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PR.EFACIO 

Estos apuntes fueron preparados específicamente para la presentación de 
un curso solicitado por personal de la Superintendencia de .. Ingeniería -
Petrolera, en Tampico, Tamps. 

Esencial~ente el tema .tratado, dividido en capítulos, se refiere a la -
11 Estimulación de Yacimientos 11 • El contenido de cada capítulo está inte 
grado principalmente por material recopilado de diversas fuentes. Se-
obtuvo amplia información del libro: "Acidizing Fundamentals", de 
Will iams, Gidley y Schechter; pub! icado por la SPE de la AIME (1979). 
Ue los 1 ibros de Allen y Roberts, "Production Operations", se tomó el -
capítulo sobre "Surf'actantes", traducido por la Srta. Quim. Alicia Mu
ñoz Herrera. El capítulo 10, relativo a,l "Diseño de un Fracturamiento -
Hidráulico", está tomado íntegramente de la Revista del IMP de octubre 
de 1971; sus autores son Carlos Islas S. y F. Garaicochea. La informa-
ción relativa a los productos IMP, fue proporcionada por el lng. Raúl -
Poblano O., de la División de Producción, Subdirección de Explotación 
del IMP. 

Finalmente se agradece:también la colaboración de todo el personal que 
participó en la preparación del material utilizado en la presentación 
del curso mencionado. 

Franc.i seo Ga ra i cochea P. 
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CONSTANTES Y FACTORES DE CONVERSION 

Constantes 

Condiciones base (c.s.) 

Temperatura absoluta ccrrespondiente a 0°F 

Pesó molecular medio del aire seco 

Volumen de 1 mole-gr de gas a c.s. 

Volumen de 1 mol~~lio de ¡:¿Ls a e. s. 

Densidad del agua· a c.s. 

Densidad del aire a c.s. 

Carga hidrostática de 1 pie de agua a 60°F 

R=82.05 (atm-cm3)/(°K mole-gr) 

Conversiones 

LoJ1gitud 

1 pg=2.54 cm 

pie=30.48 cm 

Are a 

Acre 

1 Acre 

4046.9 m2 

43560 pies 2 

Presión 

Atm=760 mm Hg (0°C) 

Atm=1.033 kg/cm 2 

kg/cm 2 = 14.223 lb/pg 2 

Atm=14.696 lb/pg 2 abs 

Tem12eratura 
OJ' =1.8 oc +32 
oc =5/9 ( 0 f-32) 
OK =oc +273 
OR =Of + 460 

141.5 
~ = 131.5 + 0 API 

-v-

14.7 lb/pg2 y 60 op 

460• R 

28.97 

22.414 lt 

379.4 pies 3 

62.4 lb/pie3 

0.0765 lb/pg2 

0.433 lb/pg2 

R=10.73 (lb/pg2-pie3)/( 0 R mole-lb). 

Volumen 

1 bl=158.987 lt 

1 bl=42 gal 

1 bl=5.6146 pies 

1 3 =6.2898 bl m 

1 3 =35.314 pies m 

Masa 

1 lb=453.59 gr. 

1 kg=2. 2046lb 

Densidad 

3 

3 

1 gr/cm 3 = 8.344 lb/gal 

1 gr/c~ 3 =62.428 lb/pie 3 

1 gr/cm3 =350.63 lb/bl 

1 lb/pie 3=5.6166 lb/bl 

Viscosidad 

1 C.p. 0.00067197 pielb~ seg 

1 C.p. 0.04031 lbm 
ple - mln. 



C A P I T U L O 1 

DAflO A LA FORMACION 

1.1. INTRODUCCION . 

El dafio es la alteración negativa de las propiedades de fl0jo de -
los conductos porosos y fracturas en la vecindad del pozo, las per 
foraciones de los dispiros y del yaci~iento mismo. Este dafio pued~ 
ser originado durante las operaciones realizadas en un pozo, desde 
su etapa inicial de perforación hasta su etapa de recuperación se
cundaria, pasando por la terminación, la reparación, la limpieza y 
toda operación inherente a ~u producción. El dafio puede variar des 
de una pequefia pérdida de permeabilidad, hasta el bloqueo total d~ 
las zonas productoras. El dafio significa reducción de la produc- -
ción y de la recuperación. Generalmente es mucho más económico con 
trolar el dafio que estimular los pozos dafiados, sobre todo cuando
se observa que es difícil o imposible lograr la restitución de la 
producción .. 

Es por esto necesario considerar el aspect.o económico de reducción 
del dafio en todas las operaciones, por lo cual se requiere modifi
car muchas prácticas comunes en el campo, aún cuando esto signifi
que elevar inicialmente los costos; estos incrementos de costos se 
verán recompensados con un incremento en la producción y en la re-
cuperación. · 

1.2. MECANISMOS DE DAflO. 

Los mecanismos de dafio se pueden .clasificar de acuerdo a la forma 
como éste disminuye la producción. 

{a) Reducción de la permeabilidad absoluta de la formación. 

Cuando los conductos porosos o las fracturas naturales o inducidas 
pierden su capacidad de flujo, por taponamiento o bloqueo total de 
bido a sólidos o emulsiones, se reduce el flujo cte todos los tipo~ 
de fluidos. Las formaciones consisten en miles de poros, que se en 
cuentran interconectados,· con diámetros que varfan e~tre 10 a lOO
micrones; los sólidos del fluido de perforación, particularmente 
la barita, tiene partículas con 'diámetros menores a los 43 micro-
nes (Malla 300) y algunas alcanzan a 75 micrones (Malla 200). Las 
partículas de cemento alcanzan los 80 micrones, las arcillas tie-
nen partículas muy finas, que están en el rango de los 3 a 5 micr~ 
nes, y muchos de los sólidos dispersos en el lodo tienen partícu
las del rango de los 60 micrones. Al inic.iarse el proceso de form~ 
ción del enjarre, estas partículas finas son transportadas por los 
fluidos a través del complejo sistema de conductos sinuosos, que 
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cuando el flujo es alto, se taponan rápidamente debido a dos meca 
nismos fundamentales. Si las partículas mencionadas tienen un di§: 
metro menor a la tercera parte del diámetro del poro, presentan Ia 
tendencia a puentearse, debido a los cambios de velocidad y direc
ción, forzando a los fluidos buscar otros. poros. La movilidad de 
las partículas se ve también afectada por la mojabilidad y las fa
ses del fluido en el sistema. Se sabe que las zonas de hidrocarbu
ros contienen agua y aceite y normalmente la roca está mojada por 
agua, fluyendo el aceite por el centro de los poros hacia el pozo. 
Si las partículas que se mueven dentro de la roca están mojadas -
por agua, éstas son atraídas y sumergidas ~n la envoltura de agua; 
si el flujo de agua es mínimo en el pozo, éste no representará pro 
blema, sin embargo si las partículas migratorias están mojadas por 
aceite, éstas se moverán con el flujo de aceite y la tendencia a 
la formación de puentes puede resultad en un taponamie~to mayor. 

El hinchamiento de las arcillas contenidas en la formación también 
produce taponamientos. Asimismo la floculación de las mismas aumen 
ta su movilidad. La emigración de las arcillas es factible cuando
entran en contacto con aguas extrañas al yacimiento, este fenómeno 
será explicado más adelante. 

(b) Reducción de la permeabilidad relativa. 

Esto puede ser ocasionado por el incremento de la saturación de -
agua cerca de la pared del pozo, como resultado de una alta inva-
sión de filtrado o simplemente por la conificación o digitación del 
agua de formación. También el filtrado puede formar un bloqueo por 
agua. Si el filtrado contiene surfactantes usados en los fluídos -
de perforación, terminación o reparación, se puede cambiar la moja
bilidad de la roca, y como resultado se puede reducir la permeabili 
dad relativa al aceite, además de alterar la permeabilidad absoluta 
por lo explicado anteriormente. La geometría de los poros, asociada 
con el área superficial, afecta a los cambios de permeabilidad re la. 
tiva; al disminuir el volumen de los poros con las partículas trans 
portadas dentro del yacimiento, se aumenta su área superficfál, por 
lo tanto las posibilidades de aumentar la permeabilidad relativa al 
agua aumentan con el incremento de la saturación de agua, dejando -
menor espacio disponible para el flujo de aceite. Se ha experimenta 
do, en pruebas de laboratorio, que cuando aumenta el área superfi-~ 
c.ial es más t:lifícil de reducir la saturación de agua. 

(e) Alteración de la viscosidad d~ los fluídos del yacimiento 

Este fenómeno puede resultar de altos. filtrados, se sabe que las 
emulsiones de agua en aceite son más viscosas que las emulsiones de 
aceite en agua. Las emulsiones ·se forman cuando el filtrado inyecta 
do hacia la formación se mezcla con los fluídos contenidos en ésta~ 
Los surfactantes, en unión con sólidos finos, tales como las arci-
llas de formación o del fluído de perforación o partículas de -
hidrocarburos sólidas, tienen la tendencia de estabilizar estas 
emulsiones. También la mojabilidad del yacimiento y la - - - -

- 2 -



1' 

de las particulas transportadas son factores importantes para la -
estabilidad de la ernulsi6n,y de éstas también depende la fase con
tinua de dichas emulsiones. Las·forrnaciones mojadas por aceite, 
tienen la tendencia a formar emulsiones más estables y de viscosi
dades más altas que las mojadas por agua. 

l. 3. ORIGEN DEL DAJ))Q A LA FORMACION. 

La principal fuente de daño a la forrnaci6n es el contacto de ésta 
, con fluidos extraños al yacimiento, pudiendo ser el fluido extraño 
el filtrado del fluido de perforaci6n o reparaci6n, o bien un 
fluido de estirnulaci6n o tratamiento, .inclusive el fluido del yaci 
rniento,si sus caracteristicas originales se alteran en alguna de 
sus fases. 

Corno se indic6, el daño está asociado con la invasi6n de fluidos -
extraños, los cuales pueden transportar diferentes tipos de sales, 
s6lidos del material densificante, arcillas, productos químicos pa 
ra control de filtrado, viscosificantes, en fín, todos los necesa= 
rios para la forrnulaci6n de los fluidos de perforaci6n o repara--
ci6n. En adici6n a esto los s6lidos perforados, _partículas de ce-
mento, residuos de los disparos,· 6xidos de fierro, grasa lubrican
te, material pulverizado de las arenas de fracturarniento o empaques 
de grava·, parafina, asfalto y otros productos .químicos corno los in 
hibidores de.corrosi6n, surfactantes y los inhibidores de parafina~ 
pueden ocasionar daño severo a la forrnaci6n. 

Los diferentes productos y s6lidos contenidos en los fluídos, pro
du6en la alteraci6n negativa de la~ condiciones de flujo del yaci
miento, cambiando su rnojabilidad, cambiando la estructura. de ·las -
arcillas del yacimiento o· taponando los conductos porosos. 

(a) Cambios en la rnojabilidad del yacimiento. 

La rnojabilidad se ha definido corno el ángulo de contacto entre la 
interfase de los fluídos con la superficie s6lida. En medios poro
sos es casi, si .no imposible, medir esto, prr lo cual sus efectos, 
en el flujo de· fluídos, se manifiestan principalmente por la rela
ci6n de presi6n capilar con la saturaci6n del fluído. 

La saturaci6n de los fluídos puede ser alterada por la invasi6n de 
filtrado que contiene agentes tensoactivos; éstos, al cambiar la 
tensi6n superficial de los fluídos contenidos dentro del yacimien
to, alteran su rnojabilidad. Sé ha comprobado que la mayoría de los 
surfactantes cati6nicos y ciertos no i6nicos, originan que la su-
perficie de rocas s-ilíceas se mojen o humecten por aceite. L¡¡. hu-
rnectaci6n por aceite se puede corregir mediante un tratamiento con 
surfactantes adecuados. El tipo del surfactante debe ser seleccio
nado en base a· pruebas de laboratorio. 
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Los constituyentes ·inorgánicos de los yacimientos, se cons.ideran ·
generalmente mojados por agua y la humectabilidad de las areniscas 
es más fácil, de alterar que la de las calizas. Se ha demostrado-
que la mayoría·de los componentes químicos de los fluidos .de perfo 
ración no tienen efecto en el cambie;> de la mojabilidad, siendo s6=
lo el almidón el que muestra un pequeño efecto de.disminución en -
lq. humectación .por agua. Los lodos de emulsión inversa muestran un 
efecto neutral o la tendencia a mojar por aceite. 

(b) Cambios en las estructuras de las arcillas. 

Los minerales arcillosos están presentes en el 95 por,ciento de 
las formaciones areniscas,. encontrándose como .envol tuia de los gra 
nos o separados y mezclados con la arena. Las rocas calcáreas tarn=
bién pueden contenerlos, sin embargo·se encuentran· encapsulados y
por lo general no representan problema, los minerales arcillosos -
más. importantes y frecue·ntes son: la montmórillonita, la ilita y -
la caol·inita. Estos minerales han sido clasificados de acuerdo a -
su. estructur¡¡. cristalina. Los cristales están compuestos de pla--
quetas o unidades que se extienden en dos direcciones, alcanzando 
espesores que varían entre 7 a 17 angstrones. Cada unidad está uni 
da por iones que· pueden·ser de H, K, Ca, Mg, y Na. Si las unidades 
están balanceadas ionicamente, son más estables, como es el caso -
de 'la caolinita; s.in embargo en muchos casos existe un desbalance
debido a substituciones iónicas entre las unidades y que son neu-
tralizadas por cualquiera de los cationes antes mencionados alrede 
dar de la superficie exterior del cristal y también entre las uni
dades. 

Cada m~neral arcilloso tiene características y propiedades defini
das ·que dependen de su estructura y composición, características -
que hacen que se comporten en forma diferente ante la presencia de 
agua y los iones que ésta pudiera contener .. La más importante de
estas características, es la capacidad de intercambio iónico, que
es la medida de la habilidad de una arcilla de llevar cationes in
tercambiables, está expresada en miliequivalentes por 100 gr. de -
arcilla. El orden de capacidad de intercambio iónico de los minera 
les arcillosos que rios interesa es: montmorillonita con 80 a 150 ::
me, ilita con 10 a 40 me y caolinita con 3 a 15 me. Asimismo exis
te un orden de reemplazabilidad de los cationes que varía de acuer 
do a su. concentración, cantidad de las posiciones de intercambio,
y la naturaleza del cristal; también es importante la fuerza rela
tiva de reemplazo de los cationes que depel')de de su valencia y ta
maño iónico, está ordenada como sigue: Li, Na, K, Mg, Ca, H. 

Otra característica a considerar, es la del agua en las arcillas.
Deb.ido a la hidratación de los cationes y de la distribución de -- · 
cargas negat'ivas, el agua forma una película en la superficie ex-
terna y entre las capas estructurales de la arcilla; el agua entre 
las superf'icies planas de los cristales ayuda a separar las placas 
individuales del cristal sirviendo como lubricantes y ayuda - -
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al hinchamiento de las mis.mas. Los cationes más fuertes aumentan -
la atracción entre las placas y el espesor de las películas de 
agua'disminuye; en cambio los.débiles permiten la fácil entrada 
del agua, debido a que la fuerza atractiva entre las placas es me
nor; ésto permite también que las capas d.e agua entren en desor-
den, l·o cual tiene un efecto· mucho inayor en el hinchamiento. 

El tipo de electrolito presente y su concentración en el sistema -
agua-arcilla, es primordial para la característica de flocula-. 
ción o defloculación del cristal arcilloso en adición.a la capaci
dad de intercambio iónico. El pH del agua, tiene también efecto en 
este fenómeno, debido a la'cantidad variable de material alcalino 
y concentración de iónes H que ésta puede tener. Las arcillas en-
contradas en las rocas sedimentarias se rrr'GC!'!ti'ln en equilibirio 
con el agua de la formación y se encuentran·generalme~te en estado 
floculado. · 

Debido a ,tqdas estas características, las arcillas son fácilmente 
reaccionables (floculación o defloculación) cuando se altera su me· 
dio ámbiente en equili,brio con el agua de la formación. La altera=
ción de este medio provoca modificaciones negativas en la permeabi 
lidad del yacimiento, aún cuando su efecto sobre la porosidad to-=
tal no sea grande. La alteración de estos minerales arcillosos tam 
bién puede aumentar la mojabilidad hidrofílica del yacimiento por-
su fuerte atracción al agua o ' . 

(e) Taponamiento por sólidos. 

Los sólidos· en diferentes variedades de tamaños pueden ser fácil-
mente. transportados hacia el yacimiento durante la etapa de forma
ción del enjarre. Los sólidos más grandes pueden formar puentes en 
la parte interior de la pared del pozo, éstos pueden depositarse 
entre los granos de la r.oca, cerca de 'zonas con barreras ver·tica-- · 
les, haciendo imposible· su remoción. Los s6lidos pequeños puec:Ien 
formar enjarres minúsculos .dentro del sistema de poros, iniciando 
un sistema de taponamiento muy efectivo; sin embargo esto puede 
eliminarse parcialmente con el flujo a contra corriente y con el -
uso de partículas mejor distribuidas., que permiten una forinaci6n -. 
más rápida del enjarre en la pared del pozo.· El efecto de tapona-
miento durante la formaci6n del enjarre, no va más alla de 5 ·a 8 
cm. dentro del yacimiento; el uso de polímeros para reducir el fil 
trado, es de gran ayuda, pues permite formar el enjarre rápidamen=
te y provee de un medio filtrante muy efectivo al enjarre, d·isminu 
yendo la cantidad de s!)lidós acarreados .hacia. la fotmaci6n durante 
el tiempo de exposición del yacimiento con el fluído en uso. 

1.4. OPERACIONES DURANTE LAS CUALES SE PUEDE OCASIONAR· DA~O. 

Las operaciones específicas, durante' las cuales se produce daño, -
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son: 

(a) Durante las operaciones de perforación. 

El filtrado del lodo invade el yacimien~o alterando su permeabili
dad, ya sea por bloqueo, por sólidos o formación de emulsiones, 
así como por cambios en la mojabilidad de la roca matríz. También 
los sólidos acarreados, taponarán lo~ poros o canales o fracturas 
y, en adición a esto, la acción escariadora de la'barrena y los es 
tabilizadores, puede sellar las fracturas cerca de la pared del p~ 
zo. 

(b) Durante las bajadas de tubería:de revestimiento y cementación. 

El efecto de incremento de presión contra la formación al bajar la 
tubería de revestimiento muy rápidamente, causará una presión dife 
rencial adicional contra las zonas productoras comprimiendo el en~ 
jarre y aumentando las posibilidades de perder circulación; las le 
chadas de cemento tienen un alto filtrado que puede acarrear s9li~ 
dos adicionales además de aguas no compatibles con la formación; -
los productos químicos usados para lavar el enjarre delante de las 
lechadas puede ocasionar cambios en la formación. 

(e) Durante la terminación. 

Los sólidos del fluído de terminación, pueden taponar las perfora
ciones de los disparos. La formación alrededor del disparo, puede 
ser también comprimida y compactada, reduciendo la permeabilidad -
en el tunel del disparo. 

Al bajar la tubería de producción con el empacador se provoca un 
efecto' similar al originado al bajar la tubería de revestimiento. 
Al aumentar la presión diferencial contra la f'ormación, se pueden 
originar pérdidas de circulación y los sólidos del fluído pueden -
taponar las fracturas cercanas a la pared del pozo. Si la presión 
diferencial es alta, estos sólidos son también las causas de que -
las perforaciones de los disparos se taponen. Si el fluído contie
ne iones no compatibles con las arcillas de la form~ción, el resul 
tado puede ser catastrófico. 

Durante la iniciación de la producción, la precipitación de sóli-
dos de óxidos y carbonatos, grasa para roscas y todo material su-
cio que puede acarrear el fluído al ser circulado para limpiar el 
pozo, puede originar el taponamiento de los poros. Si estos fluí -
dos contienen asfaltos tratados, pueden originar cambios en la mo
jabilidad del yacimiento. 

La limpieza de pozos gastos'altos, podrían originar un taponamien
to por sólidos, dentro de la formación. 

(d) Durante la estimulación. 
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Los fluídos usados para matar los pozos pueden acarrear sólidos 
dentro del yacimiento. Si la tubería de producción está sucia, los 
fluídos empleadoi, aunque limpios inicialmente, pueden ac~rrear só 
lides barridos por ésta, dañando la formación. 

El fracturamiento de la formación con ácido, puede alterar el enja 
rre entre el cemento y el yacimiento, produciendo canalizaciones.-

Las operaciones de fracturamiento hidráulico, a veces no son efec
tivas, debido al taponamiento de las fracturas con ~ólidos finos 
contenidos en el mismo fluído fracturante. 

El uso de fluídos fracturantes que tienen productos no compatibles 
con la formación, puede también originar daño. 

(e) Durante operaciones de limpieza de ·parafina o asfalto. 

Normalmente se usan solventes para este fin, si estos solventes 
son circulados de tal.manera que entren en contacto con la zona 
productora, se puede alterar las condiciones de mojabilidad de la 
roca matríz en forma negativ~. A veces se usan escareadores para -
limpiar la parafina, si los residuos de esta operación circulan ha 
cia el fondo y logran per'Etrar a la formación, es factible su tapo=
namiento. 

(f) Durante la reparación de pozos. 

El daño durante estas operaciones es originado por las mis~as cau
sas que al terminar los pozos: el exceso de presión diferencial 
contra las zonas productoras puede ocasionar pérdidas de circula-
ción; el filtrado de fluídos incompatibles con el yacimiento produ 
eirá daño. -

(g) Durante la fase de producción. 

En esta etapa muchas veces se necesita usar productos químicos pa
ra inhibir la corrosión, la deposición de sales o parafina, No de
be permitirse que estos productos entren en contacto con la forma
ción. Su efecto por lo general afecta la mojabilidad de la roca. 
También la precipitación de óxido y sales puede ocasionar tapona~~ 
mientes. 

Si el yacimiento está depresionado, será mucho más suceptible de 
ser dañado con sólidos o con parafina. 

Los empaqcies de grava son suceptibles de ser tap6nados por sólidos 
o arcillas que emigran de la formación; en formaciones de arenas 
poco consolidadas este problema es mayor. 
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(h) Durante la inyección de agua. 

Generalmente se ocasiona daño en estos casos cuando el agua no está 
tratada propiamente, y por el uso inadecuado de los filtros (deben 
limpiarse con la debida frecuencia) ; por el contenido de sales no 
compatibles o sales defloculantes; acarreo de surfactantes de los -
tanques superficiales. 

(i) Durante la inyección de gas. 

El gas generalmente alcanza flujo turbulento en todas las instala-
ciones antes de llegar a la pared del pozo, esto ocasiona un efecto 
de barrido de grasa para roscas, escamas de corrosión u otros sóli
dos que taponarán los poros del yacimientos; desafortunadamente los 
inhibidores de corrosión al ser inyectados con el gas hacia la for
mación reducen su inyectavilidad, por lo cual se debe limpiar bien 
el equipo antes de iniciar la inyección; asimismo el lubricante de 
las compresoras que se fuga con el gas hacia el pozo, reduce la peE_ 
meabilidad al gas y la inyectabilidad. 

1.5. MINIMIZACION DEL D~O. 

Cuando el daño no puede ser corregido completamente, debe prevenir
se para minimizarlo. La observación de métodos preventivos es impor 
tante, ya que permitirá incrementar el ritmo de producción y la re~ 
cuperación final. 

Para minimizar el daño se deben estudiar sus causas en las operaci~ 
nes de perforación, terminación y reparación de pozos, así como se
leccionar los fluídos más apropiados para evitarlo. Muchas veces un 
yacimiento puede ser inapropiadamente evaluado si el daño enmascara 
su verdadero potencial productivo. Aunque actualmente existen méto
dos para una buena evaluación, el daño en un yacimiento nuevo puede 
conducir a una serie de operaciones que, encadenadas, pueden desva
lorar su potencial económico. 

Los fluídos de perforación causan daño por tres mecanismos básicos 
como se explicó anteriormente. El primero y el segundo son resulta
do del filtrado que invade las zonas productoras, el primer mecanis
mo es debido a la acción de alteración de las arcillas del yacimien
to; la segunda forma se origina por cambios físico-químicos en las -
zonas donde el filtrado se ha invadido. Al cambiar la mojabilidad de 
la roca se puede reducir la permeabilidad relativa al aceite. Además 
los surfactantes contenidos en el filtrado pueden originar la forma~ 
ción de emulsiones muy viscosas, que bloquean el flujo. El tercer me 
canismo es el bloqueo físico de las. aberturas porosas,este es un fe~ 
nómeno muy complejo. 

Una de las formas más comunes de prevenir el daño es reduciendo el -
filtrado; inicialmente ésto se alcanzó con partículas finas hidrata
bles, como la bentonita y con el uso de lignosulfonatos y algunos -
polímeros; pero estos métodos en muchos casos agravaron los proble-
mas de daño. El ajuste de surfactantes para controlar la mojabilidad 
y romper las emulsiones, ha dado mejores resultados. Sin embargo, -
se mantiene· el problema del bloqueo por sólidos, el - - - - - - -
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cual aan no ha sido resuelto, pero si reducido con el uso de polí
meros que ayudan a aumentar la viscosidad y reducir el filtrado.· 
Uno de los· factores que también debe ser considerado es el tiempo 
de exposición de las zonas productoras al fluído,de perforación; -
peDes mucho más recomendable no usar lodos. a pase de aqua en una 
zona que contiene arcillas defloculables, aan cuando la.adición -'
de sales con cationes fuertes, . como e·l cloruro de calcio o de pota 
sio, puede disminuir·este efecto. -

Cuando el caso es· este, los fluídos de emulsión inversa son reco-
mendables para evitar el daño a la formación por alteración de las 
arcillas. Corno el filtrado de estos fluídos es solo aceite, su in
vasión a la formación se puede restringir a niveles muy bajos,' de 
tal manera que sólo producirá cambios de mojabilidad en la vecin-~ 
dad de la pared del pozo.· El daño así ocasionado puede ser resti-
tuído, en más de un 85 por ciento, con lavados con surfactantes 
apropiados, la selección de los agentes tenso activos para este 
fin se debe hacer e.n base a las recomendaciones especificadas en -
el boletín API RP-'-42. 

El taponamiento por sólidos es inevitable, pero puede ser disminuí 
do usando fluídos con filtrado bajo, que permitan una formación 9e 
enjarre rápida; siri embargo si los sólidos son del material densi
ficante no se podrá corregir el daño posteriormente;. pero con una 
presión diferencial adecuada se puede mantener en rangos muy bajos. 

Aün asi los fluídos de emulsión inversa generalmente dañan menos 
·que ·los fluídos a base de agua. 

En ios fluidos de terminación y reparación de pozos se debe tener 
mucho más c~idado, puesto que éstos son expuestos contra los yaci
mientos en operaciones que definitivamente tienen que ver ünica y 
exclusivamente con la productividad del pozo. Estos fluídos se ~-
san para. iniciar la producción en operaciones de disparos, matar -
pozos, limpiarlos , controlar arenas, colocar empaques de grava y 
controlar las presiones. 

Les características· de estos fluídos dependen de la operación, por 
lo que d.eben formularse para evitar el daño considerando los si- -
guientes requerimientos: 

(a) Densidad. 

La densidad del fluÍdo debe ser la rníriirna necesaria para controlar 
la presión del yacimiento, que puede estar en ·un rango de 100 a 
2'00 lb/pg2 sobre la presión del yacimiento. Si se cuenta ·con un 
equipo apropiado de control en la superfi'cie, se. puede disminuir 
la presión hidrostática hasta balancearla con la del yacimiento. 

(b) Filtrado. 
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Se debe considerar en este requerimiento dos factores: primero, 
las características del filtrado y su volu~en. 

Las características del filtrado deben considerarse en función de 
la minimización de 'la alteración de las arcillas de la formación; 
esto es: evitar su hi,nchamiento y /o dispersión, los cambios de hu
mectabilidad de la roca matríz y la formación de emulsiones. 

El volumen debe ser considerado para prevenir que cantidades exce
sivas del fluído entren a la formación. Los aditivos para que se -
consiga esta característica, deben ser fácilmente re~ovibles al pro 
ducir el pozo. -

(e) Viscosidad. 

~'uchas veces los fluídos tienen que acarrear sólidos relativamente 
grandes, arena, restos de empacadores, etc., hacia la superficie, 
por lo tanto deben tener características de viscosidad plástica, -· 
punto de cedencia,de gelatinosidad. 

(d) Contenido de sólidos. 

Los sólidos contenidos deben ser mínimos y, si es posible, deben -
estar ausentes. En caso de estar presentes, deben ser pequeños, en 
el rango de 1 a 2 micrones, éstos tienen tendencia a formar puen-
tes en el medio poroso y disminuir. rápidamente el filtrado, por lo 
general no penetran más al la de 2 a 3 pg. de la cara del pozo y pue 
den ser desalojados a contra flujo al producir el pozo. -

(e) Control de corrosión. 

Este factor es importante, pues la corrosión produce reacciones 
que forman partículas finas, que pueden ser acarreadas hacia la 
forrr~ción al precipitarse. 

(f) Economía. 

Este ,factor es primordial y debe considerarse la conveniencia de -
evitar el daño a la formación o estimular la producción por acidi
ficación o fracturamiento. 

El equipo debe contar con instalaciones apropiadas para ~ezclar 
bien los productos y eliminar en forma efectiva los sólidos, así 
como un sistema de circulación y desgasificación efectivo del fluí 
do. 
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C A P I T U L O 

TIPOS DE ACIDOS Y SUS REACCIONES 

2.1. SISTEMAS ACIDOS. 

Los sistemas ácidos en uso pueden clasificarse como: 

Acidos minerales.- Son el HCl y el HF. 

Acidos organ1cos.- Son el ácido fórmico (HCOOH) y el ácido ac§tico 
(CH3COOH). Contienen carbono. 

Acidos en polvo.- Acido sulfáwico y ácido cloroacético. 

Mezclas de ácidos.- Como el HCl con ácido acético, HCl con fórmico, 
ácido fluorhídrico con fórmico. 

Sistemas de ácidos retardados.- Estos son: .ácidos ~lificados, áci
dos químicamente retardados y ácidos emulsificados. 

2.1.1. Acidos minerales o inorgánicos. 

Acido clorhídrico.- Generalmente es usado como una solución de clo
ruro de hidrógeno (gas) en agua al 151 eri peso. A esta concentra-
ción se le conoce como ácido regular y fué seleccionada debido a -
la ineficien¿ia de los primeros inhibidores disponibles y a la difi 
cultad de prevenir la corrosión al utilizar soluciones más concen-
tradas. 

Con el desarrollo de mejores inhibidores s·e utilizan ahora mayores 
concentraciones en forma práctica, y en algunos casos con mayor -
eficiencia. 

En concentraciones menores (S al 8%) se utiliza para desplazar el 
agua congénita, delante de las mezclas de HCl-HF, a fin de evi-
tar la formación de fluosilicatos de sodio y de potasio. 

La principal de~ventaja del HCl es su ·alta corrosividad, difícil y 
costosa de controlar a temperaturas mayore~ de 2SO"F; también el -
alumini·o o los recubrimientos de cromo, a menudo utilizados en -
las bombas de los aparejos de bombeo mecánico, se dañan fácilmente. 

Acido clorhídrico-fluorhídrico.- Esta mezcla de ácidos 'se usa casi 
exclusivamente para estimulaciones de areniscas. El 'HF se dispone 
comercialmente en forma de solución acuosa concentrada (40-70 1). 
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En las estimulaciones se usa como una solución diluida en HCl. Pue 
de prepararse por la dilución de soluciones concentradas de HF, o
mas frecuentemente por la reacción de bifluoruro de amonio con HCL. 

( 2. 1) 

A menudo se usa HCl al 15%, agregándole una cantidad necesaría de 
bifluoruro de amoni6, para obtener una solución que contiene 3% de 
HF. El cloruro de hidrógeno consumido por esta solución deja 12% de 
HCl en solución. 

Al ácido fluorhídrico que se usa en ~ombinación con el clorhídrico, 
en proporciones de 8 a 12% de HCl y 2 a 3% de HF, se le conoce como 
ácido para lodos. 

Las características de corrosión de las'mezclas de HF-HCl son com
parables con la del HCl sólo, por lo que se requieren inhibidores 
de corrosión similares. 

2:1 .2. Acidos orgánicos.- Las principales virtudes de los ácidos -
orgánicos son su menor corrosividad y más fácil inhibición a altas 
temperaturas. Se usan principalmente en operaciones que requieren 
un alto o largo tiempo de con~acto del ácido con la tubería; por 
ejemplo como fluido de perfpración (disparos), o cuando es inevit~ 
ble su contacto con partes de aluminio o cromo. 

Acido acético.- Se dispone generalmente en soluciones de agua al -
10% en peso. A esta concentración los produ~tos de la reacción son 
solubles en el ácido gastado. El ácido acético al 10% tuesta el do 
ble que una solución al 15% de HCl y disuelve aproximadamente la~ 
tercera parte del Ca C0 3 . 

Acido fórmico.- Es el menos caro de .los ácidos organ1cos, pero más 
caro que el HCl en la base al costo por volumen de roca disuelta. 
Es más fuerte que el ácido acético, aunque apreciablemente más dé 
bil que el HCl. La corrosión con este ácido es uniforme y difícil 
de inhibir. En aplicaciones a alta temperatura su costo, comparado 
con el de HCl, es casi el mismo, debido a la mayor concentración 
del inhibidor requerido para el HCl. 

2.1 .3. Acidos en polvo.- Los ~ciclos sulfámico y cloroacético tie
nen un uso limitado; asociado con la facilidad de transportarlos 
a localizaciones remotas en forma de polvo. Son polvos cristalinos, 
fácilmente .solubles en agua. Generalmente se mezclan con el agua 
cerca del pozo. Algunas veces se presentan en forma de barras, pa 
ra facilitar su introducción al pozo. Estos ácidos son mucho más
caros que el HCl; sin embargo su aplicación puede producir ahorros 
sustanciales cuando se ~liminan los costos por trans¡rorte y bombeo. 

El ácido clotoacético es más fuerte y ~ás estable que el sulfámico, 
por lo que es generalmente preferido. El ácido sulfámico se descom 
pone a 180"F por lo que no se recomiendi para temperaturas mayore~ 
de 160"F. 
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2.1.4. Sistemas de ácidos retardados. 

Acidos gelificados.- Se usan en tratamiento~ por fracturamiento. -
La retardación resulta porque al aumentar la viscosidad del fluído 
se reduce el ritmo de transferencia del ácido con la formación en 
la fractura. Su uso se ha limitado a formaciones con baja tempera
tura,debido a que la mayoría de los agentes gelificantes disponi-
bles (normalmente polímeros solubles en agua) ~e degradan rápida
mente en soluciones ácidas a temperaturas mayores de 130° F. 

Acidos químicamente retardados.- Se preparan agregando al ácido un 
surfactante que moja de aceite,a fin de formar una barrera física 
a la transferencia del ácido con la roca. Para que sea efectivo el 
aditivo debe absorverse en la superficie de la roca y formar una -
película h9megénea: 

Acidos emulsificados.- Normalmente contienen el ácido en la fase -
interna y de 10 a 30% de kerosina o diesel como fase externa. Tan
to la mayor viscosidad creada por ·la emulsificación como la presen 
cia del aceite y kerosina, retardan la velo.ciad de reacción del -
ácido con la roca, incrementando la prGfundidad de penetración del 
ácido. 

2.2. PBACCIONES DE ACIDOS CON LAS FORMACIONES. 

Con caliza y dolomia: 

2 HCl + Caco 3 + Ca Cl 2 + H2o + coz 

4 HCl + Caco 3 · Mg co 3 -. CaC1 2 + Mg c1 2 
2 Hz') + 2 co2 

Con silice (arena) : 

4 HF + SiOz + SiF4 + 2 H20 

Con silicatos (feldespatos.o arcillas) 

Pero: 

1 
Na¿ Si04 + 8 HF + SiF4 + 2H 20 

Al 2 Si4 o 10 (0H) 2 + 36 HF + 4 H2Si F 6 + 

12 H20 + 2 H3 AlF6 

H2SiF6 + 2 Na + Na2SiF6 + 2 H+ 

H 2SiF6 + 2 K+ K2SiF6 ~ + 2 H+ 

* Al 2Si 4o10 (OH) 2 .- Arcilla 

H2SiF 6 .- Acido fluosÍlico 

H3AlF 6 .- Acido fluoalumínico. 
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También: 

Y, 

Ii3AlF6 + 3 Na+ -> Na 3 AlF6 .¡. + 3H+ 

H3AlF6 + 3 K+ -> K3 AlF 6 t + 3H+ 

(2. 9) 

(2 .10) 

(2.11) 

Para evitar estos precipitados insolubles, el HF nunca se.usa s6lo. 

(ácido acético) (acetato de calcio). 

2.2.1. Cálculo de la cantidad.de Caco 3 disuelta. 

Sea~: 

(2.12) 

V Volumen de la soluci6n ácida (15% en p(O!so) inyectada ( lt) 

W Peso de la soluci6n inyectada (kg) 

P Peso del cloruro de hidr6geno en la soluci6n (kg) 

El peso específico de una soluci6n de "HCl al 15% es 1.075 kg/lt. 

W 1.075 V 

.P 0.15 W = 0.15 x 1.075 V= 0.16125 V (kg) 

Sustituyendo los pesos at6micos correspondientes en la ecuaci6n 
(2. 2). 

2 (1 + 35.5) + (40.1 + 12 + (16 X 3) )= (40.1 + (35.5 X 2 ) ) + 
( (1 X 2) + 16) + (12 + (16 X 2)) 

73 + 100.1 = 111.1 + 44 + ia 

O sea: 7 3 unidades de peso de HCI disuelven ·100. 1 unidades de peso 
de Caco3 

0.16125V (kg de HCl) disolverán 0.2211V (kg de caco3 ) 

La densidad del Caco3 (compacto) es de 2. 93, por lo· tanto .el volu
men correspondiente al peso anterior es: 

0.2211V --r.n 0.0755V (lt de Caco3 ) 
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C A P I T U L O 3 

METODOS DE ACIDIFICACION 

3.1. PROCEDIMIENTOS DE ACIDIFftACION 

G~neralmente las acidificaciones consisten en: 

Tratamiento de lavado o limpieza 
Tratamiento a la matriz o intersticial 
Fracturamiento co~ leido 

3.1.1. Tr~tamiento de limpieza.- Los tratamientos de limpieza es
tán diseñados para remover las incrustaciones solubles en ácido -
que se presenten en el pozo o para abrir las perforaciones. Con-
siste este tratamiento en colocar una pequeña cantidad de leido.
en el lugar adecuado o deseado, permitiendo que reaccione con -
los depósitos o la formación. La circulación del leido acelera el 
proceso de disolución, al aumentar el ritmo de transferencia del 
leido no gastado con las superficies.del material. 

3.1.2. Acidificación a la matriz.- Se define como la inyecc1on
de leido a la formación, a una presión menor que la de fractura. 
El objetivo del tratamiento consiste en lograr la penetración -
rádial del leido a la formación. 

La estimulación se efectGa para eliminar los efectos de la reduc 
ción de permeabilidad en la ve~indad del pozo, disolviendo las ~ 
particulas que obturan la formación. 

Cuando la acidificación se efectfia correctamente, se obtiene in
crementos en la producción sin que aumente la ·relación agua-gas, 
la relación gas-aceite ó la relación agua-aceite. 

Debido a la gran superficie que estahlece contacto con el leido 
en un tratamiento a la matriz, el tiempo de reacción es muy corto. 
Por lo tanto la formación sólo queda tratada a unas cuantas pulga 
das de la pared del pozo. -

Uno de los problemas en el tratamiento de acidificación a lama-
triz es el desconocimiento de la presión de fracturamiento. 

Como la presión de fracturamiento decrece al decrecer la presión 
del yacimiento, frecuentemente es necesario efectuar pruebas de -
fracturamiento para determinar la preiión de fra~tura de una zona 
o yacimiento especifico. (Fig. 3.1.). 
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El ~ocedimiento de prueba consiste en iniciar la inyección de 
agua.o aceite limpios a la formación, a un gast0 muy bajo, del 
orden de 1/4.a 1/2 barril. por minuto, y medir la presi6n de-
bombeo. A continuaci6n se incrementa el gasto de inyecci6n por 
etapas y se lee la presi6n de inyecci6n hasta que la curva gas 
to-presi6n cambia de pendiente, como se observa en el punto B~ 
Si la presión deseada para el tratamiento a la matriz se alean 
za antes de dicho punto B, la acidificaci6n puade efectuarse ~ 
esa presión o a una ligeramente inferior. 

3.1 .3. ·Fra~turamiertto con ácido.- Consiste ~n inyectar ácido 
a. la formación, a una presión suficientemente alta para fractu· 
rar la formación o abrir las fracturas existentes. La estimula 
ción se logra cuan dJ después del tratamiento permanece abierto 
un canal o serie de canales altamente permeables. Este canal -
se forma por.la reacción del ácido sobre las paredes de la frac 
tura solubles en ácido: Se formará una fractura· con alta con--
ductividad. 

La fractura puede existir después del tratamiento si las caras 
de las fracturas quedan grabadas cuando se libera la presión y 
la fractura cierra. La longitud de la fractura creada depende 
de una combinación del ritmo de reacci6n. del ácido, el ritmo -
de pérdida de fluido (de la. fractura a la formación) y del rit 
mo de inyección. 

La longitud y amplitud serán mayores mientras sea menor la pér 
dida de fluido. La velocidad de reacci6n debe ser baja para -~ 
que el ácido penetre y sea mayor la lortgitud de la fractura. A 
mayor gasto mayor será la fractura y a menor temperatura menor 
será la velocidad de reacci6n, y mayor la longitud de la fract~ 
ra. 

El fracturamiento con ácido es la técnica de acidificaci6n más 
usada para estimular las formaciones calizas o dolomias.· 

En un tratamiento de este tipo se inyecta un fluido a la forma 
ción a un gasto mayor que .el que puede aceptar la matriz del ~ 
yacimiento. Esta inyección rápida produc:e un incremento d~ pre 
sión en las paredes del pozo, lo suficientemente grande para ~ 
sobrepasar los esfuerzos de la roca a la compresi6n y su re-
sistencia a la tensi6n. A esta presi6n la roca falla, formándo 
se una fractura. La inyecci6n continua del fluido incrementa ~ 
la longitud y la amplitud de la fractura. 

Do~ problemas que se presentan al fracturar con ácido son: 1) 
el cierre de la fractura cuando se tratan formaciones calcáreas 
relativamente homogéneas, y 2] el taponamiento de la fractura 
cuando se liberan apreciables cantidades de particulas finas -
insolubles en ácido. 

Para combatii el cierre de la fractura en formaciones uniforme 
mente solubles, debe considerarse el fracturamfento hidráulico 

-16-



con sustentante, as1 como tlicnicas especiales de acidificacHin 
que proporcionan canales de flujo. Esta t~cnica consiste en inyec 
tar un colch6n de fluido muy viscoso adelante del ácido. La digi::
taci6n del ácido de baja viscosidad, a travlis del fluido viscoso, 
origina un arreglo en forma de valles y coli.nas que ayudan a for
mar y mantener canales de flujo. 

Uno de los fluidos viscosos que se emplean· como de prelavado tie.:. 
ne una viscosidad aparente de aproximadamente 20,000 cps. Sin em
bargo su viscosidad se modifica reduci~ndose a 1 cp despu~s de 
que termina el tratamiento con el ·ácido. · 

Si la liberaci6n de cantidades excesivas de part1culas finas es -
el problema, se·utilizan agentes suspensores, para reducir el - -
asentamiento y puenteo de estas part1culas en la fractura durante 
su limpieza despu~s de la acidificaci6n. 

1 2 3 4 5 

GASTO DE INYECCION (bl/min) 

FIG. 3.1 - DETERMINACION PRACTICA DE LA PRESION DE FRACTURAMIENTO 
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PENETRACION DEL ACIDO 

La distancia que penetra el ácido, a lo largo de una fractura -

creada por el fluido introducido antes de dicho ácido .(bache 

.inicial), puede quedar limitada por la velocidad de reacción

del ácido (límite superior) o por el ritmo de su flujo desde la 

fractura a la formación (límite inferior) . 

Estos dos casos se denominan de penetración límitf'! por veloci

dad de reacción y por pérdida de fluido y se cree que estable

cen.las fronteras en la respuesta de un pozo a un tratamiento. 

No es posible calcular con exactitud la penetración del ácido, 

ya que durante un tratamiento variará desde el límite por reac

ción al iniciar su inyección, hasta el límite por pérdida de -

fluido al finalizar el tratamiento. Este comportamiento origina 

que durante la inyecci6n del ácido la fractura sea al principio 

amplia y larga, debido al control de la pérdida de.fluido ejer

cido por el bach~ inicial. Sin embargo al continuar la inyec--. 

ción la fractura se va cerrando, hasta alcanzar la geometría -

correspondiente a la inyección de ácido sólo. Esta reducción -

del volumen de la fractura es originada por la creación · de 

"agujeros de gusano'~ que localmente impiden actuar a los aditi

vos reductores de filtrado o al bache viscoso inicial. 

