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Resumen

El presente trabajo de caracter tedrico experimental, tiene como finalidad, el
desarrollo de un fluido de perforacién base acuosa de baja densidad a base de
microburbujas que pueda ser usado en formaciones carbonatadas altamente
fracturadas y/o depresionadas, que generalmente son intervenidas con espumas
generadas mediante compresores de aire que dificultan los procesos de bombeo y la
recirculacion del fluido debido a su alta inestabilidad.

Por este motivo se analizoé la posibilidad de no generar espumas mediante el uso de
compresores, sino empleando el sistema de rotacién y el desplazamiento del sistema
al espacio anular por medio de las toberas, generando un fluido de perforacion a base
de microburbujas, en el cual, por efectos de las diferenciales de presién, al llegar a la
superficie las microburbujas colapsan generando de nuevo un sistema liquido apto
para generar de nuevo las microburbujas que se generaran nuevamente por el
sistema ya mencionado

El trabajo consta de cinco capitulos divididos en tres tedricos y dos experimentales
donde se demuestran las propiedades reoldgico tixotropicas y densificantes del
sistema.

El capitulo 1 consta de una breve introducciéon al conocimiento y problematica de los
yacimientos carbonatados naturalmente fracturados.

En el capitulo 2 se analizan las propiedades petrofisicas presentes en este tipo de
yacimientos y se describe cdmo es que estas afectan a la produccién de aceite y gas.

En el capitulo 3 se describe el comportamiento reoldgico vy tixotrépico de los fluidos
de perforacion a base de espuma.

El capitulo 4 se presenta el desarrollo experimental que se llevd a cabo para la
obtencién del fluido de perforacién a base de microburbujas.

En el capitulo 5 se presentan los resultados obtenidos de las pruebas experimentales,
en donde se modela su comportamiento mediante el modelo reoldgico plastico de
Bingham para su aplicacion en campo.
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Introduccion

Este trabajo de innovacion tecnoldgica esta basado en aspectos teodricos y
experimentales a escala laboratorio, tiene como fin el poder intervenir de manera
exitosa formaciones carbonatas altamente fracturadas y/o depresionadas en México
y en el mundo por medio de un fluido a base de microburbujas que presenta mayor
estabilidad a comparacién de fluidos a base de espumas que requieren de
compresores , pero que no se pueden volver a circular, como es la finalidad de este
trabajo experimental de poder volver a recircularlo usando el sistema de perforacion
tradicional.

Lo cual no se ha logrado con fluidos de perforacién tradicionales como las espumas
debido al tamafio de las burbujas y su poca estabilidad

La importancia de los yacimientos carbonatados naturalmente fracturados en México
radica en el hecho de que, alrededor del 80% de la produccién de hidrocarburos
proviene de este tipo de yacimientos. Asimismo, se estima que mas del 60% de las
reservas de petroleo del mundo y un 40% de las reservas mundiales de gas residen
en los yacimientos de geologia carbonatada.

Este tipo de yacimientos, por su compleja estructura geoldgica, presentan un amplio
rango de propiedades estructurales, la cuales se ven reflejadas en la produccién de
hidrocarburos, ya que, en la mayoria de los casos, la produccion en este tipo de
yacimientos tiende a declinar rapidamente luego de un breve periodo de explotacién;
por lo tanto, la necesidad de conocer sus caracteristicas estaticas y dindmicas que
permitan disefiar escenarios de explotacion viables es de vital importancia.

Tomando lo anterior como premisa, los fluidos de perforacion toman una gran
importancia, ya que, la perforacién de pozos en formaciones carbonatas altamente
fracturadas trae consigo multiples problemas; desde pérdida de circulacion,
atrapamiento de la sarta de perforacion, dafio a la formacidon causada por el fluido de
perforacidon, entre otros. Por lo tanto, el dptimo disefio de un fluido o lodo de
perforacion debe de ser tomado en cuenta desde el punto de inicio del desarrollo
integral del yacimiento.

En los ultimos afios, la demanda de energia se ha incrementado. Actualmente, mas
del 85% del consumo energético mundial se satisface con los combustibles fosiles y
el anuario “World Energy Outlook” indica que la demanda de energia podria
aumentar en un 53% entre este afio y el 2030.

Vi
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Esto significa que la industria petrolera tendra que incrementar significativamente los
factores de recuperacién de todos los tipos de yacimientos. Este incremento del
desempefio puede acelerarse al mismo tiempo que se reduce el riesgo técnico.

Sobre la base de las estadisticas que figuran a continuacion, resulta claro que la
importancia relativa de los yacimientos carbonatados, comparados con otros tipos de
yacimientos, aumentara de manera asombrosa durante la primera mitad del siglo XXI.
Por consiguiente, la misma tendencia experimentara el valor de este mercado para
las compafiias de servicios de la industria petrolera.

Mas del 60% de las reservas de petréleo del mundo y un 40% de las reservas
mundiales de gas residen en los carbonatos.

e El Medio Oriente posee el 62% de las reservas de petréleo convencionales
comprobadas del mundo; aproximadamente el 70% de estas reservas se aloja
en los yacimientos carbonatados.

e El Medio Oriente posee ademas el 40% de las reservas probadas de gas del
mundo; el 90% de estas reservas de gas se encuentra alojado en los
yacimientos carbonatados. El factor de recuperacion promedio; es decir, la
relacion entre el petrdleo recuperable y el volumen de petréleo originalmente
en sitio, para todos los yacimientos es de aproximadamente 35%.

Distribucion mundial de las reservas en carbonatos

-3

““;‘{? ! : : § ¥ Anecie

i,
ETY

Carbanatns de plataforma
Carbanatos profundos

Il Province de petoler an cartoraos
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América delNorte [ 599 Patrolsa en carbonatos* I
América del Sury Cantral [ 1025
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Europay uracie [ 1444

fepse— ¥

Miles de millones d bamies

Figura 1. Distribucion de los yacimientos naturalmente fracturados en el mundo.

No obstante, se reconoce que los factores de recuperacién son mayores para los
yacimientos en areniscas que para los carbonatos. Los yacimientos carbonatados
exhiben una serie de caracteristicas especificas que plantean desafios complejos para
su caracterizacion, produccion y manejo.

Los carbonatos son rocas sedimentarias depositadas en ambientes marinos de aguas
claras, someras y cdlidas, y en su mayoria poseen un origen bioldgico.

Vil
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Estan compuestos por fragmentos de organismos marinos, esqueletos, corales, algas
y elementos precipitados, y consisten en su mayor parte de carbonato de calcio, que
es quimicamente activo si se compara con la arena que forma las areniscas.

Otra diferencia clave entre las rocas clasticas y las rocas carbonatadas es la distancia
existente entre el sitio donde se cred el sedimento y aquel en donde se deposito.
Mientras que la sal y el limo pueden viajar cientos de kildmetros por los sistemas
fluviales antes de su depositacion y su litificacién, los granos que componen los
sedimentos carbonatados se depositan normalmente muy cerca del lugar en que se
crearon. Esta depositacion local contribuye significativamente a la heterogeneidad de
los granos de carbonato. Una vez formada la roca carbonatada, una diversidad de
procesos quimicos vy fisicos comienza a alterar la
estructura de la roca modificando las caracteristicas
fundamentales, tales como Ila porosidad vy la
permeabilidad. Esto se conoce como diagénesis. En el
momento de la depositacién, los sedimentos
carbonatados a menudo poseen porosidades muy altas
gue varian entre 35% y 75%; sin embargo, estos valores
decrecen bruscamente a medida que el sedimento es
alteradoy sepultado a las profundidades de yacimiento. En
consecuencia, los yacimientos carbonatados exhiben
: 5 variaciones grandes y abruptas en la distribuciéon de los
Figura 2. Fésil carbonatado. tipos de roca.

La porosidad de las rocas carbonatadas puede agruparse en
tres tipos: porosidad conectada, existente entre los granos de carbonato; vesiculas,
gue son poros desconectados resultantes de la disolucion de la calcita en el agua
durante la diagénesis; y porosidad por fracturamiento que es causada por los
esfuerzos presentes luego de la depositacién. La diagénesis puede crear estructuras
llamadas estilolitas que forman barreras horizontales para el flujo y a veces se
extienden a lo largo de kildbmetros dentro del yacimiento, produciendo un efecto
significativo sobre el desempefio del mismo. Las fracturas, los vigulos o cavidades de
disolucion pueden causar irrupcion de agua, conificacién de gas y problemas de
perforacidn, tales como pérdidas de lodo pesado y atascamiento de las tuberias.

En conjunto, estas tres formas de porosidad crean un camino muy complejo para los
fluidos y afectan directamente la productividad de los pozos.

Por otro lado, los yacimientos naturalmente fracturados plantean una paradoja
relacionada con la produccion. Incluyen yacimientos con baja recuperacion de
hidrocarburos: estos yacimientos pueden parecer altamente productivos al
comienzo, pero su produccién declina rapidamente. Ademas, se caracterizan por la

Vil
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irrupcion temprana de gas o agua. Por otra parte, forman parte de algunos de los
yacimientos mas grandes y productivos de la Tierra. La naturaleza paraddjica de esta
clase de yacimientos esta dada por los grandes esfuerzos que hace la industria por
comprenderlos mejor y modelarlos con suficiente certeza.

En los yacimientos carbonatados, las fracturas naturales y los viugulos conectados
ayudan a generar porosidad secundaria y estimulan la comunicacién entre los
compartimientos del yacimiento. No obstante, estos conductos de alta permeabilidad
a veces entorpecen el flujo de fluidos dentro de un yacimiento, conduciendo a la
produccion prematura de agua o gas y haciendo que los esfuerzos de recuperacion
secundaria resulten ineficaces. Las fracturas naturales también estan presentes en
todo tipo de yacimiento siliciclastico, lo que complica el aparentemente simple
comportamiento de la produccién dominado por la matriz.

Las fracturas naturales constituyen el factor de produccion principal en una amplia
gama de yacimientos menos convencionales, incluyendo los yacimientos de metano
en capas de carbon (CBM), los yacimientos de gas de lutitas y los yacimientos de roca
basamento y roca volcanica.

El mayor riesgo que implica la falta de una caracterizacion temprana de las facturas
naturales es que tal omisidon puede limitar severamente las opciones de desarrollo de
campos petroleros.
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CAPITULO 1. Introduccién al Conocimiento de los Yacimientos Carbonatados
Naturalmente Fracturados.

1.1 Carbonatos

Los carbonatos son rocas sedimentarias depositadas en ambientes marinos de aguas
claras, someras y calidas. Estan compuestos por fragmentos de organismos marinos,
esqueletos, corales, algas y esqueletos precipitados y consisten en su mayor parte de
carbonato de calcio

La profundidad maxima a la que se pueden formar son los 4500 [m] en promedio que
es lo que se conoce como nivel de compensacion de carbonatos.

1.2 Definicion y composicion

Un yacimiento carbonatado naturalmente fracturado se define como un volumen
rocoso con fragmentos de organismos marinos y elementos precipitados consistentes
en un mayor volumen de carbonato de calcio, compuesto por un sistema multiporoso
vugular y una red de fracturas.

La mayoria de los vyacimientos carbonatados son yacimientos naturalmente
fracturados. Un yacimiento naturalmente fracturado es un yacimiento formado por
un sistema matriz-fractura. Estas Ultimas existen en todas las escalas, desde
microfracturas hasta estructuras de varios kildmetros denominadas enjambres o
corredores de fracturas. Se conforman también de vigulos y cavernas, que saturan al
yacimiento con distintas cantidades de aceite, agua y gas en distintos puntos del
mismo, creando redes de flujo complejas en el yacimiento, incrementando de esta
manera su anisotropia.

1.3 Importancia de los YCNF en México y en el mundo

La importancia de los yacimientos carbonatados naturalmente fracturados en México
radica en el hecho de que, alrededor del 80% de la produccion de hidrocarburos
proviene de este tipo de yacimientos. Asimismo, se estima que mas del 60% de las
reservas de petréleo del mundo y un 40% de las reservas mundiales de gas residen
en los yacimientos de geologia carbonatada.

