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I 	I NTRODUCC ION 

La explotación de los hidrocarburos consiste en un conjunto de operaciones que se 
inicia con la explotación de las zonas probables que los contienen, hasta llevarlos a centros 
de proceso o de venta. 

La actividad de la industria petrolera comienza con la exploración, que es el conjunto 
de tareas de campo y oficina cuyo objetivo principal es descubrir nuevos depósitos de 
hidrocarburos o nuevas extensiones de las ya existentes. La exploración se puede dividir 
en las siguientes etapas. 

I . Trabajo de reconocimiento 
2. Trabajo de detalle 
3. Estudio de los resultados de localización de pozos exploratorios 
4. Análisis de los resultados obtenidos para programar la perforación de nuevos pozos 

Los trabajos de reconocimiento tienen la finalidad de estudiar las condiciones 
geológicas generales de un área para estimar las posibilidades de que contengan 
hidrocarburos en el subsuelo. 

Los trabajos de detalle se realizan en áreas seleccionadas con mayores posibilidades, 
tratando de definir los lugares donde las capas del subsuelo presenten características para 
la acumulación del petróleo.  

La información obtenida en las exploraciones geológicas y geofisicas se analiza 
cuidadosamente para localizar donde deben perforarse los pozos exploratorios. 

Durante la perforación de los pozos exploratorios, geólogos y paleontólogos estudian 
las muestras de roca cortadas en el pozo, haciendo periódicamente evaluaciones 
petrográficas dentro del mismo. Los resultados de estos estudios definen las capas del 
subsuelo que contienen hidrocarburos y de las cuales puede extraerse petróleo. Con base 
en los descubrimientos logrados por los trabajos de exploración, comienzan las 
actividades de explotación, que se desarrollan en los campos petroleros, tomando en 
cuenta principalmente los siguientes t'actores : 

1. Configuración fisica del yacimiento (3 D) 
2. Posibilidades de producción, de acuerdo con los resultados obtenidos en los pozos 

exploratorios 
3. Perforación de pozos de explotación temprana. 
4. Caracterización del yacimiento 
5. Simulación numérica del yacimiento 
6. Número de localizaciones que pueden perforarse con la mayor factibilidad técnica y 

económica posible 



En el programa de perforación se indica la profiindidad del pozo y las tuberías de 
revestimiento que habrá que cementar. Antes de cementar las tuberías se acostumbra 
tomar los registros eléctricos que dan la información sobre el espesor del intervalo 
productor y su posibilidad de producción., asi como las profundidades convenientes para 
cementar las tuberías a que se ha hecho referencia. 

Una vez cementada la ultima tubería de ademe y probada con presión, se procede a 
poner el pozo en explotación, para lo cual es normal que se utilice la técnica de 
terminación permanente, que a grandes rasgos consiste en lo siguiente: 

Se llena el pozo con fluido de control, se mete la tubería de producción, se instala el 
árbol de válvulas, se introducen las cargas explosivas y se hace explotar frente al intervalo 
que se cree será productor; después se abre el pozo para que fluya por si mismo, en caso 
de que esto no suceda se procede a estimular e inducir a producción; por ultimo ya que el 
pozo este produciendo se conecta la tubería de descarga para conducir los hidrocarburos a 
la batería de separación que segrega el aceite del gas 

Ya que el pozo ha sido terminado se inicia su vida productiva, durante esta etapa y a 
través de un seguimiento continuo del comportamiento del pozo es posible mantenerlo en 
condiciones optimas de explotación. El seguimiento debe llevarse a cabo en base a los 
datos de producción, los cuales conjuntamente con estudios del yacimiento, estudios 
geológicos y estudios especificos tales como pruebas de presión y producción, análisis de 
curvas de variación de presión, análisis de flujo de fluidos desde el yacimiento mismo 
hasta las estaciones de recolección, etc, permiten definir un comportamiento anormal del 
pozo que encauce a estudios particulares del mismo 	para su conservación y 
mantenimiento. 

El pozo esta expuesto a varios fenómenos que pueden reducir anormalmente su 
producción lo cual trae como consecuencia pérdidas económicas, por lo que se debe de 
registrar y observar su comportamiento para mantenerlo en condiciones Optimas; ésto es 
tomar periódicamente registros al pozo para saber si hay depositación de elementos 
orgánicos o inorgánicos que obstruyen las tuberías, estimularlo cuando sea necesario para 
que se pueda tener el máximo de rendimiento tanto en lo económico como en la vida 
productiva. 

En este trabajo se hace una recopilación de los procedimientos tecnico-operativos que 
ayudaran a comprender y optimizar los procesos de ejecución durante las operaciones 
realizadas para evaluar el intervalo productor 
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1 1 ANTECEDENTES A LOS DISPAROS EN EL INTERVALO PRODUCTOR 

El proceso para la evaluación de un intervalo productor principia cuando en un pozo 
se realizan los disparos para perforar su tubería y poner la formación productora en 
comunicación con la superficie, a partir de este momento se presenta una gran variedad de 
situaciones que dan comienzo con observar si fluyen o no los hidrocarburos al interior del 
pozo. Pero antes de llegar a este momento debemos considerar que ya se han realizado un 
gran número de operaciones y se ha tenido que contar con un volumen grande de 
información, a la vez que se a tenido que preparar todo lo necesario para que la vida 
productiva del pozo sea lo más óptima posible. 

Todas estas operaciones así como la información necesaria para llevarlas a cabo son 
las que se mencionaran en este breve capítulo (antes de entrar de lleno al objetivo de este 
trabajo) y cuyos temas se dividirán de la siguiente manera: 

1. Localización de los hidrocarburos 
2. Determinación de las características petrofisicas de la formación 

a) composición mineralógica 
b) porosidad 
c) permeabilidad 
d) presión capilar 

3. Características de los fluidos contenidos en la formación 
a) composición química de los hidrocarburos 
b) viscosidad 
c) densidad 
d) condiciones de presión-temperatura 
e) contenido de 112S y CO2 
O saturación 

4. Fluidos utilizados en la perforación 
5. Programa de perforación y cementación de la tubería 
6. Terminación del pozo 

I I .1. Localización de Hidrocarburos. 

El petróleo t» se encuentra fundamentalmente en cuencas sedimentarias de 
areniscas calizas y dolomitas es decir en rocas marinas sedimentarias formadas de material 
orgánico, el cual al pasar por algunos de los siguientes procesos se convirtió en petróleo 

a) Químicos 
b) Bacterianos 
c) Radioactivos 
d) Combinación de los anteriores 
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Asimismo tuvo que haber una migración de estos depósitos, ya que se considera que 
la roca generadora no es necesariamente la misma en la cual se encuentran almacenados 
los hidrocarburos al momento del descubrimiento. Lo que se considera generalmente es 
que la pizarra o esquisto son rocas capaces de contener petróleo y que éste se originó en 
los esquistos pero con el paso del tiempo y a medida que aumentaban las sobrecargas se 
fueron comprimiendo las pizarras y el petróleo fue obligado a ir hacia rocas adyacentes 
mas permeables que en las rocas que estaban 

La clasificación de yacimientos petrolíferos la podemos basar en función de las 
características principales a las que se atribuye la acumulación y estas son: (2) 

a) Yacimiento de trampa estructural. (plegamientos, fallas, discordancias).  

b) Yacimiento de Trampa Estratigráfica. (Cambio de litología que hace que la roca 
permeable se vuelva impermeable). 

c) Yacimientos de Trampa combinados. (Combinación de los dos anteriores). 

1 I. 2 .- Determinación de las características petrofi'sicas de la formación 

Independientemente del método o métodos utilizados para obtener información 
sobre la formación, el objetivo es conocer las características de está de una manera 
confiable, ya que como veremos en el desarrollo de este trabajo y como ocurre 
verdaderamente en el campo, la determinación de estas propiedades son base fundamental 
para todas y cada una de las operaciones que se llevan a cabo en la vida de un pozo; tan 
importantes son que se han desarrollado diferentes técnicas para determinar las mismas 
propiedades y poderlas comparar y así estar seguros de que los datos con que contamos 
son los verdaderos 

a) Composición mineralógica. 

Existen métodos que nos permiten tener muestras fisicas de las zonas que 
atravezamos durante la perforación (muestras de núcleos) y que al analizarlas en el 
laboratorio, permiten conocer la composición mineralógica de la formación, también 
podremos obtener esta información a través de registros geofisicos. 

Haciendo referencia a las formaciones que contienen hidrocarburos encontramos que 
las calizas y dolomitas mineralógicamente hablando son las mas importantes (3) de las 
rocas sedimentarias de carbonatos y están esencialmente compuestas por minerales de 
carbonatos 

Calizas 

Las calizas están formadas primordialmente por calcita, y el contenido de Ce0 y CO2  
ea muy alto (40'/• a 50% el primero y 38% a 43% el segundo) sus texturas son variables e 
inigualables por cualquier otro MIDO de rocas, algunas texturas son elásticas mientras que 
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otras son de acrecencia orgánica, muchas calizas constan de granos de carbonato de 
tamaño uniforme, mientras que otras son grandes cristales abigarrados esparcidos en una 
matriz de granos mas finos, algunas calizas son porosas debido a las estructuras algaceas. 
Las calizas que constan principalmente de materiales orgánicos son probablemente mas 
comunes y difundidas que cualquier otra, las variedades de las calizas orgánicas se 
designan comúnmente por sus fósiles predominantes como caliza crinoidal, caliza cordel), 
caliza hioquíopódica y caliza foraminífera. 

Las calizas (y dolomítas) son producidas por uno o más de varios modos de 
depositación tales como: mecánica, química, orgánica o por reemplazamiento, las calizas 
pueden depositarse en los mares, lagos, ríos y sobre la tierra; sin embargo los máximos 
depósitos en extensión se encuentran en el fondo del mar. 

Dolomitas 

Las dolomitas tienden a adoptar una textura de grano fino y algunas de estas están 
atestadas de pequeñas cavidades. Esta formada por CO2  (Aproximadamente 45%) CaO 
(aproximadamente 30%) y MgO (aproximadamente 25%) se presentan interestratificadas 
con areniscas, lirnolitas, angilitas, calizas y diversas evaporitas, los fósiles son raros en las 
dolomitas, pero están presentes en todo sistema geológico aunque su máxima distribución 
corresponde a sistemas del precámbrico y del paleozoico inferior. La única fuente 
adecuada de origen es el mar, la dolomitización se verifica mas favorablemente en aquellas 
regiones en las que el agua es más caliente y por la cercanía de los litorales. 

Areniscas 

Estas rocas son evidentemente el producto final del intemperismo profundo, 
calcificación y abrasión ejercidos por areniscas preexistentes o por arenas resultantes de 
un intemperismo profundo. 

Algunos tipos de areniscas se caracterizan por su asociación con pedernales, 
radiolarios y con pizarras portadoras de fauna de aguas profundas y se cree que debido a 
terremotos submarinos la arena y el lodo son distribuidos intermitentemente, formando 
acumulaciones inestables sobre los bordes de un geosinclinal. 

Las areniscas alcanzan porosidades hasta de el 40%, pero cuando tienen valores 
menores del 7% en zonas con gas o del 8% en zonas con aceite, la permeabilidad será 
muy baja y no producirán. El limite comercial es del orden del 9%. 
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b) Porosidad 

Es la fracción del volumen de una roca, ocupado por algún fluido. Se pueden 
distinguir diferentes tipos de porosidad: 

1. Porosidad total .- Es la relación del volumen total de espacios "vados" (poros, canales, 
vesículas, etc) existentes entre los elementos minerales de la roca, al volumen total de la 
Mea 

V - Vs  
Vt  

Donde Ot = Porosidad Total. 
Vt  = Volumen total de la roca.  
Vs  - Volumen total de sólido 

Sin embargo para la industria petrolera el interés principal está en la porosidad 
efectiva, 

2. Porosidad Efectiva.- Es el porcentaje de los espacios vacíos comunicados relacionado 
con el volumen total de la roca. 

=_Vp_ x 1043 
Vt  

Donde : 	Porosidad Efectiva. 

Vt  = Volumen total de la roca. 
V

P 
 = Volumen de poros 

. 
mtercomunicados. 

A través de estas ecuaciones se pueden determinar satisfactoriamente los valores 
de porosidad en las rocas. 

La importancia de la porosidad y del espesor depende de las condiciones locales, 
la mayoría de las rocas productoras tienen porosidades mayores al 10% y espesores 
superiores a los 3 metros. 

Una clasificación de porosidad es la siguiente: 

0V. al 5% Despreciable. 
5% al 10% Pobre. 
10% al 15% Regular. 
15% al 20% Buena. 
20% al 25% Muy Buena. 
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Por otra parte, la porosidad (0) puede ser primaria o secundaria, siendo la 
primaria la que se presenta como resultado de los procesos originales (depositación, 
compactación, etcétera) de tbnnación del medio poroso. La porosidad secundaria es 
aquella que se debe a procesos posteriores que experimenta el mismo medio, por 
disolución del medio calcáreo, por corrientes subterráneas, fracturamiento, etcétera. 

Es común que la porosidad se exprese en porcentaje (%) y cabe señalar que para 

algunos problemas es necesario tomar en cuenta la variación de la porosidad (0) con el 
tiempo, debido a que la presión varia con respecto al tiempo y el medio poroso es 
compresible. (4) 

c) Permeabilidad 

Una cualidad muy importante que debe presentar la roca almacenadora es la de 
permeabilidad, por lo que la permeabilidad es la propiedad que tienen algunas rocas para 
permitir el movimiento de los fluidos dentro de ellas, debido a la intercomunicación de los 
poros. De esta propiedad depende la migración de los fluidos hasta alcanzar la trampa y la 
descarga de los hidrocarburos al pozo, podemos dividir la permeabilidad en: 

1) Permeabilidad Absoluta (k).  

Se denomina permeabilidad absoluta a la propiedad que tiene la roca de permitir el 
paso de un fluido a través de ella, cuando se encuentra saturada al 100% del mismo y que 
se utiliza como fluido desplazarte durante la prueba. 

2) Permeabiliad Efectiva (Ko, Kg, Kw) 

Se denomina permeabilidad efectiva de un fluido particular, la permeabilidad del 
medio a ese fluido cuando su saturación es menor al 100%, esto es que el fluido de interés 
no satura al 100% la roca. 

En la Fig, 1.1 se presenta las relaciones típicas de permeabilidad efectiva para un 
sistema agua-aceite, en un medio poroso mojable por agua. 

Las relaciones de permeabilidad efectiva para agua y aceite mostradas en la fig. 1.1 
pueden ser divididas en tres regiones. En la región A solo el aceite puede fluir, porque se 
tiene Sw  Swo., en la región B pueden fluir simultáneamente el aceite y el agua, en tanto 
que en la región C únicamente fluirá el agua. 

En la Fig. 1.2 se muestra una gráfica típica de relación de permeabilidades 
efectuadas para gas y aceite. La forma de la curva en este caso indica que el aceite es la 
fase mojante mientras que el gas es la fase no-mojante. También se presentan tres 
regiones, en forma similar al caso anterior. 
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3) Permeabilidad Relativa. 

Es la relación entre la permeabilidad efectiva de un fluido específico y la 
permeabilidad absoluta. Se define corno sigue: 

Kro Ko 
K 

Krw  Kw  
K 

F.n la Fig. 1,3 se muestra una gráfica típica de curvas de permeabilidades relativas 

al agua y al aceite.  

Comenzando con una saturación de agua del 100%, las curvas indican que una 
disminución en la saturación de agua al 85% reduce fuertemente la permeabilidad relativa 
al agua del 100% al 60%. En cambio a la saturación de 15% de aceite, la permeabilidad 
relativa al aceite es prácticamente cero. Este valor de saturación de aceite del 15% se 
denomina Saturación crítica (S,9 = 0.15), o sea la saturación a la que el aceite comienza a 
fluir, a medida que la saturacion de aceite aumenta. También se denomina saturación 
residual de aceite " Sor  " al valor por debajo del cual no puede reducirse la saturación en 
un sistema agua-aceite. A medida que la saturación de agua disminuye, la permeabilidad 

relativa Krw  también disminuye, en tanto que la permeabilidad relativa al aceite aumenta. 
A una saturación de agua del 20%, la Krw  = 0 y la Kro  es bastante alta. (53 

d) Presión Capilar y fuerzas capilares. 

Estas fuerzas, en los yacimientos de hidrocarburos, son el resultado de los efectos 
combinados de las tensiones interfaciales y superficiales, del tamaño y la forma de los 

poros y del valor relativo de las fuerzas de adhesión entre fluidos y sólidos y las fuerzas de 
cohesión en los líquidos, es decir, de las propiedades de mojabilidad del sistema 
roca-fluidos, 

En la Fig. 1.4 se muestran esquemáticamente los conceptos de mojabilidad y 

ángulo de contacto O, con respecto al dibujo del liquido mojante O s 90° tenemos que: 

fuerza capilar = Peso del liquido que matematicamente se expresa como: 

2nraCos0 = pgnr2h 
Donde: 

aCosO = Fuerza capilar vertical, hacia arriba, 
por unidad de longitud. 

2nr = Longitud de la circunferencia en la 
que están en contacto, por el interior 
del tubo, los fluidos y el sólido. 
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pg- y - peso especifico del liquido 

itr21) ,,Volumen del liquido que sube por el 
interior del capilar. 

pero como Cgh-AP (carga hidrostática) 

entonces AP-2óCosO/r 

Esta AP es precisamente la presión capilar que actúa en la interfase; la AP por el 

área es igual a la fuerza capilar 2nrriCos1), Se usa Pc  para representar la presión capilar, la 

cual para un medio poroso se ha definido como la capacidad que tiene el medio de 
succionar el fluido que lo moja y de repeler al no mojante a través de la interfase de los 
fluidos 

Una forma de encontrar la Pc  en una muestra de roca del yacimiento es 
determinando la presión que se debe aplicar a un fluido no mojante para alcanzar una 
cierta saturación de este fluido; a cada situación corresponde un Pc  y viceversa, es decir 

Pc  = F(S) Si la abertura mayor del medio poroso se considera circular y de radio r la 
presión necesaria para forzar la entrada de fluido no mojante es : 

Pc  = 2aCos0 Ir; esta es la mínima presión a la cual dicho fluido inicia su entrada a la 
muestra. Solamente aplicando una presión mayor al fluido entrará a los poros mas 
pequeños. 

De acuerdo con lo anterior, si los capilares de una muestra son muy uniformes, no 
se requerirá de mayor presión para saturarla del fluido no mojante y la curva de Pe  vs S 
será plana, hasta valores de S cercanos a la saturación irreductible. Esto se ilustra en la 
Fig. 1.5 en la curva 1, las otras curvas corresponden a medios con poros de tamaños no 
uniformes, (5) 

1.1,3 Características de los fluidos contenidos en la formación. 

Analizaremos algunas de las características mas comunes de los fluidos contenidos 
en la formación tales como: 
a) Composición química de hidrocarburos 
b) Viscosidad. 
c) Densidad. 
d) Condiciones de Presión - Temperatura. 
e) Contenido de 111S y CO2. 
f) Saturación 
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a) Composición quimica de bidrocarbroros 

El petróleo crudo está constituido, principalmente, por hidrocarburos y en menor 
proporción, por compuestos inorgánicos y orgánicos de estructura compleja.(0 

Los hidrocarburos son cadenas de átomos de hidrógeno y carbono exclusivamente, 
que de acuerdo a su arreglo estructural de los átomos de carbono en la molécula, se 
pueden clasificar en: 

• Cadena abierta o Lineal. 

• Cadena cerrada o Cíclica (Anillo). 

Y conforme al tipo de enlace entre los átomos de carbono en la molécula, pueden 
ser: 

• Saturados o de enlace sencillo. 

• No saturados o de enlace Covalente. 

Hidrocarburos Saturados. 

Son aquellos en donde cada uno de los átomos de carbono tiene su enlace cubierto 
por un átomo de hidrógeno (enlace sencillo), estos hidrocarburos son estables, no 
reaccionan fácilmente y se dividen en: 

n-alcanos = (n-parafinas) o alcanos normales Alcanos 	
iso-alcanos = (iso-parafinas), isómeros de los alcanos normales } 

Aliciclicos (ciclo-alcanos=(ciclo-parafinas o naftenos) 

Los alcanos (n-alcanos) conforme a su contenido de carbono e hidrogeno se 
presentan en las siguientes fases fisicas 

1. Gaseosa de CH4  a C4  H10  
2. Liquida de C5 1112 a CI7 1136 
3. Sólida mayor de Ci7  1136  

Los compuestos C5  HI2, C6 H14 y C7 1116  pueden encontrarse a veces, en 
estado gaseoso en el subsuelo debido a las altas temperaturas. 

Los aliciclicos (ciclo-alcanos, ciclo parafinas o nafienos) son los compuestos 
que presentan una estructura de cadena cerrada o anillo, en este tipo de estructuras se 
eliminan 2 átomos de hidrógeno, por lo que el anillo se forma con la formula general igual 
a CnH2n 
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Hidrocarburos no saturados 

Son aquellos donde los átomos de carbono muestran enlaces covalentes (dobles o 

triples) y se dividen en: 

Alquenos (Olefinas). 
Alquinos (Acetilenos).  
Aromáticos (Bencenos).  

Otros compuestos del petróleo crudo son: 

Resinas y Asfáltenos. 
Compuestos de Azufre. 
Compuestos Oxigenados.  
Compuestos Nitrogenados. 
Compuestos Organometálicos. 
Compuestos Varios. 

Composición promedio del petróleo crudo: 

Hidrocarburos saturados: 56% 
Hidrocarburos Aromáticos: 27% 
Resinas y Asfáltenos: 14% 

Otros 3%  
100% 

b) Viscosidad. 

Es la propiedad que controla la resistencia al flujo de un fluido a través del medio 
por el que se transporta. La viscosidad de los Hidrocarburos es variada, pues abarca desde 
el gas hasta el petróleo semisólido. 

La viscosidad se mide en poises, siendo esta unidad, la viscosidad de una 
sustancia contenida en un recipiente con sección de 1 cm2  que sometida a una tuerza de 1 
dina, se mueve hacia una pared fija con una velocidad de l cm/seg. Debido a que 1 poise 
tiene una gran magnitud, es recomendable manejarla en fracciones, por esta razón en la 
industria petrolera se adoptó como medida el centipoise (cp). 

La viscosidad en la naturaleza depende de: 

1. La composición.- por ejemplo los aceites mas pesados presentan mayor viscosidad. 
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2.La temperatura.- por ejemplo a mayor temperatura menor viscosidad. 
3.E1 contenido de gas disuelto .- por ejemplo el gas favorece al flujo y por consiguiente la 

viscosidad disminuye con su presencia in 

c) Densidad. 

La densidad de una substancia se define como la masa por unidad de volumen 

M/V 	donde M- masa (17) 
V -volumen (L3) 

y esta es una propiedad intensiva es decir que es independiente de la cantidad de materia 
que contiene (7) 

En la industria petrolera se ha adoptado como unidad de densidad los grados API, 
siendo esta una escala arbitraria comúnmente usada en los E.U. y en muchos paises del 
mundo. Esta relación involucra el peso especifico del crudo estabilizado (medido a 
condiciones atmosféricas) de la siguiente manera 

donde: 

Pe-- peso específico=pg 
141.5 

° API   -131.5 
Pe a 60°F y 1 atm 

Los °API corresponden a la densidad con la cual se manejan los diferentes tipos 
de crudos y de esta misma relación podemos notar que al aumentar los °API la densidad 
baja esto debido a que al aumentar la temperatura el peso especifico disminuye porque 
a mayor profundidad el petróleo contiene mas gas disuelto, provocando disminución en su 
densidad crol 

d) Condiciones de presión-temperatura 

Los yacimientos pueden clasificarse por la localización de su presión y 
temperatura iniciales con respecto a la región de dos fases en un diagrama 
presión-temperatura. Estos diagramas de fases son de gran importancia ya que 
representan el comportamiento de un yacimiento, desde que este empieza a producir hasta 
que se abandona. 

Cada yacimiento responderá a un particular diagrama de fases y se podrá 
reproducir en el laboratorio su comportamiento si contamos con muestras de fluido del 
fondo del pozo que representen las condiciones iniciales del mismo. 
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Algunos conceptos básicos asociados con las condiciones de presión-temperatura 

en los diagramas de fases son. ni 

Punto critico.- Es el estado a condiciones de presión y temperatura para la cual las 
propiedades intensivas de las fases liquidas y gaseosas son idénticas.  

Presión critica .- Es la presión correspondiente al punto critico. 
Temperatura critica.- Es la temperatura correspondiente al punto critico. 
Curva de burbujeo (ebullición).- Es el lugar geométrico de los puntos 
presión-temperatura, para los cuales se forma la primera burbuja de gas, al pasar de la fase 
liquida a la región de dos fases. 
Curva de rocio(condensación).- Es el lugar geométrico de los puntos presión-temperatura, 
en los cuales se forma la primera gota de liquido, al pasar de la región de vapor a la región 

de dos fases. 
Región de dos fases.- Es la región comprendida entre las curvas de burbujeo y de rocío, 

en esta región coexisten en equilibrio las fases liquida y gaseosa. 
Cricondenbara (crivaporbar).- Es la máxima presión a la cual pueden coexistir en 
equilibrio un liquido y su vapor. 
Cricondentemia.- Es la máxima temperatura a la cual pueden coexistir en equilibrio un 
liquido y su vapor. 
Zona de condensación retrograda.- Es aquella, en-la cual al bajar la presión a temperatura 

constante, ocurre una condensación. 
Aceite saturado.- Es aquel que a las condiciones de presión-temperatura esta en equilibrio 

con su gas. 
Aceite supersaturado.- Es aquel que a las condiciones de presión y temperatura a las que 

se encuentra, tiene mayor cantidád de gas disuelto que el que le correspondería en 
condiciones de equilibrio: 
Aceite bajosaturado.- Es aquel que a las condiciones de presión y temperatura a que se 
encuentra, es capaz de disolver mas gas. 

e) Contenido de 112S y CO2  

Los principales gases asociados al gas natural aparte de los hidrocarburos gaseosos 
son los siguientes: 

Bióxido de carbono (CO2).- Se origina por la oxidación de los compuestos orgánicos 
a costa del oxigeno existente en la atmósfera y el agua, este gas es abundante en las 
emanaciones volcánicas. 

Su presencia en el gas natural es desfavorable, ya que disminuye el poder calorifico del 
gas y aumenta la temperatura de combustión . 

Acido sulfúrico(112S).- Es un gas incoloro, de olor fétido característico, soluble en el agua 
y muy tóxico, además químicamente presenta una fuerte acción corrosiva sobre los 
metales; su presencia en el gas natural es originada por: 
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I. Putrefacción de la materia orgánica 
2. Reducción de los sulfatos en ambiente anaerobico, por la acción de las bacterias, estas 
actúan sobre los sulfatos disueltos en el agua liberando el utile, el cual se combina con el 

hidrogeno formando el ácido sulfúrico 

Cuando el ácido sulfúrico es abundante en el gas natural se denomina gas amargo y su 
presencia causa muchos problemas en la explotación como son: 

I, Toxicidad, se requieren medidas de seguridad 
2. Alto grado de corrosión, daña todo el equipo especialmente las tuberias de producción 

y de transporte 

Las condiciones geológicas que favorecen la abundancia de ácido sulfúrico en el gas 
natural se encuentran en los yacimientos carbonatados. Otra condición que lo favorece es 
la inyección de agua inadecuadamente tratada en la recuperación secundaria de 
yacimientos ya que forman colonias de bacterias las cuales segregan este gas. (4) 

f) Saturación 

La saturación (s) de un fluido en un medio poroso, se define como el volumen del 
fluido (V f) medido a la presión y temperatura a que se encuentra en el medio poroso entre 
su volumen de poros (Vp) es decir: 

	

Sf = yf 	 Donde: Vf  = volumen de fluido. 