Para calcular la penetración límite por pérdida de fluido, se 

supone que ?Unque la fractura fue generada por el bache viscoso 

inicial, que está presente en la formación, el ácido traspasa -

rápidamente esta zona viscos'a. En consecuencia el ritmo de pér

dida de fluido es así ~ontrolado por la viscosidad d~l ácido -

gastado. La penetra,ción· límite por· velocidad de reacci6n se cal 

cula considerando que la pérdida de fluido es controlada total

mente por el fluido viscoso inicialmente inyectado y que la pe-· 

netración del ácido está por lo tanto determinada por su velo

cidad de reacción. 
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C A P I T U L O 4 

VELOCIDAD DE R~ACCION nEL ACIDO 

4.1. FACTORES QUE AFECTAN LA VELOCIDAD DE REACCION 

El ritmo de reacción del ácido depende de: 

El 'área de contacto entre el ácido y la formación 
La temperatura 
La presión de inyección 
La concentración del ácido 
El tipo de ácido 
Las prqpiedades químicas y físicas de la roca 
La velocidad de inyección del ácido 
La pérdida de fluído 

Efecto de la relación área-volumen. 

(a} Al aumentar la superficie de la roca en contacto con un volumen 
determinado de ácido se incrementa la velocidad de reacción. En - -
las acidificaciones a la matriz pueden encontrarse relaciones área
volumen muy altas. Las fracturas tienen relaciones bajas, por lo -
que el ácido tiene mayor penetración que en los tratamientos a.la 
matriz. 

b} El tiempo de reacción del ácido dependerá, por lo tanto, de la 
porosidad d'e la roca. La penetración radial de un ácido ya gasta
do no produce beneficios adicionales. Lo.s esfuerzos de sobrecarga 
impuestos a una formación durante su acidificación, pueden provo
car el colapsamiento o recompactación (a una permeabilidad y poro 
sidad inferior} por efecto de sobretratamiento. Este efecto fue ~ 
estudiado por Farley, Miller y Schoettle, en su artículo titulado: 
"Criterios de Diseños para Estimulaciones a la Matriz con Acido -
Fluorhídrico - Clorhídrico", (J.P.T. abril de 1970}. Estos inves 
tigadores demostraron que el efecto combinado de esfuerzos de -~ 
confina~iento yde ácido inyectado provocan una variación en la -

·relación de permeabilidades de la formación como se muestra en -
la figura 4.1. 

Para predecir la geometría de una fractura,y la penetración del -
ácido en ella, es necesario estimar con precisión la temperatura 
del fluído en la fractura. 

La figura 4.2. muestra el efecto de la temperatura y la concentra 
ción del ácido sobre su penetración en una fractura. 
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Debido a que la velocidad de reacción en las paredes de la fractu
ra es muy rlpida con las calizas, la penetración del leido es casi 
independiente de la temperatura. ~i la formación.reacci.ona lenta-
mente con el leido, la.penetración variarA mis con la temperatura. 

Efecto de la presión de inyección.- La presión tiene muy poco efec 
to sobre el ritmo0 de reacción. 

Efecto de la concentración de leido.- A medida que sé incrementa -
la concentración de leido aumenta el tiempo de reacción. La figUra 
4.3 muestra el efecto mencionado. 

Efecto del tipo de leido y aditivos.- Si el ritmo de pérdida de· 
filtrado de un leido puede controlarse, es posible usar un leido -
retárdado para maximizar la penetración del leido en la fractura 
antes de que reaccione completamente. Por lo tanto, el.mejor leido 
cuahdo se nec~site un ~cido retardado, es un leido emulsificado. -
La retardación proporcionada por un ácido emulsificado se debe 
principalmente a la alta viscosidad de la emulsión, que tiende a -
reducir el ritmo de reacción con las paredes de la fractura. 

Efecto de las propiedades de la roca.- La composición ffsica y 
qufmica de la formación es probablemente el factor más importante 
en el tiempo de reacción. Generalmente la velocidad de reacción en 
las calizas es el doble que en las dolomías.· 

La estructura ffsica es importante ya que determina la relación 
área-volumen de contacto .. 

Efecto de la velocidad de inyección del ácido. La distancia que el 
leido penetra en una fractura, aumenta a medida que su velocidad . 
en la fractura se incrementa. Un aumento en el gasto también redu
cir& la temperatura á la cual el leido entra a la fractura, propor 
cionando un incremento adicional en la penetración del ácido al re 
ducir su ritmo de reacción. 

Efecto de la pérdida de fluido.- Si el leido contiene un aditivo -
que reduzca considerablemente sus-~racterfsticas de filtración, -
el volumen y la longitud de la fractura aumentarAn durante la in-
yección del leido. Se infiere, por lo tanto, que la selección y em 
pleo de un aditivo efectivo de pérdida de filtrado es esencial pa~ 
ra maximizar la penetración del leido. 

Efecto de la amplitud de la fractura.- Un incremento en la ampli-
tud de la fractura aumentará la penetración del ácido. ·Este efecto 
se ilustra en la figura 4.4. 

Al aumentar la ampl-itud de la fractura disminuye la relación área
volumen, aumentando el tiempo de reacción y en consecuencEla pen~ 
tración. 
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C A P I T U L q 5 

ADITIVOS PARA A,CIDOS 

5 .l. INTRODUCCION. 

Todos los ácidos usados en la estimulación requieren de: 1) un in
hibidor de corrosión, para reducir el ritmo de ataque sobre las tu 
berias; 2) un aditivo para eliminar la formación de emulsiones; 3f 
un aditivo para alterar la mojabilidad de la formación, a fin de -
mejorar la limpieza de los productos de la reacción; 4) un reduc-
tor de fricción, para incrementar los ritmos de bombeo o inyección; 
5) un reductor de pérdi~a de filtrado; 6) agentes desviadbres, pa
ra obtener un tratamiento más uniforme; 7) aditivos secuestrantes 
de fierro, para prevenir su precipitación; y S) aditivos para evi
tar la formación de lodos asfálticos en ciertos aceites. 

Los aditivos deben evaluarse en el laboratorio antes de su aplica
ción. Los procedimientos de prueba se detallan en ~as normas API -
RP-42. Los aditivos, además de cumplir con sus funciones específi
cas, deben de ser compatibles entre si y con los fluidos de la for 
maci6n. 

5. 2. INHIB!DORES DE CORROSION. 

Efectividad de un ~nhibidor.- La efectividad de un inhibidor depe~ 
de de su capacidad para formar y conservar una pelicula protectora 
sobre la superficie metálica. Por lo tanto los factores que redu-
cen el número de moléculas del inhibidor absorbidas reducirá la 
efectividad del inhibidor. El factor limitante más importante es -
la temperatura. A altas temperaturas el ritmo de corrosión.aumenta 
y la habilidad del inhibidor para ser absorbido sobre las superfi
cies del acero, decrece. Por estas razones es difícil y costoso 
encontrar inhibidores eficientes para ácidos fuertes a temperatu-
ras superiores a 250° F. 

Evaluación de inhibidores de corrosión.- Un inhibidor de corrosión 
se evalúa en el labciratorio sometiendo un cupón, del metal que se 
desea proteger, al ataque.del ácido que será usado. 

Los cupones metálicos, se introducen en una celda calentada y pre
surizada (auto clave) qu~ contiene el ácido y los inhibidores de 
corrosión que van a ser evaluados. La ~orrosión de cada cupón se -
determina pes¡ndolo antes y después de la prueba. La eficiencia 
del inhibidor.se expresa en términos de la pérdida de metal por 
unidad de .área expuesta por unidad de tiempo (generalmente en lb/ 
pie2jdía). 
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Se efectúan pruebas de control para determinar la p~rdida de peso 
al usar ácido sin inhibidor. Se anota tarnbi~n la tendencia del 
ácido a reaccionar uniformemente o a formar cavidades. 

Los factores que afectan el ritmo de corrosi6n son: 1) la cantidad 
de agitaci6n; 2) el tipo de metal; 3)· el tiempo de exposición; 4) 
la temperatura; S) el tipo de ácido y su concentraci6n; 6) el tipo 
de inhibidor y su concentraci6n; 7) la relaci6n área metálica en-
tre el volumen de ácido; 8) la presi6n y; 9) la presencia de otros 
aditivos, como surfactantes o solventes mutuos. 

Un incremento en la agitación aumenta el ritmo de corrosión. El 
efecto de tipo de metal es muy importante. Es esencial que los cu
pones sean representativos de las tuber1as que se deseM> proteger. 
La corrosi6n aumenta con el, tiempo de.exposici6n. La cor!'osi6n au-
menta al incrementarse la tempera.tura. ., 

El tipo de ácido y su concentración influyen grandemente en la 
efectividad de los inhibidores de corrosi6n. La corrosión con HCL 
al 28% es mucho más difícil de controlar que la de HCL al 15%. 

Al aumentar la relación de volumen de ácido al §rea de cupón se re 
duce el ritmo de corrosión. 

El efecto de la presión no es importante a presiones mayores de 80 
kg/cm2. Los aditivos presentes en el sistema 1icido pueden modifi~
car la efectividad del inhibidor de corrosión por lo que deben de 
incluirse en las pruebas. · 

Flecci6n del inhibidor.- Se considera adecuado un inhibidor que 
proporciona durante el tratamiento una p~rdida de metal inferior a 
0.02 lb/pie2 de área, siempre y cuando la corrosión sea uniforme. 
Algunas veces se acepta 0.05 lbjpie.2 

Para aumentar la inhibición a temperaturas mayores a 250° F se 
usan aditivos especiales, como yoduro de potasio que cinergística
mente mejora la inhibici6n. 

5.3. SURFACTANTES. 

Los agentes activos de superficie se usan para desemulsificar el -
ácido y el aceite, para reducir la tensi6n interfacial, para alte
rar la mojabilidad de la formaci6n, para acelerar la limpieza, y 
para prevenir la formaci6n de lodo asfáltico. Cuando se adicionen 
surfactantes,debe de asegurarse su compatibilidad con el inhibidor 
de corrosión y con los otros aditivos. 

Generalmente se usa un desemulsifícante al acidificar una forma- -
ci6n carbonatada, para prevenir la formaci6n de una emulsión entre 
el 1icido y el aceite de la formación. 



Los inhibidores de precipitación de lodo asfáltico (conS::ituídos 
por asfaltenos, parafinas, hidrocarburos de alto peso molecuar, ar 
cillas y partículas finas),_ se r~quieren para los tratamientos de
formaciones que contienen aceite asfáltico. El lodo asfáltico for
mado al contacto con el ácido puede taponar la formación y restrin 
gir severamente la producción. La necesidad de usar este aditivo -
debe determinarse mediante pruebas de laboratorio. La formación de 
lodo asfáltico es más severa al aumentar la concentración del áci
do. 

S.4. SOLVENTES MUTUOS. 

Los solventes mutuos son materiales que tienen una solubilidad apre 
ciable en el agua y el aceite, como los alcoholes. El metano! o el 
pro~anol, en concentraciones del S al 20% en volumen de ácido, se 
emplean para reducir la tensión interfacial. El empleo de estos a! 
coholes acelera y mejora la limpieza de la formación, particular-- . 
mente en pozos productores de gas. Un aditivo de este tipo muy 
efectivo es el Etilén-Glicol Monobutil Eter (EGMBE) que, además de 
su solubilidad mutua, reduce la tensión interfacial entre el agua 
y el aceite; actúa como solvente para solubilizar aceite en el agua; 
actúa como detergente, capaz de remover agent'es o materiales que -
mojan de aceite la formación y, finalmente, mejora la acción de 
los surfactantes en contacto con la formación. · 

La productividad de pozos productores de aceite el). formaciones are 
niscas, tratadas con HF-HCL se han incrementado de cinco a seis ve 
ces sobre la obtenida con tratamientos regulares de HF-HCL, emplean 
do 10% de EGMBE en el aceite d'iesel ·usado,despu~s dei tratamiento,
pa~a sobredesplazar el ácido. (J. P. T. Mayo 1971). 

S.S. REDUCTORES DE ·FRICCION. 

Frecuentemente se desea bombear el ácido a.l máximo gasto permisible 
por el límite fijado por la resistencia a la presión superficial -
de las tuberías, o ~inimizar la potencia requerida-para bombear a 
un gasto.seleccionado. Los aditivos que al disolverse en el fluído 
reducen la caída de ·presión por. fricción a trav~s de las tuberías, 
se conocen como reductores de fricción. Estos aditivos son general 
mente polímeros orgánicos. Generalmente se utilizan en c~ncentra-=-
ciones de 1 a 20 lb ·/1000 galones de flpído. · 

s:6. REDUCTORES DE PERDIDA DE FILTRADO. 

Los reductores de p~rdida de filtrado se componen de dos·agentes
o productos: 1) una partícula sólida inerte que entra a la forma-
ción,puenteándose cerca de la superficie de la fractura, y 2) un -
material gelatinoso que tapona los poros formados por el material 
sólido granular. 
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Los aditivos cornunrnente empleados son: 

(a) Aditivos sólidos.- Harina de sílice, CaC03, resinas orgánicas 
y polímeros orgán~cos. 

(b) Aditivos gelatinosos.- Goma Guar modificada, p,;liacrilamida, -
hidroxietil celulosa (HEC), etc. 

5.7. AGENTES DESVIADORES. 

Cuando varias formaciones o zonas se desean tratar, es necesario -
generalmente dividir el tratamiento en etapas. Ei flujQ puede des
viarse efectivamente usando empacadores; sin embargo, corno el cos
to de la reparación puede. aumentar considerablemente al emplear ern 
pacadores, se han desarrollado técnicas para separar los líquidos
sin el empleo de éstos. 

5.7.1. Agentes desviadores para tratamientos a la matriz.- Se u-
san resinas orgánicas inertes, ácidos orgánicos sólidos (ácido ben 
zoico), mezclas de ceras y polímeros solubles en aceite,y mezclas
de sólidos inertes .(Caco 3 , sal, resinas solubles en aceite) con p~ 
lírneros solubles en agua (goma ·Guar, poliacrilarnida, HEC). 

Cuando se usan en exceso estos aditivos, en pozos inyectores de 
agua, puede dificultarse su remoción después del tratamiento, redu 
ciendo la inyectividad. 

5.7.2. Agentes desviadores para fracturarniento con ácido.- El em
pleo de bolas selladoras,para desviar el flujo a otras perforacio
nes,se emplea frecuentemente en los tratamientos conocidos corno de 
pseudo entrada limitada y son probablemente los agentes desviado-
res más efectivos en los fracturarnientos. Sin embargo no son efec
tivos en terminaciones en agujero abierto o cuando el número de 
perforaciones es grande. En.estos casos se deben emplear agentes -
desviadores granulares. 

Los agentes desviadores granulares cornunrnente usados son: Sal, ác~ 
dos orgánicos sólidos {hojuelas de ácido benzoico) , resinas org§n~ 
cas inertes, ceras solubles en aceite y varias combinaciones de es 
tos aditivos .. En todffi los casos se requiere una amplia distribu- = 
ción del tamaño de las partículas más pequeñas, para llenar los 
huecos entre las partículas grandes. · 

Los agentes desviadores solubles en agua o en ácido son generalrne~ 
te menos efectivos que los no solubles en agua, ya que el ácido 
puede disolver estos materiales. Este efecto es más pronunciado, a 
temperaturas altas, cuando se usan materiales orgánicos corno la 
naftalina y el ácido benzoico. 
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Una mezcla de sal y hojuelas de paraformaldeído (50 a 50) en una 
salmuera saturada ql.le contengá 60 lbs. de goma Guar modificada y 
100 lbs. de harina de sílice o de CaC03 por cada 1000 galones, -
es muy efectiva a temperaturas tan q.ltas como de 300° F. Esta -
formulaci6n ha sido empleada, en pozos inyectores·de agua, con
éxito. 

Los agentes constituidos por ceras y polímeros, constituyen los
materiales más efectivos para aplicaciones en formaciones produc 
toras de aceite o en fluidos base aceite. -

5.8. AGENTES SECUESTRANTES 

La precipitaci6n del fierro disuelto por el ácido puede ocurrir
después de la acidificaci6n, reduciendo la permeabilidad de la -
formaci6n. El fierro puede proceder de los productos de la corro 
si6n que se encuentran sobre las paredes de las tuberías, o bién· 
existir en forma mineral6gica en la formaci6n. 

La precipitaci6n de hidr6xido férrico gelatinoso puede prevenir
se agregando al ácido ciertos agentes secuestrantes. Los más co
munes agentes son ácidos orgánicos, como el ácido cítrico, el -
láctico, y el acético, así como sus derivados más·efectivos, 
como el ácido tetra acético de la etilen diamina y el ácido 
triacético nitrilo. 

El ácido cítrico es efectivo hastq. temperaturas de 200° F, pero
precipita, como citrato de calcio, cuando se usa sobredosificado. 
Agregando 175 lbs. a 100 galones de HCL secuestra 5000 ppm de -
fierro durante dos días a una temperatura de 150° F. 

El ácido láctico no es muy efectivo a temperaturas mayores de --
1000 F. No es propenso a la precipitaci6n de lactacto de calcio. 

El ácido acético no· forma precipitados de·acetatos de calcio, 
siendo efectivo hasta 160° F. 

El ácido tetra acético de la etilén diamina es efectivo hasta --
2000 F sin precipitar saies de calcio,pero más costoso que los -
otros agentes. 

El ácido triacético nitrilo es menos caro qUte el producto ante-
rior, pero más que el ácido cítrico. No precipita y es efectivo
hasta 200° F. 

5.9 ADITIVOS DE LIMPIEZA 

Cuando se prevé un problema de remoci6n del ácido gastado del -
yacimiento, se debe considerar la conveniencia de inyectar, an-
tes del ácido, surfactantes, alcoholes, aromáticos pesados, ni-
tr6geno o co2. 
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En formaciones de baja. permeabilidad, productoras d.e gas, 'donde es 
dificil de remover el agua, es conveniente agregar ·alcohol al áci
do, para reducir·la tensión superficial entre el ácido gastado y 
el gas de la formación. · 

Los aromáticos pesados (producidos.por Pemex} ayudan a la.remoción 
de parafinas y asfaltenos. 
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C A P I T U L O 6 

SURFACTANTES PARA TRATAMIENTOS DE 
POZOS~ 

6.1, INTRODUCCiON 

Los iurfactantes o agentes activos de superficie, son pioduct6s 
qulmicos que pueden afectar favorable o desfavorablemente el flujo 
de fluidos hacia 'la pared del pozo y, por consiguiente, es ·impor-
tante su consideración en la terminación, reparación y estimula- -
ción de pozos. Para apreciar el papel de los surfactantes, es nece 
sario entender el comportamiento de los liquides. -

En un liquido, lis moléculas ejer¿en una atracción mutua entre e-
llos. Esta fuerza, una combinación de las fuerza~ de Van der Waals 
y electrostáticas, está balanceada en el seno de un liquido, pero 
ejerce "tensión" ·en su superficie. Efectos similares tienen lugar 
entre dos llquidos inmiscibles, o entre un liquido y una roca o su 
perficie metálica. 

6.2. CARACTERISTICAS DE LOS SURFACTANTES 

Un agente activo de superficie o surfactante, puede definirse co
mo una molécula que busca una interfase y tiene la habilidad de al 
terar las condici.ones prevalencientes. Quimicamente, un surfactan-=
te :tiene afinidad, tanto al agua como al aceite. La molécula de -
sutfactante tiene dos pattes, una soluble en aceité y otra soluble 
en .agua. P.or lo tanto," la molécula es parcialmente soluble en am.-- · 

·bos, aceite y agua. Esto promueve la acumulación d.el surfactante -
en la interfase entre dos liquides, entre un liquido y un gas, y -
entre un liquido y un sólido. 

Un surfactante con mayor afinidad al aceite, generalmente se clasi
fica como soluble en aceite; y uno con una mayor afinidad al agua, 
es clasificado como soluble en agua. Algunos surfactantes se clasi 
fican como dispersables en agua o aceite. 

Los surfactaptes tienen la capacidad de disminuir la tensión super 
ficial de un liquido en contacto con un gas, absorbiéndose en la -
interfase entre el liquido y el gas. 

Los surfactantes también pueden disminuir la tensión interfacial -
entre dos liquides inmiscibles, absorbiéndose en l¡¡s interfases -
entre los liquides, y pueden reducir la tensión ihterfacial y cam
biar los ángulos de contacto, a·bsorbiéndose en las interfases en-
tre un liquido y sólidos. 

Ya ~ue la principal acción de los surf~ctantes se debe a fuerzas --
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electrostlticas, un surfactarite se clasifica por la naturaleza -
iónica del grupo soluble en agua de la molécula. Esquemlticamente 
la parte de la molécula soluble en agua se representa por un cir 
culo y la parte soluble en aceite por una barra, como se muestra-
en la Figura 6-1. 

Los surfactantes aniónicos son moléculas organ1cas cuyo grupo.~o
luble .. en agua estl cargado negativamente. Un modelo de un anlo
nico se presenta en la Figura 6-1, donde M+ representa un ión p~ 
sitivo como Na+. 

Ejemplos de surfactan~es aniónicos, pueden ser los sulfatos repre 
sentados como R-OS03; sulfonatos como R-S03; fosfatos como - - -~ 
R-OP03; y fosfonatos como R-P03, donde "R" representa el grupo so 
luble en aceite. Los fuls comunes son los sulfatos y sulfonatos. -

Los surfactantes catiónicos son moléculas orglnicas cuyo grupo -~ 
soluble en agua estl cargado positivamente. U~ modelo de un catió 
nico se muestra en la Figura 6-3, donde X representa un ión nega~ 
tivo como C l. La mayoria de los surfactantes catiónicos son com
puestos de aminas, como el cloruro de amonio cuaternario. 

Los surfactantes no-iónicos son moléculas orglnicas que no se io 
nizan y,' por lo tanto, permanecen sin carga. Un modelo de un no~ 
iónico se presenta en la Figura 6-4, 

La mayoria de los surfactantes no-iónicos contienen grupos solu-
bles en agua, loi cuales son polimeros de óxido de etileno u óxi
do de propileno. Por ejemplo el óxido de polietileno como R-0- -
CH2CH70) x H, y el óxido de polipropileno como R-0- (CH 2CH (CH 3 ~
xH, donde "R" representa un grupo soluble en aceite. 

Los surfactantes anfotéricos son moléculas orglnicas cuyo grupo 
soluble en agua puede estar cargando positivamente, negativamen
te, o sin carga. La c~rga de un surfactante anfotérico depende 
del pH del sistema. Un modelo de un surfactante anfotérico se -
muestra en la Figura 6-5. 

Mojabilidad.- La moj.bilidad es un término descrip~ivo, utilizado 
para indicar si una roca o superficie metllica tiene la capacidad 
de ser cubierta preferencialmente con una pelicula de aceite o -
una pelicula de agua. Los surfactantes pueden absorberse en la -
interfase entre el liquido y roca o ·superficie metálica y pueden 
cambiar la carga eléctrica sobre la roca o metal, con lo cual al 
teran la mojabilidad. Afin cuando la superficie de un sólido pue" 
de tener diferentes grados.de mojabilidad bajo condiciones norma 
les de yacimiento, generalmente existen estas condiciones: 

La arena y arcilla están mojadas por agua y tienen una· 
carga superficial negativa. 

La ca 1 iza y, dolomita están moja das por agua y tienen .
una carga superficial positiva en el rango de pH de O 
a 8. 
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Mecánica·de Emulsiones.- Las emulsiones pueden formarse entre dos 
líquidos inmiscibles y pueden ser estables, dependiendo de los e
fectos que ocurran en la interfase. Se requiere energla para crear 
una emulsión, y deben acumularse estabilizadores en la interfase -
entre los liquidas, para evitar el rompimiento de la emulsión. Los 
más importantes estabilizadores de emulsiones son: 

1.- Partículas finas de arcilla u otros materiales 
2.- Asfaltenos 
3.- Surfactantes 

Los surfactantes tienen la habilidad de romper una emulsión, ac--
'tuando sobre los materiales estabilizantes, en tal forma que los -
remuevan de la película interfacial que rodea una gota de la emul
sión. 

6.3. USO Y ACCION DE LOS SURFACTANTES 

Los surfactantes paY;a tratamientos de· pozos generalmente son una -
combinación de surfactantes aniónicos y no iónicos. Los surfactan
tes aniónicos y catiónicos no deben ser utilizados juntos, ya que 
la combinación puede producir un precipitado insoluble. Los surfac 
tantes pueden absorberse sobre sólidos, para reemplazar a los sur~ 
factantes previamente absorbidos y proporcionar a los sólidos las' 
características de mojabilidad del surfactante más fuerte. 

Acción de surfactantes aniónicos Los aniónicos normalmente: 

Mojarán de agua la arena cargada negativamente, la -
lutita o la arcilla . 

. Mojarán de aceite la caiiza o dolomía cuando su pH -
sea menor de 8. 

Mojarán de agua la caliza o dolomia si el pH es 9.5 
o mayor. 

Romperán emulsiones de agua en aceite. 

Emulsionarán el aceite en agua 

Dispersarán las arcillas o finos en agua. 

Acción de surfactantes catiónicos Los catiónicos normalmente: 

Mojarán de aceite la arena, lutita o arcilla 

Mojarán de agua ·la caliza o dolomía, cuando su. pH sea 
menor de 8. 

Mojarán de aceite la caliza o dolomia si el pH es 9.5 
o mayor. 

Romperán emulsiones de aceite en agua 

Dispersarán las arcillas o finos en ac~ite: 
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Acción de surfactantes no-10n1cos.- Estos surfactantes son proba 
blernente las más versátiles de todos los surfactantes para esti~ 
rnulación de pozos, ya que estas moléculas no se ionizan. En córn
binacióh con otros productos químicos, los surfactantes no-ióni
cos pueden proporcionar otras características, tales corno alta to 
lerancia al agua dura y al pH ácido. -

La mayoría de los no iónicos son derivados de óxido de etileno o 
mezclas de óxido de etileno-óxido de propileno. Ya que la solubi 
lidad en ~gua de los no iónicos de debe al enlace· de hidrógeno ~ 
o a la atracción de agua por oxigeno del óxido de etileno, esta 
atracción se reduce a elevadas temperaturas y/o altas concentra• 
ciones de sal, ocasionando que la mayoría de los surfactantes·no 
iónicos se separen de la solución. 

Acción de los surfactantes anfotéricos.- Estos son moléculas con
teniendo grupos ácidos y básicos. En un pH ácido, la parte básica 
de la molécula se ioniza y. proporciona actividad superficial a la 
molécula. En un pH básico, la parte ácida de la molécula se ''neu
traliza" y por lo general, tiene menos actividad superficial que 
a otros valores de pH. Hay un uso limitado de los surfactantes -
anfotéricos; sin embargo, algunos están siendo empleados corno -
inhibidores de corrosión. 

Resumen de la acción rnojante de los surfactantes aniónicos y ca
tiónicos.- Adn cuando puede realizarse una sofisticada investi-
gación química acerca ~e las cargas radicales ~n la naturaleza y 
acción de los surfactantes, la acción corndn de los surfactantes 

.de cada clase puede ser aceptada con razonable confiabilidad. 

Dado que los sur~actantes .aniónicos y catiónicos son los princi
palmente empleados para cambiar las fuerzas electr9státicas inv~ 
lucradas en la lsociación de líquidos y sólidos, la acción mojan 
te usual, de estas dos clases de surfactantes en el rango de pH
norrnal, está resumida para una rá~ida referencia en la Figura --
6 - 6. 

6.4 DAÑO A LA FORMACION SUSCEPTIBLE A TRATAMIENTO CON SURFACTANTE. 

Un gran número de tipos de daño a la formación pueden ser preve
nidos o disminuidos con surfactantes. El enfoque más efectivo es 
emplear los surfactantes para prevenir el daño que.de ot~a forma 
podría ocurrir durante casi todas las fases de las operaciones -
de pozos, incluyendo la perforación, terminación, control, repa
ración y estirnulación de los pozos. Sin embargo, debe tenerse •
extremo cuidado en la selección v el uso de los surfactantes. Un 
surfactante especifico puede prevenir o disminuir un tipo de daño 
y crear otro tipo de daño. Los tipos de daño que pueden ser pre
venidos, disminuidos o agravados por surfactantes son: 

1.- Mojado de aceite de la roca de la formación. 
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2.- Bloqueos de agua. 

3.- Bloqueos de emulsión viscosa 

4.- Película interfacial o bloqueos de nembrana 

S.- Bloqueos de partícula debidos· a la dispersión·, flocu 
lación y movimiento de sólidos. 

6.- Restricción del flujo debida a una elevada tensión 
superficial o interfacial de un líquido. 

Mojado de aceite 

Mojar de aceite una 'formación normalmente mojada con agua, puede 
ocasionar una reducción de la permeabilidad de aceite de 15 al-
85%, con una reducción promedio del 40%. Cuando la formación cer 
cana a la pared del pozo llega a estar mojada de aceite, éste es 
atraído preferencialmente hacia la superficie de la roca del ya
cimiento. Esto incrementa notablemente el espesor de la película 
que cubre la roca del yacimiento, y reduce el tamaño de los con
ductos de flujo del yacimiento, así como la permeabilidad rela-
tiva al aceite. 

Los pozos de gas también son afectados adversamente por el moj~ 
do de aceite de la formación. Mojar de aceite ~na roca del yaci
miento puede ocasionar un severo bloqueo por agua o emulsión. 

Causas de mojado de aceite en pozos productores de aceite o gas: 

.Los surfactantes en algunos filtrados de lodo de perfo
ración, y en los fluidos de reparación y de estimulación 
de pozos, pueden mojar de aceite la formación. 

Los inhibidores de corrosión y bactericidas generalmen
te son surfactantes catiónic6s;que mojárin de a~eite la 
arenisca y la arcilla. 

Muchos desemulsificantes usados en los tanques de alma
cenamiento o en los cambiadores de calor, son surfactan 
tes catióriicos que mojarin de aceite la arena y la arci 
lla. -

El lodo base aceite, conteniendo asfalto, mojari de acei 
te· la arenisca, arcilla·s o carbonatos. Los lódos de emuf 
sión de aceite generalmente contienen grandes cantidades 
de surfactantes catiónicos y pueden 'mojar de aceite las 
areniscas y arcillas. Las pruebas de laboratorio indican 
que algunos lodos de emulsión de aceite exhiben fuertes 
características mojantes de aceite; mientras que otros 
parecen ser menos mojantes de aceite. Otros fluidos de 
perforación y terminación pueden mojar de aceite la roca 
del yacimiento bajo condiciones específicas de pH. 
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Un surfactante con fuertes propiedades mojantes de agua puede con 
vertir algunas superficies mojadas por aceite, a superficies moja 
das por agua. Esto ampliará los patrones de flujo al aceite y rei 
taurará la permeabilidad al aceite hasta un valor correspondiente 
a 1~ permeabilidad de la matriz alrededor de la pared del pozo -
sin dafto y mojada de agua. Sin embargo, los surfactantes catióni
cos son extremadamente difíciles de remover de la arenisca y arci 
lla. La mejor recomendación es evitar el contacto de arenas y arci 
lla, con surfactantes catiónicos. 

Bloqueos por agua. 

Cuando. se filtran grandes cantidades de agua a una formación par-. 
cialmente mojada de aceite, el restablecimiento de la productivi 
dad original del aceite o gas puede ser lento, especialmente en
yacimientos parcialmente depresionados. Este problema, causado -
por un cambio de la permeabilidad relativa ,al aceite o gas, cerca 
de la pared del pozo,generalmente se corrige por sí mismo, pero 
puede persistir durante meses o aftos. · 

Generalmente e1 bloqueo por agua puede prevenirse mediante la adi 
ción, a todos los fluidos inyectados al pozo, de 0.1 a 0.2% en-~ 
volumen de un surfactante seleccionado para disminuir la tensión 
superficial o interfacial y prevenir el desarrollo de emulsiones. 

La limpieza de un pozo con bloqueo por agua, puede acelerarse in 
yectando a la formación una solución acuosa u oleosa, con 1 a 3% 
en volumen, de un surfactante previamente seleccionado. Dicho sur 
factante debe bajar la tensión superficial e interfacial y dejar 
la formación mojada por agua. La remoción del dafto requiere va
rias veces el volumen de surfactante necesario .para prevenir el -
dafto. 

Bloqueos por emulsión. 

Las emulsiones viscosas de aceite y agua en la formación, cerca de la 
pared del pozo, pueden reducir drásticamente la productividad de -
los pozos productores d·e aceite o gas. Existe duda acerca de si se 
pueden formar emulsiones en formaciones de arenisca, cuando la for 
mac~ón está mojada de aceite, o cuando están presentes surfactan-
tes emulsificantes. En formaciones calcáreas, las emulsiones ge
neralmente están asociadas con tratamientos da acidificación por 
fracturamientos. 

La inyección d2 surfactantes desemulsificantes puede romper una -
emulsión en la formación, promoviendo un Gltimo contacto entre el 
surfactante y cada gota de emulsión. Para Tomper la emulsión, el -
surfactante debe 8er absorbido sobre la superficie de las gotitas 
de la emulsión y disminuir la tensión artificial para que las goti 
tas de la emulsión puedan coalecer. -
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El romp1m1ento de una emulsión en la formación, generalmente re
quiere d~ lá inyección de 2 a 3' en volumen de un surfactante de 
semulsificante en agua o aceite limpios. Los voldmenes de tra~a~ 
mients deben ser por lo menos iguales, o mayores que el volumen 
del fluido de daño, previamente filtrado a la fonnación. La can 
tidad de surfactante requerida para remover un bloqueo de emul~ 
sión usualmente será 20 ó 30 veces el volumen de surfactante re 
querido para prevenir el bloqueo. 

Diagnóstico del bloqueo por emulsión. 

Se ha comprobado que si existe un bloqueo de emulsión, y se real.!_ 
zan las pruebas de pozo para diagnosticar el problema, la permea 
bilidad promedio del pozo, calculada mediante pruebas de inyecti 
vidad, seiá varias veces mayor que la permeabilidad promedio de~ 
terminada de pruebas de producción. Esto proporciona una forma -
confiable de predecir bloqueos. de emulsión y frecuentemente se -
le denomina como efecto de "válvula de retención". Si un pozo -
con bloqueo de emulsión está produciendo agua, el incremento o -
la disminución de los gastos de producción no cambiarán aprecia
blemente· los porcentajes de agua. 

Películas o membranas interfaciales.- Los materiales formadores -
de pel1cula, incluyendo a los surfactantes, pueden ser absorbidos 
en la interfase aceite-agua y causar el obturamiento de la forma 
ción. Las películas interfaciales están fntimamente relacionadai 
con las propiedad·es de emulsión y mojado de aceite de los crudos. 

Las partíc'ulas finas, las arcillas y los asfaltenos,incrementan 
considerablemente la resistencia de la película. Un incremento = 
en el porcentaje de sal, incrementa la consistencia de la pelíc~ 
la. El aceite expuesto al aire puede formar películas duras. Al
gunos surfactantes pueaen incrementar la consistencia de la pelí 
cula, en un sistema particular de aceite-agua. -

Algunas veces los surfactantes pueden ocasionar que las películas 
se resolubilicen en el aceite y reducir así el bloqueo de la for
mación. El uso de solventes como vehículo para los surfactantes 
generalmente es benéfico en la remoción de películas duras. 

Bloqueo por partículas.- Es conveniente mantener las arcillas de 
ia formación en la condición original en el yacimiento. Sin em-
bargo, una formación productári de aceite o gas p~ede estar blo 
queada por migración de arcillas, ocasionada por el flujo de -~ 
agua, aceite o filtrado de lodo. La dispersión, floculación y -
liberación, o el movimiento de las arcillas, probablemente cau-
sen daño a más pozos, que el hinchamiento de las arcillas. Debe 
efectuarse un ariálisis cuidadoso cuaQdo se sospeche el bloqueo -
por arcillas. Por ejemplo, si se diagnosticó adecuadamente como 
un problema la dispersión de arcillas, debe seleccionarse un -
surfactante no iónico para flaeularlas y reducir el bloqueo. No 
obstante, si el diagnóstico fue incorrecto y el problema real-
mente es una floculación de arcilla, probablemente un surfactan 
te floculante ocasionará que el bloqueo sea mas severo. -
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Dispersión de las arcillas.- La dispersión de arcillas es una·cau
sa frecuente de daño a la formación: 

Los surfactantes aniónicos dispersarAn a las artillas en solu 
ciones leidas. 

Los fluidos con alto pH dispersarAn a las arcillas. 

Si se emplean surfactantes para dispersar a las arcillas en -
los disparos obturados con lodo, las concentraciones altas -
de §stos mismo~ surfactantes tambi§n pueden dispersar a las 
arcillas en la formación. 

Floculación de las Arcillas.- En algunas ocasiones la floculación 
de arcillas puede reducir o incrementar el daño a la formación. 

Se pueden utilizar surfactantes no iónicos especificas para -
flocular a las arcillas. 

El leido y otros fluidos de bajo pH tienden a flocular a las 
arcillas. 

Daño a la For~ación por Cambio en ~1 Tamafio de las Particulas.- -
Los surfactantes catiónicos que mojan las arcillas con aceite, in
crementan mucho el tamaño de las particulas de arcilla y, por --~ 
consiguiente, la severidad del bloqueo por arcilla. Debido a que 
los surfactantes catiónicos son tan diflciles de remover de las -
arcillas y la arena, debe evitarse el uso de productos catiónicos, 
en los fluidos de inyección o circulación, en formaciones de are
nisca. Generalmente, un bache inicial de solvente mutuo (alcohol) 
reducirl la absorción sobre la arcilla y la arena. 

Se puede reducir el tamaño de las arcillas de sodio hidratadas, -
mediante un tratamiento con HCl. Cuando una arcilla de sodio hidra 
tada reaccion~ con ácido, los ionis hidrógeno (H+) reemplazarán~ 
a los iones sodio (Na+), mediante un intercambio de iones. Puesto 
que la arcilla de hidrógeno hidratada es una partlcula .mas peque
ña que la arcilla de sodio hidratada original, el tratamiento con 
HCl tiende a incrementar la permeabilidad de la formación. Sin -
embargo, el HCl puede haber causado floculación de arcillas, crean 
do un daño. Probablemente deba utilizarse un surfactante aniónico; 
cuando se acidifique una arenisca con HCl, para prevenir la flocu 
lación de la arcilla. 

Alta tensión superficial e interfacial.- La elevada tensión super 
ficial de los liquidas cercanos a la pared del pozo, reducirá el 
flujo de aceit~ y gas dentro del pozo e incrementará el tiempo de 
limpieza del pozo. Surfactantes seleccionados deben ser añadidos 
a los fluidos de terminación, reparación o estimu~ación de pozos, 
para mantener una baja tensión superficial e interfacial en los -
fluidos alrededor del fondo del pozo. 
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La reducción de la tensión superficial e interfacial ayudará a pre 
venir la formación de emulsiones y bloqueos de agua y acelerará·la 
limpieza del pozo. 

Tratamiento de Pozos.- Un surfactante apropiado, diseñado para con 
diciomes especificas de pozo, puede reducir la tensión superficiai 
e interfacial, cambiar favorablemente la mojabilidad, romper o pre 
venir la formación de emulsiones, prevenir o remover bloqueos de ~ 
agua y ocasionar que las arcillas se dispersen, floculen o perma-
nezcan en el lugar deseado. En resumen, el uso apropiado de los -
surfactantes durante la terminación, reparación o estimulación de 
pozo9, puede prevenir o remover muchos tipos de daño, permitien
do incrementar la productividad o inyectividad ,de los pozos. 

Susceptibilidad al daño relacionado con surfactantes.- Las forma-
ciones .de arenisca, generalmente son mas susceptibles que las tal
cáreas al daño debido al mojado de aceite, bloqueos de emul~ión -
bloqueos de agua y cambios en las arcillas. 

1.- Debido a que la mayoría de los surfactantes catiónicos moja
rán de aceite a la arcilla y a la arenisca y estabilizarán -
las emulsiones de agua en aceite, debe de tenerse cuidado en 
el empleo de surfactantes catiónicos en' yacimientos de are-
nisca. Esta precaución se aplica en la acidificación de are
nisca y todas las otras actividades de inyección o circuli-
ción d~ fluidos. 

2.- Los bactericidas e inhibidores de .corrosión orgánicos, gene-
·ralmente son surfactantes catiónicos. Antes de la inyecci6n 
forzada de cualquier inhibidor de corrosión catiónico, den
tro de una formación de arenisca, deben efectuarse pruebas 
de laboratorio en n6cleos de la formación para determinar 
el efecto del inhibidor de corrosión especifico, sobre la -
permeabilidad de la formación. 

3.- Deben de tomarse precauciones en el uso de agua salada o - -
aceite de los separadores o tanques de almacenamiento ~ue han 
sido tratados con desemulsificantes catiónico~, durante la -
estimulación o el control del pozo, donde el bloqueo de agua 
o emulsión parece ser uri problema. Los efectos dañinos de -
lbs surfactantes catiónicos, pueden eliminarse mediante la -
adición de surfactantes cuidadosamente seleccionados. 

Los asfaltenos e hidrocarburos de alto peso molecular contenidos 
en los aceites crudos, promueven en forma notable el daño a la -
formaci6n. Las resinas muestran solamente ligeras propiedades de 
daño. Los hidrocarburos líquidos restantes, no poseen propieda-
des dañinas. 

Los pozos que producen aceite crudo con más de 1% de asfaltenos,, 
.probablemente están mas asociados con el daño a la formación sus
ceptible de corregirse por estimulación con surfactantes y solven 
tes. Los aceites crudos con baja densidad API, generalmente con-~ 
tienen un alto porcentaje de alfaltenos. 
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Las formaciones de arenisca que producen crudo asfáltico de alta 
densidad, son mas susceptibles al dafto provocadcr por el mojado de 
aceite, el bloqueo por emulsión y el bloqueo por agua. Un lavado 
con solvente-surfactante, durante 24 horas, seguido de un trata-
miento con HF, generalmente es el mejor tratamiento para este ti
po de formación. El contenido de asfaltenos en crudos con mas de 
37° API, generalmente es bastante bajo para promover el dafto a -
la formación. 

Por lo general, los bloqueos por agua y emulsión no son un probl~ 
ma en formaciones de caliza y dolomita, excepto durante una acidi 
ficación. En todos los tratamientos de acidificación a·carbona~oi 
debe utilizarse com·o aditivo estándar un surfactante no emulsifi
cante, para prevenir la formación de emulsiones. Cuando se sabe -
que se liberará una apreciabhe cantidad. de finos no disueltos, du 
rante una acidificación por fracturamientos de una formación de ~ 
carboriatos, puede ser conveniente utilizar bn agente suspensor. -
Lo~ surfactantes o polimeros son empleados como agentes suspenso
res. 

6.5. P'tEVENCION O REMOCION DE DAÑO 

Debe de tenerse especial cuidado en el uso de los surfactantes p~ 
ra prevenir un dafto. Como se seftaló anteriormente, la acidifica-
ción puede causar la formación de emulsiones, bloqueos por agua 
y problemas de alta ten~ión superficial, en carbonatos: 

Las areniscas son aGn mas propensas al dafto, durante los trat~-
mientos de acidificación, debido a los bloqueos por agua y emui
sión, la alta tensión superficial, el mojado de aceite y la dis
persión o floculación de las arcillas. En todos los trabajos de 
acidificación debe emplearse un surfactante, seleccionado a tra
vés de las pruebas delineadas en el API-RP-42, corregidas en - -
1977: "Recomend Practice. for Laboratory Testing of Suface Active 
Agents for Well Stimulation". 

Ya que las areniscas son mas susceptibles al ~afio, todos los flui 
dos y productos quimicos circulados o inyectados a los pozos, du~ 
rante su mantenimiento, reparación, terminación y estimulación, -
deben ser sometidos a pruebas de compatibilidad con los fluidos -
de l.a formación. 

Si las pruebas de laboratorio indican un dafto potencial debido a 
la circulación o inyección de un fluido al pozo, los surfactan-
tes para prevenir el dafto, deben seleccionarse a· través de prue
bas de laboratorio. 

El filtrado de lodo en pozos de perforación debe. evaluarse me-
diante pruebas de compatibilidad con los fluidos de la formación. 
También debe analizarse el efecto de los filtrados sobre las ar
cillas de las formaciones de arenisca. 
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Las pruebas de compatibilidad de los fluidos, y las de prevenc1on 
. y remoción de dafio con surf~ctantes, son similares a ~as descri-
tas en el API-RP-42 para tratamiento·s de, acidificación. 