La distribucion de los recursos prospectivos de México se muestra en la figura 1.1

Facultad de Ingenieria



UNAM

Cumrse praksciors

M
f
Bl g o s
[ERp— -
1
1

1. Salinas

2 Busgos 0

3. Tampio o-Misantla 1T

4 Veracnz or

5 Suresin 1540

. Golfo de Méxdico P rofundo 288

7. Flataforma de Yucatdn [ F ]

Tatal s08 (ST L

Figura 1. 1 Distribucion de los recursos prospectivos en México
1.4 Clasificacion
De acuerdo a la clasificacion de Nelson (2000). Se clasifican en base a la interaccion

existente entre las contribuciones de porosidad y permeabilidad relativas tanto del
sistema de fracturas como del sistema de matriz como se muestra en la figura 1.2

Permeabilidad de
fractura 100%
.DE:
=
E
E" Influencia creciente de las fracturas naturales
5 linfluencia decreciente de la matriz)
Tipao M
Isalo
N matriz]
Permeabilidad Tioo 4
de matriz 100% g pg
Porosidad da Porosidad total, % Porosidad de
matriz 100% fractura 100%

Figura 1. 2 Clasificacidn de los Yacimientos Naturalmente Fracturados
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e Tipo 1: En este tipo de yacimientos la porosidad primaria y la permeabilidad
son proporcionadas por las fracturas, debido a que la porosidad vy
permeabilidad proporcionada por la matriz es demasiado baja. La produccion
en este tipo de yacimientos es inicialmente alta, pero declina rapidamente
debido a la irrupcién temprana de agua.

e Tipo 2: Se presenta baja permeabilidad en la matriz de la roca, generalmente
las fracturas proveen la permeabilidad esencial para la productividad. Es
necesario que la comunicacién entre la matriz y las fracturas sea lo
suficientemente alta para la implementacién de un proceso de recuperacion
secundaria.

e Tipo 3: Presentan altos niveles de porosidad y permeabilidad. Este tipo de
yacimientos poseen regimenes de produccion suficientemente buenos ya que
las fracturas proveen permeabilidad adicional.

e Tipo 4: Las fracturas en este tipo de yacimientos no proveen el flujo de fluidos,
ya que no proveen porosidad y permeabilidad adicional, por el contrario, las
fracturas sirven como barreras para el flujo de fluidos, incrementando su
anisotropia.

e Tipo G: Esta clasificacion fue creada para los yacimientos de gas fracturados,
tales como los yacimientos de gas condensado fracturados y para los
yacimientos de metano en capas de carbdn (CBM por sus siglas en ingles).

e Tipo M: La matriz posee alta permeabilidad y porosidad, permitiendo, de esta
manera, que las fracturas contribuyan al incremento de la permeabilidad; sin
embargo, generalmente las fracturas crean barreras impidiendo el flujo de
fluidos.

Cabe mencionar que para poder clasificar un Yacimiento Naturalmente Fracturado de
manera eficaz es necesario conocer la compleja interaccion de flujo en el sistema
matriz-fractura.

1.5 Clasificacion de las fracturas

Una clasificacion genérica de los sistemas de las fracturas naturales fue realizada por
Stearns y Friedman. Ellos realizaron la complicada separacion de los sistemas de las
fracturas naturales en componentes superpuestos de diferente origen.

Stearns y Friedman (1972) clasificaron las fracturas en aquellas observadas durante
experimentos de laboratorio, las observadas en afloramientos y a las encontradas en
el subsuelo mediante el uso de nucleos, Tabla 1.1
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Tabla 1.1 Clasificacion de las Fracturas Naturales y Experimentales

Clasificacién de las fracturas experimentales

1. Fractura de Extension
2. Fractura de Cizalla
3. Fractura de Tension
Clasificacién de la ocurrencia de las fracturas naturales

1. Fracturas Tectonicas

2. Fracturas Regionales

3. Fracturas Contraccionales

4. Fracturas Relacionadas a las Superficie

1.5.1 Clasificacion genérica de las fracturas experimentales

Tres tipos de fracturas han sido observadas para formar angulos predecibles y
consistentes a las tres principales direcciones de esfuerzo (01, 02,y 03) durante pruebas
de compresion, extension y tension realizadas en laboratorio. Todas las fracturas de
roca deben ajustarse a uno de los tres tipos basicos de fracturas: Extension, Tension
y Cizalla.

1.5.1.1 Fracturas de extension

Las fracturas de extensidon se forman paralelamente a o1y 02, por lo que son
perpendiculares a 03. Por esta razén, exponen un sentido de desplazamiento que es
perpendicular a un plano de fractura, figura 1.3.

Frecuentemente, las fracturas de extension se forman al mismo tiempo que las
fracturas de cizalla durante experimentos en laboratorio.

Asi mismo, las fracturas de extension también se forman cuando los 3 esfuerzos (o1,
02,y 03) SOn positivos y compresivos.
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g,

Figura 1. 3 Planos de fractura obtenidos en pruebas de
compresion en laboratorio

1.5.1.2 Fracturas de cizalla

El sentido de desplazamiento en las fracturas de cizalla es paralelo al plano de
fractura. Se pueden desarrollar dos direcciones de las fracturas de cizalla, una a cada
lado del esfuerzo principal y orientadas al mismo angulo para o1

En este tipo de fracturas se forma un angulo agudo en la direccion del principal
esfuerzo maximo de compresion o1y un angulo obtuso en la direccion del esfuerzo
minimo de compresion os.

El angulo formado entre las fracturas de cizalla generalmente es llamado “angulo
conjugado” y es dependiente de:

1. Las propiedades mecanicas de la roca.

2. La capacidad total del esfuerzo principal minimo (o03).

3. La magnitud del esfuerzo principal intermedio (02) relacionado a ambos
esfuerzos principales al maximo (o1) y al minimo esfuerzo principal (o3).

1.5.1.3 Fracturas de tension

Las fracturas de tensién presentan una direccion de desplazamiento perpendicular al
plano de fracturas; en este caso, las fracturas de tension son formadas paralelamente
a 01y O2.

Se ha observado que las rocas presentan un menor esfuerzo de fracturamiento en
pruebas de tensidn respecto a las pruebas de extension, de 10 a 50 veces menor.
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1.5.2 Clasificacion de la ocurrencia de las fracturas naturales

La clasificacion genética natural de las fracturas fue definida por Stearns (1972) y
Nelson (2001), considerando las siguientes suposiciones:

1. Los patrones de fracturamiento natural, cizalla conjugada y fracturas de
extension o tension, describen fielmente los estados locales de esfuerzo en el
tiempo de fracturamiento.

2. Elfracturamiento en rocas del subsuelo desde un punto de vista cualitativo es
similar al de la roca equivalente bajo pruebas de laboratorio desarrolladas bajo
condiciones ambientales similares.

A partir de datos de fracturas de laboratorio y de la geometria de los sistemas de
fracturas que son producidos artificialmente se pueden determinar las fracturas
formadas naturalmente; esta clasificacién es conocida como “Clasificacién genérica
de las fracturas” y se basa en la informacion obtenida experimentalmente.

1.5.2.1 Fracturas tecténicas

La morfologia, la distribucidn, origen y orientacion de este tipo de fracturas pueden
ser atribuidos a eventos tecténicos locales. Pueden ser atribuidas al tectonismo como
en el plegamiento y fallamiento debido a fuerzas externas o de superficie, figura 1.4

; TIPO DE ESFUERZOS | ___
COMPRESION < TENSION~ ”‘:"_CI?ALLA
|_Estructuras resultantes de cada tipo de esfuerzos |
Plegamiento .
> Extension y adelgazamiento Cizalla
P & r |
—=~// — 7/
=z _— _‘V
Fallamiento Fallamiento Fallamiento de
de desplazamiento vertical de desplazamiento vertical desplazamiento horizontal
3 E - P = V- // 4 X
? > / /4 - N y /'/ ¢ /‘
7 4 ¢ /4 A //
o ] //,,/ —:7 _// r——— '/
. v 4 \ / | ,/
- " y falla >
fallainversa falla normal de desplazamiento lateral

Figura 1. 4 Tipos de esfuerzos y estructuras resultantes
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A partir de las fuerzas en superficie se originan las fracturas tectdnicas,
identificandose los siguientes casos:

e Sistemas de fracturas relacionadas con fallas.

e Sistemas fracturados relacionados con pliegues.

e Fracturas asociadas con los domos.

e Otros sistemas de fracturas como perforaciones y estructuras de impacto.

1.5.2.2 Fracturas regionales

Este tipo de fracturas se desarrollan a lo largo de grandes areas de la corteza terrestre
y muestran pequefios cambios relativos en lo que respecta a su orientacion; siempre
son perpendiculares a las superficies de estratificacion en rocas sedimentarias y no
muestran evidencias de separacion a través de sus planos de fractura.

La diferencia entre las fracturas regionales y las fracturas tectdnicas radica en el hecho
de que las fracturas regionales son desarrolladas con una geometria consistente y
simple, son desarrolladas en un area realmente grande cortando y cruzando a las
estructuras locales, ademas de poseer un espaciamiento relativamente grande.
Generalmente, este tipo de fracturas permiten el flujo de fluidos a través de ellas,
ademas, se sabe que este tipo de fracturas son causadas por fuerzas de superficie,
originando los siguientes tipos:

e Juntas
e Cruceros

1.5.2.3 Fracturas contraccionales

Las fracturas contraccionales se forman por una combinacién de fracturas de
extension y fracturas de tensién. Se presentan como resultado general de alguno de
los siguientes procesos:

1. Desecacion

2. Sinéresis

3. Gradiente termal

4. Cambios de fase mineral.
La distribucidon de este tipo de fracturas estd asociada a la estructura geoldgica local
tal como en las fracturas tectdnicas; por tal motivo, este tipo de estructuras, hacen
posible la produccion de hidrocarburos, ya que, sin importar el tipo de
entrampamiento, estas fracturas se pueden distribuir a lo largo de todo el yacimiento.
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1.5.2.4 Fracturas relacionadas a la superficie.

Este tipo de fracturas se desarrollan debido a la accién de fuerzas de cuerpo. Este tipo
de fracturas no tienen importancia para la produccién de hidrocarburos; sin embargo,
la importancia este tipo de fracturas radica en el hecho de conocer su origen respecto
de otro tipo de fracturas que se presentan en nucleos y afloramientos.

Dentro de este tipo de fracturas se pueden encontrar los siguientes casos:

e Fracturas por interperismo
e Fracturas por pérdida de carga
e Fracturas debidas a la liberaciéon de una superficie, lajamiento
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CAPITULO 2. Propiedades Petrofisicas

Todos los yacimientos de petrdleo presentan ciertas caracteristicas petrofisicas tales
como la porosidad, permeabilidad, mojabilidad, por mencionar algunas. En base a
estas propiedades que se presentan en la interaccion roca-fluido, la ingenieria de
yacimientos formula diversos planes de explotacion o6ptimos para la mayor
produccion de hidrocarburos.

Por tal motivo, la produccién de hidrocarburos en yacimientos carbonatados
naturalmente fracturados debe ser planeada considerando estos parametros que
incluso afectan desde el inicio de la perforaciéon de un pozo.

2.1 Porosidad

Es una propiedad que influye directamente en el almacenamiento de los
hidrocarburos en la roca, a mayor porosidad mayor capacidad del almacenamiento
de fluidos. Existen distintos tipos de porosidades entre las cuales se encuentran, la
intergranular, vugular y de fractura

La medida de almacenamiento en los poros se cuantifica por la capacidad de
almacenamiento de fluidos que posee una roca, matematicamente se define como la
fraccion del volumen poroso de la roca dividido por el volumen total de la roca.

Vp _ Vr = Vina

PN K

Donde:

@ = Porosidad [%]

V, = Volumen de poros [cm?]

V; = Volumen total de la roca [cm?]

Ve = Volumen de la matriz de roca [cm?3]

Es importante mencionar que, en este tipo de yacimientos, al ser altamente
heterogéneos, la variacién de porosidades varia considerablemente al largo de todo
el yacimiento; es decir, en algunas zonas del yacimiento se pueden encontrar altos
valores de porosidad, mientras en otras zonas, la porosidad puede alcanzar valores
muy bajos.
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2.1.1 Porosidad intergranular

Este tipo de porosidad se produce entre los granos detriticos que forman la fabrica
de la roca sedimentaria, por lo tanto, los poros dependen de la textura de la roca
(caracteristicas de sus granos), y por lo tanto de su fabrica selectiva. En los depdsitos
actuales, el volumen de poros es elevado, presentandose tamafio moderado (0,05 a
1 mm), estos poros se encuentran bien comunicados cuando existe presencia de
matriz o alta compactacion.

2.1.2 Porosidad vugular

Esta porosidad se forma posterior a la diagénesis por procesos de disolucion. Es
importante recordar que la diagénesis es la alteracion fisico-quimica de los
sedimentos a presiones y temperaturas relativamente bajas en donde comienza la
generacion de hidrocarburos. El tamafio y forma de este tipo de poros es muy
variable, se presentan porosidades que van de 1 mm hasta 1 m. La forma de los poros
es irregular y generalmente el grado de comunicacion en este tipo de poros suele ser
baja.

2.1.3 Porosidad por fractura

Este tipo de porosidad es de fabrica no selectiva, la presencia de este tipo de fracturas
en las rocas depende de la escala considerada, por lo cual se considera importante a
escala de campo. Este tipo de porosidad se asocia a distintos procesos geoldgicos
tales como fallas, domos de sal, pliegues y sobrepresién de fluidos, etc. Por otro lado,
al facilitar la circulacion de fluidos contribuyen al desarrollo de otros tipos de
porosidad.

