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PREFACIO

Estos apuntes fueron preparados especificamente para la presentacién de

un curso solicitado por personal de la Superintendencia de.Ingenierfa - *

Petrolera, en Tampico, Tamps.

Esencialmente el tema .tratado, dividido en capftulos, se refiere a la -
"Estimulacién de Yacimientos''. El contenido de cada capitulo estd inte
grado principalmente por material recopilado de diversas fuentes. Se -
obtuvo amplia informacién del libro: ""Acidizing Fundamentals'*, de --
Williams, Gidley y Schechter; publicado por la SPE de la AIME (1979).

Le los libros de Allen y Roberts, '"Production Operations'', se tomd el -
capitulo sobre ''Surfactantes', traducido por la Srta. Quim. Alicia Mu-
fioz Herrera. El capitulo 10, relativo al "Disefio de un Fracturamiento -
Hidraulico'", estd tomado Tntegramente de la Revista del IMP de octubre
de 1971; sus autores son Carlos Islas S. y F. Garaicochea. La informa--
cién relativa a los productos IMP, fue proporcionada por el Ing. Radl -
Poblano 0., de la Divisién de Produccién, Subdireccién de Explotacién
del IMP.

Finalmente se agradece  también la colaboracidén de todo el personal que
participd en la preparacién del material utilizado en la presentaC|on
del curso mencionado.

Francisco Garaicochea P.
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CONSTANTES Y FACTORES DE CONVERSION

Constantes

Condiciones base (c.s.)

Temperatura absoluta correspondiente a 0°F
Peso molecular medio del aire seco
Volumen de 1 mole-gr de gas a c.s.

Volumen de 1 mol-1i: de gas a c.s.

Densidad del agua'a c.s.

Densidad del aire a c.s.

Carga hidrostética de 1 pie de agua a 60°F
R=82.05 (atm—cns)/(oK mole-gr)

Conversiones

Longitud "’
1 pg=2.54 cm
1 pie=30.48 cm’

Area )

1 Acre = 4046.9 m2

1 Acre = 43560 pies’
Presidn

1 Atm=760 mm Hg (0°C)
1 Atm=1.033 kg/cm?
1 kg/em? = 14.223 1b/pg?

1 Atm=14.696 lb/pg2 abs

Temperatura

°F =1.8 ©°C +32
°C =5/9 (°F-32)
°K =°C +273

°R =°F + 460

141.:5
131.5 + ©API

-

14.7 1b/pg’ y 60 °F
460° R
28.97
22.414 1t
379.4 pies
62.u4 lb/pie3

0.0765 1b/pg?

0.433 1b/pg?

R=10.73 (1b/pg’-pie’)/(°R mole-1b).

3

Volumen

1 bl=158.987 1t
1 bl=42 gal

1 bl=5.6146 pies
1 m®26.2898 bl

1 m3=35.31u pies3

3

Masa R
1 1b=u453.59 gr.
1 kg=2.20u461b

Densidad

1 gr/cm3 = 8.344 1b/gal

1 gr/ch3 =62.428 lb/pie3

1 gr/em® =350.63 1b/bl

1 lb/pie3=5.6166 1b/bl

Viscosidad

- 1bm

1 c.p. = 0.00067187 22—

1 c.p. = 0.04031 ibm
ple - min.




CAPITULOI1

DANO A LA FORMACION

1.1. INTRODUCCION .

El dafio es la alteracién negativa de las propiedades de flujo de -
los conductos porosos y fracturas en la vecindad del pozo, las per
foraciones de los disparos y del yacimiento mismo. Este dafio puede
ser originado durante las operaciones realizadas en un pozo, desde
su etapa inicial de perforacibn hasta su etapa de recuperacién se-
cundaria, pasando por la terminaci6én, la reparacibén, la limpieza y
toda opera016n inherente a su produccibén. El dafio puede variar des
de una pequefia pérdida de permeabilidad, hasta el bloqueo total de
las zonas productoras. El dano significa reduccién de la produc- -
cién y de la recuperacibn. Generalmente es mucho méds econbmrico con
trolar el dafio que estimular los pozos dahados, sobre todo cuando

se observa que es dificil o 1mp051ble lograr la restltuclén de la

produccibn.

Es por esto necesario considerar el aspecto econdmico de reduccibn
del dano en todas las operaciones, por lo cual se requiere modifi-
car muchas précticas comunes en el campo, afin cuando esto signifi-
gue elevar inicialmente los costos; estos incrementos de costos se
ver&n recompensados con un 1ncremento en la produccidén y en la re-
cuperacibn.

1.2. MECANISMOS DE DAFfO.

Los mecanismos de dafno se pueden cla51f1car de acuerdo a la forma
como éste disminuye la produccién.

(a) Reduccién de la permeabilidad absolﬁta de la formacidn.

Cuando- los conductos porosos o las fracturas naturales o inducidas
pierden su capacidad de flujo, por taponamiento o bloqueo total de
bido a s6lidos o emulsiones, se reduce el flujo de todos los tipos
de flufdos. Las formaciones consisten en miles de poros, que se en
cuentran interconectados, con di&metros que varfan entre 10 a 100
micrones; los sblidos del fluido de perforacién, particularmente
la barita, tiene particulas con'di@metros menores a los 43 micro--
nes (Malla 300) y algunas alcanzan a 75 micrones (Malla 200). Las
particulas de cemento alcanzan los 80 micrones, las arcillas tie--
nen particulas muy finas, que estdn en el rango de los 3 a 5 micro
nes, y muchos de los sélidos dispersos en el lodo tienen particu-
las del rango de los 60 micrones. Al iniciarse el proceso de forma
cién del enjarre, estas particulas finas son transportadas por los
flufidos a través del complejo sistema de conductos sinuosos, que




cuando el flujo es alto, se taponan ripidamente debido a dos meca
nismos fundamentales. Si las particulas mencionadas tienen un di3
metro menor a la tercera parte del didmetro del poro, presentan la
tendencia a puentearse, debidd a los cambios de velocidad y direc-
cibén, forzando a los fluidos buscar otros poros. La movilidad de
las particulas 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 est& mojada por
agua, fluyendo el aceite por el centro de los poros hacia el pozo.
Si las particulas que se mueven dentro de la roca estdn mojadas --
por agua, éstas son atraidas y sumergidas en la envoltura de agua;
si el flujo de agua es minimo en el pozo, éste no representard pro
blema, sin embargo si las particulas migratorias est&n mojadas por
aceite, é&stas se moverdn con el flujo de aceite y la tendencia a
la formacidén de puentes puede resultad en un taponamiento mayor.

El hinchamiento de las arcillas contenidas en la formacidn también
produce taponamientos. Asimismo la floculacidn de las mismas .aumen
ta su movilidad. La emigracibén de las arcillas es factible cuando
entran en contacto con aguas extranas al yacimiento, este fendmeno
serd explicado mé&s adelante.

(b) Reduccibn de la permeabilidad relativa. .

Esto puede ser ocasionado por.el incremento de la saturacidén de --
agua cerca de la pared del pozo, como resultado de una alta inva--
sién de filtrado o simplemente por la conificacidn o digitacidn del
agua de formacibén. También el filtrado puede formar un blogueo por
agua. Si el filtrado coritiene surfactantes usados en los fluidos -
de perforacidn, terminacibén o reparacidén, se puede cambiar la moja-
bilidad de la roca, y como resultado se puede reducir la permeabili
dad relativa al aceite, ademés de alterar la permeabilidad absoluta
por lo explicado anteriormente. La geometria de los ‘poros, asociada
con el &rea superficial, afecta a los cambios de permeabilidad rel§~'
tiva; al disminuir el volumen de los poros con las particulas trans
portadas dentro del yacimiento, se aumenta su &rea superficial, por
lo tanto las posibilidades de aumentar la permeabilidad relativa al
agua aumentan con el incremento de la saturacién de agua, dejando -
menor espacio disponible para el flujo de aceite. Se ha experimenta
do, en pruebas de laboratorio, que cuando aumenta el &rea superfi--—
cial es m&s dificil de reducir la saturacién de agua.

(c)iAlteracién de la viscosidad de los fluidos. del yacimiento

Este fendmeno puede resultar de altos filtrados, se sabe que las --
emulsiones de agua en aceite son més viscosas que las emulsiones de
aceite en agua. Las emulsiones 'se forman cuando el filtrado inyecta
do hacia la formacién se mezcla con los fluidos contenidos en ésta.
Los surfactantes, en unién con sblidos finos, tales como las arci--
llas de formacién o del fluido de perforacién o particulas de - --
hidrocarburos sb6lidas, tienen la tendencia de estabilizar estas --
emulsiones. También la mojabilidad del yacimiento y la - - - - --




de las particulas transportadas  son factores importantes para la -
estabilidad de la emulsibn,y de éstas también depende la fase con-
tinua de dichas emulsiones. Las  formaciones mojadas por aceite, -~

_ tienen la tendencia a formar emulsiones mds estables y de viscosi-
dades mé&s altas que las mojadas por agua. .

1.3. ORIGEN DEL DANO A LA FORMACION.

La principal fuente de dafio a la formacidn es el contacto de ésta
.con fluidos extrafios al yacimiento, pudiendo ser el fluido extrafo
el filtrado del fluido de perforacidén o reparacidén, o bien un -
fluido de estimulacidén o tratamiento, inclusive el fluido del yaci
miento,si sus caracteristicas originales se alteran en alguna de
sus fases.

Como se indicd, el dafio estd asociado con la invasidén de flufidos -

extrafios, los cuales pueden transportar diferentes tipos de sales,

sélidos del material densificante, arcillas, productos quimicos pa

ra control de filtrado, viscosificantes, en fin, todos los necesa-

rios para la formulacibén de los fluidos de perforacién o repara---'
cidén. En adicibén a esto los sblidos perforados, particulas de ce--

mento, residuos de los disparos, 6xidos de fierro, grasa lubrican-

te, material pulverizado de las arenas de fracturamiento o.empaques
de grava, parafina, asfalto y otros productos.quimicos como los in

hibidores de.corrosién, surfactantes y los inhibidores de parafina,
pueden ocasionar dafio severo a la formacién.

Los diferentes productos y sbélidos contenidos en los fluidos, pro-
ducen la alteracidn negativa de las condiciones de flujo del yaci-
miento, cambiando su mojabilidad, cambiando la estructura de 'las -
arcillas del yacimiento o' taponando los' conductos porosos.

‘(a) Cambios en la mojabilidad del yacimiento. -

La mojabilidad se ha definido como el &ngulo de contacto entre la.
interfase de los fluidos con la superficie sélida. En medios poro-
sos es casi, si no imposible, medir esto, pa lo cual sus efectos,

en el flujo de fluidos, se manifiestan principalmente por la rela-
cidén de presidn capilar con la saturacidén del fluido.

La saturacién de los fluidos puede ser alterada por la invasidn de
‘filtrado que contiene agentes tensoactivos; éstos, al cambiar la
tensidn superficial de los fluidos contenidos dentro del yacimien-
to, alteran su mojabilidad. Sé ha comprobado que la mayoria de los
surfactantes ¢atibnicos y ciertos no idénicos, originan que la su--
perficie de rocas siliceas se mojen o humecten por aceite. La hu--
mectacidn 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. '




Los constituyentes inorgénicos de los yacimientos, se consideran -

generalmente mojados por agua y la humectabilidad de las areniscas

es mds fdcil de alterar gue la de las calizas. Se ha demostrado --

que la mayoria ‘de los componentes quimicos de los fluidos de perfo

racién no tienen efecto en el cambio de la mojabilidad, siendo s6-

lo el almidén el que muestra un pequefio efecto de.disminucién en -

la humectacibén por agua. Los lodos de emulsidn inversa muestran un .
efecto neutral o la tendencia a mojar por aceite.

B

(b) Cambios en las estructuras de las arcillas.

‘Los minerales arcillosos estin presentes en el 95 por,ciento de --
las formaciones areniscas, encontr&ndose como .envoltura de los gra
nos o separados y mezclados con la arena. Las rocas calclreas tam-
bién pueden contenerlos, sin embargo se encuentran encapsulados y-
por lo general no representan problema, los minerales arcillosos -
mds, importantes y frecuentes son: la montmorillonita, la ilita y -
la caolinita. Estos minerales han sido clasificados de acuerdo a -
su. estructura cristalina. Los cristales est&n compuestos de pla---
guetas o unidades que se extienden en dos direcciones, alcanzando

espesores que varian entre 7 a 17 angstrones. Cada unidad estd uni
da por iones que pueden ser de H, K, Ca, Mg, y Na. Si las unidades
estdn balanceadas ionicamente, son m&s estables, como es el caso -
de la caolinita; sin embargo en muchos casos existe un desbalance-
debido a substituciones ibnicas entre las unidades y que son heu--
tralizadas por cualquiera de los cationes antes mencionados alrede
dor de 1la superflcle exterior del cristal y también entre las uni-
dades.

Cada mineral arcilloso tiene caracteristicas y propiedades defini-
das que dependen de su estructura y composicidn, caracteristicas -
que hacen que se comporten en forma diferente ante la presencia de
agua y los iones que ésta pudiera contener. La mis importante de -
estas caracteristicas, es la capacidad de intercambio iénico, que-
es la medida de la habilidad de una arcilla de llevar cationes in-
tercambiables, estd expresada en miliequivalentes por 100 gr. de -
arcilla. El orden de capacidad de intercambio idnico de los minera
les arcillosos que ros 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 varia de acuer
do a su. concentracibén, cantidad de las posiciones de intercambio,
y la naturaleza del cristal; también es importante la fuerza rela-
tiva de reemplazo de los cationes que depende de su valencia y ta-
mafio idnico, estd ordenada como sigue: Li, Na, K, Mg, Ca, H.

Otra caracteristica a considerar, es la del agua en las arcillas.-
Debido a la hidratacién de los cationes y de la distribucién de ---
cargas negativas, el agua forma una pelicula en la superficie ex--
terna y entre las capas estructurales de la arcilla; el agua entre
las superficies planas de los cristales ayuda a separar las placas
individuales del cristal sirviendo como lubricantes y ayuda - - -




al hinchamiento de las mismas. Los cationes mas fuertes aumentan -
la atraccién entre las placas y el ‘espesor de las peliculas de
agua‘' disminuye; en cambio los débiles permiten la fécil entrada -
del agua, debido a gue la fuerza atractiva entre las placas es me-
nor; &sto permite también que las capas de agua entren en desor--
den, lo cual tiene un efecto mucho mayor en el hinchamiento.

El tipo de electrolito presente y su concentracién en el sistema -
agua-arcilla, es primordial para la caracteristica de flocula- --
cién o defloculacién del cristal arcilloso en adicidén .a la capaci-
dad de intercambio idnico. El1 pH del agua, tiene también efecto en
este fendmeno, debido a la cantidad variable de material alcalino

y concentracibén de idnes H que ésta puede tener. Las arcillas en--
contradas en las rocas sedimentarias se prosentan en equilibirio

con el agua de la formacién y se encuentran ‘generalmente en estado
floculado. )

Debido a todas estas caracteristicas, las arcillas son fédcilmente
reaccionables (floculacién o defloculacidn) cuando se altera su me
dio ambiente en equilibrio con el agua de la formacién. La altera=-
cién de este medio provoca modificaciones negativas en la permeabi
lidad del yacimiento, afin cuando su efecto sobre la porosidad to--
tal no sea grande. La alteracién de estos minerales arcillosos tam
bién puede aumentar la mojabilidad hidrofilica del yacimiento por
su fuerte atraccidén al agua.

(c) Taponamiento por sdélidos.

Los sdlidos en diferentes variedades de tamafios pueden ser facil--
mente transportados hacia el yacimiento durante la etapa de forma-
cién del enjarre. Los sb6lidos més grandes pueden formar puentes en
la parte interior de la pared del pozo, éstos pueden depositarse
entre los granos de la roca, cerca de zonas con barreras vertica--'
les, haciendo imposible su remocién. Los s6lidos pequefos pueden
formar enjarres minfisculos 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 particulas mejor distribuidas, que permiten una formacién -
m&s répida del enjarre en la pared del pozo. El efecto de tapona--
miento durante la formacién del enjarre, no va mds alla de § a 8
cm. dentro del yacimiento; el uso de polimeros para reducir el fil
trado, es de gran ayuda, pues permite formar el enjarre ripidamen-
te y provee de un medio filtrante muy efectivo al enjarre, disminu
yendo la cantidad de sdlidos acarreados hacia la formacién durante
el tiempo de exposicién del yacimiento con el fluido en uso.

1.4. OPERACIONES DURANTE LAS CUALES SE PUEDE OCASIONAR: DARO.

Las operaciones especificas, durante las cuales se produce dafo, -




son:
(a) Durante las operaciones de perforacibn.

El filtrado del lodo invade el yacimiento alterando su permeabili-
dad, ya sea por bloqueo, por s6lidos o formacibén de emulsiones, -
asi como por cambios en la mojabilidad de la roca matriz. También
los sblidos acarreados, taponardn los poros o canales o fracturas
y, en adicidén a esto, la accién escariadora de la'barrena y los es

tabilizadores, puede sellar las fracturas cerca de la pared del po

zo.
(b) Durante las bajadas de tuberfa. de revestimiento y cementacién.

El efecto de incremento de presién contra la formacién al bajar la
tuberia de revestimiento muy r&pidamente, causard una presién dife

rencial adicional contra las zonas productoras comprimiendo el en= °

jarre y aumentando las posibilidades de perder circulacién; las le
chadas de cemento tienen un alto filtrado que puede acarrear s8li=
dos adicionales adem&s de aguas no compatibles con la formacidn; -
los productos gquimicos usados para lavar el énjarre delante de las
lechadas puede ocasionar cambios en la formacién.

(c) Durante la terminacién.

Los s6lidos del fluido de terminacién, pueden taponar las perfora-
ciones de los disparos. La formacidén alrededor del disparo, puede
ser también comprimida y compactada, reduciendo la permeabllldad -
en el tunel del disparo.

Al bajar la tuberia de produccién con el empacador se provoca un

efecto similar al originado al bajar la tuberia de revestimiento.

Al aumentar la presidn diferencial contra la formacién, se pueden
originar pérdidas de circulacién y los s6lidos del fluido pueden -
taponar las fracturas cercanas a la pared del pozo. Si la presibn
diferencial es alta, estos s6lidos son también las causas de que -
las perforaciones de los disparos se taponen. Si el fluido contie-

ne iones no compatibles con las arcillas de la formacién, el resul

tado puede ser catastréfico.

Durante la iniciacién de la produccibn, la precipitacidén.de séli--
dos de 6xidos y carbonatos, grasa para roscas y todo material su--
cio que puede acarrear el fluido al ser circulado para limpiar el
pozo, .puede originar el taponamiento de los poros. Si estos flui -
dos contienen asfaltos tratados, pueden originar cambios en la mo-
jabilidad dei yacimiento. :

La llmpleza de pozos castos altos, podrian originar un taponamlen-
to por sdlidos, dentro de la formacién.

(d) ‘Durante la estimulacidbn.

-6~




Los fluidos usados para matar los pozos pueden acarrear sdlidos -
dentro del yacimiento. Si la. tuberia de produccidén estd sucia, los
fluidos empleados, aunque limpios inicialmente, pueden acarrear sé
lidos barridos por ésta, dahando la formacidn. ' -

El fracturamiento de la formacidn con &cido, puede alterar el enja
rre entre el cemento y el yacimiento, produciendo canalizaciones.

Las operaciones de fracturamiento hidr&ulico, ‘a veces no son efec-
tivas, debido al taponamiento de las fracturas con s6lidos finos
contenidos en el mismo fluido fracturante.

El uso de fluidos fracturantes QUe tienen productos no compatibles
con la formacidn, puede también originar dafo.

(c) Durante operaciones de limpieza de ‘parafina o asfalto.

Normalmente se usan solventes para este fin, si estos solventes -
son circulados de tal.manera gue entren en contacto con la zona -
productora, se puede alterar las condiciones de mojabilidad de 1la
roca matriz en forma negativa. A veces se usan escareadores para -
limpiar la parafina, si los residuos de esta operacidn circulan ha
cia el fondo y logran pertrar a la formacidn, es factlble su tapo-
namiento.

(f) Durante la reparacién de pozos.

El dafio durante estas operaciones es originado por las mismas cau-
sas que al terminar los pozos: el exceso de presidn diferencial -
contra las zonas productoras puede ocasionar pérdidas de circula--
cidén; el filtrado de fluidos incompatibles con el yacimiento produ
cird dano.

(g) Durante la fase de produccidn.

En esta etapa muchas veces se necesita usar productos quimicos pa-
ra inhibir la corrosidn, la deposicidén de sales o parafina. No de-
be permitirse que estos productos entren en contacto con la forma-
cidn. Su efecto por lo general afecta la mojabilidad de la roca.
También la precipitacidén de 6xido y sales puede ocasionar taponar-
mientos.

~ Si el yacimiento estd depresionado, serd mucho més suceptlble de
ser danado con sdlidos o con parafina.

Los empaques de grava son suceptibles de ser taponados por sdlidos
o arcillas que emigran de la formacidn; en formaciones de arenas
poco consolldadas este problema -es mayor.




(h) Durante la inyeccién de agua.

Generalmente se ocasiona dafio en estos casos cuando el agua no esté
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.

(1) Durante la inyeccién 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 corrosidn u otros séli-
dos que taponardn los poros del yacimientos; desafortunadamente los
inhibidores de corrosidn al ser inyectados con el gas hacia la for-
macién reducen su inyectavilidad, por lo cual se debe limpiar bien

el equipo antes de iniciar la inyeccibn; asimismo el lubricante de

las compresoras que se fuga con el gas hacia el pozo, reduce la per
meabilidad al gas y la inyectabilidad.

1.5. MINIMIZACION DEL DARNO.

Cuando el dafio no puede ser corregido completamente, debe prevenir-
se para minimizarlo. La observacién de métodos preventivos es impor
tante, ya que permitird incrementar el ritmo de produccién y la. re-
cuperacidén final.

Para minimizar el dafio se deben estudiar sus causas en las operacio
nes de perforacién, terminacidn y reparacidén de pozos, asi como se-
leccionar los fluidos més apropiados para evitarlo. Muchas veces un
yacimiento puede ser inapropiadamente evaluado si el dafio enmascara
su verdadero potencial productivo. Aunque actualmente existen méto-
dos para una buena evaluacién, el dafio en un yacimiento nuevo puede
conducir a una serie de operac1ones que, encadenadas, pueden desva-
lorar su potencial econdmico.

Los fluidos de perforacidn causan dafio por tres mecanismos basicos -
como se explicd anteriormente. El primero y el segundo son resulta-
do del filtrado que invade las zonas productoras, €l primer mecanis-
mo es debido a la accién de alteracién de las arcillas del yacimien-
to; la segunda forma se origina por cambios fisico-quimicos en las -
zonas donde el filtrado se ha invadido. Al cambiar la mojabilidad de
la roca se puede reducir la permeabilidad relativa al aceite. Ademés
los surfactantes contenidos en el filtrado pueden originar la forma-
cidén de emulsiohes muy viscosas, que bloquean el flujo. El tercer me
canismo es el bloqueo fisico de las aberturas porosas,este es un fe=
némeno muy complejo.

Una de las formas m&s comunes de prevenir el dafo es reduciendo el -
filtrado; inicialmente €sto se alcanzd con particulas finas hidrata-
bles, como la bentonita y con el uso de lignosulfonatos y algunos --
polimeros; pero estos métodos en muchos casos agravaron los proble--
mas de dano. El ajuste de surfactantes para controlar la mojabilidad
y romper las emulsiones, ha dado mejores resultados. Sin embargo, --
se mantiene’ el problema del blogueo por sblidos, el - - - = - = =




cual afin no ha sido resuelto, pero si reducido con el uso de poli-
meros que ayudan a aumentar la viscosidad y reducir el filtrado.
Uno de los- factores que también debe ser considerado es el tiempo
de exposicidn de las zonas productoras al fluido,de perforacién; -
peo es mucho mds recomendable no usar lodos a base de aqua en una
zona que contiene arcillas defloculables, afin cuando la adicién --
de sales con cationes fuertes, como el cloruro de calcio o de pota
sio, puede disminuir.este efecto.

Cuando el caso es este, los fluidos de emu1516n inversa son reco--
mendables para evitar el dafo a la formacidn por alteracidn de las
arcillas. Como el filtrado de estos fluidos es solo aceite, su in-
vasién a la formacién se puede restringir a niveles muy bajos, de
tal manera que s6lo produciréd cambios de mojabilidad en la vecin-=
dad de la pared del pozo. El dafio asi ocasionado puede ser resti--
tufdo, en mds de un 85 por ciento, con lavados con surfactantes -
apropiados, la seleccidn de los agentes tenso activos para este -
fin se debe hacer en base a las recomendaciones espec1f1cadas en -
el boletin API RP-42.

El taponamiento por s6lidos es inevitable, pero puede ser disminui
do usando fluidos con filtrado bajo, que permitan una formacidn de
enjarre ripida; sin embargo si los sdlidos son del material densi-
ficante no se podrd corregir el dafio posteriormente; pero con una

presién diferencial adecuada se puede mantener en rangos muy bajos

Afn asi los fluidos de emuisién inversa generalmente dafian menos
‘que ‘los fluidos a base de agua.

En los fluidos de terminacidén y reparacibén de pozos se debe tener
mucho m&s cuidado, puesto que éstos son expuestos contra los yaci-
mientos en operaciones que definitivamente tienen que ver Gnica y
exclusivamente con 'la productividad del pozo. Estos fluidos se u--
san para. iniciar la produccidén en operaciones de disparos, matar -
pozos, limpiarlos , controlar arenas, colocar empaques de grava y
controlar las presiones.

La caracteristicas de estos fluidos dependen de la operacidén, por
lo que deben formularse para evitar el daho considerando los si- -
guientes requerimientos:

(a) Densidad.

La densidad del flufdo debe ser la minima necesaria para controlar
la presién del yacimiento, que puede estar en 'un rango de 100 a -
200 lb/pg2 sobre la presidén del yacimiento. Si se cuenta con un -
equipo apropiado de control en la superficie, se puede disminuir
la presibn hidrostdtica hasta balancearla con la del yacimiento.

(b). Filtrado.
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Se debe considerar en este requerimiento dos factores: priméro, -
las caracteristicas del filtrado y su volumen.

Las caracteristicas del filtrado deben considerarse en funcién de

la minimizacién de la alteracién de las arcillas de la formacidn;

esto es: evitar su hinchamiento y/o dispersidn, los cambios de hu-
mectabilidad de la roca matrfz y la formacién de emulsiones.

El volumen debe ser considerado para prevenir que cantidades exce-
sivas del fluido entren a la formacidn. Los aditivos para que se -
consiga esta caracteristica, deben ser f&cilmente removibles al pro
ducir el pozo. : T

(e) Viscosidad.

Muchas veces los fluidos tienen que acarrear s6lidos relativamente
grandes, arena, restos de empacadores,. etc., hacia la superficie,.
por lo tanto deben tener caracteristicas de viscosidad pléstica, -
punto de cedencia,de gelatinosidad.

(d) Contenido de sdlidos.

Los s6lidos contenidos deben ser minimos y, si es posible, deben -
estar ausentes..  En caso de estar presentes, deben ser pequefios, en
el rango de 1 a 2 micrones, éstos tienen tendencia a formar puen--
tes en el medio poroso y disminuir répidamente el filtrado, por lo
general no penetran mids allade 2 a 3 pg. de la cara del pozo y pue
den ser desalojados a contra flujo al producir el pozo.

(e) Control de corrosidn. -

Este factor es importante, pues la corrosién produce reacciones -
que forman particulas finas, que pueden ser acarreadas hacia la -
formacidén al precipitarse.

(f) Economia.

Este factor es primordial y debe considerarse la conveniencia de -
evitar el dafio a la formacién o estimular la produccibén por acidi-
ficacién o fracturamiento.

El equipo debe contar con instalaciones apropiadas para mezclar -
bien los productos y eliminar en forma efectiva .los s6lidos, asi
como un sistema de c1rculac16n y desgasificacidn efectivo del flui
do.
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CAPITULO 2
TIPOS DE ACIDOS Y SUS REACCIONES

2.1. SISTEMAS ACIDOS.
Los sistemas dcidos en uso pueden clasificarse como:
Acidos minerales.- Son el HC1 y. el HF.

Acidos orgdnicos.- Son el dcido férmico (HCOOH) y el 4cido acético
(CH3COOH). Contienen carbono.

Acidos en polvo.- Acido sulfémico y 4dcido cloroacético.

Mezclas de dcidos.- Como el HCl con dcido acético, HCl con férmico,
dcido fluorhidrico con férmico. .

Sistemas de 4dcidos retardados.- Estos son: 4dcidos gelificados, dci-

dos quimicamente retardados y dcidos emulsificados.
2.1.1. Acidos minerales o inorgidnicos.

Acido clorhidrico.- Generalmente:.es . usado como una solucién de clo-
ruro de hidrégeno (gas) en agua al 15% en peso. A esta concentra--
cién se le conoce' como &dcido regular y fué seleccionada debido a -
la ineficiencia de los primeros inhibidores disponibles y a la difi

cultad de prevenir la corrosién al utilizar soluciones mis concen--
tradas. ’ '

Con el desarrollo de mejores inhibidores se utilizan ahora mayores
concentraciones ‘en forma prdctica, y en algunos casos con mayor --
eficiencia.

En concentraciones menores (5 al 8%) se utiliza para desplazar el
agua congénita, delante de las mezclas de HC1-HF, a fin de evi--
tar la formacidn de fluosilicatos de sodio y de potasio. ‘

La principal desventaja del HCl es su:alta corrosividad, dificil y
costosa de controlar a temperaturas mayores de 250°F; también el -
aluminio o los recubrimientos de cromo, a menudo utilizados en --

las bombas de los aparejos de bombeo mecdnico, se dafian facilmente.

Acido clorhidrico-fluorhidrico.- Esta mezcla de 4cidos 'se usa casi
exclusivamente para estimulaciones de areniscas. E1 HF se dispone
comercialmente en forma de solucién acuosa concentrada (40-70 §).
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En las estimulaciones se usa como una solucién diluida-en HCl. Pue
de prepararse por la dilucién dé soluciones concentradas de HF, o
mas frecuentemente por la reaccién de bifluoruro de amonio con HCL

NH4FHF + HC1l-— 2HF + NH4C1 (2.1)
A menudo se usa HCl al 15%, agregindole una cantidad necesaria de
bifluoruro de amonio, para obtener una solucién que contiene 3% de
HF. E1l cloruro de hidrégeno consumido por esta solucién deja 12% de
HC1 en solucidn.

Al dcido fluorhidrico que se usa en tombinacién con el clorhidrico,
en proporciones de 8 a 12% de HCl y 2 a 3% de HF, se le conoce como
dcido para lodos. '

Las caracteristicas de corrosidén de las mezclas de HF-HC1l son com-
parables con la del HCl sélo, por lo que se requieren inhibidores
de corrosién similares.

2.1.2. Acidos orgdnicos.--Las principales virtudes de los &dcidos -
orgdnicos son su menor corrosividad y mds fdcil inhibicidén a altas
temperaturas. Se usan principalmente en operaciones que requieren
un alto. o largo tiempo de concacto del dcido con la tuberia; por
ejemplo como fluido de perforacién (disparos), o cuando es inevita
ble su contacto con partes de aluminio o cromo.

\

Acido acético.- Se dispone generalmente en soluciones de agua al -
10% en peso. A esta concentracién los productos de la reaccidén son
solubles en el dcido gastado. El &dcido acético al 10% cuesta el do

ble que una solucién al 15% de HCl y disuelve aproximadamente la -
tercera parte del Ca CO3

Acido férmico.- Es el menos caro de los 4cidos orgédnicos, pero més
caro que el HCl en la base al costo por volumen de roca disuelta.
Es mds fuerte que el dcido acético, aunque apreciablemente mds dé
bil que el HCl. La corrosién con este 4cido es uniforme y dificil™
de inhibir. En aplicaciones a alta temperatura su costo, comparado
con el de HCl, es casi el mismo, debido a la mayor concentracidén
del inhibidor requerido para el HC1.

2.1.3. Acidos en polvo.- Los dcidos sulfdmico y cloroacético tie-
nen un uso limitado; asociado con la facilidad de transportarlos

a localizaciones remotas en forma de polvo. Son polvos cristalinos,
fdcilmente solubles en agua. Generalmente se mezclan con el agua
cerca del pozo. Algunas veces se presentan en forma de barras, pa
ra facilitar su introduccién al pozo. Estos dcidos son mucho més
caros que el HCl; sin embargo su aplicacién puede producir ahorros
sustanciales cuando se.eliminan los costos por transporte y bombeo.

El dcido cloroacético es mis fuerte y mds estable que el sulfémico,
por lo que es géneralmente preferido. El dcido sulfdmico se descom
pone a 180°F por lo que no se recomiénda para temperaturas mayores
de 160°F.




2.1.4. Sistemas de &cidos retardados.

Acidos gelificados.- Se usan en tratamientos por fracturamiento. -
La retardacién resulta porque al aumentar la viscosidad del fluifdo
se reduce el ritmo de transferencia del &cido con la formacidn en

la fractura. Su uso se ha limitado a formaciones con baja tempera-
tura,debido a que la mayoria de los agentes gelificantes disponi--
bles (normalmente polimeros solubles en agua) se degradan répida-

mente en soluciones &dcidas a temperaturas mayores de 130° F.

Acidos quimicamente retardados.- Se preparan agregando al &dcido un
surfactante que moja de aceite,a fin de formar una barrera fisica
a la transferencia del &cido con la roca. Para que sea efectivo el
aditivo debe absorverse en la superficie de la roca y formar una -
pelicula homegénea.

Acidos emulsificados.- Normalmente contienen el &cido en la fase -
interna y de 10 a 30% de kerosina o diesel como fase externa. Tan-
to la mayor viscosidad creada por la emulsificacién como la presen
cia del aceite y kerosina, retardan la velociad de reaccidén del
dcido con. la roca, incrementando la profundidad de penetracidén del
&cido. , .

2.2. REACCIONES DE ACIDOS CON LAS FORMACIONES.

Con caliza y dolomia:

2 HC1 + CaCO3 > Ca Cl, + H,0 + CO, (2.2)
4 HCl + CaCO4- Mgco3'» CaCl, + Mgcl, +
2 HpD + 2 CO; : (2.3)
Con sflice (arena): .
4 HF + 810, » SiF, + 2 H,0 (2.4)
Con silicatos’ (feldespatos o arcillas)
v . , ;
Na4_Slq4 + 8 HF » SiF, + 2H,0 (2.5)
Al, Si; 0, (OH), + 36 HF » 4 H,Si F¢ +
12 H,0 + 2 Hy AlFg (2.6) #
Pero: ’
H,SiF, + 2 Na® » Na,SiF, + + 2 H' (2.7)
2 1-6 Na a,SiF .
. + . +
vHZSlFS + 2 K -+ KZS].F.6 v + 2 H (2.8)
* . R .
A12814010 (OH)Z. Arfllla
HZSiF6.- Acido fluosilico
H

3A1F6.- Acido fluoaluminico.

-13-




0

También:
e + . +
L3A1F6 + 3 Na = Na, AlF6 + '+ 3H (2.9)
+ + : '
H3A1F6 + 3 K > K3 A1F6 v + 3H . (2.10)
Y,
CaCO3 + Z2HF -~ Cg F2 v o+ H20 +.CO2 (2.11)

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

2 HC2H3O2 + CaCO3 > Ca (C2H302)2 + HZO + CO

(dcido acético) (acetato de calcio).

2
(2.12)

2.2.1. Cilculo de la cantidad de CaCO3 disuelta.

Sean:
V = Volumen de la solucibn &cida (15% en peso) invectada (1)
W = Peso de la solucidn inyectada (kg) ' A

P = Peso del cloruro de hidrégeno en la solucidn (kg)

El peso especifico de una solucién de 'HC1 al 15% es 1.075 kg/1t.

1.075 v

. . W
P =0.15W=0.15 x 1.075 v = 0.16125 Vv (kg)

Sustituyendo los pesos atdmicos correspondientes en la ecuacidén
(2.2).

é (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 + 18
O sea: 73 unidades de peso de HCl disuelven 100.1 unidades de peso
de CaCO '
3
V. 0.16125v (kg de HCl) disolverdn 0.2211vV (kg de CaC03)

La densidad del CaCO, (compacto) es de 2.93, por lo tanto.el volu-
men correspondiente al peso anterior es:

0.2211v _
gy s 0.0755v (1t gde CaCO3)
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CAPITULO 3
METODOS DE ACIDIFICACION

3.1. PROCEDIMIENTOS DE ACIDIFICACION
Generalmente las acidificaciones consisten en:

Tratamiento de lavado o limpieza
Tratamiento a la matriz o intersticial
Fracturamiento con &dcido

3.1.1. Tratamiento de limpieza.-' Los tratamientos de limpieza es-

tdn disefiados para remover las incrustaciones solubles en &dcido. -
que se presenten en el pozo o para abrir las perforaciones. Con--
siste este tratamiento en colocar una pequefia cantidad de dcido. -
en el lugar adecuado o deseado, permitiendo que reaccione con --
los depésitos o la formacidén. La circulacién del dcido acelera el
proceso de disolucién, al aumentar el ritmo de transferencia del

dcido no gastado con las superficies del material.

3.1.2. Acidificacién a la matriz.- Se define como la inyeccién -
de dcido a la formacidn, a una presidén menor que la de fractura.
El objetivo del tratamiento consiste en lograr la penetracidn --
radial del dcido a la formacidn.