Prueba de Compatibilidad de Fluidos de Reparación.- Esta prueba -
estl basada en el procedimiento API-RP-42. Para ilustrar el proce 
dimiento de prueba requerido, co.nsidérese que se va a emplear - :
agua salada del yacimiento, obtenida de los tanques de almacena--. 
miento de un campo vecino, como el fluido para controlar un pozo 
productor de aceite. 

a) El equipo necesario es: un agitador de alta velocidad, 
tal como el Hamilton-Beach.Modelo 30, con cabeza de disco estlndar 
o un agitador Sargeant-Welch S-76695; un.vaso de precipitadb de ~ 
~orma alta, con capacidad de 400 ml.; probetas de 100 ml.; cronó
metro o reloj; y una jeringa graduada, de 1 mililitro. 

b) Oqtenga muestras del agua que se va a inyectar y del ace! 
te producido del yacimiento~ El aceite no debe contener productos 
químicos de tratamiento; obtenga muestras de los surfactantes por 
estudiar y, una pequefia cantidad de finos de la formación o harina 
de sílice y bentonita no tratada. Bajo ninguna circunstancia debe 
usarse en estas pruebas bent6nita. tratada. 

e) Coloque 25 ml. del agua salada en el vaso de 400 ml., dis 
perse en el agua 2.5 gramos de finos de la formación pulverizados 
ó 2.5 g. de una mezcla 50:50 de harina de sílice y bentonita, 

d) Afiada al agua salada con los sólidos dispersos, 75ml. del 
aceite crudo producido. Agite la solución con un mezclador a -
14 000-18 000 rpm durante 30 segundos .. Inmediatamente vacíe la 
emulsión en una probeta de 100 ml. y registre los volúmenes de -
agua liberada a los diez minutos y una bora. 

e) Si después de una hora no se obtiene una separación de -
agua limpia, generalmente se requiere un surfactante en el fluido 
de control empleado para prevenir el dafio. 

·.Procedimiento de Selección de Surfactantes· para Prevenir la Form~ 
ción de una Emulsión~- Si estl indicado el empleo de un surfactan 
te, deben de realizarse prueba~ para determinar el-mejor surfac--=
tante para un trabajo en particular. Las p·ruebas para seleccionar 
los surfactantes son muy. similares g las de compatibilidad de flui 
dos previamente descritas. La úni~a diferencia radica en que el -
surfactant-e en estudio, generalmente al 0.1·- 0.2% en volumen, -
se adiciona al aceite o al agua, antes de agitar el aceite y el -
agua con un mezclador de alta velocidad. Para determinar el mejor 
surfactante para un trabajo, debe de realizarse el siguiente pro-
cedimiento de prueba con varios surfactantes. · 
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a) El equipo de prueba requerido e~ un agitador de alta vel~ 
cidad, tal como el Hamilton Beach Modelo 30, con cabeza de disco 
estándar o un agitador Sargeant~Welch S-76695; un vaso de precipi 
tado en forma alta, con capacidad de 400 ml.; probetas de 100 ml~; 
cronómetro o reloj; y una jeringa graduada de 1 ml. 

b) Obtenga muestras de agua que se va a inyectar y del aceite 
producido-por el yacimiento. El aceite no debe contener productos 
químicos de tratamiento. Obtenga las muestras de surfactantes por 
estudiar v una pequeña cantidad de finos de la formación, o hari
na. de sílice y bentonita no tratada. 

e) Coloque 25 ml. de agua salada en un vaso de 400 ml. y dis 
perse en el agua 2.5 g. de finos de la formación pulverizados o-
2.5 g. de una mezcla 50:50 -de harina de sílice o bentonita. 

d) Adicione al agua salada 75 ml. del aceite crudo producido 
y disperse los sólidos. Añada el surfactante seleccionado, usual
ment~ al 0.1 o 0.2% en Volumen. Agite la solución con un mezcla-
dor a 14 000- 18 000 rpm, durante 30 segundos. Vacíe inmediatamen 
te la emulsión en la probeta de 100 ml. y regisire los volGmenes
de agua liberada a varios intervalos de tiempo. 

e) Las pruebas deben repetirse usando diferentes surfactantes 
y porcentaje de los mismos, para determinar el mis efectivo al -
mis bajo costo. Si el surfactante es eficiente, romperá la mayoría 
de las emulsiones unos cuantos minutos después de detener la agit! 
ción. 

Selección del Surfactante para Romper una Emulsión.- Si está indi
cado un bloquMde emulsión en un trabajo de reparación o termina
ción de un pozo, deben realizarse pruebas de rompimiento de emul
sión utilizando surfactantes seleccionados y muestras de la emul
Slon producida. Si no se dispone de muestras de la emulsión, la -
alternativa es preparar en el laboratorio una emulsión similar, -
empleando fluidos y productos químicos que ocasionan la emulsión 
en el fondo del agujero~ Para emplear este procedimiento, utilice 
pruebas similares a las descritas para prevenir emulsiones, 

Esto· comprendería agregar el surfactante, generalmente al 2 o 3% 
en volumen, a la emulsión y agitar con el mezclador de alta velo
tidad, durante 30 segundos. Vaciar en.la probeta y registrar el -
porcentaje de agua liberada después de una y 24 horas. Generalmente 
es aconsejable correr varias pruebas de rompimiento de emulsión -
utilizando diferentes surfactantes, para seleccionar el rompedor 
de la emulsión más efectivo. 

La Tabla 6-1 muestra los resultados de pruebas típicas de rompi-
miento de emulsión con siete surfactantes diferentes. 

Los sistemas que no forman emulsiones e~tables, generalmente no 
reqtiieren de sutfactantes en las soluciones de tratamiento. Por el 
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contrario, si los sist~mas utilizados en los tratamientos anterio
res al pozo, muestran emulsiones estables, el dafto al pozo puede -
deberse al bloqueo por emulsión de la formación._ · 

Pruebas de! Mojabilid_ad Basadas en el API-RP-42.- En el API-RP-42 -
se describen varios métodos para medir la mojab~lidad; sin embargo, 
aquí ·se describe ún_icamente la prueba visual de mojabilidad. Esta -
prueba debe aplicarse para su uso en el campo. 

Tabla 6-1 
Pruebas de Rompimiento de Emulsion de un Crudo Asfáltico de Baja -
densidad y Salmuera 

Agente de de Emulsión Rot"a 
rompimiento Pozo No. 1 Pozo No. -2 Pozo No. 3 

hora 24 horas 1 ho.ra 24 horas hora 24 horas 

A 80 100 100 100 100 100 

B 70 100 100 100 80 100 

e 40 . 60 80 100 S. O 100 
D 20 20 20 so 10 40 

-E 20 20 20 40 1 o 40 
F 20 20 20 40 1 o 30 
G 1 o 20 o 1 o o 20 

El equipo y los materiales requeridos para la prueba son: 

Un~ botella de boca ancha, con capacidad de 4 onzas o vasos de 
precipitado de 1SO ml. 

Kerosina y/o los aceites crudos por probar 

Sl fluido acuoso de prueba (a*ua, salmuera o ácido). 

Arena limpia y/o partículas de caliza, mallas 40-60. 

El procedimiento para los surfactan_tes solubles o dispersables en -
aceite es: 

a) Coloque en una botella SO ml. de· aceite conteniendo surfac
tante a la concentración deseada (generalmente 11 o menos para usar
se en tratamientos ·a poz-os) y adicione 10· ce. de la arena de prueba. 

b) Después de 30-minutos, va~íe lentamente, dentro de la- • -
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bot!llti\ H SO, JI!l •. h;,. agt,Ia .te~i~¡I].do,.<;!!i~f!-~c;>, d~,J:rr:\)YE'!!:J,i;¡-0 1:1n, .ex~,\)$ ~X\Jj ifO') 

me~c;~~:~Yr-~J?.4-~ 5 ~~ififl;F~ón .. , ~:-.·l(:!r;·t-,.,1 ---~n:>i:.:J¡J-:1..1 n:-:l·t;._r)!Jirr .'~~~:crr )H :·.:)·.::-
r::···: 'l':r••¡,-~- f, { 'l:; f¡,:) i .-' [' ':f'j e, '11"1 n•JI'J;tJl (Í r •' J.-:>·1·.'-d'J_:.l 

e) Observe·l~'di~p~rs~bilidad .relati~i·di i~s pa~i~~~las·-
y su ~rnc!el"!c¡:~¡¡ a.,fPJfma;r ·.a!l_l!ega~o~ ,en.¡ai]IP,~¡¡, f.ils~~;,, H!JP,s¡¡¡,:y,,gl~p,~¡<}n··¡ 
l~J.:"~'!-~a,pqo , l;'!)a, peqve~¡¡ ,c;:,¡¡pt ~da~¡ 411r•a¡:~n.~, ,, Sflll~ ;¡¡, ~):!cl;tft*' i,U'! ¡ d§>é, yl}ao; ~ 
se~:'; 'In~c:~ ..• !'l~P~~~l¡¡,,. i\¡, te" fi!-~e,;~?~l19!ia,; y p,e.:r;n¡,:¡.¡; ~~f)l')o., f1.Uy .: .l~H) a.;-~nau" 1: 
ca1ga dentro del agua .. c.,r~!:!;· J·J o·) ·:~; 1 , ~-;: t;tJ:q ~..-; 1 ;~.__.~í:¡J~ •jd·-;::. r,d'.)u~rr¡ 

El procedimiento para los surfactantes, solubles o dispersables Ém 
agua _,es: . . f :: r· J rit:T 

;·._¡_r;: _;_; ¡,·_¡·;:.!;12_:·. t'~.l;.·¡:; !l'J ":..1 1J íF':;.·J;J¡f¡> •_f• 'J:!fr''frlf-<-r!md}Í ¡J, ··J~r• 'l..JJfJ 
a) Coloque en una botella SO ml. de )ll).a 11 ~1!'J.~cj.ól} 1,,a.<¡:pe_~ 1 , 

sa conteniendo el surfact"ante a la concentración deseada y 'añada -
JO.cc ... de la._are.na .. de prUeha.. ----·-·--· .... L ............. _._ .. __ .......... -----··--

¡··!·u·;:~· ;·'r!·);·::rum:' ·¡f .. :· ·' ~:... ·~t¡¡~·J/· 
. . , h). Desp1;1és ·de -39 minut~~::decante 1~ ·so:~uc~?'i' _ de¡H!;O, ¡ A~'l,,;,-: 

otra botella ·y. cu1dadosamenteladxclone sobre• laG~o'l'uc1on, SO ml. -
de··aceit&~ ~:·-~·~d i '"'r·.·¡cl_r• .·:: ¡:·¡(,.d ! ~:r·rcd ~-~ ¡:·¡ud t 

',.e) AgÜe lentamente' la areíialtrata,dli';tpermid¡;ndo que _Jo 
caiga 1'1,,-¡:ravés liel aceite Yt·~J. agua ... •¡ ;¡;:í w¡ ;:¡ 

.-. 1 d) ObS.erve la dis}:>tH·sabilidád rel·at~V~ o tentléncia a foT 
mar ag)c9m.erados ,fi'n ambas fa~E!S, ac·.1os,as y oleo~a'. o•. (i 

El P~?2~dimient8·para solucibnes lci8&s es: ~~ r''· .l 

~~¡: ~~: i,!·. n~. 1)~ us~ ·:: 
a) Coloque en una botella, SO mi. del leido, conteniendo 

el sur~actante ~ inhibidor de corros!6n por p~hbar y aft&da 10 ce.:· 
d.e .. a.re.na .... Realic.e. eL r.esto. de. .. la ... p.r.ue.b.a __ eJL La .... fQ:r:m.a_de.sc.r:.i.t.a __ p.~xa_ .. 
surfactantes solubles en.agua. · .. 

::-··~: . ,,·:¡_··{ • ·;] ~.·¡ .. ;q ::~·¡_._, !')t:: ¡·¡ ·!·~<f:i"·r·.)l~:~l ?:·Ji. '( :1r;i.up~:, !"i 

, . b) Observe. la a~ariencia de los granas de arena .en~~ 1 
cid o~ e de can tEF iil leido' ji' ertjuage la afeita';cor¡z:§a l\Jmef'a"srritéifl:i'ca
o de la formación. Cubra la· arena con SO ·ml. ''de salmuera':f'50':ml. 
de aceite. Observe nue~amente el estado de los gran9s de arena. 

· ·:.;rr'J1rJ í'.J([ :.:r_,,;:¡~· •. ;.~·;JJ•'¡·)r; ;:.,_,, :}\'( ;:;nj:; ... ;·r··¡,¡ 

Interpretación d~ Resultados: 
''~::;! )': ~· J..·; .. ,;;:-::.;? :! 1 .. -~' ¡ ¡_:r':>SJ1lj r)h •;;-:::JJ-·:¡_; oh~ul"t ~·.¡ 

Las arcillas u ot>os fipos ~oj~dos fu~rte~ent~ de agua -
sg·'dJ!sp~fSáiFrlpidtuíjent~ eh" ~a' rase á:cüosa';l'~per6''!5é~'aglo- · 
meran o ag~utinan en la fase oleosa. 

-.·.''~: ·~·;·.··:,·.:.: .. .. =~ ·:~<-,;::·~-~ ·~·.:~!.:i·:!:.¡¡;"}·;:¡J.·. <:'f r;1;q ·r.~tt .. Ji·¡!¡j·tJ0-.·:~"r:¡ .l:i 

Las p"artfculas firmemente mojadas de. aceite, se ag:J!o::>..t.: '": r' 
.meran o aglutinan e~ J.a fase.acuosa. . 

:.,r:·)~Jr.-· f~·:!:,.:r1·_.,; ')),'•"_.t: -.! 1_;. .!·ff u~: h;f')j•Jd !:.:il:! n:• .:Hfj}()_!•-,,) ~;; 

''' :> ·.'Debídd a,qÚe iá' 'niÓ}abiUd.a,aLexisteni!it·'al:feren'tes"gradosr;u 
··:: :·.·; )! eritr'e 'lós eietremos:de''ser'ftiel'temente mojadd''d~''1Ígil-a tr)-'J? 

fuertemente mojado de aceite, las observaciones de los -
·~istelii~s ihte:rmed.io~ soíi' difídfe~"·éi!Vdl'~tÜiguir1 'y' aes-
c;:ribir. 

·Deben consideraise otros factores. Por ejemplo, cuando se· 



"' •.1 

\,1) 'J' ¡;J ''' U: ll') )tr J.: \,D IJ) ~ lD : , , 

'á có- ' ' r '"'='" uf'iTíia "i:Irf" aceite e udo de color, obscuro,· las: a.téna.s moja 
-"':e;.g;.¡~g;.¡;. d¡i\~si:c<fce~,a:tte'ite deben aproximarse~al color-'de1-o:cr\,ido .. Si el 
:»· ··~-.!'.:--"~ :': -~ c;;r.l.l:"d9~ .t::~'eri'de a .fó.rm;if.': ~:¡cjió.lJ, t¡iíi,eamente'~ a na errit;tls 1'6rt al e on 
':': ·-:¡, ,-, ~:~} ·:;, ti!~'üf<Qo'ii ''}as soluciones acuosas; de""s'uffactarrte•; :la. arena 

puede tener la mism~ apariencia •que si estuviera. majada_-
de aceite. 1 

1 1 '. ' 1 1 ~~-~ ~ ~ g ~ 
Requerimien;i;o:'S ':il'éi ·:-Ib:S Surfac tant es para Tr.a tam ien to· ·de Pozos. 

: , ' 1 . r t . i 'ú _;, <.:i \D tZ ~!J ;· • , ! · : • 

: ,Ur¡ surfactartte 'ut'i'li0zacto para! prevenir o remover daño. deb'e::. 
':(~t~-f;8S-~~!.; 1 ._- • • 

R&dil-6'if;.21.¡¡_~- tens1i6n ~ü.pé':Tfi;§ í•al. ~ in.t~!.fac'tú-: 
', ?: . ~;: -~ ~2: :.~: ~: 1 

Prevenir la formaciÓn de emulsidnes y romper··las· previ.ame~ 
te formadas. : · · 

i ;~ ~; U• t.~ O'> U• ;o: '.JI ''1 ':J.·<..,... iJ' ! 

,e-;.:~";; "}.-~e~ ~f&,jii~ geg~u~ a la roca del yaci:miento' considerando la -
:~~-~~~~:?,- s:~~l~~~~~~~~-2} ~1 pH dyl agua utili~zada. 

1· . ' 

-~~ ~~- g ~~ ~~~~;N:~ ~i~~h~~~ ~~c-?~)er; o~,-~,l,:~J~-~ .... a ·l~_s ___ ar~_ill~_~:- de· .. fa formación. 
-..,. -•-,--,.,-. ·--.-~· r·•· .. , ... ,,,-.,. -.·--,· '\J f•.; ;_: (\.' -: ::,,;. - ..• ~.' '"\_. ·' ~:.· ···~ :' • . 

1 'c<?,"~k'i!::r\:·I M.an'~Efh~}\:i~a <\Ctividad de superfi:ci'e-:'a' fas condic.ibnes de· ya 
~imiento. Muchos de: los surfactantes comerci•les· d~ los-cua 

e··,. .t:r-o:-bp-o.s 1'a~ecen perder mucha de su actividad de süperfi--=
': ._, c;.1;a:;&: .. C:otici•entraciones mayores de· 50 000 ppm de sal.· Para re 

'" s;o'lve'r ~e'st·Ei problema, en ocasiori.es es conveniente bombe-ar :-
:,,,.~_;.)Fr':';~';-t!;:-u¡n~-tí-ai':h'e:?,i-iüqial d'e;solvente o agua de una sa];iriida_d relatf 
;,, ·""' "'"'"' v~a.m:en,te. baja,: como I<CI al 1 ~-• adelante del tr'"t:amiento con 
~g-:~g ;;~;:::;: sú;'r.fá't?á\ld,. E-1~-uso:de,ul! ,bache ini-ciaL con:solv:ente ta!Jibiéh 
:_; ~:: 'Ci o';~ r p\J:e4~é~)'~'d_u~"' i f''l'g -procfilc'cJ:'áii' de' agUa .inmed iatarrient e despUés • 

.:5, ::.::-:-::..-::-~~·~:;.:=.d!e·1··'tta.:-tánrlerito. Sif:l embargo, nO¡ debe'e'rnplea'-rse'un bache--
c . . , 

: .. -::> 

iinicial de solvente!en pozos productores de g_as seco. 
C' '.1' ¡-¡ .:;~ ; _,, ,-~ :.J'l ·:•: m '-'· , ~ ~ . 

e: sé'rso'lU:b:Le\ en el flÚido de acarr,eo o de tratamiento, aJa 
·t'empe'rá'tííra de yaciJhiento. Algunos surfactantes s:e· disper

;:j.,-:~ ie :-i!.fJ.r;- s 1ái1~:~s~f5i·S·f~ctoriarneJ;Ite en sus fluidos acárrea~·OI~e·s< 

t'~ -~ 

::;r. ..,., cr-o ~~· !.-', , t·· r-.. ;":. :-,1 :n r· . , , . · 

::•;.::,~;.~'' str~f;c'?fliPliúbl~s c~n l"a:salmue-ra o los-fluidos·ae la'forma
"' " o o c.'i¡in_.~;A:r!i.iino$'''sürfactant'é's · aiúóniaos ·y ·cat i,ón ü:Gs, pueden 
""-'"--'--" s1er·'""·éx'b'-a-1:dds" de lil solución p.or elevadas· ccínc:entracio-

n:es de sal, pero g-eneralmente son mas soluble·s que los stú 
factantes no 'iónicos, a altas t¡mperaturas., 

1 

·La tabla 6-2 muestra datos 
. cialmente d.isponibles, :1 os 
mientos a ~l:os pozos. 

comparativos de algunos su~fact¡1ntes comer 
cuales se utilizan frecu.en·temente en trata 

. ~:.; 

:,~6 ~~E~~Mt{~i~P,O~ I)~ P~;~OS CON- SURFACTAN'[ES:. ~' ·~· J 

1 
~~~~: ~~~~fi~~;~ ~ '!,: i!. ·~;¡ :,: ::h; ?~ ~f,~~7~·:: ':: ó '''~~ -: 

(_, 1"1.· c:r 1 ·-·,'"- r:f\.., t1• ~ :.~. ;:.· ~l' 1 :J; 

r~ ~at~i~~J ,,ü~m ~: .. 
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TABLA 6-2 

DATOS COMPARATIVOS DE ALGUNOS SURFACTANTES COMERCIALMENTE DISPONIBLES 

Exxon Do well Halliburton 
P ro p i e d a d Corexit 7652 F-75-A F-75-N TRI-S* Morflo II 
Naturaleza Ionica Nionico & Nionico & Nionico Anionico Anionico 

Aniónico Aniónico 
Densidad relativa 1.0321 0.960 0.920 0.948 1-:o5"8 
Punto de inflamac10n, F 121 70 69 182 
Tension interfacial 
Agua/O% Surfactante 
Agua/0.01% Surfactante 
Agua/0.1% Surfactante 
Agua/0.2% Surfactante 

"SOTU6l e en : 
Alcohol isoprop{lico 
Aromáticos 
Aceite Diesel 
Keros in a 
Aceite Crudo 
Agua 

Dispersaol e en: 

39.8 
18. 1 

Si 
Si 
Si 
Si 
Si 
No 

39.8 
17 .o 
3.0 
1.3 

Si 
Si 
No 
No 
No 
Si 

39.8 

10:1 
8.2 

Si 
Si 
No 
No 
No 
Si 

39.8 
1 
1 

No 
No 
No 
No 
No 
Si 

70 

39.8 
8;4 
1 

No 
No 
No 
No 
No 
Si 

Aceite · No· No No· Si Si 
Agua Sal a da Si No · Si 
Agua fresca Si Si Si 
Mojaffi fdad de arena: 
Agua fresca 
Agua/NaCl 50 000 ppm. 

75 000 ppm. 
100 000 ppm. 
150 000 ppm. 
200 000 ppm. 

Mojabil i aadde-ca:roona tos: 

Mojada -de agua Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua 
Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua 
Mojada de.agua Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua 
Mojada de agua Mojada de agua. Mojada de agua Mojada de agua. Mojada de agua 
Mojada de agua ~1ojada de agua Mojada de agua Mojad·a de agua Mojada de agua 
Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua 

. Mojada de .agua Mojada. de agua . Mojada de agua Moj•ada de agua Agua fresca 
Agua /NaCl 50 000 ppm. Moja da de· agua Moja da de agua Moja da de agua- Moja da de ·agua 

75 000· ppm. Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua 
100 000 ppm. Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua - · Mojada de agua 
1.50 000 ppm. Mojada de agua Moj.ada de aq~a Moja.da-cde agua Mojada de agua 
200 000 ppm. Mojada de agua Mojada de_agua Mojada de agua· Mojada de agua 

* Principal aplicación en la Adificación de Arenisca 
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problema en la remoc1on de daño de formaci6nea de arenisca, con sur 
factante, 'es la casi imposibilidad ·d~ obtener un contacto íntimo -
del Surfactante con los fluidos contenidos en los poros con dafto. 
El bloqueo por•agua es relativamente fácil de tratar,· ya que "éste 
es más bien un problema de incremento de la permeabilidad rélB"ti
va al .aceite o disminutión de la·tensión in~erfac~al, que de remo 
ción de un bloqueo total de la formación. 

Lo.s bloq~eos por e·mulsiÓn pueden ser tr'atados; sin· emba~go, los tr~ 
tamientos de estimulación con surfactante, tienden a interdigitar-. 
se o canalizarse a través de una emulsión viscosa. Si no se rompe 
la mayor parte de la emulsión, durante una estimulación con sur-
factante, generalmente la·emulsión regresará directamente al área 
alr~dedor de la pared del pozo y restaurará Ia condición de.blo-
q_ueo. 

Si el problema de daño es un mojado de aceite, éste p.uede ser re
suelto mediante la inyección' a la formación, de un 'poderoso sur--· 
factan'te que moje de agua. Sin embargo, si el mojado de acé'ite -
de una arenisca es causado por surfactantes .catiónicos, éstos son 
muy difíciles de re~over. La mejor solución es evitar el ~rata- -
miento de arenisca, con surfactantes catiónicos. 

~eneralmertte es bastante diiícil de diagnosticar, con seguridad, -
el daño de un pozo. No obstante, suponiendo que el problema ha si
do diagnosticado como susceptible de remediarse con un tratamien
to con surfactante, la siguiente etapa es planear el trabajo para 
eliminar el daño existente, sin causar un daño ~dicipnal. El pro
grama .de estimulaci6n debe inct'uir medidas prácticas para propor
cionar un fluido de acarreo limpio para el surfactante, incluyen-
do un sistema de ~ezclado y manejo apropiados. · 

Antes del tratamiento con surfactantes, puede ser necesario lim-
piar la tubería de ~rodu~ción, la pared del. pozo y los disparos -
para eliminar óxidos, incrustaciones, parafinas, asfaltenos, are-· 

··na, limo y otros materiales. Puede ser aconsejable redisparar pa
ra propiciar la inyección del surfactante en todas las zonas. 

La estimulación generalmente se lleva a cabo con una solución di
luida de surfactante, usualmente 2 ó 3% en aceite filtrado o agua 
salada libre de productos químicos extraños. 

Fluidos E,mpleados en los· Tratamientos.- f;n los tratamientos de es-. 
timulación e~ que se'utiliza aceite como fluido acarreador del sur 
factante, generalmente se emplea aceite refinado tal como el acei~ 
te <}.i~sel, xileno, aromáticos pesados, kerosina o hidr·oformato para 
aviación, con 2 ó ·31 de un surfactante miscible o dispers'able e·n 
aceite .. 

Se puede utilizar aceite crudo limpio y filtrado, pero no debe con 
tener materiales ta1es como inhibidores de corrosión, agentes des~ 
hidratantes y otros productos quimicos extraftos o sólidos en sus•
pensi6n. Es difícil eliminat los sólidos suspendidos .consistentes 
de asfafto, parafina o finos del aceite crudo. Los filtros Péco -
son los más eficientes filtros de aceite, empleados en operaciones 
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·;, ~ . :1 ;¡ r · .•.. fi; ·; ·· L I il'.· 

de.G.ampo. .. ;113 ·~· iLt,ír: '.,:.·~·J;:r.~ ~.¡~,,~¡:¡~": i;;;~:¡ ¡: .:·•) ~·J':r¡·;·~··:i 
. ' .. ·. ; . ,. ·'': 1 i! ') .. r,;. l (! .ot ;; :1 . :n' ¡ : ! ' r : -. :· ¡ 'i (;, -~ . ' .~'¡[j: 'l ·.~f.'; i. 1 ;.., i .·.d: 
.Para los .tr';ltamientq~ ql'r .est~ll)J.!l;¡,c~ór¡,,:ysalilqo,,a,gu.a ,r,pm~J.,!']J,,,pu~qo 
ac·a rr-eadpr, s~ l]~ iH zar agya,. qll)p~a ,¡:'?n -,?,% J P,e: Kc,t .. o ,:Mu.a, '~a lj~¡<l,a ,, e,
limp~¡¡. e,;;qn 2 a,';)~ .d~ 1 un surfi\qante._,J1Jiqc;iq~!1iP,;<;l~sp,er;Hql,~ ft¡;l ; . -
agua. .::(·:·¡~~1'>1Jf;·: 1:í ;~. i;:·r·¡! i)')iJ¡"··:d til; .J!.. :J1: 

El vol u m en de_! r:a tamiertp: ~e be_ ~er. ¡, ~gya I ~,9 .•:'lli\Y.or , a,~ )<\Q ~~!)!en ,¡d~l. :-
.fluido-que d¡¡.np.la. foma~."9l'l,,S:t¡; ell)b,a:gP;-,a,.\11eljllJ9q ~e: 9e,q\;9~~~¡¡ 
~_l, volumen exacto. de; flJ.!J,~o p,e,r,d~dp 9t,l!l){es;t¡¡d'? a~)¡¡~fq>p)]¡¡t,c;lqn.,,,
Un tratamiento: ~rol1)ed ~o,, .,di ~eija qp pi\ r.~ )?i\c,e,r "e OJ! t.as l;q •:son:i~!Jnra.J
d1o de t<es -¡¡,.-cJ.I:tc;:o p:¡es. c,Ie.)an!F¡lryq,,~e~ rPQHl>H,fY~. 1d,\'1.,1T)as.)q,l))¡¡n<;>s 
100. galopes de ,1a ~olución de ,sm;fP,ct,¡¡,n~e: a~._'~~;!'j ~L;,poí;,,B1hA~,.
intetvalo tratado; los tratamientos promedio con surfactante~.pue 
den ser de 4 000 a S 000 galones de una solución al 2%. , , '~-•!·-

. ¡ , , ~ ) ·, , ! : ! r : 1 • • :1: .--_ ·_; · , ri r> r, ') f.¡ :; ,J': j ¡ :1 r' ·1 , 1 '_) • e:. 
Colocación· de·l _Flu~do ·,- E~ ,tr,atamien~o sqn, .. )iurt~c;¡¡nH:AtelJ!'1 ~~~~o
nea':se par¡¡ a$egy:r;ar.,la iJ:¡yecsJ:óq p~ntrp,cj~ tpd'\.?.-},a§,,r,on,¡¡·~,p~r:
meable~ abi.ertas, ~p-,la ,p¡:¡:r:ecLde~ .pq,~p ... ,¡:;n- i\~l}a~.,epel)l~~~. ~f:1pen,¡,
emplearse técnicasc.tle,,¡¡is;.~mie~¡;o.,J1ata ;:¡segyrar. q~e~t;l; ~~~Hv¡¡lg, 
,trat,ado llO exced9-··.EJ~i:J?,(;!:p~~S:o ·t!/J,J';'';.!-!;!-: !!O.J 1 •,·,.;._:in·;f.'.-· '~'l_.. r 1 Jrr·'.·j·,¡ 

\.]n. lavador de .d ~sp::¡r(j)_s.,: de 1. t:~po: cl¡,; h~Jrq.lJ p Hh ,,flu~cle:,aY,I~~~f-, ~, 1 d ~
rigir e]_ surfactan.t.~ .<le.n,t:q .. de, t?do.s,)o.s,.i8~e~v,a.lqs,,~b~~r,tp~··-· ~~ 

. ocas~ones e.s ,qonvenl~nte.,.~~yer:.tar,¡tm.gl3s:he e,n.>,C,lfl~,Ae:~iJLv~·m;t;enll~ 
ra reducir: la prpducrr.~ón dé.;!'!gt¡a ,po&fe;.~Rr,~l. ;t;é<J~ai1J~.e?~P ·¡;pJ:1 Al;!!:. 

f a~tar¡te: .. : , _: . '. , ';:',',; ; : , ;::: ·,· .'.' ( .'r' ¡"': .. ::.'/:;· i ;;; ;'"., [';::,:;~ 1 .: ,; ~ ;;r.:'.~;,'[ :~ 
Después d~ -la_ ir¡yecc;jón., f;o¡r:,;;a.d?--c;lef .&4Tff!c;~an~e •. ;:~,,!a ~¡)rll)¡¡¡:)~i1, 
a una presión· menor .. de;,, l.a .. de,, f;r,r(tu;r¡a., ,e;~,.¡oozg,.,d¡¡pe,,s;~p::;n: Sf1 1,d,lj,¡
rante 24 horas, para asegurar una respuesta apTopiada a 'ia accion 
d.e superf~.g-ie·.~ ·, J,' :1., r.·: , .=: ·, ¡f!;.! ,[· ~·!'í!r. flr ·_, ·)·; .. !·~if.lr~tr:·¡ t J :·IJ .-'·)::r·. 

. • . . 1 • j 1'' ) f • ' ' • • 1 k : '1 ! , J l¡ 1~ ~ i • 'j i 1 ~ :_; j : ! • i \( 
Incremento en_ la .. E.tJ~jcncia d~l Bbmbeo:Hec~ni~p.~ Lgs,~py@sFtH~
.do re~, tl.e 1 a : compa fj i a .. G:hcvron,, r~p<;>N a r_ol)' ,e~ , é~.i.t;oAJ e¡" el)lp,l ~'?! de, ,1- · 
su rfa¡:tante.~; pa q,, in'{orti,r,,. er¡ e,L f 0rypo,,ll\"L'l!:;lj ei:?, , p(i~ 1 .~p)t,q s ít;in 
de agua en aceite a una emulsión de aceite en ·agua, para mejorar 
la prpduc.c-i ó¡¡, .d e,,l Q S, .,ppz o.~ rrod u e tor.e~ •. ejE)! lllil<j¡¡ .~m u~& i 911 ¡ ll)JJ}'. V-~ SF<?-
.sa d-e IJ;IJ. cruU¡p a?f·ál~~ic¡:o. ·: ·:;1::··::·1..:.·::: ,.·;.;>-.J 1;'i·:.·r:· .... ¡;L!;d 

• ... , •. ,. f t .• '1 , ·,; ,., • , l • ••• • • , : , . 1 , , .. : . -, •. ,r · 1 ~ • 1 1 , • 

En un campo se estaba p'rodÚcie'n'do ¡;~· tr~'cio asfáltlco'cle i J'óAPI.-
como u-na,,.(')m:lJ:ls,i.ól!l de: agua .. e.n:.<'Cf?Ütl-;,con •. lJfla,,yi~.c;:c¡2·i.?a~ ,de,_;3p,,pqo 

,a 40 000 ,cp,<'··8:0°F,., P~?pné,~-.d.e. ~nver,~ir: l:¡t ,eiJlpls,t,é)n,,.c:n.,·"~ Jp)'¡.d<y,
-d~-~ oguj_E;ro!: at_un·q. .. Qe .q.czci~~-·~n a.gp~.;., 1~. v-i?~C?~~~:~~-9::·9:~ ~·.~;~<:?~Y~Cl-

·.S·IOn-.prOdUC'l(;la<en ,la;;SUpeTf)!O:,]..e,.fi},Ci! ,d,e S,,c.p_,.,¡, ,'!i!:'; o- f ·';::!· ·; 

En ~n·g~upo d'c ,tr~~-:~ozos, ~~~ ~~~d~:~¿~-~ -~'e incremeri'{ó e~' ~¡¡~'~4~ 
debido a la reducción de la viscosidad del ranga de 30 000 cp a 
S cp-., e·liminándp.s;e.· e~: pro-blema,. d¡o la,_¡ rot.t,JTFI~·clfi' l¡:r __ v¡¡:ri)L¡,_·'1P·: p,Q? 
z·os -con bom,be•o .mecán~c.o_. El,,cc;>,s,to,,,c;!e St.¡,r-fac:tflrFe.,f¡.¡,e¡ de¡,q cc:·,Jt!l!. 
vos .p0 r .. ba'r:r·i.l de .•. ,a,<¡:e it,E'-, ad~ci.or,a,+ prod!J:c.t·~<jl .,, -Si!L, el)lb,a.-íg.<;>n; ,e 1:, ,-,, 

: ·~ ·) , .... · , 1 ·- :, · .. , ./! i ·.1 : • :; ! · ;.;. ! . n.:.l ~ :~ q:_, :·r 
1 ¡·.~·:: :::J 'i. ,_c.·~·!~.·~;~L •¡; 

; lf: ·,_ 



"----co-s.to:-d.e--J-a---e-n-e.r,_g-ia-.. e;l.é.c-t-F~&{l para,,-bom-bear---1-a--emul-siÓ·R·: .. me-no-s .. vi-sco···, 
j sa se· redujo a u~::. cantidad équiv*ente al costo del s~_r_factante.-

1 Pre~;~-~i¡;·¡;·-¿;1-(dañ~\a los poi os.- ¡El mejorr;;~·;d~-~~-;~ c~'trolar -
¡ e 1 El-añ-o-~·en-l-o-s-.. -l_l,!? .. ~9·5, ocas io~~ndo ¡por_ b loqheo·s·-de,agua-.,q .e'mul s ión 
1 y moJado de aceite, es prevenir el¡ dano-·.''··, .. , ,,, .:·:.e:,.:.,,, . 

L:_;)La'~aa'lc-r:ifl~ ·:a;e::~p-::ca·-o-;;;·zT-~-to 1 ~m e~- ;:r;t~.u~~~~-~rTi~.t'añt,e~co'Tr'é'¿'t'añie,n:J 
, t¡Q --~l!i'eái'Cih'a'dó ,"a'i 'agtfa 'o 'aceite enip'i·e'taéi pai-a: co'rt't'i'q't'á~~ un pozo, 
repararlo o darle mantenimiento, generalmente evitar~·~~Uaño, de
bido ·a cambios interfaciales, a un bajo costo. Este tipo de trata 
mien~o ha reducido el tiempo de sondeo a dos terceras partes en ~ 
un área importante, donde se perdieron de 300 a 500 barriles de -
agua o aceite, por reparación. Debe ser uria práctica estándar el -
emp,leo de surfactantEis en todos los tratamientos con ácido ·o frac-F_, ____ tUYaiífi'él'l""t"ú"s".-·~·--··" -~ ·-·-·------~-"'1 r·" ···-··· ....................... ,, ..... -- ....... --·-·--·---"~-·-·····: 

i Pare·e-Er'"C[iYé"''l:"ú'S'"''swfactanr\e'!> ~on ut¡ilizadosj"1m· ñiíiY"p'bco( .. trabatgs .f 1 
· de ~erminación,\r-ep~ració~l yl estirri¡ulación ~e pozos. y pr'bbablem'etl,(e ,j 

los 'surTii'cTant'i!'S·-.i::.efrrec·to•s' sbn utirlizados aún···err··utt"ñH~·no-r·'número i 
, de trabajos. Por ejemplo t'eni la ac\idÚÍd.d,ón, pe arenis'éa;; .no'ríri'al- l 
f¡ ____ men :t.e .. se .•.. e m.p.l.e.a ... un.sur.fa c.t.an.t e r om:p e.d o.:r.:~. a e ~.eniü J..s.i ó.n ...... Sin.~:ern.l~a~r.'g o.,-. .. .l 

o:~:í'l<!i1m;e-nl\d03 s~Alra;c;~;y.:pq,co .. :!"sJ)r~rzo para a.se,g,uril'1i'. que· .. -e.l ':l'i'OJ)l-p~do:r deí•":
emulsión sea un surfactante que moje de agua. 

Tai vef una mejor comprensió~ de la función de los ~urfactantes, -
por ei personal de supervisión e ingenieria de campo, además de un 
mayoi uso de procedimiento, revisado en 1977, del API-RP-42, - - -
''Recommended Practice for Laboratory Testing of Surface Active - -· 
Agents for Well Stimulation'', conducirá a un mayor y más eficiente 

G~ fl '~~()-:~~~~~-:::-~l!:!:.f.~s~:;~!-Y:~;.~~J;I,,_l, r S op erª-~L9J:L~ ~--~.f.S.~l)lRO_, _____ . --···--· ..... ~ 

l 1 i \( 

,y'-~ l i (', 
:~&'· 1 l,, __ '" ____ ·-.. ~-----·.-----~ .. ----~·-· 

]":¡~!).-. ... .;¡--;~~ 1 ' ·~_¡·;! ;Tí.;"'J·.Jr.~:~;l.·j5·:·_:~~- ;;·;:: ;·,:·::¡ 

¡ o·~!Vl·Ji.r1-\ ·.-iT,i,o";),'.-~::···' (~:.¡ ~ 

l,_,_._~~~ (") l ~.:~.)' 3 ·::~:~.::~~-~~";2?~~•-o•~-""""·"--~~~~,.,d< "<~J 
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FIG. 6.1-:- MOLECULA DE UN SURFAC
TANTE 
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FIG. 6.2 · SURFACTANTE ANIONICO 
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FIG.. 6.3 -SURFACTANTE CATIONICO 
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FIG. 6.4- SURFACTANTE NOIONICO 

FIG. 6.5 -.SU RFACTANTE AN FOTERICO 
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FIG. 6.6- ACCION MOJANTE NORMAL 
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C A P I T U L O ( 

ACIDIFICACION A LA MATRIZ 

7 .l. ACIDIFICACION A LA MATRIZ DE FOIU1ACIONES CARBONA.TADJI.S. 

Cuando se inyecta ácido a una formación carbonatada, a presiones -
inferiores a la de. fracturamiento, el ácido fluye preferentemente 
por sus poros más grandes, sus cavernas o sus fracturas naturales. 
La reacción del ácido origina la formación de largos canales de 
flujo, denominados agujeros de gusano. La creación de agujeros de 
gusano se favorece cuando sé usan ácidos con alta velocidad de re
acción. 

La .longitud de los águjeros de gusano,que puede alcanzar varios 
pies, se controla.por el ritmo de pérdida de fluído desde el aguj~' 
ro de gusano a la matriz de la formación. La longitud de un aguje
ro de gusano puede reducirse aumentando el ritmo de pérdida de - -
fluído a la formación e incrementar.se sustancialménte reduciendo 
el ritmo de pérdida de fluído. 

El incremento en la productividad de una formación carbonatada a -
un tratamiento con ácido a la matriz no puede predecirse, debido a 
la imposibilidad de calcular el número y localización de los aguje 
tos de gusano. -

Acidos usados·en los tratamientos a la matriz.- Como la longitt¡d
de los agujeros de gusano está. limitada por la· pérdida de fluído, 
todos los ácidos proporcionan agujeros de. gusano de longitudes com 
parables e incrementos de productividad comparables. Cuando la fo~ 
mación lo permite se prefieren el empleo de ácido emulsificado o -
ácido clorhídrico que contenga un reductor de pérdida de fluído. -
En formaciones de baja permeabilidad no siempre se pueden usar es
tos ácidos, en estos casos se utiliza HCl al 28%. 

Generalmente se inyectan de 50· a 200 ·galones de HCL al 15 b a'l 28% 
por cada pie de intervalo disparado que se desea estimular median-
te un tratamiento a la matriz. · 

7.2. ACIDIFICACION A LA MATRIZ DE FOP~CIONES ARENISCAS. 

Un tratamiento intersticial con ácido consiste generalmente de la 
inyección dé tres fluídos. 

Inicialmente se inyecta HCl en concentraciones del s. al 15%, con te 
niendo los aditivos requeridos. Este ácido de~plaza el agua del p~ 
zo y agua congénita de la vecindad del pozo, minimizando el contac 
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te directo entre los iones de rso~i9.· ~ P.Ot;:aqiq cl;el ag1ia de la form~ 
ción y los productos de. la reacción. En esta forma se elimina la 
posibilidad de dañar la fg:r;Í¡Jg,c¡:,ip~Jpqr 1:loeyJP.J;~q:j,p:j:t;;p,ción de fluosili 
catos insolubles de sodio o potasio. El ácido tambilln reacciona -
con el Caco3 y otros materiales calcáreos, reduciendo o eliminan-
do la reaccJ.Ón del HF y la calcita •. Esta inyección de ácido clorhí 
drico ev:i, 1;:a;re)r,c¡l;e.;!?;JK~:r;di;c;;:i.w:ªe,lt,;¡\HJ Jmá12. ,<;,9'!3J'.o¡¡,g) W;r;B~~y,~~n.~c+.~~"-fo:r;!. 1 
mación de fluoruro de calcio, que puede precipitarse de la mezcla 
gast~da~r:412.·:J!F:--~C~ :.;bo:: ::.c~od··.t~~=- :1?iJ")!:::fín ')--} J.:.¡·:~r E: 1Jb.f:;._r, o.:1':.i8'{n t se o.t:.Jr:rsJJ::J · 

8.irl'..Jr;F.i:rn~Tr')i;::.~rr.! s..,'rJJ.J ·JJ.:,_t:_:0, 1>:\ 1 ::~.:.tn_~-(r:r::;·.ruj:._);:., 1-l .:~6 ,:-;l B · 2'3:to.t·i:s1rE 
A GQJ')¡t;:i,l11Jª<il:i.:Ó<l. ,:;~;;e.. ji,~.:\(EJCJ:;ª ~1¡¡, l!!'i!,i!:;Sl,ª ''·'ª'e 2.!!1!;-l!~l_,t;,~9,Ell(l,e:¡:¡¡¡,~m~l:l,t¡e,,:1 3 ~ uQe ~o o 
HF .y 1,~% "'ª-e 5 1fi¡:l;l :<•.1l\~ J!F ,;?ea,¡::,c¡i,c;m¡<\ngoJilll~.§ ifl,"G;!..lt.MvC,lq. 99r~M:):C;¡;,J;l..!. 03 •• i 
ce) ;_;l·e! .,l¡Q,~Q ¡:oge '"p,e ¡:¡f,qr,ac,l;Q': r.Q J; ¡,,1.,1;~.9<¡i.o "'ªe ,G:Elll\E¡'B j:.g, 2 BM'ili i i!tlfl!~n t~¡; ¡·un 
la -p,e:rme..al¡¡,~1<!;.<!<:>4·ftn cJ¡a ,:ve,C,J,n<;;ª-c;l,jd,cp,l,,pg~.o u;;E!,rA~ql;::.ng.,!!jEJe9RlrOI3a Y:1ElÉ.up 
tá presente solamente para mantener el PH bajo, evitando la p:r;~!;:J 5 .),~ 
pi tación de productos por .la reacción del HF. · 

_ r.:~'Ji.·u. ... v ~r:;:-.;:li.-i":l!~· .<:-)!.:-::..J.J'~ -::•r . .i;;,.~JHGt:L-·p uO ~<'·:rs~_U\:lj_: eo.J. .;;b biJ.1J.pn_:)1. ::,.1 
F~D:~ll)!~': t€.\, .,pcg;¡¡, a.,:¡.,l¡!),a.lf' eJ, !_lJ¡', :rqu,e,qha.Lr~.ªgc¡;;or¡a.dq '''!d~l ;t,~§ 11 ~a,~\!)],Je:ff:§ t :¡ 
que "~1-l~J,er,¡m ,,qS<!;l;§~ oPe!:a:· ]¡ay¡¡,¡:-, t~.a.,,'J!P,~ y ;;J[e §j:,atp;a,;r si!ia :.1!\0J,ae:¡J ¡tg<jd,,el •:- , 
agua -d§ul ª r,f;p,:r;m~c ];Qn .,_,.,,gE,!qe¡;: ª11!\'i!.!l. l;E.' ,s.e,ul!,S<k l}.l)O. rAe,-:;l9§.c.>t.'!;e !3, ,-1H J:l~do,¡j e;·¡ 

sigu;;i.:~·nt.~!2;.rf.E.'-:r t11fr"""~TJ[¡_,r:.:..:Tsj,_;.í./é.: 0n,! . ..JJn•;1·~I~:-·1::Hrl ~> nC..tp.nrn1.c~l 5[ .f) .. ,·.'lf;t;.¡.(!" 
.r)bf~rr·r ~JD !.-:.b.tb~i9l.l ::;iJ omj):·:c .[:-) 

(a) Para pozos productores de aceite se inyecta un. baché de aromá-
tico§ B~A~.ªc;3,9.~QQ¡:-,ªce,,t'lj.e;~9,~-~-S?:e~.~HJ ~.L ~.i:;t . .i v.L~"Jubo""tq .Gl ns oj·r~::A:r9~(~.: ;¡j· .L:! 
•. !.~ uf·)ld0b ~:.;.;::.·1.t·.,•):)~J--:.q 0f..-,_~·íl .. : :-:n ::..:-:rjJ.>.~l td ;, r•l)l':).i; i10') -~jiJ~!.i:'JJi:>iS!.J tUJ 

(bl:tEa.:r:;a2pQZQ$ ;i.l}y§gJ<c¡>rif!,!¡r,deyagu,¡~<,¡§El tg¡a-,ll~t•l1c¡!1:;"al,bl§h.I.J cd r<Úocw:ü c..L 
• q:1.62.IJt} (3b 2<Y:r 

(e) Para pozos productores ~e gas se usa el HCl al 15% o un ~as -· 
(nit;r.~g~~Q~·;Q gªsonªt~urq.ll.~ir:;r;• ::) í E .:-::ryJn:::i.r:r:sj~~:í.~l ~-!O.Í :18· Gobc3r; .:3oó.l-:-;A. 

.. nl1Tv1J .·;¡.(; ;:.b.l.b·..!·)q ·r,!' ').\F.; s::a:;j t;;rl i. ~-.:13-J ·)i"1fl.2IJP •.Ji, 20"10t;..ip.G ¡~ol 9b 
A ~§l;O§c;;¡;g:];c;:~\\ll'\E.'S::;!3,e,,qg¡:;~gari,bad.:i,t¡:l;'f9\'.cP!\E!\.:)i'-Y,'td.e;~e ft\l,ll9gljri;;L,c;>sa 05~:1 

~~~1~ct~:f::;~:J<·~riª4~~~~ti~~I~~:~;,~~ ~;!!~;;::~~=~;El·;:¿~;~~;;:''' 0 ~ ~'~~~~ ~:;, 
.·)blr...ri~ .~~f'J f:,E.:.tb·,:;c:¡ :J~' i:c,·t"J~J.bSt· .. ~ rr:..1 ~p.-:0:J'10'J 9fJP c::...,.i:rü'ffi")_Olo of1I·:··~·. 
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.~l~3S~ sJ S ~¡j¡lDI~SJ~~j nu 8j 
(a) Determine el gasto de inyección máximo posible sin fracturar -
la fórmaciól):,;f..l'/!:!>rª!'l~~ ~,l;:-1 ~~a.)i;<;~'ll;i.,e¡n5q 1}<;>,¡9eJle¡,~xs;¡eR!'lf§~Ur~1'-l:rr9~st'?,~. í 
y la presión superfiqial corresppndiente. Si la inyecci5n no es p~ 
sib;l,E;!, 0pugCIE!n.rre~c;E.'IiE.'¡;sg ,;in~¡;;i.ªl¡n~J2l;!O, ·1l?~r<;>,-,~~l;>~;-á,qj~EjldHC,::~I;!j!fil,, ~r!IJIIj!-,0 
diatamente, manteni~ndose abajo del máximo:c:: . .-.1f.J}'ult .-::Y.lj :Jl• nC.i:~)·:)~"J\:nj 
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Divida el gasto max1mo de inyección obtenido en el paso a,.entre
la· longitud del intervalo disparado., para obtener el oasto de in--
yección: ~spec;:Üibo en bl/'min/pie ~ .. ' '· ,: " . 
. . • . · .· ' . ' • ,' :· : .1 • 

. EstÍ.me el radio' de ia zona·gai\.ada·, 'a.¡:>artir'dé.la~. curvas de varia 
ción de presión. Si no se' tienen datos> cbnsidére 3'pg ,; para forma 
cienes muy permeables suponga 6 pg. 