2.2 Permeabilidad

La permeabilidad es la capacidad del medio poroso para permitir el flujo de fluidos a
través de él. De modo que esta propiedad es de suma importancia para la produccién
de hidrocarburos, ya que un cuerpo de roca con altos niveles de permeabilidad y
Optimos niveles de porosidad manejarda un alto indice de produccién de
hidrocarburos. Esta propiedad se mide en darcys o milidarcys, por lo tanto, la
permeabilidad del medio poroso “k” es de sumaimportancia para estimar la velocidad
del flujo de fluidos dentro del yacimiento o formacién productora.

Henry Darcy (1856) realizd un experimento relativamente simple, en donde, al utilizar
un recipiente que contenia en su interior arena, hizo fluir agua a través del
empacamiento hasta saturarlo por completo. A partir de esto, Darcy encontré la

.. . . . ., dp
relacién de la velocidad de un fluido con respecto al gradiente de presién o
X

describiendo que la velocidad de un fluido es directamente proporcional al gradiente

10
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., _dp . . . . . .
de presién ﬁ, e inversamente proporcional a la viscosidad del fluido y, estableciendo
asi lo que se conoce como la “Ley de Darcy” mediante la siguiente expresion:

dp
V = cte —
Cedx (2

De esta forma, la permeabilidad de la matriz puede ser evaluada mediante la ecuacion
de Darcy.

kdp
U=—;a (3

Donde:

v = velocidad aparente de flujo [cm/seg]

u = viscosidad del fluido fluyendo [cp]

dp/dl = Gradiente del potencial en direccion del fluido [atm/cm]

k= Permeabilidad de la roca [mD]

Es importante mencionar que la Ley de Darcy plantea las siguientes consideraciones:

Flujo estacionario

Flujo linear y horizontal

Flujo laminar

Condiciones isotérmicas

Viscosidad constante

Espacio poroso saturado al 100% del fluido

ok wnN e

2.2.1 Permeabilidad de vugulos en disolucién

La filtracion de agua acida es un fendmeno muy comun en yacimientos carbonatados,
provocando en algunos casos porosidad y permeabilidad por disolucién del sistema
matricial de la roca. Para lograr calcular la permeabilidad en los canales causados por
disolucion puede hacerse uso de la Ley de Darcy vy la ley de Poiseuille. Craft y Kawkins
(1959) lograron modelar esta propiedad mediante la siguiente ecuacion:

Suponiendo un tubo capilar con las siguientes caracteristicas:
L = longitud del tubo capilar, [cm]

r = Radio interior, [cm]

11
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A = Area [cm?]

Como los fluidos mojan las paredes del capilar, la velocidad en las paredes se
considera que es cero y la velocidad en el centro del tubo es un maximo.

La fuerza viscosa se expresa como:

F=pA—
U dx (9

cm
Donde dv/dx se encuentra en [ /seg/cm]. El area de la fase de los capilares es

iguala 2mL. Por lo tanto, para un cilindro, la ecuacion anterior se puede escribir como:

dv
F = u(2mlL) T (5

La permeabilidad promedio para un sistema matriz-vigulos puede obtenerse a partir
de la relacion:

" _ k,Nmr? + k,(A — Nmr?)
promedio — 2 (6)

La ecuacién anterior depende de la direccion de flujo, en donde:
k, = Permeabilidad de los vigulos de disolucion [darcys]
N = Numero de canales de disolucion [adim]

A = Area de la seccion transversal [pg?]

k, = Permeabilidad del bloque de matriz [darcys]

r = Radio del canal de disolucion [pg]

2.2.2 Permeabilidad de la fractura

Se considera a la permeabilidad de la fractura como la capacidad que posee la
formacién fracturada, es decir, a la matriz, fracturas y vigulos en conjunto para
permitir el flujo de fluidos a través de ella.

La permeabilidad de fractura depende de la direccion del flujo, como se muestra en
la figura, el cual se considera que paralelo al plano de fracturas. “b” representa la

12
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amplitud de las fracturas y “L” la longitud de las mismas. Es importante mencionar
que las fracturas abiertas sin cementar incrementan de manera considerable la
permeabilidad en la roca.

Figura 2. 1 Direccion de flujo en la permeabilidad de la fractura.
2.2.3 Permeabilidad del sistema matriz- fractura.

La permeabilidad del sistema matriz-fractura se representa mediante la suma de
permeabilidades de cada sistema y considerando la direccion de flujo, permeabilidad
de la matriz kmy permeabilidad de la fractura ks,

Donde:

Ki= Permeabilidad total [darcys]

Km= Permeabilidad en la matriz [darcys]
K= Permeabilidad en la fractura [darcys]

Como ya se ha mencionado, la permeabilidad total de este sistema es fuertemente
dependiente de la direccidon de flujo ya que cualquier cambio minimo en la direccién
de flujo, tendra un fuerte impacto en la permeabilidad de fractura, k.

2.3 Compresibilidad

La compresibilidad es un parametro muy importante durante la produccion de
hidrocarburos, esto es debido al diferencial de presién causado por el pozo en
produccion. Esto dltima causa que los fluidos atrapados en el espacio poroso se
desplacen hacia las zonas de menor presion, por lo que la roca tiende a ocupar el
espacio poroso que previamente estaba lleno de fluidos. En yacimientos

13
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bajosaturados, el cierre de fracturas una vez que el yacimiento esta en produccion es
muy significativo ya que reduce la tasa de produccién de hidrocarburos de manera
significativa.

La compresibilidad se define como la variacién del volumen con respecto a la presion.

c= 1dv
B Vdp (4

Donde:
C = Compresibilidad de la roca [1/psi]

V = Volumen de poros [ft?]

d . . e . .
Donde é es de pendiente negativa, por lo cual se justifica el uso del signo negativo.

En el caso de yacimientos fracturados, la presencia de fracturas introduce elasticidad
adicional al yacimiento, pudiéndose definir de dos maneras:

1. La compresibilidad de la fractura, en términos del volumen total de roca se

puede definir como:
1 A(volumen de fracturas)

Cef = (9

volumen de poros A(presion)

2. La compresibilidad de la fractura en términos del volumen de fractura se

puede definir como:
1 A(volumen de fracturas)

Cor = — 10
PI ™ polumen de fracturas A(presion) (19

Con lo cual se puede establecer la relacion entre las dos definiciones:

Cef = ‘Pprf (11)

Donde:
Cer = Compresibilidad de la fractura en relacion al volumen total de roca [1/psi]
@y = Pososidad de la fractura [%)]

Cpr = Compresibildad de la fractura en términos del volumen de fractura [1/psi]

14
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Siempre es aconsejable determinar las compresibilidades mediante analisis de
laboratorio utilizando rocas del propio yacimiento, sin embargo, si esto ultimo no es
posible, se debe de hacer uso de correlaciones. Para el caso de rocas en carbonatos,
se puede hacer uso de la correlacion desarrollada por Van der Knaap, la cual se
muestra en la figura 2.2. Donde de parte de un valor de porosidad inicial a una presion
neta de cero.
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Figura 2. 2 Correlacién de Van Der Knaap para el caso de carbonatos fracturados (Van der Knaap, W.,
1959: Nonlinear Behavior of Elastic Porous Media. Trans., AIME 216, 1979-1987)

2.4 Presion capilar

La presion capilar se define como la diferencia de presiones que existe a través de la
frontera de dos o mas fluidos inmiscibles que forman una interface curva, debido a la
tensidn existente entre los fluidos de dicha interface dentro de un espacio poroso.

Cuando dos fluidos estan en contacto dentro de los poros de la roca, se forma una

15
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Interface, Pnm, €5 mayor que la presion para el lado del fluido mojante, Pm. Esta
diferencia de presiones de define como presién capilar, Pe.

Pc =By — P (12)

Donde:

Pc = Presion capilar [psi]

Pom = Presion de la fase no mojante [psi]
Pm = Presion de la fase mojante [psi]

Las fuerzas capilares contribuyen al proceso de desplazamiento de un fluido en el
medio poroso, como es el caso de la imbibicién, o pueden oponerse a este
desplazamiento, como es el caso del drene. En yacimiento fracturados, juegan un
papel muy importante para la produccién de hidrocarburos.

El drene es el proceso por el cual la fase no mojante desplaza a la fase no mojante en
el medio poroso. Es un proceso forzado, es decir, no espontaneo, pues las fuerzas
capilares tienden a retener la fase mojante dentro de la estructura capilar. En general,
el aceite se comporta como la fase no mojante en un yacimiento, razon por la cual al
principio de la explotacion se presenta un desplazamiento por drene.

La imbibicién es el proceso espontaneo de desplazamiento, con una fase mojante, de
la fase no mojante. Este proceso no requiere aplicacion de fuerzas extremas al
sistema roca fluidos.

2.5 Mojabilidad

Se define como la tendencia de un fluido a expandirse o adherirse a una superficie
sélida en presencia de otros fluidos inmiscibles. En un sistema aceite/salmuera/roca,
es una medida de la preferencia que tiene la roca por alguno de los dos agua o aceite.

Cuando la roca es mojada por agua, se tiene una tendencia del agua a ocupar los
poros mas pequefios y a estar en contacto con la superficie de la roca. Similarmente,
en un sistema mojado por aceite, la roca esta preferentemente en contacto con el
aceite y la localizacién de los fluidos es inversa al caso anterior, es decir, el aceite
ocupara los poros pequefios y estard en contacto con la superficie de la roca.

La preferencia del yacimiento en términos de mojabilidad puede ser determinada
mediante la medicion del dangulo de contacto del petréleo crudo y el agua de
formacion.
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CAPITULO 3. Fluidos de Baja Densidad Base Acuosa

Debido a que la perforacién de formaciones altamente fracturadas como las calizas
requieren de bajas densidades por poseer gradientes de fractura bajos, es necesario
el empleo de fluidos de perforacién de baja densidad, por lo que se ha venido
empleando el uso de lodos aireados y espumados.

3.1 Espumas

Una espuma es un tipo especial de dispersion coloidal, en donde un gas se encuentra
disperso en una fase liquida continua. Algunas veces la fase dispersa es conocida
como la fase interna, y la fase continua como la fase externa.

Generalmente, los diametros de las burbujas de una espuma presentan didmetros
gue pueden variar en un rango de 10 micras hasta valores mayores de 1000 micras.
Es importante mencionar que la estabilidad de una espuma se ve fuertemente
influenciada por el tamafio de burbuja.

Una representacion general de un sistema de espuma es mostrada en la siguiente
figura. La estructura de la espuma esta contenida dentro de 2 fases, en el fondo del
sistema por una fase liquida y en el borde superior por una fase continua a base de
gases inertes o aire.

Con una imagen ampliada de la estructura de la espuma se observa que el gas es
separado de la espuma por una delgada pelicula de liquido, por una interface en dos
dimensiones. Por conveniencia matematica, el comportamiento fisico de esta region
interfacial es aproximado por una superficie de fase en dos dimensiones llamada la
superficie de Gibbs.
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Figura 3. 1 Estructura fisicoquimica de la espuma

3.2 Tipos de espumas

Las espumas pueden ser clasificadas como espumas humedas o espumas secas,
dependiendo del contenido de liquido, la cual se representa como la fraccién de
volumen liquido @. Esto varia desde menos del 1% hasta valores de alrededor del
30%. Ademas de esto se debe de tomar en consideracion la estructura de las esferas
de las espumas.

A. Espumas Humedas: Las esferas de las burbujas humedas son esferas en 3
dimensiones conteniendo fracciones de volumen de gas de ©=74%.

B. Espumas Secas: Las espumas secas forman diversos patrones poliédricos y
generalmente poseen una fraccion de volumen de gas ® >83%.
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Figura 3. 2 Distribucion de la cantidad de liquido en la formacion
de espumas humedas y secas

3.3 Propiedades de una espuma
3.3.1 Densidad

En el calculo de la densidad de la espuma, pf, usualmente se puede ignorar la masa
del gas:

pf=mL/VF (13)

donde:

pf = Densidad de la espuma [g/cm?]

mL = masa de liquido en la espuma [gr]

VF =es el volumen total de la espuma [cm?]

Para espumas hechas de un liquido de densidad pL y volumen VL:
pL _ VF

oF VL (14)

A partir de la expresién anterior se puede obtener el incremento de formacién de
volumen de espuma o poder espumante. Se define la proporcion de gas en el volumen
de liquido en la espuma como:
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VF
v = [(pL/pF) — 1] (15)
De esta manera se puede obtener el poder espumante como:

VF_lOO L/pF 1
VL= [(pL/pF) — 1] (15)

Donde:

% = Poder espumante [%]

pL = Densidad del liquido [g/cm?3]
pF = Densidad de la espuma [g/cm?]