La estimulacién se efect@ia para eliminar los efectos de la reduc
cién de permeabilidad en la vecindad del pozo, disolviendo las -
particulas que obturan la formacidn.

Cuando la acidificacién se efectlia correctamente, se obtiene in-
crementos en la producc1on sin que aumente la’ re1a01on agua-gas,
la relacién gas- aceite 6 la relacibn agua- acelte

Debido a 1la gran superf1c1e que establefe contacto con el acido -
en un tratamiento a la matriz, el tiempo de reaccidn es muy corto.
Por lo tanto la formacidn solo queda tratada a unas cuantas pulga
das de la pared del pozo:

Uno de los problemas en el tratamiento de acidificacién a la ma--
triz es el desconocimiento de la presidén de fracturamiento.

Como la presidn de fracturamiento decrece al decrecer la presién
del yacimiento, frecuentemente es necesario efectuar pruebas de -
fracturamiento para determinar la presién de fractura -de una zona
o yac1m1ento especifico. (Fig. 3.1.).
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El procedimiento de prueba consiste en iniciar la inyeccién de

agua. o aceite limpios a la formacién, a un gaste muy bajo, del

orden de 1/4.a 1/2 barril. por minuto, y medir la presién de --

bombeo. A continuacidn se incrementa el gasto de inyeccién por-
etapas y se lee la presidén de inyeccidn hasta que la curva gas
to-presidén cambia de pendiente, como se observa en el punto B.

Si la presidon deseada para el tratamiento a la matriz se alcan
za antes de dicho punto B, la acidificacién puede efectuarse a

esa presidén o a una ligeramente inferior.

*3.1.3. 'Fracturamiento con 4cido.- Consiste en inyectar &dcido
a. la formacién, a una presidn suficientemente alta para fractu:
rar la formacidén o abrir las fracturas existentes. La estimula
cién se logra cuando después del tratamiento permanece abierto
un canal o serie de canales altamente permeables. Este canal -
se forma por.la reaccién del dcido sobre las paredes de la frac
‘tura solubles en dcido. Se formard una fractura con alta con--
ductividad. .

La fractura puede existir después del tratamiento si las caras
de las fractura$ quedan grabadas cuando se libera la presién y
la fractura cierra. La longitud de la fractura creada depende

de una combinacidén del ritmo de reaccién del dcido, el ritmo -
de pérdida de fluido (de la fractura a la formacidn) y del rit
mo de inyeccién. -

La longitud y amplitud serdn mayores mientras sea menor la pér

dida de fluido. La velocidad de reaccién debe ser baja para --

que el dcido penetre y sea mayor la longitud de la fractura. A

mayor gasto mayor serd la fractura y a menor temperatura menor

serd la velocidad de reaccidén, y mayor la longitud de la fractu
ra. :

El fracturamiento con dcido-es la técnica de acidificacidn mids
usada para estimular las formaciones calizas o dolomias.

En un tratamiento de este tipo se inyecta un fluido a la forma
cidén a un gasto mayor que el que puede aceptar -la matriz del -
yacimiento. Esta inyeccidn rdpida produce un incremento de pre
sidén en las paredes del pozo, lo suficientemente grande para -
sobrepasar los esfuerzos de la roca a la compresién y su re--
sistencia a la tensidén. A esta presi6én la roca falla, formdndo
se una fractura. La inyeccién continua del fluido incrementa -
la longitud y la amplitud de la fractura.

Dos problemas que se presentan al fracturar con dcido son: 1)
el cierre de la fractura cuando se tratan formaciones calcdreas
relativamente homogéneas, y 2) el taponamiento de la fractura
cuando se liberan apreciables cantidades de particulas finas -
insolubles en &dcido.

Para combatir ‘el cierre de la fractura en formaciones uniforme
mente solubles, debe considerarse el fracturamiento hidrdulico
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con sustentante, asi como técnicas especiales de acidificacién -
que proporcionan canales de flujo. Esta técnica .consiste en inyec
tar un colchén de fluido muy viscoso adelante del &cido. La digi-
tacibn del &cido de baja viscosidad, a través del fluido viscoso,
origina un arreglo en forma de valles y colinas 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 reduciéndose a 1 cp después de --
que termina el tratamiento con el dcido.

Si la liberacién de cantidades excesivas de particulas finas es -
el problema, se utilizan agentes suspensores, para reducir el - -
asentamiento y puenteo de estas particulas en la fractura durante
su limpieza después de la acidificacidn.

Ps w

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 &cido, a lo largo de una fractura -
creada por el fluido introducido antes de dicho &cido (bache -
inicial), puede quedar limitada por la velocidad de reaccién.—
del &cido (limite superior) o por el ritmo de su flujo desdella

fractura a la formacién (lfmite inferior).

Estos dos casos se denominan de penetracidn limite por veloci-
dad de reaccién y por pérdida de fluido y se cree que estable-
cen .las fronteras en la respuésté de un pozo a un tratamiento.
No es posible calcular con exactitud la penetracién del éqido,
ya que durante un tratamiento variard desde el limite por reac-
cién al iniciar su inyeccidén, hasta el limite por pérdida de -
fluido al finalizar el tratamiento. Este comportamiento origina
que durante la inyeccién del &cido la fractura sea al principio
amplié y larga, debido al control de la pérdida de.fluido ejer-
cido por el bache inicial. Sin embargo al continuar la inyec--.
cién la fractura se va cerrando, hasta alcanzar la geometrfa -
correspondiente a la inyeccién de &cido sb8lo. Esta reducci6én -
del volumen de la fractura es originéda por la creacibén ' de --
"agujeros de gusano', que localmente impiden actuar a los aditi-

" vos reductores de filtrado o al bache viscoso inicial.

Para calcular la penetracién limite por pérdidabde fluido, se

supone que aunque la fractura fue generada por el bache viscoso
inicial, gque estd presente en la forhacién, el &cido traspasa -
ripidamente esta zona viscosa. En consecuencia el ritmo de pér-
dida de fluido es asi controlado por la viscosidad del &cido -
gastado. La penetracién limite por velocidad de reaccidén se cal
cula considerando que la pérdida de fluido es controlada total-
mente por el fluido viscoso inicialmente inyectado y que la pe-
netracién del &cido est& por lo tanto determinada por su 'velo-

cidad de reaccién.
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CAPITULDO 4

VELOCIDAD DE REACCION DEL ACIDO )
4.1. FACTORES QUE AFECTAN LA VELOCIDAD DE REACCION
El ritmo de reaccién del dcido depende de:

‘El '‘drea de contacto entre el dcido y la formacidn
La temperatura

La presidén de inyeccidn

La concentracién del &dcido

El tipo de acido

- Las propiedades quimicas y fisicas de la roca

La velocidad de inyeccidn del acido

La pérdida de fluido

Efecto de la relacién 4drea-volumen.

(a) Al aumentar la superficie de la roca en contacto con un volumen
determinado de 4cido se incrementa la velocidad de reaccién. En - -
las acidificaciones a la matriz pueden encontrarse relaciones drea-
volumen muy altas. Las fracturas tienen relaciones bajas, por lo -
que el dcido tiene mayor penetracidn que en los tratamientos a.la
matriz.

b) E1 tiempo de reaccidn del dcido dependerd, por lo tanto, de la
porosidad de la roca. La penetracibén radial de un 4cido ya gasta-
do no produce beneficios adicionales. Los esfuerzos de sobrecarga
impuestos a. una formacidn durante su acidificacién, pueden provo-
car el colapsamiento o recompactacidén (a una permeabilidad y poro
sidad inferior) por efecto de sobretratamiento. Este efecto fue -
estudiado por Farley, Miller y Schoettle, en su articulo titulado:
"Criterios de Disefios para Estimulaciones a la Matriz con Acido -
Fluorhidrico - Clorhidrico", (J.P.T. abril de 1970). Estos inves
tigadores demostraron que el efecto combinado de esfuerzos de --
confinamiento yde dcido inyectado provocan una variacidn en la -
‘relacidén de permeabilidades de la formacibén como se muestra en -
la figura 4.1.

Para predecir la geometria de una fractura y la penetracién del -
dcido en ella, es necesario estimar con precisién la temperatura
del fluido en la fractura.

La figura 4.2. muestra el .efecto de la temperatura y la concentra
cién del &dcido sobre su penetracién en una fractura.
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Debido a gue la velocidad de reaccidn en las paredes.de la fractu-
ra es muy rapida con las calizas, la penetracidn del &cido es casi
independiente de la temperatura. Si la formacidn.reacciona lenta--
mente con el &cido, la.penetracidn variard mds con la temperatura.-

" Efecto de. la presidn de 1nyecc1on - La preslon tiene muy poco efec
to sobre el ritmo,de reaccién.

Efecto de la concentracién de &cido.- A medida que sé incrementa -
la concentracidn de &cido aumenta el tiempo de reaccidn. La figura
4.3 muestra el efecto mencionado.

Efecto del tipo de &dcido y aditivos.- Si el ritmo de pérdida de -
filtrado de un &cido puede controlarse, es posible usar un &cido -
retdardado para maximizar la penetracidn del &cido en la fractura
antes de que reaccione completamente. Por lo tanto, el mejor &cido
cuahdo se necesite un &dcido retardado, es un &cido emulsificado. -.
La retardacidén proporcionada por un &cido emulsificado se debe -
principalmente a la alta viscosidad de la emulsidn, que tiende a -
reducir el ritmo de reaccidén con.las paredes de la fractura.

Efecto de las propiedades de la roca.- La composicién fisica y -
quimica de la formacidén es probablemente el factor m&s importante

en el tiempo de reaccidén. Generalmente la velocidad de reaccién en
las calizas es el doble que en las dolomias. .

La estructura fisica es importante ya que determina la relacién -

drea-volumen de contacto.

Efecto de la velocidad de inyeccidn del &cido. La distancia. que el

dcido penetra en una fractura, aumenta a medida que su velocidad |
en la fractura se incrementa. Un aumento en el gasto también redu- -
cird la temperatura a la cual el &cido entra a la fractura, propor

cionando un incremento adicional en la penetracidén del &cido al re

ducir su ritmo de reaccién.

Efecto de la pérdida de fluido.- Si el &cido contiene un aditivo -.
.que reduzca considerablemente sus-edracteristicas de filtracidén, -
el volumen y la longitud de la fractura aumentarén durante la in--
yeccidn del &cido. Se infiere, por lo tanto, que la seleccién y em
pleo de un aditivo efectivo de pérdida de filtrado es esencial pa-
ra maximizar la penetracidn del &cido.

Efecto de la amplitud de la fractura.- Un incremento en la ampli--
tud de la fractura  aumentari la penetrac16n del A&cido. Este efecto
se ilustra en la figura 4.4.

Al aumentar la amplitud de la fractura disminuye la relacién &rea-

volumen, aumentando el tiempo de reaccidn y en consecuenci la pene
tracidn.
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CAPITULO 5

ADITIVOS PARA ACIDOS

5.1. INTRODUCCION.

Todos los &cidos usados en la estimulacidn requieren de: 1) un in-
hibidor de corrosién, para reducir el ritmo de ataque sobre las tu
berias; 2) un aditivo para eliminar la formacién de emulsiones; 3)
un aditivo para alterar la mojabilidad de la formacidén, a fin de -
mejorar la limpieza de los productos de la reaccidn; 4) un reduc--
tor de friccién, para incrementar los ritmos de bombeo o inyeccidn;
5) un reductor de pérdida de filtrado; .6) agentes desviadores, pa-
ra obtener un tratamiento mds uniforme; 7) aditivos secuestrantes
de fierro, para prevenir su precipitacidén; y 8) aditivos para evi-
tar la formacidén de lodos asfdlticos en ciertos aceites.

Los aditivos deben evaluarse en el laboratorio antes de su aplica-
cidén. Los procedimientos de prueba se detallan en las normas API -~
RP-42. Los aditivos, ademds de cuﬁplir con sus funciones especifi-
cas, deben de ser compatibles entre si y con los fluidos de la for
macidén.

5.2. INHIBIDORES DE‘CORROSION.

Efectividad de un ‘inhibidor.- La .efectividad de un inhibidor depen
de de su capacidad para formar y conservar una pelicula protectora
sobre la superficie metdlica. Por lo tanto los factores que redu--
cen el nGmero de moléculas del inhibidor absorbidas reducirid la -
efectividad del inhibidor. El factor limitante mds importante es -
la temperatura. A altas temperaturas el ritmo de corrosidn aumenta
y la habilidad del inhibidor para ser absorbido sobre las superfi-
cies del acero, decrece. Por estas razones es dificil y costoso
encontrar 1nh1b1dores ef1c1entes para acidos fuertes a temperatu--
ras superiores a 250° F.

Evaluacién de inhibidores de corrosidén.- Un inhibidor de corrosién.
se eval@ia en el laboratorio sometiendo un cupdn, del metal que se
desea proteger, al ataque.del &cido que serd usado.

Los cupones metdlicos, se introducen en una celda calentada y pre-
surizada (auto clave) que contiene el 4cido y los inhibidores de
corrosién que van a ser evaluados. La ‘corrosién de cada cupdn se -
determina pesandolo antes y después de la prueba. La eficiencia -
del inhibidor.se expresa en términos de la pérdida de metal por -
unidad de &drea expuesta por unidad de tiempo (generalmente en 1lb/
pie2/dia).
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Se efectflan pruebas de control para determinar la pérdida de peso
al usar 4cido sin inhibidor. Se anota también la tendencia del -
dcido a reaccionar uniformemente o a formar cavidades.

Los factores que afectan el ritmo de corrosién son: 1) la cantidad
de agitacién; 2) el tipo de metal; 3) el tiempo de exposicién; 4)
la temperatura; 5) el tipo de &cido y su concentracién; 6) el tipo
de inhibidor y su concentracién; 7) la relacién &rea metdlica en--
tre el volumen de &cido; 8) la presidn y; 9) la presencia de otros
aditivos, como surfactantes o solventes mutuos. .

Un incremento en la agitacién aumenta el ritmo de corrosién. El -
efecto de tipo de metal es muy importante. Es esencial que los cu-
- pones sean representativos de las tuberfas que se desemd proteger.
La corrosién aumenta con el, tiempo de.exposicidn. La corrosién au-
menta al incrementarse la temperatura.

El tipo de &cido y su concentracién influyen grandemente en la -
efectividad de los inhibidores de corrosién. La corrosién con HCL
al 28% es mucho m&s dificil de controlar que la de HCL al 15%.

Al aumentar la relacién de volumen de &cido al &rea de cupbn se re
" duce el ritmo de corrosién.

El efecto de la presién no es importante a presiones mayores de 80
kg/cm?. Los aditivos presentes en el sistema &cido pueden modifi--
car la efectividad del inhibidor de corrosién por lo que deben de
incluirse en las pruebas.

Fleccidn del inhibidor.- Se considera adecuado un inhibidor que -~
proporciona durante el tratamiento una pérdida de metal inferior a
0.02 1b/pie2 de &rea, siempre g cuando la corrosién sea uniforme.
Algunas veces se acepta 0.05 1b/pje.2

Para aumentar la inhibicidn a temperaturas mayores a 250° F se -
usan aditivos especiales, como yoduro de potasio que c1nerglst1ca-
mente mejora la inhibicién.

5.3. SURFACTANTES.

Los agentes activos de superficie se usan para desemulsificar el -
dcido y el aceite, para reducir la tensién interfacial, para alte-
rar la mojabilidad de la formacibén, para acelerar la limpieza, y
para prevenir la formacién de lodo asf&ltico. Cuando se adicionen
surfactantes,debe de asegurarse su compatibilidad con el inhibidor
de corrosidn y con los otros aditivos.

Generalmente se usa un desemulsificante al acidificar una forma- -
cidén carbonatada, para prevenir la formacién de una emulsidn entre
el &cido y el aceite de la formacidn.




Los inhibidores de precipitacién de lodo asfdltico (congituidos -~
por asfaltenos, parafinas, hidrocarburos de alto peso molecuar, ar
cillas y particulas finas), se requieren para los tratamientos de
formaciones que contienen aceite-asfdltico. El lodo asfdltico for-
mado al contacto con el &cido puede taponar la formacién y restrin
gir severaménte la produccién. La necesidad de usar este aditivo
debe determinarse mediante pruebas de laboratorio. La formacién de
lodo asfdltico es mds severa al aumentar la concentracidn del dci-
do.

5.4. SOLVENTES MUTUOS.

Los solventes mutuos son materiales que tienen una solubilidad apre
ciable en el agua y el aceite, como los alcoholes. El metanol o el”
proranol, en concentraciones del 5 al 20% en volumen de &cido, se
emplean para reducir la tensién interfacial. El empleo de estos al
coholes acelera y mejora la limpieza de la formacibén, particular-_
mente en pozos productores de gas. Un aditivo de este tipo muy -
efectivo es el Etilén-Glicol Monobutil Eter (EGMBE) que, ademds de
su solubilidad mutua, reduce la tensién interfacial entre el agua

y el aceite; actia como solvente para solubilizar aceite en el agua;
actlia como detergente, capaz de remover agentes o materiales que -
mojan de aceite la formacidén y, finalmente, mejora la accién de -
los surfactantes en contacto con la formacidn.

La productividad de pozos productores de aceite en formaciones are
niscas, tratadas con HF-HCL se han incrementado de cinco a seis ve
ces sobre la obtenida con tratamientos regulares ée HF-HCL, emplean
do 10% de EGMBE en el aceite diesel ‘usado,después del tratamiento,'
para sobredesplazar el &cido. (J. P. T. Mayo 1971).

5.5. REDUCTORES DE FRICCION.

Frecuentemente se desea bombear el &cido al m&ximo gasto permisible
por el limite fijado por la resistencia a la presibn superficial -
de las tuberias, o minimizar la potencia requerida para bombear a
un gasto.seleccionado. Los aditivos que al disolverse en el flufdo
reducen la caida de presién por friccién a través de las tuberias,
se conocen como reductores de friccién. Estos aditivos son general
mente polimeros orcénlcos. Generalmente se utilizan en concentra--
ciones de 1 a 20 /1000 galones de fluido.

5.6. REDUCTORES DE PERDIDA DE FILTRADO.

Los reductores de pérdida de filtrado se componen de dos agentes -
o productos: 1) una particula sélida inerte que entra a la forma--
cién,puentedndose cerca de la superficie de la fractura, y 2) un -
material gelatinoso que tapona los poros formados por el material
s6lido granular. .
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Los aditivos comunmente empleados son:

(a) Aditivos sblidos.- Harina de silice, CaCOj3, resinas orgénicas
y polimeros orgénicos.

(b) Aditivos gelatihosos.— Goma Guar modlflcada, pollacrllamlda, -
"hidroxietil celulosa (HEC), etc.

5.7. AGENTES DESVIADORES.

Cuando varias formaciones o zonas se desean tratar, es necesario -
generalmente dividir el tratamiento en etapas. El flujo puede des-
viarse efectivamenteé usando empacadores; sin embargo, como el cos-
to de la reparacidn puede aumentar considerablemente al emplear em
pacadores, se han desarrollado técnicas para separar los liquldos
sin el empleo de éstos.

5.7.1. Agentes desviadores para tratamientos a la matriz.- Se u--
san resinas orgdnicas inertes, &cidos orgdnicos sblidos (&cido ben
zoico), mezclas de ceras y polimeros solubles en aceite,y mezclas
de sblidos inertes .(CaCO3, sal, resinas solubles en aceite) con po
limeros solubles en agua” (goma Guar, poliacrilamida, HEC). -

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

5.7.2. Agentes desviadores para fracturamiento con &cido.- El em-
pleo de bolas selladoras,para desviar el flujo a otras perforacio-
nes,se emplea frecuentemente en los tratamientos conocidos como de
pseudo entrada limitada y son probablemente los agentes desviado--
res mé&s efectivos en los fracturamientos. Sin embargo no son efec-
tivos en terminaciones en agujero abierto o cuando el nGmero de -
perforaciones es grande. En estos casos se deben emplear agentes -
desviadores granulares. )

Los agentes desviadores granulares comunmente usados son: Sal, &ci
dos org&nicos sélidos (hojuelas de &cido benzoico), resinas orgdni
cas inertes, ceras solubles en aceite y varias combinaciones de es
tos aditivos. .En todcs los casos se requiere una amplia distribu- -
cidn del tamafio de las particulas més pequehas, para llenar los -
huecos entre las particulas grandes.

Los agentes desviadores solubles en agua o en &cido son generalmen
te menos efectivos que los no solubles en agua,. ya gue el &cido -
puede disolver estos materiales. Este efecto es m&s pronunciado, a
temperaturas altas, cuando se usan materiales orgédnicos como la -
naftalina y el &cido benzoico.
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Una mezcla de sal y hojuelas de paraformaldefdo (50 a 50) en una
salmuera saturada que contenga 60 lbs. de goma Guar modificada y
100 1lbs. de harina de sflice o de CaCO3 por cada 1000 galones, -
es muy efectiva a temperaturas tan altas como de 300° F. Esta --
formulacién ha 51do empleada, en pozos inyectores de agua, con -
éxito. .

Los agentes constitufdos por ceras y polimeros, constituyen los-
materiales m&s efectivos para aplicaciones en formaciones: produc
toras de aceite o en fluidos base aceite,

5.8. AGENTES SECUESTRANTES

La precipitacién del fierro disuelto por el &cido puede ocurrir-
después de la acidificaci6én, reduciendo la permeabilidad de la -
formaci6én. El1 fierro puede proceder de los productos de la corro
sién que se encuentran sobre las paredes de las tuberfas, o bién.
existir en forma mineral6gica en la formacién.

La precipitacién de hidr6xido férrico gelatinoso puede prevenir-
se agregando al &cido ciertos agentes secuestrantes. Los mis co-
munes agentes son &dcidos orgdnicos, como el dcido citrico, el --
l4ctico, y el acético, asi como sus derivados mds efectivos, - -
como el 4cido tetra acético de la etllen diamina y el éc1do - =
triacético nltrllo. .

El &cido cItrico es efectivo hasta 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 dfas a una temperatura de 150° F.

El &cido l&ctico no es muy efectivo a temperaturas mayores de --
100° F. No es propenso a la precipitacién de lactacto de calcio.

El &cido acético no' forma brecipitados de’acetatos de calcio, --°
siendo efectivo hasta 160° F.

El &cido tetra acétlco de 1la etllen diamina es efectfivo hasta --
200° F sin precipitar sales de calcio,pero mis costoso que los -
otros agentes.

El &cido triacético nitrilo es menos caro qug el producto ante--
rior, pero mds que el 4cido citrico. No precipita y es efectivo-
hasta 200° F. .

5.9 ADITIVOS DE LIMPIEZA
Cuando se prevé un problema de remocibn del &cido gastado del -
yacimiento, se debe considerar la conveniencia de inyectar, an--

tes del &cido, surfactantes, alcoholes, arom&ticos pesados, ni--
trégeno o C02.
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En formaciones de baja permeabilidad, productoras de gas, donde es
dificil de remover el agua, €s conveniente agregar alcohol al &ci-
do, - para reducir -la tensidén superficial entre el &cido gastado y
el gas de la formacién.

Los aromédticos pesados (producidos.por Pemex) ayudan a la remocidn
de parafinas y asfaltenos.
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CAPITULO 6

SURFACTANTES PARA TRATAMIENTOS DE
POZOS.

6.1. INTRODUCCION

Los surfactantes o agentes activos de superficie, son productds --
quimicos que pueden afectar favorable o desfavorablemente el flujo
de fluidos hacia 'la pared del pozo y, por consiguiente, es -impor--
tante su consideracidén en la terminacidn, reparacién y estimula- -
cién de pozos. Para apreciar el papel de los surfactantes, es nece
sario entender el comportamiento de los liquidos. -

En un liquido, las moléculas ejercen una atraccién mutua entre e--
llos. Esta fuerza, una combinacidén de las fuerzas de Van der Waals
y electrostdticas, estd balanceada en el seno de un liquido, pero
ejerce '"tensidén' en su superficie. Efectos similares tienen lugar
entre dos liquidos inmiscibles, o entre un liquido¢ y una roca o su
perficie metalica.

6.2. CARACTERISTICAS DE LOS SURFACTANTES

Un agente activo de superficie o surfactante, puede definirse ce-
mo una molécula que busca una interfase y tiene la habilidad de al
terar las condiciones prevalencientes. Quimicamente, un surfactan-
te tiene afinidad, tanto al agua como al aceite. La molécula de --
surfactante tiene dos partes, una soluble en aceite y otra soluble
en agua. Por lo tanto, la molécula es parcialmente soluble en am-- '
-bos, aceite y agua. Esto promueve la acumulacién del surfactante - -
en la interfase entre dos liquidos, entre un liquido y un gas, y -
entre un liquido y un sélido. .

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 surfactantes tienen la capacidad de disminuir la tensidn 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 tensidén interfacial -
entre dos liquidos inmiscibles, absorbiéndose en las interfases --
entre los liquidos, y pueden reducir la tensidén interfacial y cam-
biar los &ngulos de contacto, absorbiéndose en las interfases en--
tre un liquido y sdélidos.

Ya que la principal accidén de los surfactantes se debe a fuerzas --
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electrostdticas, un surfactante se clasifica por la naturaleza --
iénica del grupo soluble en agua de la molécula. Esqueméticamente
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 anidnicos son moléculas orgdnicas cuyo grupo so-
luble.en agua estd cargado negativamente. Un modelo de un anié-
nico se presenta en la Figura 6-1, donde M+ representa un idn po
sitivo como Na+. . -

Ejemplos de surfactantes anidnicos, pueden ser los sulfatos repre
sentados como R-0S03; sulfonatos como R-S03; fosfatos como - - --
R-0OP03; y fosfonatos como R-PO3, donde "R" representa el grupo so
luble en aceite. Los mds comunes son los sulfatos y sulfonatos.

Los surfactantes catidnicos son moléculas orgdnicas cuyo grupo --
soluble en agua estd cargado positivamente. Un modelo de un catid
nico se muestra en la Figura 6-3, donde X representa un idn nega-
tivo como C 1. La mayoria de los surfactantes catibénicos son com-
puestos de aminas, como el cloruro de amonio cuaternario.

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

La mayoria de los surfactantes no-idnicos contienen grupos solu--
bles en agua, los cuales son polimeros de 6xido de etileno u dxi-
do de propileno. Por ejemplo el 6xido de polietileno como R-O- --
CH CH,0) x H, y el 6xido de polipropileno como R-0- (CH CH (CH -
xH dénde "R" representa un grupo soluble en aceite.

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

Mojabilidad.- La mojabilidad es un término descriptivo, utilizado
para indicar si una roca o superficie metdlica 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 metdlica y pueden

cambiar la carga eléctrica sobre la roca o metal, con lo cual al
teran la mojabilidad. AGn cuando la superficie de un sdlido pue-

de tener diferentes grados.de mojabilidad bajo condiciones norma
les de yacimiento, generalmente existen estas condiciones:

< La arena y arcilla estdn mojadas por agua y tienen una-
carga superficial negativa.

- La caliza y dolomita estdn mojadas por agua y tienen .-

una carga superficial positiva en el rango de pH de 0
a 8. ’
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Mecédnica de Emulsiones.- Las emulsiones pueden formarse entre dos
liquidos inmiscibles y pueden ser estables, dependiendo de los e-
fectos que ocurran en la interfase. Se requiere energia para crear
una emulsidén, y deben acumularse estabilizadores en la interfase -
entre los liquidos, para evitar el rompimiento de la emulsién. Los
mas 1mportantes establllzadores de emulsiones son:

1.- Particulas flnas de arcilla u otros materiales

2.- Asfaltenos

3 Surfactantes
Los surfactantes tienen la habilidad de romper una emulsién, ac---
‘tuando sobre los materiales estabilizantes, en tal forma que los -
remuevan de la pelicula interfacial que rodea una gota de la emul-
sién.
6.3. USO'Y ACCION DE LOS SURFACTANTES
Los surfactantes para tratamientos &e‘pozos generalmente son una -
combinacién de surfactantes anidnicos y no- idénicos. Los surfactan-
tes aniénicos y catiénicos no deben ser utilizados juntos, ya que
la combinacién puede producir un precipitado insoluble. Los surfac
tantes pueden absorberse sobre sélidos, para reemplazar a los sur-

factantes previamente absorbidos y proporcionar a los s6lidos las
caracteristicas de mojabilidad del surfactante mds fuerte.

Accidn de surfactantes aniénicos - Los anidnicos normalmente:

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

- ' .Mojar4n de aceite la caliza o dolonla cuando su pH -
" sea menor de 8.

- *  Mojaran de agua la caliza o dolomia si el pH es 9.5
o0 mayor. '

- Romperdn emulsiones de agua en aceite.

- ' Emulsionardn el aceite en agua

- ' Dispersardn las arcillas o finos en égua.

Accidn ae surfactantes catidnicos - Los éatiénicos normalmente:
- Mojardn de aceite la arena, lutita o arcilla

- Mojardn de agua 'la caliza o dolomla, cuando su pH sea
menor de 8.

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

- . Romperdn emulsiones de aceite en agua -

- Dispersardn las arcillas o finos en aceite.
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Accidn de surfactantes no-idnicos.- Estos surfactantes son proba
blemente las mis versdtiles de todos los surfactantes para esti-
mulacidén de pozos, ya que estas moléculas no se ionizan. En com-
binacién con otros productos quimicos, los surfactantes no-idni-
cos pueden proporcionar otras caracteristicas, tales como alta to
lerancia al agua dura y al pH dcido.

La mayoria de los no idnicos son derivados de 6xido de etileno o
mezclas de 6xido de etileno-éxido de propileno. Ya que la solubi
lidad en agua de los no iénicos de debe a1 enlace de hidrégeno -
o a la atraccidn de agua por oxigeno del d6xido de etileno, esta
atraccién se reduce a elevadas temperaturas y/o altas concentra-
ciones de sal, ocasionando que la mayoria de los surfactantes no
iénicos se separen de la solucidn.

Accién de los surfactantes anfotéricos.- Estos son moléculas con-
teniendo grupos dcidos y bdsicos. En un pH 4cido, la parte bdsica
de la molécula se ioniza y. proporciona actividad superficial a la
molécula. En un pH bdsico, la parte dcida 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 estdn siendo empleados como --
inhibidores de corrosidn.

Resumen de la accidén mojante de los surfactantes anidnicos y ca-
tidénicos.- Aln cuando puede realizarse una sofisticada investi--
gacidén quimica acerca de las cargas radicales en la naturaleza y
accibén de los surfactantes, la accidén comin de-los surfactantes

de cada clase puede ser aceptada con razonable confiabilidad.

Dado que. los surfactantes .anidnicos y catidénicos son los princi-
palmente empleados para cambiar las fuerzas electrostdticas invo
lucradas en la asociacién de liquidos y sdlidos, la accidn mojan
te usual, de estas dos clases de surfactantes en el rango de pH

normal, estd resumida para una rdpida referencia en la Figura --
6 - 6.

6.4 DANO A LA FORMACION SUSCEPTIBLE A TRATAMIENTO CON SURFACTANTE.

Un gran nimero de tipos de dafio a la formacidn pueden ser preve-

nidos o disminuidos con surfactantes. El1 enfoque mds efectivo es

emplear los surfactantes para prevenir el dafio que.de otra forma

podria ocurrir durante casi todas las fases de las operaciones’ -

de pozos, incluyendo la perforacidén, terminacidn, control, repa-

racién y estimulacidén de los pozos. Sin embargo, debe tenerse --

extremo cuidado en la seleccidn v el uso de los surfactantes. Un

surfactante especifico puede prevénir o disminuir un tipo de dafio
y crear otro tipo de dafio. Los tipos de dafio que pueden ser pre-

venidos, disminuidos o agravados por surfactantes son:

1.- Mojado de aceite de la roca de la formacidn.
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2.- Bloqueos de agua.
3.- Bloqueos de emulsidn viscosa
4.- Pelicula interfacial o bloqueos de membrana

5.- Bloqueos de particula debidos a la dispersidm, flocu
lacién y movimiento de sdlidos.

6.- Restriccion del flujo debida a una elevada tensidn -
superficial o interfacial de un liquido.

Mojado de aceite

Mojar de aceite una formacidén normalmente mojada con agua, puede
ocasionar una reduccién de la permeabilidad de aceite de 15 al -
85%, con una reduccién promedio del 40%. Cuando la formacidn cer
cana a la pared del pozo llega a estar mojada de aceite, éste es
atraido preferencialmente hacia la superficie de la roca del ya-
cimiento. Esto incrementa notablemente el espesor de la pelicula
que cubre la roca del yacimiento, y reduce el tamafio de los con-
ductos de flujo del yacimiento, asi como la permeabilidad rela--
tiva al aceite.

Los pozos de gas también son afectados adversamente por el moja
do de aceite de la formacidén. Mojar de aceite una roca del yaci-
miento puede ocasionar un severo bloqueo por agua o emulsidn.

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

- Los surfactantes en algunos filtrados de lodo de perfo-
racidén, y €én los fluidos de reparacién y de estimulacién
de pozos, pueden mojar de aceite la formacidn.

- Los inhibidores de corrosién y bactericidas generalmen-
te son surfactantes catiénicos;que mojaran de aceite la
arenisca y la arcilla.

- Muchos desemulsificantes usados en los tanques de alma-
cenamiento o en los cambiadores de calor, son surfactan
tes catidnicos que mojaran de aceite la arena y la arci
1la. -

- El lodo base aceite, conteniendo asfalto, mojard de acei

te la arenisca, arcillas o carbonatos. Los lodos de emul
sién de aceite generalmente contienen grandes cantidades
de surfactantes catibénicos y pueden mojar de aceite las
areniscas y arcillas. Las pruebas de laboratorio indican
que algunos lodos de emulsién de aceite exhiben fuertes
caracteristicas mojantes de aceite; mientras que otros
parecen ser menos mojantes de aceite. Otros fluidos de
perforacidén y terminacién pueden mojar de aceite la roca
.del yacimiento bajo condiciones especificas 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 ampliard los patrones de flujo al aceite y res

taurard la permeabilidad al aceite hasta un valor correspondiente

a la permeabilidad de la matriz alrededor de la pared del pozo --

sin dafio y mojada de agua. Sin embargo, -los surfactantes catiéni-

cos son extremadamente dificiles de remover de.la arenisca y arci

lla. La mejor recomendacidén es evitar el contacto de arenas y arci
1la, con surfactantes catidnicos.

Bloqueos por agua. .

Cuando se filtran grandes cantidades de agua a una formacidn 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 corrlge por si mismo, pero
puede persistiy durante meses o afios.

Generalmente el bloqueo por agua puede prevenirse mediante la adi
cién, a todos los fluidos inyectados al pozo, de 0.1 a 0.2% en --
volumen de un surfactante seleccionado para disminuir la tensidn

superficial o interfacial y prevenir el desarrollo de emulsiones.

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

Bloqueos por emulsién.

Las emulsiones viscosas de aceite y agua en la formacidn, cerca de ia
pared del pozo, pueden reducir drdsticamente la productividad de -
los pozos productores de aceite o gas. Existe duda acerca de si se
pueden formar emulsiones en formaciones de arenisca, cuando la for
macibén estd mojada de aceite, o cuandc estdn presentes surfactan-

tes emulsificantes. En formaciones calcdreas, las emulsiones ge-
neralmente estdn asociadas con tratamlentos de acidificacidn por
fracturamientos.

La inyeccidn d= surfactantes desemulsificantes puede romper una -

emulsidén en’la formacidn, promoviendo un Gltimo contacto entre el

surfactante y cada gota de emulsidén. Para romper la emulsién, el -
surfactante debe ser absorbido sobre la superficie de las gotitas

de la emulsi6én y disminuir la tensién artificial para que las goti
tas de la emulsién puedan coalecer.
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El rompimiento de una emulsi6én en la formacibén, generalmente re-
quiere de .14 inyeccién de 2 a 3% en volumen de un surfactante de
semulsificante en agua o aceite limpios. Los voldmenes de trata-
mients deben ser por lo menos iguales, o mayores que el volumen

del fluido de dafio, previamente filtrado a la fomacidén. La can
tidad de surfactante requerida para remover un bloqueo de emul-

sién usualmente serd 20 6 30 veces el volumen de surfactante re

querido para prevenir. el bloqueo.

Diagndstico del bloqueo por emulsidén.

Se ha comprobado que si existe un bloqueo de emulsién, y se reali
zan las pruebas de pozo para diagnosticar el problema, la permea
bilidad promed1o del pozo, calculada mediante pruebas de inyecti
vidad, serd varias veces mayor que la permeabilidad promedio de~
terminada de pruebas de produccidn. Esto proporciona una forma -
confiable de predecir bloqueos, de emulsidén y frecuentemente se -
le denomina como efecto de 'vidlvula de retencidén". Si un pozo --
con bloqueo de emulsién estd produciendo agua, el incremento o -
la disminucidn de los gastos de produccidn no camblaran aprecia-
blemente los porcentajes de agua.

Peliculas o membranas interfaciales.- Los materiales formadores -
de pelicula, incluyendo a los surfactantes, pueden ser absorbidos
en la interfase aceite-agua y causar el obturamiento de la forma
cién. Las peliculas interfaciales estidn intimamente relacionadas
con las propiedades de emulsién y mojado de aceite de los crudos.

Las particulas finas, las arcillas y los asfaltenos, incrementan
considerablemente la resistencia de la pelicula. Un incremento =
en el porcentaje de sal, incrementa la consistencia de la pelicu
la. E1 aceite expuesto al aire puede formar peliculas duras. Al-
gunos surfactantes pueden incrementar la consistencia de la pelil

cula, en un sistema particular de aceite-agua.