Determine ~á temper~tura_de la f~rmación:kn o F,al ser tratadñ. 

' ·' Seleccione la figura apropiada y lea el voJ.u.me:n .. de. ácido. para lo--
dos requerido. Si el a e ido contiene más de 3% de HF, corri.j a el vo 

- 1\.Ul\er le.~ do mul tip.licándolo por la relació.n 3/concent. HF. Si el =
radio del pq?o. no, es de 3 pg. , calcule el vciluirien requerido' con la 
ecuación ~i~uiente: · · 

'v. = V0 (rw + ór .ácido) 2 

'(3 + 'ór. ácido)· 

donde: 

r2 .w 

- 'g 

V0 ,.. Volumeri'·le·ído en_ l.as: ,·:t;iguras. -par;a rw 

rw --Radio del ·pozo • 

3 P<J.· 

.,ó;r; ,ácido .. - Longi tu,d radial. de la zona por estimular en _pg. 

(e) Especifique el tratamiento,( h1\:Hcando los 'volÚmenes corirespon
,di,en.te.s, 'según s_e indica a continuación: . ..• .. . · . . " ' . ... ·: ·. ·,·¡·_. 

Inyección inicial (pretratamiento )· . .: 'Il1yecte ·'50 galones de·• HCL al 
. 15'1;, por cada pie de intervalo 'disparado. Este pretratamiento es pa 
~ ... i:-a:''a>''reinovet l¡;~ calcita eq 1a .. vec;:in'dad dél; pozo, a·fi.n ct:e'oue

. no r7acc.:(.Ol'Je: con el HF; evitar ·que __ sé preCipite ~n .fluoJturo dé cal 
cio: y b)' formar una 'barrera ·e-ntré el''llF-'HCl.·y la ··salmuera--de la 

for;ll}a~i~l'l¡ ~. i; 

Tratamiento con el ácido para lodos.- Inyecte él''volumen de ácido 
det~~min~qo e~ ~l _pasq Q 

,·Inyeccióh final. (postratartú.er¡to)·.- En pozos productorés•de·aceite 
inyecte dies¿,i; ·aromáticos'' pesados o HCl ·"<'3 al 10% )·. Según. se indi 

.. ;e(!, )_a adic:j.ón de un sc;:>lvente mutuo mejora los resultados general= 
.. -~-<i'r,>te. Se \,lsa Ún,yoiutnen ig]ial al'de1 tratam'iento;·· . . . 

... 1 •• " • • • ' '• •· 1. ;, •••• · • -:;.' ,. • .; 

'Eñ .p.oz()·s .p.rod{¡_cto:i:es CÍ.e. 'gas' o. in'yectórés de agua-- el· postratamiento 
es generalmente HCl (3-10%) con un solvente •mutuo.: 

. 7 .. (3 .1 ... Ej~mplo d~ pi~b~~ ,· _: _Se 'tonsideri3:rá ~1' tratam~iei'to de un p~ 
zo~· ¡:p:;9?-_l:lc7.q·~ .. -~~ ,g_a:s , .. J 1 • 1 • 



Longitud de la zona da~ada = 4 pg. (Se dise~ará un tratamiento 
para una longitud de 6 pg.l. Profundidad (D) = 5aoo pies; lon
gitud del intervalo disparado ( h' ) = 1 O pies; temperatura de -
la formaci6n (Trl = 150° F y rw ~ 3 pg. 

D~ acuerd~ con el procedimiento indicado, se obtiene: 

(a) De pruebas de inyectividad se ha obtenido i máx. = 0.8-
bl/min. v p máx. = 650 lb/pg2. 

(b) Por io tanto i/h = 0.8/10 = 0.08 bl/min. x pie (en la prá~ 
tica se prefiere usar el 90% de este gasto) 0.072. 

De la figura 7.2, con 6 pg. i/h = 0.072, se obtiene un volumen 
220 gal/pie, por lo· tanto el ·volumen total será de: 

.220x10 2200 galones 

(e) El tratamiento, por lo tanto, consistirá en: 

Pretratamiento: 500 galones de HCL al 15% 

Tratamiento: 2200 galones de ácido para lbdos con ·~lcohol 
(12'6 HCl 3% HF y metanol 15%) 

Post~atamiento: 2i00 galones de HCL al 3% con 15% de metanol,
desplazados con nitr6geno. 

Desplace los fluídos en la secuencia indicada, con una presi6n 
en la superficie 650 lb/pg2. Suspenda el desplazamiento cuan
do el nitr6geno alcance la parte superior del.intervalo. 

7. 4. ERRORES COMUNES EN.LOS TRATAMIENTOS CON ACIDO A LA 
MATRIZ 

Generalmente los tratamientos con ácido proporc~onan buenos -
resultados; sin embargo cuando este no sucede ·la causa puede -
atribuirse a alguno de los factores siguientes: 

(a) Uso de ácidos que no contienen fluoruro de hidr6geno (HF). 
Las formaciones que contienen altas concentraciones de arci--
llas normalmente se deben de estimular con mezclas de ácidos -
que contienen HF. 

(b) Omisi6n del pret~atamiento con HCl .- El pretratamiento 
elimina que el ácido para lodos ~e mezcle con el agua salada -
de la formaci6n. Esta mezcla es perjudicial porque conduce a.
la formaci6n de sales insolubles .( fluosilicatos). 
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(e) Volumen de ácido para 1o9os inadecuados.- Algunos trata-
miento!;; se efectu:án usando 1()" galones ·de ácirlo ·por pi·e de - -
formación. Aunque estos tratamientos pueden ocasionalmente 
ser efectivo, cuando, la zonq: ·,dañada· es extremad<Orriente somera
o está confinada a las perfor<OciOhes, se obtienen mayqres - -
relaciones d,e éxito, empleando ¡)i:Yr 'lo menos 12 5 galones por -
pie. Eri 'formaciones altamente permeables, extremadamente ar-
c'illo~as o muy. dañadas, sé ré'q.uiereri 'volúmenes mayores. 

~· '·• 
( d:) Omis,ión de la ·limpieza ir,mediata.- Los productos indesea
bl·es s~/far·rnarán si· el ácido para lodos permanece ~n la for-
mación'durante mucho .tiempo. Tan prcintd como se<> posible el
pozo debe de producir~e.al terminar e1 tratamiento. 

. ' . \ ' ' 

·(e) Empleo o uso de'aceite d:tesel en pozos productores de gas 
o ·pozos inyectores cíe agua.- La inyección ·de ··diesel como 
fluido de postratamiento reducirá· ·e~ estos casos la permeabi
lidad kfectii!a de la· formacióh al gas a· al agua. Esto prolon
ga el tiempo de limpieza y• en algunos casos se reduce perma-
nentemente la productividad b irtyectividad del pozo. 

( f) Fracturamientq de la .formaci6n ·du~ante el tratamiento. -- -
El ácido para lodos es incapaz de grabar suficientemente la -
formación·. para proporcioh<>r fracturas. conductivas. Si para -
lograr la ,admisión .de fluídos se exc,ede la presión máxima,.-
la presiór de inyección debe~á reducirse abajo de la presión
máxima tan pronto como.se estable~ca lá inyección. 

(g) No usar solventes mutuos en los'tratamientos con ácido-
para lodos.-· El.'eimpleo'de un•.solvente mutuo (metanol, isoprot--a 
nol, etilenglicol monobutil :~ter) generalmente mejora l<t fre-
cuéñcia del éxito d¡e los trátami'ento¡¡. Antes de utilizar - -
estas· producto_s· o cualquier ·a·tro aditivo deben de probarse en 
el. laboratorio~ para asegurar su compQ.tibilidad con otros - -
aditivos, con los fluíd~~,de•la formación y con la formación. 

. . . . . 
(h) Tratamiento de formaciones no dañadas.- Si,un pozo con-
ba'ia productividad no está dañado, 'un tratamiento con 'ácido -
para lodos no incrementará l<i" productividad y si es rea1izado 

'ina'propiac'!amentep1,.1ede reducirla. 
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-~(I,rJ:~~~fJO~Oi~~~!~~~ce'~fti~'rJ?~ ~~ ~~~r;;, f:~;',;,,::~s:,:l ::~-'~ ~~~/ ~2" ·~ p~ ,;~~,~~ 
2L[ ris~1a9um 0~ gj~~~1upla Bid¿.; F! n~ .s1n~8lsjr¡emi~8gx9 9~~0n0j 

CONeEPTélS "13ií'S:t:cos 9 SélBR;8" EitJ F'AAG'TtJAAM'I'ENTbbfi'J:ORJí.Hi:irco''fJ "'"·:wJ.sv 

[ ~ ~ ~ ~ ~.~ ;~~~~~~~1~~ ~:~:~: :_·~ ~~: ~ ~~~~~-~ :: ~ ~ ~ ~ -~ ~ ~~;~~-- ~-~ .-. ~~:~ ~: 
8. l. INTRODUCCION. 1 

• _i.j_.-) ":i~~~~1~..).ÍÓb y b~):.t [¡_:-,:) ~ 

Se han escrito mucR6é ártículos l!étr\.iéo~ ·Sobre. el mecanismo dé" :-. 
fracturamiento de :Üis 0rocas al e§tlir soíltefiaas'•i3. la'p~e§':t5tífl!í!n-fe~ 
na por~ fluído. How{lrd y Fast (S.P.E •. Mc;:mogí::aU1af; VSlF'2~'. 1 :1:'9lJO;) 
revisare~ ·once teot'tas para predgd:r elÜfractl,lramiento de uñá""fo~r 
mación yi para calcular los esfue:¡:zos principaieiPeiP~a i'oca':!<·Estps 
investig~dores con2:·1u~eron que ·aíinlex±steU·desacuerdo. ~olil:"ef'Lk•ror
ma en que~Ia -i::ocá-es··n:actiirada" al-apllcarie-presíón-h1d:táU1'1ca:~ 1 

En relación al cálculo de la geometría de la fra·ctura, existen tam· 
bién,;!!lg·llf·ip,;J;esf,p~gi;;egim;i,~!)!;p§oY•;QO!il:\lrOV!l~§¡i.ªC>f!Obj!fe,.~t¡c,Y~:J.iq~~ • _,.t. o 
(V~~S.!l~;9-li~1cyJ_o,,.;i<;Jctl!l4JE!e§l)y.t·)•h<,J;l. ,,!];' •.. !l!}f?'l;'Q,.,}9?,@) ""Jj!l)ues~(!)s,,ap~:t!l.\'io 8 
S'i!f'Prf'!S.t;!!}~é!l}o:l-9,~ l;!l~tpgp;¡,,I]\~§·J9Cept¡¡¡do~j P9'1f9•. Pili!lci<;Jc,:i,¡¡;; y.,,qpl¡i.IQ;i,z;u;u-:Jb · 
ufi tratamiento de estim1üacíón pg,-2 f¡ra~t\!lrall1iE!tl·tP·ll.-:ü L-u j r ,;,,,,, z l., ,d 

En la mayoría de los ·procedimientos se supone la existen·cia_de:;las 
. siguientes condiciones: --T -- '! 

(a) La formación es isot:róp;i.e!l-'f;·ll91;!l(ilg¡!¡!}eªJ~;;€!l~~:H.c;¡¡¡,, Bg~.o,,<;ostªs r' •r 
condiciones las características de esfuerzo-resistencia de la roca 
pueden expresarse en función de su módulo -de Y.oung Y.'§U- re.ali:<;:{lción 
de Poisson. -·-----!:------ ;;.: '' 

(b.)):)La~ f-~actur!l-:,, Slil::;i.n~eia;;en¡ 1J!D·, aguj e:rro t d!il$CPbie;,¡tp,Q.<;J.-,gi~e~rc;>rr~:i ,-,:" 
un-ífOrme.íc~:-;J-:~~·.,._. ''{ ~.s.ii1·:;~l-:ro~~: :-~·;.i·"J..t).~ínu ·ú·_:;r::-;.t:~l'3!rr·::·:,j::,?J ~r~.f c:>b g:f¡¡~H:J 

(e,) Se crea una fractura que se extie.nde a ambos lados de_l:·,pcJZp. 

(d) El fluído fractur,ante es incompresible. 

(el r í.a~1 il'i'tíl'í:'á a~'' 'i'a':''fr~ct''ra"~e "'ééL~~ 8Bn'!lleiéiáRd.'o las 1 cori\i'iHon:é'sq 
de .. H:Jp~~a~t~n:~;:., ~,: ~"~'{~~~;~r.; ~~~~ 'J ,,;; '~f¡ ~ c.:.~~~;~~'J::: ~;;iJ n.~~;;; i.J~u ·~~,, i','·~:~,~ 
8.2. PROPIEDADES MECANICAS DE LA ROC;¡¡_;:)cr:n.i:Jnoc> E 8·:;o,;t:-:i.[,,rJ :OcJcílq}J 

8. 2 .l. Ley de Hooke'}2'' 'Si."~n:~ab\i~bj;'•<Jrtfpotrada de a~e'i:~2P de: 1 'i,o'ri'~ifud 
e,. se somete a una fuerza d,!i!rt~nsión' F,_,S!l. 1 C?b~e;-v¡:¡rR-,,que,.dE;>p.tr!jl de 
ciertos límites, su deformac;ió~ longitu'd'ir\'a'I,--'cf"/1~ ''e'$'propótcio-
nal a la fuerza aplicada e 'ihv~rsament'é"'p':i-i¡)~o'f-'<':ibfÚi'i·'~l'"á:ré'áC>'{tans 
versal A de dicha barra, o ~éa{ · <l"""-'""'-" -

·bsi""~·.r.2:-::r~:oq ·-~ bt:.b r t J.df:::;¡m·r::.=J'·t· • S.;: ... 3 
~JG ncn.t0r:r.-:-)j ::'Jb 0-<:~ ~ ~:.bcf1s !.~:lo"Iq ;:-~ r:;..:..• 
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Donde E es la constante de proporcionalidad, conocida como módulo 
de Young. Su valor es característico para cada material y debe ob
tenerse experimentalmente. En la tabla siguiente se muestran los 
valores de E que pueden usarse para diferentes formaciones. 

,-----------------------'------·------~--------· _____ ,;_ ______ _ 
: . . . MODULO DE YOUNG ( lb/pg 2 .X 10 6 ) : 

:-~~~º-~~-~º~~---------~-~-~-~-º------~~~º~-~~º~~~º----1 i Caliza y dolomíc. du i 
: ra 8.0 a~13.0 10.50 : 
\Arenisca dura, d~nsa·5.0 a 7.5 6.25 \ 
1 Arenisca de dureza 1 

11

1 media 2.0 a 4.0 3.00 i 
Arenisca poco con-

\ solid a:la .o. 5 a l. 5 . l. 00 \ 
1----------~--------------------------------------------! 

8.2.2. Coeficiente de Poisson.- Si se observa la barra empotrada -
sometida a la fuerza de tensión, se detectará también la presencia 
de una.deformación transversal. Si E representa la deformación uni 
taria lo~gitudinal (vertical), o.seaY 

E _S 
v-¡ 

Y Eh es la deformación unitar1a transversal. 

E h D - D1 
--D--

Entonces se define el coeficiente o relación de Poisson como el co 
ciente de las deformaciones unitarias horizontal y vertical. 

y Eh 
E 

V 

Para predecir la geometría de la fractura es necesario conocer el 
valpr de y. Como este factor tiene poca influencia en los resulta
dos, se obtiene una aproximación satisfactoria usando los valores 
típicos enlistados a continuación: 

TIPO DE ROCA 

Rocas carbonatadas duras 
Rocas carbonatadas suaves 
Areniscas 

RELACION DE POISSON 

0.25 
0.30 
0.20 

8. 2. 3. Permeabilidad y porosidad bajo esfuerzo.- Generalmen.te· es-
tas propiedades se determinan en nücleos a la presión atmosférica. 
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Los valores medidos pueden estar muy cerc.anos o muy alejados de 
los ex1stentes a condiciones del yacimien.to. Las diferencias depen 
den de la naturaleza y tipo de roca, de su estructura y las flsu-= 
ras que contenga, ademá's de la presi6n efectiva ·a que está someti
da. (Pres'i6n <~fectiva .= presi6n exterria-presi6n interna). Jl.l aumen-
tar esta presi6n la permeabilidad de las rocas fisuradas disminuye 
rápidamente, variando después lentamente. 
8.3 MECANISMO DEL FRACTURAMIENTO 

·Mecanismo del Fracturamiento.- Hubbert y Willis demostraron (Trans. 
AIME-1957) que la orientaci.6n de una fractu.ra inducida depende de 
'las condiciones geol6gicas y no puede controlar·se por procedimien
'tos mecánicos· o hidráulicos. Los esfuerzd,s que actli.an sobre la for 
maci6n, pueden representarse por tres esfuerzos normales entre sí, 
que son equivalentes al sistema de esfuerzos .del cual han sido de
rivados (figura 8.1 ) . 

Como la formaci6n está saturada con fluidos a presi6n, constituye 
un sistema de esfuerzos roca-fluídos, el conjunto de esfuerzos 
existente en este sistema puede dividirse en dos esfuerzos parcia
les 1) La presi6n que prevalece en el fluído y actli.a sobre los com 
ponentes s6lidos del sistema y 2) Un esfuerzo adicional que actli.a-

.exclusivamente sobre la parte' s6lida de la formaci6n. El esfuerzo 
total es la suma de estos dos. · 

Si en es~as condiciones se aplica localm~nte presi6n dentro de la 
roca, y se incrementa dicha presi6n; los:esfuerzos en la matriz se 
reducirán igualmente en sus tres direcciones principales. A medida 
que se reducen estos esfuerzos., el esfuerzo principal menor alcan
zará un valor igual a cero y un incremento adicional en la presión 
interna provocará el tensionamie~to de la roca en esa dirección. 
Cuando se exceda la resistencia a la tensión de la roca, ésta se -
partirá a lo largo de el plano perpendicular a su m!ni'mo esfuerzo 
principal. La presi6n requerida para propagar la' fractura será 
igual a la requerida para iniciarla, si se usa un flu!do penetran
te. Sin embargo, cua,ndo el flu!do usado ,es. no-penetrante (debido a 
sus propiedades de pérdida de filtrado a la existenc'ia de una zona 
dañada en la vecindad del pozo) , se requerirá una presi6n adicio-
nal·para iniciar la fractura como'sucede cuando se perfora un pozo 
con lodo. En este caso existe interés en. predecir 'la presi6n máxi
ma que soportar.á la formaci6n sin fracturarse, para no perder la 
circulación. La predi'cci6n del gradiente: de fractura corresponde -
a la predicci6n requerida para iniciar la fractura. En los trata
mientos de estimulaci6n por fracturamiento la presión que interesa 
es .la requerida para propagar la fractura, presi6n· que generalme'n-
te es menor que la anterior. 

No existe ali.n un procedimiento preciso para predecir la presi6n ~e 
iniciaci6n de una fractura cuando se tie,11e una tubería de revest1-
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miento cementada y perforada con disparos. Si estas perforaciones 
están taponadas, se tendrá una gran resistencia para iniciar la 
fractura. 

La figura 8. 2 muestra la variación de la presión registrada en la 
superficie, durante un· tratamiento de estimulación por fractura--
miento. 

La presión instantánea de cierre es la presiÓn medida inmediatamen. 
te después de parar las bombas y corre~ponde a la presión de inye~ 
ción en la superficie a un gasto dado, descontadas las pérd1das por 
fricción en la tuberia y en las perforaciones,correspondientes a -
ese gasto. El valor de esta presión es un dato que se requiere pa
ra diseñar un fracturamiento. 

Las ecuaciones siguientes se relacionan con la figura anterior y -
son útiles para diseñar los tratamientos por fracturarniento. 

Donde: 

Pts·-

6~ • -
S 

p .
r 

1) 

Presión de· tratamiento en la formación (presj,on de pr'2_ 
pagación de la fractura). 

Pres'ión de tratamiento en la superficie. 

Presión instantánea de cierre en la sup~rfide. 

Pérdida de presión por fricción en las tuberías. 

Pérdida de'presión por fricción en las perforaciones. 

Carga hidrostática. 

Presión de. confinamiento. 

Presión del yacimiento. 

Al suspender el bombeo (i = O):' 

= o 
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sustituy~ndo en (1) 

Ptw = Pi + 6 P 
S 

De la figura R.2 se observa que: 

2.) 

( 3) 

El gradiente de fracturamien·to (Gf), que' in teresa para diseñar los 
tratamientos, es: 

Pl.. llp + S 5) 

D 

La presión de confinamiento o esfuerzo que tiende a.cerrar la frac 

tuJa es: 

p 
e 

Donde; 

Ptw - Pr 

Pr.- Presión en el fondo del pozo. 

8.4. INCREMENTO.EN LA PRODUCTIVIDAD. 

.6) 

La figura 8.3 muestra el incremento en la productividad que puede 
obtenerse con una fractura vertical. Esta figura, derivada por 
McGuire y Sikora, (J. P. T. Oct. 1960), muestra que el incremento 
en la productividad depende principalmente de la conductividad de 
la fractura relativa a la permeabilidad de la formación. Se obser
va tambilin que la longitud de la fractura tiene poco efecto cuando 
la· conductividad de la fractura es baja .. Sin embargo cuando puede 
obtenerse un contraste substancial en las permeabilidad, la longi
tud de la fractura es muy importante. En la figura 8.3 se conside
ra que la altura de la fractura es igual a la del yacimiento. 
Tinsley (J. P. T. Mayo ].969), obtuvo en .forma similar un juego de 
gráficas aplicables cuando la altura d~ la fractura no abarca el -
espesor total del yacimiento. 

8. 5. GEONETRIA DE LA FRACTURA. 

La geometría de la fractura durante el tratamiento, queda definida 
por su altura, su longitud y su ampli·tud. Para predecir la geome-
tría de una fractura estas dimensiones se relacionan con las pro-
piedades de la formación y el fluído fracturante. La mayoría de los 
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procedimientos de cálculo combinan las soluciones analíticas de -
tres problemas interdcpendicntcsque describen el desarrollo de la 
fractura cuando se resuelven simultáneamente. Esto incluye ecuacio 
nes que describen lo siguiente: -

(a) La geometría de la fractura.- Estas ecuaciones relacionan la -
longitud de la frac~ura y su amplitud con el volumen de la fractu
ra, interviniendo el módulo de Young,la relación de Poisson para 
la roca de la formación, la presión en la fractura, y el esfuerzo 
de la formación que debe de vencerse para predec.ir 'la fractura. 

(b) Volumen' de la fractura.- Las ecuaciones que relacionan el volu 
rnen de fluído p~rdido a la formación con las propiedades de la for 
mación y el fluído, permiten predecir el volumen de la fractura ca 
nacida su longitud. 

(e) Presión promedio· dentro de la fractura.- La fuerza que mantie
ne abierta la fractura es generada por lá resistencia al flujo del 
fluído fracturante a lo largo de la fractura. Esta presión se cal-

.cula usando una ecuación que relaciona el gradiente de presión con 
la viscosidad del fluído fracturante, la velocidad del fluído, y 
la longitud y amplitud de la fractura. 

Para calcular la geometría de la fractura, las ecuaciones corres-
pondientes (detalles en el artículo: "Diseño Optirno de un Fractura 
miento Hidráulico")*se resuelven sirnultánearnente,usando soluciones 
análiticas. 

A continuación se indica el procedimiento de cálculo desarrollado 
por Geertsrna y Klerk, que permite precedir con precisión razona-
ble la geometría de la fractura sin utilizar una computadora. Este 
procedimiento fué presentado en la revista (J. P. T. diciembre de 
1969) . 

Geertsrnan y Klerk resolvieron simultáneamente las ecuaciones que -
relacionan: 

(a) La relación de la amplitud de la fractura y la longitud de 
sus alas. 

(b) La longitud de la fractura con las propiedades de la formación 
y el fluído fracturante. Para simplificar la solución de estas 
ecuaciones, los resultados fueron combinados y presentados en for
ma gráfica, corno se muestra en la figura 8.4 . Esta gráfica re~a
ciona la amplitud adirnensional de la fractura, K , con tres pararn~ 
tras adirnensionales,que están definidos en las gcuaciones siguie~ 
tes: 

CLh 
=~ 

* Capítulo' 10 

( 8.1) 
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K e /t: (8. 2) 
u = -w--

w 

K e /t (8. 3) 
S = _V ___ 

spt 

K = 21.8 (~f ( ~t) 
( 8. 4) 

nL 

Los siguientes términos corresponden a dichos grupos adimensiona-

les: 

e 

E 

h 

i = 

t 

w = 
w 

Coeficiente total de pérdida de fluído. 

Módulo de Young de la roca. 

Altura de la fractura. 

Gasto de inyección. 

Tiempo total de inyección. 

Volumen de fluído perdido rápidamente,por unidad de 
área,cuando se crea una nueva área en la fraqtura. 

·~ffiplitud de la fractura en el pozo. 

Viscosidad del fluído fracturante a la temperatura exis
tente durante el flujo a lo largo de la fractura. 

A continuación se presenta un ejemplo de cálculo: 

Las variables y lns ~atus de la formaci6n son: 

Propiedad de la formación: Altura vertical de la fractura - 50 pies. 

Módulo de Young = 6.45 x 10 6 lb /pg 2 . 

Parámetros del tratamiento: 

Gasto 10 bl /min. 

Viscosidad del fluído = 60 cp. 

Pérdida de fluído inicial =.000935 pies 3/pie 2 . 

Coeficiente de Pérdida de fluido = .002 pies/min 112 · 
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Cálculo de los grupos adimens<onales ( · '--~ ae.~n us,rse unidades 
consisten~es). 

K __ .e lE 
S _V __ _ 

spt 
[ 0.002 pies/(min) 0 · 5 ] 

9. 35 x 1o-4 pies lt (min l 

2.14 /t (8. 5) 

i 10 bl/min X 5.615 pies 
3 2 ( 8. 6) 

¡:¡ 50 pies bl. 
1.12 pies 

min 

60 cp X 6.72 X 10-4 lbm X 60 ~· pie seg-cp min 
2.42 lbm 

(8. 7) 

E: 

ll\in-pie 

6.45~·1o 6 n. 
¡:,g¿ 

X 4.63 X 10 3 lbm 
pies -lb/pg2 seg 2 

2 2 
X ( 6 0 ) ~":.'.L 

. 2 
m~n 

E= 1.08 X 1014 lbm (8. 8) 

KnL 

pies-min 

21. 8[1.12 pi:s2 x 
m~n 

1 . ) 213 X 

0.002 pie/min 172 

[ 
2. 42 lbm-pie-min 2 1 1 

min-pie x 1.08 x 1014 lbm-;-

KnL 21.8 (2.22 X 1016 ) (2.25 x 10-14 ) 
t 

1.08 X 10 4 
t 

Donde t está ahora en ~inutos 

(8. 9) 

Rearreglando las ecuaciones 8.1 y 8.2 la longitud de la fractura y 
su amplitud pueden relacionarse con KL y Ku, mediante las ecuacio
nes 8.10 y 8.11. 
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L 

w 
w 

w 
w 

w 
w 

ilt 
--¡:¡e:-

1.12 
. 2 
~X 1....,-------,~ 

0.002 p-ie/min°· 5 

:: 

min 

560 KL lt, pies 

e /t 
--K

u 

12 pg/pie (0.002 pie/min°· 5 ) 

o. 024 /t ' pg 
K 

u 

/t 
--K-

u 

(8.10) 

(8 .11) 

La geometría de la fractura, en función del tiempo, se determina -

mediante: 

(a) Substituyendo el tiempo de interés, en las ecuaciones 8.5 y 
8. 9; (b) entrando en la figura 8. 4 con los valores calculados de 
K y K L; (e) leyendo valores de K y KL; (d) calculando la ampli
t8d y n la longitud de la fracturi con ,las ecuaciones 8.10 ~ 8.11. 
Estos c~lculos se resumen en la tabla 8 .. 1 , para tiempos de 15, 
30, 45 y 60 minutos. Los valores calculados de la amplitud y·la 
loftgitud de la fractura pueden graficarse contra el tiempo,en un -
papel doble logarítmico,para obtener la predicción continua de la 

geometría de la fractura. 

8.6. COEFICIENTE DE PERDIDA DE FILTRADO. 

Como las propiedades del fluido fractu~ante que intervienen en el 
~llculo de la geometría de la fractura se reflejan sólo a través -
del coeficiente de pérdida de filtrado, debe de establecerse un 
procedimiento para determinar el valor de este factor para cual- -

quier tipo de fluído fracturante. 

En un sistema de flujo dado el coeficiente del fluido fracturante 
depende de las características del fluido fractur,nte usado, y de· 
la; característ.icas de la roca y fluídqs del yacimiento. Un coefi-
ciente bajo significa una fractura mayor para un gasto de inyec- -
ción y un volumen dados. El coeficiente del fluído fracturante de
fine los tres tipos de mecanismos de flujo líneal que se encuentran 
al fracturar una formación, estos son: 

(a) La resistencia al flujo debida a la viscosidad del fluído frac 

turante y su permeabilidad relativa. 
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{b) La resistencia al flujo debida a la viscosidad de los fluidos 
del yaci¡niento y a los efectos de compresibilidad de ia formación 
generados al ser desplazados los fluidos de la cara de la fractu
ra. 

{e) La resistencia que ofrece el enjarre formado por el fluido -
fracturante sobre la cara· de la fractura. 

El valor de los dos primeros coeficientes ~c1 y c 2 1 puede. calcu~
larse a partir de las propiedades del yacimiento y la viscosidad
del fluido fracturante, usando fórmulas ya conocidas. El tercer -
coeficiente ·debe determinarse experimentalmente, ya que su valor
depende de los aditivos de pérdida de fluido utilizados. Los va-
lo~es de c 1 y c 2 pueden determinarse mediante las ecuaciones si--
guJ..entes: .. 

DOnde, 

K. 

Ll.p 

. 0469 

.0374 1/2 

Permeabilidad en darcies 

Presi6n dif2rencial en la fractura y el yacimie~ 
to en lb/pg 

Porosidad en fracción 

Viscosidad del lluido fracturante en cp. 

Viscosidad del fluido del yacimiento en cp. 

Compresibilidad del fluido del yacimiento,· en 
pg2/lb. 

E:l v·alor de c 3 se determina (junto con. ei de la pérdida inicial -
de fluido} en un prensa-filtro. Si la pérdida de fluido acumula-
t;iva se grafica contra la 'raíz cuadrada del tiempo se obtiene una 
recta, c.uya pendiente determina el valor de e . Si la recta se -
extrapola hacia atrás, su orqenada al origen és la pérdida ini--
cial del fluido. Las unidades generalmente usadas para:c, c 2 y~ 
c 3 son pies/ /t. Este coeficient·e puede deterMinarse usa~do un --:
papel filtro o, preferentemente, un núcleo de la formación. 

El coeficiente de pérdida de fluido que controla el filtrado del- . 
fluido fracturante a la· formaci6n es realmente una combinación -
de los tres Mecanismos que actúan para evitar la pérdida de flui~ 
do. El coeficiente total debe obtenerse usa.ndo la ecuación si---
guiente: 
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En el capitulo 10 se explica con mayor detalle la forma de -

calcular el valor de C. 

1 
TABLA 8.1 PREDICCION DE 'LA GEOMETRIA DE LA FRACTURA 

Tiempo L Ww w 
(min) Ks KnL KL K u (pies) (pg) (pg) 

15 8.29 720 0.108 0.58 235 0.16 o .13 

30 11.72 360 0.116 0.70 357 0.19 0.15 

45 14.:35 240 0.120 0.75 453 0.21 0.17 

60 16.58 180 0.123 0.81 536 0.23 0.18 

Donde el valor de la amplitud promed ~o de la fractura -

(w)' se obtiene con la ecuación: 

W . 1T Ww 

4 

-65-



w 
u 
LL 
0:: 
w 
a_ 
:J 
(f) 

<( 
_J 

z 
w 

z 
o 
(f) 

w 
0:: 
a_ 

óy 

On1<Ón2<Ón3 

Ó n2 

FIG.S.I- ESFUERZOS IRI A X 1 ALES SOBRE LA ROCA 

p 
S 

Pts 

1 LIP¡ t Llpp 

\, __ j ________ _ 

Pi 

SE SUSPENDE EL 
BOMBEO( i=O) 

t (min) 

FIG. 8.2- GRAFICA DE PRESION VS TIEMPO TIPICA DE UN 

FRACTURAMIENTO. 
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" .J 

"' 

'-.../ 

K=permeobil:dad de la formación md 
L= Longitud de lo Froctur:a, pies 

12 W=omplitud de lo trocturo.sustentado, pg 
K f =permeabilidad del suS ten ton le, md 
WK~=conductividod de lo frocturo,md-pg 

rf' =radio de drene del pozo, pies 
10 J =Índice de productividad despues 

del frocturomiento. 

J 0 =índice de productividad antes 

8 
del frocturomiento. 

~ 6r----------1----------.l~~~----~--~~ 

' ..., 

CURVAS BASADAS EN ESPACIAMIENTO OE 40 ACRES 

QL-_______ < __ r_w_• __ 3~p~g------------------------------~ 
10' 10' 10' 

FIG 8 3-RELACION DE ESTIMULACION PARA 
FRACTURAS VERTICALES 

10· 

WKf/ 40 
-K- ~E~s-p-.~(ra_c_r __ e-s) 

0.20,.---,--,----~---:----,-----¡-----¡---,----¡ 

0.16 

FIG. 8.4- RElACIONES ADIMENSIONALES PARA FRATURAS 
-VERTICALES 
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C A P I T U L O 9 

DISEÑO DE TAATl'.MIENTos POR FRACTl!RAmENTO coN ACIDO 

9 .l. INTRODUCCION. 

Para diseñar un tratamiento de fracturamiento con ácido es necesa
rio: a) definir la geometría de la fractura; b) calcular la tempe
ratura del fluído; e) determinar la penetración del ácido en la 
fractura a las condiciones obtenidas en los pasos (a) y (b); y d) 
calcular el incremento en la productividad originado por !~ reac-
ción del ácido con las paredes de la fractura. Los procedimientos 
para obtener la geometría de la fractura y el incremento en la pro 
ductividad dclpozo, son comunes al fracturamiento con sustentante
o con ácido y han sido tratados en el capítulo anterio;. En este -
capítulo se verán solamente los temas de interés para complementar 
los cálculos relativos al diseño de un fracturamiento con ácido. 

9.2. TEHPERATURA DEL FLUIDO EN LA FRACTURA. 

La temperatura del fluído fracturante dentro de la fractura, duran 
te el tratamiento, es mucho menor que la temperatura natural del ~ 
yacimiento. Por esta razón las fracturas son de mayor amplitud de 
lo esperado. Los ritmos de reacción del ácido son menores de lo 
que se había pensado, especialmente cuando se inyecta un bache de 
fluído antes del ácido, lo cual ayuda a obtener una penetración ma 
yor del ácido. 

Para calcular la temperatura del fluído en la fractura, es necesa
rio primero determ.inar la temperatura correspondiente en el fondo 
del pozo. El procedimiento desarrollado pnr el ¡orofesor Romero Juá 
rez (J. P. T. junio 1979) es adecuado y se recomienda por su senci 
llez y precisión. 

La distribución de la temperatura en la fractura puede obtenerse -
por el método propuesto por Wheeler (SPE No. 2494, Marzo 1969). 

9.3. PENETRACION DEL ACIDO EN LA FRACTURA. 

Ex<sten varioi modelos, experimentales y teóricos, para predecir -
la d'stancia que el ácido activo penetra en una fractura inducida 
hidráulicamente. El modelo formulado por Nierode y Williams es uno 
de los más representativos del proceso por lo que se detallará a -
continuación. 
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La soluci6n se presenta graficamente en'la figura 9.1, que permite 
o~tener la. posici6n adimensional que un:, nivel dado de concentra- -
cL6n r7latLva, C/Co, alcanza en funci6n del nümero de Peclet. Con 
excepcL6n del coeficiente efectivo de d.ifusi6n, De, los demás·pará 
metros se pueden obtener de las características de la formaci6n o
~e las_dimensiones de la fractura. Los grupos adimensionales que-
LntervLenen en la correlaci6n son: .. .. 

N * = Re 
Nüm~r2 de Reynolds para la p~rdida de fluído 
{2 1'1 \'N p/~). 

Donde: 

p 

De= 

Nümero de Reynolds para el flujo a lo largo de la frac 
tura {2 W VA Pi~). 

Nümero de Peclet para la p~rdida de fluído {W VN/2 De). 

Amplitud promedio de la fract!Jra {pies). 

Velocidad promedio de p~rdida· de fluído {pies/minl 

Velocidad axial promedio {pies/min). 

Viscosidad del ~lu1do {lb/pie~min.). 

Densidad del fluído {lb/pie 3 l. 

Coeficiente efectivo de difusi6n {pies-min). 

De,es un parámetro ajustable cuyo valor debe obtenerse experimen-
talmente, simulando las condiciones de .reacci6n que se tenprán en 
la formac·i6n. Para obtener valores precisos de De, Nierode y" Wil-
liams {J. Cdn. Fet. 'rech. Oct.-Dic. 1972), construyeron un equipo 
de laboratorio para medir la velocidad de reacci6n del ácido flu-
yendo entre las paredes paralelas de roca de la fbrmaci6n. El equi 
po se ajust6-para reproducir las condiciones de presi6n, temperat~ 
ra y p~rdida de fluido. Posteriormente 'Roberts y Guin {S. P. E. J. 
Agosto 1975) realizaron pruebas similares, obteniendo los resulta
dos· mostrados en la figura 9. 2., que permiten estimar la penetra- -
ci6n del ácido en calizas. · · · 

9.4. CONDUCTIVIDAD DE LA fRACTURA ACIDIFICADA. 

La conductividad de una .fractura oriainada por la reacci6n de·un -
ácido es probab).e!l'.ente imposible de predecir, debido a que es una 
funci6n que depende de las heterogeneidades presentes en la roca, 
su resistencia; el volumen de roca disüelto y su distribuci6n, etc. 

-69-



La conductividad puede estimarse suponiendo que las paredes de la 
fractur2 se. d1suelven uniformerr.ente, proporcionando un c.anal abier 
to con arr.pl1tud 1·:2 , definido por: 

Wa Xit 
XLh (T=TI 

(9. 1) 

En esta ecuación X es el poder de disolución del ácido, cuyos valo 
res se muestran en la tabla 9.1, y xL es la penetración del ácido
activo. La conductividad de la fractura es: 

~"lK = 9 . 3 6 X 10 13 : Ha :) 
\---u-

Donde Wa está en pg. y IVK en n'd-pg. 

( 9. 2) 

Por la dificultad en predecir la conductividad, se ha tratado de -
inedirla,usando núcleos de la formación que se montan en un equipo 
de laboratorio. Se inyecta ácido a través de un agujero situado en 
el centro del núcleo, para ·que fluya radialmente entre el núcleo y 
una placa de acero. Después de un tiempo de reacción dado, a la 
temperatura del yacimiento, el núcleo se presiona, contra la placa 
de acero, con una prensa acoplada al equipo. La conductividad de 
la fractura, a la presión de confinamiento, se obtíene inyectando 
agua dentro de la fractura, midiendo la caída de presión y calcu-
lando la capacidad de flujo con la ecuación de Darcy. Estas prue
bas no proporcionan resultados precisos, debido a que la velocidad 
cambia al moverse radialmente el ácido sobre el núcleo. 