	

V 	 V = Volumen de Poros. 
Sf  = Saturación del Fluido. 

Como en el caso de la porosidad, la saturación también puede expresarse en forma 
de porcentaje (%). 

En todos los yacimientos de hidrocarburos existe agua, y los valores de su 
saturación congénita u original son del orden del 10% al 30%, en tanto que en etapas 
avanzadas de extracción, por entrada natural o artificial de agua, se puede alcanzar valores 
de 80%, quedando saturaciones pequeñas de aceite y/o gas (saturaciones residuales). 

En yacimientos de aceite la Sg puede variar desde cero (aceite bajo saturado) 
hasta valores del orden de 0.7. Además, de la definición de S se demuestra que E Sf  = 1 
para cualquier yacimiento, a un tiempo cualquiera de explotación por lo que esto debe de 
tomarse en cuenta al considerarse cualquier situación de saturación de fluidos en los 
yacimientos. 
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Se llama saturación crítica al valor de "S" a partir del cual el fluido 
correspondiente puede empezar a moverse. Así, por ejemplo, para el caso de un 

yacimiento de aceite bajo saturado, al llegar a la presión de saturación aparece la primera 
burbuja de gas; y al continuar bajando la presión se va incrementando Sg, pero el gas no 
puede moverse hacia los pozos o hacia arriba de la estructura sino hasta que se alcanza la 
saturación de gas critica "Sgc", que es del orden del 5.8% dependiendo de las 
características del sistema Roca-Fluidos.( i 

HA Fluidos utilizados en la perforación 

Los fluidos usados para este objetivo incluyen gases, líquidos y sólidos 
suspendidos en líquidos. También se usan con frecuencia emulsiones de aceite en agua y 
agua en aceite para la suspención de sólidos. En algunas operaciones de perforación se 
pueden utilizar combinaciones de fluidos. Se han utilizado también gases como tluidos de 
perforación pero estos presentan inconvenientes serios al generar mezclas explosivas o 
corrosivas, por lo que los fluidos mas usados son: 

a) Fluidos base agua 
b) Fluidos base aceite 

Las funciones de estos fluidos cada vez son mas variadas debido a que los 
yacimientos de aceite y de gas se encuentran a mas profundidad a tal punto que un 70% 
del logro de los objetivos cuando se programa un pozo, están a cargo del- sistema 
circulatorio (el fluido de perforación, las bombas y un programa hidráulica optimizado). A 
continuación mencionaremos las funciones principales de estos fluidos: (9) 

1. Levantar los cortes y llevarlos a la superficie 
2. Enfriamiento y lubricación de la barrena y la sarta 
3. Protección de las capas de las paredes con una capa semipermeable (enjarre) 
4. Control de presiones que sudan durante la perforación 
5 Mantener en suspensión los cortes y el material denso cuando se interrumpe la 

circulación 
6. Poner en libertad los cortes y la arena una vez que el lodo llega a la superficie 
7. Disminuir trabajo al equipo levantacargas por el efecto de flotación 
8. Reducir al mínimo cualquier efecto adverso de las formaciones adyacentes al agujero 
9. Permitir extraer la máxima información de todas las formaciones atravesadas durante la 

perforación. 

11.5 Programa de perforación y cementación de tuberías 

Las tuberías de revestimiento como de producción son los elementos principales de 
un pozo petrolero, por lo que al elaborar el programa de tuberías se deberá considerar la 
resistencia de los tubos a los esfuerzos a que están sometidos, 
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Las tuberías time varias funciones que cumplir como las que a continuación 
describimos: (lo) 

Tubería superficial 
1. Sirve de base para los primeros controles del pozo (preventores) y permite continuar la 

perforación 
2. Sostener las siguientes tuberías que se introduzcan en el pozo 
3. Aislar formaciones deleznables y acuíferos superficiales, por esta razón es la única 

tubería que se cementa en toda su longitud .  

Tubería intermedia 
t. Aislar la formación perforada 
2. Permitir elevar la densidad del fluido de control si se requiere 
3. Proteger la T.P. en caso de problemas 
4. Anclar la siguiente tubería que se introduzca al pozo 

Tubería de explotación 
1. Tener control del yacimiento por explotar 
2. Explotar el pozo 
3. Anclar herramienta 

Tubería corta o liner 
!Evitar problemas en la perforación del pozo (perdidas de lodo, intentos de 

pegaduras,etc) 
2. Permitir incrementar la densidad del lodo en zonas geopresionadas o en su defecto 

disminuirla 
3. Revestir agujeros que se perforaron con menor diámetro por falta de capacidad del 

equipo o por la necesidad de profundizar un pozo 

En los últimos anos se ha incrementado el uso de la tubería flexible en usos como: 
1. lavado del pozo 
2. Inducciones 
3. Remoción de depósitos orgánicos 
4. Colocación de tapones 
5. Perforaciones direcciones, etc. 

Para elaborar el programa de tuberías de un pozo será necesario conocer los siguientes 
datos: 
1. Diámetro de la barrena 
2. Diámetro exterior de la T.R. 
3. Densidad del fluido de control en el pozo 
4. Profundidad a la cual se va a introducir la tubería 
5. Litología 
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6. Presiones internas a que se someterá la T.R. durante las operaciones tales corno: 
-Tensión 
-Colapso 
-Presión interna 

Cementaciones 

Entre las operaciones que se realizan para llevar a cabo una terminación eficiente, la 
cementación primaria ocupa un lugar sumamente importante. Una buena cementación de 
la T.R. de explotación es necesaria para todos los trabajos subsecuentes u operaciones 
que se efectúen en el pozo. Cuando dicha cementación es deficiente todas las operaciones 
que se efectúen son seriamente afectadas, por tal motivo deberá corregirse antes de 
programar 
cualquier trabajo relacionado con la terminación del pozo. 

Al diseñar una cementación deberá de tomarse en consideración los siguientes 
factores que pueden afectar el diseño: 

1. Profundidad, temperatura y tiempo de bombeo 
2. Viscosidad y contenido de agua de la lechada 
3. tiempo de espaciamiento o de bombeo 
4. Resistencia del cemento que se requiere para soportar la tubería 
5. Calidad del agua de mezclado 
6. Tipo de fluido de perforación y de los aditivos empleados 
7. Densidad de la lechada 
8. Calor de la hidratación 
9. Permeabilidad del cemento fraguado 
10. Control de filtración 
11. Resistencia a salmueras del fondo del pozo 

Cementación forzada 

La cementación forzada es el proceso donde una lechada de cemento no 
contaminante es desplazada a un área especifica del pozo, detrás de la tubería de 
revestimiento o de la formación a una profundidad dada, evitando la migración vertical de 
fluidos indeseables. 

En una operación satisfactoria de cementación forzada, se usan fluidos libres de 
impurezas para limpiar y abrir todas las perforaciones en el área en que va a ser forzado y 
desplazado el cemento. 

El objetivo de una cementación forzada, es el aislamiento de un área del pozo o el 
control del movimiento del fluido. Una cementación forzada se hace especificamente para: 
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I. Controlar la entrada de gas o agua en zonas de aceite i-i gas 
2. Reparar fugas en las tuberías de revestimiento 
3, Sellar zonas de perdida 
4. Abandono de zona o de pozos agotados 
5. Bloqueo de cemento arriba y abajo de una zona a producir 
6. Reparar una cementación primaria defectuosa 

Los dos últimos puntos se evitaran por medio de practicas de terminación satisfactorias 

11,6 Terminación del pozo 

La terminación de un pozo petrolero culmina los trabajos de perforación y es tan 
importante como esta, Al efectuar la terminación de un pozo es posible extraer los 
hidrocarburos de los yacimientos a la superficie. 

La terminación se lleva a cabo después de que se han cementado las tuberías de 
ademe de explotación (T. R. corta) o bien en agujero descubierto. 

La terminación deberá planearse y se elaborara un programa que indique la 
secuencia de trabajos que se realizaran, se deberá incluir el estado mecánico del pozo así 
como de los accesorios que se van a utilizar. 

Para cualquier terminación se tendrán tres tipos de pozo que son: 

1, Pozo en agujero descubierto 
2. Pozo en agujero ademado 
3. Pozo en agujero reducido revestido (T.R. corta ) 

Y en cada tipo de pozo se pueden efectuar las siguientes terminaciones: 

1. Terminación sencilla con tubería de producción franca 
2. Terminación sencilla con agujero descubierto con T.P. empacador y accesorios 
3. Terminación sencilla con agujero ademado y T.P. franca 
4. Terminación sencilla en agujero ademado con T.P. empacador y accesorios 
5. Terminación sencilla selectiva con dos empacadores y T.R. cementada 
6. Terminación doble con dos T.P. y dos empacadores 
7- Terminación doble selectiva con dos tuberías de producción un empacador doble, mas 

un empacador sencillo y accesorios 

Otros tipos de terminación que pueden efectuarse son: 

8. Terminación sencilla con empacador en tubería de ademe larga 
9. Terminación sencilla con empacador en tubería de ademe corta 
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Los fluidos utilizados para la terminación y reacondicionamiento incluyen 

1. Lodos 
2. Acidos 
3. Líquidos perforantes 
4. Desplazadores 
5. Limpiadores químicos 
6. Solventes y surfactantes 

Antes de decidir en que pozos se han de utilizar estos fluidos, es necesario tomar en 
cuenta los siguientes factores: 

1. Profundidad de la zona productora 
2. Presión de fondo 
3. Temperatura del fondo y de la superficie 
4. Disponibilidad de fluidos 
5. Preparación de los fluidos y su costo 
6. Características de la formación y de los fluidos que contenga. 

Sea cual fuera el tipo de fluido seleccionado,este debe de estar limpio y libre de 
substancias extrañas en suspensión esto es por dos motivos fundamentales: 

1. Proteger de todo daño la formación productora 
2. Controlar el pozo durante las operaciones que se realizan. (u» 
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Ill ANÁLISIS, muropos Y TECNICAS EN I .A EVALUACION DEL 
INTERVALO PRODUCTOR 

111.1 Operaciones en la terminación del pozo y en la evaluación del intervalo productor 

En el desarrollo de las intervenciones que se realizan en los pozos petroleros, se 
efectúa una serie de operaciones a partir de la cementación de la ultima T.R. que son 
tendientes a asegurar, probar y evaluar tanto las formaciones de interés como las 
instalaciones del pozo. Así que, dando un orden a estas operaciones podemos enumerar 
las siguientes: 

1. Instalación del medio árbol 
2. Pruebas de conexiones superficiales de control 
3. Pruebas de tuberías 
4. Lavado del pozo 
5. Disparos del intervalo productor 
6. Pruebas de admisión 
7. Pruebas de inyectividad. 

HL 1.1 instalación del medio árbol. 

El albol de válvulas es un equipo conectado en la parte superior a las tuberías de 
ademe las cuales a la vez que las sostienen proporcionan un sello entre las sartas y 
permiten controlar el pozo, ya que esta puesto el cabezal y los preventores, se instala un 
lubricador y posteriormente se coloca en el nido del cabezal de la ultima T.R. una válvula 
de contrapresión tipo N, paso siguiente se quita el lubricador y la pila de preventores, se 
conecta el medio árbol de válvulas, se instala nuevamente el lubricador, se quita la válvula 
de contrapresión, se cierra la válvula maestra, se quita el lubricador y se desfoga. 

III.1.2.Pruebas de conexiones superficiales de control 

Debido a que es importante contar con sistemas de control adecuados para 
garantizar la integridad de los pozos, cuando se presente una manifestación imprevista o 
provocada intencionalmente al evaluar una formación, es necesario mantener en óptimas 
condiciones estas conexiones, asi como probarlas periódicamente (en el caso de 
preventores, lineas de control y ensamble de estrangulación) al menos una vez al mes y de 
la misma manera cuando alguna parte del equipo es cambiada, modificada o removida 
(cambio de preventores o arietes de los mismos, cambio de medio árbol de válvulas, 
revisión o cambio de cabezal de producción, etc) 

Estas pruebas se llevan a cabo con unidades de alta presión o bombas portatiles y 
para pruebas en preventores y/o medio árbol de válvulas se necesita además una barra 
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provista de copas de elastómero para aislar el interior del pozo y probar de la boca de la 

tubería hacia las conexiones de acuetdo a los siguientes criterios .11 o 

1. La presión de prueba en los preventores de ariete debe ser mayor al 70% de la presion 

interna de la T.R. expuesta. 

2. La presión de prueba en los preventores anulares será similar a la prueba de los de corte 
o al 70% de su presión de trabajo, la que sea menor y se debe efectuar cerrando el 
anular alrededor de un tubo de diámetro adecuado a los arietes en prueba. 

3. Las presiones de prueba de los componentes de las líneas de control, como son 
válvulas, conexiones roscables o bridadas, será la misma con que se probaron los 
preventores de arietes, siguiendo la dirección del flujo del pozo .  

4. La presión de prueba de las conexiones superficiales definitivas como son: el medio 
árbol de válvulas, el cabezal de producción, y las líneas de control, se deben probar al 
100% de su presión de diseño o al 80% como mínimo, cuando por antecedentes la 
presión del pozo o de trabajo no rebase este porcentaje 

En cualquier caso, la duración de la prueba debe de ser de por lo menos durante 30 
mili y no se dará por satisfactoria cuando el abatimiento exceda el 5% de la presión de 
prueba 1I2 

111.1.3. Pruebas de tuberías 

Las tuberías de revestimiento como de producción son los componentes 
fwidarnnetales de un pozo petrolero, ya que gracias a ellas alcanzamos el objetivo 
programado, para posteriormente probar y definir en forma selectiva los intervalos que 
presentan posibilidades de obtener producción comercial de hidrocarburos; asi que una 
tubería será confiable en la medida en que así lo demuestren las pruebas que en ellas se 
efectúen. 

Estas pruebas deben de realizarse inmediatamente después de cementada y 
reconocida la cima de cemento en el interior de la misma, utilizando una unidad de alta 
presión y en algunos casos se utilizará un multiprobador recuperable (tipo RTTS) , para 
probar bocas de liner, zapatas y localizar roturas en las tuberías. 

La presión de prueba de una 'IR debe de ser a razón de lkg/cm2  por cada 10m 
hasta una profundidad de 1500 m, para profundidades mayores se hará con una presión 
igual o mayor a 150 kg/cm2, siempre que las condiciones de presión no rebasen la menor 
resistencia de las tuberías sometidas a prueba, de acuerdo a las siguientes ecuaciones: 

Ppba 	+ P hid G nf 
F pi 
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Phid = 
10 

G nf = 0.103 * 11 

Donde: 

Ppba = Presión de prueba de la tubería ( kg/cm' ). 

Rpi = Resistencia de la tubería a la presión interna ( de tablas ) ( kg/cm' ). 

Fpi = Factor de seguridad a la presión interna (adimensional ) 

Phid = Presión hidrostática del fluido con el que se efectúa la prueba ( kg/cm2  ) 

Dfp - Densidad del fluido con el que se efectúa la prueba ( gr/cm3  ) 

= Profundidad de asentamiento de la T.R ( in). 

Gof= Presión de respaldo de la T.R. debida al gradiente normal de formación ( kg/cm2) 

De la misma manera se dará por satisfactoria la prueba cuando al someterse la 
tubería por lo menos 30min. el abatimiento de la presión no rebase el 5% de la presión 
aplicada. 

111.1.4. Lavado del pozo 

El lavado del pozo consiste en verificar que este no contenga residuos de sustancias 
utilizadas durante la perforación, terminación o de algún tratamiento previo de limpieza y 
para determinar que el pozo se encuentra limpio podemos aplicar el siguiente criterio : 

a. El contenido de sólidos no sea mayor al 0.5% sobre una muestra tomada 
b. Si el pozo produce agua, esta deberá ser de la formación 
c. Si se realizó un tratamiento con ácido el P.11. deberá ser igual a 7 

111.1.5. Disparos del intervalo productor 

La operación mas importante en la terminación de un pozo son los disparos 00) hechos 
en el intervalo productor ya que para evaluar y optimizar la producción y la recuperación 
de cada zona es esencial obtener una comunicación adecuada entre el fondo del pozo y las 
zonas de interés, así como un buen aislamiento entre dichas zonas. Existen diferentes tipos 
de disparos y son los que a continuación se describen: 
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Disparos con bala - Las pistolas a bala se utilizan en formaciones con resistencia a la 

compresión inferior a 6000 lb/pg2, la velocidad de la bala en el cañón es aproximadamente 

de 3300 pies/seg pero llega a perder velocidad y energía cuando el claro (distancia entre la 

carga y la tubería) excede de 0.5 pg. Este claro de 0.5 pg es el que se utiliza al realizar la 

mayoría de las pruebas comparativas, por ejemplo con un claro igual a cero la penetración 

aumenta cerca del 15% sobre la obtenida con un claro de 0.5pg, mientras que con un 

claro de I pg la pérdida de penetración con respecto al claro de 0.5 pg es de 25%. 

Disparos a chorro.- Consiste en un detonador eléctrico que inicia una reacción en cadena 

que detona sucesivamente el cordón explosivo, la carga intensificada de alta velocidad y 

finalmente el explosivo principal, La alta presión generada por el explosivo origina el flujo 

del recubrimiento metálico separando sus capas interna y externa. El incremento continuo 

de la presión sobre el recubrimiento provoca la expulsión de un haz a chorro de partículas 

finas, en forma de aguja, a una velocidad aproximada de 20,000 pies/seg en su punta, con 

una presión estimada de 5 millones de lb/pg2 

La capa exterior del recubrimiento se colapsa para formar una corriente metálica que se 

mueve con una velocidad de 1500 a 3000 píes/seg. Este residuo del recubrimiento exterior 

puede tener la forma de un solo cuerpo llamado "zanahoria" 

Debido a la sensibilidad del proceso de disparo a chorro, por la casi perfecta secuencia de 

eventos que siguen al disparo del detonador hasta la formación del chorro, cualquier falla 

en el sistema puede causar un funcionamiento deficiente que puede generar un tamaño 

irregular o inadecuado del agujero, una pobre penetración o ningún disparo. 

Algunas causas del mal funcionamiento son: 

• Corriente o voltaje insuficiente al detonador 

• Un detonador defectuoso o de baja calidad 

• Un cordón explosivo aplastado o torcido 

• Una carga intensificada pobremente empacada 

• Explosivo principal de baja calidad pobremente empacado 

• Un recubrimiento incorrectamente colocado o sin hacer contacto efectivo con el 

explosivos 

Se dispone de muchos tipos de pistolas a chorro para propósitos especiales 

Pistolas hidráulicas.- Una acción cortante se obtiene lanzando a chorro un fluido cargado 

de arena a través de un orificio, contra la tubería de revestimiento, La penetración se 

reduce grandemente a medida que la presión en el fondo del pozo aumenta de O a 300 

lb/pg2 la penetración puede aumentarse significativamente adicionando nitrógeno a la 

corriente del fluido. 

Factores que afectan los resultados de los disparos con pistola: 
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a) Taponamiento de los disparos.- 11 taponamiento de los disparos con residuos del 

recubrimiento metálico puede ser muy severo, los disparos tienden a llenarse con roca 

triturada de la formación, con sólidos de lodo y residuos de las cargas cuando se dispara 

en el lodo. Estos tapones no son fácilmente removibles por el contrallujo, la presencia de 

partículas compactas y trituradas de la formación al derredor de los disparos reduce aún 

más la probabilidad de limpiar los disparos. Los lodos con alta densidad mezclados con 

sólidos pesados, provocan la formación de tapones densos en los disparos, cuando esto 

ocurre en una o más zonas en un yacimiento estratificado, las pruebas de formación, las de 

producción y las mediciones del indice de productividad pueden proporcionar una 

evaluación errónea sobre el daño del pozo, su productividad y su recuperación. 

b) Presión diferencial.- Cuando los disparos se efectúan con una presión diferencial hacia 

el pozo y con fluidos limpios (aceite o agua), se ayuda a obtener una buena limpieza en los 

disparos ; éste es el mejor método de hacerlo sin embargo, dependiendo de la formación, 

aún así pueden formarse taponamientos. 

e) Densidad de los disparos.- La densidad de los disparos generalmente depende del ritmo 

de producción requerido, de la permeabilidad de la formación y la longitud del intervalo 

disparado 

d) Limitaciones de presión-temperatura.- Existen especificaciones sobre las presiones y 

temperaturas de operación para todas las pistolas. 

e) Costos.- El precio de los disparos varia, sin embargo generalmente los costos son 

inferiores cuando se usan bajas densidades de disparo. 

111.1.6. Pruebas de admisión 

Se efectúan aplicando un trabajo mecánico transformado a presión, con el propósito 

de evaluar los esfuerzos mecánicos de la formación, y determinar la factibilidad de poder 

Inyectar fluidos a la misma para posteriores tratamientos. En una prueba de admisión se 

determinan 	siguientes parámetros: 

Presión de admisión.- Es la presión mínima con la cual la formación inicia a tomar fluidos. 

Presión máxima de inyección.- Es la presión máxima alcanzada durante la inyección de 

fluidos. 

Gasto de inyección.- Es el volumen de fluido inyectado por minuto. 

Presión Final.- Esta presión es la observada en el manómetro al momento de suspender la 

inyección de fluidos. 
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La obtención oportuna de estos parámetros permitirá planear y diseñar 
adecuadamente operaciones tales como: estimulaciones, cementaciones timadas, control 

del pozo, etc. 

111.1.7. Prueba de inyectividad 

Estas pruebas se realizan generalmente en pozos donde se tienen programados 
tratamientos para restituir o mejorar las condiciones de permeabilidad de la tbmiación, o 
bien en pozos inyectores, donde se requiere conocer el gasto máximo que se puede 
inyectar a la formación sin rebasar la presión de fractura que pudiesen dañar las tuberias 
( del aparejo de producción y la T.R.de explotación ) o las conexiones superficiales. 

Para que una prueba de inyectividad sea representativa, es necesario simular tan real 
como sea posible, las condiciones en que va a operar el pozo. Para estas pruebas 
generalmente se utilizan grandes volúmenes de fluidos ( más de 100 m3  ) y los ritmos de 
inyección o gastos, son del orden de 4 a 20 BI/rnin. A consecuencia de los altos gastos, es 
común alcanzar presiones de inyección altas, sin embargo, estas serán función directa de 
las condiciones de la formación, ya que para un mismo ritmo de inyección la presión es 
diferente si se trata de un pozo depresionado, en el cual se pueden manejar altos gastos sin 
llegar a fracturar la formación, no asi en pozos nuevos. 

La técnica empleada para efectuar una prueba de inyectividad es sencilla y consiste en 
inyectar grandes volúmenes de fluidos a gastos constantes ( 2, 4, 5, .11/min etc. ) hasta 
determinar el gasto máximo que se puede alcanzar sin rebasar la presión máxima 
determinada. 

111.1.8 Procedimiento de ejecución y equipo necesario para efectuar pruebas a presión 

I. Utilizar materiales para líneas y conexiones superficiales con propiedades adecuadas 
para los fluidos y condiciones de presión y temperatura con los que se va a trabajar, 

2. Previa a la prueba definitiva, efectuar una prueba a baja presión para corregir fugas en 
bridas y conexiones roscables. 

3. Efectuar las pruebas hidráulicas de conexiones superficiales con agua y evitar en lo 
posible hacerlas con gases. 

4. De ser posible, hacer las pruebas durante el dia para hacer una mejor detección de 
fugas en las conexiones y válvulas. 

5. Alejar de las líneas y conexiones superficiales de control al personal que no tenga 
funciones para operar válvulas, dejando únicamente al personal que va a auxiliar en el 
movimiento de estas, ya que en caso de hacer un mal movimiento por falta de 
conocimiento de lo que se está haciendo, puede provocar algún accidente. 
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ti. No efectuar trabajos cerca de las lineas durante la prueba. 

7. Estaque las lineas antes de probarlas, ya que de no hacerlo y producirce una falla, 
pueden ocasionar accidentes. 

8 En caso de detectar fugas, primero se debe descargar la presión a cero y posteriormente 

efectuar su corrección 

Equipo necesario: 

1. Unidad de prueba (neumática, mecánica o de combustión interna) 

2. Mangueras para alta presión (pueden ser flexibles o metálicas, de conexión rapida tipo 
chickzan) 

3. Combinación y tapones de diferentes diámetros 

4. Barras de prueba y copas para diferentes diámetros y libraje de tubería 

5. Registradores de presión (de preferencia gráficos) ' 

111.2 Métodos de inducción(t 3) 

Cuando los hidrocarburos producidos por la formación no llegan por si mismos a la 
superficie se hace uso de los métodos de inducción, estos consisten en disminuir la presión 
hidrostática actual en favor del yacimiento para permitir su manifestación en la superficie. 

Actualmente se conocen varios métodos para inducir un pozo, su aplicación depende 
de las características y estado mécanico del mismo; siendo los más comunes: 

1. Inducción mécanica 

2. Inducción por desplazamiento a través de la camisa o válvula de circulación 

3. Inducción por desplazamiento con la tubería flexible 

4. Inducción por empuje o implosión 

111.2.1. inducción mécanica 

Es el método más conocido en la industria petrolera, consiste en deslizar una barra 
pesada provista de un elemento de empaque o copas a través del aparejo de producción 
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para ir desalojando el fluido que se encontraba por encima de ellas , pero en la actualidad 
presenta grandes desventajas como: 

1. Alto riesgo operativo por no utilizar equipo de control 
2. No se puede utilizar en aparejos de producción combinados 
3. La presión de trabajo de las copas es muy baja 
4. El primer flujo del pozo es a cielo abierto 
5. El daño ecológico por derrame es considerable 

111.2.2. Inducción por desplazamiento a tráves de la camisa o válvula de circulación 

Este método consiste en abrir la camisa de circulación, desplazar los fluidos 
introducidos por el interior de la T.R. hacia el espacio anular, por fluidos de menor 
densidad y posteriormente cerrar la camisa, probar hidraúlicamente el cierre de la misma y 
aforar el pozo a la batería con el estrangulador adecuado, dependiendo su elección de la 
presión final de bombeo y del fluido desplazante utilizado. 

Como fluido desplazante comúnmente se utiliza agua dulce, salmueras sódicas o 
cálcicas y nitrógeno gaseoso, la elección depende de la densidad del fluido de control.  

Los parámetros requeridos para efectuar con eficiencia y seguridad una inducción 
son: 

1. Presión final de bombeo: El conocimiento de este parámetro permitirá seleccionar 
adecuadamente el equipo de bombeo y la presión de prueba de las conexiones 
superficiales, evitando con esto riesgos innecesarios durante el desarrollo operativo de 
la inducción. 

2. Volumen de Fluido para Desplazar.- La obtención previa de este parámetro evitará 
que se generen operaciones inconclusas y anómalas por falta de fluido y sobre 
desplazamiento del mismo. 

El cálculo de estos parámetros para fluidos líquidos (agua dulce, salmueras, etc) es 
simple y ampliamente conocido, sin embargo el manejo de gases ( nitrógeno gaseoso) 
es mas complicado y requiere de mayor atención.. 