Algunas veces los surfactantes pueden ocasionar que las peliculas
se resolubilicen en el aceite y reducir asi el bloqueo de la for-
macién. El 'uso de solventes como vehiculo para los surfactantes -
generalmente es benéfico en la remocidn de peliculas duras.

Bloqueo por particulas.- Es conveniente mantener las arcillas de
la formacién en la condicién original en el yacimiento. Sin em--
bargo, una formacién productora de aceite o gas puede estar blo

queada por migracidén de arcillas, ocasionada por el flujo de --

agua, aceite o filtrado de lodo. La dispersidén, floculacién y --
liberacidn, o el movimiento de las arcillas, probablemente cau--
sen dafio a mds pozos, que el hinchamiento de las arcillas. Debe

efectuarse un andlisis cuidadoso.cuando se sospeche el bloqueo -
por arcillas. Por ejemplo, si se d1agnost1co adecuadamente como

un problema la dispersidén de arcillas, debe seleccionarse un --

surfactante no idénico para flocularlas y reducir el bloqueo. No

obstante, si el diagn6stico fue incorrecto y el problema real--

mente es una floculacién de arcilla, probablemente un surfactan
te floculante ocasionarid que el bloqueo sea mas severo.
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Dispersi6n-de las arcillas.- La dispersién de-arcillas es una cau-
sa frecuente de dafio a la formacién:

- Los surfactantes anidnicos d1spersaran a las arcillas en solu
ciones 4cidas.

- Los fluidos con alto pH dispersardn a las arcillas.

Si se emplean surfactantes para dispersar a las arcillas en -

los disparos obturados con lodo, las concentraciones altas --

de éstos mismos surfactantes también pueden dispersar a las
~arcillas en la formacidn. .

Floculacidén de-las Arcillas.- En algunas ocasiones la floculacidn
de arcillas puede reducir o incrementar el dafio a la formacidn.

- Se pueden utilizar surfactantes no ibénicos especificos para -
flocular a las arcillas.

B El d4cido y otros fluidos de baJo pH tienden a flocular a las
arcillas.

Dafio a la Formiacidn por Cambio en ‘el Tamafio de las Particulas.- --
Los surfactantes catidnicos que mojan las arcillas con acelte, in-
crementan mucho el tamafo .de las particulas de arcilla y, por ---
consiguiente, la severidad del bloqueo por arcilla. Debido a que
los surfactantes catibénicos son tan dificiles de remover de las -
arcillas y la arena, debe evitarse el uso de productos catidnicos,
en los fluidos de inyeccibén o circulacidn, en formaciones de are-
nisca. Generalmente, un bache inicial de solvente mutuo (alcohol)
reducird la absorc1on sobre la arcilla 'y la arena.

Se puede reducir el tamafio de las arcillas de sodio hidratadas, -

mediante un tratamiento con HCl. Cuando una arcilla de sodio hidra
tada reacciona con acido, los iones hidrégeno (H+) reemplazaridn -
a los iones sodio (Na+), mediante un intercambio de iones. Puesto

que la arcilla de hidrégeno hidratada es una particula .mas peque-

fla que la arcilla de sodio hidratada original, el tratamiento con

HC1l tiende a incrementar la permeabilidad de la formacidén. Sin --

embargo, el HCl puede haber causado floculacidén de arcillas, crean
do un dafio. Probablemente deba utilizarse un surfactante aniénico,
cuando se acidifique una arenisca con HC1l, para prevenir la flocu

lacidn de la-arcilla.

Alta tensién superficial e interfacial.- La elevada tensidn super
ficial de los liquidos cercanos a la pared del pozo, reducird el

flujo de aceite y gas dentro del pozo e incrementard el tiempo de
limpieza del pozo. Surfactantes selecc1onados deben ser afiadidos

a los fluidos de term1nac1on, reparacidn o estimulacidén de pozos,

para mantener una baja tensidn superficial e interfacial en 1os -
fluidos alrededor del fondo del pozo.
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La reduccién de la tensidén superficial e interfacial ayudard a pre
venir la formacidén de emulsiones y bloqueos de agua y acelerari-la
- limpieza del pozo.

Tratamiento de Pozos.- Un surfactante apropiado, disefiado para con
dicionmes especificas de pozo, puede reducir la tensidn superficial
e interfacial, cambiar favorablemente la mojabilidad, romper o pre
venir la formacién 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 terminacidén, reparacidén o estimulacidn de
pozos, puede prevenir o remover muchos tipos de dafio, permitien-
do incrementar la productividad o inyectividad de los pozos.

Susceptibilidad al dafio relacionado con surfactantes.- Las forma--
ciones de arenisca, generalmente son mas susceptibles que las cal-
cdreas al dafio debido al mojado de aceite, bloqueos de emulsién -
bloqueos de agua y cambios en las arcillas:

1.- Debido a que la mayoria de los surfactantes catidnicos moja-
rdn de aceite a la arcilla y a la arenisca y estabilizardn -
las emulsiones de agua en aceite, debe de tenerse cuidado en
el empleo de surfactantes catidénicos en' yacimientos de are--
nisca. Esta precaucidén se aplica en la acidificacidn de are-
nisca y todas las otras actividades de 1nyecc1on o circula--
cién de fluidos. .

2.- Los bactericidas e inhibidores de .corrosidén organicos, gene-
‘ralmente son surfactantes catidnicos. Antes de la inyeccidén
forzada de cualquier inhibidor de corrosién catidénico, den-
tro de una formacidén de arenisca, deben efectuarse pruebas
de laboratorio en niicleos de la formacidén para determinar
el efecto del inhibidor de corrosidn especifico, sobre la -
permeabilidad de la formacidn.

3.- Deben de tomarse precauciones en el uso de agua salada o - -
aceite de los separadores o tanques de almacenamiento que han
sido tratados con desemulsificantes catidnicos, durante la -
estimulacién o el control del pozo, donde el bloqueo de agua
o emulsidén parece ser un problema. Los efectos dafiinos de --
los surfactantes catiénicos, pueden eliminarse mediante la -
adicidén de surfactantes cuidadosamente seleccionados.

Los asfaltenos e hidrocarburos de alto peso molecular contenidos
en los aceites crudos, promueven en forma notable el dafio a la --
formacién. Las resinas muestran solamente ligeras propiedades de
dafio. Los hidrocarburos 11qu1dos restantes, no poseen propieda--
des dafiinas. :

Los pozos que producen aceite crudo con mids de 1% de asfaltenos,,
.probablemente estdn mas asociados con el dafio a la formacidn sus-
ceptible de corregirse por estimulacidén 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 asfiltico de alta
densidad, son mas susceptibles al dafio provocado por el mojado de .
aceite, el bloqueo por emulsién 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 formacién. E1 contenido de asfaltenos en .crudos con mas de -
37° API, generalmente es bastante bajo para promover el dafio a --
la formacidn.

Por lo general, los bloqueos por agua y emulsidn no son un proble
ma en formaciones de caliza y dolomita, excepto durante una acidi
ficacién. En todos los tratamientos de acidificacién a-carbonatos
debe utilizarse como aditivo estdndar un surfactante no emulsifi-
cante, para prevenir la formacidén de emulsiones. Cuando se sabe -
que' se liberard una apreciabhe cantidad de finos no disueltos, du
rante una acidificacidén por fracturamientos de una formacidén de -
carbonatos, puede ser conveniente utilizar un agente suspensor. -
Los surfactantes o polimeros son empleados como agentes suspenso-
res. :

6.5. PREVENCION O REMOCION DE DANO

Debe de tenerse especial cuidado en el uso de los surfactantes pa
ra prevenir un dafio. Como se sefialé anteriormente, la acidifica--
cién puede causar la formacién de emulsiones, bloqueos por agua

y problemas de alta tensién superficial, en carbonatos.

Las areniscas son afin mas propensas al dafio, durante los trata--
mientos de acidificacién, debido a los bloqueos por agua y emul-
sién, la alta tensidn superficial, el mojado de aceite y la dis-
persidén o floculacidén de las arcillas. En todos los trabajos de
acidificacidn 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 .dafio, todos los flui
dos y productos quimicos circulados o inyectados a los pozos, du-
rante su mantenimiento, reparacidén, terminacién y estimulacidn, -
deben ser sometidos a pruebas de compatibilidad con los fluidos -
de la formacidn.

Si las pruebas de laboratorio indican un dafio potencial debido a
la circulacidén o inyeccidén de un fluido al pozo, los surfactan--
tes para prevenir el dafio, deben seleccionarse a' través de prue-
bas de laboratorio. '

El filtrado de lodo en pozos de perforacién debe: evaluarse me--
diante pruebas de compatibilidad con los fluidos de la formacidn.
También debe analizarse el efecto de los filtrados sobre las ar-
cillas de las formaciones de arenisca.
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Las pruebas de compatibilidgd de los fluidos, y las de prevencidn
|y remocidén de dafio con surfactantes, son similares a las descri--
tas eén el API-RP-42 para tratamientos de acidificacién. )

Prueba de Compatibilidad de Fluidos de Reparacidn.- Esta prueba -
estd basada en el procedimiento API-RP-42. Para ilustrar el proce
dimiento de prueba requerido, considérese que se va a emplear - -
agua salada del yacimiento, obtenida de los tanques de almacena--
miento de un campo vecino, como el fluido pdra 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 estdndar
o un agitador Sargeant-Welch S-76695; un.vaso de precipitado de -
forma alta, con capacidad de 400 ml.; probetas de 100 ml.; crond-
metro o reloj; y una jeringa graduada, de 1 mililitro.

b) Obtenga muestras del agua que se va'a inyectar y del acei
te producido del yacimiento. El aceite no debe contener productos
quimicos de tratamiento; obtenga muestras de los surfactantes por
estudiar y una pequefia cantidad de finos de la formacidén o harina
de silice y bentonita no tratada. Bajo ninguna circunstancia debe
usarse en estas pruebas bentonita tratada.

c) Coloque 25 ml. del agua salada en el vaso de 400 ml., dis
perse en el agua 2.5 gramos de finos de la formacidén pulverizados
6 2.5 g. de una mezcla 50:50 de harina de silice y bentonita.

d) Afada al agua salada con los s6lidos dispersos, 75ml. del
aceite crudo producido. Agite la solucién con un mezclador a - --
14 000-18 000 rpm durante 30 segundos. Inmediatamente vacie la --
emulsién en una probeta de 100 ml. y registre los volimenes de --
agua liberada a los diez minutos y una hora.

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

-Procedimiento de Seleccién de Surfactantes para Prevenir la Forma
cién de una Emulsién.- Si estd indicado el empleo de un surfactan
te, deben de realizarse pruebas para determinar el-mejor surfac--
tante para un trabajo en particular. Las pruebas para seleccionar
los surfactantes son muy.similares a las de compatibilidad de flui
dos previamente descritas. La Gnica diferencia radica en que el -
surfactante 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 es un agitador de alta velo
cidad, tal como el Hamilton Beach Modelo 30, con cabeza de disco
estidndar o un agitador Sargeant-Welch S-76695; un vaso de precipi
tado en forma alta, con capacidad de 400 ml.; probetas de 100 ml.; .
cronémetro 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
quimicos de tratamiento. Obtenga las muestras de surfactantes por
estudiar y una pequefia cantidad de finos de la formac1on, o hari-
na.de silice y bentonita no tratada.

c) 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 formacidn pulverizados o -
2.5 g. de una mezcla 50:50.de harina de silice o bentonita.

d) Adicione al agua salada 75 ml. del aceite crudo producido
y disperse los s6lidos. Afiada el surfactante seleccionado, usual-
mente al 0.1 0 0.2% en volumen. Agite la solucidn con un mezcla--
dor a 14 000- 18 000 rpm,.durante 30 segundos. Vacie inmediatamen
te la emulsidén en la probeta de 100 ml. y registre los voldmenes
de agua liberada a varios intervalos de tiempo.

e) Las pruebas deben repetirse usando diferentes surfactantes
y porcentaje de los mismos, para determinar el mids efectivo al --
mds bajo costo. Si el surfactante es eficiente, romperid la mayoria
de las emulsiones unos cuantos minutos después de detener la agita
cidn.

Seleccidén del Surfactante para Romper una Emulsidn.- Si estd indi-
cado un bloqueode emulsién en un trabajo de reparacidén o termina-
cién de un pozo, deben realizarse pruebas de rompimiento de emul-
sidn utilizando surfactantes seleccionados y muestras de la emul-
sién producida. Si no se dispone de muestras de la emulsidn, la -
alternativa es preparar en el laboratorio una emulsién similar, -
empleando fluidos y productos quimicos que ocasionan la emulsién
en el fondo del agujero. Para emplear este procedimiento, utilice
pruebas similares a las descritas para prevenir emulsiones.

Esto' comprenderia agregar el surfactante, generalmente al 2 o 3%
en volumen, a la emulsién y agitar con el mezclador de alta velo-
cidad, 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 emulsidn --
utilizando diferentes surfactantes, para seleccionar el rompedor

de la emulsién mds efectivo.

La Tabla 6-1 muestra los reésultados de pruebas tipicas de rompi--
miento devemulsién con siete surfactantes diferentes.

Los sistemas que no forman emulsiones estables, generalmente no --
‘requieren de surfactantes en las soluciones de tratamiento. Por el
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contrario, si los sistemas utilizados en los tratamientos anterio-
res al pozo, muestran emulsiones estables, el dafio al pozo puede -
deberse al bloqueo por emulsién de la formac1on

Pruebas de Mojabilidad Basadas en el API-RP-42. En el API-RP-42 --
se describen varios métodos para medir la mojabilidad; sin embargo,
aqui 'se describe Gnicamente la prueba visual de mOJab111dad Esta -
prueba debe aplicarse para su uso en el campo.

Tabla 6-1

Pruebas de Rompimiento de Emulsion de un Crudo Asfdltico de Baja -
densidad y Salmuera

Agenté de - % de Emulsién Rota

rompimiento Pozo No. 1 Pozo No. .2 Pozo No. 3
1 hora 24 horas 1 hora 24 horas 1 hora 24 horas
A 80 100 100 100 100 - 100
B 70 100 100 100 80 - 100
C 40 60 80 100 - 50 100
D 20 20 20 50 10 40
' E 20 20 20 40 10 40
F 20 20 20 0 10 30
G

10 20 . 0 10 0 - 20

El equipo y los materiales requeridos para la prueba son:

- Una boteila de boca ancha, con capacidad de 4 onzas o vasos de
precipitado de 150 ml. :

" - . Kerosina y/o los aceites crudos por probar
- El fluido acuoso de brpeba (agua, salmuera o dcido).
- Arena limpia y/o particulas de caliza, mallas 40-60.

El procedimiento para los surfactantes solubles o dispersables en --
acelte es:

a) Coloque en una botella 50 ml. de aceite conteniendo surfac-
tante a la concentracidén deseada (generalmente 1% o menos para usar-
se- en tratamientos a pozos) y adicione 10 cc. de la arena de prueba.

b) Después de 30 ‘minutos, vacie lentamente, dentro de la - - -
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,de.prevenlr“un exXcesivoy -

c) Observe’ ia dlspersabllldad relatlva de las partlculas
y su tendencia a.formar. agregados en ampas fasesuracuosa
_cantldad

mitiens

MLl

El procedimiento para los surfactantes solubles o dispersables en
agua es: K chasd

i L LicogigintEs oboovn oneg oY nocsadgnt o

a) Coloquée en una botella © 50 ml.

sa conteniendo el surfactante a la concentracién

10.cc.. de la arena. de prueha

- b) Después - de- -30° mlnu
otra botella’y, cu1dadosamente ‘adicione sobre‘la }
de acelte red e d Hik ww‘ ontrod T

xnel]nl’l L

so'r’nl

(RN @y I

c) Aglte lentamenté' la arena'tratada permitlendo que -+
caiga a,través del acelte yoel agua..; T ke a

{ d) Obsérve la dispérsabiliddd relativa o tendéncia a fo¥
mar aglomerados.en ambas fases, aciosas y oleosa. he o
El procedlmlento para soluciones 4cidas es: Y% 05 4
. ne ] yé 3
a) Coloque en una’ botella, 50 ml. del dcido, contenlendo
el surfactante e inhibidor dé corrosién por ptfobar y afidda 10 cc.’
de arena. Realice el resto.de la prueba en_la forma.descrita para...
surfactantes solubles en agua.

T A RN

Liretom 2

: ¢oamiupe 1

b) Observe la aparlenC1a de los granos de arena en el a
dintética”

o de 1a formac1on Cubra la’ arena con 50- ml vde salmuera‘y ‘507"ml.

de aceite. Observe nuevamente el estado de los granos de arena.

u,'r 1O oot Batianng wolouhy G

de Resulta os.

Interpretac i6

oy edsang ol cpne obiath D -

- qu arc111as u otros finos mojados fuertemente de agua --
' se''dispersanirdpidafiente éhila’ fis8 dcliosa]pérs'sélaglo--
meran o, aglutlnan en 1a fase_oleosa,

ERERIEPE BT IS S PRSI A B

.meran o aglutlnan en la fase acuosa

B i
Tk o niTasar

Deb1 a que-14 mOJab idad-éxiste!
‘entré '16s extrémos-de’ser flertémeénte mojads~der
fuertemente mojado de aceite, las observac1ones de los -
‘sistefias intérmédios Son* d1fic1ies~de d15t1ngu1r ‘'yides--
cribir.

- . ‘Deben considerarse otros factores. Por ejemplo, cuando se
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\ “aceite crudo de color obscuro,: 1as arenas moja
éelte deben- aprox1marse'al color’ "del- crudo.- Si eT
fde a formary expontaneament* una émulsidr.al con
z las soluciones acuosas de” suffactantes. 'la. arena
puede tener la mlsma apariencia :que si estuviera. mo;ada -
de aceite ' ! '

Surfactantes para TﬁatamientO' de Pozos.

v

[ T B R B

Requerimien
I

D Prevenlr la formac1on de emuls1ones y romper 1as previamen
' . te formadas. : . j

agua a la roca del yacimiento, cbnéfderando 1a.——
) s l'nadad‘y el pH del agua utlllzada.

arcillas. dellé formacidn.

a act1v1dad de superf1c1e a las cond1c1ones de ya
cimiento. Muchos de:los surfactantes comerciales de los-cua
1posvparecen péerder mucha de su actividad de superfl--

[ c ntrac1ones mayores de 50 000 ppm de sal. Para re

1c1a1 de, solvente o agua de una salinidad relati
ja, como KCI al 1%, adelante del tratamiento con
EL uso: de cun bache 1n1c1al con solvente tamblen

te en el f1u1d0 de acarreo o de tratamlento, a la -
a de yacimiento. Algunos surfactantes se d1sver—
factor1amente en sus f]u1dos acarreadOIes

~de la forma-
pueden
: dos" de la solucién por elevadas concentrac1o-—
nes de sal, pero generalmente son mas solubles que los sur
factantes no 10n1cos a altas temperaturas

“La tabla 6-2 muestra datos comparativos de algunos surfactantes comer
rcialmente disponibles, los cuales se utlllzan frecuentemente en trata

etminacién, repa--
enit el daho. El -
"
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DATOS COMPARATIVOS DE ALGUNOS

TABLA 6-2

SURFACTANTES COMERCTALMENTE DISPONIBLES

) Exxon - Do well Halliburton
Propiedad Corexit 7652 F-75-A F-75-N . TRI-S* ~ Morflo II
NaturaTeza Ionica Nionico & Nionico & Nionico Anionico Anionico

Anidnico Anidnico
Densidad reTativa 1.0321 0.960 0.920 0.948 1.058
Punto de inflamacion, F 121 70 69 182 70
Tension interfacial :
Agua/0% Surfactante 39.8 - 39.8 39.8 39.8 39.8
Agua/0.01% Surfactante 18.1 17.0 - 1 8:4
Agua/0.1% Surfactante - 3.0 10:1 1 1
Agua/0.2% Surfactante - 1.3 8.2 - -
SoTubTe en: * )
Alcohol isopropilico Si Si Si No No
Aromaticos . Si Si Si No No
Aceite Diesel Si No No - No - No
Kerosina -~ Si " No No No No
Aceite Crudo Si No No No No
Agua No Si Si Si Si
Dispersable en: o
Aceite No No No - Si Si
Agua Salada - Si No - Si - -
_Agua fresca- Si Si Si - -
Mojabilidad de arena:
Agua fresca - Mojada -de agua Mojada de agua’ Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua
Agua/NaCl 50 000 ppm. Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua
75 000 ppm. Mojada de agua 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  Mojada de agua
150 000 ppm. Mojada de agua- Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua
200 000 ppm. Mojada de agua - Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua Mojada de agua
Mojabilidad de carbonatos: - . - . . : :
Agua fresca . .Mojada de .agua " Mojada.de agua -Mojada de agud - - - - ‘Mojada de agua
Agua /NaCl 50 000 ppm. Mojada de-agua  Mojada de agua - Mojada de agua- - - - - Mojada 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

150 000 ppm. Mojada de agua . Mojada de agua  Mojada:de agua - - - - Mojada de aqua

200 000 ppm. Mojada de agua " Mojada de agua Mojada .de agua® - - - - Mojada de agua

* Principal aplicacion en la Adificacion de Arenisca
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problema en la remocidén de dafio de formaciones de arenisca, con sur
factante, es la casi imposibilidad de obtener un contacto intimo -
del surfactante con los fluidos contenidos en los poros con dafio.
El bloqueo por‘agua es relativamente fdcil de tratar, ya que éste
es mds bien un problema-de incremento de la permeabilidad reélati-
va al aceite o disminucién de la-tensidén interfacial, que de remo
cién de un bloqueo total de la formacidn. -

N ,
Los bloqueos por emulsién pueden ser tratados;sin embargo, los tra
tamientos de estimulacién con surfactante, tienden a interdigitar-
se o canalizarse a través de una emulsidén viscosa. Si no se rompe
la mayor parte de la emulsidn, durante una estimulacidn con sur--
factante, generalmente la émulsién regresard directamente al drea
alrededor de la pared del pozo y restaurard la condicién de blo--
.queo. : ‘

Si el problema de dafio es Un mojado de aceite, éste puede ser re-
suelto mediante la inyeccidén a la formacidn, de un ‘poderoso sur--
factante que moje de agua. Sin embargo, si el mojado de acéite --
de una arenisca es causado por surfactantes catiénicos, éstos son
muy dificiles de remover. La mejor solucién es evitar el trata- -
miento de arenisca, con surfactantes catidnicos.

Generalmernite es bastante dificil de diagnosticar, con seguridad, -
el dafio de un pozo. No obstante, suponiendo que ¢l nroblema ha si
do diagnosticado como susceptible de remediarse con un tratamien-
to con surfactante, la siguiente etapa es planear el trabajo para
eliminar el dafio existente, sin causar un dafio adicional. El pro-
grama -de estimulacidn debe incluir medidas prédcticas para propor-
cionar un fluido de acarreo limpio para el surfactante, incluyen-
do un sistema de mezclado y manejo apropiados. o

Antes del tratamiento con surfactantes, puede ser necesario lim--
piar la tuberia de produccién, la pared del pozo y los disparos -
para eliminar 6xidos, incrustaciones, parafinas, asfaltenos, are--
"na, limo y otros materiales. Puede ser aconsejable redisparar pa-
ra propiciar la inyeccién del surfactante en todas las zonas.

La estimulacién generalmente se lleva a cabo con una solucidén di-
luida de surfactante, usualmente 2 6 3% en aceite filtrado o agua
salada libre de productos quimicos extrafios.
Fluidos Empleados en 1los Tratamientos.- En los tratamientos de es-
timulacién en que se utiliza aceite como fluido acarreador del sur’
factante, generalmente se emplea aceite refinado tal como el acei-
te Jiesel | xileno, aromdticos pesados, kerosina o hidroformato para
aviacidn, con 2 6 3% de un surfactante miscible o disperSable en -
aceite. o )

Se puede utilizar aceite crudo limpio y filtrado, pero no debe con ..
tener materiales tales como inhibidores de corrosién, agentes des-
hidratantes y otros productos quimicos extrafos o s6l1dos en sus--
pensi6én. Es dificil eliminar los sélidos suspendidos .consistentes
de asfalto, parafina o finos del aceite crudo. Los filtros Peco -
son los mas eficientes filtros de aceite, empleados en operaciones
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Para los . tratam1entos de .estim

- limpia con 2 a'3%.de,un surfacta

fluido que dafig. la. formacién

'Colocac1on ded. Fluldo.

- ra reduc1r la produc Jon de

scomo una;emulsion de:agua.cn.aceites;. con.una,viscosidad.de

vVos por harrll de:.aceite, adlclonal produc1do

tratado no exceda-.de;

del ggujero, a:una, de aceite.en aguva, la viscos
- s5i6ns produc1da en ]avsuperf1C1e fue dc 5, Lp}

de,eampo.,‘»g ST

L b
acarreador, se ut111za,agua llmpia con 2‘7 de KC
agua.

El volumen de tratamiento.debe. _ser;igual;o.mayor., al volumen idel -
Sin. embargo dqggono e
el, volumen exacto de: f1u1do perdido oriny

Un tratamlento.promed1o",dlse ado p
dio de tres a.cinco pies.de. la, pared del;
100 galones de ,la soluc1on de. surfa 5 por B
intervalo tratado los tratamientos promedio con surfactante
den ser de 4 000 a S 000 galones de una soluc1on al 2%

nearse para asegyrar. la
meables ab1ertas en. la‘parod del pozo.,ﬁp

emplearse técnicas. de.. alslamlento,para asegurar q ue_
Q:pies. o

OC&S 1ones es convenlenre‘

factante.

Dcépués de'la
a una presiodn: ‘menor. de.. la de fractura
rante 24 horas,
de supcrflclc.

la'form§c1on
pozo debe .Gerrarse, d

Incremento en, la . ]
dores.de la.compafia. Chevron reportaron-el éx1to del 3
surfactantes: para, invertir, en el. fondo,d Jagu1er®,}un
de agua en aceitc a una emuision de aceite én agua, para Jorar
la produccidn, de.los.. pozos productores .de,unag; emulsidn;muy visco-
sa de un crudo asfaltico. R 5

R S (R PACIO R
En un campo se estaba produciendo un crudo asfaltico

a 40 000 cp.a-80°F. Desnues de«invertir; la, emuls 6

En un qrupo do trcs pozos ‘la producc1on se 1nuremento
debido a la reduccidén de la viscosidad del rango de 30
5 ¢p, climindndose.-el: problema-de la;rotura.de la varilla en, po:r
zos con bompeo. mecanico. El, costode surfactante fue de,ﬂZ centa
Sin, embargl”




mmuwuﬁostoede&%auene@giaweiéé@&iog para-bombear~la~emulsidn -menos-Vi-sSco -y
] ; © : ¢ e =1
sa se redujo a una cantidad. qu1v%1ente al costo del surfactante. -

s

PrES—————N % i [ —
Prevencidén del %aﬁ;\a los pozos.- El mejorrmétodo para coqirolar -
el dafto~en-los-pozos, ocasionando ppor bloquee: ~0..€mulsidén
y mojado de aceite, es prevenir el dafio.is 1ue o
. M . ¥y

1

. . § s s
~Laadicion, de. 0,1 a 0.2% en volumen de un  surfactante
QOINOIGR T H TN O TRUL -8 o i . SR AT et ST .
Vté~seleccionado, al aguia o ‘aceite empleado para controlar un pozo
repararlo o darle mantenimiento, generalmente evitard '€1''dafio, de
bido a cambios interfaciales, a un bajo costo. Este tipo de trata
miento ha reducido el tiempo de sondeo a dos terceras partes en -
un drea importante, donde se perdieron de 300 a 500 barriles de -
agua o aceite, por reparacidén. Debe ser una -préctica estiandar el -
empleo de surfactantes en todos los tratamientos con 4cido o frac-
[T tUTam et oS : f
| L 2 L
i Pargté”dﬁ@”Tﬁ@”ﬁhﬁfactahbgv Son utiilizados{ € may "pot trabajos
i de ‘erminacién,{n@péraciéh ylestimulacidn ES pozos y prébablemente
; g SRL A .
!
H
4

£

i
¢
i

. . los”§ﬁ?factanf€§3odrreéfqg son utilizados &GN &N UAM ‘hor” ntmero

de trabajos. Por ejemplo;en}la adidifitd¢ign, de arenisca; no mal- !
mente..se..emplea.un.surfactante rompedor..de emulsibn..Sin-embargo. -
edor deyi=-

o2amenudos se phacespococesfuerzo para asegurar: querel m
emulsidén sea un surfactante que moje de agua.

Tal vez una mejor comprensién de la funcidn de los surfactantes, -
por el personal de supervisidn e ingenieria de campo, ademds de un
mayor uso’ de procedimiento, revisado en 1977, del API-RP-42, - - -
"Recommended Practice for Laboratory Testing of Surface Active - -
Agents for Well Stimulation', conducird a un mayor y mis eficiente
uso de los surfactantes en las operaciones_de campo.
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GRUPO SOLUBLE ’ GRUPO SOLUBLE
EN AGU EN ACEITE

FIG 6.1 ~MOLECULA DE’ UN SURFAC-
TANTE

FIG. 6.4- SURFACTANTE NOIONICO

M+

GRUPO SOLUBLE
EN AGUA ’

GRUPO SOLUBLE
EN ACEITE

Mt

VA€ —

FIG. 6.2 SURFACTANTE ANIONICO

FIG.6.5—-SURFACTANTE ANFOTERICO

X"

S

F1G. 6.3 ~SURFACTANTE CATIONICO

PARTICULAS DE -
ARCILLA O SILICE

PARTICULA DE CARBO-

POR ACEITE POR AGUA POR AGUA POR: ACEITE

© SURFACTANTE ANIONICO
@ SURFACTANTE CATIONICO

FIG. 6.6 — ACCION MOJANTE NORMAL
SURFACTANTES ANIONICOS Y CATIO-
NICOS. ' ’
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CAPITULO 7

‘ACIDIFICACION A LA MATRIZ

7.1. ACIDIFICACION A LA MATRIZ DE FORMACIONES CARBONATADAS.

Cuando se inyecta 4cido a una formacién carbonatada, a presiones -
inferiores a la de. fracturamiento, el &cido fluye preferentemente
por sus poros mds grandes, sus cavernas o sus fracturas naturales.
La reaccidn del &cido origina la formacibn de largos canales de -
flujo, denominados agujeros de gusano. La creacidén de agujeros de
gusano se favorece cuando se usan &cidos con alta velocidad de re-
accidn.

La longitud de los agujeros de gusano,que puede alcanzar varios -~
pies, se controla.por el ritmo de pérdida de fluido desde el aguje’
ro de gusano a la matriz de la formacidén. La longitud de un aguje-=
ro de gusano puede reducirse aumentando el ritmo de pérdida de - -
fluido a la formacidén e incrementarse sustancialmente reduciendo
el ritmo de pérdida de fluido.

El incremento en la productividad de una formacidén carbonatada a -

‘un tratamiento con &cido a la matriz no puede predecirse, debido a
la imposibilidad de calcular el nﬁmero y localizacién de los agu;e
ros de gusano.

Acidos usados-en los tratamientos a la matriz.- Como la longitud -
de los agujeros de gusano estd limitada por la pérdida de fluido,
todos los &acidos proporcionan agujeros-de: gusano de longitudes com
parables e incrementos de productividad comparables. Cuando la for
macién lo permite se prefieren el empleo de &cido emulsificado o
dcido clorhidrico que contenga un reductor de pérdida de fluido. -
En formaciones de baja permeabilidad no siempre se pueden usar es-
tos &cidos, en estos casos se utiliza HCl al 28%. :

Generalmente se 1nyectan de 50-'a 200 galones de HCL al 15 o al 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 FORMACIONES ARENISCAS.

Un tratamiento intersticial con &cido consiste generalmente de la
inyeccién de tres fluidos.

Inicialmente se inyecta HCl en concentraciones del 5. al 15%, conte

niendo los aditivos requeridos. Este &cido desplaza el agua del p§
zo y agua congénita de la vecindad del pozo, minimizando el contac
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to directo entre los iones de: sodlo y potasio del agua de la forma
cién y los productos de. la reaccibn. En esta forma se elimina la
posibilidad de dafar la formagidn ipor ,lLa-precipitacién de fluosili
catos insolubles de sodio o potasio. El &dcido también reacciona -
con el CacCo y otros materiales calcédreos, reduciendo o eliminan-
do la reaccidén del HF y la calcita. Esta inyeccidn de &cido clorhi
drico evitageldesperdicio-delsHE (mds gostoso) sy,previene-la.fory ¢
macién de fluoruro de calcio, que puede prec1p1tarse de la ‘mézcla
gastadan

la-permeabi :
tad presente solamente para mantener el PH bajo, evlt
pltac1on de productos por .la reaccidn del HF.

O

L “. .J..J
(a) Para pozos productores de acelte sé 1nyecta un baché de aromé-
a -

ticos pes

El;procedimiento expuesto a, cont1nuac1én fué. desqr ol%gdompoqugle
llamsL. iteley+(J MFeb 1975 A

REDLEG
(a) Determine el gasto de inyeccién max1mojp051ble Sin £75dEdtagy -
la formacibnusBurante eljtratamientq no,debe;, .exgederse este-
y la presidn superf1c1a1 correspondlente si la 1nyec016n no'es po
sible, ;puedenexcederse inicialmente, ;pero, deberénﬁredu01rse inme-.
diatamente, manteniéndose abajo del méx1mo.

(b)~Usando las,figuxas;,




Divida el gasto maximo de inyeccidn obtenido en el paso &, entre -
}a-longitud del intervalo disparado, para obtener el gasto de in--
yeccidn especifico en bl/min/pie. ™ ' L T
_Estime el radio de la zona dafiada, ‘a partir.dé las curvas de varia
cidén de presién. Si no se tienen datos, cobnsidére 3 pg:; para forma
ciones muy permeables suponga 6 pg. : -

Determine la temperatura de la formacién,en ° F,al ser tratada.
" seleccione la figura apropiada y lea‘el'vbidmenudé dcido pafa lo--
dos requerido. Si el dcido contiene m&s de 3% de HF, corrija el vo
lumen leido multiplicéndolo por la relacién 3/concent. HF. Si el =
radio del pozo no, es de 3 pg., calcule el volumen requerido con la
ecuacién siguiente: S e C-

Vo= Vo(rw + Ar,écido)? - r% R

(3 + Ar &cido)’ -9

donde:

VO:-VQlumeﬁxleido en las.figuras -para rw = .3 . pg. .

Tw -Radio del ‘pozo :

mArfécido,-Longitug radial de la zona por estimular en pg.

(c) Especifique el tratamiento,"indicando los voldmenes correspon-
_dientes, seglin se indica a continuacidn:

Inyeccidn inicial (pretratamiento).- Inyecte 50 galones de:HCL al
.»-15% por cada pie de intervélo‘disparado. Este pretratamiento es pa
' ra: 'a) remover la calcita en'la.vecindad del’ pozo, a fin de' que
ho reaccione .con el HF; evitar ‘que sé precipite en fluoruro de cal
cio, y b) formar una barrera entre el HF-HCL.Y la salmuera.de la ~
formacidn.. . .

Tratamiento con el &cido para lodos.- Inyecte el volumen de &cido
determinado en el paso b :

.Inyecciéh fina;,(postfat@mientofu— En pozos productores ‘de:aceite
inyecte diesél, aromdticos pesados ‘o HCL #(3 al 10%)".  SegGn: se indi
. :;cé, la adicidén de un solvente mutuo mejora los resultados general—
" mente. Se usa un, voluiren ighal al-del tratamiento.- ' ' :
: P B I R e IR T i G .
"En pozos productores de ‘gas'o inyectores de agua-el postratamiento
es generalmente HCL (3-10%) con un solvente mutuo.- " B
17.3.1.0 Ejémplo,aé'diseﬁd,¥‘Se"conSidetéré el tratamiento.de un po
zowgqupctor,de gas, con: | o o A [EL LI
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Longitud de la zona dafiada = U4 pg. (Se diseflard un tratamiento
para una longitud de 6 pg.). Prcfundidad (D) = 5000 pies; lon-
gitud del intervalo disparado (hl ) = 10 pies; temperatura de -
la formacidn (Tr) = 150° F y rw.g 3 pg.

De acuerdo con el procedimiento indicado, se obtiene:

(a) De pruebas de inyectividad se ha obtenido i mix. = 0.8 - -
‘bl/min. vy p mdx. = 650 1b/pg2.

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

De la figura 7.2, con 6 pg. 1/h ='0.072, se obtiene uanolumen
220 gal/pie, por lo tanto el 'volumen total serd de:

©220 x 10 = 2200 galones

(c) El1 ‘tratamiento, por lo tanto, consistird en:
Pretratamiento: 500 galones'de HCL al 15%

Tratamiento: 2200 galones de &cido para lodos con ‘alcohol - -
(12% HCl 3% HF y metanol 15%)

Postkatamiento: 2200 galones de HCL al 3% con 15ﬁ de metanol, -
desplazados con nitrdgeno.

" Desplace los fluidos en la secuencia indicada, con una presidn
en la superficie - 650 lb/pg2 Suspenda el desplazamiento cuan-
do el nitrdgeno alcance la parte superior del .intervalo.

7.4, ERRORES COMUNES EN LOS TRATAMIENTOS CON ACIDO A LA - -
MATRIZ

Generalmente los tratamientos con dcido proporcionan buenos --
resultados; sin embargo cuando este no sucede.la causa puede -
atribuirse a alguno de los factores siguientes:

(a) Uso de &cidos que no contienen fluoruro de hidrdgeno (HF).
Las formaciones que contienen altas concentraciones de arci---
llas normalmente se deben de éstimular con mezclas de a01dos -
que contienen HF.