La conductividad de la fractura puede estimarse aplicando el proc~ 
dimiento propuesto por Nierode y Kruk (f .. P. E. No. 4549, 1973). -
Estos autores relacionaron la conductividad ideal (ec. 9.2), con -
la presión de conf1nam1ento, P , y la resistencia de la roca al in 
crustamiento, S*, corno se 1nd18a a continuación: 

WKf = el exp (-e2Pc) 
( 9. 3) 

Donde: 

el - .265 (WK). 822 (9. 4) 

e2 ( 3. 8 - . 28 lnS) X 10- 3 (9. 5) 

* S es la fuerza, requerida para que una bola de acero penetre la 
superficie de la roca, una distancia igual ~l radio de la bola, 
dividida entre el área proyectada de dicha bola. 
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T A B ,L A 9.1 

PODER DE DISOLUCION DE CALIZl'.,. X (pies3 /pie 3 ) 

CONCENTR!'.CION (%)' 

ACIDOS 5 10 15 30 

HCL .026 .053 .082 .175 

HCOOH .020 .041 .062 .129 

CH 3COOH .016 .031 .047 .096 

9.5 EJEMPLO DE DISERO. , 

A continuación se presenta un ejemplo de diseño en el que se apli
ca el procedimiento descrito a un pozo seleccionado. Generalmente 
el tratamiento se especifica después de analizar varios diseños po 
sibles, estimar el incremento en· la productividad y el rendimien--
to económico correspondientes. · 

La selección del pozo ·es muy importante. ,<:;eneralmente se escoge -
el pozo que proporcionará el mayor incremento en la productividad 
con el mínimo riesgo. Por esta razón debe de reálizarse previamen
te uri estudio que incluya pruebas a los pozos para establecer un 
órden jerárquico de estirnulación. Esta lista de posibles condicio
nes debe an·alizarse para determinar los problemas de producción po 
sibles. Por ejemplo, la existencia de tube.rías de producción o de
revestimiento viejas, cementaciones y defectos entre la zona por -
estimular. y un acu:i'fero adyacente, etc. Los pozós con alta. probabi 
lidad de originar problemas deben descartarse o diferir su estimu= 
laci6n. 

El diseño comprende los siguientes pasos: 

(a) La determinación de las propiedades dé la roca y sus fluídos. 

(b) La selección de parámetros vaiuables, incluyendo el fluído 
fracturante a usarse como bache inicial, el ritmo de inyección, etc. 

(e) La predicción de la geometría de la fractura y la penetració~ 
del ácido activo. 

(d) La estimación de la conductividad de la fractura. 

(e) L~ selección del tratamiento más económico . 

. 9.5.1. Cálculo de 1¡¡. geometría de la fra<;tura y_de la penetración 
del ácido.- Los pasos siguientes permiten pred:cl.r las d1m;ms1ones 
de la fractura creada y la distancia que ~Cl ác1do penetrara a lo 

largo de la fractura. 
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(a) Calcule la temperatura frente a las perforaciones al final y -
a la mitad de la inyecci6n del bache ~nicial. Para predecir la 
geometría de la fractura se usa la temperatura correspondiente a -
la inyecci6n de la mitad del bache inicial. La temperatura del flu 
ido .después de inyectar este bache, se usa como la temperatura .del 
ácido que entra a la fractura. En el ejemplo que se presenta a con 
tinuaci6n estas temperaturas se proporcionan como datos. 

(b). Calcule la geometría de la fractura creada por la inyecci6n 
del. bache inicial, usando el procedimiento descrito anteriormente. 

(e) Calcule la distancia que el ácido penetra a lo largo de la 
fractura. Estos cálculos deben hacerse para diferentes vol~menes 
de fluidos, a fin de determinar el disefio.que maximice las utilida 
des. 

Para ilustrar el procedimiento se supondrá un pozo terminado en 
una formaci6n caliza a 7,500 pies de profundidad. La permeabili-
dad de la formaci6n es de O. 5 md, · su porosidad de O. 10; ·su m6dulo 
de Young 6.45 x 106 lb/pg2, la relaci6n de Poisson es de 0.25 
Las propiedades de.los fluidos de la formaci6n son: Viscosidad 0.5 
cp, densidad 52 lb/pie3, compresibilidad .0001 pg2/lb. La presi6n 
estática del pozo es de 2,500 lb/pg2; el ~spaciamiento entre pozos 
es de·40 acres; el radio de~ pozo es de .5 pies; la resistencia de 
la roca al incrustamientd, determinada experimentalmente,es de 
50,000 lb/pg2; la presi6n del confinamiento o esfuerzo de cierre -
de la fractura es de '3, 750 lb/pg2. Las propiedades de los fluíd9s 
fracturantes se resumen en la tabla 9.2. 

Predicci6n de la temperatura de inyecci6n en el fondo del pozo.
En este ejemplo no se presenta el cálculo detallado de la tempera
tura en el fmdo del pozo. Se supondrá igual a 150° .F después de in 
yectar 5,000 galones de fluido. 

Predicci6n de la géometría de la fractura durante la inyecci6n.
El método para calcular la geometrí.a dinámica de la fractura fue -
presentado en el capítulo 8. Los .resultados se resumen en la tabla 
9. 3. 

Predicci6n de la penetraci6n del .ácido activo.- Los resultados de 
cada paso seguido para-calcular la penetraci6n del ácido activo 
(definido como el punto a lo largo de la fractura donde C/Co = .1) 
se muestran en la. tabla 9. 4, para HCL al 15% inyectado a· 10 bl/min 
para diferentes volúmenes del bache inicial .. Estos cálculos com-
prenden los siguientes pasos: 

(a) Calcule la velocidad promedio de pérdida de fluido a lo largo 
de la fractura a diferentes t'iempos, usando la ecuaci6n siguiente: 

(pies/min) (9.6) 
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En este procedimiento se supone que el coeficiente de pérdida de -
filtrado para el lc~do es igual que el del, fluido inyectado.inicial 
mente, o sea .002 pies/min1/2 (para estimar la máxima penetración
esperada del leido) .. Del leido gastado, su coeficiente de pérdida 
de fluído estimado es 'igual a . 007, (para estimar la penetración -
del leido si no se usara un aditivo de pérdida de fluído). · 

(b) Calcule el nOmero de Reynolds para el flujo del leido dentro -
de la fractu.ra: 

( 9. 7) 

El valor de VA , corresponde ·a la velocidad del flujo en un ala de 
la fractura, se calcula ~on l.a siguiente expresión: 

El nOmero 

NRe: 

Para este 

2h \V 
g w 

de Reynolds 

pi 
wng 

ejemplo .El-J. 

(71.1 lb 
NRe pTe3' 

es, por lo tanto, igual a: 

nOmero de Reynolds es': 

(1.2 cp x 0.04 lb/pies .. min) (50 pies) 
cp 

... 1' 663. 

( 9. 8) 

( 9. 9) 

(e) En la figura 9.2, lea el valor del coeficiente difusión efect! 
vo para el nOmero de Reynolds determinado en el paso ~nterior. 

Para· este ejemplo: 

6, 

D e 
= 2.8 x 10 .. 4 cm2 

s.eg 

2.8 X 10" 4 

. 2 p1es 
m in 
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(d) Calcule el nOmero de Peclet p~ra la pérdida del fluido usando 
la siguient~ ecuación: · 

(9 .10) 

Los resultados de estos cálculos se muestran en la tabla 9.4. Para 
t = 1~ min. este valor se calcula d~ la siguiente manera: 

N * Pe 

0.24 

(0.13 pg./12 pg (0.00081 pies/min) 

(e) En la figura 9.1 lea los valores de la penetración adimensio-
nal del ácido. Los valores correspondientes están tabulados en la 
tabla 9.4. Para t = 15 min LaD = 0.27 . 

(f) Calcule la penetración del ácido, xL, a partir de la distancia 
adimensional·, usando la ecuación siguiente: 

Despejando xL: 

N . * 
Re 

N Re 
(9 .11) 

(9 .12) 

Antes de usar estos cálculos, es necesario ob)ef1er los valores de 
el nOmero de Reynolds de pérdida de fluido, NRe' .O sea: 

N * 2WVN Re : ___ P 
w 

Los valores calculados se presentan en la tabla 9.4. Para t 15 
min: 

N * Re 

2 (0.13 >f1./12 pg./pies) (0.00081 pies/min) (71.1 lb/pies 3 ) 
1J cp 10 _04 pies-min 1 

cp 
0.018 
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La penetración del ácido puede calcularse u's¡ando la· ecuación 9.12. 
Los valores calculados se muestran en la tabla 9.4.'Para t=15 min. 

XL 0.13 pg. {0.27) {11,663) 
135 pieE; 2. (12 pg./pie) (0.018) = 

Los resultados de los cálculos de la penetración del ácido se -
resumen en la tabla 9.5. 

Predicción de la conductividad de la fractuz::a y el incremento en -
la productividad del pozo.- Los valores de los parámetros necesa-
rios para calcular la conductividad se obtienen en la forma sigui-
e~: ' . 

Penetración del ácido xL: de la. tabla 9.5. 

Poder de disolución del ácido, x15 : de la t~bla 9.1. 

0.082 = pie3 roca disue{ta 

pie 3 de ácido inyectado 

Vollll11en de ácido inyectado {V=it). Calcule el volumen m!nimo· de-
ácido recomendado para cada caso. En este ejemplo se usa un volu-
men de ácido igual a·tres veces el volumen de la fractura contac-
tado por el ácido. Este volumen fue seleccionado.para obtener el
efecto del volumen del ácido, por unidad de :longitud de fractura, 
sobre la conductividad de la fractura. · 

.El volumen m!nimo de ácido, para t=15 min,- en la tabl•a 9.6, se - -
calculó de la siguiente manera: 

Vl5% = 3Vf = 3 [ 2{135 pies) {50 pies) {0.13 pgJ] 
12 pg./pies 

438 pies3 o 78.2 bl. 

Pe {0.7 lb/pg2/pie x 7,500 pies) - 1,500 lb/pg 2 

Pe 3,750 lb/pg 2 

Paso A. Cálculo de la amplitud de la fractura, Wa' dada por la 
ecuación 9.1 

w a = ·Xit. 
2xLhg (1-iíS) 

Para el ejemplo de interés: 

0.082 roca 

{9.1) 

{it) J?ies3 

W _ pies . ácido . 
a-2 (50 pies) (1-0.1) xLipies 

=· o.oci091 {itJ pies 
XL· 

1 

Los vaiores .de it puede obtenerse d~j la columna 2 de la tabla 9.6,
Los de xL, de la columna 5 de la tabla 9.4. Para·t= 15 mins., en 
la columna 3 de la tabla 9.6, el cálculo de Wa' da: 
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o. 00091 (438) 

135 = 0.0030 pies 

Paso B. La conductividad ideal, obtenida con la ecuación 9.2 ~s: 

V/k 9.36 X 10 13 (0.0030) 3 

13 
10- 9 ) 9.36 X 10 (27 X 

2.50 X 10 6 md-pg. 

Paso C. ~llculo de los coeficientes c1 y c2 (ecuaciones 9.4.y 9.5): 

c1 0.265 (2.5 x 1o6 ¡ 0 · 822 

4.8 X 104 

c2 {3.8 - 0.28ln (50,000) ¡ x 10- 3 

0.77 X 103 

Paso D. La conductividad de la fractura es, de acuerdo con la 
ecuación 9.3: 

Wkf 4.8xl04 exp {-(0.77xl0- 3 )(3,750psi)}, 

vJkf 4. 8 x 10 4 (O. 0557) = 2, 700 rr.d-pg. 

Los valores restantes se muestran en la tabla 9.6. 

Paso E. Calcule la relación de conductividad de la fractura. 

/40/A = 2, 700 md-¡•g 
---o:s---¡:¡¡a-

5,400 pq. 

50 pies /40 acres 
5o-pies" 40 acres" 

Paso F. Calcule la relación L/re. Para 40 acres de espaciamiento, 
re es igual a 660 pies 

xL _ 135 pies_ 0.20 
- 66llpies -

re 
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Paso G. Lea la relación de estimulación en. la figura 8.3 

J/J 
o 

3.2, pará espaciamiento de 40 acres 

Si el espaciamiento no fuera de ~O acres el factor de escala-· 
7.13/ln (0.472 re/rw) debe calcularse y diyidirse entre ei -
valor leído para la ordenada de la figura ·8. Y. En la tabla --
9.8 se presentan los valores necesarios para otros espacia--
mientos en el pozo. 

OBSERVACIONES 

Cuando se diseñan tratamientos en los que se usará un ácido -
emulsificado, la viscosidad de la emulsión en la fractura de
be de usarse para estimar la penetración del ácido. Esta vis
cosidad debe evaluarse a la temperatura y ritmo de corte -
esperado en la fractura. El ritmo de pérdida de fluido debe -
estimarse a partir de pruebas de pérdida de filtrado. En -
estas pruebas deben de simularse la temperatura y el proceso
de reacción del ácido emulsificado. Las predicciones pueden 
ser erróneas si no se hacen las determinationes mencionadas -
en forma apropiada. 

En relación al cálculo d~l volumen m1n1mo de ácido recomenda
do, se advierte que el valor considerado {de 3 veces el volu
meri de la fractura, para HCI al 15\). esti basado en la expe
riencia. Si se usa HCI al 28\, se recomienda con5iderar dicho 
volumen igual a 1.5 veces el volumen de la fractura. Esta - -
recomendación se indica en el libro: "Acidizing Fundamentals": 
Williams, Gidley y Schechter. SPE, AIME. ,1979 Pág. 63. 
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TABLA 9. 2 CARACTERISTICAS DEL TRATAMIENTO 

Fluido inicial. 
Gasto de inyección (de acuerdo a la tubería' 
de producción y a la presión superficial) 
Temperatura a la cual el fluido entra a la 
fractura 
Viscosidad promedio durante su flujo a lo lar 
go de la fractura 
Concentración del aditivo para pérdida de 
fluido , 
Características de pérdida de fluido: 
Pérdida inicial, Vspt 

Coeficiente de pérdida de fluido 

Acido: 
Gasto de inyección (de acuerdo a la tubería -
de producción y la presión superficial límite) 
Viscosidad promedio alfluir a lo largo de la-

_Jractura -
-(175" F, leido parcialmente reaccionado) 
15% HCL (conteniendo 50 lb poliacrila-
mida /1,000 gal) 

Viscosidad del leido reaccionado (200"F) 
Densidad del leido 

15% HCL (conteniendo 50 lb poliacrila-
mida/1000 gal) 

Características de pérdida de fluido: 
Pérdida inicial, .vspt 

Coeficiente de pérdida de fluido, 
e (sin aditivo de pérdida de .fluido) 
e (con aditivo de pérdida de fluido) 

TABLA 9.3 GEOMETRIA DE LA FRACTURA 

Amplitud 
Volumen de Promedio de Longitud* 

10 bl/min. 

150" F 

60 cp 

20 lb/1 ,000 gal. 

.007 gal/pies 2 

0.002 pies/min 112 

·10 bl/min 

1. 2 cp 
1 .. 7 cp 

71.1 lb/pies 3 

.007 gal/pies 2 

O 007 ' 1 . 1/2 . p1es m1n 1 12 
O. 002 p1es/m1n 

Volumen de 
Tiempo Fluido la Fractura de· la Fractura la Fractura ** 
(minutos) Inzectado(bl) (rgl Cries) (J2ies3) 

Fluido Acido Fluido Acido Fluido' Acido 
Bache Bache Bache 

15 1 50 o. 13 0.02 235 94 255 16 
30 300 o. 1 5 0.02 357 13-3 446 22 
45 450 o' 1 7 0.03 453 163 642 41 
60 600 o. 18 0.04 536 189 804 63 

* Longitud de un ala de una fractura vertical-rectangular 

** Volumen de ambas alas de la fractura 



TABLA 9o4 

Tiempo 
(Minutos) 

1 S 
30 
45 
60 

Tiempo 
(Minutos) 

1 5 
30 
4S 
60 

TABLA 9o5 

RESUMEN DE CALCULO DE LA DISTANCIA DE LA PENETRACION DEL 
ACIDO ( C/C 0 = Oo1 .) 

Velocidad Promedio 
Pérdida de Fluido 
(pies /m in) 

"Mínima Máx1ma 

Oo00081 Oo0028 
Oo000S7 000020 
Oo00047 Oo0016 
Oo00041 o o 0014 

Escurrimiento 
Número de "Reynolds 

N Re* 

Pérdida 
Míno de 
Fluido 

o o o 18 
O o 01 S 
o o o 14 
o o 012 

Pérdida 
Máxo de 
Fluido 

Oo0098 
Oo0070 
0.00084 
Oo0098 

Número de 
Peclet, 
N Pe 

Pérdida 
Mí no de 
Fluido 

Oo24 
o o 20 
o o 18 
o o 1 7 

Penetración del Acido 
adimensional,LaD 

Pérdida Pérdida Pérdida 
Máxo de Míno de ~1áx o de 
Fluido Fluido Fluido 

o o 13 o o 2 7 o o 13 
Oo092 o o 21 o o 1 o 
o o 11 o o 19 o o 1 2 
o 0'1 3 o o 16 o o 13 

Distancia de Penetración 
del Acido, xL (pies) 

Pérdida 
Mín o. de 
Fluido 

135 
1 4 5 
160 
.19 2 

Pérdida 
Máxo de 
Fluido 

18 
20 
30 
37 

RESUMEN DE LA PENETRACION CALCULADA DEL ACIDO (C/C 0 = Oo10 

Volumen inyectado Longitud de la Distanci·a de la 
(bl) Fractura (pies) Penetración del Aci 

do (Eies) 

Fluido Acido Pérdida Pérdida 
inicial Míno de M§xo de 

Fluido Fluido 

1SO 23S 94 1 3S 18 
300 3S7 133 145 20 

4SO 4S3 163 160 30 

600 S36 1'39 1 9 2 37 
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TABLA 9.6 RESUMEN DEL CALCULO DE LA CONDUCTIVIDAD DE LA FRACTURA 

(1) ( 2 J (3) ( 4 J 

Amplitud de la Conductividad Ideal de la 
Fractura, ¡.¡ (pies) Fractura, Wkfi (md-pg) 

Volumen a 
Volumen Mín. del Pérdida Pérdida Pérdida Pérdida 
del Bache Acido 3 Mín. de Máx. de Mín. de Máx. de 

(bl) (pi es ) Fluido Fluido Fluido Fluido 

150 438 ( 78.2bl) .0030 0.022 2. 5 6 1.0 10 9 x, 106 X 

300 544 ( 97.0bl) .0034 0.025 3.7 X 1 o 1. 5 X 10 9 
450 680 (121. 2bl) .0039 o. 021 5. 6 X 10 6 0.87x 10 9 
600 864 (154.0bl) .0041 o. o 21 6. 5 X 10 6 0.87x 1o 9 

(S) (6) 
el Conductividad de la fractura Wk 

[md-pg) 
Volumen Pérdida Pérdida Pérdida Pérdida 
del Bache Mín. de Máx. de Mín. de Máx. de 

(bl J Fluido Fluido Fluido · Fluido 

150 4. 8 X 10 4 6.6 X 10 6 2,700 370,000 
300 6. 6 X 10 4 9.2 X 10 6 3,700 510,000 
450 9.3 X 10 4 5. 9 X 10 6 5,200 330,000 
600 10.6 X 10 4 5.9 X 10 6 5,900 330,000 

TABLA 9.7 RESUMEN DEL CALCULO DE LA RELACION DE ESTIMULACION 

Wkfh Ir -TI--K xL/re J/Jo n 
Volumen Volumen Pérdida Pérd1da Pérd1da Pérd1da Perd1da Pérd1da del Bache de Acido Mín. de Máx. de Jvlín .. de Máx. de Mín. de Máx. de 

(bl J [bi) Fluido Fluido Fluido Fluido Fluido Fluido 
1 5o 78 5,400 740,000 0.20 0.03 3. 2 2. o 300 97 7,400 1,020,000 o. 2 2 0.03 3.6 2. 1 450 1 21 10,400 660,000 0.24 0.05 4.0 2. 3 600 154 11,800 660,000 o. 29· 0.06 4.4 2.5 
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CAPITULO 10 

DISEÑO DE UN FRACTURAMIENTO HIDRAULICO 

INTRODUCCION 

En marzo de 1949 se practicÓ, en forma experimental, el pr.i_ 

mer fracturamiento hidr.ául ico en una formación(J)·.':. Desde entonces·es 

te procedimiento, prOducto de la investigación industrial, ha evolu

ciOnado hasta ser el método de estimulación de mayor aplicaciÓn en la 

industria petrolera( 2 ). 

Se estima, en forma conservadora, que e 1 75 % de los pozos 

fracturados logr~n incrementar considerablemente su producción y sus 

reservas de hidrocarburos, De hecho muchos campos deben su existencia 

a este procedimiento: 

El alto grado de desarrollo obtenido en la tecnologfa del

fracturamiento hidráulico es el. resultado de innumerables estudios, -

experimentales, teóricos y de campo, realizados sobre este pr.oceso. 

El diseño de un fracturamiento ha evo·luc.ionado, desde simples reglas 

pr~ct)cas, hasta la formulaci6n de modelos matem~ticos que permiten -

pr?decir, con alto grado de confiabilidad, Jos resultados que pueden 

obtenerse al aplicar un tratamiento de este. tipo. 

Este trabajo presenta. un procedimie~to para obtener el dis~ 

ño Óptimo de un fracturamiento hidr~ul ico, para el caso de fractura 

vertical. Los cálculos incorporados en el método de diseño y en la 

predicción de los resultados, son complejos, laboriosos y de tipo 

" Referencias al final. 
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iterativo. Debido a esto, ~e preparó un prOgrama de cÓmputo en len~u~ 

je· Fortran IV par;e emplearse en una comput¡~dora digital •. Las ventajas 

inherentes al método y programa de cÓmputo, radican en la obtención de 

resultados confiables en un tiempo reducido, permibiendo efectuar el 

an~lisis de u~ gran n~mero de alternativas. de diseAo,a fin de seleccio 

nar la Óptima desde el punto de vista econÓmico. El nÚmero de alterna 

t'ivas 'de diseño que se anal izan está 1 imit:~do por. las condiciones ff-

sicas del pozo, la formaciÓn y la disponibilidad de equipo r materia-

les. 
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MECANISMO DEL FRACTURAMIENTO HIDRAULICD 

El fracturamiento hidráulico es un método de estimulaciÓn -

que permite aumentar considerablemente la producción de los pozos. El 

p'rocedimiento consiste en aplicar presiÓn a la formación hasta lograr 

su ruptura. El fluido uti 1 izado para transmitir la presiÓn hi'drául ica, 

denominado fluido fracturante, penetra a la formación, ampliando y 

extendiendo la f~actura. 

La fractura se inicia y extiende en un.plano normal a la 

direc¿ión del mÍnimo esfuerzo. Se ha comprobado, por medio de regis

tros de temperatura y empaques de impresiÓn·, que las fracturas son g~ 

neralmente verticales. 

La geometría de la fractura queda definida por su altura 

(Hf), su amplitud (W) y su radio de penetración (rf). El corte trans

versal en la fractura es de apariencia elÍptiCa, existiendo, 'para un 

radio de penetración dado, ün valor máximo y un va.lor medio de la am

plitud de la fractura. En la pared del pozo dicha amplitud tiene sus 

valores máXimos, como se aprecia en la Fig. l. 

La consideración más importante en la selección de un flui

do fracturante es su compatibj 1 idad con la roca del yacimien~o y sus 

fluidos. Si dicho fluido es incompatible puede daRar la formación y

fracasar la estimulación. Además el fluido fracturante debe permitir 
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efect~ar su inyección con bajas p~rdidas d~ presión por fricci6n y su 

firtraciÓn a la. formación debe ser mÍniml·, a fin de confinarlo en su 

mayor parte deHtro de la fractura. 

Junto con el fluioo fracturante se. introduce a la formacion 

un agente sustentante, a fin de man"tener 'abierta la fractura al term.l' 

nar el tratamiento y establecer un conducto de alta permeabi 1 idad en-

tre la formación el pozo. Los sustentantes. que se uti 1 izan general-

mente. son arenas des Íl ice, fragmentos de cáscara de nuez arredondados 

y'perl·as de vidr:io de alta resistencia a la ~ompresión. El sustentan-. 

te se adiciona al fl'Uido fracturante, cuando;, la fractura en la pared 

del poz_o es lo suficientemente amplia para permitir su introducciÓn -

libremente, sin que ·se :'arene'' el pozo. La velocioad de fluJo de la

lechada disminuye al penetrar ésta en la fractura) iniciándose la de

posi.tación del sustentante. La velocidad máxima que adquiere el sus

tentante, en su caída en el seno de un fluidp, al igualarse la fric

ción con su peso, se define como velocidad f·inal de asentamiento (v:.,). 

El sustentante se acurnula en el fondo de la fractura, for

mando un banco que Crece en longitud y en altura, Fig. 2. A mediua 

que l·a altura del banco aumenta, disminuye e:·¡ área disponible al flu-

jo de la lechada, aumentando su velocidad hafta alcanzar un valor que 

permite mantener en suspensión al sustentant~, impidiendo su deposit~ 

ción y el crecimiento del banco. La velocida1d de la lechada que permJ. 

te evitar la depositación del sustentante ·s~ define como velocidad de 
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equilibrio (veq). En estas condiciones el sustentante se deposita a

mayor distancia del pozo, incrementando la longitud del banco. La al

tura máxima del banco a la velocidad de equilibrio se denomina altura 

·del banco en equilibrio (heq). El tiempo correspondiente a esta condl 

ción se define como tiempo de. equi 1 ibrio (teq). 

El sus%entante colocado en la fractura proporcionará y man

tendrá, como ya se mencionó, un conducta· altamente permeable para faci 

1 itar el flujo de los fluidos del yacimiento al poz0. Al terminar el 

tratamiento la formación presiona al sustentante,y si ¡ste no ha ~tdo 

seleccionado adecuadamente, puede triturarse o i·ncrustarse en la for

mación, disminuyendo la capacidad de !lujo de ia fractura. 
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METODO Y PROGRAMA DE CÓMPUTO * 

Los mitodos que se emplean para ~1 diseno y predi~ci6n de , 

resultados de un tratamiento de fract~ramii:ento hidrául leo se han der.!_ 

vado de la combinaci6n de: (1) la teoría ~.el mecanismo del proceso; -

(2) los estudios de laboratorio y (3) el Jnál isis de los result~dos ~ 

obtenidos en innumerables fracturamientos; El mitodo de diseno pre'Se!'_ 

tado aquf se ha desarrollado a partir de qiversos modelos matemáticos, 

que ·representan varias fases del proceso. Las ecuaciones que constit~ 

yen estos modelos están ba.sa-das en ciertas suposiciones, inherentes ... 

del mitodo. En el apindice A se enl istan dichas suposiciones. 

La info·rmaci6n requerida para procesar el programa de c6mp!:!_ 

to, comprende datos: del pozo; del yacimiEi'nto;. de laboratorio, obten.!_ 

dos de muestras representativas de la for~:aci6n por estimular u obte

nidos de correlaciones; de las carac~erfs~icas de lo~ materiates po~ 

uti 1 izar y de costos. En el apindic" 8 se pr.esenta una 1 ista de los -

·datos necesarios para procesar el programa de cálculo aludido. 

Una vez ·suminiStrados al prograrT)a los datos ne~esarios, y 

. considerando un tipo de sustentante y de fluido fracturante·, se se le::_· 

clonan varias combinaciones de gastos de ~_rye~ci6n, vol~menes de flul 

do fractur~nte y conceniraciones de agente ~ustentante. El n~mero de 

* El programa de cómputo que se menciona en este capítulo es propiedad del 
Instituto Mexicano del Petróleo 
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combinaciones queda 1 imitado por las características del equipo y ma-

terial disponible para el tratamiento. Para cada una de las combina-

1 

clones seleccionadas se efect~a la predic~i6n de sus resultados y se 

determinan, a partir de un balan¿e de ingresos y eg~esos, varios fac-

. tares econ6micos de decisión, a fin de ·seleccionar la combi~aci6n 6ptl 

ma d~sde el punto de vista econÓmico. El programa es aplicable para -

todo tipo de fluido fracturante convencional y de agente sustentante 

aisponible, 

En algunos casos los resultados que se obtengan en u~a apll 

cación de campo pueden diferir 1 igeramente de J1os calculados. Esto se 

debe a tres caus~s principales: (1) el modelo ~atemático utilizado es 

tá formado por modelos ·parciales basados en ciertas suposiciones; 

(2) los valores de los parámetros y de las variables uti 1 izados en 

los c¡lculos no pued~n obtenerse con precisi6n absoluta, ya qu~ en 

realidad presentan una distribución de probabi 1 idad; y (3) 1 as condi-

clones de operaci6n en el campo, pueden diferir de las establecidas -

en el diseño. 

El procedimiento de diseño desarrollado es aplicable cuando 

la fractura es vertical o aproximadamente vertical, que es el caso 

más general(?), Además, incluye los casos en que se utilice un flu.ido 

fracturante convencional,, Newtoniano o no Newtoniano, y los casos en 

que el tratamiento se ~fect~e a trav~s de la tuberfa de revestimiento, 

a trav~s de 1~ tuberfa de producci6n, por el espacio anular, o por el 

espacio anular, y la tuberfa de producciÓn. 
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En ,la figura 3 se presenta, en forma ,de diagrama de· flujo, 

la secuencia de cálculo establecida para el diseño Óptimo del fractu

ramiento. Los cálculos iniciales están dirigidq~ a la oqtención de 

los dato.s básicos_, que funcionan como parám.e:tr~s en las ecuaciones 

uti 1 izadas. A continuación se determina el volumen de fluido fractu-

rante que debe inyeGtarse para obtener una fractura Jo suficientemen

te amplia para introducir con faci 1 idad el agerite sustentante, Ense

guida, se calcula la amplitud y la longitud fin'ales de la fractura p~ 

ra el vo¡umen total de fluid~ fracturante considerado. En el siguien

te paso se determina la altura del banco de arena para el tiempo to

tal de inyección. Con esta altura y la a~pl itud final de la fractura 

se obtiene la longitud de la fractura sustentada, Estos cálculos pro-

porcionan los valores de las variables necesarios para determinar el 

incremento de productividad correspondiente. Enseguida se calculan, -

para las condiciones fijadas, la potencia hidráulica y la presión en 

la superficie necesaria para efectuar el tratamiento. Si esta presión 

resulta mayor que la permisible por las condic¡ones mecániCfS del po

zo, el diseño se desecha. A continuación se obtienen varios Índices, 

de tipo económico, que permiten evaluar lá alternativa considerada. -

Los resultados obtenidos para este diseño, se almacenan en la compu

tadora y el programa selecciona otra combinación de las variables, 

iniciales. En esta forma se efectúan los cálcuros correspondientes a 

un conjunto de combinaciones de volúmenes de fluidos fracturantes, 

gastos de inyección y concentraciones de suste~tantes. Al terminar 
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los cálculos de todas las combinaciones prefijadas, ?e imprimen los -

resultados. De estos res-ultados se selecciona el diseAo que proporci~ 

na los Óptimos rndices econÓmicos. Variando el tipo de fluido fractu

rante y el tipo de agente sustentante, se tendrá otro conjunto de da

tos con el cual se podrá correr nuevamente el progra~a, a fin de se le~ 

cionar el tratamiento Óptimo de todas las combinaciones factibles de 

efectuarse en el campo. 

En el apéndice C se presenta un ejemplo de la aplicaciÓn del 

programa de dise~o. Algunos de los datos uti 1 izados en este ejemplo -

corresponden al yacimiento San Andrés, del Distrito Poza Rica. 
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CALCULO DE LOS DATOS BASICQS 

Coeficiente total del fluido fracturante, CTff 

Este coeficiente es el Único parámetro que indica la efectl 

vi dad de un fluido fracturante, Fue introducido por Howard. y FastO), 

refiriéndolo al efecto de la pérdida del flui~o hacia la formaci6n 

por las caras de la fractura, Esta pérdida es:controlada por tres ti-

pos de mecanismos. 

El prrmer mecanismo se refiere al efecto combinado de la 

viscosidad del fluido fracturante y la permeabilidad ef~ctiva de la 

fo.rmación al mismo. Para cuantificar este efeCto, se ut·iliza la s.i

guiente ecuación(3)~ 

(1)* 

siendo e, el coeficiente del fluido fracturante controlado por su-

movilidad, 

El parámetro k, , permeabi 1 idad efectiva al fluido fractu

rante, debe obtenerse directamente en el laboTatorio. Si no se dispo-

ne de los medios necesarios para .esta determinación, puede estimarse 

su valor como propone Smith(4l, corrigiendo l'a permeabilidad al aire 

por un factor de 0,6, 

*Nomenclatura al final, 
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La porosidad efectiva(5), ~. , s~ obtiene con la expresión: 

El segundo mecanismo tiene lugar cuando los efectos _de vis-

cosidad y de compresibilidad de los fluidos del yacimiento son los 

que control~n la pirdida de fluido fractura~te. La ecuación utilizada 

para el cilculo de esti coeficlinte de pirdida .de fluido .es(3), 

En esta ecuación, 

presiones: 

K 
•' 

(2) 

se determinan con las siguientes ex-

(So· So,) K o+ (Sw- Sw,) Kw +S, K, 

(So'· S0 ,) + (Sw· Sw,) + S, 

(So. So,) ~o+ (Sw · Sw,) ~w +S ~ 

~. ~ (So- S0 ,) + (Sw · Sw,) + s, 

La'utilización de aditivos para eVitar la pérdida del fluido, 

origina un tercer mecanismo que controla dicha pérdjda. La evaluación 

de este efecto se basa en pruebas de laboratorio. De_ éstas, se obtie-

ne_una gráfica d'e volumen de filtrado contra la rafz cuadrada del 

tiempo de flujo. Esta grifica generalmente es una recta y se ha demos 

trado que(3) (S):. 



0.0164 m 
e· 3exp 

. (3) 

S_iendo C 3 e"p el coeficiente de pérdida de fluido.experiment~l. 

E 1 va 1 or de e 3 ... puede corregirse, .de cond i e i enes exp.!:_ 

rimentales a reales, uti 1 izando"la siguiente e·cuación(4), 

(p, • pw ,) krr T, 

~ p_. 0 k_. 0 T ••• 
(4) 

La prueba experimental de la que se obtiene el valor de c3 , 

debe efectuarse si gu i.endo 1 os 1 i neam i en tos propuestos por Howa rd .Y 

FastOl. 

En un tratamiento de fracturamiento, los mecanismos mencio-

nades, que dan origen a las e~uaciones (1), (2) y (4), actúan simult~ 

neamente, en tal forma que la combi_nación de los ·mismos se complemen-

ta para incrementar la efectividad del fluido. Sin embargo, la ecua-

ción en que se utiliza este concepto, p~ra el' c¡lc~lo del ¡rea de la 

fractura, consider'a aisladamente cada mecanismo; pÓr lo que se s'elec-

ciona, como coeficiente total del fluido fracturante, e 
Tff 

el me-

nor valor obtenido de los tres coeficientes(3)*. En el caso de no di~ 

poner de datos suficientes para calcular los coeficientes e, y e,' el 

valor que se considera es el determinado experimentalmente . 

... ~En formaciones depresionadas se utiliza un coeficiente combinado·, -
calculado s(imJ"larmente a la conductancia combinada de una serie de 
conductor.es S • 
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Densidad de la mezcla fluido fracturante-agente sustentante, Pm. 

Este parámetro, uti 1 izado para determinar el numero de 

Reynolds en la fractura y en los cál-culos hidráulicos, se obtiene con 

la siguiente ecuación(S), 

P " 8. 345 Prr + e, 
m e 

1+--'-
8.345p, 

Viscosidad de la mezcla fluido fracturante-agente sustentante, 11m,. 

(5) 

Se utiliza en el programa para determinar las dimensiones -

de la fractura y para el cálculo hidráulico. Su valor se obtiene con 

la siguiente ecuación(4), 

(1 + __ e_,_ 
8.345 P,) )lff 

(6) 
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VOLUMEN INICIAL DE INYECCION 

En la etapa inicial de un tratamiento por fracturamiento, -

se bombea contra la formaci6n fluido fracturante sin sustentante. La 

presión de inyección debe ser Jo suficientemente alta para provocar-

la falla de la roca y obtener así una fractura. 

Una vez iniciada la fractu·ra, la inyecciÓn de fluido. fract~ 

rante amplfa sus dimension~s. El volumen de fluido Rue.se inyecta en 

esta etapa, debe aumentar la amplitud de 1á fractura en la pared del 

p9zo, ·Jo suficiente para permití r la 1 ibre entrada de la mezcla flui-

do fracturante-agente sustentante,' sin que se '1arene 11 el pozo. En el 

método se considera que la amplitud mÍnima de la fractura (WI), requ!O 

rida para evitar problemas de este tipo, debe ser igual a 3 veces el 

diimetro miximo del agenie sustentante(1 2l. 

El cilculo dei volumen necesario de fluido fracxurante, li-

bre de sustentante, se hace por ensaye y error. Se supone un tiempo -

de inyección inicial y se calcula, con la ~cuación desarrollada por

R.D. CarterPl, el radio de penetración de la fractura, 

(7) 
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donde: 

24 CTrf \/17 t 
X= (8) 

w, 

siendo: 

erldx) ..¡¡;-
~ 

I 
2 

e ·t dt (9) 

Conocida como función complementaria de error. 

El valor de H, se proporciona a la computadora como dato 

y se estima considerando la presencia y posición de'barreras en el 

intervalo por fracturar. En general se considera ~ue la altura de la 

fractura es igual al espesor de la formación. 

A continuación se calcula la amplitud de la fractura, en 

funciÓn del valor de 'r o~tenido con la ecuaciÓn (7). Para ello se-

utilizan las siguientes expresiones, desarrolladas por Perkins y 

Kern(6): 

Para fluj 0 laminar en la fractura: 

w (~]0.2"5 
'= 0' 38 5.615 E 

Para flujo turbulento ;,n la· fractura: 
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Las ecuaciones (lO) y (11) se utilizan para fluidos Newto-

nianos. Para fluidos no-Newtoniános se empl.e'a la siguiente e<;uación, 

para el caso de flujo laminar: 

27 2n' + 1 , 0.9775 5.61 , q~' K'r, H:·n' ,-;;Ti"T 

12 [(J,;) (n' + l) (-n-, -)" (--¡¡¡-) (60)" (--5-.6-l-",-E-)] (12) 

n• y K' son las constantes reolÓgitas del fluido que inter-

vienen en.el modelo matemático empfrico conocido como Ley de Poten

cla(5}. Los valores n• y K' pueden determina~se con un viscosfmetro-

Fann(6). 

SI el valor de W~ es diferente a w1, s• supone otro tiempo 

de inyección y se calcula otro valor de rf, con el que se obtiene 

otra Iic. Este proceso se repite hasta que el valor de Wc sea igual al 

W1. Para el tiempo en que Wc resulta igual a w1, se calcula, con el -

gasto de inyección, el volumen ini-cial de fluido fracturante, sin su~ 

tentante, necesar,io pa·ra crear una amplitud de fractura, en la pared 

del pozo, suficiente para permitir la entrada del sustentante. 
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CALCULO DE LAS DIMENSIONES DE LA FRACTURA DURANTE EL TRATAMIENTO 

Las dimensiones de la fractura a condiciones din~micas. es 

decir, su penetraciÓn y su amplitud durante el tratamiento. difieren 

de las dimensiones finales de la fractura sustentada. Esto se debe al 

asentamiento del sustentante en la fracturao Sin embargo las dimensi~ 

nes dinámicas sirven para calcular la ~eometría de la fractura susten 

tada, 

En el programa de c6mputo se emplean las mismas ecuaciones 

establecidas en la sección anterior. SÓlo que el punto de partida en 

los cálculos, para este caso, es el volumen total de fluido fractura_!2 

te previamente fijado. Con este volumen y el gasto de inyecci6n se o~ 

tiene.el tiempo total de inyección del fluido fracturante·. Con este-

tiempo y suponiendo una amplitud de fractura, se calcula su radio de 

penetración (ec,(l),), con el cual y mediante las ecuaciones de 

Perkins y Kern (ecs. (lO), (11) o (12)), se determina la amplitud co-

rrespondiente. Este valor se compara con el supuesto de la amplitud 

de f¿ fractura. En el caso de que estos valores no sean iguales, se -

supone una nueva amplitud. Los cálcu'los se repiten hasta que la ampl..!_ 

tud calculada sea igual a la supuesta. En esta forma se obtienen los 

valores de la amplitud y el radio de penetración de la fractura duran 

te el tratamiento. 



DIMENSIONES DE LA FRACTURA SUSTENTADA 

Se considera que únicamente la fractura sustentada permane-

ce abierta al flujo después que la presión hidráulica del tratamiento 

ha sido liberada. De aquí la necesidad de determinar las dimensiones 

de la fractura sustentada. Este cálculo se basa en un modelo matemátj_ 

co, obteniendo a partir de estudios experimentales sobre la distribu

ción de agentes sustentantes en fracturas verticales simuladas. El prQ 

cedimiento de cálculo esta basado en los lineamientos indicados en la 

referencia 7 y comprende la determinación de: 

a) El coeficiente de correlación de arrastre: 

(13)* 

b) El número de Reynolds de la partícula, Rep. Su valor se -

obtiene en función de la raíz cuadrada del coeficiente de correlación 

de arrastre, usando la Fig. 6 de la· referencia 7. 

e) La velocidad final de asentamiento del sustentante. 

0.1292 x 10' 3 R,P l'rr 

f'¡¡ DP. 

(14) 

*Si se utiliza en el tratamiento un fluido no Newtoniano debe emplear-, 
se en esta ecuación, en lugar de f-Arr , la pseudo viscosidad, defini
da cómo la relación del Isfuerzo de corte correspondiente a una velo-
cidad de corte de 1 sec- · 
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d) La velocidad de la mezcla arriba del banco en equilibrio, 

Para flujo turbulento: 

Para flujo laminar: 

En estas ecuaciones Uweq es la ''velocidad d~ fricci6n''J 

se calcula con la siguiente ecuaci5n: 

v, u 
woq (16) 

Donde: f3 0.5 para fluidos Newtonianos 

f3 0,] para fluidos no-Newtonianos 

e) La altura del banco de agente sustentante en la fractura 

a condiciones de equilibrio: 

0.09973 q, 
h.q=Hf- Wv (17) 

oq 

f) La constante de formación del banco, k', Esta constante 

permite obtener la velocidad de depositación del agente sustentante,-

cuando ~sta es menor que la velocidad de equi 1 ibrio. Se utiliza para 

determinar el tiempo neces.ario para alcanzar .la altura _del banco a 
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condiciones de equilibrio, Su valor se calcula con la ecuaci6n¡ 

(18) 

g) EÍ.·tiempo neces.ario para alcanzar el equilibrio, '•• 

Si este tiempo es mayor que el ti~mpo disponible de inyecci6n de la -

me:i:cla, 'se calCula para este tiempo, la· altura·, h, ; del banco, aún 

cÜando n'o .se alcanc.~n las co~diciones. de equi 1 ibrio, 

El tiempo de equ(l ibrio se deter~ina con la siguiente •cua-

ción: 

6 k. q, 
(19) '·· 

H h 
0.95 + 3 (~)(H,- h,.l (h,.)..(W) 

eq 

h) La longitu~ de la fr~ctura sustentada, L• Esta longi-

tud corresponde a la del banco de arena en ·la fracturp y se calcula -

con· la sigui·ente ecuact6n: 

' ' L = 071894 V,m c. 
• ·p; ~>; W(l-</>~l 

(20) 
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INCREMENTO DE PRODUCTIVIDAD 

El incremento de productividad se obtiene a partir de la r! 

!ación de los Índices de productividad del pozo, después y antes del 

fracturamiento (J/Jo). La determinación de esta relación es esencial 

para establecer el análisis econÓmico de un t-ratamiento por fractura

miento. El incremento de productividad depende principalmente de la -

capacidad de flujo de la fractura, de las dimensiones de la fractura, 

del espesor de'la formación, del radio de drene del pozo,- de la per

meabilidad de la formación y del radio del pozo(BJ. 

La capacidad de flujo de la fractura, k, W , es la permeabi

lidad de la fractura sustentada multiplicada por su amplitud. Su va

lor depende de las características de la formaciÓn~ del agente sus

tentante, de las presiones de confinamiento y de la concentraciÓn de 

sustentante en la fractura. El Único procedimiento que garantiza una 

determinaciÓn confiable de la capacidad. de flujo de lá fractura es m! 

diante pruebas de laboratorio que simulen ~ondiciones de la fractura 

en el yacimiento. Además estas pruebas permiten seleccionar el suste~ 

tante que proporcione la mayor capacidad de flujo. En caso de carecer 

de los medios requeridos para su evaluación experimental, se puede o~ 

tener este parámetro mediante correlaciones, como las presentadas por 

Dunlap(9), Raymond(IO) o las contenidas en la referencia (11). 
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La amplitud y la altura de la fractura sustentad¿¡ se obtie-

nen como previamente se indic6~ Los otros par~metros de 'que Jepende 

el incremento de productividad son datos. 