Las densidades de espumas tipicamente varian de aproximadamente 0.02 a cerca de
0.5 g/ml. Sin embargo, debe tomarse en cuenta que las espumas masivas no son
necesariamente homogéneas y por lo general presentan una distribucion de
densidades a lo largo de la direccion vertical debido al drene inducido por la gravedad.

Las densidades de espumas muy estables pueden ser medidas con un picndémetro o
por calculo a partir de volimenes conocidos de liquido inicial y espuma final. En
algunos casos, pueden usarse mediciones de conductividad.

3.3.2 Viscosidad

El factor principal que afecta el comportamiento de flujo de una espuma es su calidad,
que es la relacion entre el volumen de gas y el volumen total de espuma a una presion
y temperatura especifica. La viscosidad de una espuma se incrementa rapidamente
conforme la calidad de la espuma se incrementa desde cerca de 0.85 a 0.97 [cp], que
es el limite de la estabilidad de la espuma para convertirse en niebla.
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Figura 3. 3 Efecto de la calidad de la espuma en la viscosidad de la espuma

La capacidad de acarreo de recortes de la espuma depende de la velocidad anulary
de las propiedades reoldgicas de la espuma. Las propiedades reoldgicas de la espuma
dependen principalmente de la viscosidad del aire y del liquido, y de la calidad de la
espuma. Cuando la calidad de una espuma convencional esta entre 0.60 y 0.96, la
espuma se comporta como un fluido plastico de Bingham.
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Figura 3. 4 Efecto de la calidad de la espuma en el esfuerzo cedente de la espuma
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3.3.3 Reologia

Las propiedades reoldgicas de una espuma son muy importantes: La alta viscosidad
puede ser la razon de que una espuma sea problematica por presentar gran
resistencia al flujo que debe ser tratada para tener propiedades deseables para su
empleo. La descripcion mas simple aplica a un comportamiento Newtoniano en flujo
laminar. El coeficiente de viscosidad, n, es dado en términos del esfuerzo de corte, T,
y de la velocidad de corte, y, por:

=Ny ( 16)

Muchas dispersiones coloidales, incluyendo las espumas mas concentradas, no
obedecen la ecuacion Newtoniana. Para fluidos no Newtonianos el coeficiente de
viscosidad no es una constante, pero es una funcion de la velocidad de corte;
resultando:

=n(y)y (17)

Donde:

T = Esfuerzo de corte [Ib/100ft?]
y = Velocidad de corte [seg™]

1 = Coeficiente de viscosidad [cp]

Una forma conveniente de resumir las propiedades de flujo es por medio de graficas
donde se representa el esfuerzo de corte contra velocidad de corte, T vs y. Estas
graficas pueden ser categorizadas dentro de una clasificacion reoldgica,
representacion grafica. Las espumas son generalmente pseudoplasticas; esto es,
conforme la velocidad de corte se incrementa, la viscosidad disminuye. Las espumas
persistentes, por lo general presentan un esfuerzo cedente, tY, esto es, la velocidad
de corte, flujo permanece en cero hasta que se alcanza un esfuerzo de corte para que
el flujo pseudopldstico o Newtoniano comience. Un ejemplo seria una espuma para
la cual el esfuerzo debido a la gravedad es insuficiente para causar que la espuma
fluya, pero la aplicaciéon de esfuerzo adicional ocasiona el flujo. El flujo pseudoplastico
que es dependiente del tiempo es llamado tixotrépico. Esto es, la viscosidad
disminuye a una velocidad de corte constante aplicada, ver figura 3.5.
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Figura 3. 5 Esfuerzo de Corte Aplicado a una Espuma Causa Distorsion (cuadros 2 — 4) y Eventualmente el flujo una vez
que el esfuerzo cedente es excedido.

Una razon de la relativa falta de datos reoldgicos para las espumas en comparacion
con otros sistemas coloidales, es la dificultad asociada con las mediciones en estos
sistemas. En el intento de realizar una medicion, una serie de cambios puede ocurrir
en la camara de la muestra, haciendo las mediciones irreproducibles y no
representativas de la espuma original, incluyendo:

e El tipo de agitacion para la dispersién de las burbujas es causa de una
distribucion no uniforme dentro de la cdmara o recipiente que los contiene, o
incluso la eliminacion de todas las burbujas dentro hacia una fase superior
fuera de la regidén en donde son efectuadas las mediciones.

e La separacion centrifuga de las fases liquida y gaseosa, haciendo la espuma
radialmente no homogénea, y posiblemente colapsa la espuma.

e Lacoalescenciainducida por esfuerzo de corte o la dispersién fina de burbujas,
cambia las propiedades de la muestra.

La presencia de particulas dispersas puede incrementar o disminuir la estabilidad de
la espuma. Un mecanismo para mejorar la estabilidad es el mejoramiento de la
viscosidad que resulta de tener una dispersion estable de particulas presentes en la
solucion.
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3.4 Fendmenos superficiales e interfaciales
3.4.1 Tension superficial

La tension superficial es importante en la formacion de las espumas. Cuando un
liquido se encuentra expuesto a un gas existe un limite de contacto entre las dos fases,
la fase liquida y la fase gaseosa. En este punto se debe recordar que estan presentes
las fuerzas de Van Der Waals, y justamente en el limite de contacto de las dos fases
estas fuerzas difieren en magnitud respecto a las demas. Este desequilibrio de fuerzas
promueve que las moléculas del gas se desplacen hacia el interior del liquido
causando fuerzas de contraccion en el limite de contacto de las dos fases. A la fuerza
contractil ejercida en limite de contacto se le conoce como tension interfacial.

Es necesario recordar que las fuerzas de Van Der Waals son atracciones débiles que
mantienen unidas a moléculas eléctricamente neutras; sin embargo, en algin
momento estas moléculas presentan lo que se denomina un “Dipolo Inducido”, es
decir, la molécula adquiere una carga parcialmente positiva y otra negativa, de
manera momentanea, provocando que se atraigan entre si por efecto electrostatico.

3.4.2 Surfactantes

También conocidos como agentes anfilicos o tensoactivos. Debido a sus propiedades
fisico-quimicas, las sustancias surfactantes pueden usarse como detergentes,
emulsionantes, viscosificantes, espumantes, antiespumantes, encapsulantes vy
muchas otras aplicaciones.

La aplicacidon de estos compuestos quimicos en la industria petrolera abarca distintas
areas que van desde su uso en fluidos de perforacién espumados hasta formulacion
de compuestos quimicos usados para la recuperacién mejorada de hidrocarburos. Su
aplicacién depende del sistema que se tenga, puede ser un sistema gas/liquido,
liquido/liquido o un sistema liquido/sdlido.

24

Facultad de Ingenieria



UNAM

Tabla 2.1 Sistemas de aplicacion de los surfactantes

Sistemas gas/liquido

Espumas para fluidos de perforacion
Espumas para fluidos de Fracturamiento
Espumas acidificantes

Espumas para el control de movilidad del gas

Sistemas liquido/liquido

e Fluidos de perforacién emulsionados

e Emulsionantes para recuperacion secundaria y/o mejorada
e Emulsiones para tuberias de aceites pesados

e Emulsiones para combustibles base aceite

Sistemas liquido/sélido

e Modificadores de la mojabilidad en el yacimiento
e Dispersantes de lodos de perforacion

Los surfactantes son estructuras quimicas que poseen moléculas anfilicas; esto quiere
decir que son moléculas que poseen doble afinidad, en este caso, al agua. Las
moléculas de los surfactantes se dividen en dos grupos: Hidroéfilo e hidrofdébico.

La principal caracteristica de los tensoactivos es su capacidad para modificar la
tensién superficial de los liquidos a los que son afladidos. El grupo de cabeza idnica o
polar usualmente interactla fuertemente en un ambiente acuoso. En consecuencia,
la naturaleza del grupo con cabeza polar es usada para dividir a los surfactantes en
diferentes categorias como se muestra en tabla 2.2
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Tabla 2.2 Grupos de Surfactantes y Ejemplos

Anidnicos

e f[stearato

e Dodecil Sulfonato

e Dodecil Bencen Sulfonato
Catidnicos

e |aurilamina Hidroclorhidrica

e Cloruro Trimetil Dodecil Amonio

e Bromuro Cetyl Trimetil Amonio
No idnico

e Alcohol de Polioximetileno
e Alquil Fenol Etoxilatos
e Polisorbato 80

Anfotéricos

e Dodecil Betaina
e Lauramidopropyl Betaina

3.4.2.1 Tipos de tensoactivos

Como se menciond anteriormente, la naturaleza del grupo con cabeza polar es usada
para dividir a los surfactantes en diferentes categorias de tensoactivos, tales como
Anidnicos, Cationicos, No ldénicos y Anfotéricos, los cuales se describen a
continuacioén.

3.4.2.1.1 Tensoactivos aniénicos

Estos compuestos se ionizan en solucion. Se constituyen principalmente por una
cadena alquilica lineal o ramificada que esta formada de 10 a 14 atomos de carbono.
Los derivados de ion sulfato o sulfonato son representativos de este grupo como el
dodecil benzen sulfonato de sodio:

S0, Na
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3.4.2.1.2 Tensoactivos cationicos

El grupo hidrofobo de la molécula queda cargado positivamente debido a la
formacion de iones en solucion. Generalmente son compuestos cuaternarios de
amonio o0 una amina grasa en medio acido.

R )
R2 i

R3

R4 o

3.4.2.1.3 Tensoactivos anfotéricos

Este tipo de compuestos pueden comportarse como tensoactivos aniénicos o
cationicos de acuerdo a las condiciones del medio.

Si se encuentran en un medio basico, son anidnicos y en medio acido son catidnicos.
Gran parte de los surfactantes anfoteros contienen un grupo amonio o amino que se
convierte a cuaternario en un medio acido adquiriendo carga neta positiva.

En este grupo se pueden encontrar los aminoacidos, fosfolipidos y betainas. Alquil
Dimetil Betaina

CH,
+|
CH, —CHyln) — iZH, —ll\l —CH,CO0
CH,

(-)

3.4.2.1.4 Tensoactivos no ionicos

Este grupo de Tensoactivos se solubilizan sin ionizarse, debido a la presencia de
grupos solubilizantes débiles (hidréfilos) como enlace tipo éter o grupos hidroxilos en
su molécula. Dentro de este grupo de compuestos se encuentran los alcoholes grasos
o fenoles.

3.5 Estabilidad de una espuma

La estabilidad de la espuma, es un factor importante que debe de considerarse en la
elaboraciéon de un fluido de perforacion espumado. La estabilidad de la espuma es
evaluada por uno de los siguientes 3 métodos:
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1. Eltiempo de vida de las burbujas individuales
El estado de equilibrio dinamico de un volumen de espuma bajo determinadas
condiciones de flujo de gas, agitacion o corte.

3. Latasa de colapso de una columna estatica de espuma.

Las pruebas de “Estado de equilibrio dindmico de un volumen de espuma” son dificiles
de reproducir dado que la generacion de espuma y su colapso no son siempre
uniformes. Ademas, el primer método se ve fuertemente influenciado en los
resultados obtenidos de las pruebas debido al efecto que pueden tener agentes
contaminantes y vibraciones generadas durante la prueba.

A pesar de lo anterior, las pruebas de “Estado de equilibrio dindmico de un volumen
de espuma” y la prueba de “Tasa de colapso de una columna estatica de espuma” son
los mas comunmente usados. Estas dos Ultimas pruebas se describen a continuacion:

3.5.1 Prueba dindmica de espuma

En esta prueba, la espuma es generada mediante el flujo de gas a través de un orificio
dentro de una solucién de prueba. El estado de equilibrio del volumen de la espuma
es mantenido bajo un flujo de gas constante dentro de la columna y es medido.

Usualmente esta técnica es usada para evaluar la estabilidad de espumas
evanescentes.

Inyeccion
de gas B
Regulada

Cilindro —
graduado

Altura de B —
espuma dinamica - :-1‘1 YYY]

Material poroso

Solucion de prueba

Figura 3. 6 Prueba dindamica de espuma
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3.5.2 Prueba estdtica de espuma

También conocida como prueba Ross-Miles. Durante esta prueba la espuma es
usualmente generada mediante el llenado de una pipeta con un volumen dado de
solucion de espuma, posterior al llenado de la pipeta, la solucién se deja caer a una
distancia especifica sobre un volumen de la misma solucién que esta contenido en un
recipiente.

El volumen de la espuma que es producido inmediatamente tras el llenado de la
pipeta, conocido como volumen de espuma inicial, es medido al igual que la
desintegracion en el volumen de espuma a lo largo de un cierto periodo de tiempo.

Es importante mencionar que existen diversas técnicas para llevar a cabo el tipo de
prueba conocido como Ross-Miles.