111.2.3. Inducción por desplazamiento con la tubería flexible 

Consiste en bajar a través del aparejo de producción una tubería concéntrica de 
menor diámetro a una profundidad previamente determinada, circulando continuamente 
un fluido de menor densidad que el fluido de lavado o el aportado por la formación. 
Cuando se alcanza la profundidad programada, se incrementa el gasto y se circula el 
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volumen necesario para asegurar el desalojo total del fluido de lavado, posteriormente se 
recupera la tubería flexible hasta la superficie manteniendo el bombeo, lo que permitirá la 
aportación del intervalo abierto. 

Al sacar la tubería del pozo y observar flujo, este se estabilizará con el 
estrangulador adecuado, dependiendo su elección de las características del tipo de 
hidrocarburo, presión, conexiones superficiales, etc. 

Al igual que en la inducción a través de la camisa, aquí también se presentan dos 

casos: 

a) Desplazamiento de líquido por liquido. 
b) Desplazamiento de líquido por gas 

En el primer caso la operación es sumamente simple, ya que se trata de bajar la 
tubería con circulación continúa, llegar a la profundidad programada, circular al máximo 
gasto el 70 % del volumen total del pozo, efectuando movimientos reciprocantes 
continuos en una longitud de aproximadamente 100 ni y finalmente sacar la tubería 
flexible a la superficie manteniendo siempre el bombeo al máximo gasto permisible. 

En el segundo caso el procedimiento es similar, con la variante de que la 
circulación iniciará a una profundidad aproximada de 1000 m, si el pozo se encuentra 
lleno, evitando con esto la rápida canalización del gas. El volumen de gas que se debe 
circular en el fondo, será igual al volumen total del pozo (en líquido) multiplicado por el 
factor de volumen del nitrógeno a la profundidad de operación y considerando una 

presión hidrostática en el espacio anular igual a 2000 psi. 

La principal limitante que se presenta al utilizar este método, es la resistencia a la 
presión interna de la tubería flexible, lo que restringe el manejo de altos gastos de 
bombeo. 

Debido a que el volumen del fluido desplazarte depende en gran parte de la 
velocidad de introducción y extracción de la tubería flexible y del gasto manejado, a 
continuación se presenta un método práctico para determinar este volumen.  

1 Obtener el volumen necesario para introducir la tubería flexible a una profundida 
determinada (Vi). 

Para el caso de fluidos líquidos, este volumen será igual, a la profundidad 
programada, multiplicada por el gasto de bombeo y posteriormente dividir entre la 
velocidad de introducción. Al utilizar gas, la única variante que se tendrá es que el 
bombeo iniciara después de haber bajado 1000 m. 
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2. Obtener el volumen para circular a la profundidad programada ( Vt•  

Para líquidos, este volumen será igual al 70 % del volumen total del pozo04). Sí el 
desplazamiento se realiza con gas (nitrógeno), será igual al volumen total del pozo 
multiplicado por el factor de volumen del nitrógeno, considerando la profundidad 
programada y una presión hidrostática en el espacio anular de 2000 psi. 

3. Determinar el volumen para extraer la tubería ( Ve  ). 

Su obtención se realiza de igual forma que el obtenido en el punto 1. 

El volumen total será igual a la suma de los volúmenes parciales obtenidos. 

De las estadísticas realizadas en este tipo de operaciones, se ha encontrado que la 
velocidad promedio de introducción y extracción de la tubería flexible es de 25 (m/min) el 
gasto de bombeo en la introducción dela (m3  / tnin) y para la extracción de 20 m3  /min. 

111.2.4. Inducción por empuje o implosión 

Como se mencionó anteriormente, los métodos de inducción tienen como factor 
principal reducir al máximo la fuerza ejercida hacia la formación por la presión 
hidrostática de los fluidos contenidos en el pozo. 

Este método consiste en inyectar los fluidos contenidos en el pozo, mas un 
determinado volumen de nitrógeno hacia la formación a través del intervalo abierto. 
Debido a que el nitrógeno es un gas inerte, no reacciona con la formación y al ser 
descargado produce un efecto de succión, arrastrando en su viaje de retomo cantidades 
considerables de sólidos y aunado a la disminución casi total de la presión hidrostática, la 
aportación de los fluidos de formación hacia el pozo aumentará. 

Sin embargo, para poder utilizar este método, se deben de tomar en cuenta tres 
aspectos importantes: 

a) La presión de inyección. 
b) Los fluidos contenidos en el pozo. 
e) Caracteristicas de la formación 

Los tres aspectos deberán ser ampliamente conocidos, ya que el desconocimiento 
de cualquiera de ellos eliminará la opción de utilizar este método. 

Los parámetros requeridos para efectuar una implosión son los siguientes: 
1.La presión final de inyección. 
2.Capacidad total del pozo. 
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3. Volumen de nitrógeno para efectuar el desplazamiento hasta el intervalo. 
4.Volumen de nitrógeno que se inyectara al pozo. 
5. Volumen total de nitrógeno necesario. 
6.Presión de fractura de la formación 

111.2.5 Procedimiento de ejecución 

I. Elaborar un estado mecánico actualizado del pozo, en el que se detallen diámetros y 
peso unitario de las tuberías, profundidades de los accesorios, disparos etc. 

2. Realizar los calcules requeridos. 
a) resistencia al colapso del aparejo de producción 
b) presión final de bombeo 
c) volumen de fluido desplazante 

3. Revisar conexiones superficiales. 
4. Instalar unidades necesarias que participaran en la inducción. 
5. Efectuar las operaciones necesarias según el tipo de inducción. 
6. Desmantelar las unidades utilizadas, terminada la inducción. 
7. Elaborar reporte final. 

A continuación se presenta una tabla comparativa donde se muestran las ventajas y 
desventajas al efectuar los diferentes tipos de inducción. 
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111.3 Técnicas de muestreo 

Una forma directa para definir un intervalo es a través de los resultados obtenidos 
del análisis de los fluidos y sólidos aportados por el mismo por lo tanto la recuperación de 
las muestras es de gran importancia en la industria, por lo que se han desarrollado las 

siguientes técnicas 

I De fondo 
a) de fluidos 
b) de sólidos 

2. A boca de pozo 
a) de fluidos 

La elección de la técnica a utilizar dependerá de los análisis que se requiera hacer a 

las muestras (fisicos, químicos, PVT, etc.) 

111.3.1. Muestreo de fondo de pozo 

Tiene como objetivo la recuperación de muestras para el análisis y evaluación de 
los fluidos producidos, así como para determinar las características de los mismos a 
condiciones de yacimiento y dependiendo del objetivo el muestreo de fondo puede ser 
para: 

I. Análisis fisicos y químicos 
2. Análisis P.V.T. y cromatográficos 
3. Obtención de sólidos 

111.3.1.1. Muestreo de fondo para análisis fisícos y químicos 

El muestreo de fondo tiene mayor aplicación en pozos que no fluyen inicialmente o 
que están depresionados y se requiere conocer la aportación de los fluidos del yacimiento, 
para definir un intervalo. Las profundidades recomendables para la toma de muestras (13) 
son las siguientes: 

Primera muestra.- Esta se toma generalmente 20 m, arriba de la cima del intervalo 
productor, cuando éste tenga una longitud total de 20 m. o menor y cuando la longitud 
del intervalo sea mayor de 20 m., se tomará en la cima del intervalo. 

Segunda muestra.- La siguiente muestra se recomienda tomarla 100m arriba de la 
cima del intervalo en prueba, cuando se tiene un solo intervalo y en la cima del siguiente si 
se tienen intervalos adicionales. 
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Tercera muestra. -En general esta es la última y se hace a nivel de fluidos líquidos 
detectado con el registro de gradientes. En algunos casos si se requiere mayor 
información se toma en el cambio de agua aceite dependiendo de las necesidades de 
información que se desee conocer. 

La recuperación de las muestras en la superficie se realiza de acuerdo al objetivo 
para el cual fueron programadas, si la finalidad es realizar análisis fisicos, entonces la 
extracción de los fluidos se hará abriendo la válvula inferior del muestreador de fondo tipo 
WOFFORD, del cual se dará su descripción mas adelante, manualmente y permitiendo 
que se libere la presión dentro del mismo y caigan los líquidos en un contenedor limpio. 

La información obtenida al efectuar estos análisis son; porcentaje de agua, aceite y 
sólidos, así como la densidad, pU, salinidad y solubilidad de los sólidos. En algunas 
ocasiones no es posible obtener estos datos en forma completa, debido a que el volumen 
que recupera en el muestreador es de 650 cc (máximo) y a veces no es llenado en su 
totalidad. 

Cuando se mucstrea un pozo , es indispensable tomar un registro de gradientes 
previo al muestreo, con la finalidad de determinar el nivel de líquidos dentro del pozo y el 
posible contacto agua-aceite. 

Antes de tomar la muestra se debe cerrar el pozo y esperar un tiempo de 
estabilización, en el caso de pozos productores el momento apropiado es inmediatamente 
después de concluir la curva de incremento, y en el caso de pozos que no aportan 
producción después de descargar la presión del nitrógeno o la presión del gas que se haya 
acumulado en el pozo. El tiempo de estabilización recomendable antes de tomar la 
muestra es de 8 a 12 hrs. 

111111.3.1.2 Muestreo de fondo para análisis PVT 

Antes de efectuar un muestreo para análisis PVT, se requiere crear ciertas 
condiciones con la finalidad de que el fluido tenga una composición lo más cercana 
posible a la del fluido original del yacimiento, siendo las siguientes las más comunes: 

a) Limpieza del Pozo. 

El primer paso para acondicionar un pozo que va a ser muestreado, es verificar que 
éste se encuentre limpio, los parámetros para saber si un pozo esta limpio se vieron en el 
inicio de este cap(tulo.(ver 111.1.4. lavado del pozo) 

b) Producción Normal. 

Una vez que termina el periodo de limpieza se recomienda dejar fluir el pozo a través 
del estrangulador por el cual va a producir o con uno que permita registrar la presión de 
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huido fluyendo, hasta que se estabilice. Para la medición del gasto se emplea un separador 
cercano a la boca del pozo o un medidor de rondo para evitar errores por condiciones de 
la línea de descarga. 

e) Reducción Paulatina de la Producción 

Después del paso anterior, es necesario que el pozo fluya sucesivamente a través 
de varios estranguladores de diámetro cada vez más reducido, midiendo su producción y 
registrando su presión de fondo, permitiendo que las condiciones de producción se 
estabilicen para cada estrangulador. 

Esta reducción paulatina de la producción es necesaria , debido a que en el 
yacimiento, la presión disminuye en la vecindad del pozo al fluir el mismo, llegando a caer 
por abajo de la presión de saturación, lo que ocasiona la liberación de gas y hace variar la 
composición del fluido producido por el pozo. 

Con la disminución del diámetro del estrangulador el abatimiento de presión en el 
fondo del pozo es menor, lo cual origina que la cantidad de gas libre disminuya y la 
composición del fluido del pozo sea cada vez más cercana a la del fluido en el yacimiento. 

La selección de los estranguladores sucesivos será de tal manera que en cada 
cambio la producción se reduzca 30% o 50% y el más pequeño a través del cual pueda 
obtenerse un flujo estable. La disminución de la RGA en la producción será indicativo de 
que el pozo ha sido acondicionado adecuadamente. 

d) Variación de la Relación Gas Aceite. 

Esta variación se da cuando se reduce el diámetro del estrangulador y la caída de 
presión dentro del yacimiento se va haciendo cada vez más pequeña hasta que el valor de 
la RGA prácticamente no cambie al hacerlo fluir en los últimos dos o tres estranguladores. 

Una vez concluida ésta última etapa del acondicionamiento, el pozo deberá 
cerrarse, preferentemente hasta que se estabilice la presión de fondo cerrado, con lo cual 
se logrará que el aceite dentro del pozo tenga una composición prácticamente igual a la 
del yacimiento. 

. 	Anteriormente se indico que para obtener las muestras usaremos un muestreador de 
fondo (ver figura 111.1) , pues bien esta herramienta utilizada en la industria es un 
muestreador de fondo tipo "WOFFORD" el cual consiste en un barril cilíndrico de acero 
inoxidable con una válvula de cierre mecánico en cada extremo del mismo, las que son 
operadas mediante una tijera, al actuar sobre una cabeza de golpe liberando los seguros y 
permitiendo el cierre de las mismas una vez obtenida la muestra. 
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El cierre del muestreador también se puede efectuar automáticamente colocando 
un reloj que hace disparar el mecanismo a un tiempo programado previamente, que puede 
ser hasta de 3 hrs., este reloj generalmente se coloca cuando se usan muestras para 
efectuar análisis PVT. 

Para tomar una muestra con este tipo de muestreador es necesario bajar con un 
equipo de linea de acero y el procedimiento es el siguiente:II o 

I .Se introduce en el lubricador y se conecta este al preventor instalado en el medio árbol.. 

2.Se abre lentamente la válvula de sondeo para permitir que se llene de fluido todo el 
interior del lubricador. 

3.Se espera a que se estabilice la presión, para iniciar la introducción del muestreador al 
pozo, a una velocidad de 120 m/min. como máximo, evitando cambios bruscos que 
podrian activar el mecanismo de golpe o alterar el funcionamiento del reloj, poniendo 
especial cuidado de que al llegar a la profundidad de muestreo se reduzca la velocidad 
para evitar un cierre accidental de las válvulas o de tomar la muestra a una 
profundidad inadecuada. 

4.A1 estar el muestreador en profundidad, deberá subirse unos 10 ó 20 m y volver a bajar, 
repitiendo la operación tres veces si se trata de aceite ligero, y 10 si se trata de aceite 
pesado. 

5.Se cierran las válvulas rompiendo el perno de corte por medio de jalones bruscos de la 
línea de acero si la cabeza es de golpe o esperando que el cierre se haga automático al 
concluir el tiempo programado del reloj. 

6.Una vez tomada la muestra, la velocidad de recuperación del muestreador debe ser 
moderada hasta el momento en que entra al aparejo de producción y a partir de ahí se 
puede incrementar la velocidad considerablemente y nuevamente se vuelve a reducir 
hasta parar totalmente 10 ni. abajo de la cabeza del pozo, los cuales se terminan de 
subir a mano para evitar que el muestreador choque con el lubricador y se rompa la 
línea de acero. 

7. Cuando el muestreador está en la parte superior del lubricador, se cierra la válvula de 
sondeo, se descarga la presión del lubricador y se desconecta del medio árbol de 
válvulas para extraer el muestreador de su interior. 

Para verificar que el muestreador se encuentra hermético se recomienda introducir 
los extremos del muestrero en agua para verificar que no haya manifestación de burbujeó, 
en caso contrario la muestra deberá desecharse y repetir la toma de la misma. Se 
recomienda tomar de tres a cuatro muestras de fluidos con la finalidad de que se tengan 
por lo menos dos con características similares. 

35 



III 3 1 .3 Muestreo de Rindo para obtención de sólidos 

Este tipo de muestreo generalmente se efectúa en pozos que se encuentran en 
operación y son la primera medida que se toma para determinar las causas que provocan 
fuertes reducciones en la producción del pozo hasta que llega a ser totalmente nula. 

Los problemas de abatimiento en la producción son consecuencia de la 
acumulación de asfaltemos y parafinas, la incrustación de sales, carbonatos y en casos muy 
severos formación proveniente de roturas en tuberías de revestimiento. Esta técnica es 
muy rápida y confiable, se efectúa con la línea de acero y nos permite decidir en forma 
acertada las acciones a seguir en la solución de un problema de esta naturaleza. 

El equipo utilizado para efectuar este muestreo consiste de un barril metálico marca 
Carneo (el mas utilizado en la Región Sur ver fig. 1112), el cual se dispone en dos tamaños 
de diámetro exterior 1 5/8" máximo ó de 1 1/4" mínimo, el cual dispone interiormente de 
una canica que actúa como check para retener en su interior la muestra una vez que ha 
sido recuperada. Esta herramienta trabaja conjuntamente con la acción de un operador de 
golpe ( tijera o martillo ), del cual se requieren de cinco a seis golpes que se apliquen 
sobre la resistencia de sólidos para llenar el interior del barril y posteriormente si es 
necesario para recuperarlo en caso de atraparse en los sólidos. 

Normalmente las muestras recuperadas en superficie son pequeñas, pero su 
volumen es suficientes para efectuar el análisis y determinar su naturaleza, permitiéndonos 
preparar sistemas de fluidos y solventes para lograr la remoción del daño en forma 
eficiente 

111.12. Muestreo de fluidos a boca de pozo 

Esta técnica se aplica únicamente a los pozos fluyentes y como en el caso del 
muestreo de fondo, se realiza con dos propósitos principales; el primero para definir el 
intervalo en forma rápida cuando se han logrado las condiciones de limpieza y de 
estabilización de su producción. El segundo es para efectuar análisis PVT, cuando el 
yacimiento contiene gas y condensado o aceite volátil, ya que las muestras que se obtienen 
de ellos no son representativas de los fluidos que contiene el yacimiento, debido a la gran 
variación composicional que sufren cuando cambian sus condiciones de presión y 
temperatura. Las muestras de aceite y gas tomadas del separador más próximo a la boca 
del pozo se comprimen para simular su comportamiento desde sus condiciones originales 
hasta las condiciones de separación en superficie. 

Para efectuar análisis físicos, las muestras se obtienen directamente de una linea 
alterna a la línea de quema, ya que mientras el pozo se encuentra en etapa de limpieza, los 
productos deben ser queMados. 
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En el extremo de la línea alterna se coloca un recipiente limpio y grande, tal corno 
una cubeta de 20 lis. de capacidad, para captar el volumen de muestra líquida necesaria 

para efectuar los análisis ( 1 a3 Its.). Es conveniente realizar un análisis del gas que produce 
el pozo para determinar si contiene gases tóxicos o venenosos como el 112S, con la 

finalidad de proteger al personal que recuperará la muestra con el equipo de protección 
necesario. 

Una vez obtenida la muestra en el recipiente, esta se agita, y se coloca en 
recipientes limpios y transparentes de 1 h. de capacidad para apreciar en forma visual la 
separación de los componentes líquidos y sólidos, así como el color de los mismos. La 
recuperación de las muestras se recomienda hacerlas cada hora, llevando un registro con 
la fecha y hora en que se tomó, presión en la cabeza del pozo y diámetro del 
estrangulador. El muestreo se suspende cuando dejen de salir sedimentos y agua, o 
cuando los porcentajes de los mismos ya no varíen y la presión en la cabeza del pozo se ha 
estabilizado. 

La recuperación de las muestras en superficie para el análisis PVT, es más 
complicado, por tal motivo es realizado por personal especializado del laboratorio de 
Yacimientos, el cual se encarga de preparar las botellas metálicas para alta presión en 
donde recuperarán por separado las muestras de gas y de aceite directamente del 
separador más cercano a la boca del pozo a las condiciones de separación en superficie 
(presión y temperatura), a través de un sistema cerrado compuesto de válvulas de aguja y 
líneas de acero inoxidable de 1/8". Este procedimiento generalmente es lento y como 
mínimo se recomienda obtener 3 muestras de cada fase. 

Antes de recuperar las muestras, las líneas y válvulas se purgan y se saturan de 
fluidos, mientras que las botellas se preparan en el laboratorio al vacío para recuperar las 
muestras. 

La recuperación de las muestras de gas para determinar el contenido de gases 
tóxicos se realiza directamente en el equipo para su medición y análisis, por lo que este se 
detallará en el tema de análisis de muestras. 

111,4. Analisis de muestras 

El análisis de muestras es una herramienta de gran importancia en la definición de 
un intervalo, debido a que obtenemos una gran cantidad de datos y parámetros de interés. 

Existen varios tipos de análisis que se le puede efectuar a una muestra de fluido 
recuperada de un pozo petrolero, dependiendo su elección del tipo de datos requeridos y 
del método de muestreo utilizado. 
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MUSTRERO DE FONDO CAMCO 
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FIG. 111.2 

Muestreador de fondo wofford 	 Muestreador de fondo carneo 

Los análisis comúnmente utilizados en la industria petrolera son: 

1. Análisis fisico o de campo 

2. Análisis " ST1FF' 
3. Análisis P.V.T. 

4. Análisis cromatográficos 

111.4.1 Análisis fisico o de campo 

El análisis fisico o de campo realizado a una muestra de fluido, es simple y tiene 
como objetivo principal, la determinación de los siguientes datos : El porcentaje de aceite, 
agua, sólidos, salinidad en partes por millón, asfaltenos y parafinas. 
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La determinación de los cuatro primeros datos es simple, sin embargo la obtención 

de los alábenos y las parafinas, los cuales engloban un gran número de compuestos 

químicos, es más complicado y para determinarlos es necesario el empleo de un análisis 

más completo a nivel de laboratorio. Por lo tanto la obtención de asfáltenos y parafinas a 

nivel de campo, es una aproximación de lo real, ya que únicamente estaremos obteniendo 

sus componentes más pesados, sin embargo son válidas y de mucha utilidad para nuestros 

propósitos operativos. 

Aunque el procedimiento de obtención es más tedioso, su aplicación a nivel de 

campo es factible ya que el equipo y material empleado es de fácil manejo. 

Por ejemplo, para obtener los asfáltenos de una muestra de aceite crudo (10 in1), se 

agregan 90 ml de pentano reactivo, centrifugamos, decantamos el pentano y los sólidos 

insolubles (residuales) es la cantidad de asfáltenos que contiene ese aceite, el cual se 

expresará en por ciento. 

La obtención de parafinas se realiza en dos etapas, primero se obtienen las de bajo 

peso molecular, las cuales son solubles en acetona y se precipitan a temperatura ambiente 

( 32°C ), posteriormente obtenemos las de alto peso molecular, las que son solubles en 

pentano reactivo y el total de parafinas será la suma de estos dos porcentajes. 

Otro tipo de análisis que se puede efectuar en el campo (pozo), es la determinación 

del ácido sulfhídrico (112S), el cual nos permitirá evaluar si el aparejo de producción 

utilizado y las conexiones superficiales de control son adecuadas y para tomar las 

precauciones necesarias de seguridad en su manejo 

La determinación del ácido sulfidrico 112S , se puede realizar utilizando el método 

volumétrico y el instrumental. 

La obtención de los datos anteriores, nos ayudará a evaluar y definir el intervalo en 

estudio, ya que podremos efectuar diseños óptimos en los tratamientos de limpieza, 

además de proporcionar datos que permita brindar seguridad al personal directamente 

involucrado. 

111,4.2. Análisis "STIFF" 

El objetivo de realizar un análisis lisico-químico al agua del pozo 07), es conocer 

sus propiedades físicas, (densidad, ph, olor etc.) y químicas (dureza, salinidad, iones 

disueltos, etc.) para determinar su procedencia. 

En la industria petrolera, éste análisis es de gran importancia ya que de la 

información obtenida, podremos saber el grado corrosivo del agua analizada, su tendencia 

a formar incrustaciones, el tipo y características de estas, además podremos diferenciar 

fácilmente, si el agua analizada proviene de la formación en estudio, ó pertenece al agua 

utilizada durante la perforación, terminación ó reparación del pozo. 
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Existen cuatro métodos para efectuar un análisis de agua, siendo el "Método Slifi", 
el más conocido y empleado, por su versatilidad y fácil interpretación. 

Este método, consiste en obtener los iones disueltos en el agua y graticarlos en 
una hoja logarítmica para facilitar su interpretación, colocando del lado izquierdo los iones 
positivos y en el derecho los negativos. Posteriormente al unir los puntos gratinados, 
obtenemos un diagrama llamado "Diagrama Stifl". 

La unidad de medida de los iones es miligramos por litro y para poder graficarlos 
es necesario convertir esas unidades a mili equivalentes por litro, utilizando un factor de 
conversión. 

La escala utilizada para graficar los iones es variable para cada íon, con la finalidad 
de enfatizar los valores más pequeños y obtener una gráfica clara y de fácil interpretación. 

Al efectuar un análisis de agua, los parámetros que se obtendrán son los siguientes: 

1. Propiedades Micas : 

a) Densidad.  

b) Potencial de hidrógeno (P.II.) 
c) Turbidez. 
d) Olor. 

2. Gases en solución: 

a) Ácido sulfhídrico. 
b) Bióxido de carbono. 

3. Sólidos en solución y cálculo fónico. 

a) Salinidad ( Na y CI ). 
b) Sílice soluble ( Si 02 ). 
c) Fierro disuelto ( Fe 03 ). 
d) Dureza total del agua ( CaCO3 ). 
e) Alcalinidad a la " F " (CaCO3 ), 

Alcalinidad ala M " (CaCO3 ). 
g) Índice de estabilidad del agua. 

Una vez determinados estos parámetros, se vaciarán en la hoja de datos, en la que 
se efectuará la conversión de unidades para los iones obtenidos y como punto final se 
realizará la gráfica o diagrama stiff correspondiente. 

Para la interpretación correcta de este análisis, es necesario auxiliamos con un 
patrón de referencia, como sería el análisis de aguas o salmueras conocidas. 
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Lo anterior es de suma importancia, ya que si no realizamos análisis al agua 
utilizada en la preparación de los fluidos de control, o de lavado, al estar definiendo el 
intervalo y recuperar agua, se puede presentar la confusión en la procedencia de la misma 
y esto sucede al no tener un patrón de comparación. 

La fig. 111.3 presenta tres diagramas tipicos del análisis de agua a diferentes 

muestras. 

111.4.3. Análisis p.v.T. 

Consiste en simular a nivel de laboratorio, el comportamiento a condiciones de 
yacimiento y superficie, de los fluidos producidos, para predecir la variación de los 
mismos durante la vida productiva del pozo. 

l'ara esto, se simulan varias etapas de separación o abatimientos de presión, 
partiendo de la presión inicial del yacimiento hasta llegar a la presión atmosférica y a 
diferentes temperaturas, tomando muestras de gas en cada etapa para conocer su 
composición mediante la cromatografia 

Antes de iniciar el análisis PVT, se debe determinar la representatividad de las 
muestras recibidas, para lo cual se efectúa una prueba de comportamiento presión-
volumen a temperatura ambiente y comparar la presión de saturación obtenida con la 
reportada en el campo y si son similares, se dice que las muestras son representativas, de 
lo contrario los resultados obtenidos no serán confiables. 

El análisis PVT se realiza mediante tres procesos de separación de fases, con lo 
cual, se obtiene la siguiente información, os ) 

El factor de volumen de aceite (13o). 
El factor de volumen del gas (Bg). 
La relación gas disuelto aceite (RGA). 
El factor de compresibilidad del gas (Z). 
La densidad del gas y del aceite. 
La viscosidad del gas y del aceite 
La presión de burbuja en cada fase 
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Los tres procesos mencionados son los siguientes: 

I. Separación " Flash " o a masa constante. 
2. Separación Diferencial, esta puede ser: 

A masa constante 
A volumen constante. 

3. Separación por etapas. 

I. La separación Flash se efectúa para simular las condiciones de vaporización que 
existen en el yacimiento o en los sistemas de producción, cuando el gas liberado 
permanece en contacto con su líquido asociado original. Este proceso se lleva a cabo 
manteniendo constante la masa total de la muestra. 