La relaciÓn de Índices de producti"vidad. J Jo. se determina 

a partir de expresiones matemátiCas derivadas de modelos electrolÍti-

cos ::s>. 

Estas ecuaciones son: 

X:~(ln_'_;:_) ,{lO 
"K H 'w 'YA 

(21) 

Para el caso en que 0,1 <: X < 3 

~:~ 10785ltan (183_S,_- 1.25)+428\-exD I+D 
J.. e , • 

(22) 

si X> 3 

Fltan(Y,.Z)-tanZ]-,1. 

Jo e 
(23) 

En estas ecuaciones: 

B =~-----
3 334 X - 0.334 

9.668 
(24) 

e 0.08 ~ + 0.92 (25) 
h, 

D 1 o 75 ~ (26) 
H, 

(27) 
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y (2.27- 1.32 X"')_s_ (28) 
r, 

z = 1.24 x-'- l.64X"'-O.B4 (29) 

Cuando la formación por fracturar está dañada, la relación 

de productividad se calcula con las expresiones desarrolladas por 

Raymond(lO), Cuando el pozo ha sido previamente fracturado, el valor 

obtenido de J/Jo se corrige, de acuerdo con el criterio propuesto por 

Martin(l7), En el apéndice D se indican las· ecuaciones usadas para d~ 

terminar la relación .de productividad en estos casos. 

/ 
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CALCULO HIDRAULICO 

El cálculo hidráulico comprende la estimación de la presión 

de inyección necesaria en el cabezal del pozo para efectuar el trata

miento; en el caso de que esta presión exceda la presión permisible

de las conexiones superficiales y tuberías, el diseño c.orrespondiente 

se excluye. Si la presión superficial resulta menor o igual a la per

misible, se obtiene la potencia hidráulica necesaria para efectuar el 

tratamiento, El cálculo de esta potenci.a es necesario para la evalua

ción económi-ca del diseño. 

En el cálculo hidráulico se consideran los casos siguientes: 

(1) Tratamiento por la tuberfa de producción o la de revestimiento, 

(2) Tratamiento por el espacio anular y (3) Tratamiento por el espa

cio anular y por la tuberfa de producción. Los cálculos pueden efec

tuarse para fluidos fracturantes Newtonianos o no-Newtonianos. La pr~ 

'sión superficial requerida para efectuar el tratamiento se obtiene con 

la siguiente ecuaciÓh(12), 

(30) 

La presión de tratamiento, P, , se estima o calcula con el 

"gradiente de fracturamientd' de la formación en el área donde se loca

liza el pozo. 
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La caída de presión por fricción a través de la tubería, se 

determina con la siguiente ecuación(13), 

(31) 

En esta ecuación, es el factor de fricción de Fanning que 

se obtiene en función del Número de Reynolds. Este factor puede deter 

minarse de la correlación presentada en la Fig. 4(18). 

La pérdida de presión por. fricción a través de las perfora

ciones se calcula con la expresión(3), 

- o_._:_o 0_:_8:..:3:..:6_cp:_;,m'-.2q ,_; 
~Pp ~ 

d ~ N! 

Finalmente la presión hidrostitica se obtiene con la ecuación(S), 

(32) 

(33) 

Una vez obtenida la presión superficial, el programa v.erifi 

ca si su valor es inferior al de la presión máxima permisible y si se 

tiene este caso, se procede al c~lculo de la potencia hidr~ul ica nece 

saria, mediante la expresión(S), 

(34) 

En caso contrario el diseño correspondiente se desecha. 
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ANALISIS ECÓNOMICO 

En todo diseño de ~n fracturamiento, deben distinguirse dos 

aspectos de suma importancia: el técnico y el económico, En las sec-

e iones anteriores se ha tratado el primer 'aspecto, en esta sección se 

tratará la fase económica. Esta fase consiste en un balance de ingre-

, sos y egresos. Mediante este análisis se selecciona el diseño Óptimo 

desde el punto de vista económico. El análisis está basado en la de

terminación de 5 factores de evaluación,·que son(14)(15), 

1. Costo del t ra tam i ente 

2, lndice de costo 

3. Ganancia 

4. Periodo de canee 1 a e i Ón 

5. Periodo de restitución 

En el apéndi.ce E se definen cada uno de estos conceptos. 

Los cálcul.os que se incluyen en la .evaluación económica, se 

basan en las consideraciones siguientes: 

a) La declinación del pozo es de tipo exponencial*, 

b) La recuperación total del .pozo antes y después del cfrac-

turamiento es la misma*. 

*El programa de cómputo está adaptado para incorporar otros c.riterios 
de acuerdo con la información disponible. 
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Con estas consideraciones, se determina el rendimiento eco

nómico obtenible de un fracturamiento, Este rendimiento se obtiene 

descontando el costo del tratamiento al valor actual del ingreso adi-

cional proporcionado por efectos del i.ncrem~nto en el ritmo de produ~ 

·ción. La estimación de los costos del tratamiento está basada en da-

tos obtenidos del campo, de compañfas de servicio, o bien -de la refe-

rencia (16). 

El fndice de costo se determina con _el costo del tratamien-

to y la relación de productividad obtenida_para el diseño analizado. 

Con los datos de producción arite~ del fracturamiento y a 

condiciones de abandono, se calcula el ingreso obtenible sin estimu-

lar el pozo, Con el incremento de productividad determinado, se cale~ 

la el ingreso que se obtiene tonsiderando la estimulación. Estos in

gresos se determinan con la siguiente expresión(14), 

1= •q(l-e·(b+JrT¡ 

b + j 
(35) 

La· diferencia entre los ingresos anteriores proporciona el 

ingreso debido al incremento de productividad del pozo como consecuen ,. -
cia del fracturamiento, La ganancia queda determinad-a por la diferen-

cia entre el ingreso adicional y el costo del tratamiento, 

A continuación, utilizando la ecuación anterior, se determl 

nan los tiempos para los cuales los ingresos se igualan con los costo~ 
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El primero, considerando la producción tofal, proporciona el periodo 

de restitución y el segundo, considerando la diferencia de producción 

total menos la producción obtenible sin estimular el pozo, da 

riodo de cancelación. 
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A P E N D 1 C E A 

SUPOSICIONES EN QUE SE BASA EL METODO DE DISEÑO 

El método de diseño de un fracturamiento, utiliza varias 

ecuaciones deducidas matemática o empÍricamente. Las suposiciones in

herentes a cada ecuación y las correspondientes a valor~s asignados -

a variables desconocidas, son: 

l. La fractura es vertical. 

2. La altura de la fractura se supone generalmente igual -

al espesor de la formación. Su valor puede estimarse 

considerando la presencia y posición de intercalaciones 

de zonas densas o lutíticas, que puedan 1 imitar su ex

tensión vertical. 

3. La formación es homogénea y de espesor constante. 

4. La amplitud de la fractura puede determinarse con las

ecuaciones de Perkins y Kern(6). 

5. En el fracturamiento se uti 1 izan fluidos convencionales. 

6. El área de la fractura queda determinada por la ecuación 

de Carter(3). 

7. La distribución del agente sustentante en la fractura -

puede calcularse por el procedimiento propuesto por 

Babcock(7). 
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8. El incremento de productividad puede obtenerse a partir 

de correlaciones ·establecidas por medio de modelos ele~ 

trolhicos(Bl. 

9. La producción del pozo declina exponencialmente*. 

10. Las reservas producibles por ·el pozo no se incrementan 

por efecto del fracturamiento*. 

*Estas suposiciones pueden modificarse si se dispone de información 
a 1 respecto. 
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A P E N O 1 C E B 

DATOS REQUERIDOS PARA PROCESAR EL PROGRAMA DE COMPUTO 

La confiabilidad de los resultados proporcionados por el mi 

todo de diseño depende en gran parte de la exactitud de los datos su

ministrados. 

Los datos requeridos son*: 

DATOS DEL POZO: 

1. Nombre., campo, formación y localización del pozo, 

2, Presión de fracturamiento. Se refiere a la presión de -

fracturamiento de la formación por estimular, Puede pr~ 

porcionarse un valor estimado de acuerdo con el conoci

miento del área. 

3. Presión máxima permisible en el cabezal del pozo. 

4. Indicar si el tratamiento se desea por tuberfa de produ~ 

ción, por tuberfa de revestimiento, por espacio anular 

o por tuberTa de producciÓn y espacio anular. 

5. Diámetros nominales y tipos de tuberfa de revestimiento 

y producción. 

6. Profundidad de•l intl;lrvalo a tratar, 

7, NÚmero de perforaciones, 

* Se usan las mismas unidades que se indican en la nomenclatura. 
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B. Di~metro de las perforaciones. 

9. Radio de drene. 

10, Gasto actual del pozo o su Índice de p.roductividad. 

11, Gasto de abandono. 

DATOS DE LA FORMACION POR FRACTURAR: 

1. Espesor*. 

2, Permeabilidades. 

3. Relación de daño. 

4. Saturaciones de fluidos. 

5. Porosidad. 

6, Presión estática, 

7. Viscosidad de los fluidos. 

8. Compreslbil idad de ·Jos fluidos. 

9. Temperatura, 

10. MÓdulo de elasticidad. 

Algunos parámetros, tales como la porosidad y la permeabill 

dad, deben obtenerse en el laboratorio, utilizando una muestra repr~ 

sentativa de la formación por estimular. Las saturaciones de fluido¿~ 

sus viscosidades, compresibilidades y el módulo de elasticidad de la 

formación pueden estimarse si no se dispone de información precisa. 

*Es conveniente disponer de los registros eléctricos del pozo. 

-113,-



DATOS DE MATERIALES Y EQUIPO 

Uno de los aspectos más importantes en el diseño Óptimo de 

un fracturamiento radica en la selecciÓn de los fluidos fracturantes, 

aditivos y agentes sustentantes. Esta selección se basa en pruebas de 
laboratorio con nÚcleos representativos de la formaciÓn. De estas 

pruebas se·obtienen los parámetros que intervienen en los cálculos del 

diseño. Si se carece de datos de laboratorio, el programa de diseño -

trabaja con datos obtenidos de correlaciones publicadas(9)(10)(11). 

También es conveniente indicar que en el caso de disponer de un solo 

fluido fracturante y un tipo de agente sustentante, el método propor

ciona el diseño Óptimo para los materiales disponibles, Los datos so

bre materiales y equipo que utiliza el programa de cÓmputo son: 

l. Caracterlsticas reolÓgicas del fluido fracturante. 

2, Coeficiente de pérdida de fluido. 

3. Pérdida inicial de fluido. 

4. Densidad del fluido fracturante. 

5. Tipo de agentes sustentantes. 

6. Tamaño de agentes sustentantes. 

7. Potencia disponible o rango de gastos de bombeo deseado. 

8. Rango de volÚmenes de fluido fracturante disponibles. 

9. Rango de concentraciones de agen·te sustentante deseado. 

10, Costo unitario del fluido fracturante {se deben incluir 

todos los aditivos utilizados en su preparación). 
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11. Costo unitario de agentes sustentantes. 

12. Costo unitario por potencia hidráulica 

13. Costo unitario por mezclado. 

14. Costo por almacenaje de productos en el pozo. 

15. Costo por mano de obra, planeación y supervisión. 

16. Costos fijos. Incluye cualquier costo.no considerado. 

\ 
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APENDICE 

EJEMPLO DE APLICACION 

Se prepar~.un ejemplo para ilustrar la aplicación del méto

do de diseño, en la selección de la alternativa que proporciona los -

resultados Óptimos de un fracturamiento. En la tabla 1, columnas 1 a 

5, se presentan los datos supuestos para 24 alternativas de diseño. -

En estas alternativas se consideró·únicamente un tipo de fluido frac

turante y un tipo de agente sustentante. 

A continuación se enl istan los datos utilizados para proce

sar el programa de cómputo. 

DATOS DEL POZO: 

P, 7 304 lb/pg 2 

pperm= 6 000 lb/pg 2 

Tratamiento a través de tubería de revestimiento 

d 0.0 pg 

d 
o 5.965 pg 

D 3 170 pies 

NP 11 

dp 0.51 pg 

r 550 pies 
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20 m3/día 

m3/día 

DATOS DE LA FORMACION POR FRACTURAR: 

H, = 50 pies 

K o = 4.5 md 

RelaciÓn de daño = 1.0 

S = o. 71 o 

so, = 0.40 

"' 
= o. 16 

Pw, 3 670 lb/pg2 

T 248 OF 
y 

E = 5 X 106 (lb/pg2) 

DATOS DE MATERIALES Y EQUIPO 

¡< 11 15 (cp) 

SG'(1 1.0024 

P~rdida inicial de fl~ido 0.0 

CT 11 = 0,00102 (pies/ {rñiñl 

Tipo de sustentante: arena Ottawa 

Tamaño sustentante: mallas 20-40 
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Gastos de bombeo deseados: 

Inferior: 10 (bl/min) 

Superior: 25 (bl/min) 

Volúmenes de fluido fracturante: 

Inferior: 100 000 galones 

Superior: 200 ,qoo galones 

Concentraciones de sustentante deseados: 

Inferior: lb/ga 1 

Superior: 1.5 lb/ga 1 

e 250 m ($) Si: o < 

e 
m 

¡= 560 ($) Si: 13 < 

cm 2 500 ($) Si: 26 < 

eh 11 ($/hp) 

q, < 12 

q i < 25 

q, < 30 

C, 5 ($/bl) si se cuenta con tanques de 250 bl, 

(bl/min) 

(bl/mi n) 

(bl/mi n) 

e, 31 ($/bl) si se cuenta con tanques de 500 bl, 

e" 
e 

c. 

e, 

e 
p 

600,00 

0.25 

10.00 

10 000 

o 

($/m3) 

($/lb) 

( $/1 t) 

($) 
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., .,...· 

'·e, o 

e. 5 ooo ($) 

En la tabla 1 se presenta el 1 istado de los resultados pro-

porcionados por la computadora. En esta tabla se incluyen 24 diseños. 

El análisis de los resultados indica como diseño Óptimo el número 10, 

cuyas condiciones son las siguientes: 

Gasto de inyección 

Volumen total de fluido f~acturante 

Volumen del bache inicial 

Concentración del agente sustentante en 

el fluido fracturante 

Tipo de agente sustentante 

Tamaño del agente sustentante (mallas)' 
' 1 

Tipo de fluido fracturante 

Tratamiento a través de tubería de 

revestimiento 

25 bl/min. 

100 000 gal. 

2 000 gal.; 

1.0 lb/gal. . 

Arena Ot tawa 

20-40 

Convencional de 
~" 15 cp. y 
Prr = 1.0024 

Es necesario enfatizar que con el programa pueden analizarse 

mayor número de alternativas de diseño. Por ejemplo, si se desea· eva-

luar 10 gastos de i~yección, 10 volúmenes de fluido fracturante y 3 -

concentraciones de agente sustentante, para un tipo de fluido fractu-

rante y un tipo de sustentante, se tendrán 300 diseños diferentes. Si 

además, como ocurre frecuentemente, se evalÚan diversos fluidos 
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fracturantes y agentes sustentantes, se generará un mayor número de -

diseños. 

,, 
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TABLA l.--ALTERNATIVAS DE DISENO DE UN FRACTURAMIENTO HIDRAULICO 

(1) (2) (3) (4) (S) (6) (7) (8) 
Diseño Gasto Vol. Tota 1 Vol. Mfn.imo Conc. Sustte. Alt. Supta. Alt. Fract. Long. Fract. Amplitud 

lny. Fluido Frac. Bache lnic. Fractura Sustentada Sustentada Prom.Fract. 
No, (bl/dfa) (galones) (galones) (lb/gal~ (pies) (pies) (pies) (pg). 

1 10 100 000· 2 000 1.00 so 4S.S BIS 0.161 
2 10 100 000 2 000 1.2S so 4S.6 1 014 0.162 
3 1-0 100 000 2 ooo· l.SO so 4S.6 1 211 o. 162 
4 IS lOO 000 2 000 1.00 so 44.4 73S 0.184 
S IS 100 000 2 000 1.2S so 44.S 913 o. lBS 
6 IS lOO 000 2 000 l. SO so 44.7 1 090 o. 186 
7 20 100 ooo· 2 000 1.00 so 43.S 686 0.202 
8 20 100 000 2 000 1.2S so 43.7 8S3 0.203 
9 20 100 000 2 000 l.SO so 43.8 1 017 0.203 

10 2S 100 000 2 000 1.00 so 42.7 6SS 0.216_ 
11 2S 100 000 2 000 1. 2S so 42.8 814 0.217 
-12 2S 100 000 2 000 l. SO so 43.0 970 0.217 
13 10 200 000 2 000 1. 00 so 47.0 1 468 0.178 
14 10 200 000 2 000 1.2S so 46.2 1 826 0.179 
IS 10 200 000 2 000 l. SO so 46.2 2 182 o. 179 
16 IS 200 000 2 000 1.00 so 4S.2 1 309 0.204 
17 IS 200 000 2 000 1.2S so 4S.3 1 628 0.20S 
18 IS 200 000 2 000 l. SO so 4S.4 1 944 0.20S 
19 20 200 000 2 000 1.00 so 44.S 1 214 0.224. 
20 20 200 000 . 2 000 1.2S so 44.6 1 SIO 0.22S 
21 20 200 000 2 000 l. SO so 44.7 1 802 0.22S 
22 2S ioo ooo 2 000 1.00 so 43.8 1 ISO- 0.241 
23 2S 200 000 2 000 1.2S so 44.0 1 429 0.241 
24 2S 200 000 2 000 l.SO so 44.0 1 70S 0.242 
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T A B L A 1.- ( C O N T 1 N U A C 1 O N 

(9) (lO) (11) ( 12) ( 13) (14) (15) (16) 
Diseño Presión Potencia 1 ncremento de . Costo del lndice de- Ganancia Periodo de Pér iodo de 

Syperf, Productividad "Tratamiento Costo Cancelación RestituciÓn 
No. (lb/pg2) (hp) j /jo ($) -(t) w-5 ($ X 106 ) (años) (años) 

1 2 782 681 3.8 572 000 0.66 5.59 1,84 0,14 
2 2 710 664 3.9 649 000 0.60 5.61 1.96 Q.l5 
3 2 641 647 4.0 726 000 0.55 5.56 2. 13 0,17 
4 3 120 1 146 4.3 573 908 0,76 6,01 l. 19 o. 12 
5 3 054 1 122 4.5 651 000 0.69 6.03 1,26 0.13 
6 2 989 1 098 4.6 729 000 0.63 6.01 1.34 o. 14 
7 3 570 1 749 4.9 581 874 0.85 6.35 0.82 o. 10 
8 3 511 1 720 5.1 659 644 o. 77 6.36 0.86 0,11 
9 3 452 1 691 5.2 73 7 000 o. 71 6.35 0.91 o. 12 

1 o 4 123 2 525 5.5 594 723 0.92 6,61 0.61 0.09 
11 4 072 2 494 5.7 672 581 0,84 . 6.62 0.63 o. 10 
12 4 022 ~ 463 5.8 750 000 o. 77 6,60 0.66 o. 10 
13 2 782 681 4.5 1 119 000 0,04 5.55 2.65 0.23 
14 2 710 664 4.5 1 274 000 0,04 5.44 3.04 0.25 
15 2 641 647 4.6 1 ·429 000 0,03 5.32 3.53 0.28 
16 3 120 1 146 5.4 1 120 920 0~04 6.04 l. 39 0.18 
17 3 054 1 122- 5.5 1 276 613 0,04 5 .• 93 1.55 0,20 
lB 2 989 ·1 098 5.5 1 432 000 0,04 5.81 l. 73 0,22 
19 3 570 1 749 6.2 1 128 886 0,06 6.39 0.86 o. 15 
20 3 51'1 1 720 6.4 1 284 773 0.05 6.27 0.94 o. 17 
21 3 452 1 691 6.5 1 440 659 0,04 6.15 l. 03 O; 18 
22 4 123 2 525 7.1 1 141 735 0.06 6,64 0.59 0.13 
23 4 072 2 494 7.2 1_ 297 710 0.05 6.52 0.64 o. 14 
24 4 022 2 463 7.3 - 1 453 684 0.05 6,40 0.70 0,16 
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AP NDICE 

RELACION DE PRODUCTIVIDADES EN POZOS DAÑADOS 

O PREVIAMENTE FRACTURADOS· 

Si la formación por fracturar está dañada en la vecindad 

del pozo, el incremento te6rico de productividad puede determinarse -

por medio de la expresión(lO), 

(--'--"-l+ln (~) 
r ¿ 

K 
~ In ------ + In 

w k, 
r +-(--1) 

f rr ko 
(36) 

Kct 

Si por alguna razón se efectúa un tratamiento en un pOzo 

previamente fracturado, puede calcularse el incremento de productivi

dad aplicando el criterio propuesto por G. Martin(l7 l. 

(jo ) calculada 

(____!__) obtenido en el troto miento anterior 
J; 

(37) 
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A P E N O 1 C E 

COSTO DEL TRATAMIENTO Y FACTORES ECONOMICOS DE DECISION 

Para estimar el costo de un tratamiento por fracturamiento 

hidráui ico se consideran los siguientes conceptos(l6), 

l. Costo de mezcleo1f 

2. Costo por potencia. 

3. Costo por transporte y almacenajei'· 

4, Costo del fluido frac~urante. 

5; Costo del agente sustentante. 

6. Costo por aditivos. 

7. Costo por ingeniería (di seno y supervisiÓn de 1 a opera-

ción). 

8, Costo por pruebas de' p reduce i Ón. 

9. Costo por registros de producción. 

10, Costo por conceptos diversos. 

La suma de estos costos proporciona el costo total del tra-

tamiento. 

*Estos costos var(an de acuerdo con ·las volÚmenes del material uti 1 i 
zado en el fracturamiento. 
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INDICE DE COSTO 

Se define por el cociente resultante de la relaciÓn de pro

ductividades entre el costo del tratamiento. Es Un factor que da idea 

de la eficiencia de la inversi6n. 

GANANCIA 

Es el ingreso adicional obtenido por el incremento en el 

ritmo de producciÓn, menos e 1 costo del t ra tam i ente. 

PERIODO DE CANCELACION 

Es el tiempo necesario para que el ingreso adicional obten.!.. 

do por la estimulaci,ón, sea igual al costo d€1 .tratamiento. 

PERIODO UE RESTITUCION 

Es el tiemPo necesario para que con los ingresos obtenidos 

por la producción total del pozo se cubra el cos,to del tratamiento. 
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N O M E N C L A T U R A 

Area transversal expuesta al flujo en la prueba convencional 

de pérdida de fluido, (cm 2) 

A Area de drene del pozo, (acres) 

Declinación continua, (tiempo-]) 

e, 

e, 

Compresibi 1 idad de la roca, (lb/pg2)-1 

Compres ibi 1 idad del gas, (jb/pg2)-l 

Compresibi 1 idad del aceite, (lb/pg2)-l 

Compresibilidad total, (lb/pg2)-l 

Compresibilidad del agua, (lb/pg2)-1 

Concentraci5n de agente sustentante en el flu~do fracturante, 

( lb/ga 1) 

eTrr Coeficiente de pérdida del fluido fracturante, (pies/ r.;;Tñ) 

e, Coeficiente de pérdida de fluido fracturante controlado por su 

movi 1 idad, (pies/ r;ñiñ) 

e, Coeficiente de pérdida de fluido fracturante controlado por la 

viscosidad y compresibilidad de los fluidos del yacimiento, 

(pies/ /min) 

e, Coeficiente de pérdida de fluido controlado por aditivos, 

(pi es/ {~i;,) 

e,., 0 Coeficiente de pérdida de fluido experimental controlado por -

a di ti vos, (pi es/ {fñiñl 
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C0 Rep Coeficiente de correlación de arrastre 

e, Costo por aditivos, ($/lt) 

Costo por conceptos di versos, ($) 

err Costo del fluido fracturante, ($/m3) 

Costo por poten.~ i a, ($/hp) 

Costo por ingeniería, ($) 

Costo de mezcleo ($) 

Costo por pruebas de produce i ón, ($) 

e, Costo por registros de producción, ($) 

e, Costo del sustentante, ($/1 b) 

e, Costo por transporte y almacenamiento,' ($/bl) 

Diámetro interior de la tubería de producción, (pg) 

d, Diámetro exterior de la tubería interior, (pg) 

Diámetro interior de la tubería exterior, (pg) 

dp O i ámet ro de las pe rfo rae iones, (pg) 

D Profundidad del intervalo a tratar, (pies) 

DP Diámetro promedio del sustentante, (pg) 

E MÓdulo de Young de la roca, (lb/pgz). 

Factor de Fanning 

Altura del banco en equi 1 ibrio, (pies) 

h
1 

Altura del banco de sustentante en. la fractura, (pies) 

H, Altur~ de la fractura durante el tratamiento, (pies) 

H Potencia hidráulica, (hp) 
h 

Gasto de inyección, (bl/dÍa) 

lngresopor producción, ($) 
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Tasa de interés nominal, (tiempo-1) 

lndice de productividad después del fracturamiento, (bl/día/lb/pg2) 

J, lndice de productividad antes del fracturamiento, (bl/díajlb/pg 2) 

k• Constante de for~ación del banco 

kd Permeabi 1 idad de. la zona dañada, (md) 

k, Permeabi 1 idad de la fractura, (darcies) 

k 
' 

Permeabi 1 idad efectiva a 1 gas, (md) 

Permeabi 1 idad efectiva .a 1 aceite, (md) 

Permeab i 1 i dad efectiva a los fluidos móviles del yacimiento, (md) 

Pe¡meabi 1 idad efectiva al agua, (md) 

Permeab i 1 i dad efectiva al fluido fracturante, (md) 

k,W Capacidad de flujo ·de la fractura, (darcies-pie) 

k,. 0 Permeabi 1 idad del medio de prueba, (md) 

K' lndice de consistencia (lb segn'/pie2) 

Lb Longitud del banco, (pies) 

m Pendiente de la gráfica de volumen acumulativo de filtrado co~ 

tra la rafz cuadrada cjel tiempo de flujo, (c~ 2 ) 
m1n 

n lndice de comportamiento de flujo 

N NÚmero de perfora e iones 

p' Presión su pe rf i e i a 1 , ( 1 bjpg2 ) 

P, Presión de tratamiento, (lb/pg2) 

p Presión estática del pozo, (lb/pg2) w• 
p Presión permisible,· (lb/pg 2) 

perm 

q, Gasto de inyección, (pies3/min) 

-1 2B-



Gasto de producción, (volumen/tiempo)* 

Gasto de abandono, (volumen/tiempo)* 

Gasto de producción antes de la estirnulación, (volumen/tiempo)* 

Radio de drene del pozo, (pi es) 

rd Radio de, la zona dañada (pies) 

'r Radio de penetración de la fractura, (pies) 

Radio del pozo, (pies) 

. R,P NÚmero de Reynolds de la partfcula (sustentante) 

S, Saturación de gas 

So Saturación de aceite 

Sw Saturación de agua 

S SaturaciÓn residual de aceite 

Swr Saturaci5n residua.l de agua 

SG" Densidad relativa del fluido fracturante 

Tiempo de inyección, (min) 

Tiempo de equi 1 ibrio, (m in) 
eq 

~ Tiempo de explotación, (años) 

T Temperatura del yacimiento, (OC) 

T 
exp 

Temperatura de prueba, (oc) 

u "Velocidad de fricciÓn", (pies/seg) 

Velocidad final de ásentamiento de la partrcula de sustentante 

en el fluido fracturante, (piesjseg) 

v,q Velocidad de equi 1 ibrio, (piesjseg) 

.v Velocidad de flujo promedio, (pie~/seg) 

*Se emplean las unidades siguientes: (m3jdía) para gastos de aceite 
y (pies 3/dfa) para gasto~ de gas. 
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Vfm Volumen de fluido fracturante disponible para la mezcla, 

(pi es3) 

W Amplitud de la fractura, (pg) 

W, Amplitud calculada de la fractura, (pg) 

·W 1 Amplitud de la fractura necesaria para in_iciar la· inyecciÓn 

del agente sustentante, (pg) 

Parámetro dado por la ecuación (8) 

X Capacidad relativa, (pi·es) 

~ P~rdidas de presión por fricción a trav~~ de la tuberfa 
Pr 

~PP P~(didas de presión por fricci6n a trav~s de las perforaciones, 

(lb/pg 2 ) 

1 Presión debida a la carga hidrostática, (lb/pg2) 
p' 

1P Presión diferencial de la prueba de pérdida de fluido, (lb/pg2 ) 
"P 

Precio unitario de a.:eite o gas, ($/m3) 

~, Viscosidad del gas a condiciones de yacimiento, (cp) 

Viscosidad de la mezcla fluido fracturante-sustentar1tc (cp) 

Viscosidad del aceite a condiciones de yacimiento, (cp) 

Viscosidad de los fluidos móviles del yacimiento, (cp) 

Viscosidad del agua a temperatura de yacimiento, (cp) 

Viscosidad del fluido fracturante a condiciones del yacimiento. 

Para el caso de un fluido no-Newtoniano se puede usar viscosi-

dad plástica(4), (cp) 

pm Densidad de la mezcla, (l.b/gal) 
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P, Densidad del sUstentante, (gr/cm3) 

pff Densidad del fluido fracturante, (gr/cm3) 

<P Porosidad de la formaciÓn 

<Pb Porosidad del banco de sustentante 

</> Porosidad efectiva de 1 a formaciÓn 
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FIG. Nq 1' GEOMETRIA DE LA FRACTURA CONSIDERADA EN EL MODELO MATEMATICO 

FIG NQ 2, DISTRIBUCION DEL AGENTE SUSTENTANTE EN UNA FRACTURA VERTICAL 
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Z: N Re 
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REGION EXPERIMENTADA----
REGION EXTRAPOLADA---------

FIG. NQ 4' FACTOR DE FRICCION PARA FLUIDOS NO-NEWTONIANOS 
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Fig. 3.- Diagrama de flujo simplificado . 
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C A P I T U L O 11 

FLUIDOS FRACTUPAN'I'ES 

11.). PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS FPACTURANTES. 

El fluido fracturante es el fluido que permite transmitir presión 
hidráulica a la formación hasta lograr su ruptura. Después el fluí 
do fracturante penetra a la formación, ampliando y extendiendo la
fractura. 

Para que cumpla su función en forma óptima, el fluido fracturante 
debe contar con ciertas propiedades, que a continuación se especi
fican: 

(a) Pérdida de filtrado.- Debido a las características de la forma 
ción, como su permeabilidad y contenido de microfracturas, el flui 
do fracturante, en su fase líquida, tiende a penetiar a la forma-= 
ción en forma de filtrado y de acuerdo con la diferencial de pre-
sión que se establece entre la presión hidráulica del mismo fluido 
y la presión de la formación. Si el fluido fracturante no se trata 
con un aditivo reductor de filtrado, esta propiedad ocurrirá inevi 
tablemente, provocando una muy baJa eficiencia en el fracturamien
to. 

(b) Poder de acarreo.- Para mantener abierta la fractura es necesa 
rio introducir a la fractura un agente sustentante y no permitir 
su asentamiento. 

(e) No dañino a la formación.- El fluido fracturante debe ser iner 
te a los fluidos de la formación y a la matriz misma, es decir, no 
debe existir interacción química o fisicoquímica que provoque el -
consecuente daño a la formación. Esto es deseable cuando el objeti 
vo es crear una fractura empacada con un agente sustentante, pues
se debe aclarar que existe el fracturamiento con ácido, cuyo prin
cipio básico es diferente. 

(d) Bombeable.- Se debe cuidar que el fluido fr.acturante no flocu
le por efecto de temperatura y presión, que su poder de tixotropía 
sea mínimo y su viscosidad apropiada para permitir su bombeabili-
dad. 

(e) De bajo costo.- El costo del fluído fracturante determina la -
economía de la operación. Se pueden obtener buenos resultados de ~ 
productividad en el fracturamiento, pero el costo de la operación 
puede finalmente hacer antieconómico el t~atam1ento. 
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(f) No peligroso.- En algunas ocasiones se han usado productos tó
xicos e inflamables que ponen en peligro la integridad física del 
personal, por lo que estos fluídos son poco deseables en su uso, -
aunque en otras propiedades sean excelentes. 

(g) Fácil de preparar.- Se considerará la disponibilidad de los 
productos y su facilidad para prepararlos en el campo~ 

(h) Removible de la fractura.-Esta propiedad es muy importante, 
pues si el fluído fracturante queda "atrapado" en la fra'ctura mis
ma por efectos adversos, entonces no habrá flujo de fluídos de la 
formación hacia el pozo, siendo esta la función del fracturamiento. 

(i) Baja pérdida de presión por fricción.- Propiedad que nos permi 
te aprovechar al máximo la capacidad del equipo superficial de boro 
beo. El hecho de poder controlar esta propiedad ha dado corno resul 
tado el poder lograr mayores velocidades de bombeo, y consecuente= 
mente, mayor eficiencia en el tratamiento. 

11.2. FLUIDOS BASE ACEITE. 

Los primeros fluídos usados en las operaciones de fracturamiento -
fueron precisamente fluídos base aceite, preparados con gasolina y 
Napalrn, ·una sal ácido-grasa de aluminio¡ la kerosina, el diesel o 
el aceite crudo fueron la base de estos fluídos. Posteriormente se 
fueron usando una gama de aceites viscosos como base del fluído 
fracturan te. 

(a) Aceites refinados.- Los aceites viscosos refinados ofrecieron 
una serie de ventajas en el fracturamiento y por.muchos años fueron 
el medio de fracturar más común. Las especificaciones típicas de -
este tipo de aceites son: 

Grados API 6-25° 

Viscosidad 50-300 cp a 100°F 

Filtrado API 25-100 rnl en 30 min. 

Ve l. de caída de la arena Menos de 7 pies/min 

Asfaltenos t-1enos de .75 % 

Tiempo de ruptura de la emulsión Menos de 30 min. 

Las ventajas de estos fluídos son: su disponibilidad, bajo costo y 
su fácil remoción de la fractura. 

(b) Aceite crudo.- Tiene la propiedad de que ofrece la apropiada 
viscosidad de acarreo y se le puede controlar su filtrado. 
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Una desventaja podría ser su disponibilidad, pero en caso de que -
se produzca en el área entonces se convierte en ventaja su disponi 
bilidad, bajo costo, fácilmente rernovible, recuperable para su pr~ 
ducción y no causa problemas en la batería. 

11.3. FLUIDOS BASE AGUA. 

La tendencia, en los Gltimos afies, se ha orientado hacia el uso de 
loa. fluídos base agua. Ello a pesar de que se considera generalm~n 
te inapropiado bombear agua hacia las formaciones productoras, so= 
bre todo cuando la formación es sensitiva al agua. Sin embargo, se 
usa el asua por varias ·razones, entre ellas la económica. 

En la actualidad, las dos teiceras partes de los pozos se fractu-
ran con fluídos base agua, debido al gran desarrollo de aditivos 
que pueden controlar sus propiedades. Además se tienen algunas ven 
tajas en el uso de este tipo de fluídos, entre las que pueden men= 
cionar la seguridad en su manejo, su disponibilidad en casi todas 
las áreas, su bajo costo, su efectivo tratamiento para reducir la 
fricción y su baja viscosidad, que hace fácil de boMbear a altos -
gastos. 

11.4. FLUIDOS BASE ACIDO. 

Los· fluídcs fracturantes b~se ácido, en general siguen los patro-
nes que los de base agua; es decir, los factores importantes.que 
se consideran son. la ~érdida de presión por fricción y la pérdida 
de filtrado. Otra cuestión importante en este tipo de fluídos es 
la concentración de ácido y la reacción obtenida con los aditivos. 

(a) Acidos viscosos.- Para preparar los ácidos viscosos, aparte de 
las emulsiones, se emplea generalmente una goma natural, tal como 
karaya o la goma guar. Los polímeros sintéticos y los derivados de 
la celulosa no han sido competitivos ha·sta el mom.ento y por lo tan 
to no se han usado para preparar los ácidos viscosos. Las desventa 
jas de los ácidos viscosos son ~u inestabilidad con la temperatura 
y su alto costo. Sin embargo se usan estos ácidos por sus buenas 
propiedades de control de filtrado y reducción de fricción. 

(b) Acidos emulsionados.- Las emulsiones ácidas,aunque no muy popu 
lares, don de gran utilidad en formaciones con altas te~peraturas; 
debido a su estabilidad. Un ejemplo de emulsión es un ácido en 
aceite con 60-90% de ~ase ácido interna. Se usan varios emulsifi-
cantes para lograr el grado de estabilidad de la emulsión. Lai des 
ventajas de las emulsiones ácidas son su altá viscosidad y alta 
pérdida de presión por fricción. Una emulsión de baja viscosidad 
no tiene las propiedades de flujo convenientes y su grado de esta
bilidad es bajo, mientras que las emulsiones de alta viscosidad 
pueden dificultar el bombeo. Las emulsiones ácidas se usan princi
palmente en pozos con altas temperaturas de fondo, ya que su pro-
pia estructura retarda la velociad de reacción entre el ácido y la 
formación. 
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11.5. ADITIVOS. 

11.5.1. Aditivos para fluídos base aceite. 

(a) Reductores de pérdidas de presión por fricción.- Se usa un 
aceite ácido-graso que aunque aumenta la viscosidad reduce la frie 
ción de los fluídos que son bombeados a alta velocidad. Otro reduc 
t 0 r de caída de presión por fricción es un polímero de cadenas mo=
leculares larga, tienden a viajar en sentido laminar,reduciendo 
así los,choques de turbulencia. 

(b) Reductores de filtrado.- Un aditivo reductor de filtrado debe 
ser: 1) efectivo a bajas concentraciones; 2) de fácil remoción; 3) 
relativamente inerte y compatible con los f'luídos de la formación; 
y 4) aceptable en la línea de producción. La concentración del 
agente reductor de filtrado se debe determinar, .de ser posible, 
por pruebas de laboratorio sobre la roca de la formación en cues-
tión, bajo condiciones de temperatura y presión diferencial simila 
res al fondo del pozo. 

11.5.2. Aditivos ~ara fluidos base agua. 

(a) Reductor de fricción.- El uso del agua en sí implica reducir 
las caídas de presión por fricción en compara·ción con otros fluí-
dos. Los agentes reductores de fricción que se usan en agua son 
esencialmente poliacrilamidas. Otros materiales como la goma guar 
actúan en forma similar, pero no en forma tan efectiva, aunque es
ta última se prefiere por ser menos cara. Se puede reducir la caí
da de presión por fricción hasta en un 75% con el uso de reducto-~ 
res apropiados. 

(b) Viscosificantes.- Para incrementar la viscosidad se pueden em
plear la goma guar, hidroxietil celulosa o poliacrilamina, todos 
son altamente efectivos en pozos con temperaturas de 200°F o más. 

(e) Reductores de filtrado.- Los viscosificantes anteriores, al 
mismo tiempo que dan "cuerpo" al fluíao, ayudan a disminuir su pér 
dida de filtrado. Si además se agregan pequeñas cantidades de sólT 
dos inertes como pueden ser la harina de sÍ'lice, el filtrado se re 
duce notablelt'.ente. Las compañías que prestan sus servicios han de=
sarrollado algunos aditivos que en general son mezclas de almid6n, 
bentoni ta, h;arina de sílice, goma guar, surfactantes, etc. 

(d) Bactericidas.- Cuando se hace necesario'el uso de ~n bacterici 
da, se dispone áe algunos solubles en agua como las aminas c'uater=
narias y los fenoles clorinados. 

(e) Surfactantes y alcohol. Se agregan los surfactantes a los fluí 
dos base agua para reducir la tensi6n interfacial y la resistencia 
al flujo al producir el pozo. 
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11.5.3. Aditivos para fluidos base ácido. 

(a) Reductores de fricci6~.- Para fluidos base agua se usa la goma 
guar, así corno ·en fluidos con bajas concentraciones de ácido. La -
goma guar es inestable en ácido clorhidrico al 15% a bajas tempera 
turas. Por lo tanto en fluidos base ácido (para altas temperaturas 
de ·fondo) se usan las poliacrilall'.idas; que son. más estables con la 
temperatura 7 la concentraci6n de ácido. 

(b) Retardadores de la acci6n química del ácido.-Los retardadores 
·químicos del ácjd.!J clorh.ídrico tienen ciertas ventajas sobre otros 
retardadores de ácidos, bajo costo, reacci6n lenta y baja viscosi
da.d Los materiales que se usan para tal efecto son: alkil fosfato, 
alkil t6rato y alkil sulfato. 

11.6. SELECCION OPTIHA. 

Con el conocimiento que Ae tieT,le de lo.s difer<?ntes tipos de fluidos 
fracturantes de que se dispone, se puede establecer una guia para 
escoger el fluido apropiado en un caso particular. La selecci6n 
del fluido fracturante depende de la natura~eza de la formaci6n a 
fracturar y de los fluídos contenidos en ella. 

(a) Propiedades de !a· formaci6n.- Se deben considerar las propie
dades fisicas y químicas de la formaci6n a ser fracturada y la in
flue.ncia de ésta en los fluídos fracturantes. Si la permeabilidad. 
de la formaci6n es alta y no ha sido dañ.ada, se tienen muy pocas -
posibilidades de incrementar la productividad con un tratamiento -
pór fractura. Sin embargo durante la terrninaci6n del pozo general
mente se tiene daño a la p·errneabilidad, por lo. que se debe seleccio 
nar un fluído que no reduzca más esa permeabilidad. Otro factor irn·-
portante es el contenido. de arcilla de la fórrnaci6n. Si el contenf 
do de arcilla es alto, éntonces se recomienda un fluído base acei~ 
te, que reduzca .la acci6n hidratante de la arcilla. Si áe usa un -
fluído base· agua, entonces de debe adicionar cloruro -de calc.io o -
potasio al .5%. 

En formaciones que contienen agua coT,l sal en soluci6n,se puede usar 
agua dulce para el fracturarniento y ácido clorhídrico al 1-5% para 
disolver el cloruro de sodio y aumentar la permeabilidad con la 
reacci6n del ácido y los carbonatos de la forrnaci6ri. Si la forrna-
ci6n a ser fracturada tiene alto contenido de carbonatos, se reco
mienda el uso de fluídos base ácido. 

(b) Presi6n y temperatura de fondo.- La temperatura debe ser consi 
derada cuidadosamente en la selecci6n del fluído fracturante, así 
como en la selecci6n de los aditivos. Corno se ha visto, la eficien 
cia de los fluídos base agua, aceite y ácido es funci6n directa 
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de la temperatura a :que se someten. ·Por lo que es necesario efec-
tuar las pruebas de labotario de los fluídos, con sus aditivos, a 
las ~ondiciones de operación esperadas. 

La presión de fondo es otra variable que debe tomarse en cu~nta. -
Esta influye en la viscosidad de los líquidos y, por otra parte, 
se debe considerar en el cálculo hidráulico. Si la presión es baja, 
se debe pensar en un fluído de fácil remoción de la fractura. Si 
es alta, se debe pensar en aditivos surfactantes reductores de la 
tensiOn interfacial~ 
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CAPITULO 12 

TECNICAS ESPECIALES DE FRACTURAMIENTO 

12.1 TRATAM 1 ENTO p'oR ETAPAS. 

Los tratamientos de este tipo se usan para remover el daño ocasionado e~ la 
vecindad del pozo.Se usan volúmenes pequeños del ácido (50 a 200 galones -
por pie de intervalo), inyectados a gastos altos. Las fracturas creadas se
rán sólo de unos cuantos pies, y el incremento de prÓductividad corresP.ond~ 
rá al obtenible por la remoción del daño. 

El pozo se trata con un volumen determinado de ácido, seguido de algún mate 
rial que desvía el f·luido del intervalo ya fracturado hacia otra zona. El.-:: 
trata.miento se efectúa usando el mismo volumen en cada etapa; separando las 
etapas con bolas selladoras o material desviador. Después dé cada etapa se 
debe inyectar una cantidad suficiente de bolas o del agente desviador para 
obtu~ar las perforaciones en un intervalo. Generalmente el volumen de ácido 
que se uti_l iza es de 50 a 200 gal/pie del intervalo total. 

Por ejemplo, si un pozo va a ser terminado en una for~ación carbonatada de 
500 pies de esP,esor, en la que los registros muestran 5 zonas con espesor -
promedio de 25 pies, se puede seguir la técnica siguiente: (l) Revista el 
pozo y perfore cada intervalo con 10 cargas. (2) Diseñe el tratamiento de -
estimulacLón para una zona promedio y bombee 5 etapas iguales separadas por 
bolas (o el agente desviador). El daño puede removerse con un diseño simi-
lar al siguiente: 

Paso 1. Inyecte 2500 galones (100 gal/pie x 25 pies) de HCI al 15% al -
máximo gasto permisible (sin e~ceder la pres'i6n superficial lfmi 
te). Durante los últimos 1500 galones lance una bola cada 150 ga 
Iones (10 bolas en total). -

Pasos 2 a 4 Se repite el paso 1 

Paso 5. Repita el paso iniciando el lanzamiento de las bolas después 
de inyectar 1000 galones y deje caer una bola cada 300 galones 
(total 5 bolas). 