Pipeta -

Espuma
en solucion

Orificio
Contenedor fl e '1
de espuma - =
[
Altura de
espuma estatica >
' Bl s0mI
Espuma

en soluciéon

Figura 3. 7 Prueba estdtica de espuma

En las pruebas de espuma estatica es muy facil medir el volumen de liquido que se ha
separado después de un intervalo especifico. El volumen separado, expresado como
el porcentaje del volumen original de liquido espumado es conocido como el nimero
de espuma.
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Ya sea en pruebas estaticas o dindmicas, pero especialmente en las pruebas estaticas,
algunos cambios en una espuma pueden ocurrir todo el tiempo, incluyendo la
difusion del gas y el cambio en la distribucion del tamafio de burbuja.

3.6 Medicion de la tension interfacial

La medicion de la tension Interfacial es un factor muy importante a considerar
durante la elaboracion de un fluido de perforacién de baja densidad base acuosa, ya
que de este parametro dependerd la estabilidad de las burbujas que integran las
espumas de nuestro fluido de perforacion.

Existen diversos métodos para lograr estimar este parametro, los cuales se basan en
la medicion de distintos parametros como se muestra a continuacion:

1. Métodos basados en la medicion de una fuerza
1.1 Método de placa o método de Willhelmy
1.2 Método del anillo o método de Nouy
2. Métodos basados en la medicion de la presiéon
2.1 Método de elevacion capilar
2.2 Método de presion de burbuja
3. Métodos basados en medidas geométricas o de deformacion de una interface
en un campo gravitacional
3.1 Método de gota pendiente
3.2 Método de gota colocada

3.3 Método de gota giratoria
Estos métodos se describen a continuacion.

3.6.1 Métodos basados en la medicion de una fuerza

3.6.1.1 Método de placa o método de Willhelmy

También conocido como método de la placa de Willhelmy. En este método se utiliza
una placa de platino de geometria rectangular perfectamente conocida suspendida

verticalmente sobre una balanza de precision.
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El proceso para medir la tension Interfacial es el siguiente:

1)

El lado inferior de la placa se pone en contacto de manera horizontal con la
superficie del liquido para que se moje.

Se ejerce una fuerza vertical sobre la placa para levantarla. A medida que la
placa se eleva verticalmente, a cada lado de la misma se forma una interface
curva.

Se levanta la placa hasta que se desprenda completamente del liquido.

En la posicién justo antes del arranque se puede calcular el equilibrio de
fuerzas entre las fuerzas de tension que se aplican en ambos lados de la placa,

como se muestra en la figura 3.8

FUERZA F

- : A T

.Er.'l 4] T

E E

: ET
| 11 11 AT | 1 |
Ll Liquido J LJ } L3 J L4 J

W
Fuerza de Tension

Figura 3. 8 Método de placa (Willhelmy)

Para lograr obtener una estimacién de la tensién se utiliza el siguiente modelo, figura

3.9

espesor "e"

Longitud L

e
18]

Figura 3. 9 Diagrama de cuerpo libre de la placa
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Mediante un balance de fuerzas:

F=2(L+e)ocosh (19)
Sesabequee K LyfO =0
_F
O—ZL (20)

Donde:
F= Fuerza [dinas]
L= Longitud de la placa [cm]

Generalmente, se usan una placa de platino y, usualmente, se hace uso de ciertos
modelos automaticos que utilizan un motor que proporciona la potencia necesaria
para levantar la placa y un sistema que monitorea la fuerza.

En la practica se puede colocar el liquido dentro del recipiente y dejar que se logre el
equilibrio en la superficie, por lo tanto, este método se pude adaptar facilmente a
sistemas gque contienen sustancias surfactantes, debido a que el tiempo de adsorcion
de este tipo de sustancias suele ser largo.

3.6.1.2 Método del anillo o método de Nouy

Este método es similar al método de placa, en este método se usa un anillo toérico
suspendido horizontalmente de forma paralela con la superficie.

El radio de este anillo es de un radio “R” y esta echo de un alambre de radio “r”,
obteniéndose un perimetro total de L=4mr, como se muestra en la figura 3.10

Figura 3. 10 Dimensionamiento del método del anillo
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Para lograr estimar la tension superficial por este método primero se moja
completamente el anillo y se procede a levantarlo paulatinamente hasta lograr el
arranque.

Es importante mencionar que durante la medicion de la tensién superficial por este
meétodo se deben tomar en cuenta dos consideraciones:

1) La direccidon de la aplicacidon de la fuerza de tension varia a medida que se
extrae el anillo del liquido tal y como se muestra en la figura 3.11. Sin embargo,
existe una posicion en la cual la fuerza de tensién es maxima, numero 2 de la
figura 3.12, y se puede considerar como la posicion y fuerza de tensién dptima,
ya que en este método experimental se mide la fuerza maxima.

Figura 3. 11 Variacion de la direccion de la fuerza de tension a medida que se extrae el anillo del liquido

2 Se debe considerar el hecho de que, durante el arranque existe una parte del
liquido que esta colgando del anillo y que produce un efecto hidrostatico el cual
corresponde a la parte sombreada de la figura 3.11. Para esto Karkins y Jordan
publicaron hace mas de 60 afios tablas de correccién para la forma del menisco.
Algunos tensiometros computarizados toman en cuenta esta correccién de forma
automatica.

=

ALONCTS

Figura 3. 12 Efecto hidrostdtico por colgamiento del liquido
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Otro problema surge al medir la tension superficial o Interfacial de soluciones que
contienen surfactantes, el cual es el tiempo de equilibrio. Esto ultimo debido a que
con este método se modifica la superficie al arrancar el anillo, particularmente en la
zona donde se ejerce la fuerza de tension.

Por lo tanto, tomando en cuenta lo anterior, se debe proceder como se describe a
continuacion:

1) Se debe levantar el anillo hasta sobrepasar la fuerza maxima, cuidando de no
producir el arranque del anillo.

2) Bajar el anillo y esperar algunos segundos

3) Levantar de nuevo el anillo hasta sobrepasar la fuerza maxima son producir el
arrangue del anillo y asi sucesivamente.

Al reproducir el proceso anterior se obtienen una serie de datos de tiempo contra
fuerza o tension, y al graficarlos se obtendra un valor constante de fuerza o tensién
contra el tiempo como se muestra en la figura 3.13, el cual se considerara como el
punto de equilibrio.

o

I

. valor /\ /"\".H-
asintético S WA

tiempo

Figura 3. 13 Serie de mediciones hasta alcanzar el equilibrio

Es en este punto donde se logrard obtener un valor adecuado de la medicion de la
fuerza o tension.

34

Facultad de Ingenieria



UNAM

3.6.2 Métodos basados sobre una medida de presion

Este tipo de métodos estan basados en la aplicacion de la ecuacién de la Capilaridad
de Laplace, en la cual se indica que existe una diferencia de presiones en una interface
curva:

AP = ]/H (21)

Donde H es la curvatura promedio de la interface en el punto. Este factor se obtiene
como el promedio entre las dos curvaturas principales R1y R2 en el punto:
1 1

H=—+—
Rl TRz (22)

3.6.2.1 Método de la elevacion capilar

Para este método se coloca un liquido dentro de un tubo capilar, el cual posee un
material que debe ser mojable por el liquido, esto con el fin de lograr que el liguido
ascienda por el tubo

B Liquido
de densidad p

Figura 3. 14 Distribucion del liquido por ascenso capilar

Si se observa el ascenso del liquido por el tubo capilar, se podra observar que por
encima del punto E solo se tiene gas y la interface de forma esférica se encuentra
entre el punto E y D, por lo tanto, mediante la ecuacién de Laplace:

2y
PE—PD=AP=? (23)

Donde R es el radio de curvatura de la interface.
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Asi mismo, por la ley de la hidrostatica:

PD = PA — pgh (24)

Combinando ambas ecuaciones se obtiene que:

2y

pgh = R (25)

Donde:

p= Densidad [g/cm?]

g= Gravedad

h= ascenso capilar [cm]
y=tensién Interfacial [dinas/cm?]

R= Radio de curvatura de la interface [cm]

| o ”

Por lo que el ascenso capilar “h” esta relacionado con la tension Interfacial “y

3.6.2.2 Método de presion de burbuja

Este método es relativamente sencillo, ya que consiste en formar una burbuja
colocando un tubo dentro de un liquido e inyectar gas a través del tubo.

Es importante mencionar que la presion en este sistema alcanza un maximo cuando
el diametro de la burbuja y el diametro del tubo se igualan. El sistema descrito se
muestra en la figura 3.15

Liquido

h | gas | dedensidad p

Figura 3. 15 Sistema del método de presion de burbuja
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La siguiente expresion permite estimar la presiéon maxima:

2y
P = R + pgh (26)

Donde:

y=Tension Interfacial [dinas/cm?]

R= Radio de curvatura de la interface [cm]
p=Densidad [g/cm?]

g= Gravedad

h=Altura de la burbuja [cm]

El problema mas comun con este método es la determinacion del radio exacto de
mojabilidad.

3.6.3 Meétodos basados en medidas geométricas o de formacidon de una interface en
un campo gravitacional.

3.6.3.1 Método de gota pendiente

Este método es relativamente simple, ya que mediante el uso de un gotero se
produce una gota, la cual se deja colgada de la punta del gotero. En este punto, la
fuerza de gravedad tiende a estirar la gota, mientras que la fuerza de tensién tiende
a encogerla.

Al mantener la gota colgada de pueden observar dos diferentes didmetros, estas dos
longitudes pueden ser facilmente medidas con un telemicroscopio o sobre una
macrofotografia, y mediante los monogramas de Andreas, Hauser y otros se puede
estimar la tensién Interfacial.

Tubo capilar

Figura 3. 16 Distribucion de diametros en gota pendiente
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3.6.3.2 Método de la gota colocada

El método de la gota colocada es particularmente Util cuando se tiene una tension
relativamente baja.

Para este método, se coloca la gota del fluido contra una superficie sélida que no sea
mojada por la superficie de la gota. Al colocar la gota contra la superficie se debe

o

observar un radio “r” y una altura “h” como se indica en figura 3.17

H\@;ﬂ' h¢
as
L Liquido

<4

Figura 3. 17 Distribucion de la geometria de la gota en el método de gota colocada

Si la gota se encuentra lo suficientemente contraida, es decir que r>> h, se puede
considerar que la curvatura de la gota en el extremo superior o inferior, polo, tiende
acero, y por lo tanto la distancia o altura “h” del polo al centro de la gota no depende
del diametro de la gota. Para estos casos especificos, se puede deducir la tension
Interfacial o superficial por la siguiente relacion:

1 2
y = EApgh (27)

Donde Ap es la diferencia de densidad relativa de un fluido respecto del otro.

Por otro lado, si se observa que la gota colocada sobre la superficie no se encuentra
lo suficientemente contraida se puede usar la siguiente relacion para deducir la
tension superficial o Interfacial.

72

1 , h 4h?
v =50pgh? [1+0,61—(1-—- (28)

Donde:

Ap = Diferencia de densidad relativa entre los fluidos [g/cm?]
g= Gravedad

h= Altura [cm]

r=radio de la gota [cm]
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3.6.3.3 Método de gota giratoria

El método de gota giratoria consiste en introducir una gota de fluido dentro de un
tubo lleno de un liquido de mayor densidad respecto al liquido de la gota introducida.
Este tubo es colocado de forma horizontal y se hace girar sobre su propio eje,
produciendo fuerza centripeta, de esta forma el liquido de menor densidad se
concentra cerca del eje, observandose un alargamiento de la gota, por otro lado, Ia
fuerza de tension tiende a reducir el area Interfacial de la gota, resultando en un
encogimiento de la misma.

L
velocidad ‘

angular

gota no
alargada L>8r

A
3 2 | [ -
L
oy

gota alargada

Figura 3. 18 Distribucion de la geometria en el método de gota giratoria

Mientras el tubo gira sobre su propio eje la gota tomara una forma que se aproxima
a un cilindro de extremidades esféricas de tal forma que L>>8r. En ese momento, se
debe medir el radio de la gota y posteriormente se puede estimar la tensién
Interfacial mediante la siguiente expresion.

1
y = ZApW2r3 (29)

Donde:
r=radio de la gota [cm]
w = velocidad angular del tubo [rad/seg]

Ap= Diferencia de densidad relativa entre los fluidos [g/cm?]
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CAPITULO 4. Desarrollo Experimental

En este capitulo se presentan las pruebas empleadas para la caracterizacion de un
fluido de control desarrollado a base de microburbujas, que podra ser utilizado para
perforar pozos en vyacimientos carbonatados naturalmente fracturados v
depresionados.