(b) Omisidén del pretratamiento con-HCl.- El pretratamiento - -
elimina que el &cido para lodos se mezcle con el agua salada -
de la formacidn. Esta mezcla es perjudicial porque conduce a .-
la formacidn de sales insolubles' (fluosilicatos).
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(e¢) Volumen de &cido para lodos inadecuados.- Algunos trata--
mientos se efectudn usando 10 galones de &cido ppor pie de - -
formacidn. Aunqué estos tratamientos pueden ocasionalmente -
ser efectivo, cuando, la zong dafiada es extremadamente somera-
o esta confinada a las perforaciones, se obtienen mayores - -
relaciones de éxito, empleando pér lo menos 125 galones por -
pie. En formaciones altamente permeables, extremadamente ar--
cillosas o muy danadas, sé réquieren vollmenes mayores.

(d) Omigién de la ‘Iimpieza inmediata;— Los productos indesea-
bles se/formardn si el 4cido para lodos permanece en la for--

macidn’ durante mucho tiempo. Tan pronto como sea posible el -
pozo debe de producirse .al terminar el tratamiento.

‘(e) Empleo o uso de aceite diesel en pozos productores de gas
o pozos inyectores de agua.- La inyeccién ‘de ‘diesel como - -
fluido de postratamiento reducird en estos casos la permeabi-
lidad efectiva de la formacidh al gas o al agua. Esto prolon-
ga el tiempo de limpieza y en algunos casos se reduce perma--
nentémente la productividad o inyectividad del pozo. ’

(f) Fracturamientq de 1a .formacidn ‘durante el tratamiento. -- -
El dcido para lodos es incapaz de grabar suficientemente la -
formacidn- para proporcionar fracturas conductivas. Si para --
logrdr la admisidén de fluidos se excede la presién méxima, --
la presidi de inyeccidn deberd reducirse abajo de la presidn-
mdxima tan pronto como.se establezca la inyeccidn.

(g) No usar solventes mutuos en los tratamientos con &cido --
para lodos.- E1l empleo ‘de un‘solvente mutuo (metanol, isoprora
nol, etilenglicol monobutil &ter) generalmente mejora la fre-~
cuencia del &xito de los tratamientos. Antes de utilizar - -
estos productos o cualquier otro aditivo deben de probarse en
el laboratorio, para asegurar su compatibilidad con otros - -
aditivos, con los fluidos de:la formacidn y con la formacidn.

(h) Tratamiento de formaciones no dafiadas.- Si,un pozo con --
baja productividad no estd dafiado, un tratamiento con dcido -
para lodos no incrementard ld productividad y si es realizado
inapropiadamente puede reducirla. .
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FRACTURAMIENTO»HIDRA

8.1. INTkobﬁccxbn.

O simolob v oexil

sobre el mecanlsm d

Se han escrlto muchos“articulos £
fracturamlento de las rocas al eStar sometlaas'a 1&a~ p
na por uh fluido. Howard y Fast (S.P.E. ‘Monografial Voleo2d
revisaron once teotias para predécir elofracturamlento de g
macidn y: para calcular los esfuerzos prlnc1pa1es ‘en~1a ¢
1nvest1gadores concluyeron que ‘aintexiste"desacuerdo sobTFe
ma en que oca~es fracturada” al aplicarlé presiodn” “Hidrdulicas
En relacién al célculo de la geometria de la fractura, existen tam
L )sobre<sugva11deg.“

‘'siguientes condiciones:

(a) La formacién es isotrbdpicay.homegénea:;y : o v
condiciones las caracteristicas de esfuerzo-resiste cia de la roca
pueden expresarse en funcién de su médulo de Young y'su-realizacidn
de Poisson. - o

(b)-La: fractu:

(c) Se crea una fractura que

(d) El1 fluido fracturante es incompresible.

8.2. PROPIEDADES MECANICAS DE LA ROC

8.2.1. Ley de Hooke i ina pAazZra’ empotrada de acetd” deflongltud

C, se somete a una fuerza de t¢n51on F,. se observaré
ciertos limites, su deformac'én longltud&P

S
nal a la fuerza aplicada e

1nversamenté px
versal A de dicha barra, o Yeal

U

[ovor

el de




Donde E es la constante de proporcionalidad, conocida como médulo
de Young. Su valor es caracteristico para cada material y .debe ob-
tenerse experimentalmente. En la tabla siguiente se muestran 10s
valores de E que pueden usarse para diferentes formaciones.

e L S
Lo . MODULO DE YOUNG (1lb/pg? x 10 6)5
i TIPO DE_ROCA_________ RANGO _____ Yé&QB-EBQMEQIQ-_--%
]

| Caliza y dolomfe du . i
! ra 8.0 a®13.0 10.50 )
| Arenisca dura, densa-5. 0a 7.5 6.25 :
| Arenisca de dureza . ‘ ‘ i
! media 2.0a 4.0 3.00 :
| Arenisca poco con- 1
| solid ala 0.5 a .1.5. 1.00 !
I

8.2.2. Coeficiente de Poisson.- Si se observa la barra empotrada -

. sometida a la fuerza de tensién, se detectard también la presencia
"de una.deformacidén transversal. Si E_ representa la deformacién uni
taria longitudinal (vertical), o sea: : -

E, -8
V=1

Y Eh es la deformacién unitaria transversal.

E, . D-D1
h= Ppt

Entonces se define el .coeficiente o relac1on de P01sson como el co
ciente de las deformaciones unitarias horizontal y vértical.

Y o_ Eh ; )
R !
v
Para predecir la geometria de la fractura es necesario conocer el
valor de y. Como este factor tiene poca influencia en los resulta-
‘dos, se obtiene una aproximacién satisfactoria usando los valores
tipicos enlistados a continuacién:

TIPO DE ROCA . RELACION DE POISSON
Rocas carbonatadas duras 0.25
Rocas carbonatadas suaves 0.30
Areniscas . 0.20

8.2.3. ‘Permeabilidad y porosidad bajo esfuerzo.- Generalmente es--
tas propiedades se determinan en n@icleos a la presibén atmosférica.
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Los valores medidos pueden estar muy cercanos o muy alejados de -
los existentes a condiciones del yacimiento. Las diferencias depen
den de la naturaleza y tipo de roca, de su estructura y las fisu--
ras gue contenga, ademds de la presidn efectiva -a gque estd someti-
da.(Fresidn efectiva = presidn externa-presién interna). Al aumen--
tar esta presidn la permeabilidad de las rocas fisuradas disminuye
rapidamente, variando después lentamente.

8.3 MECANISMO DEL FRACTURAMIENTO [

.Mecanismo del Fracturamiento.- Hubbert y Willis demostraron (Trans.
AIME-1957) gue la orientacidn de una fractura inducida depende de
‘las condiciones geolégicas y no puede controlarse por procedimien-
‘tos mecédnicos o hidriulicos. Los esfuerzds que actfan sobre la for
macidn, pueden representarse por tres esfuerzos normales entre si,
que son equivalentes al sistema de esfuerzos del cual han sido de-
rivados (figura 8.1 ). .

Como la formacién estd saturada con flufdos a presién, constituye
un sistema de esfuerzos roca-fluidos, el conjunto de esfuerzos -
existente en este sistema puede dividirse en dos esfuerzos parcia-
les 1) La presién que prevalece en el fluido y actfia sobre los com
ponentes sélidos del sistema y 2) Un esfuerzo adicional que act@a
_exclusivamente sobre la parte s6lida de la formacién. El esfuerzo
total es la suma de estos dos. '

si en esfas condiciones se aplica localmente presién dentro de la
roca, y se incrementa dicha presién; los 'esfuerzos en la matriz se
reducirdn igualmente en sus tres direcciones principales. A medida
que se reducen estos esfuerzos, el esfuerzo principal menor alcan-
zard un valor igual a cero y un incremento adicional en la presidn
_interna provocaré el tensionamiento de la roca en esa direccién.

cuando se exceda la resistencia a la tensién de la roca, ésta se -
partird a lo largo de el plano perpendicular a su minimo esfuerzo
principal. La presién requerida para propagar la fractura serd -
igual a la requerida para iniciarla, si se usa un- fluido penetran-
te. Sin embargo, cuando el flufdo usado gs,no—penetrante (debido a
sus propiedades de pérdida de filtrado a la existencia de una zona
dafada en la vecindad del pozo), se requerird una presién adicio--
nal para iniciar la fractura como sucede cuando se perfora un pozo
con lodo. En este caso existe interés en predecir la presién maxi-
ma que soportard la formacién sin fracturarse, para no perder la
circulacién. La predicci6n del gradiente’ de fractura corresponde -
a la prediccidn requerida para iniciar la fractura. En los trata-
mientos de estimulacibn por fracturamiento la presidn gue interesa
es la requerida para propagar la fractura, presién' que generalmen-
te es menor que la anterior. ' .

No existe aln un procedimiento preciso para predecir la presién Qe
iniciacidén de una fractura cuando se tiene una tuberia de revesti-
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miento cementada y perforada con disparos. Si estas perforaciones
estén taponadas, se tendr& una gran resistencia para iniciar la -
fractura. .

La figura 8.2 muestra la variacién de la presidn registrada en la
superficie, durante un tratamiento de estimulacidén por fractura---
miento.

La presidn 1nstantanea de cierre es la pr6516n medida 1nmed1atamen
te después de parar las bombas y corresponde a la presién de 1nyec
cidén en la superficie a un gasto dado, descontadas las pérdidas por
friccién en la tuberia y en las perforaciones,correspondientes a -
ese. gasto. El valor de esta presibén es un dato que se requiere pa-
ra diserar un fracturamiento.

Las ecuaciones siguientes se relacionan con la figura anterior y -
son Gtiles para disefar los tratamientos por fracturamiento.

P =P + 4 - A - A =P + A - (a + A )
tw ts PS Pf Pp ts Ps. Pf Pp
. . (1
Donde:
Pg .- Presién de tratamiento en la formacién (presidn de pro
w pagacién de la fractura).
Pts'_ Presién de tratamiento en la superficie.
Pi.— Presidn instantinea de cierre en la superfide.
by = Pérdida de presién por friccién en las tuberias.
£
AP .- Pérdida de presidn por friccidn en las perforaciones.
o :
Aé .- Carga hidrostéatica.
s
Pc.— Presién de confinamiento.
P .- Présién del yacimiento.

Al suspender el bombeo (i = 0):

P,_. =P, y o y A =0
ts i Pf Pp

-58 -




Sustituyendo en (1)

Pew = Py Op_ 1 « 2

De la figura 8.2 se observa que:

P - P, =4 + Al ' ' ’ ( ‘3)

S, P =P, + 4, + A ( 4)
El gradiente de fracturamiento (Gf),que‘interesa para disenar los
tratamientos, es: ’

Ge o Pry  ZPF 4+ Fg . S (5)

La presién de confinamiento o esfuerzo que tiende a cerrar la frac
tum es: : -

P =P - P I (.6)

Donde:

P .- pPresién en el fondo del pozo.

8.4. INCREMENTO-EN LA PRODUCTIVIDAD.

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 formacién. Se obser-
va también que la longitud de la fractura tiene poco efecto cuando
1a 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 1969), obtuvo en forma similar un juego de
gréficas aplicables cuando la altura de la fractura no abarca el -
espesor total del yacimiento.

8.5. . GEOMETRIA DE LA FRACTURA.

La geometria de la fractura durante el tratamiento, gqueda definida
por su altura, su longitud y su amplitud. Para predecir la geome--
tria de una fractura estas dimensiones se relacionan con las pro--
piedades de la formacién y el fluido fracturante. La mayoria de los
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procedimientos de cdlculo combinan las soluciones analfiticas de -
tres problemas interdependientcsque describen el desarrollo de la
fractura cuando se resuelven simultineamente. Esto incluye ecuacio
nes que describen lo siguiente: . -

(a) La geometria de la fractura.- Estas ecuaciones relacionan la -
longitud de la fractura y su amplitud con el volumen de la fractu-
ra, interviniendo el médulo de Young, la relacién de Poisson para
la roca de la formacibn, la presibén en la fractura, y el esfuerzo
de la formacién que debe de vencerse para predeqir'la fractura.

(b) Volumen de la fractura.- Las ecuaciones que relacionan el volu
men de flufdo pérdido a la formacién con las propiedades de la for
macién y el flufdo, permiten predecir el volumen de la fractura co
nocida su longitud. : -

(c) Presién promedio dentro de la fractura.- La fuerza que mantie-
ne abierta la fractura es generada por la resistencia al flujo del
flufdo fracturante a lo- largo de la fractura. Esta presibn se cal-
_cula usando una ecuacién que relaciona el gradiente de presién con
la ‘viscosidad del flufdo fracturante, la velocidad del fluido, y
la longitud y amplitud de la fractura.

Para calcular la geometrfa de la fractura, las ecuaciones corres--
pondientes (detalles en el articulo: "Disefio Optimo de un Fractura
miento Hidrdulico")*se resuelven simulténeamente,usando soluciones
andliticas.

A continuacién se indica el procedimiento de c&lculo desarrollado
por Geertsma vy Klerk, que permite precedir con precisién razona--
ble la geometrfa de la fractura sin utilizar una computadora. Este
procedimiento fué presentado en la revista (J. P. T. diciembre de
1969) .

Geertsman y Klerk resolvieron simulténeamente las ecuaciones que -
relacionan:

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

(b) La longitud de la fractura con las propiedades de la formacién
y el fluido fracturante. Para simplificar la solucifn de estas -
ecuaciones, los resultados fueron combinados y presentados en for-
ma gréfica, como se muestra en la figura 8.4 . Esta gréfica re}a-
ciona la amplitud adimensional de la fractura, K_, con tres parame
tros adimensionales,que estdn definidos en las 8cuaciones siguien

tes:

K. _ CLh . '
L= 7 (8.1)

* Capituld 10
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K, - C vt ST (8.2)

W
w
K, _ C /t : (8.3)
= v .
spt
V3 .
K .= 21.8 i u ) (8.4)
nL L W
=l () |

Los siguientes términos corresponden a dichos grupos adimensiona--
. les: .

C = Coeficiente total de pérdida de fluido.

E = Médulo de Young de la roca. .

h = Altura de la fractura.

i = Gasto de inyeccién.

t = Tiempo total de inyeccién. ;

Vspt = Yolumen de fluido perdido répiqémente,pbr unidad de -
drea,cuando se crea una nueva area en la fractura.

ww= ‘Amplitud de la fractura en el poz@.

u = vViscosidad del fluido fracturante a la temperatdra exis-

tente durante el flujo a lo 1argolde la fractura.

A continuacidén se presenta un ejemplo de céiculo:
‘Las variables y los datos de la formacién son:
Propiedad de la formacién: Altura vertical de la fractura = 50 pies.
M&dulo de Young = 6.45 x 10° 1b /pg’.
- pardmetros del tratamiento:

Gasto = 10 bl /min.’

Viscosidad del flufido = 60 cp.

pérdida de flufdo inicial =.000935 pies3/pie’.

. . 1/2.
Coeficiente de Pérdida de flufdo = .002 pies/min /

-61-




Cédlculo de los grupos adimensionales (dehen usarse unidades

consistentec).

K Xe

0.002 pies/(min)?">

/t
Vspt

2.14 vk

9.35 x 10-% pies

_ 10 bl/min x 5.61
50 pies

[s

S‘pies3 - 1.12
bl. oo

4

_ 60 cp x 6.72 x 10~ 1bm
' pile seg-cp

2.

42  lbm

min-pie
6

3

= 6.45 x 10° 1L x 4.63 x 10

/t (min)
(8.5)

2 (8.6)

pies
min

x 60 seg,

min
(8.7)

lbm

Pg2
2 2
(60)" seg”
min

14

1.08 x 10 lbm

pies-min

= 1.12 pies2 x (

KnL

pies —lb/pglﬁseg2

min

21.8 [

2.42 lbm-pie—min2

0.002 pie/min

min-pie x 1.08 x 10%%

|

KnL _ 21.8 (2.22 x 107°) (2.25 x 1

0—14

t

Donde t estd ahora en minutos
Rearreglando las ecuaciones 8.1y 8.21

su amplitud pueden relacionarse con KL
nes 8.10 y 8.11.
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a longitud de la fractura y
y Ku’ mediante las ecuacio-




L = K ivk

hC*
= 1.12 pie52 X 1 -
min ——0 Ky, vt
. 0.002 pie/min ~
L = 560 K /E, pies S : (8.10)
ww_c/E
- K
u
_ ) . ..0.5 -
W, = 12 pg/pie (0.002 pie/min y Yt
. : . Ku
_0.024 Yt , pg : :
W, = X g : - (8.11)

u

La geometria de la fractura, en funcidén del tiempo, se determina -
mediante: -

(a) Substituyendo el tiempo de interés, en las ecuaciones 8.5y -
8.9; {(b) entrando en la figura 8.4 con los valores calculados de
K.y KnL; (c) leyendo valores de K. Y Kpi (d) calculando la ampli-
t8d y la longitud de la fractura con_las ecuaciones 8.10 y 8.11.
Estos cdlculos se resumen en la tabla 8.1 para tiempos de 15,
30, 45 y 60 minutos. Los valores calculados de la amplitud y-la -
longitud de la fractura pueden graficarse contra el tiempo,en un -
papel doble logaritmico,para obtener la prediccidn contfnua de la
geometria de la fractura.'

8.6. COEFICIENTE DE PERDIDA DE FILTRAbO.

Como las propiedades del fluido fracturante que intervienen en el
cédlculo de la geometria de la fractura se reflejan s6lo 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 flufdo fracturante.

En un sistema de flujo dado el coeficiente del fluido fracturante
depende de las caracteristicas del fluido fracturante usado, y de-
1= caracteristicas de la roca y flufdos del yacimiento. Un coefi--
ciente bajo significa una fractura mayor para un gasto de inyec- -
cién y un volumen dados. El coeficiente del flufdo fracturante de-
fine los tres tipos de mecanismos de flujo 1fneal gue se encuentran
al fracturar una formacidén, estos son:

(a) La resistencia al flujo debida a la viscosidad del fluifdo frac
turante y su permeabilidad relativa.
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(b) La resistencia al flujo debida a la viscosidad de los fluidos
del yacimiento y a los efectos de compresibilidad de la formacién
generados al ser desplazados los fluidos de la cara de la fractu-
ra. '

(c) La resistencia que ofrece el enjarre formado por el fluido --
fracturante sobre la cara de la fractura.

El valor de los dos primeros coeficientes (C, vy C,) puede calcu--

larse a partir de las propiedades del yacimiénto § la viscosidad-

del fluido fracturante, usando férmulas ya conocidas. F1l tercer -

coeficiente debe determinarse experimentalmente, ya que su valor-

depende de los aditivos de pérdida de fluido utilizados. Los va--

. lores de Cl y C2 pueden determinarse mediante las ecuaciones si--
guientes: - !

C, = .0469 Kap @ |1/?
M
C, = .0374  ap [ K@c.| /2
Hox
Donde,
K = Permeabilidad en darcies
AP = Presibn difsrencial en la fractura y el yacimien
: to en 1lb/pg
¢ = Porosidad‘én fraccién
/Lf = Viscosidad del fluido fracturante‘en cp.
/Lf = Viscosidad del fluido del yacimiento en cp.
Ce = Compresibilidad del fluido del vacimiento, en --

pg?/1b.

El valor de C., se determina (junto con. el de la pérdida inicial -
de fluido) en~un prensa-filtro. Si la pérdida de fluido acumula--
. tiva se grafica contra la rafz cuadrada del tiempo se obtiene una
recta, cuya pendiente determina el valor de C.. Si la recta se --
extrapola hacia atr&s, su ordenada al origen %s la pérdida ini---
cial del fluido. Las unidades generalmente usadas parafcl, C2 y -
C, son pies/Vt. Este coeficiente puede determinarse usafido fin -=
papel filtro o, preferentemente, un niGcleo de la formacibn.

El coeficiente de pérdida de fluido que controla el filtrado del-
fluido fracturante a la formacién es realmente una combinacidn --
de los tres mecanismos que actfian para evitar la pérdida de flui-
do. El coeficiente total debe obtenerse usando la ecuacidn gi----
guiente: >

1

L L1
C C

i 1
¢ 1 2 C3
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En el capitulo 10 se explicé con mayor detalle la forma de '--

calcular el valor de C.

. o .
TABLA 8.1 PREDICCION DE LA GEOMETRIA DE LA FRACTURA

Tiempo : L Wy, W

(min) Ks KnL KL Ku (pies) (pg) = (pg)

15 . 8.29 720 0.108 0.58 = 235 0.16 0.13

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

0.123 0.81 - 536 0.23 0.18

60- 16.58 180

Donde el valor de la amplitud promedio de la fractura -

(W), se obtiene con la ecuacidn:

V_V _'7TWW
T4
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PRESION EN LA SUPERFICIE

FIG.8.1.— ESFUERZOS

On<On2<Ons

One

TRIAXIALES SOBRE LA ROCA

SE SUSPENDE EL
© / BOMBEO'(i=0)

t(min)

FIG. 8.2 — GRAFICA DE PRESION VS TIEMPO TIPICA DE UN
FRACTURAMIENTO.
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CLh

K=permeabilidad de la formacidn md L/re=1.0-""1
L=Longitud de la Froctura, pies . 0.9
~Z 12 W=amplitud de lo tractura.sustentada, pg .
3 K §=permeabilidod del sustentante, md 0.8~
N WKe=conductividad de lo fracturo, md-pg /0.7"‘
@ 10 re=radio dedrene del pozo, pies /06
FJ = indice de productividad despues .6 ==
el _—
- (,3 del fracturamiento. 05
M~ Jo =indice de productividad antes| 9=
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FRACTURAS VERTICALES
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FIG. 8.4 —RELACIONES ADIMENSIONALES PARA FRATURAS
VERTICALES
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CAPITULO 9

DISENO DE TRATAMIENTOS POR FRACTURAMIENTO CON ACIDO

9.1. INTRODUCCION.

Para disenar un tratamiento de fracturamiento con &cido es necesa-
rio: a) definir la geometria de la fractura; b) calcular la tempe-
ratura del fluido; c) determinar la penetracién del &cido en la -
fractura a las condiciones obtenidas en los pasos (a) y (b): y &)
calcular el incremento en la productividad originado por la reac--
cién del A&cido con las paredes de la fractura. Los procedimientos
para obtener la geometria de la fractura y el incremento en la pro
ductividad del pozo, son comunes al fracturamiento con sustentante™
o con &cido y han sido tratados en el capitulo anterior. En este -
capitulo se verdn solamente los temas de interés para complementar
los cdlculos relativos al disefio de un fracturamiento con &cido.

9.2. TEMPERATURA DEL FLUIDO EN LA FRACTURA.

La temperatura del fluido fracturante dentro de la fractura, duran
te el tratamiento, ‘es mucho menor que la temperatura natural del -
yacimiento. Por esta razén las fracturas son de mayor amplitud de
lo esperado. Los ritmos de reaccién del &cido son menores de lo -
que se habia pensado, especialmente cuando se inyecta un bache de
flufdo antes del dcido, lo cual ayuda a obtener una penetrac16n ma

yor del &cido.

Para calcular la temperatura del fluido en la fractura, es necesa-
rio primero determinar la temperatura correspondiente en el fondo
del pozo. El procedimiento desarrollado por el profesor Romero Jué _
rez (J. P. T. junlo 1979) es adecuado y se recomlenda por su senc1
llez y precisidn.

La distribucién 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.

Existen varios modelos, experimentales y teSricos, para predecir -
la distancia que el &cido activo penetra en una fractura inducida
hidrdulicamente. El modelo formulado por Nierode y Williams es uno
~de los mis representativos del proceso por lo que se detallard a -
continuacidn. .
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La solucidén se presenta graficamente en:la figura 9.1, que permite
obtener la posicién adimensional gue un,nivel dado de concentra- -
cién relativa, C/Co, alcanza en funcién del nGmero de Peclet. Con
excepcidn del coeficiente efectivo de difusibn, De, los demds pard
metros se pueden obtener de las caracteristicas de la formacién o
de las dimensiones de la fractura. Los grupos adimensionales que -
intervienen en la correlacién son: -

NRe* = NGmero de Reynolds para la pérdida de fluido
’ (2 W vy o/u) .

NRe = N@nero de géynglds para el.flujo'a lo largo de la frac
© tura (2@ V, o/u). o -

NP; = NOmero de Peclet para la pérdida de flufdo (W vy /2 De).

Donde:

{7 = Amplitud promedio de la fracgurab(pies).

VN= velocidad promedio de péfdidélde fluido (pies/min)

§A= Vglocidad axial promedio (pies/miﬁ).

u - viscosidad del flufdo (lb/pie-min.).

p = Densidad del fluido (lb/ﬁie3).
De= Coeficiente efectivo de difusibn (bies-min).

De,es un parametro ajustable cuyo valor debe obtenerse experimen--
talmente, simulando las condiciones de reaccibén que se tendrén en
la formacién. Para obtener valores precisos de De, Nierode y Wil--
liams (J. Cdn. Fet. Tech. Oct.-Dic. 1972), construyeron un equipo
de -laboratorio para medir la velocidad de reaccibén del &cido flu--
yendo entre las paredes paralelas de roca de la formacién. El equi
po se ajustd para reproducir las condiciones de presién, temperatu
ra y pérdida de flufdo. 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- -
cidén del &cido en calizas. i

9.4. CONDUCTIVIDAD DE LA FRACTURA ACIDIFICADA.
La conductividad de una .fractura originada por la reaccién de un -
4cido es probablemrente imposible de predecir, debido a que es una

funcidn que depende de las heterogeneidades presentes en la roca,
su resistencia, el volumen de roca disuelto y su distribucidn, etc.
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La conductivigad puede estimarse suponiendo gue las paredes de la
fractura se disuelven uniformemente, proporcionando un canal abier
to con amplitud ¥, definido por: : -
Wa _ _ Xit
2 ¥Lh (I-¢ (9. 1)

En esta ecuacidn X es el poder de disolucidén del &cido, cuyos valo

res se muestran en la tabla 9.1, y xL es la penetracién del. dcido

activo. La conductividad de la fractura es: ’
WK = 9.36 x 1007 [ wa ?

\ 12 ¢ (9.2)‘

Donde Wa estd en pg. y WK en md-pg.

Por la dificultad en predecir la conductividad, se ha tratado de -
medirla,usando nGcleos de la formacién gue se montan en un eguipo
de laboratorio. Se inyecta acido a través de un agujero situado en
el centro del nficleo, para -que fluya radialmente entre el nGcleo y
una placa de acero. Después de un tiempo de reaccién dado, a la -
temperatura del yacimiento, el ndcleo se presiona, contra la placa
de acero, con una prensa acoplada al equipo. La conductividad de
la fractura, a la presidn de confinamiento, se obtiene inyectando
agua dentro de la fractura, midiendo la caida de presidén y calcu--
“lando la capacidad de flujo con la ecuacidén de Darcy. Estas prue-
bas no proporcionan resultados precisos, debido a que la velocidad
cambia al moverse radialmente el scido sobre el nfcleo.

La conductividad de la fractura puede estimarse aplicando el proce
dimiento propuesto por Nierode y Kruk (S. P. E. No. 4549, 1973). -
Estos autores relacionaron la conductividad ideal (ec. 9.2), con -
la presidn de confinamiento, P y la resistencia de la roca al in
crustamiento, S*, como se indiga a continuacidn: :

’

WKg = C, exp (—Cch) (9.3)
Donde:

c, = 265 (wK) " 822 (9.4)

C, = (3.8 - .28 1nS) X 1073 (9.5)

* S es la fuerza, requerida para gue una bola de acero penetre la
superficie de la roca, una distancia igual al radio de la bola,
dividida entre el &rea proyectada de dicha bola.
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T A B L A 9.1
PODER DE DISOLUCION DE CALIZA. X (pies3/pie3)

CONCENTRACION (%)

ACIDOS 5 10 15 30
HCL - .026.  .053 082 175
HCOOH .020 .041 .062 .129
CH,COOH  .016 .031 047 096

9.5 EJEMPLO DE DISERO.

A continuacidén se presenta un ejemplo de disefo en el que se apli-
ca el procedimiento descrito a un pozo seleccionado. Generalmente
el tratamiento se especifica después de analizar varios disenos po
sibles, estimar el incremento en-la productividad y el rendimien-"
to econdmico correspondientes. '

La seleccién del pozo 'es muy importante. Generalmente se escoge -
el pozo que proporcionard el mayor incremento en la productividad
con el minimo riesgo. Por esta razdn debe de realizarse previamen-
te un estudio que incluya pruebas a los pozos para establecer un
6rden jerdrquico de estimulacién. Esta lista de posibles condicio-
nes debe analizarse para determinar los problemas de produccidén po
sibles. Por ejemplo, la existencia de tuberias de produccidén o de
revestimiento viejas, cementaciones y defectos entre la zona por -
estimular. y un acuifero adyacente, etc. Los pozos con alta probabi
lidad de originar problemas deben descartarse o diferir su estimu-
lacidn.

El disefio comprende los siguientes pasos:
(a) La determinacién de las propiedades de la roca y sus fluidos.

(b) La seleccidn de parémetros valuables, incluyendo el fluido - -
fracturante a usarse como bache inicial, el ritmo de inyeccidn, etc.

(c) La prediccién de la geometria de la fractura y la penetracidn
del &cido activo. . . . -

(d) La estimacidn de la conductividad de la fractura.
(e) La seleccidn del tratamiento mds econdmico.

9.5.1. Célculo de la geometria de la fractura y de la pgnetrgcién
del &acido.- Los pasoé sigdientes permiten predecir las dlw?n91ones
de la fractura creada y la distancia que el &cido 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 inyeccidn del bache inicial. Para predecir la -

geometria de la fractura se usa la temperatura correspondiente a -
la inyeccidén de la mitad del bache inicial. La temperatura del flu
ido .después de inyectar este bache, se usa como la temperatura del
dcido que entra a la fractura. En el ejemplo gque se presenta a con
tinuacidén estas temperaturas se proporcionan como datos.’ -

(b). Calcule la geometria de la fractura creada por la inyeccién -
del bache inicial, usando el procedimiento descrito anteriormente.

(c) Calcule la distancia que el &cido penetra a lo largo de la --
fractura. Estos cédlculos deben hacerse para diferentes voldmenes -
de fluidos, a fin de determinar el disefio.que maximice las utilida
des. . =

Para ilustrar el procedimiento se supondrd un pozo terminado en -
una formacidén caliza a 7,500 pies de profundidad. La permeabili--
dad de la formacidén es de 0.5 md, su porosidad de 0.10, su médulo

de Young 6.45 x 106 1b/pg2, la relacién de Poisson es de 0.25

Las propiedades de los_fluidos de la formacidn son: Viscosidad 0.5
cp, densidad 52 lb/pie3, compresibilidad .0001 pg2/lb. La presién

estatica del pozo es de 2,500 1lb/pg2; el espaciamiento entre pozos
es de 40 acres; el radio del pozo es de .5 pies; la resistencis de
la roca al incrustamiento, determinada experimentalmente,es de -
50,000 1b/pg2; la presién del confinamiento o esfuerzo de cierre -
de la fractura es de 3,750 lb/pg2. Las propiedades de los fluidos

fracturantes se resumen en la tabla 9.2.

Prediccidn de la temperatura de inyeccidén en el fondo del pozo.-

En este ejemplo no se presenta el cdlculo detallado de la tempera-
tura en el Hndo del pozo. Se supondrd igual a 150° F después de in
yectar 5,000 galones de fluido. -

Prediccidn de la geéometria de la fractura durante la inyeccidn.-
El método para calcular la geometria dindmica de la fractura fue -
presentado en el capitulo 8. Los resultados se resumen en la tabla
9.3. .

Prediccidn de la penetracién del &cido activo.- Los resultados de
cada paso seguido para calcular la penetracién del &cido 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 volumenes del bache inicial. . Estos cédlculos com--
prenden los siguientes pasos:

(a) Calcule la velocidad promedio de pérdida de fluido a lo.largo
de la fractura a diferentes tiempos, usando la ecuacibn siguiente:

VN = fC (pies/min) : (9.6)
2Vt
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En este procedimiento se supone que el coeficiente de pérdida de -
filtrado para el &cido es igual que el del:fluico inyectado inicial
mente, o sea .002 pies/min (para estimar la mixima penetracién
esperada del &cido). .Del &cido gastado, su coeficiente de pérdida
de flufdo estimado es igual a .007 .(para estimar la penetracién -
del &cido si no se usara un aditivo de pérdida de fluido).

(b) Calcule el nGmero de Reynolds para el flujo del &cido dentro -
de la fractura: . ’ ’

) 2% pw -
Neo - 1:_(° "W e

El valor de V, , corresponde a la velocidad del flujo en un ala de
la fractura, Se calcula con la siguiente expresidn:

v, _ N ; .
A= mw , ' (9.8)
g w ’
El nfmero de Reynolds es, por lo tanto, igual a:
N ol ’ . (9.9)

Re = h
g9

Para este ejemplo &1 nGmero de Reynolds es':

3
(71.1 _ig ) (10 pl % 5.614 pies”)
N pie min bl
Re =
(1.2 cp x 0.04 P/Pies-min, (54 ieq)
cp
41,663,

(c) En la figura 9.2, lea el valor del coeficiente difusidn efecti
vo para el nfimero de Reynolds determinado en el paso-anterior.

Para este ejemplo:

D - 2.8 x 107% cn?
€ seg
6,
D - 2.8 x 1074 cm® x pies2 ‘x' 60 seg
seg (30.48 cm) <’ min

- 1.8 x 107> pies?®
min
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(d) Calcule el nGmero de Peclet para la pérdida del flufdo usando
la siguiente ecuacidn: . .

N N i : ©(9.10)

Pe ' =

Los resultados de estos cilculos se muestran en la tabla 9.4. Para
t = 15 min, este valor se calcula de la siguiente manera:

(0.13 pg./12-P9 ) (0.00081 pies/min)
. = 0
Pe _ pie .
N .
2 (1.8 x 10 pies”/min) , *

N

= 0.24

(e) En la figura 9.1 lea los valores de la penetracién adimensio--
nal del &cido. Los valores correspondientes estin tabulados en.la
tabla 9.4. Para t = 15 min La.D =0.27 .
(f) Calcule la penetracién del &cido, xL, a partir de la distancia
adimensional, usando la ecuacidn siguiente:

) -
L 2xL ‘Re | (9.11)
ab = —— N
1 ""Re
Despejando xL:
XL Wlip Npe (9.12)

Antes de usar estos cilculos, es necesario obaener los valores de

el nGmero de Reynolds de pérdida de flufdo, Npe: O sea:

qu valores calculados se presentan en la tabla 9.4. Para t = 15
min: '
NRe* =
2 (0.13 pq./12 pg./pies) (0.00081‘pies/min) (7i‘1 lb/pies3 )
17 cp (0.04 &_Bie_i;ﬂl-ﬂ)

= 0.018
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La penetracién del éc1do puede calcularse usando la ecuacién 9.12.
Los valores calculados se muestran en la tabla 9.4. Para t=15 min.

XL = 0.13 pg. (0.27) (1,663) _ .
Z (12 pg./pie) (0.018) ~ 135 piles

Los resultados de los cdlculos de la penetracién del &cido se - -
resumen en la tabla 9.5. i

Prediccién de la conductividad de la fractura y el incremento en -
la productividad del pozo.- Los valores de los pardmetros necesa--
rios para calcular la conduct1v1dad se obtienen en la forma sigui-
ente:

Penetracién del &cido xL: de la.tabla 9.5.

Poder de disolucidén del &cido, ‘de la tabla 9.1.

Xlsz
xlS = 0.082 = pie3 roca disuelta

pie3 de &cido inyectado

Volumen de &cido inyectado (V=it). Calcule el volumen minimo' de --
dcido recomendado para cada caso. En este ejemplo se usa un volu--
men de &cido igual a tres veces el volumen de la fractura contac--
tado por el &cido. Este volumen fiue seleccionado.para obtener el -
efecto del volumen del &cido, por unidad de 1ongltud de fractura,
sobre la conductividad de la fractura.

El volumen minimo de &cido, para t=15 mln,_en la tabla 9. 6, se - -
calculdé de la siguiente manera:

V1i5% = 3V, = 3 2(135 pies)f (50 pies) (0.13 pg)
12 pg./pies

= 438 pies3 o 78.2 bl.

Pc = (0.7 1b/pg?/pie x 7,500 pies) - 1,500 lb/pgz

Pc = 3,750 1b/pg>

Paso A. Célculo de la amplltud de la fractura, W , dada por la -
ecuacibn 9 1

W, - Xit
2thg 1- (9.1)
Para el ejemplo de interés:
0.082 pies3 roca (it) pies3
-3 ~
_ pies dcido -t 0 00 . .
a=77(50 pies) (1-0.1) xL‘pies -00091 iit) pies

Los valores de it puede obtenerse de‘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 cdlculo de W , da: .
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. 0.00091 (438) _ :
'a = ———ye——— = 0.0030 pies

Paso B. La conductividad ideal, obtenida con la ecuacién 9.2 es:

13

Wk = 9.36 x 10 (0.0030)3

13 -9
9.36 x 10 (27 x 107°)

= 2.50 x 10° ma-pg.

Paso C. .Cdlculo de los coeficientes Cl y C2 (ecuaciones 9.4 y-9.5):

- 0.265 (2.5 » 10%)0-822

c, =
= 4.8 x 10"

C, = (3.8 - 0.28ln  (50,000)} x 107°
= 077 x 10° '

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

Wk = 4.8 x 10% exp (-(0.77 x 1073) (3,750 psi) 1,
I 4 ’
ka =4.,8 x 10

Los valores restantes se muestran en la tabla 9.6.

(0.0557) = 2,700 md-pg.