Paso 6. Sobredesplace con 500 galones de un fluido apropiado. 

Paso 7. Ponga a producir el pozo. 

* Se ha demostrado que la eficiencia de asentamiento de las bolas
en las perforaciones es de 100% cuando su densidad es menor que
la-del fluido de 'tr-atamiento. (J.P.T. Nov. 1980) 
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12.2 ENTRADA LIMITADA 

Para tratar mas de un intervalo disparado, la presión de trata--
miento en ~l fondo del pozo debe ser·superior a la presión de-
iniciación de la fractura de cada zona que va a ser tratada en 
forma sucesiva. Esto puede efectuarse limitando el núm~ro y ei · __ 
diámetro de las perforaciones en la T.R. Como la ca~da de presión 
por fricción a través de una perforación varía proporcionalmente
con el gasto, al aumentar este gasto se incrementará la pérdida -
de presión. En estas condiciones· las perforaciones actúan como -
estranguladores de fondo, desarrollando un incremento en la pre-
sión en el fondo del pozo a medida que se aumenta el ritmo de - -
inyección. ~ste incremento de presión inicia una fractura en el -
intervalo siguiente. 

El proceso de fracturamiento de cada zona en forma sucesiva ocu-
rre rápidamente, ya que la presión máxima y los gastos se estable 
cen desde que se inicia el tratamiento. Con un gasto adecuado el= 
proceso continuará hasta que se fracturen todas las zonas dispara 
das o se alcance la presión máxima permisible por la tubería. -

El diseño de un tratamiento Cle entrada limitada consiste en deter 
minar la presión superficial y la potencia requeridas, considera~ 
do diversos gastos y número de perforaciones. La combinación mas
apropiada de estas dos variables, se selecciona para tratar el --· 
pozo, sin·sobrepasar la presión permisible en la superficie por
las condiciones de las tuberías. También se toma en cuenta la po-
tericia disponible. · 

En la revista Ingeniería Petrolera, Oct. 1967, el profesor Anto-
nio Romero Juárez presentó un artículo.sobre el diseño de fractu
ramiento con entrada limitada. El procedimiento comprende en re-
sumen el cálculo de la presión superficial y la potencia requeri
das con las ecuaciones siguientes: 

'" (:':k;c) (~) (~) •"'""",•"·"·"'"•"' 
b.P 

p + AP 
t 

+ Ptw -I).Ps 
~---.· 

Donde: 

p .
S 

t.P • -
p 

er:
c 
i 

presión superficial (lb/pg 2 ) 

caída de presión en las perforaciones (lb/pg 2 ) 

densidad del fluido fracturante (gr/cm3 ) 

concentración del sustentante (lb/gal) 

gasto de inyección (bljiDin) 
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P. 
L-

N .p 
dp·.

APt.-

tl.P .s 

12.3 

presión instantánea de cierre en la superficie 

número de disparos 

diámetro de las· perforaciones (pg} 

caída de presión,por cada 100 pies de tubería, para el oasto 
supuesto, de acuerdo con el manual del proveedor (lb/pgL) 

Profundidad máxima del interv~io disparado (m} 

caída de presión en la .tub~ría (lb/pg 2 } 

presión de extens"ión de la fractura en el fondo Ub/pg 2 } 

carga hidrostática (lb/pg 2 } 

PSEUDO ENTRADA LIMITADA. 

Para estim~lar y fracturar en forma efectiva varios horizon~es se estableci6 
este pro~edimiento,que combina las ventajas de la entrada 1 imitada y del tra 
tamiento por etapas., El procedimiento se describe en un artfculo publicado= 
en el J.P.T. de- mayo de 1968. 

Consiste en: (1) asegurar que las perforaciones estén abiertas antes de frac 
turar; para ésto se usa ácido y bolas selladoras; (2) emplear un número 1 imi 
tado de disparos, para proporcionar una carda de presi6n del orden de 300 .-=. 
lb/pg2 a través ~e cada perforaci6n, con el objeto de tratar simul~áneamen
te los, horizontes con presiones de fracturamiento aproximadame-nte iguales,y 
(3) la utilizaci6n de tapones puente, cuando se considera necesario, para-
asegurar la estimulación de zonas con presiones de fracturamiento significa
tivamente diferentes. 

La técnica expuesta ha permit"ido: (1) eliminar prácticamente el arenamiento 
de los pozos; (2) lograr la estimulaci6n y producci6n efectiva de varios ho
rizontes; (3) eliminar el problema de tratam·ientos con altas presiones y ba
jos gastos; (4) incrementar la productividad, de los pozos tratados,'en for-
ma substancial. · 

12.4 FRACTURAMIENTO CON ESPUMAS. 

A fines de 1973 se propuso el fracturamiento con espumas. Esta técnica cons 
tituye ahora una de las ·innovaciones mas significativas en el área de la eS 
timulaci6n de pozos. El. fluido fracturante está constituido por agua; un 
agente espumante y nitr6geno o co2 , que forman una emulsi6n homogénea 'de 
gas en agua al mezclarse en propor¿iones predeterminadas. 

Por sus propiedades la espuma es un fluido ideal para el fracturamiento de 
formaciones poco permeables, productoras de ·gas y¡ o sensibles al agua. Es
tas propiedades son: .a) alta capacidad de acarreo del sustentante; b) baja 
pérdida de filtrado (Fig. 12.1); e) baja pérdida de presi6n por fricci6n; 
d) alta viscosidad en la fractura inducida; e) daño prácticamente nulo a
la formaci6n,debido a que el lfquido filtrado es muy bajo y sin residuos; -
y f) 1 impieza rápida después de terminar la intervenci6n. 

A pesar de las caracterfsticas mencionadas las espumas se tornan inestables 
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a temperaturas mayores de 80°C lo que limita su aplicación. Por otra parte
el nitrógeno requerido se i.ncrementa exponencialmente con la presión,llegan
do a ser generalmente altos los costos cuando la presión superficial es·supe 
r i or a 300 kg/cm2. Ad i e i ona lmente 1 a pérdida de gas a 1 a formación puede ser 
alta, a4nque la de líquido sea baja, por· lo que la permeabilidad de la forma 
ción debe ser baja (10 md o menor). · 

Durante el fra~turamie~to el agua contenida en un tanque se mezcla continua
mente con arena.·en un mezclador, a relaciones arena-agua crecientes hasta de 
8 lb/gal. A esta· lechada se agrega el agente espumante ( .2 a 1%), pasando -
el fluido. a uria b~mba;triple de alta presión. A l~·descarga de esta. bomba se 
adiciona el nitrógeno a alta presión, formándose la espuma (Fig. 12.2). Al 
agua se le agregan KCl, un surfacta~te o cualquier otro aditivo que se re-
quiera para mejorar su compatibilidad con la roca y los fluidos de la forma
ción. 

Los gastos .de inyección de espuma al pozo son .4 a 5 veces mayores que .los ma 
nejados en el mezclador y la bomba, debido a la introducción del nitrógeno. 
Pbr ejemplo si se usa espuma de 75% de calidad (75% de nitrógeno y 25% de lí 
quido) el gasto de espuma inyectado será 4 veces mayor que el del fluido en
el mezclador. La relación arena líquido de 8 lb/gal se reduce a 2 lb/gal en 
la espuma. La.calidad de la.espuma usada es del 70 al 90%, ya que en este-
rango su viscosidad es alta:·,:··Abajo del 65% de calidad la espuma es propiamen 
te agua con gas atrapado i.rr,egularmente; arriba del 95% se convierte e·n nie~ 
bla (f,ig. 12.3). 

Las formaciones carbonatadas pueden también fracturarse uti 1 izando espumas -
ácidas, generalmente formadas con HCl Clel 20' al 28%. Además de las propieda
des mencionadas para la espuma utilizada eri fracturamierito con sustentante, 
e.l ácido espumado exhibe un efecto de retardación. del ritmo de reacción del 
ácido, que es favorable para lograr fracturas con alta penetración. El equi
po uti 1 izado es relativamente simple. El espumante se premezcla con el agua 
y con el ácido en sus tanques correspqndientes. El nitrógeno líquido, almace 
nado en un tanque criogéni'co portátil a -346°F,. se expande y calienta a 80--
1000F para mezclarlo con el 1 íqui.do en la 1 ínea de inyección. 

12.5 FRACTURAMIENTO HIDRAUliCO MASIVO. 

El término fracturamiento hidráulico masivo (FHM) se usa para hacer simple-
mente referencia a tratamientos muy gi-andes. En un FHM típico, se emplean mas 
de 100 000 galones de fluido fracturan.te y mas de 200 000 lb de arena. Es
tos t~atamientos, cuidadosamente planeados, han permitido explotar comercial 
mente yacimientos de gas con muy baja permeabilidad (de .05 a .005 md). El
equipo de bombeo usado debe operar continuamente durante 6 a 10 horas a alta 
presión. El fluido fracturante se ·inyecta a gastos de 10 a 50 bl/min, Las -
concentraciones de arena varían de 1 a 4 lb/gal. 

El objetivo de un FHM es desarrollar una 'fractura que se extienda radialmen 
te de 1000 a. 3000 pies. En los tratamientos se usa arena de· grano pequeño, -
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generalmente mal la 20/40. En muchos casos se usa también, como parte del -
tratamiento, arena mal la 100 para ayudar a controlar la pérdida de fluido. 
La amplitud de la fractura sustentada es pequeña (de .05 a .15 pg), pero -
proporciona generalmente una conductividad adecuada, debido a la baja per
meabi 1 idad de las formaciones tratadas. 
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e A P I T U L O 1 3 

Productos IMP 

El Instituto Mexicano del Petróleo ha desarrollado diversos pro
ductos que tienen aplicación en la estimulación y en la repara-
ción de los pozos. A _continuación se presenta una breve descrip-
ción de dichos productos: · 

13 .l.- Aditivo para cemento IMP-Re-301.- 'Es esencialmente un -
retardador de fraguado del cemento para pozos con tempe
raturas estlticas de hasta 150" e (profundidades de 
2000 a 4500 m.). Por sus características elimina el uso
de antiespumantes y r'educe el c'onsumo de reductores de -
fricción y de p€rdida de filtrado. Se usa en concentra-
ciones de 0.1% al 1.5% por peso de cemento. Su aspecto -
es de un polvo color crema. Se presenta en bolsas de
polietileno, contenidas en cuñetes de 25 kg. 

13.2.- Aditivo para cemento IMP-Re-302.- Este producto es simi
lar en sus características al anterior; pero su rango de 
trabajo es de 2000 a 6500 m. de profundidad, con tempera 
turas estlticas en el fondo de los pozos hasta de 200"e~ 

13.3.- Tensoactivo IMP-TEA-2.- Es un reductor de la tensión - -
superficial e interfacial, aplicable en fluidos acuoso~, 
como soluciones leidas o fluidos fracturantes, para -
tratamientos de estimu1ación. Por sus propiedades évita
la formación de emulsiones; promueve el rompimiento de ~ 
bloqueos de agua o emulsión; fac'ilita la limpieza de - -
la formación; y mejora las condiciones de mojabilidad, -
dej'ando la roca moja da por agua. Se emplea en concentra
ciones de 0.1 a 3% en volumen. Es un liquido transparen
te, ligeramente viscoso, neutro, con olor a alcohol iso
propflico. Es totalmente soluble en sistemas acuosos y -
compatible éon la mayorfa de'los productos utilizados en 
la formulación de los fluidos d'e estimulaci6n. Se prese!:l_ 
ta en tambores de 200 litros. 

13.4.- Inhibidor de precipitado asflltico IMP-SIA-301.- Se u~a
para evitar la precipitación de material asflltico pre-
sente en el aceite, cuando éste establece contacto con -
el leido clorhídrico. Funciona también como bajo-tensor, 
evitando la formación de emulsiones o promoviendo su - -
rompimiento. Las concentraciones recomendadas varfan'de-
0.6 a 3.0% en volumen. Es un líquido lmbar, viscoso, -
dispersable y parcialmente solrible con soluciones de l-
eido y salmuera y compatible con los demls aditivos de -
estimulación. Se presenta en tambores de 200 litros. 
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13.5.- Estabilizador de emulsiones ácidas IMP-ESA-301. Se - -
utiliza para preparar emulsiones de ácido en aceite, -
que funcionan como sistemas de acidificación retardada. 
Este surfactante se adsorbe en la interfase ácido-acei 
te, rodeando los glóbulos de ácido con una capa molecu 
lar que impide la coa.lescenci-a del sistema. Se emplea=
en concentraciones de 0.7 a 1.5% en volumen, con res-
pecto al volumen total d<e la emulsión. Es un liquido -
café, de viscosidad media (38 a 76 cps & 25" C), solu
ble en diesel·o kerosina y dispersable en agua. 

13.6. Obturante quimico permanente IMP-OP-301.- Se disuelve
en agua para formar una solución que puede ser inyecta 
da en zonas permeables donde se convierte,·en función=
del tiempo y la temperatura, en un gel polimérico. Es
aplicable para: a) controlar pérdidas de circulación -
en la perforación; b) sellar zonas productoras ~e agua 
durante la perforación con aire; e) obturar zonas con
canalización de agua en proyectos de inyección de agua 
al yacimiento. d) R~ducir la producción de agua en po
zos productores. El producto está compuesto por dos -
materiales cristalinos blancos y otros aditivos solu-
bles en agua. Se usa en concentraciones entre el 8 y -
10% en peso. Se presenta en bolsas de polietileno de -
25 kg. 

13.7.- Obturante quimico temporal IMP-OT-301.- Por sus carac
t~risticas es similar al IMP-301; pero el gel rompe, -
para volver a s~ forma acuosa original. El tiempo de -
gelificación y el de rompimiento del gel se pueden - -
controlar dentro de un amplio rango. Puede utilizarse
para controlar temporalmentA un intervalo productor, -
por lo que es aplicable en los tratamientos de estimu
lación selectiva, asi como en diversas operaciones de
reparación, terminación y perforaci9n de pozos. 

1.3. 8.- Espuman te n1P-EP:_302.- Se usa para preparar es·pumas 
acuosas aplicables como fluidos de circulación en la -
reparación y terminación de· pozos en zonas con baja -
presión. Su alta capacidad de acarreo, su estabilidad, 
su baja pérdida de filtrado y de presión por fricci6n, 
son las caracteristicas principale·s de las espumas - -
pre~aradas con el IMP-EP 7 302. Se usa diluido en agua o 
salmuera en concentraciones entre 0.15 y 2D%. El pro-
ducto es un liquido de color ámbar, es biodegradable y 
se presenta en tambores de 200 litros. · 
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13.9.-

13.10.-

13.11.-

13.12.-

13.13.-

13.14.-

Inhibidor de corrosión·para ácidos IMP-ICA-301.- Este -
aditivo, de tipo catiónico, es compatible con los pro-~ 
duetos H1P-TEA-2 e TMP-SIA-301. Se puede usar en siste
mas de ácid~ clorhídrico hasta del 28% a temperaturas -
no mayores de 140° C. La eficiencia del producto es - -
superior a la de los productos comerciales similares, -
como los denominados: HAI-70, HAI~SO, A-170, C~15 y - -
C-12, que también son catiónicos. 

Espumantes IMP-EDL-301 y EDL~302.- Estos productos se -
desarrollaron para desalojar liquidas (agua y/o canden~ 
sado) que se acumulan en el fondo de los pozos produc~·
tores de gas. Los pr'oductos se disuelven en la columna
de liquido al establecer contacto con ella, y producen
una espuma que aligera la columna hidrostática, aumen-
tando el gasto de gas. Los espumantes son sólidos, en -
forma de barra, que se dejan caer ·al fondo del pozo - -
para cumplir con la función descrita. 

Estabilizador de arcillas IMP-EA-301.- Este producto -
estabiliza las arcillas de la formación evitando su - -
expansión, dispersión y emigración. Es un líquido grisa 
ceo, inodoro, a base de hidroxi-aluminio. Se prepara -= 
diluyendo una parte en 13.5 de agua. Se presenta en - ~ 
tambores de 200 litros. 

Soluciones micelares IMP~ME-300.- Son microemulsiones -
aplicables para incrementar la producción de pozos da-
ñados por: a) bloqueo de agua o emulsión, b) parafina,
asfaltenos o resinas precipitadas en la vecindad de 
un pozo inyector de agua. Los sistemas IMP-ME-300, en -
forma de concentrado,están contenidos en tambores de,--
200 litros. 

Inhibidores 'de incrustación de sulfato de bario y de -
carbonato de calcio.- Se emplean para evitar la incrus
tación de sales en el equipo subsuperficial y superfi-
cial de producción. Por su composición química los pro
ductos modifican el crecimiento de los cristales al - -
adsorberse sob.re los núcleos microcristalinos, mante--
niéndolos en suspensión. 

Inhibidor de parafinas IDP-302.- Inhibe la depositación 
paraf!nica en el interior de la tubería de producción,
línea de escurrimiento, separadores, tanques deshidra-
tadores, de almacenamiento, etc. Actúa modificando los
cristales de parafina y abatiendo el punto de escurri-
miento del aceite. Es un líquido ambarino, con punto de 
inflamación de 47° c. Se dosifica en función del gasto
y el contenido de parafina del crudo. Se presenta en --
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tambores de 200 litros. 

13.15.- Reductor de pérdida de agua IMP-RPA-301.- Este aditivo -
retiene el agua de las lechadas de cemenjo, proporciona~ 
do pérdidas de :t;il trado menores de 4.0' cm /30' , de acuer
do a la norma API-RP-10B, para una presi6n diferencial.
de · 1000 lb/pg2 a ·210 o F. El RPA también retarda el fra--
guado de las lechadas, haciendo innecesario, en algunos
casos,. el empleo de retardadores de fraguado. Se emplea-
en dosificaciones del 1 al 2% por peso del cemento. · 

13.1'6.- Reductor de fricci6n IMP-RF-301.- Es un producto, conden 
sado de sulfonato, que exhibe· características como reduc 
tor de fricci6n similares a los productos comerciales. ~ 
Con s6lo 0.5% de RF-301 por peso de cemento, cambia el -
comportamiento de flujo de las lecha?as, de plástico - -
Bingham a dilatante. 

Antes de emplear los aditivos se deben probar én el labo 
ratorio, ya que el tipo de cemento y el agua que 'se uti~ 
licen modifican la viscosidad y el tiempo de es.pesamien
to de las lechadas. 
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C A P I T U L O 1 4 

FLU.IDOS DE REPARACION 

FUNCIONES 

Un fluido de reparación es un fluido'que se coloca frente a la 
formación productora mientras sQ ¡nata el pozo, se limpia, se -
perfora,se tapona o se dispara. Las funciones básicas son fa-
cilitar el movimiento de los fluidos de tratamiento hasta 'una
profundidad determinada; para remover los sólidos del pozo y;
para cont:r:olar las presiones de la formación. 

Para seleccionar un fluido de reparación debe considerarse:· 

1) Densidad del fluido.- Con las precaucion2s necesarias, es
apropiada una presión de 100 a 200 lb/pg sobre la presión 
de la formación·. 

2) Contenido de sólidos.- El fluido no debe contener sólidos, 
para evitar el taponam~ento de la formación y de las per-
foraciones. 

Las partículas mayores que la mitad del diámetro promedio
de los poros deben puentearse a la entrada del poro. Estas 
partículas probablemente no son perjudiciales si son remo
vidas al producir. el pozo o disueltas por ácido o aceite. 

3) Característ~cas.del filtrado.- Deben de ajustarse para~
minimizar el dañq a la formación, ~onsiderando el hincha-
miento o dispersié:. de las arcillas, los cambios en la mo
jabilidad y la formación de emulsiones inversas estables. 

4) Pérdida de fluido.- Las características de pérdida de -
fluido deben de ajustarse para evitar la pérdida de canti
dades excesivas de fluido a la formación. El puenteo en la 
cara de la formación,mediante la selección del tamaño apro 
piado de partículas solubles en ácido (Ca COa )1 es ur.a so-= 
lución adecuada para controlar la pérdida de fluido. Cuan
do las limitaciones lo permitan pueden utilizarse partícu
las de resinas solubles en aceite .. En cualauier caso se -
requieren partículas co¡oidales para .obtener un sello efe~ 
tivo. 

5) Productos de la corrosión.- El fluido debe de ser química
mente estable, a fin de minimizar la,reacción del oxígeno
libre con las tuberías y dispositivos metálicos, y evitar
la precipitación del fierro en la formación. 
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DA~O A LA FORMACION 

Hay dos enfoques para minimiza~ el daño a la formación: 

1) Eliminación total de los sólidos.- Los fluidos en contacto 
con la formación no deben contener'particulas sólidas mayo 
res de 2 micrones (milésima parte del mm.). Se debe contro=
lar el contenido de oxigeno para minimiza·r la formac·ión de 
óxido de fierro, utilizar con cuidado la grasa que se em-
plea en las roscas, remover el material producto de la - -
corrosión (sulfuro de fierro) , remover incrustacione.s, etc. 

Acepte la pérdida de fluido a las formaciones y el movi--
miento de partículas muy finas hacia la formación. La can
tidad de partículas finas se reduce minimizando la .presión 
diferencial hacia la formación. 

Acepte las posibles dificultades para remover partículas -
grandes del agujero, debido a la baja viscosidad del flui
do de reparación o su baja capacidad de acarreo. Una velo
cidad de 150 pies/min debe de ser suficiente para remover 
los cortes de la formación o arena, aún cuando se use agua 
salada limpia con una viscosidad de 1 ,centipoise. 

2) Control del filtrado.- Debe de evitarse el paso de parti-
culas hacia la formación. Para esto: 

a) Prepare el fluido de reparación adicionando particula~ 
sólidas apropiadamente seleccionadas en tamaño, para lo--
grar su rápido puenteo, incluyendo partfculas coloidales -
para maximizar la efectividad del sello. 

b) Remueva los tapones que se hayan desarrollado sobre la 
cara de la formación (poniendo a producir el pozo o utili
zando solventes) por contraflujo y/o por degradación de -
las part!culas sólidas de carbonato y las coloidales con -
ácido clorh!drico (HCl). Con ciertas limitaciones pueden
utilizarse, en lugar del CaC03, resinas sólidas solubles -
en aceite (se derriten con la temperatura). 

e) E8 posible que la presión diferencial necesaria para -
destapar todos los poros, no sea suficiente. Tampoco es -
·siempre posible lograr que el ácido utilizado en el trata
miento de limpieza establezca contacto con todas las zonas 
obturadas, debido a su tendencia a penetrar en las zonas -
mas permeables. · 

FLUIDOS DE REPARACION 

Aceite crudo.- Su disponibilidad hace al crudo un material - -
lógico cuando su densidad satisface las condiciones tde opera-
ci6n. 
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La pérdida d.e aceite. a la formaci6n gener·almente no la daña· -
desde el punto de vista de modificaci6n de las arcillas o - -
efecto de saturaci6n ( no cambia la saturación} como puede 
ser el caso al usar agua. El aceite que se utilice deberá --
filtrarse previamente y comprobar que no contiene asfaltenos
o parafinas que pudieran taponar la formación. Esto último -
puede hacerse en el campo, usando el equipo de prueba de pér
dida de filtrado para observar la cantidad de sólidos deposi-' 
tados en el papel filtro. 

Ta¡nbién debe de comprobarse la posibilidad de que el aceite -
forme emulsiones con el agua de la formación. Para esto se -
seguirá la norma.API-RP 42. Si se forman emulsiones estables, 
deberá agregarse un surfactante apropiado. 

Aceite diese!.- Deberá ta!llbién comproba~se la existencia de -
s6lidos. Si el diese! se obtiene de la refinería, antes de 
que se le agreguen aditivos, no deberá presentar problemas de 
emulsi6n. 

Agua de la formación.- Aunque la salmuera tomada del ·tanque -
deshidratador, se considera generalmente como agua natural de 
la formación, a menudo cont.iene aditivos químicos, partículas 
finas de aceite, de arcilla, de parafina, de asfalto, o incrus 
taciones, por io que puede causar un daño apreciable a la for~ 
maci6n. 

Aún después de filtrada esta agua puede contener surfactantes. 
adicionados para tratar al aceite (desemulsificantes catióni
cos o inhibidores de corrosi6n} que pueden causar problemas -
de emulsi6n o de mojabilidad. Deberá ta!llbién probarse siguie~ 
do la prueba API-RP 42. 

Agua de mar.- Dependiendo de su salinidad puede ser necesario, 
después de filtrarla, adicionarle cloru~o de sodio (NaCl} o -
cloruro de potasio (KCl} para prevenir la hidrataci6n de·ar-
cillas. 

Salmueras preparadas.- El agua salada preparada, te6ricamen
te debería de tener la misma composición, o salinidad equiva
lente, que el agua de la formaci6n para prevenir el daño de -
las areniscas que pontengan arcillas hidratables. Diversas -
pruebas de laboratorio muestran que con un contenido de 3 a -
5% de NaCl, o 1% de cioruro de calcio (CaC12}, o 1% de KCL, -
se limita el hinchamiento de las arcillas de la mayoría de -
las formaciones. En la práctica generalmente se usa el doble
de estas concentraciones. 

Limitaciones del cloruro de calcio.- En ciertas formaciones -
la mortmorillonita puede flocularse (encogerse, reducirse} y
llegar a desprenderse, movilizarse y reducir la permeabilidad 
al puentearse. En estos casos deberá de utilizarse;en lugar -
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del cloruro de calcio (CaC1 2 ), cloruro de potasio (KCl). 

En formaciones extremadamente sensibles al agua, pueden utili
zarse cloruro de amonio al 2%, aunque este producto es bastan
te caro. 

Problemas de emulsión y mojabilidad.- El fluido de reparación
deberá probarse en el campo, para asegurar que no forme emul-
siones estables o que cambio la mojabilidad de la roca del ya
cimiento. Esto es particularmente necesario cuando se usa agua 
de la formación o cuando se utilizan inhibidores de corrosión
o biocidas. 

Generalmente las situaciones indeseables de emulsificación 
o de mojabilidad, pueden corregirse mediante la adición de un
surfactante apropiado al 1%. 

CONTROL DE LA VISCOSIDAD 

Existen diversos aditivos para incrementar la.viscosidad y·-
por lo tanto la capacidad de acarreo y suspensión de los flui
dos. Para un fluido plástico de Bingham, su"viscosidad plásti
ca"se relaciona con la re~istencia al flujo ~ntre sus particu
las, as1 como.con la viscosidad de su fase fluida continua. -
Su punto de cedencia se relaciona con su capacidad de suspen-
sión cuando el fluido está en reposo. 

El control de pérdida de fluido debe obtenerse esencialmente-
mediante un mecanismo de puenteo en la cara de la formación. -
Esto puede lograrse efectivamente mediante la selección apro-
piada del tamaño de las partfculas. Las partfculas mayores de-
1/2 del tamaño del poro deberán puentearse a la entrada de di
cho poro. 

Aditivos que incrementan la viscosidad.- Se usan polimeros na
turales y sintéticos: 

Pol1meros naturales.- La goma Guar proporciona tanto incremen 
to en viscosidad como control en la pérdida de filtrado; sin~ 
embargo,debido al daño que ocasiona a la formación,su utili-
zación tiende a disminuir como fluido de reparación. 

El almidón se usa principalmente para controlar pérdida de -
fluido. También su aplicación está cayendo en desuso, debido
a la reducción que origina en la permeabilidad de la forma--
ción . 

La goma Xantato proporciona b1uena capacidad de acarreo y buen 
control de pérdida de fluido, pero puede hacer la remoción de 
las part1culas' finas indeseables muy dificil, además no es to
talmente removida por el ácido clorhidrico. 
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Entre los polfmeros sintéticos destaca la hidroxietil-celulosa
(HEC), que combinada con lignosulfonato de calcio,. tiene muchas 
propiedades deseab~es, como son: · 

1) Buena capacidad de acarreo 
2) Buen .control de pérdida de fluido (en combinación con -

sólidos de puenteo. 
3) Baja ge1atinosidad, para separar los sólidos indeseables 

en las presas superficiales 
4) Es totalmente degradable en HCl. 

La carboximetil-celulosa (CMC) , que se utiliza en los fluidos -
de perforación, nunca debe de usarse en contacto con la zona -
productora,debido al alto grado de daño que ocasiona. 

CONTROL DE PERDIDA DE FLUIDO 

Los aditivos para aumentar la viscosidad no deben de usarse sin 
la adición de partículas de puenteo apropiadas para evitar el -
movimiento de las partfculas coloidales dentro de la formación. 
Las partfculas de puenteo deben reunir 2 características: 

1.- Formar rápidamente una película (puenteo) de baja permea-
bilidad. 

2.- Ser removibles por degradación o a contraflujo. 

Los materiales usados son: 

Carbonato de calcio.- Este material está disponibl~ en - -
varios tamaños .(mallas 400 a 70). Para la mayoría de las
formaciones se usan partfculas de.ma1la 200. El CaC03 es
completamente soluble por el ácido clorhídrico (HC~). 

Usándolo junto con la HEC, proporciona un excelente control 
de la pérdida de filtrado y capacidad de acarreo; además -
mediante· un lavado con HCl se restituye en un 90% la per-
meabilidad original de la formación. 

Por ejemplo,se ha utilizado agua de mar sin filtrar (136 -
ppm de sólidos finos) con 5% de NaCl, 1 lb/bl de HEC y 10 
libras/bl de CaC03 obteniendo:un puenteo casi inmediato,
un excelente control de pérdida de filtrado y una recupe-
ración de permeabilidad de 93% después de un lavado con -
HCl. 

Resinas solubles en aceite.- Se disponen en varios tama--
ños para lograr una acción efectiva de puenteo. Son muy -
efectivas en soluciones acuosas y son fácilmente removi--
bles por bajas concentraciones de aceite (2%). Como algu-
nas resinas tienden a fundirse a temperaturas relativamen
te bajas deberán de seleccionarse considerando este efecto. 
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PREPARACION DE SOLUCIONES DE SALES DONDE SE REQUIERE. 

INCREMENTAR LA DENSIDAD 

La siguiente tabla muestra los rangos de densidades de solucio
nes libres de sólidos: 

Densidad gr/cm3 Densidad lb/gal Soluciones 

1 - 1.17 8.3 - 9 7 Cloruro de Potasi 

1 - 1.18 8. 3 - 9.8 Cloruro de Sodio 

1.18 - l. 32 9.8 - 11.0 NaCl - CaC12 

l. 32 - l. 40 11. o - 11.7 Cloruro·de Calcio 

l. 40 - l. 82 11.7 - 15.1 CaC1 2 - Bromuro 
calcio 

Cálculo de la densidad de las soluciones 

El procedimiento siguiente puede usarse para calcular la 
dad de una solución. 

o 

de 

Ejemplo: Calcular la densidad de una solución de 6% en peso de 
cloruro de potasio (KCl) . Se desea preparar un barril de una -
solución de KCl al 6%) 

1 bl = 159 lt = 159 kg. de agua 

159 X 0.60 = 9.54 kg. de KCl 

La densidad del KCl es: 

p = 2.162 (kg/lt) 

V = 

.V (lts) = W (kg) = 0.54 = 4.4125 lts. 

(kg/lt) 2.162 

fs = Wkc:c + Wl120 = 9.54 + 154.59 = 1.032 kg/lt 

v1120 159 

= 1.032 gr/cm3 = 8.59 lb/gal 
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EFECTOS DE LA TEMPERATURA SOBRE LA DENSIDAD DE LAS SOLUCIONE9 

O SALMUERAS 

A medida que la temperatura de cualquier solución se eleva, -
su volumen aumenta y su densidad se reduce. La siguiente tabla 
puede usarse para hacer los ajustes necesarios. 

Densidad@ C.S. 

1.020 
l. 080 
l. 201 
1.. 321 
l. 441 
1,561 
l. 681 
l. 801 

Pérdida en la densidad 
por 100° F de At. 

o. 04 2 
0.035 
0.031 
0.028 
0.024 
0.019 
0.016 
0.014 

Uso de materiales o part1culas sólidas para incrementar la - -
densidad de los fluidos de reparación: 

El carbonato de calcio (malla 200) puede usarse para incremen
tar la densidad del fluido cuando se requieran densidades mayo 
res de l. 32 gr/cm3 ( 12 ·lb/gal) . También pueden utilizarse car=
bonato de fierro, carbonato de bario y óxido férrico. (Son so
lubles en HCl). 

Para que el fluido tenga caracteristicas adecuadas para mante
ner en suspensión los materiales. indicados, probablemente ser& 
necesario agregar de 0.5 a 1.0 (lb/bl) de un polimero. El asen 
tamiento deber& de comprobarse antes de introducir el fluido al 
pozo. Si se presenta el asentamiento, se requiere más polime-
ro. Se recomienda el uso de la HEC. 

En la siguiente tabla se presentan las caracteristicas de alg~ 
nos materiales usados para incrementar la densidad. 

Material 

carbonato de calcio 
Carbonato de fierro 
Carbonato de bario 
Oxido férrico 

Densidad (gr/cm3) 

2.7 
3.85 
4.43 
5.24 
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PROCEDIMIENTOS PARA CALCULAR EL PESO DE LOS MATERIALES NECE
SARIOS PARA OBTENER CIERTA DENSIDAD DEL FLUIDO DE REPARACION 

Sean: 

Wm.-

('m.
('L
('s.-
vs.

Vm.-

~eso del material requerido (kg) 

densidad del material (kg/m3) 

densidad del fluido deseado o requerido (kg/m3) 

densidad de la salmuera (kg/m3) 

volumen de la solución o salmuera disponible (m3) 

volumen del material (m3) 

Ws.- ,peso de la salmuera disponible (kg) 

ff = Ws + Wrn 
Vs + Vm 

Ws=fsvs 

V m Wm 
("m 

- - - - ( 1) 

- - - - (2) 

- - - - (3) 

sustituyendo (2) y (3) en (1) y despejando Wm: 

Wm Vs ( ff- fs) - - - - (4) 
(1- ff/ (?mi 

EJEMPLO 

Se dispone en las presas de 10.8 m3 de una salmuera con una 
densidad de 1.2. Se desea incrementar su densidad agregando 
CaC03. La densidad del fluido deseado es de 1.4 gr/cm3. 

fs 1.2 (gr/cm3) 0- c.s. (70° F) 

Vs 10.8 m3 

fm 2.7 (gr/cm3) 2700 (kg/m3) 

E'f 1400 (kg/m3) 

T pozo 170° F 
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\ s corregida 1.2 - O. 031 

sust. en la ec. (4) 

\vm =10. 8 ( 1400 
(1- 1400 

2700 

Wm 5181.5 (kg) 

1169) 

Wm · 5181.5 
AV_ --rm-- 2700 

1.169 

Vf Vi +AV= 10.8 + 1.92 

Vf 12.72 m3 

.CUIDADO. Y ~NTENIMIENTO DE LOS FLUIDOS DE REPARACION 

·1) Los tanques en que se almacene o transporte el fluido deben
de· limpiarse ·totalmente antes de usarse·. 

2) Las presas deben de estar equipadas con bafles en el'fondo,
para contener el material que se asiente. La succión deberá
estar aproximadamente a 50 cm. del fondo. Los tanaues o las
presas debén de tener acceso adecuado para su limpieza. Los
·rincones arredondádos .facil'itan la limpieza. 

3) Las tuberías de producción sucias frecuentemente contienen -
óxidos, incrustaciones, grasa lubricante, etc. Pueden a me-
nudo limpiarse dentro del pozo colocando un tapón recupera-
ble por línea en el fondo, o introduciendo una tubería de 
1 pg. y circulando HCl o simplemente agua con 1 lb/gal de -
.arena para fracturamiento,-

4) Con. un desarenador cónico de 4 pg. , ·operado apropiadamente,-. 
pueden removerse ·la mayor parte de'los sólidos mayores. de 10 
micras. Con un filtro· de cartucpo (como el Peco), pueden-
removerse los sólidos de hasta 2 a 5 micrones, cuando se - -
requieren fluidos limpios. 
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5) Las partículas de óxido de fierro constituyen un material -
obturant~ muy dafiino, La reacción entre el oxígeno y el - -
fierro puede prevenirse agregando sulfito de sodio 
(Naso~) para reducir el oxígeno. El citrato de sodio puede
utilizarse para secuestrar el fierro. 

Los secuestrantes son aditivos que·se utilizan para mante-
ner en solución algún material con el objeto de que no se -
precipite. 

LODOS CONVENCIONALES A BAS.E DE AGUA 

Por economía y disponibilidad algunas veces se sugiere el uso -
de un lodo en lugar de una samuera. Sin embargo su filtrado con 
tiene dispersantes, arcillas, y altas concentraciones de partí~ 
culas finas que pueden causar un dafio irreparable tanto en el -
interior de la formación como en la cara de entrada. 

Por lo tanto deberá evitarse su uso,excepto frente a formacio--
nes que serán abandonadas. 

LODOS BASE ACEITE O DE EMULSION INVERSA 

Estos lodos son generaimente menos dafiinos desde el punto de 
vista de ocasionar problemas en las arcillas, ya que su filtra
do contiene aceite y proporciona muy bajos gastos de filtrado.
Sin embargo pueden ocasionar bloqueos por emulsión muy severos, 
ya que la mayoría de los fluidos base aceite contienen emulsifi 
cantes que pueden mojar de aceite la formación. 

El costo de los lodos es alto, por lo que su uso se justifica -
sólo cuando los ~odas base agua dafian seriamente la formación. 

ESPUMAS 

En pozos con baja pres1on, donde la circulación de fluidos a -
base'de agua o aceite es imposible, se pueden usar espumas pre
formadas en ciertos trabajos de reparación como: desarenamien-
to, perforación o profundización. Dependiendo de la relación de 
aire a agua circulada, los gradientes de flujo del orden de 0.1 
a 0.2 (lb/pg2) son obtenidos. 

La espuma es una mezcla de aire disperso en agua dulce o salmue 
ra que contiene una pequefia cantidad de surfactante. La caneen~ 
tración y tipo de surfactante debe seleccionarse para obtener-
una espuma estable.con los fluidos específicos de la formación. 

El equipo requerido incluye:ccimpresor de aire, tanques para la
solución espumante, una boma de líquido, medidores de líquido y 
aire, y un generador de espuma. 
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El equipo necesario para manejar la espuma incluye un cabezal 
para girar la TP, un ensamble de preventores (strippers) en -
la cabeza del pozo,que se usa pa~a diversif.icar la espuma 
que sale hacia la presa de desecho. 

El compresor generalmente maneja de 500 a 1000 ft3/min. a pre 
si6n de 500 lb/pg2. El agua y el agente espumante se mezclan~ 
y se inyectan a la corriente de aire, a un gasto de 10 a 20 -
gal/min. Los agentes espumantes se usan en concentraciones de 
0.5 a 1%. Para producir una espuma consistente, e incrementar 
su capacidad de acarreo se·agrega al agua bentonita 6 políme
ros. 

La principal ventaja de la espuma es la combinación de baja -
densidad, baja pérdida de filtrado y la capacidad de acarreo
a veiocidades· de flujo moderadas. Se han· medido presiones de
fondo tan bajas como de 50 lb/pg2 a 2900 pies de profundidad 
mientras se circulaba espuma. 

La·s recomendaciones expuestas sobre el uso de los fluidos de 
repqraci6n, deben considerarse cuidadosamente cuando se repa
ren pozos en formaciones depresionadas y/o con baja permeabi
lidad y/o con arcillas hidratables. Las formaciones que res-
ponden favorablemente a los tratamientos de limpieza y esti-
mul~ci6n, pueden ser tratadas con menor rigor. 
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CAPITULO 15 

TE~AS 'SELECTOS 

15.1 CEMENTACIONES FORZADAS 

La cementación forzada es una operación en que una lechada de ce-· 
mento es forzada bajo presión a un punto específico del pozo, cqn 
propósitos de reparación. El objetivo es llenar todas las perfora 
ciones o canales detrás de la TR con cemento, para obtener un se=· 
llo entre la TR y la formación. 

Para lograr este objetivo se requiere solamente de un pequeño vo
lumen de cemento, pero debe de ser colocado en el lugar preciso -
dentro del pozo. El cemento colocado en una fractura vertical le
jos del agujero no tiene ningún valor. 

Un punto importante es el que la cementación forzada no puede re
solver problemas de comunicación vertical dentro de las formacio
nes. 

Se conocen 2 técnicas para efectuar cement¡;¡ciones forzadas: 

1) TECNICA A ALTA PRESION.- Comprende el fracturamiento de la for 
mación y el bombeo de la lechada de cemento dentro de la fractura, 
hasta que una presión superficial determinada se alcanza y se m'an 
tiene. Normalmente se utiliza cemento con alta pérdida de_ filtra= 
'do·. 

2) TECNICA A BAJA PRESION.- Consiste en la colocación del cemento 
sobre el intervalo disparado y la aplicación de la presión necesa 
ria para fprmar un enjarre de cemento deshidratado dentro de las 
perforaciones, canales o jracturas que puedan estar abiertas y co
municadas con las perforaciones. Deben de usarse cementos de baja 
pérdida de filtrado (de 50 a 100 cm3) y fluidos de reparación 
limpios. No es deseable fracturar hidráulicamente la formación. 

La clave para llenar efectivamente los canales es el corrtrol de la 
pérdida del filtrado. Con un control apropiado de la pérdida del 
filtrado existe muy poco riesgo de que se peguen las herramientas 
dentro del agujero, debido al desarrollo del enjarre en ~1 inte-
rior de la TR. Idealmente sólo un pequeño nodo de cemento permane 
ce dentro de la TR opuesto a cada perforación después del lavado~ 
El volumen de cemento reauerido para llenar la TR a través del in 
tervalo disparado rarament.e excede de 10 a 15 barriles, siendo· de 
O. 1 a O. 2 pie3 por perfo.ración. 

PROCEDIMIENTO DE CEMENTACION FORZADA 
A BAJA PRESION 

Mezclado de cemento. 

1.- Mida el volumen de agua requerida dentro del tanque. 
2.- Agregue el aditivo reductor de pérdida de filtrado y el retar 

dador de fraguado al agua y mezclelos totalmente antes de -
adicionar el cemento. 
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Pruebas Superficiales de la lechada de cemento.- Despues de mez 
clar los, ingredientes y circular durante S a 1 O minutos, se toma 
rá una muestra de la lechada para controlar o verifLcar su pérdf 
da de· filtrado. Se usará 2un prensa-filtro estándard (a temperat~ 
ra ambiente y 1000 lb/pg de presión diferencial). La pérdida de 
fluido deberá de ser de 2S a ·SO cm3 en 30 minutos. 

Colocación del cemento.- La lechada de cemento deberá colocarse 
sobre. las perforaciones, particularmente cuando se tengan gran-

'des intervalos disparados. Si se usa agua salada como fluido de 
desplazamiento, el efecto de la aceleración del fraguado por la 
sal deberá ser considerado y, si es necesario, el·cemento debe -
protegerse con fluido de espaciamiento antes y después de la le
chada. 

Se deben tomar todo género de precauciones para evitar la conta
minación del cemento. 

Proceso del desarrollo del enjarre.- Para deshidratar el cemento 
dentro de las perforaciones, la presión deberá incrementarse li
geramente, interrumpiéndola ocasionalmente como se muestra en la 
siguiente figura: 

Ps (lb/pg2) 

1SOO 

1000 

so o 

Presión estimada de fracturamiento'de la formación 

"se suspende el bombeo 
término de la 
intervención. 

_PI'~s_!ó_n_e.:;t_ilJ!.aQ.a_gara_d_e~a_!oj_er_ ~-l "-XS~~o
de ~emento por circulación inversa 

el bombeo 

20 40 60 80 100 t(min) 
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_El ritmo del desarrollo del enjarre. es una función de la pres1on 
y el tiempo .. ?i se fractura la formación, deberá detenerse el -
bombeo por varios minutos (3 a 4) y· a continuación se reiniciará 
lentamente. Durante la. cementación, al detener el bombeo, , el -
ritmo de declinación de la presión superficial proporciona una -

·indicación del desarrollo del enjarre. Este ritmo decrece a medi 
da que aumente el enjarre. Cuando la presión final deseada se ai 

· canza,el bombeo deberá detenerse y la pres.ión final observarse ::
por S ó 10 minutos. Si la presión se abate, deberá de elevarse -
al nivel deseado. La cementación se da por terminada cuando .se -
mantiene esta pres.ión. · 

El tiempo de bombeo necesario para aplicar esta técnica intermi
tente se reduce por un factor de.2 del tiempo que se determina -
usando las células API para cementaciones forzadas. 