Pruebas realizadas:

e Densidad

e Potencial de hidrégeno, pH

e Reologiay Tixotropia

e Viscosidad cinematica Marsh

e Filtracion y Enjarre

e Rolado

e Tension Superficial

e Estabilidad de las microburbujas

Es importante mencionar que todas las pruebas se realizaron tomando en cuenta la
variacion de la temperatura y de la presion; esto con el fin de poder obtener valores
gue ayudaran a describir el comportamiento del fluido con una mayor exactitud.

Figura 4. 1 Fluido a base de microburbujas
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4.1 Elaboracion del fluido de control a base de microburbujas

El fluido de control a base de microburbujas, se elabord con la minima cantidad de
aditivos, utilizando agua dulce, esto con el fin de reducir costos en su fabricacién.
Ademas, durante las pruebas para la evaluacién del comportamiento del fluido de
control desarrollado en este proyecto, se trabajo también con fluidos de perforacién
convencionales bentoniticos base acuosa de naturaleza arcillosa, con la finalidad de
comparar la hidraulica ampliamente conocida de estos sistemas con el nuevo fluido
de control desarrollado para tener un caracter operativo.

En la tabla 4.1 se muestran los aditivos usados, asi como su funcién y su
concentracion.

POLIMERO 1 VISCOSIFICANTE 1gr/300 ml
POLIMERO 2 CONTROL DE FILTRADO 4.4 gr/300 ml
REDUCTOR DE TENSION
SURFACTANTE 1 INTERFACIAL 1,5 gr/300 ml
AGENTE ESTABILIZADOR DE
SURFACTANTE 2 ARCILLAS PROBLEMATICAS 23 ml/300 ml

Tabla 4. 1 Concentracion de aditivos
4.2 Pruebas experimentales

Las pruebas realizadas al fluido de control desarrollado en este proyecto tuvieron el
fin de analizar el comportamiento reoldgico tixotrépico para definir la hidraulica del
sistema.

La parte experimental se compone de 7 pruebas para el andlisis de las propiedades
del fluido de control, como lo son: densidad, potencial de hidrégeno, pH, reologia y
tixotropia, viscosidad cinematica, filtracion, tension superficial y estabilidad de las
burbujas con variacién de la presion y temperatura.

4.2.1 Densidad del fluido

La densidad de un fluido de control es una de las propiedades mas importantes, ya
que debe estar disefiada en funcién de las presiones de la formacion.

Un mal disefio en la densidad de un fluido de control puede traer diversos problemas,
tales como:

e Pérdidas de circulacion
e Fracturamiento de la formacion
e Atrapamiento de la sarta de perforacién
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e Derrumbes en el interior del pozo

Al trabajar en formaciones carbonatadas altamente fracturadas, se debe considerar
el hecho de manejar densidades equivalentes de circulacion que se adapten a este
tipo de formaciones que por lo general varian en un rango de 0.5 a 1 [g/ cm3].

El instrumento mas convencional para poder medir la densidad en fluidos de control
es la “Balanza de Lodos”

Figura 4. 2 Balanza de lodos

Sin embargo, durante el proceso de medicion de la densidad, se hizo uso de una
balanza de presién y una probeta, haciendo uso de la relacion entre la masa y el
volumen, esto debido a que, al trabajar con el fluido a base de microburbujas, los
valores de densidad excedian los valores minimos en el rango de medicién de la
balanza de lodos, figura 4.3. Se utilizaron 48 [ml] de fluido.
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Figura 4. 3 Medicion de la densidad

La medicion de la densidad se llevd a cabo variando los valores de temperatura de
los fluidos de control evaluados, asi como usando el fluido de control desarrollado en
este proyecto antes y después de generar las microburbujas.

Tabla 4. 2 Densidad de los fluidos de control en [g/cm3] a diferentes temperaturas
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4.2.2 Potencial de hidrégeno, pH

La acidez o la alcalinidad de un fluido de control tiene una gran importancia en las
propiedades estaticas y de flujo, en el rendimiento de las arcillas, en la pérdida por
filtrado, entre otras.

La acidez y la alcalinidad de un fluido de control se pueden medir por la concentracion
de iones presentes en el fluido. La escala de pH se encuentra en un rango de 1 a 14,
si el pH medido es menor a 7 se trata de un fluido acido, si el pH medido es mayor a
7 se trata de unfluido alcalino, y si el pH esigual a 7, se clasifica como un fluido neutro.

Para la obtencién de los valores de pH del fluido de control desarrollado en este
proyecto, se usé un medidor de pH electrdnico.

Figura 4. 4 Medidor de pH electronico usado en la medicion

Asimismo, también se obtuvieron los valores de pH de los lodos bentoniticos,
obteniendo los siguientes resultados mostrados en la tabla 4.3

10.3

Tabla 4. 3 Valores de pH de los fluidos de control
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4.2.3 Reologia y tixotropia

La importancia de realizar estas pruebas radica en el hecho de poder asegurar la eficaz
limpieza del pozo y un éptimo proceso de perforacion.

La palabra “Tixotropia” se utiliza para describir el fendmeno en el que las particulas
coloidales en un estado de reposo forman geles, y la formacion de fluidos viscosos
cuando estos geles se someten a agitaciones enérgicas.

Por otra parte, la “Reologia” se define como la parte de la fisica que estudia la relacion
entre el esfuerzo y la deformacion en los materiales que son capaces de fluir. En los
fluidos de control esta propiedad se utiliza para:

e Calcular las pérdidas de presion por friccion.
e Estimar la contaminacién de un fluido de control.
e Determinar los cambios de presién en el interior del pozo durante un viaje.

En conjunto, la reologia y la tixotropia permiten determinar el tipo de flujo a emplear
para que el fluido de control pueda realizar las siguientes funciones:

e Transporte
e Remocioén
e Suspension

Estas propiedades se obtuvieron mediante el uso del viscosimetro rotacional Fann 35
de 6 velocidades. Las mediciones se realizaron a 3, 6, 100, 200, 300 y 600 RPM para
cada uno de los lodos bentoniticos base acuosa de naturaleza arcillosa a 10%, 6% y
8%, y para el fluido desarrollado antes y después de generar las microburbujas, para
obtener sistemas comparativos. Posteriormente se generaron los reogramas
correspondientes a cada uno de ellos.

Adicionalmente, se realizaron los reogramas del comportamiento para cada uno de
los fluidos variando la temperatura mediante el uso de la termocopa. Estas
mediciones se realizaron a 602C, 652C, 702C y 829C. Para cada uno de los reogramas
de lodos bentoniticos, se realizd la comparacién con el fluido desarrollado antes y
después de generar las microburbujas a cada una de las temperaturas anteriormente
mencionadas. Los resultados se muestran en las siguientes tablas y graficas.
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Figura 4. 5 Viscosimetro rotacional Fann 35

LODO BENTONITICO AL 6%

Tabla 4. 4 Lecturas de lodo bentonitico al 6% a diferentes temperaturas

46

Facultad de Ingenieria



UNAM

160
140
120
100

—@— Lodo al 6% a 232C

80 —®— Lodo al 6% a 602C

o —®— Lodo al 6% a 652C

Lodo al 6% a 702C

40 —@— Lodo al 6% a 82°C
20
0

0 200 400 600 800 1000 1200

Y

Grdfica 4. 1 Reograma de lodo al 6% a diferentes temperaturas

LODO BENTONITICO AL 8%

Tabla 4. 5 Lecturas de lodo bentonitico al 8% a diferentes temperaturas
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250
200
150

—@— Lodo al 8% a 239C

—@— Lodo al 8% a 602C

100 —@®— Lodo al 8% a 652C

Lodo al 8% a 702C

50 —@— Lodo al 8% a 829C
0

0 200 400 600 800 1000 1200

Y

Grdfica 4. 2 Reograma de lodo al 8% a diferentes temperaturas

LODO BENTONITICO AL 10%

Tabla 4. 6 Lecturas de lodo bentonitico al 10% a diferentes temperaturas
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400

350

300

250

200

150

100

50

200 400 600 800 1000 1200

14

—@— Lodo al 10% a 23°C
—@— Lodo al 10% a 60°C
—®— Lodo al 10% a 65°C

Lodo al 10% a 70°C
—@— Lodo al 10% a 82°C

Grdfica 4. 3 Reograma de lodo al 10% a diferentes temperaturas

FLUIDO SIN MICROBURBUJAS

Tabla 4. 7 Lecturas de fluido de control sin microburbujas a diferentes temperaturas
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450

400

350

300

250

200

150

100
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200 400 600 800 1000

14

1200

—@— Fluido sin microburbuja a 232C
—@— Fluido sin microburbuja a 602C
—@— Fluido sin microburbuja a 652C

Fluido sin microburbuja a 702C

—@— Fluido sin microburbuja a 82°C

Grdfica 4. 4 Reograma fluido de control sin microburbujas a diferentes temperaturas

FLUIDO CON MICROBURBUJAS

Tabla 4. 8 Lecturas de fluido de control con microburbujas a diferentes temperaturas
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1200
1000
800
—@— Fluido con microburbuja a 232C
600 —@— Fluido con microburbuja a 602C
—@— Fluido con microburbuja a 652C
400 —@— Fluido con microburbuja a 702C
—@— Fluido con mucroburbuja a 822C
200
0
0 200 400 600 800 1000 1200

Y

Grdfica 4. 5 Reograma fluido de control con microburbujas a diferentes temperaturas

Después de analizar los reogramas obtenidos, se determind que el comportamiento
reoldgico que se presenta en los fluidos desarrollados a base de microburbujas es el
de “Plastico de Bingham”. Posteriormente se realzaron los calculos de las propiedades
reoldgicas y tixotrdpicas.

4.2.4 Viscosidad cinemdtica Marsh

La viscosidad de un fluido se define como la resistencia de este a fluir. Al utilizar el
embudo Marsh se mide el tiempo requerido en segundos para que un cuarto de galon
de lodo fluya a través del embudo Marsh. Este tiempo de escurrimiento se ve
fuertemente alterado por la cantidad de sélidos y gases presentes en el fluido, por
este motivo, la viscosidad se ve alterada.

Es importante mencionar que la viscosidad obtenida no es la viscosidad verdadera,
pero sirve como una medida cualitativa. Esta prueba se realiza previamente al fluido
antes de generar las microburbujas.
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Figura 4. 6 Medicion de la viscosidad cinemdtica Marsh

La prueba se realizé manteniendo el embudo en posicidn vertical, se tapa el orificio
de saliday se vierte el fluido a través de la malla hasta alcanzar el nivel, ya con el fluido
en el embudo, se retira la tapa del orificio y se mide el tiempo de escurrimiento. Los
resultados obtenidos en forma comparativa de los fluidos base acuosa de naturaleza
arcillosa y el fluido desarrollado sin microburbujas se muestran en la tabla 4.9

LODO AL
10%

LODO AL 6%

TIEMPO DE
ESCURRIMIENTO
SEG

189

Tabla 4. 9 Tiempo de escurrimiento en los sistemas analizados
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4.2.5 Filtracion y enjarre

El conocimiento del volumen de filtrado hacia la formacion procedente del fluido de
control es de vital importancia para evitar problemas como:

e Dafo alaformacion
e Reduccién de la densidad
e Pérdida completa del pozo

La pérdida de la fase liquida de un fluido de control es controlada por el enjarre, el
cual es un depdsito que debe ser de bajo espesor con propiedades eldstico plasticas,
se forma entre el fluido de control y las paredes internas del pozo. Para poder conocer
este volumen de filtrado se hace uso del filtro prensa, en ella se coloca una celda para
contener el volumen de liquido, papel filtro y una malla; posteriormente el fluido se
somete durante 8 minutos a una presion de 100 [psi] y el volumen filtrado se obtiene
con una probeta colocada debajo del equipo Los resultados obtenidos en forma
comparativa de los fluidos base acuosa de naturaleza arcillosa y el fluido desarrollado
con microburbujas se muestran en la tabla 4.10

LODO AL
10%

LODO AL 6%

VOLUMEN
DE
FILTRADO
ml

Tabla 4. 10 Volumen de filtrado en los sistemas analizados

Figura 4. -7 Filtro prensa
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Para obtener el espesor del enjarre, una vez terminada la prueba, se separo el papel
filtro de la celda y me midié el enjarre con un Vernier, los resultados del enjarre se
muestran en la tabla 4.11

LODO AL
10%

LODO AL 6%

ESPESOR DE
ENJARRE
mm

Tabla 4. 11 Espesor del enjarre de los sistemas analizados

Figura 4. 8 Enjarre
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4.2.6 Rolado

El principal objetivo de la prueba de rolado es obtener el comportamiento reoldgico-
tixotropico del fluido de control desarrollado para verificar su estabilidad térmica en
un periodo de tiempo controlado.

La prueba se realizé en el horno rolador, colocando una cantidad especifica de
volumen del fluido de control a base de microburbujas antes de generar las
microburbujas en una capsula de rolado, como se muestra en la figura 4.9.