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

(kajh/khn) /40/a

Wkehg  VI07A = 2,700 md-pg 50 pies- /40 acres
TF; 0.5 md 50 pies 40 acres

= 5,400 py.

Paso F. Calcule la relacidn L/re. Para.40 écres de espaciamiento,
r, es igual a 660 pies : .

xL _ 135 pies _ 0.20
660 pies

Te
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Paso G. Lea la relacién de_estimulacién en. la figura 8.3 - -

.J/Jo = 3.2, pard espaciamiento de 40 acres

Si el espaciamiento no fuera de 40 acres el factor de escala-
7.13/1n (0.472 r_/r ) debe calcularse y dividirse entre el --
valor leido para®la“ordenada de la figura 8.3. En la tabla --
9.8 se presentan los valores necesarios para otros espacia---
mientos en el pozo. )

OBSERVACIONES

Cuando se disefian tratamientos en los que se usard un dcido -
emulsificado, la viscosidad de la emulsién en la fractura de-
be de usarse para estimar la penetracidn del &cido. 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 reaccidn del dcido emulsificado. Las predicciones pueden -
ser erréneas si no se ‘hacen las determinaciones mencionadas -
en forma apropiada. i

En relacién al cdlculo del volumen minimo' de dcido recomenda-
do, se advierte que el valor considerado (de 3 veces el volu-
men de la fractura, para HCI al 15%). esta basado en la expe-
riencia. Si se usa HCI al 28%, se recomienda. considerar dicho
volumen igual 'a 1.5 veces el volumen de la.fractura. Esta - -
recomendacién se indica en el libro: "Acidizing Fundamentals':
Williams, Gidley y Schechter. SPE, AIME. 11979 Pdg. 63.
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TABLA 9.2 CARACTERISTICAS DEL TRATAMIENTC

Fluido inicial

Gasto de inyeccidn (de acuerdo a la tuberia' -
de produccidén y a la presidn superficial)
Temperatura a la cual e1 fluido entra a la -
fractura .

Viscosidad promedio durante su flujo a lo lar
go de la fractura

Concentracién del ad1t1vo para perdlda de - -
fluido g
Caracteristicas de perdlda de fluido:

Pérdida inicial, VSpt

Coeficiente de pérdida de fluido

Acido: :
Gasto de inyeccidn (de acuerdo a la tuberia -
de produccidn y la presidn superficial limite)
Viscosidad promedio alflulr a lo largo de la-
_fractura
(175° F, &cido parc1a1mente reaccionado)
15% HCL (conteniendo 50 1b poliacrila---
mida /1,000 gal) L
Viscosidad del acido reaccionado (200°F)
Densidad del &cido
15% HCL (conteniendo 50 1b poliacrila--
mida/1000 gal)
Caracteristicas de pérdida de fluido:
Pérdida inicial, vspt‘

Coeficiente de pérdida de fluido,
C (sin aditivo de pérdida de .fluido)
C (con aditivo de pérdido de fluido)

TABLA 9.3 GEOMETRIA DE LA FRACTURA

10 bl/min.
150° F
60 cp

20 1b/1,000 gal.

.007 gal/pies2
0.002 pies/min'/?

10 bl/min
1.2 ¢cp
1.7 cp

71.1 lb/pies3

.007 gal/piés2

0.007 pies/min}§§
0.002 pies/min

Amplitud :
Volumen de Promedio de Longitud# Volumen de
Tiempo Fluido la Fractura de la Fractura 1la Fractura **
(minutos) Inyectado(bl) (pg) (pies) (piesd)
Fluido Acido Fluido Acido Fluido ' Acido
Bache ' Bache Bache
15 150 0.13 0.02 235 94 255 16
30 300 0.15 0.02 357 133 446 22
45 | 450 0,17 0.03 453 163 . 642 41
60 600 0.18 0.04 536 189 804 63

* Longitud de un ala de una fractura vertical-rectangular

*#% Volumen de ambas alas de la fractura
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TABLA 9.4

ACIDO ( C/C0 =

Velocidad Promedio

. NGmero de

v

RESUMEN.DE CALCULO DE LA DISTANCIA DE LA PENETRACION DEL
0.1.) ‘ '

Penetracidn del Acido --

Tiempo Pérdida de Fluido Peclet, “adimensional, L p
(Minutos) (pies/min) Npe ' a
pérdida Pérdida Pérdida - Pérdida
) Min. de Max. de Min. de Max. de
Minima Maxima Fluido Fluido Fluido Fluido
15 0.00081 0.0028 0.24 0.13 0.27 0.13
30 0.00057 0.0020 0.20 0.092 0.21 0.10
45 0.00047 0.0010 0.18 0.11 0.19 0.12
60 0.00041 0.0014 0.17 0.13 0.16 0.13
Escurrimiento - - .
Tiempo NGamero de Reynolds Distancia de Penetracidn --
(Minutos) NRe* del Acido, xL (pies)
Pérdida Pérdida Pérdida Pérdida
Min. de Mix. de Min. de Max. de
Fluido Fluido Fluido Fluido
15 0.018 0.0098 135 18
30 0.015 0.0070 145 20
45 0.014 0.0084 160 30
60 0.012 0.0098 192 37
TABLA 9. RESUMEN DE LA PENETRACION CALCULADA DEL ACIDO (C/C0 =0.1)

Volumen inyectado

(b1)

150
300
450

600

Longitud de la
Fractura (pies)

Distancia de la
Penetracidn del Aci
do (pies)

Fluido  Acido pérdida  Pérdida
inicial : Min. de Méx. de
Fluido Fluido
235 - 94 135 18
357 133 145 20
453 163 160 30
536 189 192 37
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TABLA 9,6 RESUMEN DEL CALCULO DE LA CONDUCTIVIDAD DE LA FRACTURA

@D (2) (3) ‘ (4)
Amplitud de la Conductividad Ideal de 1la
Fractura, Wa (pies) Fractura, ka. (md-pg)
Volumen : 1 -
Volumen Min. del Pérdida Pérdida Pérdida Pérdida
del.Bache Acido3 Min. de Mix. de Min. de - Mix. de
(b1) (pies”) Fluido Fluido Fluido Fluido
150 438 ( 78.2b1) .0030 0.022 2.5 x, 10§ 1.0 x 10°
300 544 ( 97.0bl) .0034 0.025 3.7 10 1.5 x 102
450 680 (121.2b1) .0039 0.021 5.6 x 10°  0.87x 10°
600 864 (154.0b1) .0041 *0.021 6.5 x 10 0.87x 10°
(5) (6) .
C1 Conductividad de la Fractura Wk
_ (md-pg)
Volumen Pérdida Pérdida Pérdida , Pérdida
del Bache Min. de Max. de Min. de Max. de
(b1) Fluido Fluido Fluido “ Fluido
150 4.8 x 10% 6.6 x 10° 2,700 370,000
300 6.6 x 10% 9.2 x 10° 3,700 510,000
450 9.3 x 10% 5.9 x 10° 5,200 330,000
600 10.6 x 10% 5.9 x 100 5,900 330,000

TABLA 9.7 RESUMEN DEL CALCULO DE LA RELACION DE ESTIMULACION

kah )
EEn A - xL/re J/J0
Volumen Volumen = Pérdida Pérdida Pérdida Pérdida P&rdida Pérdida
del Bache de Acido Min. de Max. de Min. de Mix. de Min. de Mix. de

(b1) (b1) Fluido Fluido Fluido Fluido Fluidq Fluido
150 .78 5,400 740,000 0.20 0.03 3.2 2.0
300 97 7,400 1,020,000 0.22 0.03 3.6 2.1
450 121 10,400 660,000 0.24° 0.05 4.0 2.3

4.4 2.5

600 154 11,800 660,000. 0.29 0.06 .
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CAPITULO 10

DISENO DE UN FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

I'NTRODUCC 11 ON

En marzo de 1949 se practicd, en forma experimental, el pri
mer fracturamiento hidrdulico en una formacion(!)™, Desde entonces 'es

te procedimiento, préducto de Ta investigacion industrial, ha evolu-

cionado hasta ser el método de estimulacién de mayor aplicacién en la

industria petrolera(z).

Se estima, en forma conservadora, que el 75 % de los pozos
fracturados logran incrementar considerablemente su produccién y sus
reservas de hidrocarburos. De hecho muchos campos deben su existencia

a este procedimiento.

El alto grado de desarrollo obtenido en la tecnologia del -
fracturamiento hidrdulico es el.resultado de innumerables estudios, -
experimentales, tedricos y de campo, realizados sobre este proceso.
El disefio de un fracturamiento ha évoﬂucjonado, desde.simples reglas
practicas, hasta la formulacién de modelos matematicos que permiten -
prédecir, con aito grado de confiébilidad, los resultados que pueden

obtenerse al aplicar un tratamiento de este tipo.

Este trabajo presenta un procedimiento para obtener el dise
fio Sptimo de un fracturamiento hidrdulico, para el caso de fractura -
vertical. Los cdlculos incorporados en el método de disefo y en la -

prediccion de los resultados, son complejos, laboriosos y de tipo -

* Referencias al final,




iterativo., Debido a esto, se prepar$ un programa de computo en lengua

je Fortran |V para emplearse en una computédora digital. Las ventajas
inherentes al método y programa de cdmputo radican en la obtencidn de
resultados confiables en un tiempo reducido, permitiendo efectuar el
anéiisis de un géan nﬁmero de alternatipasvde disefo,a fin de seleccio
nar la Sptima desde el punto de vista econdmico. El nimero de alterna
tivas 'de disefo que se analizan estd limitgdo por las condiciones fi-

sicas del pozo, la formacidn y la disponibijlidad de equipo y materia-

les,
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MECANISMO DEL FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

E1 fracturamiento hidrdulico es uﬁ método de estimulacion -
que permite aumentar conside}ablemente la produccién de los pozés. El
bfocedimiento consiste en aplicar presidn a la formacién hasta lograr
su ruptura, El fluido util{zado para transmitir la presidn hidraulica,
denominado fluido'fracturante, penetra a la formacjén, ampliando y. -

extendiendo la fractura.

La fractura se inicia y extiende en un.plano normal a la -
direccion del minimo esfuerzo. Se ha comprobado, por medio de regis-
tros de temperatura y empaques de impresion, que las fracturas son ge

neralmente verticales,

La geometrfa de la fractura queda definida por su altura -
(Hg); su amplitud (W) y su radio de penetra;ién (r¢). El corte trans-
v;rsal en la fractura es de apariencia eliptica, existiendo, ba}a un
radio de penetracién dado, un valor mdximo y un valor medio de }a am-
plitud de Ja fractura, En la pared del pozo dicha ampfitud tiene sus

valores maximos, como se aprecia en la Fig, I.

La consideracion mis importante en la seleccion de un flui-
do fracturante es su compatibilidad con la roca del yacimiento y sus
fluidos, Si dicho fluido es incompatible puede dafar la formacidén y -

fracasar la estimulacion, Ademds el fluido fracturante debe permitir
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efectuar su inyeccidn con bajas pérdidas de presion por friccién y su
filtracion a la formacion debe ser minim3, a fin de confinarlo en su

mayo} parte deﬁgro de Ia.fractura.

Junto con el f{uico fracturante seiintrodu;e a la formacioA
un agente sustentanfe, a fin de mahtener'abi;rta la fractura al termi:
nar el tratamiento y establecer un conducto de alta.permeabilidad en-
tre la formacion y el pozo, Los sgstentahtes¢que se utilizan general-
mente son arenas de silice, fragmentos de cdscara de nuez arredondados
y perlas de vidrio de alta resistencia a la gompresién. El sustentan-'.
te se adiciona al fluido fracturante, cuando,la fractura en la pared
del pozo es lo suficientemente amplia para permitir su introduccion -
libremente, sin que.se "arene" el pozo. La velocidad de flujo de la -
lechada disminuye al penetrar ésta en la frégtufa, inicidndose la de-'.
positacion del sustentante, La velocidad mé#ima que adquiere el sus-

‘tentante, en su caida en el seno de un fluido, al igualarse la fric-

cidn con su peso, se define como velocidad final de asentamiento (v ).

El susten;ante'se acumula en elifoﬁdo de la fractura, for-
mandoc un banco que crece en longitud y en alﬁura, Fig. 2. A medida -
que 16 altura del banco aumenta, disminuye eﬁ adrea disponible ai flu-
jo de la lechada, aumentando su yelocidad ha}ta alcanzar un valor que
permite mantener én suspension al sustentant?, impidiendo su‘depositg

cién y el crecimiento del banco. La velocidad de la lechada que permi

te evitar la depositacidn del sustentante-sé‘define como velocidad de

-85~




equilibrio (veq). En estas condiciones el ;ustentante se deposita a -
mayo; distancia del pézo, incrementando la longitud del banco, La al-
tura maxima del Banco a la velocidad de equilibrio sé denomina éltura
- del banco en equilibrio (heq). El tiempo correspondiente a esta condi

cidn se define como tiempo de equilibrio (teq).

El sustentante colocado en la fractura proporcionafé y man=-
. tendra, como ya se menciond, un conducto altamente permeabie para faci
jitar el flujo de los fluidos del yacimiento al pozo. Ai terminar el
tratamiento la formacidn presiona al sustentante.y si éste no-ha sido
seleccionado adecuadamente, puede triturarse o incrustarse en la for-
. macion, disminuyendo la capacidad de flujo de la fractura,
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METODO Y PROGRAMA DE COMPUTO *

Los métodos que se emplean para?el disefio y prediccion de -
_resultados de un tratamiento de fractﬁramiento hidraulico se han deri.
vado de la combinacién de: (1) la teoria 4&] mecanismo del proceso; -
(2) los estudio; de laboratorio y (3) el ﬁnéljsis de los resﬁltados -

lobtenidos en innumerables fracturamientos., El método de disefio presen
tado aqui se ha desarrollado a partir de diversos modelos matematicos,
que representan varias fases del proceso. Las ecuaciones que constitu
yen estos mo&elos estan basadas en cierta§ suposiciones, inherentes -

de

método., En el apendice A se enlistan diqhas suposiciones.

La informacién_requerida para procesar el programa de cémpu
to, comprenae datos: del'pozo; del yacimiéﬁto;vde laboratorio, obteni
dos de muestras representativas de la forqacién por estimular u obte-
nidos de correlaciones; de las carac;erfstﬁcas de los materiales por
utilizar y de costos. En el apéndice B se presenta una lista de los -

"~ datos necesarios para procesar el programa de calculo aludido.

Una vez suministrados al programa los datos necesarios, y
considerando un tipo de sustentante y de fluido fracturante, se selec"
cionan varias combinaciones de gastos de inye;cién, vollmenes de flui

do fracturante y concentraciones de agente sustentante. El nimero de

* E1 programa de cémputo que se menciona en este capitulo es prop1edad del
Instituto Mexicano del Petro] eo
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comb{haciones queda limitado por las caracterfst&éas del equipo vy ma -
'teriél disponible para el tratamiento. Para cada una de las combina-
ciones sefeccionadas se efectiia la prediccion de sus resultados y se
determinan, a partir de un balance de fngresos,y egresos, varios fac-

. tores econdmicos de decisién,‘a fin de seleccionar la combinacidn 6ptiﬂ
ma desde el punto de vista econdmico. El programa es aplicable para -
todo tipo de fluido fracturante convencional y de aéente sustentante

.disponible,

En algunos casos los resultados que se 6btengan en uqa»apli
cacién de campo pueden diferir Iigeramente de Jos calculados. Esto se
debe a tres causas principales: (1) el modelo hatemdtico utilizado es
ta formado por modelos‘parciales basados en ciertas suposiciones; -
(2) los valores de los parametros y de Iag variablés utilizados en -
los calculos no pueden obtenerse con preciéién absoluta, ya que en -
realidad presentan una distribucion de probabilidad; y (3) las condi-
ciones de operacidon en el campo, pueden diferir de las establecidas -

en el disefo.

El procedimiento de diseﬁovdesarrollado es ap!icéb!e cuanao
la fractura es vertical o aproximadamente vertical, que es el caso -
mas general(7). Ademds, incluye los casos en q;e se utilice un fluido
fracturante convencional, Newtoniano o no Newtoniano, y los casos en
que el tratamiento se efectle a través de la tuberia de revestimiento,
a través de la tuber{a de produccién, por el espacio anular, o por él

espacio anular y la tuberfa de producciﬁnﬁ
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En la figura 3 se presenta, en forma de diagrama de»flqjq,
la secuencia de cdlculo establecida para el di;éﬁo 6p£imo del fractu-
ramiento. Los cdlculos iniciales estdn dirigidos a la obtencidn de -
los datos bésicos, que funcionan como parémgtrqs en las ecuaciones -
utilizadas, A continuacién se determina el volumen de fluido fractu-
rante .que debe inyectarse para obtener una fraetura lo suficientemen=
te amplia para introducir con facilidad el agente sustentante. Ense-
gquida, se calcula la amplitud y la longitud fiﬁales de la fractura pa
ra el volumen fotal de fluidblfracturahte considerado. En el siguien-
te paéo se determina la altura del banco de arena para el tiempo to-
tal de inyeccidn. Con esta altufa y Ia:éﬁplifud final de la fractura

i
se obtiene la longitud de la fractura sustentada. Estos cdlculos pro-
porcionan lo; valores de las variables necesar{os para determinar el
incremento de productividad correspondiente., Enseguida se calculan, -
para las condiciones fijadas, la potencia hidréulipa y la presion en
la superficie necesaria para efectuar el trata@iento[ Si esta presion
resulta mayor que la permisible por las condicjones mecénicps del po-
zo, el disefio se desecha. A continuacidn se obtienen varios indices,
de tipo econémico,bque permiten evaluar la alternativa considerada. -
Los resultados obtenidos para este disefio, se almacenan en la compu-
tadora y el programa selecciona otra combinacidn de las variables -
iniciales. En esta forma se efectlan los célcu]os_correspondientes al

un conjunto de combinaciones de voldmenes de fluidos fracturantes, -

.
gastos de inyeccidén y concentraciones de sustentantes. Al terminar -
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los cdlculos de todas las combinaciones prefijadas, se imprimen los -
resultados, De estos resultados se selecciona el diseio que proporcio
na Ios‘éptimos fndices econdmicos, Variando el tipo de fluido fractu-
rante y el tipo de agente sustentante, se tendrd otro conjunto de da-
tos con el cual se podrd correr nuevamente el programa,a fin de selec
cionar el tratamiento 6ptimo de todas las combinaciones factibles de

efectuarse en el campo,

En el apéndice C 'se presenta un ejemplo de la aplicacion del
programa de disefo, Algunos de los datos utilizados en este ejemplo -

corresponden al yacimiento San Andrés, del Distrito Poza Rica.
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.

CALCULO DE LOS DATOS BASICOS

Coeficiente total del fluido fracturante, C

Tf

Este coeficiente es el ﬂnicq pardmetro que indica la efecti
vidad de un fluido fracturante, Fue introducido por Howard y Fast(3),
refiriéndolo al efecto de la pérdida del fluiao hacia la formacion -
por las caras de la fractura, Esta pérdida es:controiada por tres ti-
pos de mecanismos, ‘

El primer mecanismo se refiere al efecto combinado de la -
viscosidad del fluido fracturante y la permeabilidad efectiva de la
formacidn al mismo, Para ;uantificar este efeéto, se utiliza la si-
guiente ecuacién(3)F

kn (pn 3 pw!) i

C. = 0.0469 <y G
. (e | M

i
siendo C, el coeficiente del fluido fracturénte controlado por su -

movilidad,

El pardmetro k, , permeabilidad ef;ctiva al fluido fractu-
rante, debe obtenerse directamente en el laboratorio. Si no se dispo-
ne de los medios necesarios para esta determinacidn, puede estimarse
su valér como propone Smith(“), corrigiendo I permeabilidad al aire

por un factor de 0,6,

* Nomenclatura al final.,
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La porosidad efectiva(E), #, , se obtiene con la expresidn:

B0 L5, 05,0

wr

El segundo mecanismo tiene lugar cuando los efectos de vis-
cosidad y de compresibilidad de los fluidos del yacimiento son-los -
que controlan la pérdida de fluido fracturante, La ecuacidn utilizada

para el cilculo de este coefiéiénte de pérdida de fluido es(3);

k ¢C
C,=0.0374 (p, - B} 2
2 (P -p,,) To00 1, » (2)

C, vy se determinan con las siguientes ex-
X e

En esta ecuacidn, K .

presiones:

(s, -5, )K, + (5, -5, )K, +S.K,
T (S S, )+ (5,05, )+ S,

C,=5C+5 C +S C+C
oo Yw Tw  Tg g f

t

05,k 5,500 w5,
" (So - Sor) + (S, - Swr) + Sz

"La utilizacién de aditivos para evitar la pérdida &e]fluido,
origina un tercer mecanismo que controla d}cha pérdida, La evaluacion
de este efecto se basa en pruebas de laboratorio, De €stas, se obtie-
ne una gréfjca de volumen de filtrado contra la rafzv;uadrada del -
tigmpo de fluio. Esta grafica generalmente es una recta y se ha‘demog

(3)(s),

trado que
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0.0164 m

Con - , . v.(})
Siendo CSexp el coeficiente de pérdida de fluido experimental.
El valor de Caexp puede corregirse, de condiciones exbg

rimentales a reales, utilizando'la siguiente ecuacién ()

La prueba experimental de la que se obtiene el valor de C3 ,
debe efectuarse siguiendo los lineamieritos propuestos por Howard y -

Fast(3).

En un tratamiento de,fracturamienfo, los mecanismos mencio-
nados, que dan origen a las ecuaciones (1), (2) y (&), actian simulta
neamente, en tal forma que la combinacién de los mismos se complemen-
ta para incrementar la efectividad del fluido. Sin embargo, la ecua-
cidn en que se utiliza este concepto, para el cdlculo del &rea de la
fractura, considera aisladamente cada mecanismo; por lo que se selec-

ciona, como coeficiente total del fluido fracturante, C , el me-

Tl

nor valor obtenido de los tres coeficientes3)*, En el caso de no dis

poner de datos suficientes para calcular los coeficientes C,yC,, el

valor que se considera es el determinado experimentalmente.

% En formaciones depresionadas se utiliza un coeficiente combinado, -
calculado simglarmente a la conductancia combinada de una serie de
conductores(5 .
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Densidad de la mezcla fluido fracturante-agente sustentante, p
- m

Este parametro, utilizado para determinar el nimero de -
Reynolds en la fractura y en los calculos hidraulicos, se obtiene con

la siguiente ecuacién(s);
8.345 +C .
. b e (5)

T4 —2
) 8.345p

Viscosidad de la mezcla fluido fracturante-agente sustentante, u

Se utiliza en el programa para determinar las dimensiones -
h
de la fractura y para el cdlculo hidraulico., Su valor se obtiene con

la siguiente ecuacién (),

= 1 —f
Fo = U0 g e
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VOLUMEN INICIAL DE INYECCION

‘

En la etapa inicial
- se bombea contra la formacidn
presion de inyeccion debe ser

la falla de la roca y obtener

Una vez iniciada la

rante amplia sus dimensiones.

de un tratamiento por fracturamiento, -
fluido fracturante sin sustentante. La
lo suficientemente alta para provocar -

.
asi una fractura,

fractura, la inyeccidén de fluido fractu

El volumen de fluido que se inyecta en

esta etepa, debe aumentar la amplitud de la fractura en la pared del

pozo, ‘lo suficiente para permitir la libre entrada de la mezcla flui-

do fracturante-agente sustentante; sin que se "arene' el pozo, En el

método se considera que la amplitud minima de la fractura (W;), reque

rida para evitar problemas de

este tipo, debe ser igual a 3 veces el

diametro méximo del agente sustentante(12),

El cilculo del volumen necesario de fluido fracturante, li-

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

de inyeccidn inicial y se calcula, con la ecuacién desarrollada por -

R.D. Carter§3), el radio de penetracidn de la fractura,

q, v

PSS T U4 E—
f 30159 H, (C

[e*” erfe(x)+ 1.128x - 1] %)

2
T{[)
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donde:
- 24C Vit ' ®
wl
siendo:
2 © 2
erfc(x) = NS { et dt A ‘ ‘(9)

Conocida como funcidn complementaria de error,

El valor de H, se proporciona a la computadora como dato
y se estima considerando la presencia y posicidn de barreras en el -
intervalo por fracturar, En general se considera ‘que la altura de la

fractura es igual al espesor de la formacion,

A continuacidn se calcula la amplitud de la fractura, en -

funcidn ‘del valor de r, obtenido con la ecuacidén (7). Para ello se -

f
utilizan las siguientes expresiones, desarrolladas por Perkins y -

Kern(6)

Para flujo laminar en la fractura:

: q. B )
W -0.38 i PrrTrqo.2s (10)
N 3 [5‘615 E]

Para flujo turbulento enla fractura:

qiSGu'}]u.zs an

W_=060[~ L
N [wwaHﬁ
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Las ecuaciones (10) y (11) se utilizan para fluidos Newto-
nianos. Para fluidos no-Newtonianos se emplea la siguiente ecuacion,
para el caso de flujo laminar:

w s e
2001 09775 561 K'r H; N .
~ 144 60 Se1m E

27
W= 120z (' + 1) (
37

c

n' y Kt son las constantes reoldgicas del fluido que inter-
vienen en.el modelo matemdtico empirico conocido como Ley de Poten-
qia(S). Los valores n' y K' pueden determinarse con un viscosimetro -

Fann(6)‘

St el valor de‘wg es diferente a W), se supone otro tiempo
de inyeccion y se calcula otro valor de rg, con el que se obtiene -
otra Mc. Este proceso se repite hasta que el valor dé wc‘sea igual al
W)|. Para el tiempo en que Wc resulta igual a y],‘se calcula, con el -
gasto de inyeccidn, el volumen inicial de fluido fracturante, sin sus
tentante, necesario para crear una amplitudvde 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 dindmicas, es
decir, su penetracidn y'su amplitud durante el tfatamiento. difieren
de-las dimensiones finales de la fractura sustentada. Esto se debe al
asentamiento del sustentante en la fractura. Sin embargo las dimensio
nes dindmicas sirven para calcular la geometria de la fractura susten

tada,

En el programa de cOmputo se emplean las mismas ecuaciones
establecidas en la seccién anterior, Sdlo que el punto de partida en
los cdlculos, para este caso, es el volumen total de fluido fracturan
te previamente fijado, Con este volumen y el gasto de inyeccidn se ob
tiene ‘el tiempo total de inyeccién del fluido fracﬁurante; Con este -
tiempo y suponiendo una amplitud de fractura, se calcula su radio de
penetrgcién (ec.(7)), con el cual y mediantellas ecuaciones de .- -
Perkins y Kern (ecs. (10),(11) o (12)), se determina la amplitud co-
rrespondiente, Este valor se compara con el supuesto de la amp!itud
de Td fractura, En el caso de que estos valores no sean iguales, se -
supone una nueva amplitud, Los cilculos se repiten hasta que la ampli
tud calculada sea igual a la supuesta, En esta forma se obtienen los
valores de la amplitud y el radio de penetracion de la fractura duran

te el tratamiento,




DIMENSIONES DE LA FRACTURA SUSTENTADA

Se considera que Unicamente la fraétura sqstentada permane-
ce abierta al flujo después que la presion hidrdulica del tratamiento
ha sido 1iberada. De aqui la necesidad de determinar las dimensiones
de la fractura sustentada. Este cdlculo se basa en un modelo matemdti
co, obteniendo a partir de estudios experimentales sobre la distribu-
cion de agehtes sustentantes en fracturas verticales simuladas. E1 pro

" cedimiento de cdlculo estd basado en los lineamientos indicados en la

referencia 7 y comprende la determinacion de:

"a) E1 coeficiente de correlacion de arrastre:

. 2.14x108D3 p (p -p;)
= e ff s 0
C R, =

7
P Feg

(13)*

b) E1 nimero de Reynolds de la particula, Rep. Su valor se -
obtiene en funcién de la rafz cuadrada del coeficiente de correlacion

de arrastre, usando la Fig. 6 de la referencia 7.
c) La velocidad final de asentamiento del sustentante.

01292 10°% R (14)

e Do

ep Mt

* Si se utiliza en el tratamiento un fluido no Newtoniano debe emplear-.
se en esta ecuacidén, en lugar de My , la pseudo viscosidad, defini-
da como Ta relacion del ?sfuérzo 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:

v =(Uwqu.H3 ”5482wﬁf50J43( P )0-571 ‘ as)
o9 0.2 e 8.345p,,

Para flujo laminar:

1,855.04 W p,,

v, =(0.289 U,
LT

A

e

En estas ecuaciones U, “es la "velocidad de friccidn",

se calcula con la siguiente ecuacion:

v!

U = -
ves 0.054 (R, V2u/D, IR (16)
Donde: B = 0.5 para fluidos Newtonianos
y B =0,7 para fluidos no-Newtonianos

e) La altura del banco de agente sustentante en la fractura
a condiciones de equilibrio:
0.09973 q,

Wv o .
eq

heo=Hr - a7
f) La constante de formacidn' del banco, k'. Esta constante

permite obtener la velocidad de depoéitacién del agente sustentante, -

cuando ésta es menor que la velocidad de equilibrio, Se utiliza para

determinar el tiempo necesario para alcanzar la altura del banco a. -
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condiciones de equilibrio, Su valor se calcula con la ecuacién;

0.1198 Cs)b.lz( P )0.4’5( heg )U-l‘)(is_)o.sﬁ (8)
- v

Ps Pepre My

k' =0.216 (

eq eq

g) El tiempo necesario para alcanzar el equilibrio, t . . -
Si este tiempo es méyor que él tiempo disponible de inyeccién de la -
mezcla, ‘'se calcula para este tiempo, la altura, h, , del banco, ain

cuando no se alcancen las condiciones de equilibrio,

El tiempo de equilibrio se determina con la siguiente ecua-

cidn: R, e -
H, heg
0.95+ 3¢ . Y (He-h ) (h )W)

teq = X 19
. iy 19

h) La longitud de la fractura sustentada, L . Esta longi-
tud corresponde a la del banco de arena en ’lla fractura y se calcula -

con la siguiente ecuacidn:
0.71894 V, C,

AR =
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INCREMENTO DE PRODUCTIVIDAD

El incremento de productividad se obtiene a partir de la re
lacion de los indices de productividad del pozo, después y antes del
fracturamiento (J/Jo). La determinacion de esta relacidn es esencial
para establecer el andlisis econdmico de un tratamiento por fractura-
miento, El incremento de productividad depende principalmente de fa -
capacidad de flujo de la fractura, de las dimensiones de la fractﬁra,
del espesor de'la formacidn, del radio de drene del pozo, - de la per-

meabilidad de la formacidn y del radio del pozo(s).

La capacidad de flujo de la fractura,k W , es la permeabi-
lidad de la fractura sustentada multiplicada por su amplitud.vSu va-
lor depende de las caracteristicas de la formacidn y del agente sus-
tentante, de las ;resiones de confinamiento y de la concentracidn de
sustentante en la fractura, El Unico procedimiento que garantiza una
determinacién confiable de la capacidad de flujo de la fractura es me
diante pruebas de laboratorio que simulen ;ondiciones de la fractura
en el yacimiento, Ademds estas pruebas permiten seleccionar el susten
tante que proporcione la mayor capacidad de flujo. En caso de carecer
de los medios requeridos para su evaluacidn experimental, se puede ob
tener este pardmetro mediante correlaciones, como las presentadas por

Dunlap(g), Raymond(lo) o las contenidas en la referencia (11).
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La amplitud y la altura de la fractura sustentada se obtie-
nen como previamente se indicé, Los otros pardmetros de que Jepende

el incremento de productividad son datos,

La relacidn de indices de productividad. J Jo. se determina
a partir de expresiones matemdticas derivadas de modelos electroliti-

cost8),

Estas ecuaciones son:

SK.Wh r 10
X =—t—t (In—) (2mn
= K H " A

Para el caso en que 0,1 < X < 3

3

L
10.785(tan (1.83 —2 - 1.25)4+-4.28] . CxD {+D (22)
r

e

J
KN

a]

si X>3

J Fltan(Y:Z)-tanZ]+1 (23)
R C

o

En estas ecuaciones:

3334 X - 0.334

- ; 24
9.668 (24)
H .
C = 0.08 —L + 092 (25)
h{
h
D =1+ 075 — P (26)
H, :

F = 484 X%-6.40X"'+2.38 (27)
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L
Y = (2.27-1.32 X)) —> (28)
r

e

Z=1.24X2.1.64X"-0.84 (29)

Cuando la formacidn por fracturar estd daiada, la retacidn
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(]7). En el apéndice D se indican las ecuaciones usadas para de

terminar la relacion de productividad en estos casos.,
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CALCULO HIDRAULICO

El c3lculo hidraulico comprende la estimacidn de la presion
de inyeccidn necesaria en el cabezal del pozo para efectuar el trata-
miento; eﬁ él caso de que esta presion exceda la presion permisible -
de las conexiones superficiales y tuberias, el disefo correspondiente
se excluye. Si l; presion superficial resulta menor o igual a la per-
misible, se obtiene la potencia hidrdulica necesaria para efectuar el
tratamiento. El cdlculo de esta potencia es necesario para la evalua-

cidn econdmica del disefio.

En el calculo hidrdulico se consideran los casos siguientes:
(1) Tratamiento por la tuberia de produccion o la de revestimiento,
(2) Tratamiento por el espacio anular y (3) Tratamiento por el espa-
cio anular y por la tuberia de produccidn. Los cdlculos pueden efec-
tuarse para fluidos fracturantes Newtonianos o no-Newtonianos. La pre
‘sidn suberfici#l requerida para efectuar'el tratamiento se obtiene con

la siguiente ecuacion(12);

P =p, +Ap, +Ap - Ap . (30)

s

La presion de tratamiento, P, , se estima o calcula con el
"gradiente de fracturamientd'de la formacidn en el area donde se loca-

liza el pozo.
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La caida de presidn por friccion a través de la tuberia, se

determina con la siguiente ecuacién(|3t

. fDpyv? 3
AP T 8(TdY) ' ey

En esta ecuacion, f es el factor de friccion de Fanning que
se obtiene en funcién del Nimero de Reynolds. Este factor puede deter

minarse de la correlacion presentada en la Fig. 4(18)

La pérdida de presidn por.friccion a través de las perfora-

ciones se calcula con la expresién(3L

0.00836 z
Ap. = P 9 (32)

P 4 2
TN
Finalmente la presion hidrostdtica se obtiene con la ecuacion(5):

Ap, =0.1706 p_D (33)

Una vez obtenida la presidn superficial, el programa verifi
ca si su valor es inferior al de la presion méxima permisible y si se
tiene este caso, se procede al cdlculo de la potencia hidraulica nece

saria, mediante la expresién(BL

. H, = 000436 p_ q, (34)

h

En caso contrario el disefo correspondiente se desecha.
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ANALISIS ECONOMICO

En todo disefio de un fracturamiento, deben distinguirse dos
aspectos de suma importancia: el técnico y el econdmico, En las sec-
ciones anteriores se ha tratado el primer'aspecté, en esta seccidn se
tratard la fase econémicé. Esta fase consiste en un balance de ingre-

. sos y egresos, Mediante est; analisis se seledc}ona el disefio Gptimo
desde el punto de vista econdémico. El andlisis estd basado en la de-

terminacidn de 5 factores de evaluacidn,  que son(11(15),

N

1. Co%to del tratamiento
2, Indice de costo

3. Ganancia

L, Periodo de.cancelacién

5, Periodo de restitucidn
En el apéndice E se definen cada uno de estos conceptos.

Los cdlculos que se incluyen en la evaluacién econdmica, se

basan en las consideraciones siguientes:
i

a) La declinacidn del pozo es de tipo exponencial*,
b) La recuperacidn total del pozo antes y después del Frac-

turamiento es la misma%,

* E] programa de computo estd adaptado para incorporar otros criterios
" Te .
de acuerdo con la informacion disponible.
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Con estas consideraciones, se determina el rendimiento eco-
némico obtenible de un fracturamiento. Este rendimiento se obtiene. -
descontando el costo del tratamiento al valor actual del ingreso adi-
cional proporcionado por efectos del lncrem§nto en el ritmo de produc

“cidn, La estimacidn de los costos del tratamiento estd basada en da-
tos obtenidos del campo, de compaiifas de servicio, o bien de la refe-

rencia (16).

El fndice de costo se determina con el costo del tratamien-

to y la relacion de productividad obtenida para el disedo analizado.

Con los datos de produccién antes, del fracturamiento y a -
condiciones de abandono, se calculé el }ngresq obtenible sin estimu-
lar el pozo, Con el incremento de productividad determinado, se calcu
la el ingreso que se obtiene considerando la estimulacion, Estos in-

gresos se determinan con la siguiente expresién(‘“):

-(b+ j)‘T)

« (I-e
1- =12 -

b+j )

\ La diferencia entre los ingresos anteriores proporciona el
ingreso debido al incremento de productividad del pozo como consecuen
cia del fracturamiento, La ganancia queda determinada por la diferen-

cia entre el ingreso adicional y el costo del tratamiento,

A continuacién, utilizando la ecuacidn anterior, se determi

nan los tiempos para los cuales los ingresos se igualan con los costos,
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El primero, considerando la produccién total, proporciona el periodo

de restitucidn y el segundo, considerando la diferencia de produccion
total menos la produccidn obtenible sin estimular el pozo, da el pe

riodo de cancelacidn,
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APENDICE A

SUPOSICIONES EN QUE SE BASA EL METODO DE DISENO

. El método de disefio de un fracturamiento, utiliza varias -
ecuaciones deducidas matematica o empiricamente. Las suposiciones in-
herentes a cada ecuacidn y las correspondientes a valores asignados -

a variables desconocidas, son:

1. La fractura es vertical,
2, La altura de la fractura se supone generalmente igual -

al espesor de la formacion, $u valor puede estimarse: -
considerando la presencia y posicion de intercalaciones
de zonas densas o lutiticas, que puedan limitar su ex-
tension vertical,

3. La formacidn 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 utilizan fluidos convencionales,

6. El area de la fractura queda determinada por la ecuacidn
de Carter(3).

7. La distribucion 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 elec
trolfticos(s).

9, La produccion del pozo declina exponencialmente®,

10. Las reservas producibles por 'él pozo no se incrementan

por efecto del fracturamiento%.