2. La separación Diferencial simula la liberación de gas a condiciones de yacimiento 
mediante una secuencia de etapas de liberación instantánea, iniciándose estas a la 
presión original del yacimiento, después de cada decremento se miden los volúmenes 
de gas y aceite en la celda a condiciones de equilibrio. El gas se extrae al final de cada 
abatimiento de presión , determinándose su volumen a condiciones atmosféricas, y la 
viscosidad del aceite a condiciones de presión y temperatura de la celda. 

3. La separación por etapas es un proceso en el ciial la fase gaseosa se remueve de la 
líquida mediante dos o más separaciones instantáneas, efectuadas cada una de ellas a 
condiciones de presión y temperatura cada vez menor a la etapa que la precede. Esta 
separación se realiza con la finalidad de determinar las presiones óptimas de 
separación, las propiedades del aceite y gas a condiciones de superficie o tanque de 
separación y la producción esperada de aceite y gas para cada etapa de separación. 

11.4.3.1 Procedimiento de ejecución en la separación flash a masa constante 

1. Cargue la muestra por analizar en una celda PVT para alta presión, manteniendo una 
presión superior a la presión de saturación o de rocío, según se trate de gas o aceite 
respectivamente. Ver fig. 111.4 

P I > Pb , 	V I = Viniciai, Ty = cte. 

Fig. 111.4 
Separación flash a masa constante 
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2. Efectúe un decremento de presión en la celda mediante la extracción de mercurio, 
permitiendo que la muestra se expanda e incremente su volumen sin llegar a la presión 
de saturación o rocio. Para mantener el equilibrio entre fases se debe mantener la celda 

en agitación constante 

P I > P2 > Ph, 	V2 > V I , 	'1'y = cte. 

3. Repita este proceso hasta que ocurra la aparición de la primera burbuja de gas o la 
primera gota de rocio, instante en el cual se alcanza la presión de saturación o rocio 

de la muestra 

Vb > > V3 > V2 > V I , 
P I > P2 > P3 > > Pb, 	'I'y — cte. 

4. Continúe el proceso de disminuir la presión hasta alcanzar la presión de separación en 
superficie 

Vsup > Vb > > V 1 , 
PI > > Pb > > Psup, 	Ty cte. 

Este proceso se lleva a cabo manteniendo la cantidad de masa de la muestra constante sin 
extraer el gas en ninguna de las etapas de separación, únicamente se simula la expansión 
ideal de los fluidos a temperatura de yacimiento. 

111.4.3.2 Procedimiento de ejecución en la separación diferencial convencional 

1. Traspase la muestra a una celda PVT de alta presión, a temperatura de yacimiento y 
presión de saturación o burbujeo. ver fig. 111.5 

P1 	Pb, Vol Vb, Vgl = 0, Ty = cte. 

2. 	Disminuya la presión en la celda mediante la extracción de mercurio, permitiendo 
con esto que la muestra se expanda e incremente su volumen y libere gas. Ver diagrama: 

P2 < Pb, Vo2 < Vo I , Vg2 0, Ty = cte 
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3. Extraiga el gas liberado mediante la inyección de mercurio 

Pb > P2 P3 — cte., 	Vo3 Vo2 Vol, 

Vg3 O, Ty cte. 

4. Repita los pasos 2 y 3 , hasta que se alcance la presión de superficie. 

Pb P2 P3 	Psup, 

Vo I > Vo2 > Vo3 > > Vosup, 

fy cte 

Fig. 111.5 
Separación diferencial convencional 

111.4.3.3. Procedimiento de ejecución en la separación diferencial convencional a volumen 
constante. 

Fig. 111.6 
Separación diferencial convencional a volumen constanl,..,  
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1 Traspase la muestra a una celda PVT de alta presión, a temperatura de yacimiento y 

presión de saturación o bui buje& ver fig. 111.6 

PI 	Pb, Vol Vb, Vg 1 - 0, Ty cte. 

2. Disminuya la presión en la celda mediante la extracción de mercurio, permitiendo con 
esto que la muestra se expanda e incremente su volumen y libere gas. Ver diagrama: 

P2 < Pb, Vo2 < Vol, Vg2 > 0, Ty cte 

3. Extraiga parte del gas liberado mediante la inyección de mercurio. 

Pb > P2 — P3 - cte., 

Vo3 	Vo2, 	Vg3 < Vg2, 	Ty — cte. 

4. Repita los pasos 2 y 3 , hasta que se alcancé la presión de superficie y quede 
únicamente aceite residual. 

Pb > P2 - P3 > > Psup, 

Vo I > Vo2 > Vo3 > > Vosup, Vgsup > 0, 

Ty = cte 

Vosup Vgsup - Vol = Vb 

111.4.3.4 Procedimiento de ejecución en la separación por etapas 

I. Traspase la muestra a una celda PVT de alta presión, a temperatura de yacimiento y 
presión de saturación o burbujeó. 

P I = Pb, 	Vol -Vb, 	Vg I = 0, 

T I = 'Ey. 

2. Disminuya la presión y la temperatura en la celda, mediante la extracción de mercurio 
y enfriamiento de la celda, hasta alcanzar las condiciones de separación previamente 
establecidas, permitiendo con esto la liberación del gas. 

Ps 1 < Pb, Vo2 < Vol, Vg2 >> O, 

T2 Ts1 
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3 Efectúe un segundo decremento en las condiciones de presión y temperatura en la 
celda extrayendo mercurio y enfriando la celda hasta alcanzar las condiciones de la 
segunda etapa de separación previamente establecidas. 

PS2 < PSI < Pb, 

Vo3 < Vo2 <  Vol, Vg3 :>> O, 

T3 - Ts2 

Este proceso se repite para cada etapa de separación que se quiera simular. 

Nomenclatura 

Pb 
Psup 
PI, P2, 	, Pn 
Psi, Ps2 

Vb 
Vgsup 
Vg I , Vg2, Vgn 
Vosup 
Vol, Vo2, ...Von 
Vsup 
VI. V2, Vn 

Tsl, Ts2 

Ty  

Presión de saturación de la muestra 
Presión en superficie 
Presión en cada etapa de separación en la celda 
Presión para cada etapa de separación en superficie en el 
separador 
Volumen de la muestra a condibiones de saturación 
Volumen de gas a condiciones de superficie 
Volumen de gas para cada etapa de separación en la celda 
Volumen de aceite a condiciones de superficie 
Volumen de aceite para cada etapa de separación en la celda 
Volumen total de la muestra a condiciones de superficie 
Volumen total de la muestra a cada etapa de separación en la 
celda 
Temperatura para cada etapa de separación en superficie en el 
separador 
Temperatura de yacimiento 

111.4,4 Análisis cromatográficos 

Esta técnica se creó con la finalidad de poder determinar la composición de los 
gases y su principio fundamental se basa en la capacidad que tienen algunas substancias 
sólidas para absorber componentes que se encuentran en mezclas de gases. El proceso 
consiste en hacer pasar una pequeña muestra de gas a través de columnas de destilación 
compuestas de materiales sólidos de propiedades conocidas, los cuales van reteniendo los 
diferentes componentes del gas y obtener así los siguientes parámetros, que son 
expresados en por ciento mol: 
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Nitrógeno. 
Bióxido de Carbono. 
ácido sullidrico. 
Metano. 
Etano. 
Propano. 
!sabatino. 
Butano normal. 
!samotana 
Peatano normal. 
Ilelaao y mas pesados. 

Actualmente la cromatografia (D) se hace a un nivel tecnológico muy avanzado, en 
el cual el analista tiene como máxima responsabilidad la colocación de la muestra y la 
programación del aparato. Hace algunos años este análisis era más complicado, debido a 
que para cada componente que se esperaba destilar había que programar la memoria del 
cromatógrafo y el resultado se obtenía en forma gráfica con una curva partiendo de la 
línea base de referencia hasta alcanzar un punto máximo para posteriormente volver a 
regresar a la línea de referencia. Posteriormente la concentración de cada componente era 
calculada a partir del área bajo la curva de la gráfica y el resultado se expresaba en % mol 
respecto al total de la mezcla. 

En la actualidad los resultados son obtenidos en forma directa del cromatógrafo 
digital, lo que ha hecho de este análisis un trabajo rápido consiste en recuperar la muestra 
en un matráz tipo balón que tiene una válvula de un solo paso. El matráz se coloca en la 
toma de gas del cromatógrafo, se programa éste y se abre la válvula del matráz por unos 
cuantos segundos para que el gas pase hacia las columnas de destilación del cromatógrafo, 
se cierra la válvula y se retira el matráz de la toma del aparato, para ,finalmente esperar 
que este realice el análisis y arroje los resultados. 

Este tipo de análisis lo realiza personal del laboratorio de yacimientos debido que 
el equipo que se requiere es muy especializado. 

111.5 Pruebas de compatibilidad 

El objetivo de estas pruebas es determinar las principales causas que pueden 
provocar un daño a la formación, debido al empleo de fluidos extraños a la misma. Estos 
se originan durante las operaciones de terminación y reparación de pozos, además de las 
estimulaciones y fracturamiento, causando una reducción en la permeabilidad 

El daño causado a la formación puede ser : 

En forma involuntaria o indeseable, como consecuencia del efecto de filtrado de 
los fluidos de control, o por pérdidas de circulación ocurridas durante las etapas de 
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perforación, terminación y reparación de tos pozos. Cuando se inyectan fluidos en forma 
intencional a las formaciones productoras, pero que al contacto con los fluidos del 
yacimiento reaccionan en forma inesperada, creando bloqueos, emulsiones o precipitados 
sólidos o líquidos, como consecuencia de un mal diseño o una mala selección de los 
fluidos inyectados. 

Las pruebas de compatibilidad que se efectúan entre fluidos representativos del 
yacimiento y de control o tratamiento, están encaminadas a determinar o prevenir e! tipo 
de daño que pueden causar a la formación dichos fluidos. Los principales daños son: 

a. Bloqueo por agua - Este es causado por el incremento de la saturación de agua en la 
vecindad del pozo, con la consecuente reducción de permeabilidad relativa a los 
hidrocarburos. El problema se agudiza cuando se pierden grandes cantidades de agua. 
Adicionalmente pueden originarse durante la producción del pozo, por canalizaciones 
o tonificaciones del agua de formación en el intervalo productor. 

h. Bloqueo por aceite.- Se presenta en pozos productores de gas, por la invasión de 

fluidos base aceite y de control, por causas naturales a la producción, causando 
reducciones en la permeabilidad relativa al gas. 

c. Bloqueos por emulsiones .- La formación de emulsiones en el sistema poroso, causa 
en lo general altas viscosidades, particularmente las de agua en aceite, lo que reduce 
drásticamente la productividad de los pozos, siendo más fácil su prevención que su 
remoción.  

d. Cambios de mojabilidad de agua por aceite.- Cuando la formación en la vecindad 
del pozo queda mojada por aceite, se produce un daño significativo, que reduce la 
producción de los pozos. Es común que los fluidos de control contengan surfactantes, 
mismos que pueden cambiar la mojabilidad de la roca, dependiendo del tipo que estos 
sean. 

e. Películas o membranas interfaciales.- Se forman por el contacto de dos líquidos 
inamisibles, lo que genera una alta tensión interfacial entre ellos.  

f. Pérdidas de lodo.- Este tipo de daño en general es dificil de remover y se genera 
durante la perforación y reparación del pozo. 

Debido a que los yacimientos en arenas y areniscas son más susceptibles de dafiarse 
durante las intervenciones en los pozos, todos los fluidos y aditivos químicos que sean 
circulados o inyectados, deberán ser sometidos a pruebas de compatibilidad con los 
fluidos de la formación, para minimizar el daño que los primeros puedan ocasionar. Las 
pruebas más comunes son: 

I) Pruebas de compatibilidad de fluidos de formación con fluidos de control. 
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2) Pruebas de compatibilidad de fluidos de formación con ácidos y aditivos. 

111.51 Pruebas de compatibilidad entre los fluidos de formación con fluidos de control 

Estas pruebas son de gran importancia, debido a que con ellas es posible determinar 
el daño producido por los fluidos que han estado en contacto con la fonnación, durante 
las operaciones previas en el pozo, asimismo es posible seleccionar los fluidos de 
estimulación apropiados para la remoción del daño. 

El primer daño que se ocasiona a las formaciones productoras de hidrocarburos, se 
debe al contacto de los fluidos de control con los fluidos contenidos en la formación. Los 
mecanismos a través de los cuales ocurre, son los siguientes: 

1) Filtrado de los fluidos de control.- Este efecto es una propiedad que tienen estos 
fluidos, ya sean base agua o emulsión inversa, es inevitable principalmente durante la 
perforación de zonas productoras, depende de la consistencia del enjarre el objeto es 
evitar una filtración excesiva del fluido base hacia la formación, si el enjarre es bueno 
permitirá pasar la cantidad de filtrado necesario para mantener el enjarre, pero si este es 
deficiente los volúmenes de filtrado serán grandes y el daño ocasionado será de 
consideración y la zona afectada será grande. 

Cuando ocurre una filtración excesiva por enjarre deficiente, permite el paso de 
sólidos finos del fluido de control hacia la formación, los cuales causan taponamiento de la 
zona productora. 

2) Perdidas de Circulación.- Este tipo de daño se ocasiona en forma imprevista, los 
volúmenes de fluido de control que penetran a la formación son grandes, por lo tanto los 
daños ocasionados son impredesibles y en muchos casos irreparables. 

Los tipos de daño ocasionados por los mecanismos previamente descritos son los 
siguientes: 

a) Cambios de mojabilidad de las rocas de la formación. 
b) Cambio en la estructura de las arcillas. 
c) Taponamiento por sólidos 
d) Formación de emulsiones. 

I.as emulsiones pueden ser viscosas o fluidas, estables o inestables y pueden 
separarse por si solas o nunca separarse a menos que sean tratadas con calor o algún 
agente desernulsificante. 

Las emulsiones de agua en aceite, en las cuales la fase continua o externa es el 
aceite y la fase discontinua o dispersa la representa el agua, son las más comunes que se 
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encuentran en los yacimientos de aceite, por ser perlbrados con fluidos base agua. Estas 
emulsiones son muy estables y dificiles de romper. 

El otro tipo de emulsiones es el de aceite en agua, la cual tiene como Iltse externa o 
continua al agua, y al aceite distribuido dentro de ella, se presenta en los yacimientos que 
se perforan con fluidos base aceite o de emulsión inversa, cuyo filtrado se mezcla con el 
agua salada de la formación creando emulsiones menos estables y más fáciles de romper. 

El bloqueo de las zonas permeables y productoras a consecuencia de la formación 
de emulsiones, se debe principalmente a las altas viscosidades que desarrollan, la cual se 
determina por la cantidad relativa de la fase dispersa y con la viscosidad de la fase 
continua.. 

En una emulsión ideal, su viscosidad estará dada por la siguiente expresión: 

= 110 ( 1 + 2.5 1 ) 

donde: 
it Viscosidad de la emulsión 

Viscosidad de la fase externa 
Fracción de volumen de la fase dispersa respecto al volumen total de la emulsión. 

Las emulsiones de aceite crudo pueden ser de tan baja viscosidad corno el aceite 
mismo (del tipo de agua en aceite ) o tan alta viscosidad que semeja gelatina o lodo (del 
tipo de aceite en agua con sólidos muy finos presentes en la formación o de los fluidos de 
control ), cuya presencia reafirma o incrementa la estabilización de las emulsiones. 

La viscosidad de la emulsión es el principal factor de daño y repercute en forma 
directa en la producción del pozo.A1 analizar la ecuación de Darcy para flujo lineal en un 
fluido a través del medio poroso, se observa que la viscosidad es inversamente 
proporcional al gasto y esta expresado como sigue: 

kr A AP 
q — 	ri 

donde: 

q Gasto del fluido. 
kf. Permeabilidad de la formación. 
A Área de sección transversal de 

la formación, 
AP Presión diferencial. 
µ Viscosidad del fluido 
L Longitud del medio poroso 
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Casi todas las emulsiones de aceite crudo y agua, pueden ser rotas por la 
incorporación de surfactantes apropiados a los fluidos de tratamiento, a los cuales se les 
denomina rompedores de emulsiones o desemulsificantes, los que actúan rompiendo la 
membrana o película molecular que se ha formado alrededor de las gotas dispersas de la 
fase interna, esto les permitirá unirse y separarse del fluido de la fase externa. 

Para prevenir o resolver un problema de emulsiones se recomienda el uso de 

surfactantes, previa ejecución de las pruebas de laboratorio, en donde se simule la 
formación de la emulsión utilizando aceite y agua del yacimiento y cl filtrado del fluido de 
control para posteriormente diseñar y probar los fluidos del tratamiento, incorporando 
surfactantes en diferentes proporciones hasta encontrar la más apropiada para cada 

emulsión en particular. 

111.5.2. Pruebas de fluidos de formación con fluidos de tratamiento o inyección 

Otro tipo de daño que se ocasiona a las formaciones porosas y permeables 
productoras de hidrocarburos, es el ocasionado por la inyección intencional de fluidos al 
yacimiento, con el objeto de restituir o mejorar sus condiciones originales de flujo, como 
el caso de estimulaciones y fracturarniento, o bien cuando se inyectan fluidos para 
mantener mecanismos de producción por recuperación secundaria. 

Los principales factores que provocan el darlo a la formación son: 

1. Obturamiento de los poros. Es ocasionado por el acarreo y depositación de sólidos 
provenientes de la formación, o por el óxido de fierro de las tuberías, cuando no se 
limpian antes de efectuar la inyección, por incrustaciones de sales depositadas durante la 
vida productiva del pozo; sólidos y precipitaciones resultantes de las reacciones de los 
ácidos con la formación. 

2.- Reducción de la permeabilidad de la formación por la acumulación de depósitos 
orgánicos ( parafinas y asfáltenos ) 

111.6 Pruebas de núcleos 

Las pruebas de núcleo (20) tienen como finalidad, analizar las propiedades de la 
roca, de los fluidos de la formación, identificar posibles daños a la misma y seleccionar el 
tipo de fluido óptimo para una estimulación. 

La disponibilidad de muestras de la formación permitirá realizar los siguientes 
estudios: 

LAnálisis de solubilidad 
2. Análisis petrográficos 
3. Análisis petrofisicos 
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111.6.1.Análisis de solubilidad 

Esta es una técnica usada para determinar el material disuelto en un solveme dado. 

La solubilidad de las rocas en ácido, depende de la rnineralogia de la misma. La 
solubilidad total será la suma de la solubilidad de cada mineral 

Los resultados de las pruebas de solubilidad, son una aproximación cn el contenido 
de carbonatos y minerales arcillosos y deben tomarse con cierta reserva, siendo confiables 
cuando se correlacionan con los resultados de los estudios petrográficos 

Las pruebas de solubilidad son realizadas bajo condiciones de laboratorio ideales , 
las cuales indican la máxima solubilidad de la formación. La solubilidad efectiva en una 
acidificación es completamente diferente, debido a que ésta depende de la posición de los 
minerales en la pared del poro. 

Las pruebas de solubilidad también son usadas para identificar daños por 
incrustaciones y/o depósitos orgánicos, lo que permite determinar el solvente ideal para su 
remoción. 

El contenido de fierro en el ácido gastado puede usarse como una base para 
seleccionar el tipo y cantidad de agente secuestrante. 

111.6.2 Análisis petrográlicos 

El conocimiento do la petrografia de la roca es esencial(39) para comprender la 
respuesta de la misma a diferentes fluidos. La interacción entre la roca y un fluido depende 
de los minerales que reaccionan con el fluido y de la posición relativa de estos minerales 
en el camino que toma el fluido dentro de la misma, 

Los análisis petrográficos son 

Análisis por difracción de rayos X.• La difracción de rayos X es usada para identificar en 
forma cualitativa y semicuantitativa los minerales cristalinos que componen la roca. Esta 
basada en la irradiación de una muestra., en la cual los rayos X son defractados 
dependiendo de las características de sus componentes, miden los ángulos y la intensidad 
de los rayos X, para su posterior comparación con espectros patrones, que determinan el 
tipo y cantidad de minerales cristalinos contenidos en la muestra. 

El procedimiento consiste en pulverizar una muestra de la roca, colocándola en un 
portamuestras especial, la muestra es bombardeada con rayos X y la difracción se detecta 
en un registro continuo que proporciona un espectro, el cual es comparado con los 
espectros patrones. 
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Análisis al microscopio.- A través de este análisis se obtiene la distribución mortblógica de 
los minerales contenidos en la roca, así como el tamaño y mortbloglít de los poros. Este 
microscopio también es utilizado para determinar el efecto que producen los fluidos de 

tratamiento en la formación. 

El microscopio electrónico permite la ampliación de imágenes tridimensionales de 
hasta 80,000 veces su tamaño. además de poder tomar fbtografias de las mismas. 

El procedimiento de análisis consiste en colocar una muestra de 1/4 de pulgada de 
diámetro sobre el portaobjetos del microscopio electrónico, cubriéndolo con una capa tina 
de oro, para después bombardearla con electrones, la emisión de electrones forma una 
imagen que es posible observarla a través del microscopio. 

Análisis al microscopio petrográfico.- La observación de una muestra en este microscopio 
determina el grado de homogeneidad de la misma. El análisis de muestras se lleva a cabo a 
través de secciones delgadas de muestras cortadas perpendicularmente a los planos de 
estratificación de la misma, permitiendo cuantificar los minerales en la roca, localizar los 
poros y su morfología, definir el material cementante y la distribución de arcillas. 

El procedimiento de análisis consiste en colocar una muestra de roca impregnada 
con una resina, que sature sus poros, sobre el portaobjetos del microscopio petrográfico, 
observando la misma usando luz polarizada. 

La luz polarizada se utiliza debido a que los minerales tienen propiedades ópticas 
individuales, que permite su identificación.  

111.6.3 Análisis petrofisicos 

Estos análisis consisten en la determinación de la porosidad y permeabilidad de la 
muestra. 

Porosidad,- Es la relación del volumen vacío entre el volumen de roca, por lo tanto es 
una medida de la cantidad de espacios ocupados por los fluidos en el yacimiento. La 
porosidad puede ser efectiva cuando se refiere a los espacios interconectados y residual en 
lo concerniente a volumen de poros no comunicados. 

La porosidad de una muestra puede ser determinada usando varias técnicas, la más 
simple de ellas utiliza la ley de Boyle y una celda de volumen constante presurizada con 
nitrógeno. 

La porosidad total puede obtenerse midiendo el volumen de muestra desplazado 
por el mercurio en un picnómetro y la densidad de la matriz. 
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Permeabilidad... Es una medida de la capacidad de un medio poroso a permitir el flujo 
de fluido. Las mediciones pueden hacerse usando gases como nitrógeno o líquidos. 

Para medir la permeabilidad se utiliza un perrneámetro, se coloca el núcleo en el 
portamuestras y se hace pasar un fluido inerte, se determina la permeabilidad aplicando la 
ley de Darcy, para lo cual deberán de medirse la presiones gastos y temperatura del fluido. 

En las mediciones de la permeabilidad y la porosidad deberán tomarse en cuenta los 
estados de esfuerzos a que estuvo sometida la muestra, esto es importante cuando los 
medios son heterogéneos y presentan planos de estratificación. 

La figura fig 111.7 muestra los resultados que podrían obtenerse según el plano de 
estratificación del núcleo. 

112101111111X1101 PI 	10.113111A 
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Fig. 111.7 
Forma de Núcleos de una Muestra 

La permeabilidad en el núcleo de la muestra "A" es menor a la permeabilidad total de 
la misma muestra debido a la capa que cruza al núcleo, lo que no sucede en la muestra B. 
De ahí la importancia de la orientación en la toma de núcleos de la muestra. 
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IV PRUEBAS Y ANÁLISIS DE LA PRODUCTION 

IV. I Pruebas de productividad 

El objetivo de realizar estas pruebas (21) es determinar la cantidad de fluidos 
producidos en un pozo, para la detección oportuna de anomalías en la producción. Para su 

análisis las dividiremos en: 
1. Pruebas convencionales 
2. Pruebas definitivas 

IVA .1 Pruebas de producción convencionales 

Estas pruebas tienen corno propósito fundamental, medir la cantidad ó gasto de 
aceite, gas y agua producidos por uno o varios intervalos a la vez, bajo condiciones 
normales de explotación y detectar oportunamente anomalías tales como: 

Intervalos parcialmente disparados.  
Roturas ó mal funcionamiento de un aparejo de producción. 
Roturas en la tubería. de explotación. 
Detectar zonas " ladronas " 
Detectar canalizaciones, etc. 

IV. I.2 Pruebas de producción definitivas. 

Estas pruebas representan el segundo grado de sofistificación de las pruebas de 
producción (22) para pozos productores de aceite y gas y sirven para determinar el índice 
de productividad de un pozo y definir en forma cualitativa la existencia de daño en la 
formación. 

El índice de productividad de un pozo, representado por las siglas " IP ó J ", esta 
definido como el gasto de producción de líquidos por unidad de abatimiento de presión, 
siendo éste abatimiento, la diferencia entre la presión de fondo estática y la presión de 
fondo fluyendo, la definición matemática está mediante la siguiente ecuación: 

g o 
I P = 	 , 	Donde. : 

Pws Pwf 

Así mismo, el indice de productividad también puede medirse o estimarse utilii 
las características de los fluidos producidos mediante la siguiente acune 

700 n 	 Ko 

In(0472 re/ rw) 	lotio 
1 Donde: 
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Fig IV.2 Curvas de IPR 

Esto significa que para una misma caída de presión el gasto en condiciones de 
formación dañada es menor al que se obtendría si no existiese daño y por el contrario si la 
formación es estimulada, para la misma calda de presión se obtendría mayor producción. 

IV.I.2.2. Pruebas de restablecimiento de presión. 

Este tipo de pruebas son utilizadas con mayor frecuencia para determinar la 
capacidad de producción en Pozos de Gas, y consiste en la construcción de una gráfica del 
gasto contra el cuadrado de la diferencia de presiones de fondo fluyendo y estática sobre 
un papel log-log, en la cual se genera una línea recta cuya pendiente es (I/ n ). Como se 
muestra en la figura IV.3 donde "n" es un exponente definido empíricamente entre 
0.5<n<1.0. 

Fig, 1V.3 Pruebas de restablecimiento de presión 

Esta prueba también es aplicable a yacimientos de aceite que producen con una 
presión menor que la presión de burbuja. 

Fetkavich(41) propuso la siguiente ecuación, que relaciona el gasto con el 
abatimiento de presión 



Pwt2 

Pwr3 

Erro 

TIEMPO EN MORAS 

4 

TIEMPO EN NONAS 

O 
w  

3 
o o z o 
w 
u. 

2 

qo 	( Pws - Pwt j) 	donde 

J' -Es el coeficiente de productividad 
n -Es el reciproco de la recta. 

Para que la prueba sea satisfactoria, se deberán efectuar cuando menos cuatro 
mediciones del gasto a condiciones estabilizadas. Lo anterior es la mayor limitante que se 
tiene para efectuar este tipo de pruebas, debido a que los tiempos de estabilización son 
grandes. 

Gráficamente se representa en la fig IV.4 

Fig 1V.4 Medición del gasto acondiciones estabilizadas 

1V.1.2.3. Pruebas de isdcronas (41) 

Estas pruebas fueron diseñadas para efectuarse en pozos de gas principalmente, pero 
han sido adaptadas a pozos de aceite, cuando estos producen con una presión inferior a la 
presión de burbuja. Esta adaptación se hizo con la finalidad de reducir los tiempos de 
duración de la prueba. 