Figura 4. 9 Cdpsula de prueba de rolado

El fluido se sometid a la prueba de rolado durante un tiempo de 12 horas a una
temperatura de 90 [9C], obteniéndose el siguiente comportamiento reoldgico
después de rolar y generar las microburbujas.
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Tabla 4. 12 Lecturas del fluido de control con microburbujas en la prueba de rolado
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—@— Fluido con mucroburbuja a 902C

Grdfica 4. 6 Reograma del fluido de control con microburbujas durante la prueba de rolado
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4.2.7 Tension superficial

Como se habia mencionado anteriormente, la tensién superficial es importante en la
formacién de las microburbujas. Cuando un liquido se encuentra expuesto a un gas
existe un limite de contacto entre las dos fases, la fase liquida y la fase gaseosa. En
este punto se debe recordar que estan presentes las fuerzas de Van Der Waals, y
justamente en el limite de contacto de las dos fases estas fuerzas difieren en magnitud
respecto a las demas. Este desequilibrio de fuerzas promueve que las moléculas del
gas se desplacen hacia el interior del liquido causando fuerzas de contraccién en el
limite de contacto de las dos fases. A la fuerza contractil ejercida en limite de contacto
se le conoce como tensién interfacial.

La medicion de este parametro es fundamental en el fluido de control desarrollado,
ya que permite, mediante la agitacion del fluido, atrapar el aire de la atmosfera dentro
del liguido y mantenerlo encapsulado durante un periodo de tiempo, formando las
microburbujas para determinar su estabilidad de las propiedades reoldgicas vy
tixotrépicas del sistema. Asimismo, cuando el fluido de control se deja en reposo
durante un lapso de tiempo a presion atmosférica, la tensidon superficial se reduce,
dejando escapar el aire atrapado en las microburbujas fendmeno que se requiere
para operaciones de campo como es su recirculacion al pozo sin afectar los equipos
mecanicos.

El método por el cual se logré medir la tension interfacial fue por el método del anillo,
pare ello se usé el Tensiémetro Fisher Modelo 20. Primeramente, el equipo debe ser
calibrado a las condiciones de laboratorio, en un vaso de precipitado se agregan 60
[ml] de muestra del fluido sin microburbujas desarrollado, posteriormente se baja
suavemente el anillo, se vuelve a calibrar nuevamente y se enciende de forma vertical,
de forma que el anillo se eleva lentamente, de esta manera, cuando la fuerza de
desplazamiento supera la fuerza de tensién interfacial, el mecanismo del tensiometro
se detiene y se puede obtener la lectura de la tensién superficial mediante un vernier
integrado en el tensidmetro. Este procedimiento se aplica también al sistema
desarrollado con microburbujas.
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Figura 4. 10 Tensiometro Fisher Modelo 20

Durante esta prueba se obtuvo la tension superficial del fluido desarrollado en este
proyecto y de los lodos bentoniticos, los resultados se muestran a continuacién en la
tabla 4.13

LODO AL LODO AL
6% 10%

Tension
superficial
dinas/cm

Tabla 4. 13 Tension superficial de los sistemas analizados
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4.2.8 Estabilidad de las microburbujas

Esta prueba se realiza con el fin de conocer el tiempo de degradacion de las
microburbujas en el fluido desarrollado, para ello, el fluido con microburbujas se deja
en reposo a temperatura ambiente y se mide el tiempo en que el sistema pasa de un
sistema a base de microburbujas a un sistema base liquida.

Al realizar esta prueba, se obtuvo que el tiempo de degradacion de la espuma es de
8 horas con 20 minutos. Sin embargo, se recuperan las microburbujas por medio de
la agitacion rotacional.
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CAPITULO 5. Andlisis de las Pruebas Experimentales

En este capitulo se hace el analisis de las pruebas experimentales realizadas a los 5
sistemas evaluados, para seleccionar el fluido de microburbujas que mejores
resultados aportard para su aplicacion en campo de acuerdo a la hidraulica de
perforacion requerida. Cabe destacar que se hace especial mencion a que los
resultados obtenidos sean los Optimos para la aplicacién del fluido a base de
microburbujas en formaciones depresionadas fracturadas de naturaleza
carbonatada.

5.1 Densidad

La densidad se selecciond en base al gradiente de presion que presentan las
formaciones carbonatadas, las cuales se encuentran en un rango de operacion de 0.4
alg/cm3

Para el caso del fluido a base de microburbujas, se obtuvo su densidad antes vy
después de generar las microburbujas, las cuales se midieron a diferentes condiciones
de temperatura manteniendo la presion constante.

El objetivo de poder obtener estos valores a diferentes temperaturas es observar su
efecto en las propiedades del sistema, ya que es un indicador de su estabilidad. Los
valores se muestran en la tabla 5.1

Tabla 5. 1 Densidad en [g/cm3] del fluido a base de microburbujas

Se puede observar que la variacién de la densidad respecto a la temperatura es
minima, para el fluido desarrollado antes de generar las microburbujas, a
temperatura ambiente, la densidad es de 1.02 [g/cm3] y a una temperatura de 80 [2C]
la densidad se reduce a 0.93 [g/cm3], lo cual muestra que hay una variacién de 0.09.

Por otro lado, al generar las microburbujas, se obtuvo una densidad a temperatura
ambiente de 0.6 [g/cm3] y al elevar la temperatura a 80[2C] se observd que la
densidad disminuye a 0.53 [g/cm3], mostrando una variacién de 0.07.
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La estabilidad térmica en este tipo de fluidos en relacion a la densidad es fundamental
para disefiar un optimo fluido de control para satisfacer las necesidades de operacion
de la perforacion de un pozo. Por lo tanto, con lo observado durante los analisis de
densidad a diferentes temperaturas se concluye que el fluido de control a base de
microburbujas es térmicamente estable.

5.2 Potencial de hidrégeno, pH

Generalmente los fluidos de control son alcalinos. Al medir y analizar el pH del fluido
desarrollado se observo que el pH se encuentra entre 10.3 y 10.5 antes y después de
generar las microburbujas respectivamente, por lo cual se concluye que el fluido a
base de microburbujas es alcalino, Los resultados se muestran en la siguiente tabla
de acuerdo al comportamiento reoldgico-tixotrépico.

10.5 10.3

Tabla 5. 2 pH de los fluidos a base de microburbujas
5.3 Reologia y tixotropia

En el capitulo 4 se presentaron las graficas que representan el comportamiento
reoldégico — tixotrépico de los fluidos de control analizados, de igual manera, se
concluyé que el modelo que representa el comportamiento del fluido de control a
base de microburbujas corresponde al modelo de Plastico de Bingham que rige el
comportamiento hidraulico de fluidos de control convencionales y no convencionales.

A continuacién, se muestran las comparaciones de los modelos reoldgicos vy
tixotropicos del fluido a base de microburbujas antes y después de generar las
microburbujas con los fluidos de perforacion bentdnicos base acuosa de naturaleza
arcillosa. La finalidad de esta comparacién es lograr identificar cual de los fluidos de
perforacion bentoniticos ha sido de mayor empleo de acuerdo a su hidraulica para
tener un sistema comparativo de un patron de comportamiento hidraulico que ha
determinado las condiciones de operacion en la limpieza del agujero.

Esta prueba es muy importante, ya que el fluido presenta un estado liquido a
condiciones atmosféricas antes de generar las microburbujas debido a los sistemas
de perforacion rotatoria, lo que va a determinar las condiciones para poder
recircularse sin afectar las propiedades hidraulicas requeridas.

La primera comparacion se lleva a cabo con el fluido de perforacién bentoniticos al
6%, 8% y 10%, con el fluido antes y después de generar las microburbujas para
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observar las similitudes en su comportamiento reolégico-tixotropico y poder graficar
estos comportamientos de acuerdo a las leyes de los modelos matematicos, en base
a la seleccién del fluido sin microburbujas, para posteriormente, generarlas y evaluar
su comportamiento grafico en forma comparativa para su seleccion. Ver los
comportamientos de los sistemas en los siguientes reogramas.

450
400
350 —@—Lodo al 6% a 232C
300 —@— Lodo al 6% a 602C
Lodo al 6% a 65°C
250
o Lodo al 6% a 702C
200 —8— Lodo al 6% a 82°C
150 —@— Fluido sin microburbuja a 232C
—@— Fluido sin microburbuja a 602C
100 —@— Fluido sin microburbuja a 652C
50 —@— Fluido sin microburbuja a 702C
0 —@— Fluido sin mucroburbuja a 822C
0 200 400 600 800 1000 1200
4

Grdfica 5. 1 Reograma comparativo de lodo al 6% y fluido sin microburbujas a diferentes temperaturas

Al observar el comportamiento reoldgico — tixotropico del lodo bentonitico al 6%, se
observa que conforme la temperatura se incrementa gradualmente, los valores de la
viscosidad aparente y viscosidad pldstica disminuyen. La viscosidad aparente alcanza
su maximo valor a una temperatura ambiente con un valor de 14 [cp] y un minimo a
una temperatura de 82 [2C] con un valor de 11.5 [cp]. De la misma manera, la
viscosidad plastica alcanza su maximo valor a una temperatura ambiente con un valor
de 8 [cp] y un minimo valor de 6 [cp] a una temperatura de 82[2C].

En cuanto al comportamiento reolégico — tixotrépico del fluido a base de
microburbujas antes de generar las microburbujas, se observa, al igual que el lodo
bentonitico al 6%, que los valores de viscosidad pldstica y viscosidad aparente
disminuyen a medida que la temperatura se incrementa. La viscosidad aparente
alcanza su maximo valor a una temperatura ambiente con un valor de 38.5 [cp] y un
minimo valor de 10 [cp] a una temperatura de 82 [2C]. Similarmente, la viscosidad
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plastica tiene su valor maximo a una temperatura ambiente con un valor de 25 [cp]
un minimo valor de 6 [cp] a una temperatura de 82 [2C]. Los valores obtenidos se
muestran a continuacién en la siguiente tabla.

Tabla 5. 3 Pardmetros comparativos reoldgico - tixotrépicos de lodo al 6% y fluido sin microburbujas

Al comparar el mismo lodo bentonitico al 6% con el fluido a base de microburbujas
después de haber generado las microburbujas se observa lo siguiente.

1200
1000
—@— Lodo al 6% a 23°C
200 —®— Lodo al 6% a 602C
—®—Lodo al 6% a 652C
~ 600 Lodo al 6% a 70°C
—®—Lodo al 6% a 82°C
400 —@— Fluido con microburbuja a 232C
—@— Fluido con microburbuja a 60°C
200 —@— Fluido con microburbuja a 652C
—@— Fluido con microburbuja a 702C
0 —@— Fluido con mucroburbuja a 822C
0 200 400 600 800 1000 1200

Y

Grdfica 5. 2 Reograma comparativo de lodo al 6% y fluido con microburbujas a diferentes temperaturas

Los valores de viscosidad pldstica y viscosidad aparente disminuyen a medida que la
temperatura se incrementa. La viscosidad aparente alcanza su maximo valor a una
temperatura ambiente con un valor de 109.5 [cp] y un minimo valor de 31 [cp] a una
temperatura de 82 [2C]. Similarmente, la viscosidad platica tiene su valor maximo a
una temperatura ambiente con un valor de 58 [cp] un minimo valor de 25 [cp] a una
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temperatura de 82 [2C]. Los valores obtenidos se muestran a continuacion en la tabla
5.4

Tabla 5. 4 Pardmetros comparativos reoldgico - tixotropicos de lodo al 6% y fluido con microburbujas

La segunda comparacion se lleva a cabo con el fluido de perforaciéon bentoniticos al
8%y el fluido a base de microburbujas antes de generar las microburbujas.

450
400
350 —@— Lodo al 8% a 23°C
300 —@— Lodo al 8% a 60°C
—@— Lodo al 8% a 652C
250
odo al 8% a 702
o Lodo al 8% a 702C
200 —@— Lodo al 8% a 82°C
150 - = —@— Fluido sin microburbuja a 232C
100 —@— Fluido sin microburbuja a 602C
—@— Fluido sin microburbuja a 652C
50
—@— Fluido sin microburbuja a 702C
0 —@— Fluido sin microburbuja a 822C
0 200 400 600 800 1000 1200

14

Grdfica 5. 3 Reograma comparativo de lodo al 8% y fluido sin microburbujas a diferentes temperaturas

Al observar el comportamiento reoldgico — tixotropico del lodo bentonitico al 8%, se
observa que conforme la temperatura se incrementa gradualmente, los valores de la
viscosidad aparente y viscosidad plastica disminuyen. La viscosidad aparente alcanza
su maximo valor a una temperatura ambiente con un valor de 21.5 [cp] y un minimo
a una temperatura de 82 [2C] con un valor de 17 [cp]. De la misma manera, la
viscosidad plastica alcanza su maximo valor a una temperatura ambiente con un valor
de 12 [cp] y un minimo valor de 7 [cp] a una temperatura de 82 [2C]. Los valores
obtenidos se muestran a continuacion en la tabla 5.5
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Tabla 5. 5 Parametros comparativos reoldgico - tixotrépicos de lodo al 8% y fluido sin microburbujas

Al comparar el mismo lodo bentonitico al 8% con el fluido a base de microburbujas
después de haber generado las microburbujas se observa lo siguiente.

