posicion de instalacion final, tal como se aprecia en la Figura 4, la tuberia habra incrementado su

longitud en un determinado valor que nosotros hemos denominado genéricamente AL’.

A partir de los diferentes procesos y operaciones que se lleven a cabo durante la vida en servicio de la
tuberia, la misma experimentara otros cambios sucesivos en la temperatura, presion, densidad de
fluidos, etc. que resultaran en un estiramiento posterior que nosotros denominamos como AL con
respecto a la longitud que tenia apenas instalado (L + AL’). Para el disefio de Tubing, la atencion se
focaliza en el analisis del movimiento, a partir de los cambios que generan los diferentes escenarios de
servicio en lugar de la medicion nominal inicial (L) del mismo. Por lo cual, se va a definir como un
cambio de longitud de la tuberia AL a la diferencia establecida como AL = AL¢ - AL’. De esa manera
una columna de tuberias con una longitud la superficie de L experimentara una variacion de longitud
inicial AL’ por las condiciones de la instalacion y otro cambio AL¢ por las condiciones de servicio, la
diferencia es lo que se conoce como “cambio de longitud”. En la Tabla 14 se presentan los parametros

que nos van a permitir calcular el cambio de longitud inicial AL’ por las condiciones de instalacion:

PARAMETRO Simbolo | Expresion utilizada

. . . . AL _ mL L2
Cambio de longitud debido al peso propio ALpesopropio Pesobropio = 5 E 4
P

Cambio de longitud debido a la temperatura | ALtgyp ALqpyp =~ L.(AT, ()

. . . ., P L
Cambio de longitud debido a flotacion ALFiotacion | AL =__FONDO '~

Flotacion
E

. . . . 2o | A, —A; |P
Cambio de longitud debido al “ballooning” | ALgaiiooning | Al sattoning = ?L(—A J_Fogm

p

Cambio de longitUd total AL’ ALPesoPropiQ +ALtemp +ALFiotacion +ALBallooning

Tabla 14: cambio de longitud en tuberia simplemente instalada (AL’)

En donde:
oy = Peso métrico de la tuberia (libraje [1b/ft])
L = Longitud de la tuberia [ft]
o = Coeficiente de dilatacion térmica (6.9x107) [1/°F]
AT ayg = Cambio promedio de la temperatura [°F]
Pronpo = Presion hidrostatica en el fondo de la tuberia

v = Coeficiente de Poisson del acero (0,3).




En la tabla siguiente se expresan los cambios de longitud en condiciones de servicio:

Efecto del tubo (extremo tapado) Efecto del Packer
Efecto >
AP; AP, Ad; Ad, Atemp Elastico Pandeo
Flotacion AP A AP A, L 005248, LA 0.052A3, LA, _ Frpr
(Piston) K K K K K
“Ballooning” 2v(AP, A;) ) 2v(AP A,) | (005245, LA, L[ 0:05245, LA,
K K K K
Temperatura —a.L. (AT AVG)
2 2
F
Pandeo _Fe” (Fpp)”
8Eloy,
Tabla 15: cambio de longitud en tuberia en servicio (AL¢)
En donde:

o, = Peso métrico de la tuberia sumergida (libraje [1b/ft])
r. = Huelgo radial [pulg]

0; = Densidad del fluido interno [ppg]

8, = Densidad del fluido externo [ppg]

K = Rigidez (Stiffness) > « = —=
Ap E

v = Coeficiente de Poisson del acero (0,3).

Con las expresiones anteriores, se puede determinar el cambio de longitud en la tuberia, tener presente
para incluir los esfuerzos adicionales para el colgado del la tuberia (“pick up” o “slack off”). Si el
packer instalado permite un movimiento libre de la tuberia, no habra fuerzas resultantes sobre el tubo,
con lo cual el ingeniero debera determinar la longitud de sello correspondiente. Si algun tipo de
movimiento es restringido por el packer, esta restriccion se convierte en una fuerza, entonces la misma

se debera comparar contra la resistencia del tubo y del packer (Packer envelope service).

CONCLUSIONES:

Como se puede observar, el disefio de Tubing posee caracteristicas distintivas en varios aspectos.
Especial atencion se requiere en los cambios de longitud, una vez que los movimientos de la tuberia se
han calculado, es importante determinar si habra presencia de fuerzas inducidas por el tipo de packer
instalado, si asi fuera, las mismas se deberan ubicar dentro de los limites de funcionamiento seguro
para la tuberia, para las conexiones y para la herramienta. Por otro lado, los materiales seleccionados
deberan ser compatibles con el disefio mecanico (esto es no superar el limite elastico) asi como
también resistentes a la corrosion, debiéndose optar siempre con materiales compatibles con ambiente

circundante (externo e interno).




Como analisis adicional, las velocidades del flujo ascencionales por dentro de la tuberia no deberan
superar los limites establecidos como riesgosos desde el punto de vista de la erosion. El proceso de
seleccion y verificacion arriba descripto es aplicable para instalaciones simples y convencionales asi
como también para columnas telescopicas, columnas duales o bien aplicaciones especiales tales como

inyeccion de vapor.
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