.

* Estas suposiciones pueden modificarse si se dispone de informacién
al respecto, -
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APENDICE B

DATOS REQUERIDOS PARA PROCESAR EL PROGRAMA DE COMPUTO

La confiabilidad de los resultados proporcionados por el mé

todo de disefio depende en gran parte de la exactitud de los datos su-

ministrados,

Los datos requeridos son¥:

DATOS DEL P0Z0:

5.

7e

Nombre, campo, formacién y localizacién del pozo,

PresiGn de fracturamiento, Se refiere a la presidn de -

fracturamiento de la formacidn por estimular, Puede pro

porcionarse un valor estimado de acuerdo con el conoci-

miento del area.

Presidn méxima permisible en el cabezal del pozo,

Indicar si el tratamiento se desea por tuberfia de produc

cidn, por tuberfa de revestimiento, por espacio anular
4 . .

o por tuberia de produccidon y espacio anular.

Didmetros nominales y tipos de tuberfa de revestimiento

s
y produccion,
Profundidad del intervalo a tratar,

Nimero de perforaciones,

Se usan las mismas unidades que se indican en la nomenclatura.
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8. Diametro de las perforaciones.

9. Radio de drene.
10. Gasto actual del pozo o su indice de hroduétividad.

N ‘IIL Gasto de abandono.
DATOS DE LA FORMACION POR FRACTURAR:

1. Espesor¥,

2, Perﬁeabilidades.

3. Relacidn de dafio.

L4, Saturaciones de fluidos.
5. Porosidad.

6. Presidn esttica.

7. Viscosidad de los fluido;.
8. Compresibilidad de ‘los fluidos, .
9. Temperatura,

10, Médulo de elasticidad.

Algunos parametros, tales como la porosidad y la permeabili
dad, deben obtenerse en el laboratorio,vutilizaAdo‘uAa muestra repre
sentativa de la formacidén por estimular. Las saturacionés de fluidos,
sus viscosida@es, compresibilidadés y el méaulo de efasti;idad de la

formacién pueden estimarse si no se dispone de informacidn precisa.

% Es conveniente disponer de los registros eléctricos del pozo.
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DATOS DE MATERIALES Y EQUIPO

Uno de los aspectos mas importantes en el disefo Sptimo de

un fracturamiento radica en la seleccién de los fluidos fracturantes,

. .
aditivos y agentes sustentantes, Esta seleccion se basa en pruebas de

laboratorio con nicleos representativos de la formacidn, D e estas -

pruebas se-obtienen los pardmetros que intervienen en los cilculos del

disefio, Si se carece de datos de laboratorio, el programa de disefio -

trabaja con datos obtenidos de correlaciones publicadas(g)('o)(]]),

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 disefio optimo para los materiales disponibles, Los datos so-

bre materiales y equipo que utiliza el programa de cdmputo son:

7.
8.

9.
10,

Caracteristicas reoldgicas del fluido fracturante .
Coeficiente de pérdida de fluido,

pérdida inicial de fluido ..

Densidad del fluido fracturante .

Tipo de agentes sustentantes,

Tamafio de agentes sustentantes.

Potencia disponible o rango de gastos de bombeo deseado.‘
Rango de volimenes de flui&o fracturante disponibles,
Rango de concentraciqnes de agente sustentante deseado,
Costo unitario del fluido fracturante (se deben incluir

todos los aditivos utilizados en su preparacidn),
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Costo

Costo

Costo

Costo

Costo

unitario de agentes sustentantes,

unitario por potencia hidrdulica ,
‘unitario por mezclado.
por almacenaje de productos en el pozo,

por mano de obra, planeacién y supervision,

Costos fijos. Incluye cualquier costo no considerado,
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APENDICE ¢

EJEMPLO DE APLICACION

SeApreparé(un ejemplo para ilustrar la aplicacidn del méto-
do de disefio, en la seleccidn Ae la alternativa que proporciona los -
resultados optimos de un fracturamiento. En la tabla I, columnas | a
5, se presentan los datos supuestos para 24 alternativas de disefo. -
En estas alternativas se considerd’ Gnicamente un tipo de fluido frac-

turante y un tipo de agente sustentante.

A continuacion se enlistan los datos utilizados para proce-

sar el programa de computo.
DATOS DEL P0Z0:

. 7 304 1b/pg?

6 000 1b/pg?

hd
n

perm

Tratamiento a través de tuberia de revestimiento

d, = 0.0 pg

d =5.965 pg
D =3 170 pies
N, =11

d, = 0.51 pg

..
L}

550 pies
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20 m3/dia

q

ae

q 1 m3/dia

a

DATOS DE LA FORMACJON POR FRACTURAR:‘

H‘ = 50 pies

K, =h.s mdv

Relacidn de dafio = 1,0 .
s, = 0.7

s, = 0.40

6 =0.16

p,, = 3670 1b/pg?

T, = 248 OF

E =5x 10° (Ib/pg?)

DATOS DE MATERIALES Y EQUIPO

15 (cp)
SG,, = 1.0024

=
L}

pérdida inicial de fluido 0.0

Cop = 0.00102 (pies/ /min)

Tipo de sustentante: arena Ottawa

Tamafio sustentante: mallas 20-40
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Gastos de bombeo deseados: '

Inferior: 10 (bl/min)

Superior: 25 (bl/min)
Vollimenes de fluido fracturante:

Inferior: 100 000 galones

-Superior: 200 900 galones
Concentraciones de sustentante deseados:

Inferior: 1 1b/gal

Superior: 1,5 1b/gal

C. =125 (%) si:  0< g, <12 (bl/min)
C_i=1560 (3) si: 13< g, <25 (bl/min)
C. =2500 (3) si: 26< q, <30 (bl/min)
C, =11 ($/hp)

C, =5 ($/b1) si se cuenta con tanques de 250 bl,

C, =31 ($/b1) si se cuenta con tanques de 500 bl.

C, = 600,00 ($/m3)

C, '=0.25 ($/1b)

C, =10.00 ($/1t)
C, =10000 (%)
.C =0
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“c, =0

C =

En la tabla | se presenta el listado de los resultados pro-

5 000 ($)

porcionados por la computadora, En esta tabla se incluyen 24 disefos,
El andlisis de los resultados indica como disefio Gptimo el ndmero 10,

cuyas condiciones son las siguientes:

Gasto de inyeccidn 25 bl/min.

Volumen total de fluido fracturante 100 000 gal.

Volumen del bache inicial .. 2 000 gal.

Concentracion del agente sustentante en

el fluido fracturante : 1.0 1b/gal.

Tipo de agente sustentante . Arena Ottawa

Tamafdo del agente sustentante (mal}as): 20-40

Tipo de fluido fracturante ' } Convencional de
Keg =15 cp, ¥y
P = 1.0024

ff

Tratamiento a través de tuberia de

revestimiento

Es necesario enfatizar que con el programa pueden analizarse
mayor ndmero de alternativas de disefio, Por ejemplo, si se desea eva-
luar 10 gastos de inyé?ciBn, 10 volimenes de fluido fracturante y 3 -
concentraciones de agente sustentante, para ﬁn tipo de fluido fractu-
rante y un tipo de sustentante, se tendran 300 disedos diferentes. Si

ademds, como ocurre frecuentemente, se evallan diversos fluidos - -
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fracturantes y agentes sustentantes, se generara un mayor nlmero de -

disefos,
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Disefio

NO'.‘

W ONOWVI FWN —

RN o — s s e e
FwWNhN—=O0OWOONOWVIFWN—O

M
Gasto
Iny.

(b1/did)

10
10
10
15
15
15
20
20
20
25
25
25
10
10
10
15
15
15
20
20
20
25
25
25

(2) )
Vol. Total Vol. Minimo
Fluide Frac. Bache Inic.

(galones) (galones)
100 000 2 000
100 000 2 000
100 000 2 000°
100 000 2 000
100 000 2 000
100 000 2 000
100 000- 2 000
100 000 2 000
100 000 2 000
100 000 2 000
100 000 .2 000
100 000 2 000
200 000 2 000
200 000 2 000
200 000 2 000
200 000 - 2 000
200 000 2 000
200 000 2 000
200 000 2 000
200 000 - 2 000
200 000 2 000
200 000 2 000
200 000 2 000
200 000 2 000

TABLA |.- ALTERNATIVAS DE DISENO bE UN FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

(3)

)

Conc. Sustte.

(1b/gal)

1.00
1.25
1.50
1.00
1.25
1.50
1.00
1.25
1.50
1.00
1.25
1.50
1.00
1.25
1.50
1.00
1.25
1.50
1.00
1.25
1.50
1.00
1.25
1.50
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(5)
Alt. Supta.
Fractura
(pies)

50
50
50
50
50
50
50
© 50
50
50
50
50
50
50
50
50
50
50
50
50
50
50
50
50

(6)
Alt. Fract.
Sustentada

(pies)

(7)

Long. Fract.
Sustentada

(pies)

— o N —

815
ok
211
735
913
090
686
853
017
655
81k
970
468
826
182
309
628
9l
214
510
802

150 °

429

705

(8)
Amplitud
Prom.Fract.
(pg)

0.161
0.162
.162
184
.185
.186 .
.202
.203

[=NeNoNoNoNoNoNoNal




TABLA .1.- (CONTINUACION)

©) (10) n a2 (13) (1) as) (e

Disefo  Presidn Potencia Incremento de . Costo del Indice de” Ganancia Periodo de Periodo de
Superf. Productividad - Tratamiento Costo Cancelacion  Restitucion
- No.  (Ib/pg?) . - (hp) i/jo (%) N -5 ($ x 100) (afos) (afios)
) ($ ) 10
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 0.15
3 2 641 647 4.0 726 000 0.55 5.56 2,13 0.17
4 3120 1 146 4.3 573 908 0.76 6.01. 1.19 0.12
5 3 054 1122 4.5 651 000 0.69 6.03 1.26 0.13
6 2 989 1 098 L.6 729 000 0.63 6.01 1.34 0.14
7 3 570 1 749 L.9 581 874 0.85 6.35 0.82 0.10
8 3511 1 720 5.1 659 6hk 0.77 6.36 0.86 0.1
9 3 452 1 691 5.2 737 000 0.71 6.35 0.91 0.12
10 L4123 2 525 5.5 594 723 0.92 6.61 0.61 0.09
11 L 072 2 Loy 5.7 672 581 0.84 . 6.62 0.63 0,10
12 4 022 2 463 5.8 750 000 0.77 6.60 0.66 0.10
13 2 782 681 4.5 1119 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 3120 1 146 5.4 1 120 920 0.04 6.04 1.39 0.18
17 3 054 Sl o122- 5.5 1 276 613 0.04 5.93 1.55 0.20
18 2 989 -1 098 5.5 1 432 000 0.04 5.81 1.73 0.22
19 32 570 1 749 6.2 1 128 886 0.06 6.39 0.86 0.15
20 3 511 1 720 6.4 1 284 773 .0.05 6.27 | 0.94 0.17
21 3 L52 - 1 691 6.5 1 kLo 659 0.04 6.15 1.03 0:18
22 4 123 2 525 7.1 1 141 735 0.06 6.64 0.59 0.13
23 L 072 2 Lok 7.2 1 297 710 0.05 6.52 0.64 0.14 -
24 L4 022 2 L63 7.3 1 6.40 0.70 0.16

453 684 0.05
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APENDICE D

,

RELACION DE PRODUCTIVIDADES EN P0OZOS DANADOS

; 0 PREVIAMENTE FRACTURADOS -

Si la formacion por fracturar estd dafada en la vecindad

del pozo, el incremento teérico de productividad puede determinarse -

por medio de la expresién('o):

. .
S ln (£4) 1 1n (£2)
J kg [ g
3. W ok k ‘
rd+;(k—f-l) ret— (k—f<|) (36)
d ° .
K° In +In + Iln —=
d W ok k Tt
rw+—ﬁ-|) rd+—(k: 1)

Si por alguna razén se efectla un tratamiento en un pozo
puede calcularse el incremento de productivi-

a7),

previamente fracturado,

dad aplicando el criterio propuesto por G. Martin

(L) calculada )
(37)

J
(=) obtenida en el tratamiento anterior

J
g,

°
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APENDICE E

COSTO DEL TRATAMIENTO Y FACTORES ECONOMICOS DE DECISION -

Para estimar el costo de un tratamiento por fracturamiento

hidrdulico se consideran los siguientes conceptos(ls):

8.
9.

Costo por
Costo bor
Costo del
Costo &el
Costo pdr
Costo por
cion),

Costo por

Costo por

10. Costo por

La

tamiento,

Costo de mezcleo¥

potencia,

transporte y almacenaje¥ .
fluido fracturante.
agente sustentante.
aditivos,

. L. . L2
ingenieria (disefdo y supervision de la opera-

pruebas de produccidn.
registros de produccion.

conceptos diversos,

suma de estos costos proporciona el costo total del tra-

% Estos.costos varfan de acuerdo con los volimenes del material utili
fracturamiento,

zado en el
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INDICE DE COSTO .

Se define por el cociente resultante de la relacion de pro-
ductividades entre el costo del tratamiento. Es un factor que da idea
de 1a eficiencia de la inversidn.

GANANCIA

Es el .ingreso adicional obtenido por el incremento en el -

ritmo de produccidn, menos el costo del tratamiento.
PER10DO DE CANCELACION

Es el tiempo necesario para que el ingreso adicional obteni
do por la estimulacidn, sea igual al costo dél tratamiento.
PERIODO DE RESTITUCION

Es el tiempo necesarlo para que con los ingresos obtenidos

por la produccion total del pozo se cubra el costo del tratamiento.
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NOMENCLATURA

Area transversal expueﬁta al flujo en la prueba coﬁvenéional
de pérdida de fluido, (cm?)

Area de drene del pozo, (acres)
Declinacidn continua, (tiempo~!)
Compresibilidad de la roca, (lb/pgz)']

Compresibilidad del gas, (ib/pgz)-]

Compresibilidad del aceite, (H:a/pgz)'I

Compresibilidad. total, (Ib/pg2)”"

Compresibilidad del aéua, (1b/pg2)~!

Concentracidn de agente sustentante en el fluido fracturante,
(lB/gal)

Coeficiente de pérdida del fluido fracturante, (pies/ /min)
Coeficiente de pérdida de fluido fracturante éontrolado por su
movilidad, (pies//min) B

Coeficiente de pérdida de fluido fracturante'controlado por la
viscosidad y compresibilidad de los fluidos del yacimiento,
(pies/ /min)

Coeficiente de pérdida de fluido controlado ﬁor aditivos,
(pies//mim) ‘

Coeficiente de pérdida de fluido experimental controlado por -

aditivos, (pies/ /min)
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Coeficiente de correlacion de arrastre.
Costo por aditivos, ($/1t)

Costo por conceptos diversos, ($)

Costo del fluido fracturante, ($/m3)

Costo por potencia, ($/bp)

Costo por ingenierfa, ($)

Costo de mezcleo ($)

Costo por pruebas de‘produccién,($)

Costo por registros de producciém (s)

Costo del sustentante, ($/1b)

Costo por transporte y almacenamiento,” ($/b1)
Didmetro interior de la tuberfa de produccién, (pg)
Didmetro exterior de la tuberfa interior, (pg)
Didmetro interior de la tuberfa exterior, (pg)
Didmetro de las perforaciones, (pg)

Profundidad del intervalo a tratar, (pies)

Didmetro promedio del sustentante, (pg)

M&dulo de Young de la roca, (lb/pgzy

Factor de Fanning

Altura del banco en equilibrio, (pies)

Altura del banco de sustentante en la fractura, (pies)
Altura de la fractura durante el tratamiento, (pies)
Potencia hidrdulica, (hp)

Gasto de inyeccidn, (bl/dia)

Ingreso por produccidn, ($)
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Tasa de interés nominal, (tiempo=!) .

Indice de productividad después del fracturamiento, (bl/dfa/lb/pgz)
Indice de productividad antes del fracturamiento, (b1/d7a/1b/pg?)
Constante de formacién del banco )

Eermeabilidad de- 1a zona dafada, (md)

Perméabi]idad de la fractura, (darcies)

Permeabilidad efectiva al gas, (md)

Permeabilidad efectiva .al aceite, (md)

Permeabilidad efectiva a los fluidos méviles del yacimiento, (md)

Eefmeabilidad efectiva al agua, (md)

"Permeabilidad efectiva al fluido fracturante, (md)

Capacidad de flujo de la fractura, (darcies-pie)

Permeabilidad del medio de prueba, (md) ‘

Indice de consistencia (1b segﬁ'/piez)

Longitud del banco, (pies)

Pendiente de la grdfica de volumen acumulativo de filtrado con

tra la raiz cuadrada del tiempo de flujo, (SEE)
min

Indice de comportamiento de flujo

Nimero de perforaciones

-Presién superficial, (1b/pg?)

Presién de tratamiento, (lb/pg?) .
Presidn estitica del pozo, (1b/pg?)
Presidn permisible,- (1b/pg?)

Gasto de inyeccidn, (pies3/min)
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* Se emplean las unidades siguientes: (m3/dia) para gastos de aceite

Gasto de produccidn, (volumen/tiempo)* °

Gasto de abandono, (volumen/tiempo)¥*

Gasto de produccidn antes de la estimulacidn, (volumen/tiempo)¥

Radio de drene del pozo, (pies)

Radio ‘de la zona dafada (pies)

Radio de penetracién de la fractura, (pies)

Radio del pozo, (pies)

Nimero de Reynolds de la particula (sustentante)

Saturacion de gas .

Saturacion de aceite

Saturacion de agua

Saturacidn residual de aceite
Saturacién residuq] de agua

Densidad relativa del fluido fracturante
Tiempo de inyeccion, (min)

Tiempo de equilibrio, (min)

Tiempo de explotacidn, (afios)
Temperatura del yacimiento, (°C)
Temperatura de prueba, (OC)
"Velocidad de friécién", (pies/seg)'
en el fluido fracturante, (pies/seg)
Velocidad de equiiibrio, (pies/seq)

Velocidad de flujo promedio, (pies/seg)

y (pies 3/dfa) para gastos de gas.
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Volumen de fluido fracturante disponible para la mezcla,
(pies3)

Amplitud de la fracturé, (pg)
Amplitud‘calculada de la fractura, (pg)
Amplitud de la fractura necesaria‘para iniciar la' inyeccion -
del agente sustentante, (pg)

Parametro dado por la-ecuacién (8)

Capacidad relativa, (pies)

pérdidas de presidn por friccion a través de la tuberia
(llb/pgz) ‘

Pérdidas de presién por friccion a través de las perforaciones,
(1b/pg?)

Presién debida a la carga hidrostatica, .(1b/pg?)

Presidn diferencial de- la prueba de pérdida de fluido, (1b/pg?)
Precio unitario dé aceite o gas, ($/m3)

Viscosidad del gas a cdndiciones de yacimiento, (cp)

Vi;cosidad de la mezcla fluido fracturante-sustentante (cp)
Viscosidad del aceite a condiciones de yacimiento, (cp)
Viscosidad de los flu{dos mdviles del yacimiento, (cp)
Viscosidad del agua a temperatura de yac}miento, (cp) . o
Viscosidad del fluido fracturante a condiciones del yacfmiento.
Para el caso de un fluido no-Newtoniano se puede usar viscosi=-
dad plastica(4), (cp)

Densidad de la mezcla, (lb/gal)
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Densidad del sustentante, (gr/cm3)

Densidad del fluido fracturante, (gf/cm3)

. Porosidad de la formacidn

porosidad del banco de sustentante

Porosidad efectiva de la formacidn
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CAPITULO 11

FLUIDOS FRACTURANTES

11.1. FROPIEDADES DE LOS FLUIDOS FRACTURANTES.

El fluido fracturante es el fluido que permite transmitir presién
hidrdulica a la formacidn hasta lograr su ruptura. Después el fluf
do fracturante penetra a la formacién, ampliando y extendlendo la™
fractura.

Para que cumpla su funcién en forma 6ptima, el fluido fracturante
debe contar con ciertas propiedades, que a continuacidén se espec1—
fican:

(a) Pérdida de filtrado.- Debido a las caracterfisticas de la forma
cidén, como su permeabilidad y contenido de microfracturas, el flu¥
do fracturante, en su fase liquida, tiende a penetrar a la forma--
cibén en forma de filtrado y de acuerdo con la diferencial de pre--
sibn que se establece entre la presibén hidr&ulica del mismo fluido
y la presidn de la formacidén. Si el fluido fracturante no se trata
con un aditivo reductor de filtrado, esta propiedad ocurrir&d inevi
tablemente, provocando una muy baja ef1c1enc1a 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. .

(c) No dafino a la formacidn.- El fluido fracturante debe ser iner
te a los fluidos de la formacibén y a la matriz misma, es decir, no
debe existir interaccién quimica o fisicoquimica gque provoque el -
consecuente dafio a la formacién. 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 &cido, cuyo prin-
cipio b&dsico es diferente.

(d) Bombeable.- Se debe cuidar que el flufdo fracturante no flocu-
le por efecto de temperatura y presidn, que su poder de tixotropia
sea minimo y su viscosidad apropiada para permitir su bombeabili--
dad.

(e) De bajo costo.- El costo del flufdo fracturante determina la -
economia de la operacidén. Se pueden obtener buenos resultados de -
productividad en el fracturamiento, pero el costo de la operacién

puede finalmente hacer antiecondémico el tratamiento.
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(f) No peligroso.- En algunas ocasiones se han usado productos té-
xicos e inflamables que ponen en peligro la integridad fisica del
personal, por lo que estos fluidos son poco deseables en su uso, -
aunque en otras propledades sean excelentes.

(g) Fécil de preparar.- Se considerard la dlsponibilidad de los -
productos y su facilidad para prepararlos en el campo.

(h) Removible de la fractura.-Esta propledad es muy 1mportante -
pues si el fluido fracturante queda "atrapado" en la fractura mis-
ma por efectos adversos, entonces no habrd flujo de fluidos de la

formacidén hacia el pozo, siendo esta la funcidn del fracturamiento.

(i) Baja pérdida de presién por friccidn.- Propiedad que nos permi
te aprovechar al méximo la capacidad del equipo superficial de bom
beo. El hecho de poder controlar esta propiedad ha dado como resul
tado el poder lograr mayores velocidades de bombeo, y consecuente=
mente, mayor eficiencia en el tratamiento.

11.2. FLUIDOS BASE ACEITE.

Los primeros fluidos usados en las operaciones de fracturamiento -
fueron precisamente fluidos base aceite, preparados con gasolina y
Napalm, una sal &cido-grasa de alumlnlo, la kerosina, el diesel o
el aceite crudo fueron la base de estos fluidos. Posteriormente se
fueron usando una gama de aceites viscosos como base del fluido -
fracturante.

(a) Aceites refinados.- Los aceites viscosos refinados ofrecieron
una serie de ventajas en el fracturamiento y por.muchos afios fueron
el medio de fracturar mds comln. Las especificaciones tipicas de -
este tipo de aceites son:

(Grados API ) ' 6-25°

Viscosidad ' . 50-300 cp a 100°F
Filtrado API - 25-100 ml en 30 min.
Vel. de caida de la arena ~ Menos de 7 pies/win
Asfaltenos tenos de .75 %
‘Tiempo de ruptura de la emulsién Menbs de 30 min.

Las ventajas de estos fluidos son: su disponibilidad, bajo costo y
su facil remocidén 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 podria ser su disponibilidad, pero en caso de gue -
se produzca en el &drea entonces se convierte en ventaja su disponi
bilidad, bajo costo, facilmente removible, recuperable para su pr§
duccidén y no causa problemas en la bateria.

11.3. FLUIDOS BASE AGUA.

La tendencia, en los Gltimos afos, se ha orientado hacia el uso de
los fluidos base agua. Ello a pesar de que se considera generalmen
te ‘inapropiado bombear agua hacia las formaciones productoras, so-
bre todo cuando la formacidn es sensitiva al agua. Sin embargo, se
usa el acua por varias-razones, entre ellas la econbmica.

En la actualidad, las dos terceras partes de los pozos se fractu--
ran con fluidos base agua, debido al gran desarrollo de aditivos
que pueden controlar sus propiedades. Ademds se tienen algunas ven
tajas en el uso de este tipo de fluidos, entre las que pueden men-
cionar la seguridad en su manejo, su dlsponibilidad en casi todas
las &reas, su bajo costo, su efectivo tratamiento para reducir la
friccién y su baja viscosidad, que hace f&dcil de bombear a altos -
gastos. .

11.4. FLUIDOS BASE ACIDO.

Los' fluidos fracturantes base &cido, en general siguen los patro--
nes que los de base agua; es decir, los factores importantes que

se consideran son la pérdida de presién por friccién y la pérdida
de filtrado. Otra cuestidén importante en este tipo de fluidos es
la concentracién de &cido y la reaccidén obtenida con los aditivos.

(a) Acidos viscosos.- Para preparar los &cidos viscosos, aparte de
las emulsiones, se emplea generalmente una goma natural, tal como
karaya o la goma guar. Los polimeros sintéticos y los derivados de
la celulosa no han sido competitivos hasta el momento y por lo tan
to no se han usado para preparar los &cidos viscosos. Las desventa
jas de los &cidos viscosos son su inestabilidad con la temperatura
.Y su alto costo. Sin embargo se usan estos &dcidos por sus buenas
propiedades de control de filtrado y reduccidn de friccidn.

(b) Acxdos emulsionados.- Las emulsiones &cidas,aunque no muy popu .

lares, son de gran utilidad en formaciones con altas temperaturas’,
debido a su estabilidad. Un ejemplo de erulsién es un &cido en -
aceite con 60-90% de fase &cido interna. Se usan varios emulsifi--
cantes para lograr el grado de estabilidad de la emulsién. Las des
ventajas de las emulsiones &cidas son su altd viscosidad y alta -
pérdida de presidn por friccién. Una emulsidén 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 &cidas se usan princi-
palmente en pozos con altas temperaturas de fondo, ya gque su pro--
pia estructura retarda la velociad de reaccién entre el &cido y la
formacidén.
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11.5. ADITIVOS.
11.5.1. Aditivos para fluidos base aceite.

(a) Reductores de pérdidas de presidn por friccidén.- Se usa un -

‘aceite 4cido-graso que aunque aumenta la viscosidad reduce la fric
cibén de los fluidos que son bombeados a alta velocidad. Otro reduc
tor de caida de presidén por friccidn es un polimero de cadenas mo-
leculares larga, tienden a viajar en sentldo laminar, reduciendo -
asi los,choques de turbulencia.

(b) Reductores de filtrado.- Un aditivo reductor de filtrado debe

ser: 1) efectivo a bajas concentraciones; 2) de fé&cil remocidn; 3)
relativamente inerte y compatible con los fluidos de la formacidn;
y 4) aceptable en la linea de produccién. La concentracién del -
agente reductor de filtrado se debe determinar, .de ser posible, -
por pruebas de laboratorio sobre la roca de la formacién en cues--
tidén, bajo condiciones de temperatura y presién diferencial simila
res al fondo del pozo. ST

11.5.2. Aditivos para fluidos base agua.

(a) Reductor de friccidn.- El uso del agua en si implica reducir
las caidas de presidn por friccidén en comparacidén con otros fluf--
dos. Los agentes reductores de friccidn que se usan en agua son -
esencialmente poliacrilamidas. Otros materiales como la goma guar
act@an en forma similar, pero no en forma tan efectiva, aunque es-
ta Gltima se prefiere por ser menos cara. Se puede reducir la cai-
da de presidn por friccidn 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 mis.

(c) ‘Reductores de filtrado.- Los viscosificantes anteriores, al -
mismo tiempo que dan "cuerpo" al flufdo, ayudan a disminuir su pér
dida de filtrado. Si adem&s se agregan pequefias cantidades de s6l1i
dos inertes como pueden ser. la harina de sflice, el filtrado se re
duce notablerente. Las compafifas que prestan sus servicios han de-
sarrollado algunos aditivos que en general son mezclas de almidén,
bentonita, harina de sflice, goma guar, surfactantes, etc.

(d) Bactericidas.- Cuando se hace necesario’'el uso de un bacter1c1
da, se dispone Ge algunos solubles en agua como las aminas cuater-
narias y los fenoles clorinados.

(e) Surfactantes y alcohol. Se agregan los surfactantes a los flui

dos base agua para reducir la tensién interfacial y la resistencia
al flujo al producir el pozo.
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11.5.3. Aditivos para fluidos base &cido.

(a) Reductores de friccidn.- Para fluidos base agua se usa la goma
guar, asi como -en flufidos con bajas concentraciones de &cido. La -
goma guar es inestable en &cido clorhidrico al 15% a bajas tempera
turas. Por lo tanto en fluidos base &cido (para altas temperaturas
de fondo) se usan las poliacrilamidas, gue son. mas estables con la
temperatura y la concentracidn de &cido.

(b) Retardadores de la accidn quimica del &cido.- Los retardadores
"quimicos del dcids clorhidrico tienen ciertas ventajas sobré otros
retardadores de &cidos, bajo costo, reaccibén lenta y baja viscosi-
dad Los materiales que se usan para tal efecto son: alkil fosfato,
~alkil torato y alkil sulfato.

11.6. SELECCION OPTIMA.

Con el conocimiento que se tiene de los diferentes tipos de fluidos
fracturantes de que se dispone, se puede establecer una guia para
escoger el fluido apropiado en un caso particular. La seleccién -
del flufdo fracturante depende de la naturaleza de la formacidén a
fracturar y de los fluidos contenidos en ella.

(a) Propiedades de la formacidn.- Se deben considerar las propie-’
dades fisicas y quimicas de la formacién a ser fracturada y la in-
fluencia de ésta en los fluidos fracturantes. Si la permeabilidad.
de la formacidn es alta y no ha sido dafada, se tienen muy pocas -
posibilidades de incrementar la productividad con un tratamiento -
por fractura. Sin embargo durante la terminacidn del pczo general-
mente se tiene dafio a la permeabilidad, por lo que se debe seleccio
nar un flufdo que no reduzca m&s esa permeabilidad. Otro factor im’
portante es el contenido de arcilla de la formacién. Si el conteni
do de arcilla es alto, éntonces se recomienda un flufdo base acei=
te, que reduzca .la accidn hidratante de la arcilla. Si se usa un -
fluido base agua, entonces de debe adicionar cloruro-de calcio o -
potasio al .5%.

En formaciones que contienen agua con sal en solucidn,se puede usar
agua dulce para el fracturamiento y &cido clorhidrico al 1-5% para

disolver el cloruro de sodio y aumentar la permeabilidad con la .-

reaccidén del &cido y los carbonatos de.la formacidén. Si la forma--

cién a ser fracturada tiene alto contenido de carbonatos, se reco-

mienda el uso de fluidos base &cido.

(b) Presidn y temperatura de fondo.- La temperatura debe ser consi
derada cuidadosamente en la seleccidn del fluido fracturante, asi
como en la seleccidén de los aditivos. Como se ha visto, la eficien
cia de los fluidos base agua, aceite y &dcido es funcién directa
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de la temperatura a.que se someten. -Por lo gue es necesario efec--
tuar las pruebas de labotario de los fluidos, con sus aditivos, a
las condiciones de operacidn esperadas.

La presién de fondo é€s otra variable que debe tomarse en cuenta. -
Esta influye en la viscosidad de los liguidos y, por otra parte,

se debe considerar en el cdlculo hidrdulico. Si la presidén es baja,
se debe pensar en un fluido de ficil remocidn de la fractura. Si
es alta, se debe pensar en aditivos surfactantes reductores de la
tensidn interfacial.
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CAPITULO 12

TECNICAS ESPECIALES DE FRACTURAMIENTO

12.1 TRATAMIENTO POR ETAPAS.

Los tratamientos de este tipo se usan para remover el dafio ocasionado en la
vecindad del pozo.Se usan volimenes pequefios del acido (50 a 200 galones --
por pie de intervalo), inyectados a gastos altos. Las fracturas creadas se-
rén sélo de unos cuantos pies, y el incremento de prdductividad corresponde
ré al obtenible por la remocién del dafio. -

El pozo se trata con un volumen determinado de &cido, seguido de algin mate
rial que desvia el fluido del intervalo ya fracturado hacia otra zona. El -
tratamiento se efectla usando el mismo volumen en cada etapa, separando las
etapas con bolas selladoras o material desviador. Después de cada etapa se
debe inyectar una cantidad suficiente de bolas o del agente desviador para
obturar las perforaciones en un intervalo. Generalmente el volumen de acido
que se utiliza es de 50 a 200 gal/pie del intervalo total. ’

Por ejemplo, si un pozo va a ser terminado en una formacidn carbonatada de
500 pies de espesor, en la que los registros muestran 5 zonas con espesor -
promedio de 25 pies, se puede seguir la técnica siguiente: (1) Revista el
pozo y perfore cada intervalo con 10 cargas. (2) Disefie el tratamiento de -
estimulacidn para una zona promedio y bombee 5 etapas iguales separadas por
bolas (o el agente desviador). El dafio puede removerse con un disefio simi--
lar al siguiente:

Paso 1. Inyecte 2500 galones (100 gal/pie x 25 pies) de HCl al 15% al -
- -. . maximo gasto permisible (sin exceder la presién superficial 1imi

te). Durante los dGltimos 1500 galones lance una bola cada 150 ga
lones (10 bolas en total).

Pasos 2 a 4 Se repite el paso 1

Paso 5. Repita el paso 1 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 perforacionés es de 100% cuando su densidad es menor que-

la del fluido de ‘tratamiento. (J.P.T. Nov. -1980)
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12.2 "ENTRADA LIMITADA

Para tratar mas de un intervalo disparado, la presibn de trata---
miento en el fondo del pozo debe ser superior a la presidén de - -
iniciacién de la fractura de cada zona que va a ser tratada en' -
forma sucesiva. Esto puede efectuarse limitando el nfimero y el --
didmetro de las perforaciones en la T.R. Como la caida de presidn
por friccidn a través de una.perforacidn varia proporcionalmente-
con el gasto, al aumentar este gasto se incrementard la pérdida -
de presidn. En estas condiciones’ las perforaciones actfian como --
estranguladores de fondo, desarrollando un incremento en la pre--
sibén en el fondo del pozo a medida que se aumenta el ritmo de - -
inyeccidn. Este incremento de presidn inicia una fractura en el -
intervalo siguiente.

'El proceso de fracturamiento de cada zona en forma sucesiva ocu--
rre rdpidamente, ya que la presién midxima y los gastos se estable
cen desde que se inicia el tratamiento. Con un gasto adecuado el-
proceso continuard hasta que se fracturen todas las zonas dispara
das o se alcance la presidn méxima permisible por la tuberia.

El disefio de un tratamiento de entrada limitada consiste en deter
minar la presibén superficial y la potencia requeridas, consideran
do diversos gastos -y nfimero de perforaciones. La combinacién mas-
apropiada de estas dos variables, se selecciona para tratar el --~
pozo, sin sobrepasar la presidén permisible én la superficie por -
las condiciones de las tuberias. También se toma en cuenta la po-
tencia disponible.

En la revista Ingenieria Petrolera, Oct. 1967, el profesor Anto--
nio Romero Judrez presentd un articulo.sobre el disefio de fractu-
ramiento con entrada limitada. El procedimiento comprende en re--
sumen el cdlculo de la presidn superficial y la potencia requeri-
das con las ecuaciones siguientes:

P - 8.33 R C 12 .2625 +.0328E)A‘pt + 14.2(.067D,20)
14+ ¢C N2 a
721 P p
P - AP
APp + APt + ) tw o s |
Pi

HP = .0306 p_i - | up|
Donde:
Psl- presidn superficial (lb/pgz)

APP.— caida de presidn en las perforaciones (lb/pgz)

el;_ densidad del fluido fracturante (gr/cm3)
c .- concentracidén del sustentante (lb/gal)
i .- gasto de inyeccién (bl/min)




presibén instantanea de cierre en la superficie

P
Np.- nmero de disparos
dpt' didmetro de las' perforaciones (pa)
dPt.— caida de presién,por cada 100 pies de tuberia, para el gasto
supuesto, de acuerdo con el manual del proveedor (lb/pg<)
D .- Profundidad mixima del 1ntervalo disparado (m)
' AP .- caida de presién en la .tuberfa (lb/pgz)
Pyw = presidn de extensidn de la fractura en el fondo (lb/pg )
APS.- carga hidrost&tica (lb/pg )

12.3 PSEUDO ENTRADA LIMITADA.

Para estimular y fracturar en forma efectiva varios horizontes se establecid
este procedimiento,que combina las ventajas de la entrada limitada y del tra
tamiento por etapas., El procedimiento se descrlbe en un articulo publicado -
en €l J.P.T. de mayo de 1968.

Consiste en: (1) asegurar que las perforaciones estén abiertas antes de frac
turar; para ésto se usa acido y bolas selladoras; (2) emplear un nidmero I|m|
tado de disparos, para proporcionar una caida de presién del orden de 300 --.
1b/pg2 a través de cada perforacién, con el objeto de tratar simultdneamen-
te los horizontes con presiones de fracturamiento aproximadamente iguales,y
(3) la utilizacién de tapones puente, cuando se considera necesario, para --
asegurar la estimulacidn de zonas con presiones de fracturamvento 5|gn|f|ca-
tivamente diferentes.