·Regreso del ex~eso de cemento.- La circulación inversa deberá-
efectuarse de tal forma que se mantenga una presión diferencial 
hacia las perforaciones'· pero a,lgo 'inferior a la presión · fin'al 
de la cel)lentación. Todo el cemento puede desalojarse del interva 
lo disparado si se desea, sin embargo se tiene mayor éxito cuan
do se deja el cemento a través de las perforaciones y posterior 
mente se perf?ra. -

Tiempo de espera después d.e la cementación.- Generalmente es S:!:!_ 
ficiente esperar de 4 a 6 horas para que el ceMento alcance una 
resistencia a la compresión de 200 a 250 lb/pg2, necesaria para 
taponar el equivalente de una perforación, siempre y cuando se 
tenga cuidado al proceder con las operaciones siguientes, de 
evitar pres-iones diferenciales excesivas hacia el pozo. 

Evaluación de la cementación.- La prueba de la cementación forza 
da quedará.determinada por los requerimientos de las operaciones 
subsecuentes en el pozo. 

-Además de los procedimientos conocidos, como registros, etc: se 
recomienda lo siguiente: 

a) Aplique una presión hacia la formación por lo menos igual a 
la que será empleada en los fracturamientos subsecuentes. Debe 
de hacerse notar que el represionarniento de la TR no es una in,
dicación positiva del sello de las perforaciones con cemento, -
ya, que las perforaciones t apenadas con -lodo también pueden so
pórtar una presión diferenc-ial considerable. 

b) Aplique una presión diferencial hacj_a el pozo por lo menos 
tan grande como la que se tendrá al producir el pozo. · 

·Si la cementación forzada falla con la presión diferencial hacia 
el pozo, probablemente se desprendieron algunos tapones de lodo 
de una o mas perforaciones. La solución. a este próblema es efec 
tuar otra cementación forzada: Esto no debe de considerarse co=
mo una indicación de que la lechada de cemento o la técnica de 
aplic.ación falló. Con la técnica de cementación de baja pérdida 
de filtrado, el costo de una segunda o tercera intervención es 
mínimo. 
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15.2 METO DO SIMPLIFICADO PARA DETER~HNAR LOS 
CAMBIOS DE TEMPERATURA EN POZOS PROFUNDOS 

(Trabajo publicado en la revista JPT de Junio de 1979, del 
profesor Romero Juárez). 

ECUACIONES: 
dti ---~-------------(1) ( 12) (3 = 0.281 dcl-dte (en el artículo) 

donde: 

dti diámetro interno T.R. 
dte diámetro externo T.P. 
dci diámetro interno T.R. 

F= 1.658 
1+(1 f(t) --------------------(2) ( 8) 

donde: 

(3 

f(t).- función del tiempo de valor variable (se obtiene 
de la figura 1 ó 6). 

A F • i ----------------------(3) ( 4) 

donde: 

A.- función definida por la ec. 3 
i.- gasto de inyección (pl/dia) 

T ( Z,t) geZ + Tes - geA + (Tfs + geA - Tes) e-Z/A --(4) ( 1) 

donde: 
Tfs.
ge.
Tes.
Z.-

temperatura de inyección del fluido en la superficie ( 0 f) 
gradiente geotérmico (°F/pie) 
temperatura de la roca en la sup. de la tierra (°F) 
profundidad (pies) 
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EJEMPLO: 

Calcular la t~mperatura a una profúndidad de 14000 pies, despu~s 
de inyectar en un pozo, durante una hora, un gasto de 10bl/min. 
Los datos adicionales son: 

Z = 14,000 pies 
ti= 1 hora 
i = 10 bl/min = 1440 x 10 

ge = 0.019 (°F/piel 
Tes= 70 •r 
Tfs= 70 °F 

Diámetro interno T.R. 
Diámetro externo T.R. 
Diámetro interno T.P. 
Diámetro externo T.P. 

14,400 bl/día 

dci 6.625 pg. 
dce 7.625 pg. 
dti 3.826 pg. 
dte 4.5 pg. 

Tbh = temperatura fondo pozo inyector = 336. °F 

Sustituyendo: 

F 

(J 1 3.826 ) 
l.' 0 · 281 \6.625-4.5 

0 0.50593 

1. 658 
1 + (0.50593)(0.7~ 

(0.50593) 
4 .. 4709 

De la Fig. 1 del artículo, para T.R. 
bombeo: 

f(t) 0.72 

F X i 

7 5/8 pg y una hora de 

A 
A 4.4709 x 14400 bl/dia 64,381 pies 

T (Z,t) 

T (Z,t) 

(0.019) (14,000) + 70- (0.019)(64,381) + (70+(0.019)(64 

381) - 70) e -14ooo 
64381 
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Cálculo del acortamiento de la tubería de producción por efecto 
del tratamiento de estimulación. 

bL z !\ b t -------------(5)------------(16) 
)1. = Coeficiente de\ exp~nsi6:h térmica .del acero 

Tfs + T(Z) Tes + Tbh ( 6) 
6t = 2 2 

70 + 96.94 70 + 336 
L:>.t 2 2 

L:>.t - 119.53 Of 

sust .. datos en la ec. 5 

~L = (14,000) (6.69 x 10-6 ) (-119.53) -11.2 pies. 

1.5 
1 4 1/2"] f(t) 1 

~· 
5/8n T.R. OD. 

1.0 ~~' 
5/Bn 

·-

1 1 . 1 
o. 5 -j- --· --·-. 

1 

o 
o 1 4 

TID1PO DE BOMBEO (hr) 

FIG. 1.- VALORES DE f(t).PARA CALCULAR 
LA TEMPERATU.RA EN EL POZO. 
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15.3 REGISTROS DE PRODUCCION 

RESUMEN 

Los registros de pr.oduccion se usan para evaluar las condicio 
nes de los pozos durante· su terminación·, su producción, y en los 
proyectos de recuperación secundaria o mantenimiento de presión 
por ·inyección de fluidos. A continuación se resumen las áreas 
especificas de su apiicación: 

1) Terminación de pozos: 

(a) Evaluación de fracturamiento.- Con los Registros de - -
Tel)lperatura. 

(b) Evaluáción de acidificaciones.- Con el Registro de -
Temperatura. 

(e) Comprobación de la efectividad de los disparos.- Con el 
fluómetro y con el registro de temperatura. 

2) Pozos en Producción Primaria: 

(a) Comprobación de fugas en la T. P., en la T.R., y el empa 
cador.- Con.el Fluómetro y el Registro de Temperatura.-

(b) Comprobación de canalizaciones.- con el Registro de Te~· 
peratura, con ei Fluómetro y con trazadores. 

(el De·terminación del perfil de producción, con el Fluóme-
tro, el Gradiomanómetro y· el Registro de Temperatura. 

- Se determina la procedencia del agua. 

- Se determina los puntos de entrada de agua 

- Se determina los puntos de entrada de ·gas. 

-Se determina si todos los·disparos contibuyen al flu-
jo en forma efectiva. 

- Se determina el indice d~ pr.oductividad. 

(d) Determinación de zonas nuevas con hidrocarburos.- Con -
los registros Rayos Gamma,, Neutrón y TDT. 

(e) Control de nivel de agua eri el yacimient·o.- Con el Re-
gistro TDT. 

(f) Control de nivel de gas - liquido.- Con el Regi~tro - -
Neutrón. 

3) Pozos Productores en proyectos de Recuperación Secundaria: 

(a) Comprob?ción de fugas por la T. P., por la T.R. y ·el emp~ 
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RESUMEN 

CONTINUACION 

cador.- Con el Fluómetro y el Registro de Temperatura. 

(b) Comprobación de la operación de las válvulas de bombeo -
neumático.- Con el Registro de Temperatúra. 

(e) Determinación del Perfil de Produdción.- Con el Fluóme-
tro, el Gradiomanómetro y el Registro de Temperatura. 

- Se determina los puntos de entrada de agua. 

-, Se determina- los puntos o las zo~as con entrada de gas 

- Se determina si todos los disparos son efectivos 

- Se determina el índice de productividad. 

(d) Comprobación de canalizaciones.- Con el Fl.uómetro, el Re 
gistro de Temperatura y Trazadores. 

(e) Comprobación de zonas nuevas _con hidrocarburos.- Con los 
registros de Rayos Gamma, Neutrón y TDT 

(f) Control del nivel de agua con el yacimiento.- Con el TDT. 

(g) Control del nivel de gas - líquido.- Con el R~gistro 
Neutrón. 

(h) ··Determinación de zonas en las que se presenta la surgen
cia de gas,. Con el Fluómetro, el Gradiomanómetr.o y el -
Registro de Temperatura. 

4) Pozos Inyectores: 

(a) Comprobación de fugas por la T.P., la T.R. y el empacador.
Con el Fluómetro, el Registro de Temperatura y Trazadores. 

(b) Determinación de lbs perfiles de.inyección.- Con el Fluó
metro y Trazadores. 

(e) Comprobación de canalización.- Con el Registro de Temper~ 
tura y Trazadores. 
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15.4 PROGRAMA PARA CALCULAR PERFILES DE 'TEMPERATURA EN POZOS 

Francisco Garaicochea P. 

RESUMEN 

La determinaci6n ·de la variaci6n ·de la temperatura en el .POZO 

tiene aplicaciones en el diseño de tratamientos de estimula--

ci6n y en la evaluaci6n de.los cambios de longitud que expe-

rimentan las tuber!as al estimular un pozo o convertirlo en -

inyector •. 

Se presenta aqu! un programa, para la ca~culadora Tl-59 ·,· que 

permite calcular perfiles de temperatura en pozos, en fun---

c.i6n del ~asto y tiem!JO .de inyecci6n, mediante la aplicaci6n 

del procedimiento simplificado expuesto en la referencia l. 

PROCEDTM,ENTO DE'CALCULO 

La ecuaci6n siguiente resuelve el problema de la distribu--

ci6n de la temperatura ~n un pozo inyector·. (2 ) 

Donde el valor de A se obtiene con las ecuaciones siguien~es: 

F 

1440 Fi 

1.658 ( 1 + B f(t) 

B 
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B .281 (4) 

El valor de f (t), en la ecuaci6n 3, ~e obtiene con 1~ siguie~ 

te ecuaci6n, ajustada de la Fig. 5 de la referencia 3. 

log f(t) = .31333 log Y·- .06 (log Y) 2 +:006666 (log Y) 3 (S) 

Dondei y = 23 t 
2 . 

dce 
(6) 

Finalmente el cambio en la temperatura promedio .de la tuber!a 

est.ti ·dado por: 

. 0. T : Tfs + T (Z) 

2 

PROGRAMA 

(7) 

En la Tabla I se muestra el listado,de1 programa des¡¡.rrollado, 

y en la Tabla II· las ins.trucciones para correrlo. 

EJEMPLO 

Se desea calcular la temperatura en un pozo. de 14 000 pies, 

para un gasto de inyecci6n de 10 bl/min., si se ha inyectado 

agua durante una hora. El gradiente geotérmico es·de ;019 

"F/pie. La temperatura en el fondo del pozo es de 330" F'. 

Tfs =Tes= 70° F. Para las tuberias: dci = 6.625 pg,dce = 7.625 

pg, dti = ·3.826 pg y dte·= 4.5 pg. 

En la Jabla II se presentan los resultados obtenidos para.el 

ejemplo considerado. 
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LI.STADO DEL PRO~ RAMA 

PASO I·NSTRUCC IONES VARIABLE COMEN'rARIOS 
ALMACENADA 

000 2nd Lb 1 A STO 01 9e 'F/pie 

004 R/5 STO 02 z pi es 

007 R/S STO 03 Tes 'F 

01 o R/S STO 04 Tfs 'F 

013 R /S STO 05 i b 1 ;.; i n 

01 6 1 R/S STO 06 t hr 

01 9 R /S STO 07 dci pg 

022 R /S STO 08 dti pg 

025 R/S STO 09 dte pg 

028 R/S STO 1 o Tbh 'F 

031 .R /S STO 1 4 R/S de~ . pg 

03 5 2nd ·Le 1 8 

03 7 23 X RCL 06 RCL 1 4 x 2 . 

046 = 2nd log STO 1 6 y 

050 .31333 X R C,L 1 6 - . 06 X 

064 RCL 16 x2 + .006666 X 

07 6 RCL 1 6 2nd X.~t 082 

081 +/- ~X. 3 = INV 2nd log 

087 STO 1 5 .f ( t) 

08 9 RCL 08 (RC L 07 - RCL 
09) X 

1 00 .281 = STO 11 8 

1 07 X RCL 1 5 + 1 = RCL 11 X 

11 7 1 . 658 X RCL.05 X 1440 = 

13 1 STO 1 2 A 
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T A B,L A 

LISTADO DEL PROGRAMA 

PASO INSTRUCCIONES VARIABLE COMENTARIOS 
ALMACENADA 

133 RCL 2 +1- RCL 1 2 = 
INV lnx 

142 X (RCL 04 + RC l 01 ·x 
RC L 1 2 

1 52 - RCL 03) = - RCL 01 X 

RCL 1 2 

1 63 + RC L 03 + RCL 01 X 

RCL 02 

172 =STO 13 R/S T (Z • t) OF 

176 2nd Lbl e • 5 X 

04 + RC L 1 3) 
(RCL 

188 

,¡ 
- • 5 X (RCL 03 + RCL 
1 O)· = R/S AT OF 
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TABLA II' 

INSTRUCCIONES PARA USAR EL PROGRAMA . 

PASO INTRODUZCA PRESIONE MUESTRA COMENTARIOS 

1 .019 A g, °F/pie 

2 14000 R/S ~ pies ~, 

3 70 R/S T es,_ 
OF 

·.'· 4 70 R/S Tfs; .oF 

5 10 R/S i, bl/min .. 

6 ¡· R/S t, hr 

7. 6·. 625 ..R/S d ci, pg 

8 3.826 R/S dti, pg 

9 4.5 R/S dte·, pg 

19 33'0 R/S Tbh,, OF 

11 7.625 R/S d ce,. pg 

B 96.82 T (Z,t), OF 

·C -116 AT, OF 
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. A.·-

B.

dce;

d . 
Cl.-

dte.

dti.-

Función 

Cantidad 

Diámetro 

Diámetro 

Diámetro 

Diámetro 

NOMENCLATURA 

definida en 'la ecuación 2' pies 

definida por la ecuación 4 

exterior de la tubería de revestimiento, 

interior de la tubería de revestimiento, 

exterior de la tubería de producc'ión, pg. 

interior de la tubería de produq; ión, pg. 

f·(t).- Función del tiempo de condt~;cción de c~lnr 

pg. 

pg. 

F.- Factor definido por las ecua~iones 3 y 4, pies/bl/dia 

g.- Gradiente geotérmico, '"F/pie 

i.- Gasto de inyección, bl/min.· 

t.-. Tiempo de inyección, .horas 

Tbh.- Temperatura de fondo del pozo eslimulado o'inyector, "F 

Tes.- Temperatura de la roca en la superficie, "F 

Tfs.- Temperatura del fluido inyectado en la superficie, "F 

T(Z,t).-Temperatura del fluido en el pozo, "F 

z.
AT.-

Profundidad, pies 

Cambio en la tempe.ratura, "F 
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75.5 DISERO DE UNA ACIDIFICACION MATRICIAL DE ARENISCAS 

Francisco Garaicochea P. 
RESUMEN: 

Para diseftar tratamientos ton ácido a la matriz de la 
formaci6n, Williams pr¿pone el uso de-cuatro curvas deriva
das de un estudio te6rico-experimental (Figs. 1 a 4)(1)(2J. 
Estas figuras. fueron desarrolladas para .una mezcla de 3% de. 
HF con 11% de HC~. Con la finalidad de facilitar el disefto 
mencionado se elabor6 un programa para la calculadora TI-59, 
que permite estimar los volGmenes de fluidos requeridos pa 
ra efectuar un tratamiento intersticial, en formaciones ar~ 
niscas, usando ácido intensificado. · 

PROCEDIMIENTO: 

La siguiente ecuaci6n. ~justada a las figuras 1 a 4, -
permite calcular el volumen de ácido CV 0 ), requerido para
aumentar la permeabilidad de la formaci6n hasta una penetra 
ci6n deseada (X), en funci6n d~ la temperat~ra de la forma= 
ci6n (T) y del gasto máximo que puede aceptar sin fracturar 
se Ci/h) .: -

140 + c 1 f c 2x + c 3y + C4x 2 + c 5xy 

2 2 ~ 3 e + .c 8x y + c9xy + • .. 10v + - 11 z 

Donde: 

+ c16iy2 + c17zx3 

X =(X - 4 ) 

y = log C • 9 i /h) 

z =CT-175)/100 

( 2) 

( 3l"' 

( 4) 

(l) 

,., ·En esta ecuaci6n el valor de i se multiplica por . 9 para 
contar en la ~ráctica con un margen de'seguridad. 
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Los valores de los coeficientes de la Ec. 1 son: 

c 1 =-88.6'16 c 11 =-15.226 

C2= 18. 7 2 c12= 6.0995 

e = 
3 

. 67336 c 13 =-62. 05 

e = 4 4.4285 c14 = 6. o 51 

c 5 =-22.83 c 15 =-24.B13 

e = 
6 

21.975 c 16 =-14.834 

C7= 1. 3124 c17= .3812 

c 8 =-9.473 c 18 =-.B4504 

C9= 6.8514 c 19 =-3.B846 

c 10 =1.s11 c 20 =-.99BB3 

El volumen de ácido obtenido con la Ec. 1 corresponde 
a un pozo con radio de 3 pg., y estimulando con ácido -
para lodos con -3% de HF. El volumen de ácido requerido 
para otros radió! y otras concentraciones de HF, se - -
obtiGne con la ecuación siguiente: 

V 
·3 Voh 

~ l (rw +AI'a) 2 - rw 2 

3 +~ra) 2 - 9 

( 5) 

El proc;rarria eje cómputo desarr.ollado con las ecuaciones 
anterlor~s se muestran en la Tabla 1. En .la Tabla 2 se -
p~esentan las instrur.ciones para correrlo. 

RECONOCIMIENTO 

La ecuación 1, que constituye la parte esencial del pro 
cedimiento p~ogramado, f~e establecida por ~l Dr. Juan
Manuel Berlanga. 
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T A A 

L 1 S T A O O O E L P R O R A ~ A 

PASO INSTRUCCIONES VARIASLE COMENTARIOS 
AL~ACENADA 

000 2nd Lb 1 A STO 00 e % o 

004 R/S STO 01 h pies 

007 R/S STO 02 T OF 

01 o R/S STO 03 i b1/min 

01 3 R/S STO 04 X pg 

01 6 R/S STO 05 .R/S rVI pg 

020 2nd Lb 1 B 

022 RCL 03 RCL 01 X . 9 = 

031 1og STO 06 y 

03 4 RCL 04-4 = STO 07 X 

041 RCL 02 - 17 5= ~ 100 = 

o 53 STO os z 

055 88.636 +/_+18.72 X RCL 07 

071 + . 673 3E X RCL 06 + 

08 2 4.4285 X RCL 07 xz -
093 22.83 X RCL 06 X RCL 07 + 

1 o 5 21.975 X RCL 06 x2 .¡. 

1 . 31 2 4 

1 22 X RCL 07 x2 X RCL 07 -

13 o 9. 473 X RCL 07 xz X 

RCL 06 + 

1 !.J 6. 8 51 4 X RC L 07 X RCL 06 
X 2 + 
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L 1 S T A D O D E L PROGRAMA 

PASO INSTRUCCIONES VARIABLE COMENTAR 1 OS 
ALMACENADA 

1 57 1 . 511 ~ RCL o6 x 2 x 
R'C L 06 -

1 70 1 5. 22 6 x ,RC L 08 + 
6.0995 X 

1 S7 RCL OS X RCL 0]-62.05 X 

1 99 RC L OS X RCL 06 + 6.051x 

21 1 RCL OB X RC L 07 x2 -
24.81 3 

224 x RCL os X RCL 07 X 

RCL 06 ·'· 

233 -1.4.S34 X RCL 08 X, 

RC L 06 

246 X 2 + . 3 81 2 X RCL OS X 

RCL 07 

259 
·2 RCL 07 .84504 X X x -
RCL os 

273 X RCL 07 xz X RCL 06 -
2S1 3.S846 X RCL 08 X 

RCL 07 

293 X RCL 06 xz - . 99883 X 

305 RCL 08 X RCL 06 X z X 

RCL .06 

314 = + 140 = V 
o 

ga1/pie 

320 X ((( RCL 05 + RCL 04)· 
X 2 -

332 R~L 05 x2) + ( (3+RCL04) 
X 

345 -9)) X 3+ RCL 00 

354 X RCL 01= 2nd lnt R/S V gal 
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TABLA 2 

INSTRUCCIONES.PARA USAR EL PROGRAMA 

PASO INSTRUCCION ALMACENAMIENTO pRESIONE MUESTRA 
EN MEMORIA :No. 

1 tntroduzca Co 00 . A 

2 Introduzca h 01 R/S 

3 Introduzca T 02 R/S 

4 .Introduzca i 03 R/S 

5 Introduzca X 04 R/S 

6 Introduzca rw os R/S 

7 B V 
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NOMENCLATURA 

Co.- Concentración HF usada en el ácido intensificado, 

h.- Longitud del intervalo disparado, pies 

i.- Gasto máx~mo de inyecció~, bl/min. 

~ra.- Penetración del ácido activo en la formación, pg 

rw.- Radio del pozo, pg 

T.- Temperatura del ácido activo en la formació~, °F 

Vo.- Volumen de ácido intensificado, con 3 ~de HF, requerido 
para estimular un pozo, con rw = 3 pg, gal/pie. 

V.- Volumen total de ácido intensificado re'querido, gal. 

X.- Penetración deseada del ácido activo en la formación, pg. 

X.- Función definida en la ecuación 2 o 

y o- Función definida en la ecuación 3 o 

z o- Función definida en la ecuación 4 o 

REFERENCIAS. 

l.- Williams, B.B.: "Hydrofluoric Acid Reaétions with Sandstone 
Formations", J. Eng. Ind. CFeb 1975) ASME, 252-258 

2.- Williams, B.B., Gidley, J.L., y Schechter, R.S., "Acidizing 
Fundamentals". Monograph Volume 6. SPE (1979). 
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15.6 DISEÑO DE UN FRACTURAMIENTO CON ACIDO 

(PROGPAMA PARA. LA C.ALCULADOPA TJ ,59) 

RESUMEN 

El fracturamiento con ácido es una técnica de estimulación que 

se utiliza frecuentemente en formaci~nes carbonatadas. El di

seño de estos tratamientos comprende :álculos laboriosos, com 

plejos y de tipo iterativo. Por esta ~azón se de~arrolló un 

programa para la calcuiadora'TI-59, que permite diseñar un 

fracturamiento con ácido clorhídrico, para una formación cali 

za, mediante la aplj~ación g~neral del método expuesto en el -
capítulo 7 de la referencia 1*. 

PROCEDIMIENTO DE CALCULO. 

En primer término se determina la geometría de la fractura, d! 

finida por su amplitud y su longitud, ya que su altura se est! 

ma previamente. La geometría se calcula, para un tiempo de in

yección dado, mediante la solución simultánea, por tanteos, de 

las·ecuaciones (1) y (2)(2). Para ésto se supone un valor de 

Ww y, aplicando sucesivamente las ecuaciones (3) .• (4), (2) y -

(1), se obtiene un valor de Ww. Si este valor coincide con el 

supuesto, entonces el problema está resuelto. De lo contrario, 

se supondrá otro valor de Ww, hasta lograr la aproximación 
deseada. 

Ww 2. 1 

L [2 V: -
* Referencias al final. 
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O( 

1 + e 

e 1 1 

"'' ~ l (2) 



Donde: 

o< 8 e V-rr t (3) 

crfc D<. ( 1 + o 2 7 8 OO.+ o 2 3 O( 2 + 0.0 o o 9 7 2 .X3 + o o 7 8 1 D<. 4) 4 ( 4} 

Si: 

' 01.. 2 
e erfc o<. (S) 

D~spu,és de obtener Ww y L, se calcula la a.mplitud promedio de 
la fractura con la ecuaci6n: 

w -rr ww 
4 (6) 

A c~ntinuaci6n se proc~de al cllculo de la penetraci6n del lei
do activo en la fr~ctura ( 3)0 Los pasos. ~on: 

a) Se calcula la velocidad promedio de pérdida de fluido: 

'IT e 
2 Vt 

(pies/min) (7) 

b) Se obtiene el valor del número de Reynolds para el flujo de 
leido dentro de la fractura: 

e) 

NRe 
e i. ;zc.a h 

Se determina el valor del 
con la siguiente ecuaci6n 

· De = (14003 - 17828 log 

- 1829 (log NRel 3 

(8) 

coeficiente de difusi6n efectivo, 

ajustada de la Figo 1o 

N Re + 8548 (log NRe) 2 

+ 147o6 (log ·~ ) 4 1 ~ 646x10- 9 (9) Re 
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Donde: De ·(pies 2/min) 

d) Se calcula ~1 nOmero de ~eclet para la perdida de fluido: 

Npe* = 2 De ( 1 o) 

Las unidades deben ser consistentes en e~ta ecuación. 

<3) La penetración adimensional del ácido, La, se obtiene con -
la siguiente ecuación. ajustada de la Fig. 2' para c/co=b.1· 

La .. 00485 + 1.1 

+ • 069 N* 4 pe 

N* pe . 1 79 N* 2 - . 2 pe 

f) La penetración del ácido se determina con: 

x L La NRe /A.r 

N* 3 
pe ( 11) 

( 1 2) 

A continuación se procede a calcular la conductividad de la 

fractura acidificad~ ~ sometida a la presión de cierre corres

pondiente. El procedimiento consiste en la solución de los pa
sos siguientes: (S) C7l 

a) Se calcula el volumen de ácido que se utilizará en el trata

miento (yV). Williams y Nierode C7l proponen que este volu

men sea por lo menos igual a tres veces el volumen de la 

fractura acidificada cuando se usa HCl al 15%. Si se usa 

HCl al 28% el volumen recomendado es 1.5 Vf. Para calcular
este volumen se usa la ecuación: 

y V y v ( b 1 ) _-·-'-y_,_( .::..2 --'x"'L"')•('-'P:...;i;.,;e,¡s--')-rc-i'h'-7(..,p~ic:_e.:¡-s *"") _w::.__.,_,C Pc...:i::..:e:...:s:..L) 
f 5.614 (bl/pie3) 

( 13) 

Donde el valor de y, ·ajustado en función de c0 ,es: 

y= 4.73- 11.53 c 0 (14) 
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Sustituyendo (14) en (13), y usando por W Su equivalente 
1í /4 Ww, se obtiene: 

y Vf (bl) = (1.323- 3.226c 0 )xL h Ww ( 1 S) 

b) Se obtiene la amplitud equivalente de la fractura ideal (un! 
formemente disuel~a por el volumen anterior): 

Wa = S. 6.14: y V f X 

xL h ( 1 - 0) 

(16) 

Donde el valor de X se obtiene con la siguiente ecuación, ajus
tada en función de c( 1): 

( 1 7) 

Sustituyendo en (1~) y simplificando. 

Wa (18) 

e) Finalmente se calcula la conductividad d.e la fractura acidi

ficada con la siguiente expresión: 

Donde: C2 = (3.·8 - .28ln S) x 10- 3 

y WKf (Darcies - pie) 

[ ]
.822 (-C P) 

9.36 X 10 13 · Wa 3 · e 2 e 
e 19) 

(20) 

A continuación se presenta el procedimiento para d·eterminar el 
incremento e'n la productividad del pozo ( 6 ~. Los pasos de esta' -
etapa final de cálculo son: 

a) Obtenga el área de drene, en acres, con la 

A (acres) = 
.866 (2re) 2 (pies 2) 

43S60 (pies 2/acre) 
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b) Calcule el valor de H 

H = S WK, 
1í Ko 

Ón re) 
rw (22) 

e) Determine el valor de la relación de índice de productividad 

en la forma siguiente: 

Si: .1 < H < 3 

J 
Jo B [. 78S [tan (1.83 

Si: H > 3 

J F [tan (Y + Z) JO 

Donde: 

B . 34S H -·.o 34 6 

F 4.84 H-2 - 6.4 

xL 
Y!' 

tan 

H-1 + 

y (2.27 - 1. 32 H-1) xL 
re 

1. 24 H- 2 - 1. 64 H-1 

EJEMPLO DE APLICACION. 

-

- 1.2S) + 4.281- 1.7S ]+ 1.7S 
. ( 2 3) 

z ] 

2.38 

0.84 

+ (24) 

(2S) 

(26) 

(27) 

(28) 

Para ilustrar el procedimiento se supondr~ ua pozo terminado en 

una formación caliza a 7SOO pies de profundidad. La permeabili

dad de la formación es de O.S md, su porosidad de 0.10, su módu 

lo de Young 6.4S x 10 6 lb/pg 2 . La presión estática del pozo e.s

de 2SOO lb/pg 2 ; el espaciamiento entre pozos es de 1320 pies; -

el radio del pozo de O.S pies; la resistencia de la roca al in

crustamiento es de SO 000 lb/pg 2 ; la presión de confinamiento -

o esfuerzo de cierre de la fractura es de 37SO lb/pg. La t~mpe

ratura de la formación es de 200"F. Las propiedades de los flui 

dos de tratamiento se resumen en la Tabla I. 
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Los pasos para correr el programa se muestran en la Tabla II, -

que incluye los datos necesarios, sus unidades y los respltados 

obtenidos. Estos resultados son para la inyección de 150 bl. del 

f)uicl'o inicial' mas 80 bl de ácido con baja pérdida de filtrado, 

y corresponden a la mayor penetración del ácido e incremento de 

productividad obtenibles. 

A continuación se efectúan los cál¿ulos reiativos a la inyec

ción del ácido solo. Para ésto se introducen los valores de 

C = .007 presionando STO OS, y de jL = .048 presionando STO 

02. Se repiten los pasos 19 ~ 25, obteniendo los resultados mo! 

trados en la Tabla III. Estos resultados corresponden a la me-

nor penetración e incremento de _productividad esperados. 

Los cálculos para otros tiempos se realizan repitiendo los pa

sos 19 a 25, introduciendo previamente los valores 'de C y }"-

correspondientes. 

En la Tabla IV se muestran los cuatro casos o alternativas de -

diseño considerados, y en la Tabla V un resumen de·los result~ 

dos obtenidos. Al correr el programa debe seguirse la secuencia: 

1) seleccione un valor de t; 2) realice los cálculos para la mi 

nima pérdida de fluido; 3) efectúe los cálculos para la máxima -

pérdida de fluido. Los pasos anteriores se repiten para todos -

los valores de t que se deseen considerar. 

El listado del programa se presenta en la Tabla_VII. Cuando se 

diseñen tratamiento.s en los que se usará un ácido emulsificado, 

'la viscosidad de la emulsión en la fractura debe de usar~é para 

estimar l~ penetración del ácido. Esta viscosidad debe evaluarse 

a la temperatura y ritmo de corte esperado en la fractura. El 

ritmo de pérdida de fluido debe 'estimarse a partir de pruebas 

de pérdida de filtrado. En estas pruebas deben de simularse la 

temperatura y el proceso de reacción del ácido emulsificado. Las 

predicciones pueden ser erróneas si no se hacen las determinacio 

nes mencionada en forma apropiada. 
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TABLA I 

Fluido inicial: 

Gasto de inyección (de acuerdo a la tubería -
de producción y a la presión superficial) 

Temperatura a la cual el fluido entra a la 
fractura 

Viscosidad promedio durante su flujo a lo lar 
go de la fractura 

Concentración del aditivo para pérdida de - -
fluido 

Características de pérdida de fluido: 
Pérdida inicial, Vspt 

Coeficiente de pérdida de fluido 

Acido 
Gasto de inyección (de acuerdo a la tubería -
de producción y la presión superficial límite) 

Viscosidad promedio al fluir a lo largo de 
la fractura 

(175° F, ácido parcialmente reacciona 
do) 
15% HCl (conteniendo 50 lb poliacri-
lamida/1 000 gal) 

Viscosidad del ácido reaccionado (200°F) 

Densidad del ácido 
15%. ·HCl (conteniendo 50 lb poliacri-
lamida/1 000 gal) 

Características-de pérdida de fluido: 
Pérdida inicial, Vspt 

Coeficiente de pérdida de fluido, 
e (sin aditivo de pérdida de fluido) 
e (con aditivo de pérdida de fluido) 
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10 bl/min. 

60 cp 

200 lb.'1 000 gal. 

0.07 gal/pies 2 

0.002 pies/min. 1 / 2 

10 bl/min. 

1.2 cp 

1.7 cp 

71.1 lb/pies 3 

0.07 gal/pies 2 

O 007 . 1 . 1/2 . p1es m1n112 
0.002 p1es/m1n 



PASO 

19 

20 

2 1 

22 

2 3 

.TABLA III 

INYECCION DE ACIDO SOLO 

INTRODUZCA PRESIONE 

1 S 
' B 

R/S 

R/S 

R/S 

MUESTRA COMENT-ARIOS 

t ' m in 

9So65 L' pies 

o0279 w, pg 

33063 xL, pie~ 

79096 yV, bl 

24 R/S So99S WKf' Darcies -pie 

2S R/S 

TABLA IV 

ALTERNATIVA DE DISEÑO 

CASO T R A T A M I 

1 1SO bl de fluido 
80 bl de HCl al 

2 300 bl de fluido 
126 bl de I-ICl al 

3 45 o bl de fluido 
163 bl de I-ICl al 

4 600 bl de flui'do 
1 73 bl de I-IC l ar 

TABLA V 

RESUMEN DE RESULTADOS 

CASO y V L L w w xL 
* ** • •• * 

1 80 2S3 96 o 1 2 2 S 00279 143 

z 1 z 6 39S 139 o 1 S 3S o0338 1 81 

3 163 S08 167 o 1 816 00376 207 

4 173 534 194 o 1 89 2 00406 213 

* Mínima pérdida de fluido 

/~/.. = 2. 4 

STO OS 

STO 02 

- 1 91 -

1 o S S J/Jo 

E N T o 
inicial a 1 o bl/min 
1 S% a 1 o bl/min 

inicial a 1 o bl/min 
1 S% a 1 o b 1/min 

inicial a 1 o bl/mín 
1 S% a 1 o bl/mino 

inicial a 1 o bl/min 
1 S% a 10bl/min 

XL WKf WKf J/Jo J/Jo 
** * ** * ** 
34 o 1690 So99 2o48 1 o S S 

41 o2928 11 o S 8 2086 1 o 6 S 

4S 03997 16069 3008 1 o 7 2 

49 o4243 1 S o 8 7 3 o 13 1 o 76 

** Mliima pérdida de fluido 

e = o oo7 
_Y= o 048 

STO OS 

STO 02 

i 



TABLA II 

EJEMPLO DE APLICACION 

1 

PASO INTRODUZCA PRESIONE MUESTRA COMENTARIOS 

1 3 2nd O p 17 719.29 Partición de la memoria 
2 1 Lee lado uno del programa 

2 Lee lado dos del programa 
3 Lee lado tres del programa 

3 56.146 A i 1, pies 3/min. 
4 2. 4 R/S /"-, lbm/pie-min 
5 50 R/S h, pies 
6 l. 075 EE14 R/S . E, lbm/pie-min 2 

7 .002 R/S e, pies/ ¡/miñ 
8 .000935 R/S V sp' pies 3/pie 2 

9 R/S lb/pie 3 71.1 
f· 10 .048 R/S ).la, lbm/pie-mi~ 

11 .068 R/S J-1-r, lbm/pie-min 
12 .1 R/S ~. fracción 

R/S p lb/pg 2 13 3750 
e' 

14 .15 R/S co,fracción 
2 15 50000 R/s S·' lb/pg 

16 . 5 R/S K o' md. 
17 660 R/S r e' pies 

18 . 5 R/S r w' pies 

19 15 t 
' min. 

20 B 252.97 L ' pies 
21 R/S .1225 w ' pg. 
22 R/S 143 .. 40 XL, pies 

23 R/S 79. 9,6 yV, bl 
24 · R/S .1690 WKf' Darcies-pie 
25 R/S 2.48 J/Jo 
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PASt> 

000 

004 

007 

010 

013 

016 

019 

02.2. 

02.5 

02.8 

031 

034 

037 

040 

043 

046 

050 

054 

071 

088 

TABLA VI 

LISTADO DEL PROGRAMA 
{Partiei6n: 719. 2.9) 

INSTRUCCIONES VARIABLE 
ALMACENADA 

2.nd Lbl A STO 01 i 

R/s s:ro o2. A 
R/S STO 08 J:i· 

R/S STO 04 'E 

R/S STO 05 e 

R/S STO 07 vsp 

R/S STO ll f 
.R/S STO 2.0 _)!a 

R/S STO 15 )ir 

R/S STO 13 e) 

R/S STO 17 p e 

R/S STO 19 e o 

R/S STO 00 S 

R/S STO 2.6 K o 

R/S STO 2.8 re 

R/S STO 2.9 R/S .rw 

2.nd Lb1 B STO 09 t . 

. 013 STO ,06 3 x !:: t RCL 09 
x'!f= Vx x RCL 05 ww 

X 8 ~ {11" X RCL 06 + 8 X 
1 

RCL 07) = STO· lO o<. 

2.nd x:::t 710 

-19 3-

COMENTARIOS 

pies 3 /min 

lb m 
pie - m in 

pies 

lo m 
pie - min 2 

pies/ tfmin 

pies3/ pie2. 

1b/pie3 

lbm 
pie - min 

lbm 
p1e - ID1ll 
fraeci6n 

1b/pg2. 

fraeci6n 

lb/pg2. 

md 

.Pies 

pies 

m in 

pies 



LISTADO DEL PROGRAMA 

PASO INSTRUCCIONES VARIABLE CSOMEN TARIOS 
ALMACENAD\ 

091 yx 4 X . 0781 + RCL 10 
yx 3 X . 000972 

112 + RCL 10 )1.2 X .23 + 
RCL 10 X .278 

128 = + 1 = yx 4 = 

135 1/x erfc <X 

136 x RCL 10 x 2 INV ln x 

14 2 + 2 X RCL 10 t1T (X~l =X 
(11" X RCL 06 

159 + 8 X RCL 07) x RCL 01 • 
lOO • 

173 RCL 08 t RCL 05 x 2 = 

180 STO 03 L pies 

18.2 x2 x RCL 01 x RCL 02 • '' 

RCL 04·, RCL 08 

195 = (X (X X 2. 1 = 

203 STO 12 Wa pies 

205 . 0008 X!:¡t RCL 06- RCL 12= 
2nd lxl 

218 INV 2nd x ~ t 229 

\ 

06 GTO 222 RCL 12 STO 060 

'229 RCL 03 R/S Muestra L, pies 

-
232 RCL 06 X 3 x 2nd1T= R/S Muestra w, pg 

240 2nd1Tx RCL 05 • 2 • RCL 09 
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LISTADO DEL PROGRAMA 

PASO 

251 

253 

265 

INSTRUCCIONES 

-,/X -
STO 27 

RCL 11 x RCL 01 • 
RCL 08 = 

STO 14 

RCL 20 • 

26 7 . 14003 - 17828 x RCL 14 
2nd 1og 

282 + 8548 x RCL 14 2nd 1og :X 2 -
1829 

297 x RCL 14 2nd 1og Yx3 + 147.6 
x RCL 14 

312 2nd 1og yx 4 = 

3!6 x 646 EE 9 +/- = 

324 1/x x RCL 12 • 2 x RCL 27 = 

334 STO 16 

336 . 00485 + l. 1 X RCL 16 - . 179 
x RCL 16 

357 x. 2 - .2 x RCL 16 Yx3 + .069 
X RCL 16 

375 

378 x RCL 14 x RCL 15 • 4 • RCL 
27 

389 • RCL 11 = 

393 STO 18 R/S 

396 2nd lf flg 1 432 2nd St flg 1 

413 x (1.323 - 3.226 x RCL 19) .x 
RCL 12 x RCL 08 = 

-195-

VARiABLE 
ALM<\GENADA 

VN,pies/ 
m in) 

N Re 

xL 

COMENTARIOS 

De, pies2/min 

La 

Muestra xL 
(pies) 



LISTADO D.EL PROGRAMA 

PASO INSTRUCCIONES 

426 STO 22 R/S GTO 438 

432 RCL 22 R/S INV 2nd St flg 1 

438 x (1.63 x RCL 19 - . 029) • 
RCL 18 

456 • RCL 08 • (1-RCL 13) = 

VARIABLE 
ALMACENAD\ 

467 STO 21 Wa (pies) 

469 3.8-.28xRCLOOln=x 
1 EE 3 +/- x RCL 17 

489 +/- = INV ln X 

493 X 221 EE 7 +/- X ((RCL 21 
yx 3 x 

508 9.36 EE 13) yx . 822) = 

523 

526 

STO 23 R/S 

3 x:ot 2nd Rad RCL 28 x 2 = 
x2 • 

534 503 EE 3 = 1/xx(RCL 28 • 

548 RCL 29 = lnx) x 5 x RCL 23 
.'!T, RCL 26 

563 = STO 24 

566 2nd x "!:t 627 

569 1.83 x RCL 18, RCL 2!l -
1.25 =2nd tan+ 4.28 

591 =x.785-1.75=x(.345x 
RCL 24 - .0345) 

619 = t l. 75 = R/S 

. -196-

e -C2 Pe 

H 

COMENTARIOS 

Muestra yV 
(bl) 

Muestra WKf 
(Darcies-p1e) 

Calcula A/1 O 

Muestra J/Jo 



LISTADO DEL PROGRAMA 

PASO INSTRUCCIONES VARIABLE COMENTARIOS 
ALM<'.CENAD\ 

627 1. z'4 • RCL 24 x 2 - l. 64 

• RCL 24 - .84 = 

648 STO 25 z 

650 + (( RCL 18 • RCL 28 X 

(2. 27 - l. 32 • RCL 24)) 

674 = tan - RCL 25 tan) = X 

(4. 84. RCL 24 x 2 -

6~3 6. 4 • RCL 24 + 2.38) = + 1 

= R/S Mue¡¡tra J/Jo 

710 x 2nd 'Ir {X= 1/x GTO 142 
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NOMENCLATURA 

A.- ·Area'de drene, acres. 

c.- Concentraci6n del .ácido, fracci6n 

e . -
o 

C..-

De.-

E.-

Concentración inicial del ácido, fracción 

Coeficiente total de pérdida de fi-1 trado, pies/~ 

Coeficiente de difusión 2fectivo, pies2/min 

Módulo de Young de la formación, lbm/pie-min 2 

erfc.- Complemento de la función error 

h.- Altura de la fractura, pies 

i.- Gasto.de inyecció~, pies3/min, 

J.- Indice de productividad despues del tratamiento 

Jo.- Indice de productividad sin dafio_o estimulacióri 

Ko.- Permeabilidad efectiva al aceite, md 

Kf.- Permeabilidad de la fractura, darcies 

L.- Longitud de la fractura, pies 

La.- Penetración adimensional del ácido 

Npe.- Número de Peclet para la pérdida del fluido, adimensional 

NRe.- Ndmero de Reynolds para el flujo en la fractura, adimen-
sional. 

NRe.*. Número de Reynolds para la pérdida_ de fluido, adimensional 

Pe.-

re.-

rw.-

Ww.

W . -

Presión de cierre, lb/pg? 

Radio de drene, pies 

Radio del pozo, pies 

Resistencia de la roca al incrustamiento, ~b/pg 2 

Tiempo de inyección, min. 

Velocidad axial, pies/min , 

Velocidad de pérdida de fluido a lo largo de la fractura, 
pies/min. 

Volumen de la fractura, bl 

Pérdida de fluido inicial, pies 3 /pie 2 

Amplitud de la fractura, pies, pg 

Amplitud de la fractura en el pozo, pies 

Amplitud promedio de la fractura, pies, pg 

Wa.- Amplitud por disolución, pies 

WKf.- Conductividad de la fractura, darcies-pie 

xL.- Penetración del ácido, pies. 
yV.- Volumen mínimo de ácido, bl. 

-198-

.) 



2 

X.- Poder de disolución del HCl, pies 3 /pies 3 

Porosidad de la formación 

Viscosidad del fluido fracturante, lbm 
pie-seg 

t.<.a.- . Viscosidad promedio del ácido, parcialmente 
gastado, a lo largo de la fractura, · lbm 

,t.<.r.-
1 

. ~ .-

pie seg 
lbm Viscosidad promedio del ácido ga, stado 

pie-seg 
Densidad del fluido, lb/pie3 
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FACTORES DE CONVERSION: 

bl/min x 5.6146 E+ 00 = pies3/min 

lbf/pg 2 x l. 6668 E + 07 = lbm/pie-min 2 

c. p. x 4. 031 E - 02 = lbm/pie - min 
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