La prueba consiste en poner a producir el pozo con un diámetro de estrangulador 
fijo, por un periodo de tiempo relativamente corto, midiendo el gasto y las presiones de 
fondo fluyendo y estática, seguido por periodos de cierre en los cuales se permite el 
restablecimiento de la presión inicial, para el último período de flujo, las mediciones de 
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presión y gasto deberán ser a condiciones estabilizadas. La representación esquemática de 
esta prueba, la cual no contempla el periodo de limpieza del pozo, se muestra en la fig 

IV.5 

irn -1,1 	,,,, — 1 \Pwsat ,, 4 i,, 	,. 	il.>1.0.  
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Fig IV.5 Prueba con estranguladores 

Para obtener el potencial de flujo mediante esta prueba, se gráfica el gasto contra el 
cuadrado de la diferencia de presiones estática y fluyendo en el papel log-log , dividiendo 
cada periodo de flujo en pequeños incrementos de tiempo que varían de 1/4, 1, y 4 horas, 

como se muestra en la figura 1V.6 

Fig 1V.6 

La pendiente de las rectas resultantes será la misma para las condiciones de flujo 
estabilizadas, la cual al extrapolarse a la ordenada de origen determina el gasto máximo o 
potencial de flujo, equivalente a una Pwf= O.  

1V.1.3. Herramientas utilizadas para la medición de los parametros de producción 

1. Superficiales 

• Placas de orificio 
• Tren de separadores 

• Tanques de medición 
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2. Subsuperficiales 

• Medidores de gastos 

• Medidores de presión 

• Medidores de temperatura 

I V.1.3. 1. Equipos de medición superficial 

Este equipo es utilizado para efectuar mediciones de los fluidos producidos en 

superficie y consiste básicamente de: 

a. Manómetros de diferentes rangos 
h, Termómetros 
c. Placas de orificio (para medir gastos) 
d. Tanques de almacenamiento y separación 
e. Registradores de flujo 

En estos equipos, la medición del gasto se efectúa por medio de una placa de orificio, 
cuyos diámetros más comunes son de 2, 4 y 6 pulgadas, con lo que se cubre un amplio 
rango de volúmenes a medir. 

Sin embargo, la experiencia nos indica que las mediciones hechas en la superficie, no 
son muy confiables para determinar la eficiencia de los sistemas de producción. Por 
ejemplo, si un pozo produce con un cierto porcentaje de agua, con la medición superficial 
no sabremos de donde proviene el agua producida. 

IV.1.3.2. Equipo de medición subsuperticial 

El equipo subsuperficial, esta constituido por una serie de registros denominados de 
Producción, siendo los más empleados: 

El gradiomanómetro 
El molinete 
Los medidores de presión 
El de temperatura. 

Como registros auxiliares tenemos: el de ruidos, de copies, rayos gamma, etc. 

Las herramientas para la toma de los registros de producción operan con una línea 
eléctrica y registran las señales en la superficie. Estas han sido diseñadas para operarse 
con cable y grabar en cintas magnéticas ó gráficas la información sobre las condiciones del 
pozo. 

Estos registros pueden efectuarse en forma independiente o en conjunto, en 
condiciones estáticas o dinámicas dependiendo su elección de las necesidades y 
parámetros que se requieran obtener. Al conjunto de estas herramientas se le conoce 
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como: Registros " PI.T ". A continuación se describe el funcionamiento e interpretación 

de cada uno de ellos. 

Medidores de Gastos. 

Son herramientas utilizadas (23) para evaluar el gasto y la contribución relativa de las 
zonas activas. Existen dos tipos de medidores de gastos del tipo hélice o molinete los 
medidores de flujo continuo y los medidores de flujo con empacador. 

En los medidores de flujo continuo parte del fluido pasa a través de la sección del 
medidor y la otra pasa entre la tubería de revestimiento y la herramienta que contiene al 
medidor, como se muestra en la figura 1V.7 

MEDIDOR DE FLUJO aiNTilqUO 

Fig IV.7 Medidor de fl ijo continuo 

En el medidor de flujo con empacador inflable, todo el flujo se hace pasar por la sección 
del medidor. Este medidor de flujo es similar al medidor de flujo continuo en cuanto a sus 
componentes, pero en este caso cuenta con un empacador inflable, el cual hace sello 
contra las paredes del pozo, obligando al flujo a pasar a través de la sección de medición 

de fluidos. La limitante en la utilización de este tipo de herramienta es el gasto de 
producción, ya que para gastos elevados se puede desanclar, debido a la baja presión 
diferencial que soporta dicho empacador, 
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Fig IV.8 Medidor de flujo con empacador 

La figura IV.8 muestra la herramienta de manera esquemática. 

La herramienta consta de un velocímetro tipo hélice (Molinete), montado sobre una 
flecha equipada con un pequeño magneto, de tal manera que al girar la hélice se genera 
una señal de corriente alterna en una bobina, la frecuencia de esta señal es medida y 
grabada por el equipo instalado en superficie, siendo la velocidad de la hélice una función 
de la velocidad de fluido.. 

Estas herramientas son corridas a una velocidad constante dentro del pozo en contra 
de la dirección del flujo, manteniendo su excentricidad en el pozo por medio de 
centradores, pero también pueden hacerse mediciones estáticas a profundidades 
previamente determinadas. 

El procedimiento de interpretación del registro, utiliza el concepto de línea cero flujo 
que corresponden a los puntos donde la velocidad de la hélice se debe únicamente a la 
velocidad con que se baja la herramienta y linea de flujo total, tomada arriba de la zona 
disparada. 
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La fig. IV.9 presenta un ejemplo de interpretación de dicho registro 

Fig.IV.9 
Interpretación del medidor de Flujo Continuo 

Registro Gradiomanónietro. 

El registro gradiomanómetro: Esta diseñado especialmente para medir cambios de 
gradientes de presión con gran exactitud y se utiliza principalmente para obtener la 
densidad del fluido y las proporciones individuales de cada uno de ellos en una mezcla. 
El principio de medición, consiste en medir la diferencia de presión entre dos censores 
como lo muestra la figura IV.10 

Fig IV. 10 Registro gradiomanometro 

El gradiomanómetro esta graduado en unidades de densidad relativa y es calibrado 
en la superficie, dando lecturas de uno en agua y de cero en el airean 

En la figura IV.11 se presenta un ejemplo de aplicación de este registro: 
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Fig IV. I I Interpretación del registro 

En la figura IV. I se observa que la lectura del gradiomanómetro abajo de las 
perforaciones es uno, lo que indica que el fluido es agua. El medidor de flujo es necesario 
para saber si el agua se encuentra en movimiento 

Arriba de la zona " C" la densidad relativa del fluido es de 0.7 , lo cual puede ser una 
mezcla de agua- gas o agua-aceite-gas. Nótese que no hay cambios a través de la zona 
"D", lo que nos indica que dicha zona puede ser aportadora de aceite. 

La densidad relativa registrada arriba de la zona "E" es de 0.4, lo que indica una 
entrada de gas, puesto que la densidad de la mezcla es menor que la densidad del aceite. 
Este registro, al ser utilizado en combinación con el medidor de flujo, nos permite 
determinar en forma cuantitativa el porcentaje de cada componente y la fracción de la fase 
pesada o colgamiento en una mezcla bifásica. 

El colgamiento a condiciones de fondo se puede calcular si conocemos la densidad de 
cada componente y de la mezcla. Las densidades de cada componente a condiciones de 
fondo pueden ser determinadas conociendo esas densidades en la superficie y la densidad 
de la mezcla a condiciones de fondo es determinada con el gradiomanómetro. 

La expresión matemática que nos permite obtener la fracción de la fase pesada y 
ligera es: 

yh. 	:I rn 	d i 	
Yl. I ..Yh 

Vb.- Es el colgamiento de la fase pesada. 
VI.- Es el colgamiento de (a fase ligera. 
do.- Es la densidad de la mezcla. 
db.- Es la densidad de la fase pesada. 
di.- Es la densidad de la fase ligera. 
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El gasto fracciona! se determina a partir del gasto total obtenido por el medidor de 
flujo, mediante las siguientes ecuaciones: 

q = Vh Yh A ♦ VI YI A 

q h y Vh qt - Yh ( 1 - Yh ) A Vs 

q I 	= ( 1 Yw ) qt + Yt) ( 1 • Yh ) A Vs 

Donde: 

qt Es el gasto total. 
qh Es el gasto de fase pesada. 
ql Es el gasto de la fase ligera. 
Va Es la velocidad de resvalamiento. 
Vh Es la velocidad de la fase pesada. 
VI Es la velocidad de la fase ligera.  
A Es el área transversal entre el diámetro interior de la TR y el exterior del 
gradiomanómetro. 

Medidores de presión 

Las mediciones de presión son parte esencial de las pruebas de variación de presión, 
por lo que las lecturas de presión deben tomarse de preferencia cerca del intervalo medio 
productor. 

Existen básicamente tres tipos (26) de medidores de presión de fondo, los cuales 
utilizan cables de linea de acero, y de registros, algunos de ellos son instalados de manera 
permanente en el pozo. 

La herramienta que utiliza cable de línea es la más usada en la industria petrolera 
(Amerada RPG-3,4) ver FIG 1V.12 consta de tres dispositivos, uno sensible a la presión, 
uno que registra la presión contra el tiempo, y un mecanismo de reloj, los cuales están 
diseñados para funcionar en intervalos de tiempo específicos, opcionalmente pueden 
contar con un medidor de temperatura máxima de fondo. 
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68 



DE ,LCCION DL N401/AtiA Cal ti. rilsrw 
TEMPERATURA Y MOLINETE 

TELWAS 

rtiainonie. 

1.11. 
1111114. 

RIE fl 

1.11111 1 

t. 

RESISTENCIA 
SENSIBLE 

ALA 
TEMPERATURA 

Medidores de temperatura 

Este registro se utiliza para localizar daños en la tubería de revestimiento y 
producción, además de establecer gradientes geotérmicos y perfiles de temperatura en el 
pozo. Combinado con el registro de molinete nos permite localizar zonas ladronas y 
canalizaciones como se muestra en la figura: I V.13 

Fig IV.13 Detector de anomalias 

El principio de medición se basa en la exposición de un hilo de platino al fluido 
producido por el pozo, cuya resistencia depende de la temperatura, las unidades de 
medición son grados Farenhaid o Centígrados. Esta herramienta se muestra en la lig IV.14 

Fig 1V.14 Registro de temperatura 

Registro de ruidos. 

Este registro es ampliamente utilizado durante la perforación, terminación, reparación 
y la vida productiva del pozo, para detectar anomalías tales como: roturas en las tuberías 
de revestimiento y producción, canalizaciones, pérdidas de fluido, zonas de admisión, etc. 
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Su principio de medición consiste en captar en un hidrófono los niveles de ruido 
causados por el movimiento de los fluidos dentro del pozo y enviados a la superficie para 
ser procesados. La unidad de medida es el " volt ". 

La representación gráfica de este registro consta de dos o más curvas con diferente 
escala para obtener una mayor definición en la interpretación del mismo. 

A continuación se presenta un ejemplo de aplicación e interpretación de este registro 
en la Fig 1V.15 

Fig 1V.15 Registro de ruidos 

Como se observa en la figura 1V.15 el primer incremento de "ruido" es originado por 
la entrada del fluido al aparejo de producción y el segundo se debe a la aportación del 
intervalo. 
Nota.- Este registro puede ser tomado a pozo fluyendo cerrado o con inyección de 
fluidos. 

La herramienta que combina la mayoría de los registros ya mencionados (ver Fig 
1V.16) es conocida como " PLT " (Production Loggin Tools). A continuación 
presentaremos un ejemplo en el cual se termino un pozo, quedando con una producción 
inicial de agua del 40 % y 60 % de aceite. Se tomó el registro " PLT " y se encontró que 
el agua provenía de la base del intervalo disparado como lo demuestra el registro. El 
problema fue solucionado con una cementación forzada al intervalo disparado, se 
redisparo la cima del mismo interválo, quedando el pozo con una producción de aceite del 
96% y solo un 4% de agua 
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Fig 1V.16 Registro combinado PLT 

A continuación se presenta una tabla que muestra las principales características de 
las herramientas ya mencionadas: 

191P. MAK 
° F 
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PSI 
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IV. I .4. Procedimiento para efectuar una prueba de producción definitiva 

I. Defina el objetivo y tipo de prueba ó registro a realizar 

2. Elabore un esquema del estado mecánico para visualizar la problemática del pozo. 

3. Elabore un programa por escrito detallando el desarrollo de la prueba. 

4. Verifique las condiciones actuales del pozo: 

• Conexiones superficiales. 

• Presión de flujo. 

• Estranguladores. 

• Manómetros. 

5. Inspeccione la instalación y prueba de las unidades involucradas, verificando que el 
equipo de control y seguridad ( preventores y lubricador ) sean los adecuados.. 

6. Inspeccione la calibración del pozo, utilizando un calibrador con diámetro igual ó 
mayor al de la sonda que se utilizará. 

7. Inspeccione la calibración de la sonda. 

8. Realice la prueba ó registro, inspeccionando continuamente el funcionamiento de la 
sonda y las condiciones de seguridad del pozo. 

9. Analice e interprete los datos obtenidos y si no son convincentes repita la prueba. 
Calcule el indice de productividad y el gasto máximo. 

1V.2. Análisis de pruebas de variación de presión 

Su objetivo es la evaluación del sistema pozo-yacimiento bajo condiciones 
dinámicas. Dicha evaluación, con e) apoyo de los registros geofusicos, geológicos, etc. nos 

permite obtener un modelo del yacimiento, cuya utilidad será la de predecir el 

comportamiento futuro del mismo bajo diferentes estrategias de desarrollo. 

El propósito fundamental de realizar estas pruebas (26, es para: 

La obtención de parámetros tales como: darlo, permeabilidad, porosidad, presión 
media, discontinuidades, etc. 

Analizar los datos de presión, gasto y tiempo, para diseñar adecuadamente los 
tratamientos que nos permitan incrementar la productividad del pozo. 
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Pronosticar el resultado de los tratamientos para tomar la mejor decisión financiera. 

Evaluar el resultado de los tratamientos para verificar si las suposiciones hechas y los 

modelos empleados son los correctos. 

Aunque todos los yacimientos son diferentes, el estudio de datos de pruebas de 
presión, indica que los comportamientos posibles de un yacimiento son explicados por un 
número limitado de modelos de interpretación, Por lo tanto el comportamiento de los 
yacimientos puede clasificarse como: 

1 lomogéneo. 
Doble Porosidad. 
Doble Permeabilidad. 

Yacimiento Homogéneo.- Un yacimiento tiene un comportamiento homogéneo, cuando 
hay un solo medio poroso y este es el único que produce hacia el pozo. Esta es una 
definición matemática y se refiere a la forma especifica que presenta el yacimiento con 

relación a una respuesta de presión. 

Yacimiento con Doble Porosidad.- Un yacimiento presenta comportamiento de doble 
porosidad, cuando interactúan dos medios porosos de diferente permeabilidad. Dichos 
medios pueden estar distribuidos uniformemente o segregados y solo uno produce el 
fluido hacia el pozo; el otro actúa como fuente. 
Los siguientes sistemas pueden tener un comportamiento de doble porosidad: 

Yacimientos con fracturas naturales o grietas. 
Yacimientos con múltiples capas y alto contraste de permeabilidad entre las capas. 
Yacimientos de una sola capa pero con gran variación de permeabilidad a lo largo del 
espesor del mismo. 
Yacimientos con penetración parcial. 

Yacimientos con Doble Permeabilidad.- Un yacimiento presenta comportamiento de 
doble permeabilidad, cuando hay dos medios porosos diferentes comunicados entre si y 
cada uno puede producir hacia el pozo. 

Los siguientes sistemas pueden comportarse como de doble permeabilidad: 

Yacimientos con múltiples capas y contraste de permeabilidad baja. 
Múltiples zonas separadas por capas impermeables. 
Terminación parcial. 

El análisis de presión en régimen transitorio se utiliza para determinar en los pozos, 
el cambio de presión con respecto al tiempo. Considerando que los pozos pueden ser: no 
estimulados, estimulados o fracturados ( sustentantes o gravados con ácido ), lo cual 
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representa diferentes regímenes de flujo que aftTlan el comportamiento de la presión, por 

tal motivo es necesario entender los diversos sistemas de flujo que existen cerca del pozo 

Estos sistemas de flujo son: 

Flujo Radial. 

Flujo Lineal. 

Flujo [flirteal. 

Flujo elipsoidal (pozos horizontales) 

Flujo Radial.- Si el pozo penetra completamente la zona productiva, las líneas de flujo en 

todas las elevaciones de la zona porosa alrededor del diámetro interior del pozo serán 

radiales. El flujo radial converge en el caso de pozos productores y diverge en los 
inyectores. Ver figura IV. 17 

Fig IV.17 Flujo radial 

Flujo lineal.- Los pozos con fracturas hidráulicas pueden presentar flujo lineal desde la 

roca matriz hacia la fractura y de ésta hacia el interior del pozo 

Cuando un pozo tiene fracturas de alta capacidad de flujo ( > 200 ) el factor 

dominante para el flujo hacia el pozo es el flujo desde la matriz a la fractura, siendo 

insignificante la calda de presión en la misma. Este sistema de (lujo se denomina flujo 
lineal ver Fig IV. 18 

~ME 11111~-- 

Fig I V.18 Flujo lineal 
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Flujo Bilincal.- Cuando el flujo en un pozo con baja conductividad depende tanto del flujo 
lineal de la roca matriz hacia la fractura, y de la fractura al pozo se denomina flujo bilíneal 

ver Fig IV 19 

Fig IV.19 Flujo bilincal 

En la práctica, el comportamiento básico de un yacimiento ( bien sea homogéneo, de 
doble porosidad o doble permeabilidad ) funciona rara vez a solas. En la mayoría de las 
pruebas de variación de presión, la respuesta de presión se ve afectada por los limites 
internos y externos, además del comportamiento básico del yacimiento 

Límites Internos.- El límite interno de un yacimiento es controlado por los efectos de las 
siguientes condiciones: 

Almacenamiento en el interior del pozo. 

Daño. 

Fracturas 

Penetración parcial. 

a) El almacenamiento (27) o llenado del pozo.- es un efecto que altera el comportamiento 
de la presión durante los tiempos cortos. Cuando se cierra un pozo en la superficie, la 
formación continúa aportando fluido durante algún tiempo. En forma inversa, cuando un 
pozo se abre en la superficie, el flujo inicial se debe a los fluidos almacenados en el 
agujero y posteriormente del proveniente de la formación. 

Durante el periodo de cierre, la recuperación de la presión inicial se ve afectada por la 
expansión de la tubería y por la compresión del fluido en la misma. El almactnamiento o 
llenado del pozo puede originarse por compresión o expansión de los fluidos, de la tubería 
y por cambio de nivel del liquido en el pozo. Cada pozo tiene una constante de 
almacenamiento ( C ) que representa el cambio de volumen del fluido en la tubería con la 
presión. Matemáticamente se expresa como: 

75 



Pan) un PIIID lleno dü dudo morwthk-u 

C 	C vi V w 

Pant un pcuo an nwel vunatÁn de N'ud.) 

v 
C= 

 

p 

144 9~ 

Donde 

C = Constante de almacenamiento del pozo 
Cw = Compresibilidad del fluido en el pozo 
Vw = Volumen del pozo 
Vu = Volumen del pozo por unidad de longitud 
P = Densidad del fluido en el pozo 

Los valores típicos de C son: 

C = 0.001 Bls / Psi para pruebas con cierre en el fondo. 
C = 0.1 Bls / Psi para pruebas con cierre en la superficie.  
C = 0.05 Bls / Psi para pruebas con nivel de líquido. 

En términos adimensionales, el coeficiente de almacenamiento se define como: 

_ 0.894 C 

0 Cth rw  

Para tiempos cortos, como el gasto de producción se debe principalmente a los 
fluidos almacenados en el pozo, se tiene: 

o  

co  

Por lo tanto, una gráfica de lag PD vs lag tD da una línea recta de pendiente 
unitaria cuando CD > O.( ver figura IV.20). El tiempo en el cual han cesado los efectos de 
almacenamiento, es decir, cuando CD = O puede calcularse con: 

t
D 

> (60 + 3.58)C 
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Fig IV.20 

b) El factor de daño (28) total.- es la combinación del daño mecánico y los pseudo daños y 
se obtiene directamente del análisis de las pn(ebas de presión. 

El daño mecánico.- se define como una zona infinitamente delgada que origina una caída 
de presión en estado estacionario. 

Los pseudo daños.- comprenden situaciones tales corno fracturas, penetración parcial, 
turbulencia, efectos multifásicos y grietas que interceptan el pozo. Los pseudo daños se 
diferencian del daño infinitesimal, debido a que los primeros penetran la formación y 
originan caídas de presión transitoria que se vuelven estables sólo después de cierto 
tiempo de producción. 

Los valores típicos de algunos factores de daño son los siguientes: 

S > 20 para penetración parcial. 
S = - 3 para grietas no deterioradas. 
S = - 6 para grietas acidificadas. 

c) Una fractura ,- Es una grieta que puede ser provocada a partir del diámetro interior del 
pozo por una fuerza hidráulica, o por fuerzas geoestáticas de la formación. Las fracturas 
afectan el comportamiento de la presión en los límites internos. Por contraste, las grietas 
son fracturas naturales que se entrecruzan con el diámetro interior del pozo y se extienden 
hacia la formación ver Fig IV.21 
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Fig IV.21 Fractura 

(1).- La penetración parcial.- ocurre cuando el pozo ha sido perforado parcialmente a 
través de intervalos de producción o cuando sólo parte del intervalo tiene pertbraciones 
abiertas como se muestra en la Fig IV.22 

PENETRACIÓN 	TERMINACIÓN 
PARCIAL 	PARCIAL 

ti. 

I 	. -l 

L1 	I-  

Tl 

1 

Fig IV.22 Penetración parcial 

Limites Exteriores.- El radio de drene de un pozo se considera igual al radio de un circulo 
cuya área es aproximadamente igual al área drenada por el pozo. Si únicamente hay un 
pozo en el campo, su radio de drene se extenderá hasta los limites exteriores del 
yacimiento. En el análisis de pruebas de variación de presión, se contemplan dos 
condiciones de limite externo y son: 

Limite exterior a presión constante, 
Limite exterior cerrado o sin flujo, 

El límite exterior de presión constante.- en ellos la presión se mantiene constante en el 
límite del área de drene, como por ejemplo yacimientos con mecanismos de inyección de 
agua o con un acuífero activo. 

El límite exterior cerrado o sin floja-Puede atribuirse a las barreras impermeables en el 
limite del área de drene, o a discontinuidades tales como fallas. Un yacimiento con limite 
exterior cerrado nunca podrá alcanzar un estado estable ya que no habrá sustitución del 
fluido extraído, sin embargo, estos yacimientos si alcanzan el limite exterior a tiempos 
tardíos, un estado en el que el cambio de presión con el tiempo es constante y depende de 
la geometría del yacimiento. 
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Básicamente las pruebas de variación de presión consisten en la medición del gasto y 
la presión del pozo, ajustando un modelo matemático para su interpretación, por lo que se 

clasifican en: 

Pruebas de Incremento. 
Pruebas de Decremento.  
Pruebas de Interferencia. 
Pruebas a Gasto Múltiple. 
Pruebas Fall Off. 

'ON 1-  15 
1113t1 

Cada tipo presenta ciertas ventajas y limitaciones, las cuales resultan importantes para 
interpretar sus resultados correctamente. 

IV.2.1. Pruebas de incremento 

Consisten en cerrar el pozo, después de un periodo de producción a gasto constante, 

o durante un tiempo suficiente para lograr una distribución de presiones estabilizadas, esta 
condición es importante debido a que sí no se cumple los datos calculados serian erróneos 
o requerirán la aplicación de otras técnicas de Interpretación.  

La figura IV.23 muestra una gráfica de una prueba de incremento, en la cual la presión es 
medida inmediatamente después de haber cerrado el pozo, donde sus mediciones son 
grabadas como una función del tiempo, durante el periodo que permanece cenado el 
pozo. 

Fig IV.23 Pruebas de incremento 
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El resultado de las mediciones de presión es la curva de incremento de presión que 
se presenta en la Fig IV.24, donde es analizada para estimar las condiciones del pozo y del 
yacimiento. 

Fig IV,24 Curva de incremento de presión 

las técnicas de análisis para la interpretación de las curvas de incremento son llevadas a 
cabo mediante los siguientes métodos: 

Método de Hornet.  
Método MDH. 
Método de Garcla-Raghavan. 
Método de Curvas Tipo. 
Método de Muskat. 

los cuales se diferencian unos de otros debido a las condiciones iniciales y de frontera 
considerada para la solución de la ecuación de difusividad. 

Método de Monter.- Este método (29) no considera los efectos de almacenamiento, ni el 
tiempo de producción del pozo, y únicamente toma en cuenta el gasto antes del cierre, por 
lo que aplicando el principio de superposición en el tiempo y haciendo la consideración de 
que el yacimiento es infinito, se obtiene la solución de la ecuación de difusión, quedando 
como se indica: 

L 	
It>g

pws . pi_ 162,6 k h qo fl o  ot 1  tp+ A t  

k 	A t 
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Horner establece que si se grafican los datos de presión Pws vs Ing ( tp r At ) / Al ), se 

obtiene una línea recia cuya pendiente ( rn ) es inversamente proporcional a la 
permeabilidad de la lbrmación. Al extrapolar esta linea recta hasta la ordenada de origen 

At = O, se encuentra el valor de la Pi, ( Presión inicial la cual es valida para periodos 

cortos de producción y cuando se considera al yacimiento corno infinito 

El valor de tp debe estimarse como sigue: 

Tp = 24Np/q 	Donde Tp- Tiempo de producción (horas ) 
Np - Volumen de la producción acumulada (bis) 

q - Gasto (bls/dia) 

La figura IV.25 mostrada a continuación es conocida como gráfica de Horner. 

Fig IV.25 Grafica de ilorner 

La pendiente medida de la línea recta en la gráfica de Horner es utilizada para calcular la 
permeabilidad de la formación como sigue: 

k = 162.8 —2212  
m h 

El método de Horner también considera la solución de la ecuación de difusividad 
para el caso en que el yacimiento es finito, para lo cual básicamente la ecuación es la 
misma, como se muestra a continuación. 
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siendo P" < Pi debido a los efectos de frontera. 

Para tiempos cortos los datos de presión presentan una desviación de la línea recta 
en la gráfica semilogaritmica, ocasionada por los efectos de daño y almacenamiento en el 
pozo. 

El efecto del daño se ha considerado como un factor que es directamente 
proporcional a la caída de presión en la zona dañada de la formación 

El efecto de daño total ( S ), que altera la permeabilidad alrededor del pozo, se 
puede obtener mediante la siguiente ecuación: 

S 	1.1511 
j  P 1hr P 

 

Log 

 

+ 3.2275 

 

P Ct rw  

Donde Pwf es la presión de fondo fluyendo, medida antes de cerrar el pozo ( cuando 
Dt = O ) y Pilar es la presión de incremento obtenida sobre la porción recta una hora 
después del cierre. 