La técnica expuesta ha permitido: (1) eliminar practicamente el arenamiento
de los pozos; (2) lograr la estimulacién y produccidn efectiva de varios ho-
rizontes; (3) eliminar el problema de tratamientos 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 tecnlca cons
tituye ahora una de las ‘innovaciones mas significativas en el &rea de la es
timulacién de pozos. El fluido fracturante ests constituido por agua; un --
agente espumante y nitrégeno o €0y, que forman una emulsién homogénea de --
gas en agua al mezclarse en proporciones 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); c) baja pérdida de presién por friccién; *
d) alta viscosidad en la fractura inducida; e) dafio practicamente nulo a -
la formacién,debido a que el 17quido filtrado es muy bajo y sin residuos; -
y f) limpieza rapida después de terminar la intervencion.

A pesar de las caracteristicas mencionadas las espumas se tornan inestables
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a temperaturas mayores de 80°C lo que limita su aplicacién. Por otra parte -
el nitrégeno requerido se incrementa exponencialmente con la presién,llegan-
do a ser generalmente altos los costos cuando la'presion superficial es: supe
rior a 300 kg/cm?2. Adicionalmente la pérdida de gas a la formacién puede ser
alta, aunque la de liquido sea baja, por-lo que la permeabilidad de la forma
cién debe ser baja (10 md o menor).

Durante el fracturamiento el agua contenida en un tanque se mezcla continua-
mente con arena en un mezclador, a relaciones arena-agua crecientes hasta de
8 1b/gal. A esta lechada se agréga el agente espumante (.2 a 1%), pasando -
el fluido a una bomba -triple de alta presidon. A la descarga de esta bomba se
adiciona el nitrégeno a alta presidn, formdndose la espuma (Fig. 12.2). Al

agua se le agregan KC1, un surfactante o cualquier otro aditivo que se re--

quiera para mejorar su compatibilidad con la roca y los fluidos de la forma-
cién.

Los gastos de inyeccién de espuma al pozo son 4 a 5 veces mayores que los ma
nejados en el mezclador y la bomba, debido a la introduccién del nitrégeno.
Por ejemplo si se usa espuma de 75% de calidad (75% de nitrégeno y 25% de 17
quido) el gasto de espuma inyectado serd 4 veces mayor que el del fluido en
el mezclador. La relacién arena liquido de 8 1b/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 altak'Abajo del 65% de calidad la espuma es propiamen
te agua con gas atrapado |rregu|armente, arriba del 95% se convierte en nie-
bla (Fig. 12.3). .

Las formaciones carbonatadas pueden también fracturarse utilizando espumas -
scidas, generalmente formadas con HC1 del 20 al 28%. Ademds de las propieda-
des mencionadas para la espuma utilizada en fracturamiento con sustentante,
el acido espumado exhibe un efecto de retardacidn del ritmo de reaccién del
4cido, que es favorable para lograr fracturas con alta penetracién. El equi-
po utilizado es relativamente simple. El espumante se premezcla con el agua
y con el &cido en sus tanques correspondientes. £1 nitrégeno 17quido, almace
nado en un tanque criogénico portdtil a -346°F, se expande y calienta a 80-
100°F para mezclarlo con el liquido en la linea de inyeccidn.

12.5 FRACTURAMIENTO HIDRAULICO MASIVO.

El término fracturamiento hidrdulico masivo (FHM) se usa para hacer simple--
mente referencia a tratamientos muy grandes. En un FHM tipico, se emplean mas
de 100 000 galones de fluido fracturante y mas de 200 000 lb de arena. Es-
tos tratamientos, cuidadosamente planeados, han permitido explotar comercial
mente yacimientos de gas con muy baja permeabilidad ( de .05 a .005 md).
equipo de bombeo usado debe operar continuamente. durante 6 a 10 horas a alta
presién. El fluido fracturante se ‘inyecta a gastos de 10 a 50 bl/min. Las -
concentraciones de arena varian de 1 a 4 1b/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 pequefio, -
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generalmente malla 20/40. En muchos casos se usa también, como parte del -
tratamiento, arena malla 100 para ayudar a controlar la pérdida de fluido.
La amplitud de la fractura sustentada es pequeiia (de .05 a .15 pg), pero -
proporciona -generalmente una conductividad adecuada, debido a la baja per-
meabilidad de las formaciones tratadas.
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CAPITULO 13

Productos IMP

El Instituto Mexicano del Petrdleo- ha desarrollado diversos pro-
ductos que tienen aplicacidén en la estimulacién y en la repara--
cién de los pozZos. A continuacidn se presenta una breve descrip-
cidén de dichos productos: '

13.1.-

13.2.-

13.3.-

13.4.-

Aditivo para cemento IMP-RC-301l.- Es esencialmente un --
retardador de fraguado del cemento para pozos con tempe-
raturas estdticas de hasta 150° C (profundidades de - -
2000 a 4500 m.). Por sus caracteristicas elimina el uso-
de antiespumantes y reduce el consumo de reductores de -
friccidn y de pérdida 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 cufietes de 25 kg.

Aditivo para cemento IMP-RC-302.- Este producto es simi-
lar en sus caracteristicas al anterior; pero su rango de
trabajo es de 2000 a 6500 m. de profundidad, con tempera
turas estéticas en el fondo de los pozos hasta de 200°C.

Tensoactivo IMP-TEA-2,- Es un reductor de la tensién - -
superficial e interfacial, aplicable en fluidos acuosos,
como soluciones &cidas o fluidos fracturantes, para - -
tratamientos de estimulacibén. Por sus propiedades evita-
la formacidén de emulsiones; promueve el rompimiento de =
blogqueos de agua o emulsién; facilita la limpieza de - -
la formacibn; y mejora las condiciones de mojabilidad, -
dejando la roca mojada por agua. Se emplea en concentra-
ciones de 0.1 a 3% en volumen. Es un liguido .transparen-
te, ligeramente viscoso, neutro, con olor a alcohol iso-
propilico. Es totalmente soluble en sistemas acuosos y -
compatible con la mayoria de ‘los productos utilizados en
la formulacibén de los fluidos de estimulacién. Se presen
ta en tambores de 200 litros.

Inhibidor de precipitado asfdltico IMP-SIA-30l.- Se usa-
para evitar la precipitacibén de material asfdltico pre--
sente en el aceite, cuando €ste establece contacto con -
el &cido clorhidrico. Funciona también como bajo-tensor,
evitando la formacibén de emulsiones o promoviendo su - -
rompimiento. Las concentraciones.recomendadas varian®de-
0.6 a 3.0% en volumen. Es un liguido &mbar, viscoso, --
dispersable y parcialmente soluble con soluciones de &--
cido y salmuera y compatible con los demis aditivos de -
estimulacién. Se presenta en tambores de 200 litros.
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13.5.-

13.6.

13.7.-

13.8.-

Estabilizador de emulsiones &cidas IMP-ESA-301. Se - -
utiliza para preparar emulsiones de &cido en aceite, -
que funcionan como sistemas de acidificacién retardada.
Este surfactante se adsorbe en la interfase &cido-acei
te, rodeando los gl6bulos de &cido con una capa molecu
lar que impide la coalescencia del sistema. Se emplea-
en concentraciones de 0.7 a 1.5% en volumen, con res--
pecto al volumen total de la emulsién. Es un liquido -
café, de viscosidad media (38 a 76 cps & 25° C), solu-
ble en diesel o kerosina y dispersable en agua.

Obturante quimico permanente IMP-OP-301.- Se disuelve-
en agua para formar una solucién que puede ser inyecta
da en zonas permeables donde se convierte, en funcién-
del tiempo y la temperatura, en un gel polimérico. Es-
aplicable para: a) controlar pérdidas de circulacidn -
en la perforacién; b) sellar zonas productoras de agua
durante la perforacidn con aire; c) obturar zonas con-
canalizacibén de agua en proyectos de inyeccibén de agua
al yacimiento. d) Reducir la produccién de agua en po-
zos productores. El producto estd 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. '

Obturante quimico temporal IMP-OT-301.- Por sus carac-
teristicas es similar al IMP-301; pero el gel rompe, -
para volver a su forma acuosa original. El tiempo de -
gelificacién y el de rompimiento del gel se pueden - -
controlar dentro de un amplio rango. Puede utilizarse-
para controlar temporalmente un intervalo productor, -
por lo que es aplicable en los tratamientos de estimu-
lacibén selectiva, asi como en diversas operaciones de-
reparacién, terminacién y perforacidén de pozos.

Espumante IMP-EP-302.- Se usa para preparar espumas --
acuosas aplicables como fluidos de circulacibén en la -
reparacibén y terminacibén de pozos en zonas con baja --
presién. Su alta capacidad de acarreo, su estabilidad,
su baja pérdida de filtrado y de presién por friccidn,
son las caracteristicas principales de las espumas - -
preparadas con el IMP-EP-302. Se usa diluido en agua o
salmuera en concentraciones entre 0.15 y 20%. El pro--
ducto es un liquido de color ambar, 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 corrosibn:para &cidos IMP-ICA-301.- Este -
aditivo, de tipo catibnico, es compatible con los pro--
ductos IMP-TEA-2 e IMP-SIA-301. Se puede usar en siste-
mas de &cido clorhidrico 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-50, A-170, C-15y - -
C-12, que también son catibnicos.

Espumantes IMP-EDL-301 y EDL-302.- Estos productos se -
desarrollaron para desalojar liquidos (agua y/o conden-
sado) que se acumulan en el fondo de los pozos produc=-
tores de gas. Los productos se disuelven en la columna-
de liquido al establecer contacto con ella, y producen-
una espuma que aligera la columna hidrost&tica, aumen--
tando el gasto de gas. Los espumantes son sblidos, en -
forma de barra, que se dejan caer ‘al fondo del pozo - -
para cumplir con la funcidn descrita.

Estabilizador de arcillas IMP-EA-301.- Este producto --
estabiliza las arcillas de la formacidn evitando su - -
expansibén, dispersibén y emigracidén. Es un liquido 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 produccidén de pozos da-- .
flados por: a) bloqueo de agua o emulsibén, b) parafina,-
asfaltenos o resinas precipitadas en la vecindad de --
un- pozo inyector de agua. Los sistemas IMP-ME-300, en -
forma de concentrado,estan contenidos en tambores de, --
200 litros.

Inhibidores ‘de incrustacibén de sulfato de bario y de --
carbonato de calcio.- Se emplean para evitar la incrus-
tacibn de sales en el equipo subsuperficial y superfi--
cial de produccidn. Por su composicibén quimica los pro-
ductos modifican el crecimiento de los cristales al - -
adsorberse sobre los nficleos microcristalinos, mante---
niéndolos en suspensibn. .

Inhibidor de parafinas IDP-302.- Inhibe la depositacibn
parafinica en el interior de la tuberia de produccidn,-
linea de escurrimiento, separadores, tanques deshidra--
tadores, de almacenamiento, etc. Actfia modificando los-
cristales de parafina y abatiendo el punto de escurri--
miento del aceite. Es un liquido ambarino, con punto de
inflamacidén de 47° C. Se dosifica en funcidén del gasto-
y el contenido de parafina del crudo. Se presenta en --
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13.15.-

13.16.-

tambores de. 200 litros.

Reductor de pérdida de agua IMP-RPA-301.- Este aditivo -
retiene el agua de las lechadas de cemento, proporcionan
do pérdidas de filtrado menores de 40 cm>/30', de acuer-
do a la norma API-RP-10B, para una presidn diferencial -
de 10001b/pg2 a 210° 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. ’

Reductor de friccidn IMP-RF-301.- Es un producto, conden
sado de sulfonato, que exhibe caracteristicas como reduc
tor de friccidén similares a los productos comerciales. -
Con sdlo 0.5% de RF-301 por peso de cemento, cambia el -
comportamiento de flujo de las lechadas, de pléstico - -
Bingham a dilatante.

Antes de émplear 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 espesamien-
to de las lechadas. -




CAPITULO 14

FLUIDOS DE REPARACION

FUNCIONES

Un fluido de reparacidén es un fluido que se coloca frente a la
formacién productora mientras se wata el pozo, se limpia, se -
- perfora,se tapona o se dispara. Las funciones bdsicas son fa--
cilitar el movimiento de los fluidos de tratamiento hasta ‘una-
profundidad determinada; para remover los sb6lidos del pozo y;-
para controlar las presiones de la formacidn.

Para seleccionar un fluido de reparacidén debe considerarse:

1)

2)

3)

4)

5)

Densidad del fluido.- Con las precauciongs necesarias, es-
apropiada una presidén de 100 a 200 lb/pg“ sobre la presién
de la formacidn.

Contenido de sb6lidos.- El1 fluido no debe contener sdlidos,
para evitar el taponamiento de la formacidén y de las per--
foraciones.

Las particulas mayores que la mitad del diimetro promedio-
de los poros deben puentearse a la entrada del poro. Estas
particulas probablemente no son perjudiciales si son remo-
vidas al producir el pozo o disueltas por &cido o aceite.

Caracteristicas.del filtrado.- Deben de ajustarse para = -
minimizar el dafio a la formacidn, considerando el hincha--
miento o dispersié. de las arcillas, los cambios en la mo-
jabilidad y la formacidn de emulsiones inversas estables.

Pérdida de fluido.- Las caracteristicas de pérdida de - -

fluido deben de ajustarse para evitar la pérdida de canti-

dades excesivas de fluido a la formacidén. El puenteo en la

cara de la formacidén,mediante la seleccién del tamafio apro

piado de particulas solubles en &cido (Ca CO3), es una so-- °
lucidn adecuada para controlar la pérdida de fluido. Cuan-

do las limitaciones lo permitan pueden utilizarse particu-

las de resinas solubles en aceite. En cualguier caso se --

requieren particulas coloidales para obtener un sello efec

tivo.

Productos de la corrosidén.- El fluido debe de ser quimica-
mente estable, a fin de minimizar la reaccibén del oxigeno-
libre con las tuberfas y dispositivos met&licos, y evitar-
la precipitacidn del fierro en la formacibn.
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DANO A LA FORMACION

Hay dos enfoques para minimizar el daho a la formacibn:

1)

2)

Eliminacién total de los sdlidos.- Los fluidos en contacto
con la formacidn no deben contener particulas sélidas mayo
res de 2 micrones (milésima parte del mm). Se debe contro-
lar el contenido de oxigeno para minimizar la formacidn de
6xido de fierro, utilizar con cuidado la grasa que se em--
plea en las roscas, remover el material producto de la - -
corrosibén (sulfuro de fierro), remover incrustaciones,etc.

Acepte la pérdida de fluido a las formaciones y el movi---
miento de particulas.muy finas hacia la formacidén. La can-
tidad de particulas finas se reduce minimizando la presidn
diferencial hacia la formacidn.

Acepte las posibles dificultades para-remover particulas -
grandes del agujero, debido a la baja viscosidad del flui-
do de reparacidn o su baja capacidad de acarreo. Una velo-
cidad de 150 pies/min -debe de ser suficiente para remover
los cortes de la formacidn o arena, afin cuando se use agua
salada limpia con una viscosidad de 1 centipoise.

Control del -filtrado.- Debe de evitarse el paso de parti--
culas hacia la formacidn. Para esto:

a) Prepare el fluido de reparacidén adicionando particulas
sb6lidas apropiadamente seleccionadas en tamafio, para lo---
grar su ripido puenteo, incluyendo particulas coloidales --
para maximizar la efectividad del sello.

b) Remueva los tapones que se hayan desarrollado sobre la
cara de la formacidn (poniendo a producir el pozo o utili-
zando solventes) por contraflujo y/o por degradacibén de --
las particulas sblidas de carbonato y las coloidales con -
dcido clorhidrico (HCl). Con ciertas limitaciones pueden -
utilizarse, en lugar del CaCO3, resinas s6lidas solubles -
en aceite (se derriten con la temperatura).

c) Es posible que la presibén diferencial necesaria para -
destapar todos los poros, no sea suficiente. Tampoco es --
siempre posible lograr que el &cido 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 - -
16gico cuando su densidad satisface las condiciones de opera--
cidn. : .
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La pérdida de aceite. a la formacibén generalmente no la dafa - .~
desde el punto de vista de modificacién de las arcillas o - -
efecto de saturacibén ( no cambia la saturacién) como puede -
ser el caso al usar agua. El aceite que se utilice deberd =---
filtrarse previamente y comprobar que no contiene asfaltenos-
o parafinas que pudieran taponar la formacién. Esto Gltimo --
puede hacerse en el campo, usando el equipo. de prueba de pér-
dida de filtrado para observar la cantidad de sélldos deposi-
tados en el papel filtro.

También debe de comprobarse la posibilidad de que el aceite -
forme emulsiones con el agua de la formacibén. Para esto se --
seguird la norma API-RP 42. Si se forman emulsiones estables,
deberd agregarse un surfactante apropiado.

Aceite diesel.- Deber& también comprobarse la ex1stenc1a de -
s6lidos. Si el diesel se obtiene de la refinerfa, antes de --
que se le agreguen aditivos, no deber& presentar problemas de
emulsién.

Agua de la formacibén.- Aunque la salmuera tomada del tanque -

deshidratador, 'se considera generalmente como agua natural de

la formacién, a menudo contiene aditivos quimicos, particulas

finas de aceite, de arcilla, de parafina, de asfalto, o incrus
taciones, por lo que puede causar un dafio aprec1able a la for-
macién.

AGn después de filtrada esta agua puede contener surfactantes
adicionados para tratar al aceite (desemulsificantes catibni-
cos o inhibidores de corrosifén) que pueden causar problemas -
de emulsi6n o de mojabilidad. Deberd también probarse siguien
do la prueba API-RP 42.

Agua de mar.- Dependiendo de su salinidad puede ser necesario,
después de filtrarla, adicionarle cloruro de sodio (NaCl) o -
cloruro de potasio (KCl) para prevenir la hidratacién de ar--
cillas.

Salmueras preparadas.- El agua salada preparada, teSricamen-
te deberfa de tener la misma composicién, o salinidad equiva-
lente, que el agua de la formacibén para prevenir el dafio de -
las areniscas que contengan arcillas hidratables. Diversas =--
pruebas de laboratorio muestran que con un contenido de 3 a -
5% de NaCl, o 1% de cloruro de calcio (CaClz), o 1% de KCL, -
se limita el hinchamiento de las arcillas de la mayoria de --
las formaciones. En la pr&ctica 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 deber§ de utilizarse,en lugar -
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del cloruro de calcio (CaCly), cloruro de potasio (KCl1).

En formaciones extremadamente sensibles al agua, pueden utili-
zarse cloruro de amonio al 2%, aunque este producto es bastan-
te caro. :

Problemas de emulsi6én y mojabilidad.- El fluido de reparacién-
deberd 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 formacibén o cuando se utilizan inhibidores de corrosién-
o biocidas.

Generalmente las situaciones indeseables de emulsificacién - -
o de mojabilidad, pueden corregirse mediante la adicién de un-
surfactante apropiado al 1%.° B

CONTROL DE LA VISCOSIDAD

'Existen diversos aditivos para incrementar la.viscosidad y - -
por lo tanto la capacidad de acarreo y suspensién de los flui-
dos. Para un fluido pl&dstico de Bingham, su"viscosidad plésti-
ca"se relaciona con la resistencia al flujo entre sus particu-
las , asi como.con la viscosidad de su fase fluida continua. -
Su punto de cedencia se relaciona con su capacidad de suspen--
sibén cuando el fluido estd en reposo.

El .control de pérdida de fluido debe obtenerse esencialmente--
mediante un mecanismo de puenteo en la cara de la formacibn. -
Esto puede lograrse efectivamente mediante la seleccién apro--
piada del tamafio de las particulas. Las partfculas mayores de-
1/2 del tamafio del poro deberén puentearse a la entrada de di-
cho poro.

Aditivos que incrementan la viscosidad.- Se usan polimeros na-
turales y sintéticos:

Polimeros naturales.- La goma Guar proporciona tanto incremen
to en viscosidad como control en la pérdida de filtrado; sin-
embargo,debido al dafo que ocasiona a la formacién,su utili--
zacién tiende a disminuir como fluido de reparacién.

El almidén se usa principalmente para controlar pérdida de --
fluido. Tambi&n su aplicacibén estd cayendo en desuso, debido-
a la reduccibn que origina en la permeabilidad de la forma---
cién . .

La goma Xantato proporciona Buena capacidad de acarreo y buen

control de pérdida de fluido, pero puede hacer la remocién de

las particulas finas indeseables muy dificil, ademds no es to-
talmente remoyida por el dcido clorhidrico.

S
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Entre los‘polimerOSvsihtéticos destaca la hidroxietil-celulosa-
(HEC), que combinada con lignosulfonato de calcio, tiene muchas
propiedades deseables, como son:

1) Buena capacidad de acarreo

2) Buen control de pérdida de fluido (en combinacién con -
"s6lidos de puenteo.

3) Baja gelatinosidad, para separar los s6lidos indeseables
en las presas superficiales

4) Es totalmente degradable en- HC1.

La carboximetil-celulosa (CMC), que se utiliza en los fluidos -
de perforacibn, nunca debe de usarse en contacto con la zona --
productora,debido al alto grado de daho que ocasiona.

CONTROL DE PERDIDA DE FLUIDO

Los aditivos para aumentar la viscosidad no deben de usarse sin
la adici6én de particulas de puenteo apropiadas para evitar el -
movimiento de las particulas coloidales dentro de la formacidn.
Las particulas de puenteo deben reunir 2 caracteristicas:

1.- Formar r8pidamente una pelicula (puenteo) de baja permea—-
bilidad.
2.- Ser removibles por degradacién o a contraflujo.

Los materiales usados son:

Carbonato de calcio.- Este material est& disponible en - -
varios tamafios . (mallas 400 a 70). Para la mayoria de las -
formaciones se usan particulas de.malla 200. El CaCO3 es -
completamente soluble por el &cido clorhidrico (HC1).

Usdndolo junto con la HEC, proporciona un excelente control
de la pérdida de filtrado y capacidad de acarreo; ademds -
mediante un lavado con HC1l se restituye en un 90% la per--
meabilidad original de la formacién.

Por ejemplo,se ha utilizado agua de mar sin filtrar (136 -
ppm de s6lidos finos) con 5% de NaCl, 1 lb/bl de HEC y 10
libras/bl de CaCO3 obteniendo:un puenteo casi inmediato,-
un excelente control de pérdida de filtrado y una recupe--
racibén de permeabllldad de 93% después de un lavado con --
HC1. . ‘

Resinas solubles en aceite.- Se disponen en varios tama---
flos para lograr una accibén efectiva de puenteo. Son muy -- ,{
efectivas en soluciones acuosas y son fécilmente removi--- '
bles por bajas concentraciones de aceite (2%). Como algu-- : ‘
nas resinas tienden a fundirse a temperaturas relativamen-

.- te bajas deberdn de seleccionarse considerando este efecto.
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PREPARACION DE SOLUCIONE

INCREMENTAR

La siguiente tabla muestra los
nes libres de s6lidos:

S DE SALES DONDE SE REQUIERE"

LA DENSIDAD

rangos de densidades de solucio-

Densidad gr/cm3 Densidad 1lb/gal Soluciones
1 - 1.17 8.3 -~ 9 7 Cloruro de Potasio
1 - 1.18 8.3 -~ 9.8 Cloruro de Sodio
1.18 - 1.32 9.8 - 11.0 NaCl - CaClp
1.32 - 1.40 11.0 - 11.7 Cloruro-de Calcio
1.40 - - 1.82 11.7 - 15.1 CaCl2 - Bromuro de
calcio

C&lculo de la densidad de las

El procedimiento siguiente pue
dad de una solucibn.

soluciones

de usarse para calcular la densi--

Ejemplo: Calcular la densidad de una solucibén de 6% en peso de -

cloruro de potasio (KCl). Se d
solucién de KC1l al 6%) ’

1 bl = 159 1t =
159 x 0.60 =

La densidad del KC1l es:

esea preparar un barril de una - -

159 kg. de agua

9.54 kg. de KC1

P = 2.162 (kg/lt)
v = Pesq/e
V (lts) - W (kg) _ 0.54 _ 4.4125 1lts.
(kg/1t)  2.162

(E - Wkci + WH20 _ 9.54 + 1

54.59 - 1.032 kg/1t

VH20 159

1.032 gr/cm3 = 8.59 1b/gal
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EFECTOS DE LA TEMPERATURA SOBRE LA DENSIDAD DE LAS SOLUCIONES
O SALMUERAS
A medida que la temperatura de cualquier solucibén se eleva, -

su volumen aumenta y su densidad se reduce. La siguiente tabla
puede usarse para hacer los ajustes necesarios.

Pérdida en la densidad

Densidad @ C.S. por 100° F de At.

1.020 0.042
1.080 0.035
1.201 0.031
1.321 0.028
1.441 0.024
1,561 0.019
1.681 0.016
1.801 ‘ ‘ 0.014

Uso de materiales o particulas sblidas para incrementar la - -
densidad de los fluidos de reparacibn:

El carbonato de calcio (malla 200) puede usarse para incremen-
tar la densidad del fluido cuando se requieran densidades mayo
res de 1.32 gr/cm3 (12 1b/gal). También pueden utilizarse car-
bonato de fierro, carbonato de bario y 6xido férrico. (Son so-
lubles en HC1).

Para que el fluido tenga caracteristicas adecuadas para mante-
ner en suspensién los materiales. indicados, probablemente serd

. necesario agregar de 0.5 a 1.0 (lb/bl) de un polimero. El asen
tamiento deberi de comprobarse antes de introducir el fluido al
pozo. Si se presenta el asentamiento, se requiere m&s polime--
ro. Se recomienda el uso de la HEC.

En la siguiente tabla se presentan las caracteristicas de algu
nos materiales usados para incrementar la densidad.

. . 3 Incremento obteni-

Material . Densidad (gr/cm?) ble en la densidad
Carbonato de calcio 2.7 0.42
Carbonato de fierro 3.85 0.78
Carbonato de bario 4.43 0.96
Oxido férrico : 5.24 1.20
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PROCEDIMIENTOS PARA CALCULAR EL PESO DE LOS MATERIALES NECE-

SARIOS PARA OBTENER CIERTA DENSIDAD DEL FLUIDO DE REPARACION

Sean: |

Wm. -

peso 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 solucidén o salmuera disponible (m3)

- volumen del material (m3)

- .peso de la salmuera disponible (kg)

ef — Ws + Wm
Vs + Vm

W,s = Ps Vs . - - -

Vm - Wm

em

sustituyendo (2) y (3) en (1) y

EJEMPLO

Se dispone en las presas de 10.8 m3 de una salmuera con una - -
su densidad agregando - -

densidad

Wm =Vs(€f-6>s) —

(I-@Pt/Pm)

de 1.2. Se desea incrementar

- (3)

despejando Wnm:

- (4)

CaC03. La densidad del fluido deseado es de 1.4 gr/cm3.

(Js
em
Cs

T pozo

= 1.2 (gr/cm3)@ cC.S. (70° F)

= 10.8 m3

= 2.7 (gr/cm3) = 2700 (kg/m3)

= 1400 (kg/m3)

= 170° F




1

2)

3)

4)

(35 corregida = 1.2 = 0.031 = 1.169 = 1,169 (kg/m>)

sust. en la ec. (4)

Wm -10.8 (1400 - 1169)

(1- %%%%
wm = 5181.5  (kg)
Av = Wm - 5181.5
“@fm 2700
S av = 1.92m3

vE = Vi +avV = 10.8 + 1.92

vE 12.72 m3

]

. CUIDADO Y MANTENIMIENTO DE 1,0S FLUIDOS DE REPARACION

Los tanques en que se almacene o transporte el fluido deben-
de limpiarse totalmente antes de usarse.

Las presas deben de estar equipadas con bafles en el fondo,-
para contener el material que se asiente. La succibn deberé-
estar aproximadamente a 50 cm. del fondo. Los tangues © las-
presas deben de tener acceso adecuado para su limpieza. Los-

‘yincones arredondados facilitan la limpieza.
o

Las tuberias de produccibn sucias frecuentemente contienen -
6xidos, incrustaciones, grasa lubricante, etc. Pueden a me--
nudo limpiarse dentro del pozo colocando un tapbn recupera--
ble por linea en el fondo, o introduciendo una tuberia de --
1 pg. ¥y circulando HC1 o simplemente agua con 1 1lb/gal de --
arena para fracturamiéntq. :

Con un desarenador cénico de 4 pg., -operado apropiadamente, -
pueden removerse la mayor parte de los s6lidos mayores de 10
micras. Con un filtro- de cartucho (como el Peco), pueden - -
removerse los sdlidos de hasta 2 a 5 micrones, cuando se - -
requieren fluidos limpios. .
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5) ‘Las particulas de 6xido de fierro constituyen un material -
obturante muy dafiino. La reaccibn entre el oxigeno y el - -
fierro puede prevenirse agregando sulfito de sodio - - -
(NaSO») para reducir el oxigeno. El citrato de sodio puede-
utilizarse para secuestrar el fierro.

Los secuestrantes son aditivos que-se utilizan para mante--
ner en solucidn algfin material con el objeto de que no se -
precipite.

LODOS CONVENCIONALES A BASE DE AGUA

Por economia 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 parti=
culas finas que pueden causar un dafio irreparable tanto en el -
interior de la formacibn como en la cara de entrada. .

Por lo tanto deberd evitarse su uso rexcepto frente a forma01o~—
nes que serdn 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 emulsidn muy severos,
ya que la mayoria de les fluidos base aceite contienen emulsifi
cantes que pueden mojar de aceite la formacibn.

El costo de los lodos'es élto, por lo gue su uso se justifica -
s8lo cuando los lodos base agua dafian seriamente la formacidn.

ESPUMAS

En pozos con baja presidén, donde la circulacién de fluidos a --
base'de agua o aceite es imposible, se pueden usar espumas pre-
formadas en ciertos trabajos de reparacibén como: desarenamien--
to, perforacidn o profundizacién. Dependiendo de la relacibn de
aire a agua c1rculada, los gradientes de flujo del orden de 0.1
a 0.2 (1b/pq ) son obtenidos.

La espuma es una mezcla de aire disperso en agua dulce o salmue
ra que contiene una pequefia cantidad de surfactante. La concen-
tracibn y tipo de surfactante debe seleccionarse para obtener--
una espuma estable .con los fluidos especificos de la formacién.

El eguipo requérido incluye:cbmpresbr de aire, tanques para la-

solucidn espumante, una boma de liquido, medidores de liguido 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 para diversificar la espuma --
que.sale hacia la presa de desecho. .

" E1 compresor generalmente maneja de 500 a 1000 ft3/min. a pre
sidén 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 © polime-
ros.

La principal ventaja de la espuma es la combinacidn de baja -
densidad, baja pérdida de filtrado y la capacidad de acarreo-
a velocidades 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.

Las recomendaciones expuestas sobre el uso de los fluidos de
reparacidn, 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--
mulacidn, pueden ser tratadas con menor rigor.
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CAPITULO 15

TEMAS 'SELECTOS

15.1 CEMENTACIONES FORZADAS

La cementacién forzada es una operacibn en que una lechada de ce-
mento es forzada bajo presién a un punto especifico del pozo, cor
prop6sitos de reparacién. El objetivo es llenar todas las perfora
ciones o canales detr&s de la TR con cemento, para obtener un se-
llo entre la TR y la formacién.

Para lograr este objetivo se requiere solamente de un pequeno 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 ningdn valor.

Un punto importante es el que la cementacién forzada no puéde re-
solver problemas de comunlca016n vertlcal dentro de las formacio-
nes. '

Se conocen 2 técnicas para efectuar cementaciones forzadas:

1) TECNICA A ALTA PRESION.- Comprende el fracturamiento de la for
macién y el bombeo de la lechada de cemento dentro de la fractura,
hasta que una presién superficial determinada se alcanza y se man
tiene. Normalmente se utiliza cemento con alta pérdida de filtra-
do. : '

2) TECNICA A BAJA PRESION.- Consiste en la colocacibn del cemento
sobre el intervalo disparado y la aplicacibén de la presibén necesa
ria para formar un enjarre de cemento deshidratado dentro de las
perforaciones, canales o fracturas 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 reparacibén  --
limpios. No es deseable fracturar hidrdulicamente la formacién.

La clave para llenar efectivamente los canales es el control 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 el inte--
rior de.la TR. Idealmente s6lo un pequefio nodo de cemento permane
ce dentro de la TR opuesto a cada perforacibn después del lavado.
El volumen de cemento reguerido para llenar la TR a través del in
tervalo disparado raramente excede de 10 a 15 barriles, siendo de
0.1 a 0.2 pie3 por perforaciébn.

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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Presidn en la Superficie

Pruebas Superficiales de la lechada de cemento.- Despues de mez
clar los ingredientes y circular durante 5 a 10 minutos, se toma
rd una muestra de la lechada para controlar o verificar su pérdi
da de filtrado. Se usard,un prensa-filtro estdndard (a temperatu
ra ambiente y 1000 1b/pg” de presidén diferencial). La pérdida de
fluido debera de ser de 25 a 50 cm3 en 30 minutos. .

Colocacidén del cemento.- La lechada de cemento deberd 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 aceleracidén del fraguado por la
sal deberd 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-
minacién del cemento.

Proceso del desarrollo del enjarre.- Para deshidratar el cemento
dentro de las perforaciones, la presién deberd incrementarse 1li-
geramente, interrumpiéndola ocasionalmente como se muestra en la
siguiente figura:

Ps(1b/pg?)

1500 | Presidén estimada de fracturamiento de la formacidn
se suspende el bombeo

1000 | e témino de la

] intervencidn.
| __/_)\/_L/ Presién_estimada para desalojar el exceso
de cemento por circulacién inversa
500 .

se reanuda el bombeo

20 40 60 80 100 _ t(min)
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JEl ritmo del desarrollo del enjarre es una funcibén de la presidn
y el tiempo. Si se fractura la formacidén, deberd detenerse el --
bombeo por varios minutos (3 a 4) y' a continuacidn se reiniciard
lentamente. Durante la.cementacidn, al detener el bombeo, , el --
ritmo de declinacibén de la presidn superficial proporciona una -

" indicacidén del desarrollo del enjarre. Este ritmo decrece a medi
da que aumente el enjarre. Cuando la presifén final deseada se al

‘canza,el bombeo deberd detenerse y la presidén final cbservarse -
por 5 & 10 minutos. Si la presibn se abate, deberd de elevarse -
al nivel deseado. La cementacidn se da por terminada cuando se -
mantiene esta presidn.

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 exceso de cemento.- La circulacidn inversa deberd --
efectuarse de tal forma que se mantenga una presidn dlferenc1al
hacia las perforaciones, pero algo inferior a la presidn final
de la cementacibn. Todo el cemento puede desalojarse del interva
lo disparado si se desea, sin embargo se tiene mayor &xito cuan
do se deja el cémento a través de las perforaciones y posterlor
mente se perfpra.

" Tiempo de espera después de la cementacibn.- Generalmente es su
ficiente esperar de 4 a 6 horas para que el cemento alcance una
resistencia a la compresidn de 200 a 250 lb/pg2, necesaria para
taponar el equivalente de una perforacidn, siempre y cuando se
tenga cuidado al proceder con las operaciones siguientes, de --

~evitar presiones diferenciales excesivas hacia el pozo.

Evaluacién de la cementacidén.- La prueba de la cementacién forza
da quedard .determinada por los requerimientos de las operaciones
subsecuentes en el pozo.

Ademds de los procedimientos conocidos, como registros, etc. se
recomienda lo siguiente-

- a) Aplique una presidn hacia la formacifn por lo menos igual a
la que seré@ empleada en los fracturamientos subsecuentes. Debe -
de hacerse notar que el represionamiento de la TR no es una in-
dicacidn positiva del sello de las perforaciones con cemento, -
ya que las perforaciones taponadas con -lodo también pueden so-
portar una pre516n diferencial considerable.

b) Aplique una presién diferencial hacia el pozo por lo menos
tan grande como la que se tendrd al producir el pozo.

‘Si la cementacidn forzada falla con la presidn diferencial hacia
el pozo, probablemente se desprendieron algunos tapones de lodo
de una o mas perforaciones. La solucidn a este problema es efec
tuar otra cementacién forzada. Esto no debe de considerarse co-
mo una indicacidén de que la lechada de cemento o la técnica de
aplicacién falldé. Con la técnica de cementacidn de baja pérdida
de filtrado, el costo de una segunda o tercera 1ntervenc16n es
minimo. .
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15.2 METODO SIMPLIFICADO PA?A DETERMINAR LOS
CAMBIOS DE TEMPERATURA EN POZ0OS PROFUNDOS

(Trabajo publicado en la revista JPT de Junio de 1979 del
profesor Romero Judrez).

ECUACIONES:
dti i ‘ ’
3= 0.281 (—————) ----------------- (1) (12)
C . dei-dte {en el articulo)
donde:
dti = didmetro interno T.R.
‘dte = didmetro externo T.P.
dei = didmetro interno T.R.
= 1,658 —LHBECE) U (2) (8)
donde:
f(t).- funcién del tiempo de wvalor variable (se obtiene
de la figura 1 6 6) '
A =T i - (3) (u)
donde:

A.- funcidn definida por la ec. 3
i.- gasto de inyeccidn (bl/dia)

-Z/A

T ( Z,t) = geZ + Tes - geA + (Tfs + geA - Tes) e --(4) (1)
donde: )
Tfs.- temperatura de inyeccién del fluido en lasuperficie (°F)
_ge.- gradiente geotérmico (°F/pie)
Tes.- temperatura de la roca en-la sup. de la tierra (°F)
Z.- profundidad (pies)

-165~




"EJEMPLO:

Calcular la temperafura a una profundidad de 14000 pies, después
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 = 14,400 bl/dia

ge = 0.019 (°F/pie)

Tes= 70 °F

Tfs= 70 °F

Dié&metro interno T.R. = deci = 6.625 pg.
Didmetro externo T.R. = dce = 7.625 pg.
Didmetro interno T.P. = dti = 3.826 pg.
Didmetro externo T.P. = dte = 4.5 ‘Pg.