1200

1000

800

> 600

400

200

200

400

A
—8
600 800 1000

)4

1200

—@— Lodo al 8% a 23°C
—®— Lodo al 8% a 602C
—@®— Lodo al 8% a 652C

Lodo al 8% a 70°C
—®—Lodo al 8% a 82°C
—@— Fluido con microburbuja a 232C
—@— Fluido con microburbuja a 602C
—@— Fluido con microburbuja a 652C
—@— Fluido con microburbuja a 702C
—@— Fluido con microburbuja a 822C

Grdfica 5. 4 Reograma comparativo de lodo al 8% y fluido con microburbujas a diferentes temperaturas

Los valores del fluido a base de microburbujas muestran una mayor estabilidad al
incremento de la temperatura en valores como la viscosidad plastica y viscosidad
aparente, dichos valores se muestran en la tabla 5.6
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Tabla 5. 6 Pardmetros comparativos reoldgico - tixotropicos de lodo al 8% y fluido con microburbujas

La tercera comparacion se lleva a cabo con el fluido de perforacion bentoniticos al
10% vy el fluido a base de microburbujas antes de generar las microburbujas.

450
400

350 =0 —@— Lodo al 10% a 232C
300 —@— Lodo al 10% a 602C

—@— Lodo al 10% a 652C

= Y
/
250 =
[ Lodo al 10% a 70°C
200 ' —e— Lodo al 10% a 82°C

150 —@— Fluido sin microburbuja a 232C
—@— Fluido sin microburbuja a 602C
100 —@— Fluido sin microburbuja a 652C
50 > — —@— Fluido sin microburbuja a 70°C
0 —@— Fluido sin microburbuja a 822C

0 200 400 600 800 1000 1200

Y

Grdfica 5. 5 Reograma comparativo de lodo al 10% y fluido sin microburbujas a diferentes temperaturas

Al observar el comportamiento reoldgico — tixotropico del lodo de perforacién al 10%
se observa que mantiene una gran estabilidad a medida que la temperatura se
incrementa, ademas este presenta valores mas altos del punto de cedencia. A una
temperatura ambiente, el punto de cedencia del lodo bentonitico al 10% presenta un
valor de 37, y a una temperatura de 82 [9C] presenta un valor de 50. Por otro lado, el
fluido a base de microburbujas, antes de generar las microburbujas, presenta valores
de punto de cedencia de 27 y 8 a temperatura ambiente y a 82 [2C] respectivamente.
Los valores obtenidos se muestran a continuacion en la tabla 5.7

66

Facultad de Ingenieria



UNAM

Tabla 5. 7 Pardmetros comparativos reoldgico - tixotropicos de lodo al 10% y fluido sin microburbujas

Al comparar el mismo lodo bentonitico al 10% con el fluido a base de microburbujas
después de haber generado las microburbujas se observa lo siguiente.

1200
1000
—@— Lodo al 10% a 23°C
800 —@— Lodo al 10% a 602C
—®—Lodo al 10% a 65°C
~ 600 Lodo al 10% a 70°C
—@—Lodo al 10% a 82°C
400 —@— Fluido con microburbuja a 232C
—@— Fluido con microburbuja a 602C
200 —@— Fluido con microburbuja a 65°C
—@— Fluido con microburbuja a 702C
0 —@— Fluido con microburbuja a 822C
0 200 400 600 800 1000 1200

14

Grdfica 5. 6 Reograma comparativo de lodo al 10% y fluido con microburbujas a diferentes temperaturas

Al generar las microburbujas en el fluido de control desarrollado en este trabajo, se
observa que mantiene un comportamiento reolégico — tixotrdopico estable conforme
se incrementa gradualmente la temperatura, de manera tal que su comportamiento
se asemeja mas al comportamiento de un lodo bentonitico al 10%; sin embargo, las
propiedades tales como la viscosidad aparente y la viscosidad plastica son mayores a
los del lodo bentonitico al 10%. Tales valores se muestran en la tabla 5.8
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Tabla 5. 8 Parametros comparativos reoldgico - tixotrépicos de lodo al 10% y fluido con microburbujas

De la misma manera también se llevd a cabo la comparacién entre el fluido a base de
microburbujas antes y después de generar las microburbujas a diferentes
temperaturas obteniéndose el siguiente reograma.

1200

1000

800

> 600

400

200

—o
—0

200 400 600 800 1000

Y

1200

—@— Fluido sin microburbuja a 232C
—@— Fluido sin microburbuja a 60°C
—@— Fluido sin microburbuja a 652C
Fluido sin microburbuja a 702C
—@— Fluido sin microburbuja a 82°C
—@— Fluido con microburbuja a 232C
—@— Fluido con microburbuja a 602C
—@— Fluido con microburbuja a 652C
—@— Fluido con microburbuja a 702C
—@— Fluido con mucroburbuja a 822C

Grdfica 5. 7 Reograma comparativo del fluido con y sin microburbujas a diferentes temperaturas

Es importante mencionar que, al generar las microburbujas, las propiedades
reoldgico-tixotrdpicas se potencian, ya que se observa un notable incremento en los
valores de punto de cedencia, viscosidad aparente, viscosidad plastica y esfuerzo gel,
ademas, al generar las microburbujas, el fluido presenta una mayor estabilidad
térmica, esto debido a las fuerzas de tension superficial que son generadas al exponer
al fluido a un flujo turbulento, generando las microburbujas de una manera

homogénea.
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Los datos obtenidos se muestran a continuacion en la tabla 5.9

23 109,5
60 65,5
65 49,5
70 35
82 31

Tabla 5. 9 Parametros comparativos reoldgico - tixotrdpicos del fluido con y sin microburbujas

5.4 Viscosidad Marsh

En la tabla referente a la viscosidad cinematica Marsh expuesta en el Capitulo 4, se
observa que los tiempos de escurrimiento para al fluido desarrollado a base de
microburbujas son mayores en comparacion con los fluidos bentoniticos base acuosa
de naturaleza arcillosa, lo cual se comprueba con los reogramas y los datos obtenidos
de viscosidad plastica y viscosidad aparente durante las pruebas de reologia vy
tixotropia.

5.5 Filtracion y enjarre

Durante la prueba de filtracién y enjarre, se utilizé una cantidad de volumen de 270
[ml] de fluido de control a base de microburbujas con las microburbujas previamente
generadas. Al final de la prueba de obtuvo un volumen de filtrado total de 50 [ml],
que es el equivalente al 18.5 % del total de volumen utilizado durante la prueba.

Asimismo, durante la prueba se generd un enjarre con un espesor de 1.79 [mm] con
propiedades optimas de elasticidad. Con los fluidos de control bentoniticos base
acuosa de naturaleza arcillosa los espesores de los enjarres generados se encuentran
enunrangode2.2a2.6 [mm]. Porlotanto, podemos concluir que el fluido de control
desarrollado a base de microburbujas posee las propiedades optimas para su
funcionamiento a altas condiciones de presion.

5.6 Rolado

Después de realizar la prueba de rolado, se obtuvo el modelo reoldgico del fluido con
microburbujas, asimismo, se obtuvieron los pardmetros reoldgico — tixotrdpicos
correspondientes, tales como viscosidad aparente, viscosidad plastica y punto de
cedencia.
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Se obtuvo un valor de viscosidad aparente de 29.5 [cp], una viscosidad plastica de 24
[cp] y un punto de cedencia con un valor de 11. Haciendo el analisis comparativo del
comportamiento reoldgico — tixotrdopico de fluido a base de microburbujas antes y
después de rolar, se observa que existe poca variacién en estos parametros.

Por lo tanto, se concluye que el fluido es térmicamente estable.
5.7 Tension interfacial

Como se observo en la tabla referente a la tension superficial en el Capitulo 4, la
tension superficial obtenida del fluido de control a base de microburbujas antes y
después de generar las microburbujas fue de 40 y 43 [dinas/cm] respectivamente. La
tension superficial de este fluido fue menor a las que presentan los fluidos
bentoniticos base acuosa de naturaleza arcillosa, ya que sus valores se encuentran en
un rango de 60 a 80 [dinas/cm].

La disminucién en los valores de la tension superficial en el fluido de control a base
de microburbujas se debe a la ausencia de sdlidos en el sistema, ya que para la
fabricacién de este nuevo fluido de control no es necesario la adicién de sélidos como
las arcillas para la obtencion de dptimas caracteristicas reoldgicas y tixotrépicas.

Es importante mencionar que, a los valores obtenidos de tensién superficial, se les
debe aplicar la siguiente ecuacién, con el fin de obtener el valor verdadero de tensién
superficial tomando en cuenta las condiciones de operacion del equipo de medicion.

S=PXF (30)
F=07250+ | o2P |6 04534 - L7
- c2o—d) (3

Donde:

P = Valor medido de tension superficial [dinas/cm]

S = Valor verdadero de Tensidn Superficial [dinas/cm]
F = Factor de correccion [ADIM]

R = Radio del anillo [cm]
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r = Radio del alambre del anillo [cm]
P = Valor aparente [dinas/cm]

D = Densidad de la fase 1 [g/cm?]

d = Densidad de la fase 2 [g/cm?]

C = Circunferencia del anillo [cm]

Aplicando las ecuaciones anteriores al fluido de control desarrollado a base de
microburbujas antes de generar las microburbujas, se obtiene que la verdadera
tension superficial es de 35.98 [dinas/cm]. Asimismo, aplicando las ecuaciones
anteriores para el fluido de control desarrollado a base de microburbujas después de
generar las microburbujas, se obtiene que la verdadera tension superficial es de 37.9
[dinas/cm].

5.8 Estabilidad de las microburbujas

Como se describié en el Capitulo 4, el tiempo de degradacidn de las microburbujas es
de 8 horas con 20 minutos.
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Conclusiones

Se obtuvo un fluido de baja densidad, sin el empleo de compresores, con valores
entre 0.4y 1.02 [g/cm?3] que son necesarios para intervenir formaciones carbonatadas
altamente fracturadas, de acuerdo a registros procedentes de PEMEX.

Se comprobd que el fluido de control obtenido en el laboratorio a base de
microburbujas resulto térmicamente estable, ya que mantuvo su comportamiento
reoldgico tixotrépico a temperaturas entre 23°[C] y 82°[C].

El modelo reoldgico que describe el comportamiento de este fluido es el modelo
“Plastico de Bingham”, lo cual coincide con la bibliografia estudiada.

El fluido desarrollado en este trabajo presentd baja filtracién, ya que de un total de
270 [ml] utilizados en esta prueba, solo se filtraron 50 [ml], lo que equivale al 18.5%
del total de volumen utilizado. Queda pendiente su optimizacion a temperatura
ambiente y temperaturas mayores de 1209[C].

El sistema a base de microburbujas presentd una mayor estabilidad debido a la
repulsion entre ellas, impidiendo su coalescencia al efecto de la presion y la
temperatura entre 23 y 829[C]. Queda pendiente su comportamiento a mayores
temperaturas y presiones.

Debido a la tension superficial que presenta, tiene la ventaja, que, en condiciones de
presion atmosférica, la tension superficial disminuye en funcién del tiempo, llevando
al fluido a un estado visco-eldstico plastico, permitiendo volver a circularlo,
generandose las microburbujas debido al cambio de presion atmosférica y el sistema
rotacional de la sarta de perforacién.
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Recomendaciones

Debido a la densidad de este fluido, se puede emplear en Yacimientos Carbonatados
Naturalmente Fracturados y/o depresionados a temperaturas entre 23y 82° [C]

Para el empleo del sistema a escala industrial, se requieren estudios a escala
laboratorio y piloto para ajustar parametros del sistema a temperaturas y presiones
mayores a las que se sometio el sistema y optimizar las velocidades de rotacion para
la generacion y estabilidad de las microburbujas en el interior de las tuberias, debido
a esto, no es necesario el uso de compresores por la dependencia del sistema de
rotacion y diferenciales de presion.

Ademas, se recomienda simular el comportamiento reolégico-tixotrépico por medio
de un analisis hidraulico para poder evaluar sus propiedades en pozos verticales,
desviados y horizontales.

La capacitacién del personal para la elaboracion y aplicacion de este nuevo sistema
es necesaria, ya que se observd que el fluido es muy sensible a las concentraciones
de aditivos usados durante su elaboracion, provocando notables cambios en los
valores de las viscosidad y densidad.
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