Por otro lado, con este método también es posible determinar el radio efectivo del 
pozo y la eficiencia de flujo de la siguiente manera: 

donde el valor de P 1 hr = P" debe tomarse de la extrapolación de la línea recta al punto 
donde ( tp At ) / At =1 
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1 
ni (aparente) 

una prueba de incremento de presión los efectos de llenado del pozo, pueden 

definirse por medio de una gráfica Log- Log de ( Pws - Pwf ) vs Al. A tiempos cortos se 
define una línea recta de pendiente unitaria y eligiendo un punto sobre esta línea se puede 
calcular el coeficiente de almacenamiento con la ecuación: 

A l 124 Ap  

Método MD11(Miller, Dyes and Hotchinson).- Este método (29) de análisis de datos de 
variación de presión se basa en la solución de la ecuación de difusividad para un 
yacimiento finito, cuando el tiempo de cierre del pozo es pequeño comparado con el 

tiempo de producción antes del cierre, es decir At«tp. El método establece que el 
incremento de presión puede representarse mediante la ecuación 

Pws = P Ihr + m log 

La ecuación anterior, representa una linea recta al graficar Pws vs Log At. La 

pendiente de esta linea recta ( ) es : 

162.6 

k h 

Los parámetros de cálculo obtenidos con este método son la permeabilidad k, el 

daño S, y la caída de presión por daño APs, que se calculan de la misma manera que en el 
método de Horner. 

Método de Garel-Raghavan.- Esta técnica (30) es útil para analizar aquellas pruebas de 
variación de presión, donde los datos están afectados por el almacenamiento, en el cual la 
duración de la prueba no fue suficiente para alcanzar la línea recta semilogarítmica. Este 
método se basa en una correlación entre las pendientes de dos líneas rectas en función del 
coeficiente de almacenamiento adimensional ( Cd ), y del factor de daño ( S ). 

donde ni aparente es la pendiente máxima de la linea recta trazada a través de los datos 
de tiempo en la etapa de almacenamiento del pozo, y m verdadera es la pendiente de la 
recta semilogaríttnica, siendo esta relación de pendientes valida cuando en el pozo existe 
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un dalia S> O. La figura IV.26 muestra esquemáticamente el trazo de ambas rectas para 
establecer la relación de pendientes. 

Fig 1V.26 

Para calcular la permeabilidad se necesita suponer el valor del daño S, lo que 
convierte al método en un proceso iterativo de ensaye y error, para lo cual se apoya en el 
tiempo de intersección entre las dos rectas con Cd y S.  

CD = ( 0.05859 - 0.004259 S + 0.0001112  S át*D.)O.92  

DONDE: 	0.0002637K 

át*D 	 At* 

(1) 	Ct rw2  

át* es el tiempo de intersección en horas, que definen un punto a través del cual ambas 
líneas de máxima pendiente y la de pendiente verdadera pasan, con lo que es posible 
calcular la permeabilidad con las mismas ecuaciones antes mencionadas. 

Método de curvas tipo.- Cuando una prueba de variación de presión es muy corta, tal 
que al graficar los datos de presión contra el tiempo en papel Log- I,og, no se llega a 
establecerse la línea recta, se recomienda utilizar la técnica de análisis mediante el ajuste 
de curvas tipo as) Las curvas tipo son una familia de curvas, elaboradas a partir de 
variables adirnensionales, en las cuales se tiene graficado la PD  vs TD  

Las curvas tipo representan la solución de la ecuación de difusión en forma 
adimensional considerando de manera simultánea los efectos de almacenamiento y daño. 
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En general, este método se aplica a iodos los tipos de pruebas de variación de 
presión en los cuales PD  y T»  son conocidas, tales como pruebas de incremento, 
decremento e interferencia. 

Procedimiento de Análisis: 

I .Seleccione la curva tipo adecuada. 

2.Superponer un papel transparente sobre la curva tipo elegida, trazar las lineas 
principales de la malla y marcar las escalas de la curva tipo en el papel transparente. 

3.tJsando la malla de la curva tipo, graticar los datos de Ap y At, para obtener la curva de 
datos, de tal manera que ambas tengan la misma escala . Los datos ajustados se usan para 
estimar las propiedades de la formación. 

4..Si en la curva de datos los primeros puntos caen sobre una línea recta de pendiente 
unitaria, se puede estimar el coeficiente de almacenamiento adimensional CH. 

5.Deslizar el papel transparente de la curva de datos, manteniendo paralelos los ejes 
principales, hasta que la curva de datos se ajuste a una de las curvas tipo. 

6. Elija un punto de ajuste y registre sus coordenadas sobre ambas curvas, como ( At, 

Ap, TD YPD ). 

7. También sedefine el inicio aproximado de la línea recta semilogarítmica cuando C0= O. 

8.- Con los datos del punto de ajuste, calcule la permeabilidad y el producto ct, por 
medio de : 

9. El valor del daño se obtiene leyendo directamente de la curva tipo. 

Las curvas tipo comúnmente empleadas, son las siguientes: 

Curva tipo para pozos con almacenamiento y daño en un yacimiento infinito y 
homogéneo (Gringarten ). 
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Curva tipo para pozos con almacenamiento y daño en yacimientos de doble 

porosidad 	( Bourdet y Gringarten ). 

Curva tipo para pozos con fractura vertical de conductividad finita en yacimientos de 
comportamiento homogéneo ( Cinco Ley ). 

Curva tipo para pozos con fractura vertical de flujo uniforme en yacimientos 
rectangulares cerrados y de comportamiento homogéneo ( Gringarten ). 

Método de Muskat.- Se basa en la solución de la ecuación de difusión considerando al 
yacimiento cilíndrico y limitado, una vez que se han sentido los efectos de frontera, la 
ecuación encontrada es : 

Log(15- Pws) = Log (118 6 
aBolt 	KAt  

• Kh 	 2 I 
119 Ct re 

De la cual, al graficar el log ( 	Pws ) vs At, se obtiene una línea recta cuya pendiente 
es: 

b O 00 68 k 

POCtre2  
ciclos/ hora 

Y la ordenada al origen es: 

con los cuales se puede calcular la permeabilidad de la formación y el volumen drenado 
por el pozo respectivamente. 

En la mayoría de los casos no se conoce la presión media ( 	), por lo que debe 
obtenerse por ensaye y error, hasta que la presión media correcta de por resultado una 
línea recta. 

IV.2.2 Pruebas de decremento 

Consisten en una serie de mediciones de presión de fondo durante un periodo de 
flujo, en el cual el pozo se cierra para estabilizar la presión en el yacimiento, mientras se 
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baja el equipo de medición, antes de iniciar el periodo de flujo, con sus subsecuentes 
mediciones de presión. Ver lig IV.27 

Fig IV.27 
Prueba de decremento 

En este tipo de pruebas al igual que la de incremento, también se obtiene información 
acerca de la permeabilidad del yacimiento, el factor de daño y del volumen del yacimiento. 
Normalmente, estas pruebas se recomiendan en la etapa inicial de explotación del 
yacimiento, pudiendo tomarse después de una prueba de incremento en yacimientos ya 
explotados para comprobar los valores de las variables calculadas en dichas pruebas. 

Las técnicas de análisis para las pruebas de decremento están basadas en las mismas 
relaciones de flujo, que en las pruebas de incremento, es decir, la solución de la ecuación 
de difusión para flujo radial en un medio poroso que se encuentra lleno con un fluido 
ligeramente compresible 

En esta ocasión se tratan los métodos que son aplicables durante los diferentes 
periodos de flujo ( Fig I V.28), que a continuación se mencionan: (26) 

Fig IV.28 
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Periodo Transitorio.- Comprende desde el momento que se inicia la prueba, hasta que en 
el fondo del pozo se registra la perturbación reflejada por la frontera externa del pozo, es 
decir, cuando se deja sentir en los limites de su área de drene, este tiempo se evalúa como: 

t = 
0.1 ( lt 4Ct re? 

  

0.00264 k 

El cual se interpreta como el tiempo necesario en el que el pozo debe fluir para 
considerar terminado dicho periodo. 

Para el análisis de cada periodo de flujo se utilizan varias ecuaciones que son 
aplicables a diferentes tipos de yacimientos, la ecuación para este periodo es : 

162.6 Poti 	k t 
Pvit=1:1_ (10:9-1 323 + 0.87S 

kh 	(11 ,Q kv) 

la cual genera una linea recta al graticar Pwf vs Iog t , cuya pendiente es: 

162.6 qBoli 
m= 	

Kh 

con lo que además se puede conocer la permeabilidad k, de la formación, a partir de la 
pendiente de la recta. 

El valor del daño "S" se calcula, haciendo Pwf = P1Hr , la cual se obtiene 
extrapolando la linea recta sobre la curva en el papel logarítmico. La formula para obtener 
el daño es: 

PI•Pthr 	k t  S=1.15 	 loa 	+3.23) 
m 	PSC: r: 

En esta ecuación se involucran los efectos provenientes de las condiciones de flujo 
inestables que inicialmente prevalecen en la tubería de producción , la expansión y 
descarga de los fluidos contenidos en el espacio anular, cuando no existe empacador en el 
aparejo de producción, y la alteración de la permeabilidad en la vecindad del pozo, por la 
presencia de fluidos extraños en el mismo. La figura 1V.29 muestra una curva típica de 
una prueba de decremento. 
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Fig IV.29 
Prueba de decremento 

En la gráfica anterior, el factor de daño "S", se manifiesta por la curvatura del tramo 
inicial, posteriormente los datos de presión se ajustan a una línea recta la cual se 
aprovecha para el análisis de ese periodo. Cuando se presenta un cambio en la pendiente 
de la recta, es indicativo de la terminación del periodo transitorio. 

Periodo Transitorio Tardío.- Este periodo corresponde a un tiempo de transición entre 
el flujo transitorio y el flujo estacionario o semiestable, evaluando su tiempo de duración 
con la siguiente ecuación: 

La ecuación que se utiliza para evaluar el comportamiento de la presión durante este 
periodo de flujo es la siguiente : 

ilas  
tog(Pwt-Pd Log 

kh 	
0.0016 

k t 

N~Ctró  
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Para el análisis de este periodo se construye una gráfica de lag ( Pvd-Pm ) vs t, 
suponiendo valores de Pm, hasta obtener tina recta, para lo cual se deben escoger los 
valores de Pm más altos de todos aquellos que permitieron ajustar la línea recta. Si al 
tomar un valor de Pm se obtiene una línea curva cóncava hacia abajo, esto es indicativo 
de que la Pm supuesta es muy grande, y al contrario si la Pm es pequeña, la curva dará 
una concavidad hacia arriba. Para lo cual se ejemplifica con la figura 1V.30 

Fig 1V,30 

Definiendo am y b como: 

118.8 q 
m 	 

k h 

b = 0.00188 	
k t 

Con estas ecuaciones se puede calcular el volumen poroso como sigue: 

Vp=(0.1115110 q)/(mbel) 

Por otro lado, si de antemano se conoce la presión media del yacimiento, es posible 
calcular el daño a partir de la ecuación : 
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S - 0.84
Pi- Plhr 	Lri re ho.,  8/4 

b 

Mientras que la caída de presión por daño será: 

A Ps _ b S 
0.84 

con la cual se puede determinar la eficiencia de flujo como: 

Pwf — P,s  E. F. - 
Pwf 

Además si la transmisibilidad ( k h / ni ) y el factor de daño calculado con la 
información derivada del periodo transitorio son similares a los obtenidos en el periodo 
transitorio tardío, el volumen poroso calculado se puede considerar como correcto. 

Periodo Semi-Estacionario.- Cuando una prueba de decremento es realizada con 
suficiente tiempo en su duración, tal que se alcanza el estado semi-estable en el 
comportamiento de flujo del pozo, la presión de fondo estática Pm, esta dado por : 

pi- pm 	( 2k t -- Ln 1+ 
2x k h n Ctr: 

o también: 

Como los valores de S y k son desconocidos, en este periodo lo que se puede 
determinar es el producto k h. Otra de las contribuciones de importancia es que permite 
determinar el volumen del yacimiento que drena hacia el pozo ( Vp ). 
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Para obtener el ( Vp ), se gralican los datos de PM' vs t, lo que genera una línea recta de 

pendiente ( HL ) es igual a: 

BL- 	
1S O h ré 

Una vez determinada la pendiente es posible calcular el volumen drenado con la 
siguiente ecuación: 

V p 0.0418:11— 
BL C 

Cuando estas pruebas son corridas con el propósito de conocer el volumen del 
yacimiento del yacimiento que drena hacia el pozo, se conocen como " Pruebas de 
Limite del Yacimiento ", y son aplicables en el caso de yacimientos nuevos, en pozos 
exploratorios, para determinar la forma de explotación del mismo. 

IV.2.3. PRUEBAS DE INTERFERENCIA 

Cuando en un yacimiento existen varios pozos y uno de ellos es cerrado para 
monitorear el comportamiento de la presión en el mismo, mientras que los otros 
permanecen produciendo, a este tipo de pruebas se conocen como pruebas de 
interferencia, el nombre viene dado de la calda de presión que causa la producción de los 
demás pozos sobre el pozo de observación. 

Estas pruebas proporcionan información (19) acerca de las propiedades del yacimiento, 
las cuales no pueden ser obtenidas de las pruebas de decremento o incremento ordinarias. 

Por principio de cuentas, se puede determinar la conductividad del yacimiento, que 
corresponde a la porción del yacimiento localizada en el pozo de observación que esta 
siendo afectado por el área de drene de los demás pozos. Otras aplicaciones a las pruebas 
de interferencia, es la determinación de los patrones de flujo preferenciales en el 
yacimiento, que se determinan al abrir selectivamente los pozos alrededor del pozo de 
observación. 

Las bases matemáticas para las pruebas de interferencia fueron presentadas por Theis 
u) en 1935. el siguiente método usa las mismas ecuaciones básicas pero difieren en cuanto 
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a la forma de análisis, el cual esta basado en el efecto de superposición de la producción 
de cada pozo, sobre el pozo en observación. Usando la solución de la ecuación de línea 

fuente, se puede obtener que la presión en el pozo en observación, debida a la producción 
de los otros, esta duda por: 

qµ0
pws  - p* 	Log  tP 4-  A t  

Kh 	 Kh 
15t 

  

	

(1 / 	 Ca21  ) 	qs 	(-41  ea: )  

	

q 	0.00105Kt i 	 0.00105Kt 2  

Donde 

q es el gasto del pozo en observación antes del cierre del mismo 
qies el gasto del pozo No. 1 
q2  el gasto del pozo No. 2, etc. 

t 1 , 12, son los tiempos totales de producción de los pozos I y 2, respectivamente 
al y a2, son las distancias respectivas de los pozos I y 2 al pozo de observación. 

El termino logarítmico en la ecuación representa el efecto de la producción y Cierro 

del mismo pozo de observación, el termino ci , representa la ¿tilda de presión causada por 
los pozos en producción sobre el pozo en observación, localizados a las distancias al y 
a2, .... del pozo en estudio. En este caso los tiempos de producción también son 
considerados como : 

para el ca.so de tl y t2, 

Los cuales tienen mejores aplicaciones cuando los gastos de producción son 
constantes durante el tiempo que dura la prueba. 

La ecuación de Pré es aplicable cuando el pozo produce arriba de la presión de 
burbuja, en el caso de tener una presión inferior a esta, se deberá incluir en la ecuación la 
relación de movilidades y la de compresibilidad, la figura IV.31 muestra un ejemplo de 
una prueba de interferencia. 
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Fig IV.31 
Prueba de interferencia 

La linea recta que representa la presión, se obtiene por la extrapolación de la porción 
lineal de la gráfica logarítmica, como lo muestra la figura 1V.32 en la cual para el ultimo 
dato se tiene una diferencial de presión de 148 psi, que corresponden a la diferencial de la 
linea de presión extrapolada. 

Fig 1V.32 
Prueba de interferencia 

Matemáticamente esa diferencia corresponde a la suma de la fimción error o ei. como 
se vio en la ecuación de Pws al inicio de esta sección, en la cual los dos primeros términos 
de la derecha corresponden a la extrapolación de la línea recta y el termino de la izquierda 
representa la presión observada. Esa ecuación también se puede escribir como: 

5L,,, (4a cdl) 
2.303 	q — 0.00105 k t 

El  
(.4 µ Ei2) 

q 	0.00105 k t 

 

Los términos del lado derecho en esta ecuación, representan la calda de presión 
calculada en el pozo de observación debido a la producción de los pozos 1,2,etc. 
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162.6µ 	 , 

kh 	q n  

182.611110 	k 
( 	 3 32+0.87 

kh /Net rw  

Donde: 

PRUEBAS A GASTO MULTIPLE 

Las pruebas realizadas en pozos de gas, generalmente caen dentro de esta categoria, 
aunque también son aplicables a pozos de aceite, este método es útil en el caso de pozos 
fluyentes, donde no es económicamente factible el cierre del pozo, para permitir la 
estabilización de la presión y efectuar una prueba de incremento o decremento. En estos 
casos se pueda obtener la respuesta de la presión, causada por el cambio en el gasto. La 
interpretación y análisis de esos datos permite estimar la permeabilidad, el factor de dafio 
y la presión media del yacimiento. 

Las ecuaciones generales de análisis para las pruebas a gasto múltiple se basan en el 
mismo principio que las pruebas de decremento, solo que en este caso se dividen en 
pequeños intervalos de tiempo en los cuales se considera el gasto constante. 

La calda de presión durante el periodo inicial esta dada por la siguiente ecuación 

162.8 	lo R_ Ro— 	
k 

tu+ 	(Logt+ S) 
h 

donde : 

y aplicando el principio de superposición en el tiempo, se tiene que: 

pvit_  162.6p Po 	Logt + S) + 
kh 

(42—Ch)L (L2—t1)+S 

en forma general: 
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5 
• PI.Pwl / go ( Phi / BPD ) 

5 	O 

11 	1.09(li ti' l) 

7 

áqj 	(jj - q 	,Aq 	qi ,Aq l qi Y to 	O 

Si graficamos: 

rNi--2wr  vs 1., -19- Log o — ,L, f 
qn 	i'l (In 

se obtiene una linea recta de pendiente m'. 

= 
162.6 It Po  

kh 

y la intersección de esta con la ordenada al origen proporciona el valor b; 

b.= 1616 "" (Loe 	k 	332+0.87S) 
kh 	 Ci Ny' 

Una vez obtenidos los valores de m' y b' es posible determinar los parámetros de 
permeabilidad, y el darlo, siendo este ultimo calculado corno: 

S=1.151 Log(-k --r) + 3.32 
du Ci rw 

El inconveniente de este método de análisis es el desconocimiento de la presión al inicio 
de la prueba, siendo su valor estimado por medio de ensaye y error, obteniéndose el valor 
correcto cuando la gráfica produzca una linea recta corno la mostrada en la figura 1V.33 

Fig IV.33 
Pruebas a gasto multiple 
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la figura IV.34 que representa el comportamiento de la presión contra el tiempo en 1111:1 

prueba a gasto múltiple se esquematiza a continuación. 

Fig IV.34 
Prueba a gasto multilpe 

IV.2.5. PRUEBAS FALL OFF 

Este tipo de pruebas son aplicables al análisis del comportamiento de la presión en pozos 
inyectores, debido a que es de vital importancia estimar las características del yacimiento, 
como son permeabilidad, daño y presión estática alrededor del pozo, que permitan estimar 
la relación futura entre el gasto y la presión de inyección. 

En pozos inyectores es natural intentar determinar las propiedades de la formación 
cercanas al pozo usando los métodos de análisis de incremento de presión.. 

Las consideraciones básicas para estas pruebas son las mismas que para las pruebas de 
incremento, en este caso el comportamiento de la presión es descrito por la siguiente 
ecuación: (29) 

Es decir, que una gráfica de Pws vs ( tp + At ) / At da una linea recta, cuya pendiente 
puede ser interpretada en términos de k h , como en una prueba de incremento. El daño se 
obtiene de la misma forma que en las pruebas de incremento, diferenciándose únicamente 
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h 
1—G—C2 

(1- C3)2 
f(0) 

en la manera de calcular la presión media y la eficiencia de flujo, ya que la presión media 
depende de la distribución de presiones. 

para este caso Pe - Pm y considerando al yacimiento circular, el área esta dada por: 

A- tc re 

En general para ambas condiciones se ha encontrado que el comportamiento de la presión 
en pozos inyectores esta dado por: 

Pm = Pe hl e
—fi  1 At 

una vez calculados los valores de la pendiente y la ordenada al origen es posible estimar la 
permeabilidad como: 

las constantes CI C 2 , C 3 son calculadas como se indica a continuación: 

a) Si los efectos de la presión de inyección permanecen después de suspendida esta, utilice 
las siguientes expresiones: 

b) Si los efectos de la presión de inyección no son considerados, utilice: 
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= 0.0538 dt' 	. 
bi 
p 

C2— Pt C1 
bi 

C —
(P. — Pa)  Ci

b1 

y en el caso de q; 

0= Ci (1 — C3)  

2  ( 1 — C1— C2) 

Una vez obtenido el valor de q y utilizando la gráfica IV.35 se obtiene la función f (q), 
para posteriormente calcular la permeabilidad. 

.110 

120 	
1 	h.. 

i(o)o2 

BO 	I • 	I 

40 	I 	 I 	I 	' • I 

20 	I 	I 	I 	 
" 	 1 	' 

004 008 0,12 0.10 0.2 0.24 0 28 0.72 0.98 0,4 0,44 0.40 

FIG IV.35 

Cuando los valores de las constantes C y q son muy pequeños, la función f ( q ) 
puede considerarse igual a 181 y la permeabilidad se calcult con la siguiente ecuación: 

k = 181 —11- 
' 	 h 

La figura IV.36 ilustra una curva típica obtenida al graficar los datos de presión contra 
tiempo 
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Fig 1V.36 
Curva de pruebas fall off 

La selección del método para la toma de información, dependerá de las condiciones del 
pozo y estado de producción del mismo. 

Nomenclatura empleada: 

al y a2 Distancia del pozo productor al de observación ( pies ). 
b Ordenada al origen para un At 	( ciclos/hr ) 
C Es el coeficiente de almacenamiento ( Bls Psi ). 
Ct Compresibilidad total ( psi -1 ). 
CD Coeficiente de almacenamiento (adims) 
Cw Es la compresibilidad isotérmica del fluido ( Psi ). 
AtD Incremento de tiempo adimensional. 
APs Ciada de presión por dato ( psi ). 
E.F. Eficiencia de flujo dimensional. 
h Espesor de la formación ( pies ). 
i 	Gasto de inyección ( BPD ). 
k 	Permeabilidad de la formación ( md ). 
Np Producción acumulada ( Bls ). 
m Pendiente de la sección recta sobre la gráfica logaritmica ( Psi / ciclo ). 
Pws Presión de fondo estática ( psi 
Pwf Presión de fondo fluyendo ( psi ). 
Pm Presión media del yacimiento ( psi ). 
Pe Presión de inyección ( psi ). 
Pi 	Presión inicial del yacimiento ( psi ). 
Pobs Presión observada en el pozo inyector ( psi ). 
Pext Presión externa en el pozo inyector ( psi ). 
q 	Gasto ( IIPM ). 
re Radio de drene del pozo ( pies ) 
rw Radio del pozo ( pies ). 
r'w Radio efectivo del pozo ( pies ). 
S 	Factor de daño 
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tp Tiempo de producción ( horas ). 
Vu Volumen del pozo por unidad de longitud ( Bls / pie ). 
Vw Es el volumen total del pozo ( Bls ). 
ho Factor de volumen del aceite 

b I 	Pendiente de la recta al graticar ( Pws-Pe ) vs 

no Viscosidad del aceite ( cp ). 

4 Porosidad de la formación ( % ). 

1V.2.6. PROCEDIMIENTO PARA EFECTUAR UNA PRUEBA DE 
VARIACION DE PRESION 

I. Defina los objetivos específicos que determinen el tipo de prueba a realiza. 

2. Elabore un programa por escrito, detallando el desarrollo de la prueba. 

3. Actualice el estado mecánico del pozo para identificar posibles anomalías. 

.4. Verifique las condiciones del pozo : 

• Gasto. 

• Presión. 

• Estrangulador. 

• Conexiones superficiales. 

.5. Inspeccione la calibración del pozo. El diámetro del calibrador será igual o mayor al de 
la herramienta que se utilice para la toma de datos. 

.6. Realice la toma de datos, monitoreando continuamente las condiciones de la 
herramienta. 

.7. Analice e interprete los datos obtenidos, utilizando el sofware disponible y obtenga los 
parámetros de interés definidos en el objetivo de la prueba ( k, S, etc. ). 

.8. Al terminar la prueba, recupere la herramienta utilizada y desmantele las unidades 
empleadas. 

.9. Elabore un reporte final, detallando el desarrollo de la prueba. 

IV.3. PRUEBAS DE FORMACION "DST" 

Una prueba de formación "DST" (3)) es un procedimiento que provee una terminación 
temporal del pozo, con el propósito de evaluar en forra rápida el contenido de fluidos y 
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las características de la formación para determinar si es comercialmente explotable y 

óptimizar su terminación. 
Esta prueba utiliza la tubería de perforación corno medio para conducir los fluidos 

producidos a la superficie. Más adelante se describe el aparejo temporal utilizado. 

La interpretación de la variación de presión es la fluente principal de información sobre 

el comportamiento dinámico de un yacimiento. 

En la actualidad, los avances tecnológicos en este renglón son considerables y diversas 
compañías ofrecen un servicio integral, desde el diseño de la prueba hasta su 
interpretación. Cualquier prueba de pozo tiene una serie de objetivos, que se ven 
influenciados por consideraciones técnicas, operacionales, logísticas y por el mismo 
comportamiento del yacimiento. El satisfacer todas las condiciones puede óptimizar los 

tiempos y costos de operación. 

Los servicios integrales incluyen herramientas de fondo, equipos de superficie y 

sistemas de adquisición de datos. 

La adquisición de datos del fondo del pozo y superficie es un paso esencial para la 
evaluación del yacimiento y la toma de decisiones de carácter económico. 
En resumen éstas pruebas deberán ser: 

• RAPIDA.- Para la optimización del sistema de producción 

• INMEDIATA.- Para la evaluación del yacimiento 

• PRECISA.- Para evaluación de las condiciones de producción 

Las pruebas " DST " se aplican a pozos en agujero descubierto o entubado, variando 
únicamente en los accesorios del aparejo de prueba, básicamente en el elemento de 
empaque y el acondicionamiento inicial del pozo. 

IV.3. I. PRUEBAS "DST' PARA POZOS EN PERFORACION 

La aplicación de estas pruebas es común durante la perforación de Pozos 
Exploratorios, para evaluar en forma rápida, zonas que por registros presenten 
posibilidades de contener hidrocarburos. Una prueba bien dirigida perrnite obtener una 
gran cantidad de datos tales como: índice de productividad, dalo, permeabilidad relativa, 
radio de drene, radio de invasión, espesor, saturación, limites del yacimiento, mecanismo 
de empuje, contenido de fluidos, etc., los cuales son tracendentales en la toma de 
decisiones, tales como: si la terminación es económicamente rentable, disertar 
adecuadamente la estimulación o el fracturamiento en caso necesario, óptimizar el diseño 
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de la terminación, suspender la perforación, no cementar la tuberia de explotación e 

inclusive taponar el pozo. 