Tbh = temperatura fondo pozo inyector = 336. °F

Sustituyendo:

- [~ 3.826
3= 0'281\6.625—u.5)

@ = 0.50593
' _ : 1 + (0.50593)(0.72) _
- F = 1.658 (0.50593) = uﬁu709
De la Fig. 1 del articulo, para T.R. = 7 5/8 pg y una hora de
bombeo: . .
f(t) = 0.72
A=Fxi »
A = 14,4709 x 14400 bl/dia = 64,381 pies

T (Z,t) = (0.019) (14,000) + 70 - (0.019)(64,381) + (70+(0.019)(64

-14000
64381

381) - 70). @

T (Z,t) = 96.94°F
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Cédlculo del acortamiento de ‘la tuberia de produccidn por efecto
del tratamiento de estimulacidn.

AL = ZABME e (5)mmm e (18)

A= Coeficiente de\expgnsiéh térmica del acero
: ‘ (6)
At = _Ifs * T(Z) _ _Tes + Tbh ___.
2 2
ot = 70 + 96.94 _ _70 + 336
: 2 2
At = - 119.53 °F

sust..datos en la eé. 5

AL = (14,000) (6.69 x 10-6) (-119.53) = -11.2 pies.

) yo1/2"
f(t) ]
6 5/8"|T.R. ODj
1.0l 7 5/8
l.
|
0.5k— . e
| | :
! |
0 1 I.
0 1 2 3

TIEMPO DE BOMBEO (hr)

FIG. 1.- VALORES DE f(t) PARA CALCULAR
LA TEMPERATURA EN EL POZO.
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15.3 REGISTROS DE PRdDUCCION
RESUMEN

b

Los registros de producc1on se usan para evaluar las condicio
nes de los pozos durante su terminacidn’, su produ001on, y en los
proyectos de recuperacidn secundaria o mantenimiento de pre51on
por 1nye001on de fluidos. A continuacién se resumen las dreas --
espec1f1cas de su aplicacidn:

1) Terminacién de pozos:

(a) Evaluacién de fracturamlento - Con los Registros de - -

Temperatura.

(b) Evaluacidn de acidificaciones.- Con el Registro de - --

(c)

Temperatura.

Comprobacién de la efectividad de los disparos.- Con el
fludmetro y con el registro de temperatura.

Pozos en Produccidn Primaria:

(a)

(b)

(c)

Comprobacién de fugas en la T.P., en la T.R., y el empa
cador.- Con el Flubmetro y el Registro de Temperatura.

Comproba01on de canalizaciones.- con el Registro de Tem’
peratura, con el Fludmetro y con trazadores.

Determinacidén del perfil de produccidn, con el Fludme--
tro, el Gradiomandmetro y el Registro de Temperatura.

- Se determina la procedenéia 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 de productividad.

Determinacidn de zonas nuevas con hidrocarburos.- Con -
los registros Rayos Gamma, Neutrdn y TDT.

Control de nivel de agua en el yacimiento.- Con el Re--
gistro TDT.

Control de nivel de gas - liquido.- Con el Registro - -
Neutrén.

Productores en proyectos de Recuperacidén Secundaria:

Comprobacién de fugas por la T.P., por la T.R. y el empa
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RESUMEN
CONTINUACION
cador.- Con el Flubmetro y el Registro de Temperatura.

(b) Comprobacidn de la operacidn de las védlvulas de bombeo -
neumdtico.- Con el Registro de Temperatura. '

(c) Determinacidn del Perfil de Produccidn.- Con el Fludme--
tro, el Gradiomandmetro y el Registro de Temperatura.

- Se determina los puntos de entrada de agua.

- Se determina. los puntas o las zonas con entrada de gas
- Se determina si todos los disparos son efectivos

- Se determina el indice de productividaé..

(d) Comprobacidn de canalizaciones.- Con el Flubmetro, el Re
.gistro de Temperatura y Trazadores.

(e) Comprobacidén de zonas nuevas con hidrocarburos.- Con los
' registros de Rayos Gamma, Neutrdén y TDT

(f) Control del nivel de agua con el yacimiento.- Con el TDT.

(g) Control del nivel de gas - liquido.- Con el Régistro - -
Neutrdn.

(h) Determinacién de zonas en las que se presenta la surgen-
cia de gas,. Con el Fluémetro, el Gradlomanometro y el -
Registro de Temperatura. '

4) Pozos Inyectores:

(a) Comprobaéién de fugas por la T.P., la T.R. y el empacador. -
Con el Fluémetro, el Registro de Temperatura y Trazadores.

(b) Determinacidén de los perflles de .inyeccidn. - Con el Flud-
metro y Trazadores.

(c) Comprobacidn de canallzac1on - Con el Registro de Tempera
tura y Trazadores.
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RESUMEN

inyector. ,

T (7,t) = g7

Donde el valor

cién de la temperatura en un pozo inyector.

15.4 PROGRAMA PARA CALCULAR PERFILES DE TEMPERATURA EN POZOS

Francisco Garaicochea P.

La determinacién de la variacién ‘de la temperatura en el pozo
tiene aplicaciones en el disefio de tratamientos de estimula--
cidén y en la evaluacibn de los cambios de longitud que expe--

rimentan las tuberias al estimular un pozo o convertirlo en -

\

Se presenta aqui un programa, para la calculadora T1-59; que
‘permite calcular perfiles de temperatura en pozos, en fun---
cibn del gasto y tiempo de inyeccibén, mediante la aplicaciéh

del procedimiento simplificado expuesto en la referencia 1.

PROCEDIM¢ENTO DE 'CALCULO

La ecuacién siguiente resuelve el problema de la distribu---

(2)

-2/A

* Teg ~ 9A + (Tpo + gA = T ) € . 1)

de A se obtiene con las ecuaciones siguientes:

1440 Fi o (2)

1.658 (1 + B £(t) ) 3
" .
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B = .281 (' ti ) ‘ . (4)

El valor de £ (t), en la ecuacibn 3, se obtiene con la siguien

te ecuacibn, ajustada de la Fig. 5 de la referencia 3.

log £(t) = .31333 1log Y- .06 (log v)2 +.006666 (log Y)> (5)
Donde! Y = __EE_E_ (6)
42 .
ce

Finalmente el cambio en la temperatura promedio.dé la tuberia

est8 ‘dado por:

‘AT Tfs + T (Z) . _ Tes + Tbh( (7)

C2 i ' 2

PROGRAMA

En la Tabla I se muestra el listado.del programa desarrollado,

y en la Tabla II las instrucciones para correrlo.

EJEMPLO

Se desea calcular la temperatura en un pozo de 14 000 pies{'- -

para un gasto de inyeccién de 10 bl/min., si se ha inyectado

agua durahte una hora. El gradiente geotérmico es de :019 -
°F/pie. La temperatura en el fondo del pozo es de 330° F. - -
Tfs = Tes = 7Q° F. Para las tuberias: dci = 6.625 pg,dce = 7.625
P9, dti =:3.826 Pg Y dte<= 4.5 pg.

En la Tabla II'se presentan los resultados obtenidos péra‘el -

ejemplo considerado.
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TABLA

l

LISTADO  DEL PROGRAMA
FNSTRUCC IONES VARIABLE COMENTARI0$

: : ALMACENADA :
2nd Lbl A STO O ge . “F/pie
R/S STO 02 z pie§
R/S STO 03 Tes °F
R/S STO 04 Tfs °F
R/S STO 05 i bl/min
R/S STO 06 t hr
R/S STO 07 dci Pg
R)S STO‘08 d¢ Pg.
R/S STO 09 die Pg
R/S STC 10 Tbh °F
'R/s sTO 14 R/S &cé “Pg
2nd 'Lb1 B
23 x RCL 06 & RCL 14 x2
= 2hd log STO 16 Y
31333 x RCL 16 - .06 x
RCL 16 X2 + 006666 x
RCL 16 2nd x=t 082
+/- y*3 = INV 2nd log
570 15 ‘ £ (1)
"RCL 08.% (RCL 07 -.RCL '
09) x
.281 = STO 11 B
x RCL 15 + 1 = # RCL 11 x
1.658 x RCL 05 x 1440 =
STO 12 ‘ A
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TABLA

1

LISTADO 'DEL  PROGRAMA
PASO INSTRUCC IONES VARIABLE COMENTARIOS
ALMACENADA
133 RCL 2 +/- & RCL 12 =
INV Inx
142 x (RCL 04 + RCL 01 x
RCL 12
152 - RCL 03) = - RCL 01 x
RCL 12 '
163 + RCL 03 + RCL 01 x
RCL 02
172 = STO 13 R/S T (z, t) °F
176 2nd Lbl € .5 x (RCL
oh + RCL 13)
188 -'.5 x (RCL 03 + RCL
10) = R/S AT oF
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TABLA II

INSTRUCCIONES PARA USAR EL PROGRAMA

COMENTARIOS

INTRODUZCA PRESIONE | MUESTRA
019 . A g, °F/pie
14000 R/S %2, pies
76 R/S TeSL °F
70 R/S. Teg, °F
10 R/S i, bl/min,
1 R/S t, hr
6;§25 .R/S doy, P9
3.826 R/S dey, P9
4.5 R/S die, PY
330 R/S " Ton, °F
7.625 R/S A dce, P9
B 96.82 T (2,t), °F
c -116 AT, °F
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NOMENCLATURA

AL Funcidn definida en'la ecﬁacién 2, pies

B.- Cantidad definida por la ecuacién 4

dce.'- Didmetro exterior de la tuberia de revestimiento, pg.
dci.- Didmetro interior de la tuberia de revestimiento, pg.
dte.- Didmetro extérior de l1a tuberia de producciéﬁ, pg.
dti.- Diémetro'interior de la tuberia de producéién, pg.
f(t).— Funcién del tiempo de condqcéién de cnlnr‘

F.- Factor definido por las ecuaciones 3 y 4, pies/bl/dia
g.- Gradiente geotérmico, °F/pie ‘

i.- Gasto de inyeccién, bl/min.’

t.- Tiempo de inyeccidn, horas

Tbh.-. Temperatura de fondo del pozo estimulado o inyector, °F
Tes. - Temperatura de la roca en la superfiéie, °F

Tfs.- .Temperatura del fluido inyectado en la superficie, °F
T(Z;t).-Temperatura del fluido en el pozo, °F

Z.- Profundidad,'pies

AT.‘l C;mbio en la témpqrafura, °F
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REFERENCIAS.

1.- Romero Judrez A.: "A Simplified Method for Calculating
Temperature Changes in Deep Wells". J.P.T. (junio 1979).
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Length of Tubular Goods During Deep Well Stimulation'.
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15.5 DISENO DE UNA ACIDIFICACION MATRICIAL DE ARENISCAS

Francisco Garaicochea P.
RESUMEN:

Para disefiar tratamientos c¢on dcido a la matriz de la
formacidén, Williams propone el uso dercuatro curvas d:r% ?
‘das de un estudio tedrico-experimental (Figs. 1-a u)( 2
Estas figuras fueron desarrolladas pard-una mezcla de 3% de
HF con 12% de HC1l. Con la finalidad de facilitar el disefio
mencionado se elabord un programa para la calculadora TI-59,
que permite estimar los vollimenes de fluidos requeridos pa
ra efectuar un tratamiento intersticial, en formaciones are
niscas, usando dcido intensificado. . ’ -

PROCEDIMIENTO:

La siguiente. ecuacidn, ajustada a las figuras 1 a 4, -
permite calcular el volumen de &cido (Vy), requerido para -
aumentar la permeabilidad de la formanlon hasta una penetra
cién deseada (X), en funcibén de la temperatura de la forma-
cién (T) y del gasto méximo que puede aoepfar sin fracturar
se (i/h).

) o 2 2 . .3
VO = 140 + Cl + sz + Cay + Cux + Csxy + Csy + C7x +

2 2 3 2
.C8x y + ngy + C]OY + Cllz + ,122x + C 32y + Cluzx
o2 3 ' 2 2

Clszxy + chZy + C17zx + C18ZX y + Clgzxy + ‘

3 , .
Czozy [@D)]

Donde:

I I R (2)

y =log (.9 i/h) (3)#

z =(T-175)/100 - (W)

* En esta ecuacidn el valor de 1 se mUltlpllCa por .9 para
contar en la -prdctica con un margen de seguridad.




Los valores de los coeficientes de la Ec. 1 son:

C,=-88.636 i C,,=-15.226

11
C,= 18.72 . Cq,p= 6.0995
Cy= .67336 o Cy,°-62.05

= 4.4285 cy 5 6.051
Cg=-22.83 i . Cyg=-24.813
Cg= 21.975 Ciga-1u.834
Cp= 1.3124 , Cqq= 3812
c8=-9.473 Cpg=-- 8u50Y
Cq= 6.8514 ] | € g7-3.88u6
C,,=1.511 . C,,=-.99883

C10 . ' 20

El volumen de &cido.obtenido con la Ec. 1 corresponde
a un pozo con radio de 3 pg., y estimulando con &cido -
para lodos con ‘3% de HF. El1 volumen de &dcido requerido
para otros radios y otras concentraciones de HF, se - -
obtiene con la ecuacidn siguiente:

_ 3" Voh (Ty +Ara)2 - ry?

o (3 +U‘a)2 -9

(5)

El prograna. de cdmputo desarrollado con las ecliaciones
anteriores se muestran en la Tabla 1. En la Tabla 2 se --
presentan las instrucciones para correrlo.

RECONOCIMIENTO
La ecuacidn 1, ‘que constituye la parte esencial del pro

cedimiento programado, fue establecida por el Dr. Juan
' Manuel Berlanga.
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LI STADDO

EL PR

RAMA

.|PAsSO | INSTRUCCIONES VARIASBLE COMENTARI0S
ALMACENADA
000 [2nd Lbl A STO 00 ¢, %
004 |R/S STO 01 h pies
007 [R/S STO 02 T °F
010 [R/S STO 03 i Bl/min
013 [R/S STO 04 X pa
016 R/S STO 05 R/S L P9
020 [2nd Lb1 B
022 [RcL 03 £ RCL 01 x .9 =
031, [log 'STO 06 y '
034 RCLlOH—h = STO 07 x
o1 |RCL 02 - 175= + 100 =
053 . lsTo 08 z
(055 |83.636 +/.+18.72 x RCL 07
071 |+ .6733€ x RCL 06 +
082 |4.4285 x RCL 07 X2 -
693 - 22.83 x RCL 06 x RCL 07 +
195 |21.975 x RCL 06 X2 &
1.312k4
122 |« ReL 07 x2 x RCL 07 -
130 l9.473 x reL 07 X% x
RCL 06 +
143 16.8514 x RCL 07 x RCL 06
X2 + . '
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VAR IABLE

PASO | INSTRUCCIONES COMENTAR10S
ALMACENADA o
157 | 1.511 x ReL .06 x2 x
RCL 06 - »
170 | 15.226 x ,RCL 08 +
6.0995 x
187 | RCL 08 x RCL 07-62.05 x
199 | RCL 08 x RCL 06 + 6.051x
211 | RcL 08 x RcL 07 x? - .
24.813
224 | x RCL 08 x RCL 07 x
RCL 06
233 | -14.834 x RCL 08 x .
RCL 06
246 | x2 + .3812 x RCL 08 x
RCL 07
250 | x2'x RCL 07 - .8450h x
RCL 08
273 | x RCL 07°%2 x RCL 06 -
281 | 3.8846 x RCL 08 x
RCL 07
293 | x RCL 06 X2 - .99883 x
305 | RCL 08 x RCL 06 X2 x
| rew 06
314 = + 140 = . v° gal/pie
320 |'x ((( RCL 05 + RCL Ok4):
X2 - y
332 | RGL 05 X2) + ( (3+RCLOY)
X
345 -9)) x 3%+ RCL 00
354 v gal

x RCL 01= 2nd Int R/S
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TABLA 2

INSTRUCCIONES PARA USAR EL PROGRAMA

PASO INSTRUCCION ALMACENAMIENTO PRESIONE MUESTRA
EN MEMORIA No.

1| Introduzca Co ) 00 . A

2 Introduzca h © 01 R/S
3 Introduzca T 02 R/S
4 | Introduzca i 03 o R/S
5 Introduzca X . 04 ‘ R/S

Introduzca 05 R/S




'VOLUMEN DE ACIDO

VOLUMEN DE ACIDO

(3% HF, i2% HC1)-Gal / pie

w
o
o

(3 % HF,12% HCI ) -Gal/ pie
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/
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=100°F y rw=3pg
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FIG. 2-PENETRACION —>
T =150°F ,rw=3pg

(3% HF, 12 % HCI) Gal/pie

(3% HF, 12 % HC1)- Gal/ pie
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T =200°F,rw=3pg
NRERNi
300 —t——ri :
;50 I i/n <bl/min/pie: m( /r / /, /
005
200 ll'?a‘zs //
17
150 /2
100 /////
. / 4
50
ol i
e 1+ 2 3 4 s 6 1 8 9
FIG. 4—-PENETRACION —>

T =250 °F,rw=3pg,
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NOMENCLATURA

Co.- Concentracién HF usada en el 4cido ihtensific;do, %
h.- Longitud del intervala disparado, pies
i.-  Gasto miximo de inyeccién, bl/min.
AT,.- Penetracién del dcido activo en la‘formacién, rg
r,.- Radio del pozo, pg '
T.- Temperatura del dcido activo en la formacidn, °F
Vo.- Volumen de &4cido intensificadd, con 3.% de HF, requerido
para estimular un pozo, con ry = 3 pg, gal/pie.
V.- Volumen total de dcido intensificado requerido, gal.b
X.- Pehetragiéﬂ deseada del &dcido activb en la formacién, pg.
X. - Funcién definida en la ecuacién 2.
y.- Funcién definida en la ecuacién 3.
z.- Funciéﬁ definida en la ecuacién 4.
REFERENCIAS.
1.- Williams, B.B.: "Hydrofluoric Acid Reactions with Sandstone

Formations'", J. Eng. Ind. (Feb 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 'DISENO DE UN FRACTURAMIENTO CON ACIDO

(PROGRAMA PARA' LA CALCULADORA TI-59)

RESUMEN

El fracturamiento con 4dcido es una técnica de estimulacién que

se utiliza frecuentemente en formacivnes carbonatadas. El di-
sefio de estos tratamientos comprende :4lculos laboriosos, com

plejos y de tipo iterativo. Por esta razén se desarrollé un -

programa para 1a calcuIadora‘TI-SQ, que permite disefiar wun --

fracturamiento con 4cido clorhidrico, para una formacién cali

za, mediante la aplicacidn general del método expuesto en el -

capitulo 7 de la referencia 1%.

)

PROCEDIMIENTO DE CALCULO.

En primer término se determina la geometria de la fractura, de
finida por su .amplitud y su longitud, ya que su altura se esti
ma previamente. La geométria se calcula, para un tiempo de in-
yeccién dado, mediante la solucién simultinea, 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 esti resuelto. De lo contrario,
se supondrd otro valor de Ww, hasta lograr 1a.apfoximaci6n --

~deseada.
.4 — .
Ww = 2.1 s il - (1
X
L= — 1h_2_ (‘T"Ww*'BVSp) 2 X - 1+€ erfcat | (2)
2 hng v

* Referencias al final.
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Donde: N

x -8 c¥mwe - ' ‘ (3)
TTWw'+ 8 VSp

1 ‘ ,
erfe & = 77T 078 «r .23 < 2+ 00009723 + L0781 4)4  (4)

Si: K>3

erfc K —» 1 _ (5)
AT ' :

Despugs de obtener Ww y L, se calcula la amplitud promedio de

la fractura con la ecuacidn:

W= ’T\"4 Ww ' (6)

A continuacién se procede al cdlculo de la penetracidn del &ci-

do activo en la fractura (3). Los pasos,$on:

a) Se calcula la velocidad promedio de pérdida de fluido:

v, = ———— (pies/min) (7

N T ‘

b) Sé obtiene el valor del nGmero de Reynolds para el flujo de
dcido dentro de la fractura:

Npe = :Z;%__%‘_ | ‘ (8)

c) Se determina el valor del coeficiente de difusién efectivo,
con la siguiente ecuacidn ajustada de la Fig. 1.

. De = (14003 - 17828 log NR, + 8548 " (log NRe)?

3 X 4 -9
- 1829 (log Np )” + 147.6 (log Np.) ) x 646x1077 (9)
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Donde: De‘(piesz/min)

d) -Se calcula el nidmero de Peclet para la pérdida de fluido:

Npe* = —o—— (10)

Las unidades deben ser consistentes en esta ecuacién.

I

e) La penetracién adimensional del 4cido, La, se obtiene con -
la siguiente ecuacién. ajustada de la Fig. 2, para c/co=0.1
= . % _ x 2 - * 3
La ..00485 + 1.1 Npe 179 N pe .2 N pe 1
+ .069 N* 4
pe

f) La penetracién del dcido se determina con:

La~ NRe Mr - ‘ : ' (12)
4 VN e .

A continuacién se procede a calcular la conductividad de la -
fractura acidificada y sometida a la presién de cierre corres-
pondiente. El1 procedimiento consiste en la solucién de los pa-

(5)(7)

sos siguientes:

a) Se calcula el volumen de dcido que se utiiizaré en el trata-
miento (ij. Williams y Nierode (7 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 --
HC1 al 28% el volumen recomendado es 1.5 Vg. Para calcular -

este volumen se usa la ecuacidn:

v n B g T sie) 09

Donde el valor de y,lajustado en funcién de Co,€s:

y = 4.73 - 11.53 ¢, : (14)
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Sustituyendo (14) en (13), y usando por W s$u equivalente - -
/4 Ww, se obtiene:

¥ Vg (b1) = (1.323 - 3.226c,)xL h Ww (15)

b) Se obtiene la amplitud equivalente de la fractura ideal (uni
formemente disuelta por el volumen anterior):

5.614 y U X 4 (16)
2 xL h (1 - @)ﬂ

Wa =

Donde el valor de X se obtiene con la siguiente ecuacidn, ajus-
tada en funcidén de c(1):

X = .58c - .0103 . (17)
Sustituyendo en (16) y simplificando.

Wa o Y'E (1.63co- .029) (18)
a xL h (1 - @)

c) Finalmente se calcula la conductividad de la fractura acidi-
ficada con la siguiente expresién: ’

822 :
) : (-c.p ) (19)
Wk = 221 x 1077 [ 936 x 1013 wad | e 2 ¢

Donde: 2 = (3.8 - .28In S) x 1073 a (20)
' y WKf (Darcies - pie)

A continuacibén se presenta el procedimiento para determinar el
(6)

incremento en la productividad del pozo . Los pasos de esta’ -

etapa final de cdlculo son:
a) Obtenga el 4rea de drene, en acres, con la siguiente ecuacidn:

.866 (2re)’ (pies?)
43560 (piesz/acre)

A (acres) =

(z1)
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b) Calcule el valor de H
_ 5 WKy TooTe /10 , .
S CHE S A (22)

c) Determine el valor de la relacién de indice de productividad

en la forma siguiente:

Si: .1 < H < 3
5 .
52 =8 [ .785 [ tan (1.85 xL - 1.25) + 4.28] - 1.75 J+ 1.75
re o (23)
Si: « H > 3
j2-=F[tan (Y +2) - tan 2z ]' - (24)
Donde:
B = .345 H -.0346 a (25)
F=4.8 HZ-6.4H"+2.38 (26)
. i -1, xL
Y= (.27 - 152wl XL . Cen
z=1.24 H?

- 1.64 H-1 - 0.84 (28)

EJEMPLO DE APLICACION.

Para ilustrar el procedimiento se supondré un, pozo terminado en
una formacién caliza a 7500 pies de profundidad. La permeabili-
dad de la formacién es de 0.5 md, su porosidad de 0.10, su ﬁédg
lo de Young 6.45 x 106
de 2500 1b/pg2; el espaciamiento entre pozos es de 1320 pies; -

lb/pgz. La presidn estatica del pozo es

el radio del pozo de 0.5 pies; la resistencia de la roca al in-
crustamiento es de-50 000 1b/pg2; la presién de confinamiento -
o esfuerzo de cierre de la fractura es de 3750 1lb/pg. La tempe-
ratura de la formacién 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 resultados .
obteﬂidos. Estos resultados son para la inyeccién de 150 .bl. del
fluido inicial, mas 80 bl de 4dcido con baja pérdida de filtrado,
y corresponden a la mayor penetracidén del dcido e incremento de
productividad obtenibles.

A continuacién se efectGan los cdlculos relativos a la inyec-
cién del dcido solo. Para ésto se introducen los valores de --
C = .007 presionando STO 05, y de A4 = .048 presionando STO
02. Se repiten los pasos 19 a 25, obteniendo los resultados mog'
trados en la Tabla III. Estos resultados corresponden a la me--

nor penetracién e incremento de productividad esperados.

Los cdlculos para otros tiempos se-realizan repitiendo los pa-
sos 19 a 25, introduciendo previamente los valores de C y A -
correspondlentes. :

En 1a Tabla IV se muestran los cuatro casos o alternativas de -
disefio considerados, y en la Tabla'V un resumen de'los resulta
"dos obtenidos. Al correr el programa debe seguirse la secuencia:
1) seleccione un valor de t; 2) realice los cédlculos para la mi
nima pérdida de fluido; 3) efectde los cdlculos para la mixima -
pérdida de fluido. Los pasos anter1ores se repiten para todos B
los valores de t que se deseen considerar.

El listado del programa se presenta envla Tabla VII. Cuando se
disefien tratamientos en los que se usari un icido emulsificado,
'la viscosidad de la emulsién en la fractura debe de usarsé para
estimar la penetracién del dcido. 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 reaccidn del dcido emulsificado. Las
predicciones pueden ser errdéneas si no se hacen las determinacio
nes mencionada en forma apropiada. ‘
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TABLA I

CARACTERISTICAS DEL TRATAM.Ir

Fluido inicial:

Gasto de inyeccidn (de acuerdo a la tuberia -
de produccidn y a la presién superficial)

Temperatura a la cual el fluido entra a la -
fractura

Viscosidad promedio durante su flujo a lo lar
go de la fractura

Concentracidén del aditivo para pérdida de - -
fluido

Caracteristicas de pérdida de fluido:
Pérdida inicial, V

spt
Coeficiente de pérdida de fluido

Acido :
Gasto de inyeccibn (de acuerdo a la tuberia -
de produccidén y la presibdn superficial limite)

Viscosidad promedio al fluir a lo largo de -
la fractura
(175° F, &cido parcialmente reacciona
do)
15% HCl (conteniendo 50 1lb poliacri--
lamida/1 000 gal)

Viscosidad del 5cidq reaccionado (200°F)

Densidad del &cido
15% HC1 (conteniendo 50 1lb poliacri--
lamida/1 000 gal)

Caracteristicas de pérdida de fluldo.

Pérdida inicial, .vspt

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

-190-

10 bl/min.

150° F

60 cp

200 1b/1 000 gal.

0.07 gal/pies2

0.002 pies/min.

10 bl/min.

1.2 cp

1.7 cp

71.1 1b/pies>

0.07 gal/pies2

0.007 pies/min
0.002 pies/min

1/2

1/2
1/2




TABLA III
INYECCION DE ACIDO SOLO

v

‘ PASO INTRODUZCA PRESIONE MUESTRA COMENTARIOS
‘ 19 15 t, min
20 B 95.65 L, pies
21 R/S L0279 W, pg
22 R/S 33.63 xL, pies
23 R/S 79.96 yv, bl
24 . R/S 5.995 WKf, Darcies-pie
25 R/S 1.55 J/Jo
‘ TABLA TV
‘ ALTERNATIVA DE DISENO
CASO TRATAMIENTDO
150 bl de fluido inicial a 10 bl/min
. 80 bl de HC1 al 15% a 10 bl/min
300 bl de fluido inicial a 10 bl/min
126 bl de HC1 al 15% a 10 bl/min
450 bl de fluido inicial a 10 bl/min
163 bl de HCl al 15% a 10 bl/min.
600 bl de fluido inicial a 10 bl/min|
173 bl de HCLl al 15% a 10 bl/min
TABLA V
RESUMEN DE RESULTADOS
CAsO | yv| L |L W W xU |xL | wKg |WKe [3/J0 | I/Jg
* *k * . ** * * % * * % * **.
1 80| 253 |96 L1225 .02791143 |34 ;1690 5.99]2.48 1.55
2 126] 395 P39 . 1535 .03381181 |41 .2928 |11.58(2.86 1.65
3 163] 508 {167 .1816 .0376}207 |45 |.3997 [16.69(3.08 1.72
4 1731 534 {194 . 1892 .04061213 |49 |.4243 }15.87]3.13 1.76
* Minima pé€rdida de fluido ** Mixima pérdida de fluido

C =

}002

/=
yie 2.4

( STO 05 )
( STO 02 )
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TABLA II

EJEMPLO DE APLICACION

INTRODUZCA

PRESIONE MUESTRA

COMENTARIOS

3
1
2
3
6

56.14
2.4
50

1.075 EE14

.002
.000935

71.1
.048
.068
.1
3750
.15
50000
.5
660

.5

15

2nd 0 p 17 ° 719.29

Particién de la memoria
Lee lado uno del programa
Lee lado dos del programa
Lee lado tres del programa
i, pies3/min. '
M, lbm/pie-min
h, pies

-E, lbm/pie—min2
C, pies/ y/min
Vsp' pies3/pie2
e, lb/pie3

Ma, lbm/pie—mip
AMr, lbm/pie-min

@, fraccién

2
P, 1b/pg

fraccién
2
1b/pg
md.
pies
pies
min.
pies
Pg.
L, pies
yV, bl
WKf, Darcies-pie
J/Jo




TABLA VI

LISTADO DEL PROGRAMA

(Particién: 719.29)

VARIABLE

PASO INSTRUCCIONES ‘ COMEN TA RIOS
ALMACENADA
000 | 2nd Lbl A STO 01 i pies3/min
004 | R/S STO 02 A _ _lbm
; ‘ pie - min
007 R/S STO 08 h- pies
010 | R/S STO 04 E —dom
pie - min
013 R/S STO 05 C pies/ V/min
016 | R/S sTO 07 vép | pies3/ pie?
019 |'R/S STO 11 (’ 1b/pie3
022 | R/S STO 20 Ma ___lbm_
: pie - min
025 | R/S STO 15 Mx 1bm
pie - min
028 | rR/s sTO 13 @ fraccién
031 | R/S STO 17 P 1b/pg?
034 R/S STO 19 oA fraccién
037 | R/S STO 00 s 1b/pg?
040 | R/S STO 26 Ko md
043 R/S STO 28 Te pies
046 | R/S STO 29 R/S Tw pies
050 | 2nd Lbl B STO 09 t- min
054 | .013 STO 06 3 x =t RCL 09 .
xM= yx x RCL 05 Ww pies
071 x 8+ (frx RCL 06 + 8 x
RCL 07) = STO 10 X
088 | 2nd xzt 710

-193-




LISTADO DEL PROGRAMA

VARIABLE

PASO| INSTRUCCIONES COMENTARIOS
ALMACENADA
091 | Y¥ 4 x .0781 + RCL 10
Y¥ 3 x .000972
112 | + RCL 10 X2 x .23 +
RCL 10 x .278
128 . ] =+ 1 =Y% 4 =
135 1/x - erfc &
136 | x RCL 10 x? INV 1n x
142 | + 2 x RCL 10 +TF y%-l =
(rr x RCL 06 .
159 | + 8 x RCL 07) x RCL 01 &
100 »
173 RCL 08 + RCL 05 x% =
180 | sTO 03 L pies
182 | X2 x RCL 01 x RCL 02 +
: RCL 04's RCL 08
195 =fx X x 2.1 =
203 | sTO 12 Wa pies
205 | .0008 xxt RCL 06- RCL 12=
2nd  |x|
218 | INV 2nd x2t 229
222 | RCL'12 STO 06 GTO 060
229 RCL 03 R/S Muestra L, pies
232 | RCL 06 x 3 x 2ndT= R/S Muestra W, pg
240 | 2nd®™x RCL 05 s+ 2 + RCL 09
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LISTADO DEL PROGRAMA

VARIABLE

COMEN TARIOS

INSTRUCCIONES
ALMACENADA
vVx = .
251 STO 27 Vy pies/
min)
253 | RCL 11 x RCL 0l + RCL 20 =
RCL 08 =
265 | STO 14 NRe
267 .| 14003 - 17828 x RCL 14 .
. 2nd log
282 | + 8548 x RCL 14 2nd log x% -
1829
297 | x RCL 14 2nd log Y™3 + 147.6
x RCL 14
312 2nd log Y* 4 =
316 x 646 EE 9 +/- = De, pies?/min
324 1/x x RCL 12 + 2 x RCL 27 =
334 | STO 16 Np
336 | .00485 + 1.1 x RCL 16 - .179
x RCL 16
- )
357 | x% - .2 x RCL 16 Y*3 + .069
x RCL 16
375 Y*4 = La
378 | x RCL 14 x RCL-15+ 4 + RCL
27
389 | + RCL 11 = xL
393 | STO 18 R/S Muestra xL
! (pies)
396 | 2nd 1f flg 1 432 2nd St flg 1
413 | x (1.323 - 3.226 x RCL 19) x

RCL 12 x RCL 08 =

-195-




'LISTADO DEL PROGRAMA

PASO [ INSTRUCCIONES VARIABLE COMEN TARIOS
ALMACENADA
426 STO 22 R/S GTO 438 Muestra yV
. (bl)
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) =
467 STO 21 Wa (pies)
469 3.8 - .28 x RCL 00 In = x
1 EE 3 +/- x RCL 17
489 | +/- = INV In x_ e-C2 Pc
493 x 221 EE 7 +/- x ((RCL 21
Yx 3 x
508 9.36 EE 13) Y* .822) =
523 | STO 23 R/S WK Muestra WK
(Darcies-pie)
526 3 x=t 2nd Rad RCL 28 x 2 =
X2 . Calcula A/10
534 503 EE 3 = 1/xx(RCL 28 =
548 RCL 29 = Inx) x 5 x RCL 23
+f¥+ RCL 26 :
563 = STO 24 H
566 | 2nd xzt 627
569 1.83 x RCL 18 +- RCL 28 -
1.25 = 2nd tan + 4.28
591 | = x .785 - 1.75 = x (.345 x
RCL 24 - .0345)
619 =+ 1.75 = R/S Muestra J/Jo
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LISTADO DEL PROGRAMA

PASO INSTRUCCIONES VARIABLE | COMENTA RIOS
ALMACENADA
627 | 1.24 + RCL 24 X - 1.64
+ RCL 24 - .84 =
648 STO 25 'z
650 | + (( RCL 18 + RCL 28 x
(2.27 - 1.32 + RCL 24))
674 = tan - RCL 25 tan) = x
(4.84 + RCL 24 X2 -
693 | 6.4+ RCL 24 + 2.38) = + 1
: = R/S Muestra J/Jo
710

x 2nd W X = 1/x GTO 142
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Npe. -
NRe. -

NRe.*,

NOMENCLATURA ’

"Area ‘de drene, acres.

Concentracidn del &cido, fraccidn

Concentracidén inicial del 4cido, fraccidn

Coeficiente total de pérdida de filtrado, pies/y@gfg
Coeficiente de difusién efectivo, pies?/min

Médulo de Young de la formacién, lbm/pie—min2
Complemento de la funcidn error

Altura de la fractura, pies )

Gasto de inyeccién, pies3/min,

Indice de productividad despues del tratamiento

Indice de productividad sin dafio o estimulacidn
Permeabilidad éfectiva al aceite, md

Permeabilidad de la fractura, darcies

Longitud de la fractura, pies

Penetracién adimensional del &cido )
Nimero de Peclet para la pérdida del fluido, adimensional

NGmero de Reynolds para el flujo en la fractura, adimen-
sional.

NGmero de Reynolds para la pérdida de fluido, adimensiongl
Presién de cierre, lb/pg?

Radio de drene, pies

Radio del pozo, pies

Resistencia de la roca al 1ncrustamlento, lb/pg

Tiempo de inyeccidn, min.

Velocidad axial, pies/min

Velocidad de pérdida de flu1do a lo largo de la fractura,
pies/min.

Volumen de la fractura, bl

Pérdida de fluido inicial, pies3/pie2
Amplitud de la fractura, pies, pg

Amplitud de la fractura en el pozo, pies
Amplitud promedio de la fractura, ples, pg
Amplitud por disolucidn, pies

Conductividad de la fractura, darcies-pie
Penetracién del &cido, pies.

Volumen minimo de &cido, bl.
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Poder de disolucidn del HC1, piesB/pies3

Porosidad de la formacidn

Viscosidad :del fluido fracturante, 1bm
' ple-seg

.Viscosidad promedio del &cido, parcialmente

gastado, a lo largo de la fractura, 1bm
: pie-seg
1bm

Viscosidad promedio del &cido gastado —>2T _
l pie-seg

Densidad del fluido, 1lb/pie3
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FACTORES DE CONVERSION:

bl/min x 5.6146 E + 00 = pies3/min

1bf/pg® x 1.6668 E + 07 = lbm/pie-min?

c.p. x 4.031 E - 02 = lbm/pie - min
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