Factores que se deben considerar antes de realizar una prueba " DST ". 

a) Condiciones del pozo: 

Historia de perforación. 
Estado mecánico. 
Verticalidad. 
Compactación de la roca, 

b) Condiciones del lodo: 
Tipo de lodo. 
Densidad. 
Viscosidad. 
Filtrado. 

c) Tubería del aparejo de prueba: 
Tensión. 
Presión de Colapso 

IV.3.2. PRUEBAS "DST" PARA POZOS EN TERMINACION 

Las pruebas de producción en la etapa de terminación del pozo, tiene los mismos 
objetivos que la prueba en agujero descubierto, con la ventaja de tener cementada la 
tubería de explotación, eliminando con esto riesgos que se presentan al tener agujero 
descubierto como son; pegaduras por presión diferencial, derrumbes por mala 
compactación, irregularidades en el diámetro del agujero, etc. 

Los cuidados que se deben tener antes de realizar esta prueba son los mencionados 
anteriormente. 
Debido a que tanto las herramientas como los procedimientos para efectuar estas pruebas 
son muy similares 

El siguiente diagrama esquematiza la secuencia que se debe seguir para realizar con 
éxito una prueba de formación: 
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OBJETIVOS 

DISENO DE. LA PRUEL1 

PREPARACIÓN DEL POZO 
Y SELECCIÓN DEL 

[OPERACIÓN Y ADQUISICIÓN DE Egutiol 

[MEDIDORES DE FONDO 
Y SUPERFICIE 

MONITOREO DE TIEMPO 
REAL Y TOMA DE MUESTRAS 

DE FONDO Y SUPERFICIE 

VALIDACIÓN DE LA PRUEBA 

[INFRME FINAL
0  

Objetivo de la Prueba: 

Una prueba exitosa exige un buen diseño y un objetivo bien definido. Aunque no es 
posible hacer una lista de objetivos que sea suficiente para cada prueba, los más comunes 
e importantes son: 

Evaluación e identificación de los fluidos de la formación. 

Medición de la temperatura de fondo, las variaciones de presión y los gastos . 

Obtención de la productividad del pozo. 

Determinar la eficiencia de la terminación 

Obtención de muestras representativas de los fluidos de la formación, para análisis de 
laboratorio ( PVT ). 

DetermitWón de parámetros tales como: permeabilidad, indice de productividad, 
daño, etc, para diseñar en forma óptima la terminación. 

Diseño de la Prueba: 

Para diseñar de manera óptima una prueba de formación, es necesario analizar los 
registros tomados durante la perforación y seleccionar adecuadamente el objetivo de la 
misma, el cual deberá estar relacionado con la productividad del pozo. 

101 



La secuencia de la prueba debe simularse primero con el software disponible, para 
determinar el equipo que se utilizara, los periodos de flujo y cierre, la duración de la 
misma y estimar los valores que se encontrarán durante la prueba. 

Características del Aparejo de Prueba: 

El aparejo de prueba seleccionado deberá ser: 

Económico, permitiendo la puesta en producción temporal de un pozo sin invertir una 
gran cantidad de dinero. 

Indispensable, ya que es el único medio de obtener datos de presión y temperatura en 
condiciones dinámicas, además de proporcionar muestras representativas del fluido 
producido. 

Seguro, que permita un control permanente del pozo, para lo cual cuenta con tres 
elementos de seguridad: En el fondo, en los preventores y en la superficie. 

El aparejo debe tener todas las ventajas de un aparejo permanente, como son: 

Un empacador para ser utilizado en agujero abierto o entubado. 

Válvulas de circulación, que puedan ser operadas de diferentes maneras y sin utilizar 
la linea de acero. 

Válvulas de seguridad subsuperficiales 

Cabezal de prueba, que nos permita desviar el flujo hacia el tanque de medición o el 
quemador. 

Además nos debe permitir: 

Fluir el pozo, creando una depresión en el aparejo por medio de un colchón (agua, 
nitrógeno o diesel ) en la apertura inicial. 

Registrar la presión y la temperatura del fondo. 

Adquirir en tiempo real los datos de fondo y tener un control del pozo mediante las 
válvulas de circulación instaladas en el mismo. 

Tomar una muestra de los fluidos producidos a las condiciones de fondo para su 
análisis PVP. 

A continuación se describe el equipo superficial y de fondo comúnmente empleado en 
las pruebas de formación. 
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EQUIPO suPVFIFICIAl 

• CABEZA DE FLUJO 

" COLECTOR DE DATOS 

" ÁRBOL DE VÁLVULAS 

"CALENTADOR 

"SEPARADOR 

" BOMBA DE TRASPASO 

" TANQUE DE MEDICIÓN 

*QUEMADOR ECOLÓGICO 

• LABORATORIO 

Descripción del Equipo Superficial: 

1. Cabezal de control, consta generalmente de cuatro válvulas: 
Válvula maestra, permite aislar el equipo superficial de la sarta de fondo. 
Válvula de sondeo, permite la introducción y recuperación de herramienta. 
Válvulas laterales, una de ellas permite conectar una línea de matar para control 
permanente del pozo y en la otra se conecta la línea de flujo del pozo. 

1 Colector de datos, es un tramo de tubería equipado con varias tomas para registrar 
los siguientes parámetros: Presión y Temperatura en la cabeza del pozo, producción 
de arena, etc. 

3. Árbol de estrangulación, consiste de varias válvulas y accesorios dispuestos de tal 
manera que el flujo puede dirigirse en una o dos direcciones. Esta característica 
permite el flujo a través de uno o varios estranguladores. También esta equipado con 
varias tomas para monitorear las presiones y temperaturas antes y después del 
estrangulador, asi como la toma de muestras . o la inyección de productos. 
Generalmente se instala sobre la rotatoria. 

4. Calentadores e intercambiadores de calor, son utilizados para elevar la temperatura 
de los fluidos producidos para prevenir la formación de hidratos, reducir la viscosidad 
y romper emulsiones. 

5. Separadores, es la herramienta utilizada para separar los fluidos producidos y 
poderlos medir, estos deben poder trabajar con gas, condensados, aceite ligero, 
pesado y espumoso, así como con aceite que contenga agua e impurezas como lodo o 
partículas sólidas. 
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6. Tanques de medición, es un recipiente no presurizado utilizado para medir bajos 
volúmenes de producción o calibrar medidores, lo constituyen dos compartimientos. 
El tanque de medición nunca se usa cuando exista II2S, ya que el gas liberado se 
descarga a la atmósfera y pondría en peligro a todo el personal. Cuando se sospeche la 
presencia de II2S en el fluido producido se deberá utilizar un tanque de medición 
presurizado. 

7. Bombas de traspaso, son utilizadas para vaciar un compartimiento del tanque de 
medición mientras el otro se llena y se conectan a la salida del tanque . Si el aceite del 
separador debe ser inyectado a una línea de flujo existente, se utiliza una bomba de 
traspaso de alta capacidad y presión, 

8. Quemadores, el propósito de los quemadores es eliminar el aceite o gas excedente 
cuando se tienen problemas de almacenamiento y evitar con esto derrames. En la 
actualidad el empleo de quemadores esta muy restringido y solo se utilizan en casos 
especiales. 

Equipo de fondo. 

/ EQUIPO DE FONDO 	 i\\ 
• REGISTRADORES DE 

PRESION Y TEMPERATURA 
• EMPACADORES 
RECUPERABLES 

* VALVULA DE FONDO 
" JUNTAS TELESCOPIADAS 
• SISTEMA DE 

ADQUISICION DE DATOS 
MARTILLO Y JUNTA 
DE SEGURIDAD 

" CABEZA DE DISPAROS 
PARA POZOS ENTUBADOS 

A continuación se describen las partes integrantes de un aparejo temporal para realizar 
una prueba de formación. La descripción se inicia por la parte inferior 

1. Tapón guía, es el primer componente del aparejo y sirve como gula durante la 
introducción. 

2. Tubería espaciadora, es utilizada para proporcionar longitud al aparejo y llegar al 
objetivo. 
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3. Tubería perforada, permite el flujo de los fluidos del yacimiento al pozo y actúa 
como filtro. Puede ser de perforación o de producción. 

4. • Registradores, se hall desarrollado sistemas de registradores de presión y temperatura 
de alta resolución Estos miden de manera confiable las variaciones de presión tan 
pequeñas como de 0.0I psi y para ser utilizadas en ambientes hostiles ( 112S 

5. Empacadores, existen básicamente dos tipos: Los utilizados en agujero abierto y en 

agujero entubado. 

Hay una gran variedad de empacadores para ser utilizados en los casos mencionados, 
dependiendo su elección de las características del pozo y de la finalidad de la prueba. 
Factores que se deben tomar en cuenta para la selección del empacador: 

Temperatura máxima 
Presión máxima de trabajo 
Duración de la prueba 
Diámetro del agujero 
Características de la 1' R 
Litología 

6. Sello de seguridad, esta herramienta es utilizada para evitar un anclaje prematuro del 
empacador, en los empacadores para agujero abierto puede formar parte del mismo 
empacador. 

7. Junta de seguridad, esta herramienta es la comúnmente empleada en las sartas de 
perforación y se utiliza solo si el martillo no puede liberar las herramientas atoradas. 

8. Martillo hidráulico, es una herramienta importante que se debe utilizar en cualquier 
tipo de prueba " DST " para recuperar la sarta. Si el empacador se atora, se puede 
utilizar el martillo para proporcionar golpes hacia arriba y liberar la sarta. 

9. Herramienta by-pass, minimiza la compresión de los fluidos en la formación, los 
efectos de pistoneo durante los movimientos de la tubería e iguala la presión a través 
del empacador al final de la prueba. La herramienta consta de dos sistemas de by- pass 
y esta acoplada directamente debajo de la válvula evaluadora de flujo múltiple. El 
by-pass principal se utiliza al bajar y salir del pozo; el by-pass auxiliar esta abierto sólo 
al bajar. 

10. Válvula evaluadora de flujo, es la principal válvula de cierre de fondo, puede actuar 
como muestrero y estrangulador de fondo. Se opera con tensión para cerrar y con 
peso para abrir 

I. Válvulas de circulación inversa, al finalizar la prueba, el contenido de fluidos de la 
sarta es circulado en inversa para su recuperación y control del pozo. Las herramientas 
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de circulación deben ser colocadas lo más cerca posible de la válvula de cierre de 

fondo, apenas separadas por un tramo de lastrabarrena para evitar la depositación de 

sedimento o basura sobre la válvula de cierre de fondo. Usualmente se colocan dos 

válvulas de circulación con sistemas de operación diferente de manera que si una 

fallara, la otra estaría disponible. Existen válvulas que pueden ser abiertas y cerradas a 

voluntad para permitir el desplazamiento de fluidos desde la superficie hasta el 

empaque. 

11. Lastrabarrenas, es la herramienta que proporciona el peso necesario para anclar el 

empacador. La longitud dependerá del peso requerido. 

En la actualidad existen muchas compañías que realizan estas pruebas, utilizando para ello 

diseños propios en el equipo empleado, de ahí que exista una gran variedad en cuanto a 

equipo se refiere, pero todos con el mismo objetivo de realizar las pruebas de formación 

con calidad, seguridad y economía. 

Adquisición de Datos 

La adquisición de datos de calidad es un paso esencial para la evaluación del 

yacimiento y la toma de decisiones de carácter económico. Para cumplir con lo anterior, 

se han desarrollado sistemas de registradores de presión y temperatura de alta resolución, 

que miden de manera confiable variaciones de presión tan pequeñas como 0.01 psi, 

En la actualidad, los parámetros de prueba son monitoreados continuamente por 

sistemas de computación en tiempo real y se utilizan modelos de verificación 

Curvas Tipo, Ilomer, MD11, etc. ) para asegurar que los resultados obtenidos sean 

correctos. 

Validación de la Prueba 

Actualmente existen en el mercado varios paquetes de software para evaluar 

continuamente la validez de los datos registrados durante la prueba. 
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MEJORAMIENTO DE LA PRODUCCION EN EL INTERVALO PRODUCTOR 

V. I DAÑO A LA FORMACION 

El daño a una formación productora de hidrocarburos, es la pérdida total o parcial de 

productividad o inyectividad, natural o inducida de un pozo, como resultado de la 

alteración de las condiciones naturales del yacimiento, las cuales provocan el obturamiento 

de los canales permeables asociados con el proceso de producción. 

V.I. I. ORIGEN DEL DAÑO 

Las fuentes principales (33) de daño a la formación son; la invasión y contacto de 

materiales extraños con el yacimiento, tale como los provenientes de las operaciones de 

perforación, terminación y reparación e inclusive de los propios tratamientos de limpieza. 

La otra thente se origina por el proceso original de producción de los pozos al alterarse las 

características originales de los fluidos producidos, o por la interacción de estos y los 

materiales sólidos que constituyen la roca. 

Operaciones durante las cuales se puede ocasionar daño. 

1. En la perforación. 

Desde que la barrena inicia a perforar hasta que se alcanza el objetivo, la zona 

productora esta expuesta a la presión diferencial ejercida por el fluido de control y por el 

fluido contenido en la formación. El daño que esto puede ocasionar y su efecto en la 

productividad del pozo, resultan de la interacción del filtrado del lodo con los fluidos y 

minerales que contiene la roca, y de la invasión de sólidos tanto del fluido de perforación 

como de los recortes de la barrena. 

El lodo de perforación contiene entre otros materiales arcillas, agentes densificantes y 

aditivos químicos, muchos de ellos pueden ser incompatibles con la formación, lo que 

ocasionará hinchamiento de arcillas o cambios en la mojabilidad de la roca. La invasión de 

estos materiales depende de la efectividad del control en la perdida del filtrado y del 

tamaño de los sólidos. Esta invasión puede variar de pocas pulgadas a varios pies. 

Durante la introducción y cementación de la tubería de explotación se produce un 

aumento en la presión diferencial contra la zona productora, comprimiendo el enjarre y 

aumentando las posibilidades de pérdida de fluido. Aunado a esto, las lechadas de cemento 

y los baches lavadores y espaciadores utilizados en la cementación tienen un alto filtrado 

que puede acamTear sólidos adicionales y aguas no compatibles con la formación. Por 

ejemplo, los filtrados de lechadas con un PH elevado, son particularmente dañinos en 

formaciones arcillosas y al entrar en contacto con salmueras de la formación producen 

precipitación de sales. 
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2. En la terminación. 

En la terminación del pozo se realizan varias operaciones como son: disparos, 
estimulaciones, pruebas de admisión, introducciones, tratamientos de limpieza, etc. 

['ara minimizar el daño ocasionado al disparar el intervalo, se deben utilizar presiones 
diferenciales a favor del yacimiento, baches de soluciones no-ácidas y ácidos orgánicos, 
fluidos de control libres de sólidos que sean compatibles con la formación, evitando así la 
creación de emulsiones, bloqueos por agua, hinchamiento de las arcillas y cambios en la 

mojabilidad de la roca. 

Si el pozo es terminado en agujero descubierto, o ha sido disparado, antes de meter el 
aparejo de producción ( con empacador integral ) pueden ocurrir pérdidas del fluido de 
control, que agravan el daño a la formación.  

La estimulación de pozos debe ser cuidadosamente diseñada para evitar que los fluidos 
de tratamiento inyectados, dejen residuos por precipitaciones secundarias o 
incompatibilidad con los fluidos de la formación. Una selección inadecuada de estos 
fluidos, causará daños severos y en ocasiones permanentes, ya que están constituidos por 
productos químicos que pueden cambiar la mojabilidád de la roca, crear emulsiones, 
reaccionar con el aceite del yacimiento formando lodos asfalticos, etc. 

3. En la reparación del pozo 

El daño durante estas operaciones es originado por las mismas causas que en la 
terminación del pozo, aunque en esta etapa, el daño por invasión de material extraño es 
mas severo debido a que el yacimiento se encuentra depresionado y las pérdidas de fluido 
son mayores. 

4. En la etapa de producción. 

Durante la vida productiva del pozo y como consecuencia del depresionamiento del 
yacimiento, pueden ocurrir cambios en la estabilidad de los fluidos producidos, dando 
origen a precipitaciones orgánicas (asfaltenos y / o parafinas) o inorgánicas (sales) que 
obturan en forma parcial o total el espacio poroso y los canales de flujo del yacimiento. 
Aunado a la necesidad de efectuar una serie de operaciones especiales para mantener la 
producción, tales como: limpiezas del aparejo de producción, 	tratamientos 	de 
limpieza (ácidos y no- ácidos), inyección de agua y gas, etc; en las cuales se emplean 
productos químicos por lo que es necesario efectuar las pruebas de compatibilidad 
respectivas para evitar el daño a la formación. 
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V1.2. MECANISMOS DEI, DAÑO 

Los mecanismos de daño (34) se clasifican de acuerdo con la alteración que se ocasiona 

a las características de flujo de la formación y sus fluidos Considerando la forma mas 

simple de la I ,ey de Darcy para flujo radial: 

k A 	r.P 
q 

r 

Donde se aprecia que la disminución de la producción depende básicamente de la 

reducción de la permeabilidad de la formación a los fluidos, o de un incremento en la 

viscosidad de los mismos. El termino (k), se refiere a una permeabilidad equivalente 

efectiva a los fluidos del yacimiento esto depende de la heterogeneidad de la formación, de 

la permeabilidad absoluta de la misma y de la permeabilidad efectiva a los fluidos. 

Los mecanismos que gobiernan el daño en una formación son: 

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

Una roca reduce o pierde su permeabilidad absoluta cuando existe una disminución del 

espacio vació libre al flujo de fluidos. Esto se presenta cuando partículas sólidas son 

depositadas en tales espacios o aún aumento en el volumen del material sólido que 

compone la roca. Las formaciones están constituidas por miles de poros, que se encuentran 

interconectados y su diámetro varia entre 10 a 100 micrones. La barita tiene partículas que 

miden menos de 75 micrones, las de cemento alcanzan los 80 y muchos de los sólidos 

dispersos en el lodo tienen partículas que alcanzan los 60 micrones, Dependiendo de su 

tamaño, las partículas sólidas pueden invadir los conductos porosos. Cuando estas tienen 

un diámetro mayor a la tercera parte del diámetro del poro, presentan la tendencia a 

puentearse, debido a los cambios de velocidad y dirección, forzando a los fluidos a buscar 

otros conductos. 

La movilidad de las partículas se ve afectada por la mojabilidad y las fases de fluidos en 

el sistema. Se sabe que las zonas de hidrocarburos contienen agua y aceite y normalmente 

la roca esta mojada por agua, fluyendo el aceite por el centro de los poros hacia el pozo. Si 

las partículas que se mueven dentro de la roca están mojadas por agua, estas son atraídas y 

sumergidas en la envoltura de agua, sin embargo, si las partículas están mojadas por aceite, 

estas se moverán con el flujo de aceite y la tendencia a la formación de puentes dará como 

resultado un taponamiento de los conductos de flujo. 

Independientemente de como se cause la reducción del espacio vacio, esta afecta 

considerablemente la permeabilidad absoluta de la roca. 
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19 Reducción de la permeabilidad relativa. 

Esta reducción es ocasionada por el incremento de la saturación de agua cerca de la 
pared del pozo, como resultado de una alta invasión de filtrado o simplemente por la 
calificación o digitación del agua de formación. Si el filtrado contiene surfactantes usados 
en los fluidos de perforación, terminación o reparación, se puede cambiar la mojabilidad de 
la roca, resultando en una reducción en la permeabilidad relativa al aceite. 

La figura V.1 muestra las perrneabilidades relativas al aceite y al agua en un núcleo 
mojado por agua con permeabilidad absoluta medida con aire de 214 mD. En ella se 
observa que un incremento en la saturación de agua de 30 a 50 % reduce la permeabilidad 
relativa al aceite de 135 a 28 mD. 

Fig V.1 

c) Alteración de la Viscosidad de los Fluidos del Yacimiento. 

Esta alteración ocurre cuando los fluidos que invaden la roca son incompatibles con 
los fluidos contenidos por la formación propiciando la creación de emulsiones estables. Las 
emulsiones se forman cuando el filtrado o fluidos extraños son inyectados a la formación y 
se mezclan con los fluidos contenidos en ésta. Los surfactantes en unión con sólidos finos, 
tienen la tendencia a estabilizar las emulsiones. Se sabe que las emulsiones de agua en 
aceite (fase continua el aceite) son más viscosas que las de aceite en agua. además la 
mojabilidad del yacimiento y de las partículas transportadas son factores importantes que 
influyen en la estabilidad de dichas emulsiones. 

Adicionalmente cuando los hidrocarburos son producidos, la presión y la temperatura 
del yacimiento disminuye, produciéndose cambios en la composición de los hidrocarburos, 
por la pérdida de componentes ligeros o precipitación de material paráfinico o asfáltico, lo 
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que ocasiona un aumento en la viscosidad de los fluidos y depósitos semisolidos alrededor 

de la pared del pozo. 

V.I.3. Tipos DE DAÑO 

La principal fitente de daño a la formación es el contacto de ésta con fluidos extraño, 

siendo los más comunes: el fluido de control utilizado durante la perforación, terminación y 

reparación del pozo, así como los empleados en la preparación de lechadas, baches de 

limpieza y en la estimulación.(42) 

El daño puede ser causado por los siguientes procesos: 

a) Por invasión de fluidos.- El radio de invasión de un fluido en la formación, depende del 

volumen perdido, de la porosidad y permeabilidad de la formación. La penetración de 

fluidos extraños a la formación comúnmente es de 2 pies, aunque en muchos casos ésta 

puede llegar a los 10 pies o más. La severidad del daño que ocurre por la invasión de 

fluidos depende de la composición y la sensibilidad de la formación a los mismos. La 

invasión de fluidos en la formación causa los siguientes tipos de daño: 

Daño por hinchamiento de arcillas. -Las arcillas en forma natural son parte 

componente de muchas rocas, principalmente de areniscas y lutitas. Las arcillas 

frecuentemente encontradas en las rocas productoras son: montmorillonita, illita, kaollinita 

y chlorita. Algunos tipos de arcillas son capaces de dispersarse al contacto con aguas 

extrañas alterando su estabilidad ionice, propiciando su migración y subsecuente 

obturamiento de los poros de la roca.  

Las arcillas son placas delgadas que están cargadas negativamente y sus cargas 

predominan en las superficies de cada placa. La densidad de las cargas negativas se conoce 

como intercambio catiónico, siendo la montmorillonita, la de mayor capacidad de 

intercambio y por lo tanto son las únicas susceptibles de hincharse al absorber agua entre 
cada placa. 

El grado de hinchamiento de las arcillas depende del catión absorbido y de la cantidad 

de sales disueltas en el agua. Así, cuando el calcio es el catión intercambiable, la arcilla 

absorberá únicamente unas pocas moléculas de agua, sin embargo cuando el sodio es el 

catión intercambiable se absorberá más agua propiciando mayor hinchamiento de la arcilla. 

La montmorillonita de calcio en contacto con agua de baja concentración de iones de sodio 
propicia la defloculación. 

Adicionalmente la dispersión de arcillas es afectada al contacto con fluidos cuyo Vil 
sea mayor de 8 (la mayoría de los fluidos de control presentan ésta característica PE mayor 
de 8). 
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De lo anterior, tenemos que la perturbación de las arcillas naturales es la causa más 
importante de daño causado a la formación 

Daño por migración de finos.- El contacto de las arcillas de formación, 
principalmente agregados de montmorillonita, con aguas de alto P11, propicia que las 
partículas puedan dispersarse y por (o tanto migrar. Esta movilidad ocasiona que con el 
flujo puedan llegar a obturar los canales de flujo que comunican a los poros de (a roca, 
ocasionando pérdidas en su permeabilidad absoluta. 

Daño por bloqueo de agua.- La invasión de los fluidos base agua propicia que 
localmente (en la vecindad del pozo) se promueva una alta saturación de la misma con la 
consecuente disminución de la permeabilidad relativa a los hidrocarburos. Este bloqueo de 
agua no debe considerarse como el mismo daño ocasionado por el hinchamiento de arcillas, 
aún cuando los dos pueden ocurrir simultáneamente. Este bloqueo se ve favorecido por la 
presencia en el sistema poroso de arcillas como la illita, ya que su fonna propicia una 
mayor área mojada por agua, incrementando la adsorción de ésta a las paredes de los 
poros. 

Daño por bloqueo de aceite.-Cualquier fluido base aceite que invada yacimientos 
de gas, especialmente en zonas de baja permeabilidad, causarán reducciones considerables 
en la permeabilidad relativa del gas. Este problema es más grave que en el caso de bloqueo 
por agua, dado que cuenta con la mayor viscosidad del fluido que invade la formación. 

Daño por bloqueo de emulsiones.- La invasión de fluidos, ya sean filtrados de 
lodos de perforación, de lechadas de cemento, fluidos de terminación, reparación o 
estimulación, pueden interrnezclarse con los fluidos de la formación pudiendo formar 
emulsiones. Estas emulsiones tienen alta viscosidad, particularmente las emulsiones de agua 
en aceite. Estas emulsiones si no son estables no generan daño a la formación. Sin embargo 
algunas emulsiones son estables por la presencia de agentes activos de superficie 
(surfactantes y particulas finas contenidas en lo fluidos de invasión o en los del yacimiento) 

Las emulsiones estables pueden llegar a reducir la permeabilidad relativa al aceite o al 
gas a valores casi nulos. 

Daño por cambios de ~baldad.- Está comprobado que un medio poroso 
mojado por agua facilita el flujo (34) del aceite. Los fluidos que invaden la formación 
pueden tender a dejar la roca mojada por aceite, lo cual redunda en una disminución en la 
permeabilidad relativa al mismo. Esto es causado generalmente por surfactantes de tipo 
catiónico o no ior►ico contenidos en los fluidos de perforación, terminación, reparación y 
estimulación. Este efecto puede producir una reducción en la permeabilidad relativa a los 
hidrocarburos, hasta en un 50 % incrementándose éste porcentaje en las rocas de baja 
permeabilidad. 

Daño por precipitación secundaria.- La invasión a la formación de fluidos 
incompatibles que contienen iones solubles que reaccionan y precipitan sólidos, cuando se 
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mezclan con el agua de la formación, conduce al obturamiento de los canales porosos por 
partículas sólidas precipitadas que pueden llegar a ser significantes si las concentraciones 

de iones incompatibles son altas 

Por otro lado, durante un tratamiento con ácido a la formación, óxidos y sulfuros de 
fierro solubilizado en agua es acarreado a la matriz de la formación, y una vez gastado el 
ácido si este alcanza un pl I inferior a 4, el fierro puede precipitarse como un gel de 
hidróxido de fierro reduciendo la permeabilidad de la formación. Otro precipitado 
secundario que se puede generar al contacto de ácidos y algunos aceites de formación con 
alto contenido de material asfáltico, son los lodos asfálticos. Esta material es altamente 
viscoso y prácticamente irremovible del medio poroso, causando uno de los más severos 

daños a la formación. 

b) Daño por invasión de sólidos.- Uno de los más comunes tipos de daño se debe a los 
componentes sólidos de los fluidos de perforación, terminación o reparación. Estos fluidos 
forman un enjarre en la cara de la formación penetrando una fracción de pulgada dentro de 
la misma. Dependiendo del tamaño de los sólidos, estos pueden removerse por contra flujo, 
sin embargo muchas veces no es posible alcanzar ciertas presiones diferenciales y el daño 

puede ser más severo. 

Si los sólidos que invaden la formación son pequeños como arcillas y óxidos, pueden 
tener penetraciones mas profundas, sobre todo en formaciones más permeables 
ocasionando obturamientos más Melles de remover. 

c) Daño por obturamiento natural asociado con la producción.- Como ya se menciono, 
la producción de los pozos propicia cambios de presión y temperatura en el pozo. Estos 
cambios pueden conducir a un desequilibrio de los fluidos contenidos en la formación, con 
la consecuente precipitación y depósito de sólidos orgánicos (asfaltenos o parafinas) y/o 
sólidos inorgánicos (sales). Obviamente estos sólidos generan obturamientos de los canales 
porosos de la formación y aún en el aparejo de producción. 

En algunos pozos productores de gas y condensado, los cambios en la presión y la 
temperatura pueden originar condensación retrógrada y por ende una reducción de la 
permeabilidad relativa al gas, asimismo una severa reducción en la cantidad de 
hidrocarburos recuperables, mismos que quedan atrapados en el medio poroso 

Otra tbente común de daño asociado con el flujo de fluidos, de la formación al pozo, 
es la migración de los finos ( principalmente silicatos ), sobre todo en formaciones poco 
consolidadas o mal cementadas, esto propicia el obturamiento de los canales porosos 
conduciendo al daño a la lbrmación, Este daño generalmente se localiza en la formación 
cercana al pozo y en los túneles de los disparos. 
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ZONA DAÑADA CON 
PERMEABILIDAD ( K x ) 

ZONA VIRGEN DE 
PERMEABILIDAD ( K ) 

1 

APr = APfm 4,1Pfd ttPt +APpc +A Pperf .PAPIp 

Pr = Pwe - 

V.1.4. EFECTOS DEL DAÑO (33) 

Con la finalidad de entender el grado en que el daño afecta la productividad de un 
pozo, o su inyectividad, es conveniente analizar dos condiciones: La primera concerniente a 
la suposición de la existencia de una zona dañada alrededor del pozo, considerándolo como 
si estuviese terminado en agujero descubierto y la segunda tomando solo en cuenta el daño 
en los túneles de los disparos. 
Supóngase una geometria circular de un pozo perforado en el centro de su 'área de 
influencia, tal como se muestra en la fig V.2. 

Fig V.2 Sistema de flujo de un pozo 
Donde: 

ápfm= Caída de presión requerida para mover los fluidos a través de la formación en la 
zona no alterada 

APfd= Caída de presión requerida para mover los fluidos a través de la zona alterada 

APt = Caída de presión causada por la turbulencia del fluido al entrar al pozo 

APpc= Caída de presión asociada con la penetración parcial de la zona productora y/o el 
efecto de inclinación relativa de la formación con el eje del pozo 

APpeif=Calda de presión asociada con las perforaciones (penetración, defasamiento y 
densidad) 

APtp = Calda de presión asociada con el flujo de fluidos a través de los túneles de las 
perforaciones 

Aplicando la ecuación de Darcy para los diferentes fluidos se puede estimar el 
potencial ideal y natural del pozo con las siguientes ecuaciones: 
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11,„ 11„,, Ln ( re 	) 

Donde: 

qo :Producción de aceite en ( BPD ) 

qg :Producción de gas en ( MACE) ) 

qw : Inyección de agua en ( BPD ) 

ko : Permeabilidad al aceite en ( mD ) 

kg : Permeabilidad al gas en ( mD ) 

kw : Permeabilidad al agua en ( mD ) 

h : Espesor neto de la formación ( pies ) 

Pws :Presión de fondo estática ( Psi ) 

Pwf : Presión de fondo fluyendo ( Psi ) 

Pwi : Presión de fondo inyectando ( Psi ) 

Ro : Factor de volumen del aceite ( adni ) 

13w : Factor de volumen del agua ( adm ) 

: Viscosidad del aceite ( cp ) 

: Viscosidad del gas ( cp ) 

vlw : Viscosidad del agua ( cp ) 

: Temperatura de fondo ( R ) 

: Fact. de comp. a una Pwf y una T 

re : Radio de drene ( pie) 

rw : Radio del pozo ( pie ) 

En condiciones ideales, es posible con estas ecuaciones estimar el potencial natural. Sin 
embargo, cuando se tiene un agujero revestido y disparado, el flujo que puede aportar el 
pozo, debe converger hacia los túneles de los disparos y el gasto deberá estimarse por la 
Ley de Darcy para flujo lineal. 

qp = 
0.001127 k M P 

L 
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Kr 
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x 	 rw 

Ke = 

Donde 

q : Producción a través del túnel ( BPD ) 

k : Permeabilidad del túnel ( mil) ) 

A : Área de flujo del túnel ( pie2 ) 

A P:Caída de presión del túnel ( psi ) 

: Factor de vol. del aceite ( ad ) 

µo: Viscosidad del fluido ( cp ) 

L : Longitud del túnel ( pie ) 

El túnel de la perforación se logra por la detonación de cargas explosivas que generan 

muy altas presiones y a su vez lanza un chorro (jet) a velocidades de 15,000 a 30,000 pie 

por segundo. Este impacto hace que se perfore la tubería, el cemento y llegue hasta la 

formación, la cual se compacta alterando sus características fisicas y propiciando el inicio 

de los problemas asociados con la restricción al flujo a través de las perforaciones. 

La eliminación de las restricciones en los túneles de los disparos y su conexión con la 

formación, a través de la zona compactada, constituyen el objetivo inmediato de la primera 

estimulación a un pozo. Esto obliga en lo general .a estimular el pozo inmediatamente 

después de efectuar las perforaciones para facilitar la inducción del pozo. 

Considérese un pozo con geometría radial circular, con una zona dañada de radio rx y 

permeabilidad kx, diferente a la permeabilidad de la formación kf haciendo un balance de 

presiones tenemos:(35) 

( Pws - Pwf ) = ( Pws - FWx ) + ( Pws - Pwf ) 

Po po 	/ 	) 
(Pws 	) 	

0.007 K e h 

Donde Ke es una permeabilidad equivalente a las penneabilidades Kx y Kf. Sustituyendo y 

reacomodando términos: 

Considerando el índice de productividad para las dos condiciones naturales y de daño: 
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Con esta ecuación se puede calcular teóricamente la relación de índices de 

productividad conociendo: re, rw, ri y la relación Kf / Ki . 

En la fig V.3 se presenta en forma esquemática la pérdida de productividad debido a la 

penetración del daño. 

Fig V.3 Perdida de productividad debida a una somera penetracion 
de daño alrededor del pozo. 

V. I.5. EVALUACION DEL DAÑO 

Todo pozo al inicio de su explotación o posteriormente, se encuentra en menor o 
mayor grado dañado, por lo que se hace imprescindible la remoción del daño, lo que 
permitirá restituir las condiciones naturales de producción o inyección. La remoción del 
daño resulta dificil y costosa, por lo que el enfoque básico debe ser su prevención. Para 
remover un daño es necesario tomar en cuenta las siguientes consideraciones. 

a) Revise cuidadosamente las operaciones previas a la situación actual del pozo. 

Esta revisión se basa fundamentalmente en las condiciones en las que se perforo y 
termino la zona productora; poniendo especial atención en las características y tipo de 
fluido de perforación utilizado, pérdidas del mismo y aportaciones del yacimiento. También 
reviste gran importancia analizar la cementación de la tubería de revestimiento en la zona 
de interés, incluyendo las características de la lechada, de los fluidos espaciadores 
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utilizados y de las condiciones finales de la cementación (pérdidas), los tipos de disparos 
efectuados, limpiezas, estimulaciones, etc. 

Es de especial interés tener la información de los fluidos que han invadido el medio 
poroso. Esta información debe incluir, el tipo de fluido, el P11 del sistema, los tipos de 
surfactantes contenidos, etc. 

b) Efectúe un análisis del comportamiento de la producción. 

Este debe abarcar desde la terminación del pozo hasta sus condiciones actuales, 
debiendo incluir los análisis de las pruebas de formación y producción realizadas, así corno 
d análisis de los fluidos producidos. Adicionalmente es conveniente comparar el 
comportamiento de producción del pozo en estudio con pozos vecinos. 

e) Realice pruebas de laboratorio. La información recopilada y analizada en los puntos a) 

y b) servirá de base para realizar pruebas de laboratorio con núcleos y fluidos 
representativos de la formación que permitan definir la mineralogía y la distribución de 
minerales de la roca y reproducir las condiciones de daño. Los procedimientos y tipos de 

pruebas recomendables se analizan ampliamente en capítulos anteriores. Esto conducirá a 
determinar el tipo de tratamiento requerido para su remoción. 

d) Finalmente cuantifique el daño. 

Para cuantificar el daño a la formación, se deben tomar pruebas de variación de 
presión, cuyos datos serán analizados por procedimientos establecidos tales como el 
siguiente. 

Considérese la figura V.4 que representa esquemáticamente un pozo con una zona 
dañada en un intervalo productor. 

Eig. V.4 
Pozo con zona dañada en un intervalo productor 

Cuando la caída de presión del yacimiento al pozo es mayor que la calculada con esta 
expresión, es debido a que la vecindad del pozo se encuentra dañada. Para evaluar esta 
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= 	
P 1 hora - P i  

log 	
2 
	+)3.2271 

µCt 

donde: 	m — 162.64 15 
K h 

caída de presión Van Everdingen 12s) introdujo el concepto de " Efecto Skin " o " Factor 
de Daño (S). Introduciendo este factor en la ecuación anterior de Pws-Psvf y utilizando 
unidades de campo tenemos que. 

Pws 
	

Pwf ::: 
162 q 	

2.303 ( Loq 	) 
k h 	 ItCt rw 

-3.2275+0.875 ) 

Donde: 
Pws : Presión de fondo estática ( psi ) 
Pwf : Presión de fondo fluyendo ( psi ) 

	

k : 	Permeabilidad de la formación ( md ) 

	

t : 	tiempo ( hora ) 

	

: 	Viscosidad del fluido producido ( cp ) 

	

: 	Fact. de vol, del fluido ( adm ) 

	

*: 	Porosidad ( fracs. ) 
Ct : Compresibilidad de la formación ( psi- l ) 
rw : Radio del pozo ( pie ) 
rx : Radio de la zona dañada ( pie ) 

	

h : 	Espesor de la formación ( pie ) 

	

S : 	Factor total del darlo ( adm ) 

Para evaluar esta expresión se torna un registro de variación de presión, lo que permite 
definir la variación de la presión al momento de cerrar el pozo después de un periodo 
previo de producción. 

Si Dt representa el tiempo en que el pozo se ha cerrado y t el tiempo que el pozo 
estuvo produciendo antes del cierre, se puede graficar Pwr vs t y determinar el factor de 
daño con la siguiente ecuación:(33) 

Analizando las ecuaciones anteriores, se demuestra que: 
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De éste análisis se observa que: 

Si Kx < Kf, S > O pozo dañado 
Si Kx = Kf, S ---- O pozo sin daño 
Sí Kx > Kf, S < O pozo estimulado 

El factor de daño total " S ", es el que se obtiene mediante las fórmulas anteriores y es 

la combinación del daño mecánico y los pseudo daños. El daño mecánico se define como 
una zona infinitamente delgada que origina una caída de presión en estado estacionario en 
el fondo del pozo y se origina durante las operaciones de perforación, terminación, 
reparación o producción del pozo y se asocia con la formación cercana al pozo. 

Los pseudo daños comprenden situaciones tales como fracturas, penetración parcial de 
la zona productora o de los disparos, efectos multifásicos y grietas que interceptan al pozo. 
El valor del factor de daño da indicaciones en cuanto al estado existente alrededor del pozo 
y estas indicaciones son las siguientes:(35) 

VALOR DE "S" 	CONDICIONES DEL POZO 

S - +10 	 DAÑO SEVERO 
S> O 	 DAÑADO 
S ---- O 	 SIN DAÑO 

-3< = S < -1 	 ACIDIFICADO 

-4< = S < -2 	 FRACTURADO 
S < -5 	 MASIVAMENTE FRACTURADO 

PROCEDIMIENTO PARA EVALUAR EL DAÑO A LA FORMACION. 

I.- Revise cuidadosamente las operaciones previas a la situación actual del pozo. 

2.- Efectúe un análisis del comportamiento de la producción desde su terminación hasta las 

condiciones actuales. 

3.- Realice pruebas de laboratorio con núcleos y los fluidos producidos para reproducir las 
condiciones de daño. 
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4.- Cuantifique el daño mediante pruebas de variación de presión. 

5.-Clasifique la magnitud del daño en base al valor obtenido en el punto anterior. 

6.- Seleccione el método más adecuado para remover el daño. 

Recuerde que el daño mecánico es el único que puede ser removido mediante la 

estimulación. 

V.2. ESTIMULACIONES 

Entre las contribuciones más significativas a la industria petrolera está la Estimulación 

de Pozos (36). A través de ella es posible mejorar la producción de aceite y gas y aún más, 

incrementar las reservas recuperables.  

La estimulación ha llegado a ser una práctica estándar, y se puede asegurar que 
actualmente no existe pozo productor o inyector que no haya sido estimulado cuando 
menos una vez. A través de los años la tecnologia asociada con la estimulación se ha 
incrementado significativamente, desarrollándose métodos, materiales y equipos para 
estimular todo tipo de yacimientos. 

Los avances tecnológicos son resultado de la experiencia e investigación llevada a cabo 
desde fines del siglo pasado; sin embargo, los conocimientos sobre la estimulación de 
pozos aún no han sido del todo desarrollados. Consecuentemente, la aplicación del 
conocimiento actual para óptimizar técnica y económicamente los diseños, es algunas veces 
incierto y puede conducir a fracasos, por lo que la investigación en este campo continúa 
ininterrumpidamente 

Definición. 

Una estimulación de un pozo se define como el proceso mediante el cual se restituye o 
se crea un sistema extensivo de canales en la roca productora que sirven para facilitar el 
flujo de fluidos de la formación al pozo, o de éste a la formación. 

Objetivo. 

Es restituir o crear un sistema extensivo de canales de flujo en la roca productora, que 
faciliten el flujo de los fluidos de la formación al pozo, o de este hacia la formación, es 
decir, remover el daño en la vecindad del pozo, o crear nuevos canales de flujo para 
incrementar la productividad del pozo. 
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Las causas de baja o nula productividad en los pozos , se deben en lo general, a 
obturamientos alrededor del pozo y del intervalo disparado, ocasionados durante las 
operaciones de perforación, cementación, terminación y reparación lo cual evita que el 
pozo se manifieste a su potencial natural 

Los métodos de estimulación se dividen en: 

1. Estimulación de Limpieza. 
2. Estimulación Mal ricial. 
3. Estimulación por Fracturamiento. 

Estimulación de limpieza.- El objetivo princial de esta estimulación, es eliminar las 
restricciones en los túneles de los disparos y su conexión con la formación, a través de la 
zona compactada. Esto obliga en lo general a estimular el pozo inmediatamente después de 
efectuar las perforaciones, para facilitar la inducción del mismo. 

La estimulación de limpieza se caracteriza por la inyección de pequeños volúmenes 
de solución reactiva o no-reactiva a bajo gasto ( de 1/4 a 2 bls / min ) y sin rebasar la 
presión de fractura. 

Estimulación matricial.- Se caracteriza por la inyección de mayores volúmenes de 
solución reactiva o no- reactiva, suficientes para restaurar el daño causado a la matriz de la 
formación, a bajo gasto ( de 2 a 6 bls / ruin ) y sin rebasar la presión de fractura. Esto 
permitirá una penetración del fluido a la matriz, en forma radial circular, con un 
consecuente mejor contacto de la zona dañada cercana a la pared del pozo con el fluido de 
estimulación, 

Estimulación por frocturamiento, Es utilizado cuando la formación no presenta daño y 
se requiere incrementar la productividad del pozo. Se caracteriza por utilizar grandes 
volúmenes de solución de estimulación, a altos gastos y rebasando la presión de fractura de 
la formación. 

Estos tipos básicos de estimulación se diferencian por los volúmenes utilizados, los 
cuales son inyectados a gastos inferiores a las presiones de fractura de la formación. Para 
definir los parámetros de presión y gasto, es necesario realizar una prueba de admisión en 
el intervalo productor, definiendo el comportamiento de la presión al incrementar el gasto 
de inyección. 

El procedimiento de prueba consiste en inyectar a la formación un fluido inerte 
(agua tratada) a gastos muy bajos (1 /2  bl / min), midiendo la presión de inyección. A 
continuación se incrementa el gasto de bombeo por etapas, registrando la presión de 
inyección a gasto estabilizado en cada etapa. Al continuar con incrementos de gasto se 
registrará un cambio brusco de la pendiente de la curva. 
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Al inicio de su explotación los pozos requieren de una estimulación, debido al daño 

ocasionado durante la perforación y la terminación. Es obvio que la condición de daño 

debe ser removida antes de que el pozo produzca a su potencial natural. Esta remoción es 

el objetivo principal de las estimulaciones de limpia y matriciales. 

Dependiendo de las soluciones empleadas y del tipo de daño presente en la roca, las 

estimulaciones se dividen en dos grandes grupos 

1. Estimulaciones no Reactivas. 

2. Estimulaciones Reactivas. 

Ambos grupos incluyen estimulaciones de limpia y matriciales. En lo sucesivo, nos 

referiremos únicamente a los tratamientos Matriciales. 

V.2.I . ESTIMULACIONES NO REACTIVAS ( NO ACIDAS) 

Son aquellas (3) en las cuales los fluidos de tratamiento no reaccionan químicamente 

con los materiales o sólidos de la formación. En este caso se utilizan en forma general 

soluciones oleosas o acuosas, alcoholes o solventes mutuos y principalmente los 

surfactantes; siendo éstos últimos los productos químicos más utilizados, son empleados 

para emover daños por bloqueos de agua, aceite o emulsión; por invasión de lodo, por 

depositación orgánica, etc. 

El éxito de toda estimilación depende primordialmente de la selección apropiada del 

fluido de tratamiento. El proceso de selección es muy complejo, debido a muchos 

parámetros involucrados que varían ampliamente, como son el tipo de daño, las 

características de la formación, condiciones del pozo, criterio económico, etcétera; siendo 

el primero el más importante a considerar. Cuando no se logre identificar plenamente el 

tipo de daño, la estimulación no- reactiva no deberá aplicarse. Lo anterior debido a que 

existe una gran posibilidad de utilizar fluidos de estimulación contraindicados, corriendo el 

riesgo no sólo de no remover el daño, sino de agravarlo. 

El flujo de fluidos a través de medios porosos está fuertemente afectado por 

fenómenos de superficie, que representan fuerzas retentivas de los fluidos en la roca. La 

acción de la estimulación no- reactiva concierne principalmente con la alteración de estas 

fuerzas , manifiestas en los fenómenos de tensión superficial e interfacial, mojabilidad y 

capilaridad. Los 	agentes activos de superficie ( surfactantes) son los productos 

químicos que principalmente se utilizan en la estimulación no reactiva, debido a su eficiente 

acción que permite alterar los fenómenos de superficie. 

Fluidos para la estimulación no-reactiva.- Dependen principalmente del tipo de daño y 

consisten básicamente de un fluido base y los aditivos que le dan las propiedades 

requeridas, llamados surfactantes. 
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Surtan:Antes o agentes activos de superficie.- Son compuestos de moléculas orgánicas 

caracterizados por formar dos grupos químicos, uno soluble en agua ( hidrofilico ), y 

otro soluble en aceite ( lipofilico ). Estos productos, mezclados con fluidos acuosos u 

oleosos pueden afectar favorable o desfavorablemente el flujo de hidrocarburos hacia el 

pozo. Por lo que es de gran importancia, considerar su acción durante los procesos de 

perforación, terminación, reparación y estimulación. 

Para entender la acción de los surfactantes, es necesario analizar la estructura de sus 

moléculas. Para ello se acostumbra representarlos en forma esquemática como se muestra 

en la fig V.5 

Fig V,5 Representación de un surfactante 

Dada la estructura de los surfactantes, estos tienden a orientarse en la interfase del 

líquido buscando el acomodo mostrado en la lig V.6 

Fig V.6 Orientación de los surfactantes 

Puesto que el grupo hidrofilico es más soluble en agua que el grupo lipofilico, las 

moléculas de surfactante se orientarán en la interfase agua - aire con el grupo afin al aceite 

en el aire y con el grupo afin al agua en el agua( caso A ). Esto altera la naturaleza de la 

interfase aire - agua y dependiendo de la efectividad del surfactante, la interfase se 

conviene en una combinación de aire - agua y surfactante. Como el aceite tiene menor 

tensión superficial que el agua, entonces la tensión superficial del agua con surfactante será 
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menor que la del agua pura, y quin►  tan baja como la del aceite. En los casos ( L1 y e ) se 
produce un efecto semejante 

El fenómeno de mojabilidad es de gran importancia para el flujo de aceite en un medio 
poroso, se ha demostrado que si la roca se encuentra mojada por agua, la permeabilidad al 
aceite es mayor que en el caso de estar mojada por aceite. 

La mayor parte de las formaciones son arenas, areniscas, calizas y dolomias. Las 
arenas y areniscas tienen una carga eléctrica de superficie negativa, mientras que las calizas 
y dolomias tienen su carga positiva y debido a que el grupo soluble en agua del surfactante 
puede tener carga eléctrica, se alteran las condiciones de mojabilidad de la roca o sólidos 
de la formación. 

Clasificación de los surfactantes. 

Debido a que la acción de los surfactantes se debe a fuerzas electrostáticas, éstos se 
clasifican de acuerdo a la naturaleza iónica del grupo soluble en agua. En esta forma los 
surfactantes se dividen en:(34) 

Aniónicos. 
Catiónicos. 
No iónicos. 
Anfotéricos. 

Como ya se mencionó, por sus características los surfactantes se adsorben en las 
interfases entre líquidos y gas, líquidos innuisibles y líquidos - gas - sólido. Así, los 
surfactantes en general funcionan por el mecanismo de adsorción, creando efectos 
diferentes dependientes del tipo de surfactante y de las características del gas, líquido y 
sólido. 

La tabla V.1 muestra la clasificación anterior incluyendo su descripción esquemática, 
las características de carga del grupo soluble en agua, los grupos químicos más importantes 
y sus usos principales. 
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Tabla V.1 
Clasificación de los surfactantes 

Utilización de los surfactantes en la estimulación no reactiva. 

Los surfactantes generalmente se emplean mezclados entre si con un solvente, 
ejemplos de ellos son; los surfactantes aniónicos- aniónicos, aniónicos-no jónicos, 
catiónico-catiónico, catíónico-no jónico y no-iónoco-no jónico. Las mezclas de 
aniónicos-catiónicos, en lo general no es recomendable debido a que reaccionan entre si 
formando precipitados. 

El uso de los surfactantes en las estimulaciones, se ha hecho imprescindible, 
especificamente en las estimulaciones no reactivas, donde la acción del surfactante se 
manifiesta principalmente en los siguientes fenómenos:(35) 

Disminución de las fuerzas retentivas de los fluidos en el medio poroso. La acción 
bajo tensora de los surfactantes permite reducir las fuerzas capilares responsables del 
atrapamiento de los fluidos en el medio poroso. Este efecto es de mayor importancia en 
formaciones de baja permeabilidad, donde las fuerzas retentivas son las causantes de 
que los hidrocarburos no fluyan con la energía disponible. 

Cambios de mojabilidad en la roca. Cuando la roca llega a ser mojada por aceite, 
éste se adhiere a la pared de los poros incrementando el espesor de la película que moja 
la roca (capa límite) con la consecuente disminución del área libre al flujo de aceite y/o 
gas, lo que ocasiona una reducción considerable en- la permeabilidad a los 
hidrocarburos, que varía del 15 al 85 % en relación de aquella que tuviese la roca si 
estuviera mojada por agua. 



Rompimiento de emulsiones. Como se menciono anteriormente, la amación de una 
emulsión en el medio poroso restringe considerablemente el flujo de fluidos al pozo, 
por lo que será siempre necesario romper tales emulsiones. Los surfactantes actúan en 
las emulsiones reduciendo la tensión intcrfacial, lo cual permite romper la rigidez de la 
pelicula, o neutralizar los efectos del agente emulsificante. Adicionalmente el cambio de 
mojabilidad también puede ayudar en el rompimiento de la emulsión. 

El éxito de una estimulación no reactiva depende principalmente de la selección de los 
surfactantes para la remoción del daño específico. Por tanto es conveniente indicar la 
acción normal de los diferentes tipos de surfactantes. 

Acción de los surfactantes aniónicos. 

Mojarán de agua la arena, la lutita o la arcilla cargadas negativamente. 
Mojan de aceite la caliza o dolomia, cuando su P11 es menor de 8. 
Mojan de agua la caliza o dolomia cuando su Piles mayor o igual a 9.5. 
Rompen emulsiones de agua en aceite. 
Emulsifican el aceite en agua. 
Dispersan las arcillas o finos en el agua. 

Acción de surfactantes catiónicos. 

Mojan de aceite la arena, lutita o arcilla. 
Mojan de agua la caliza o dolomia, cuando su piles menor a 8. 
Mojan de aceite la caliza o dolomia, cuando el pi, es de 9.5 o mayor. 
Rompen emulsiones de aceite en agua. 
Emulsifican el agua en aceite. 
Dispersan las arcillas o linos en agua. 

Acción de los surfactantes no-iónicos. 

Estos surfactantes son probablemente los más versátiles ya que sus moléculas no se 
ionizan. En combinación con otros productos químicos, proporcionan otras características 
tales como alta tolerancia al agua dura y al pH ácido. La mayoría son derivados de óxido 
de etileno o mezclas de éste con propileno. 

Acción de los surfactantes anfotéricos. 

Son moléculas conteniendo grupos ácidos y básicos. En un pH ácido, la parte básica de la 
molécula se ioniza y proporciona actividad superficial a la molécula. En un pi-1 básico, la 
parte ácida de la molécula se " neutraliza " y por lo general tiene menos actividad 
superficial que a otros valores de p1-1. 
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Tipos de daños susceptibles de removerse con tina estimulación no reactiva. 

Cambio de Mojabilidad. 
Bloqueo por Agua. 
Bloqueo por Emulsión. 
Bloqueo por Aceite. 
Bloqueo por Membranas interfaciales. 
Bloqueo por Depósitos Orgánicos. 
Perdidas de Lodo. 
Bloqueo por Finos. 

Requerimientos de los surfactantes: 

Un surfactante utilizado para prevenir o remover el daño, deberá reunir las siguientes 
características: 

Reducir la tensión superficial e interfacial. 
Prevenir la formación de emulsiones y romper las previamente formadas. 
Mojar de agua la roca del yacimiento, considerando la salinidad y el PI I del agua 
utilizada. 
No alterar las arcillas de la formación. 
Mantener la actividad de superficie a las condiciones de yacimiento. 
Ser soluble en el fluido base de acarreo a la temperatura del yacimiento. 
Ser compatible con salmueras o fluidos de la formación. 

Fluidos Rase. 

Los fluidos base utilizados en los tratamientos no reactivos son generalmente aceite y 
agua.Cuando se utiliza aceite como fluido acarreador del surfactante, generalmente se 
emplea diesel, xileno, aromáticos pesados o kerosina con un 2 ó 3 % de surfactante 
miscible o dispersable en aceite. 

Si se utiliza agua como fluido acarreador, ésta deberá ser limpia con el 2 % de I ICL. o 
una salmuera con el 2 o 3 % del surfactante soluble o dispersable en agua. 

V.2.2. ESTIMULACIONES REACTIVAS ( ACIDAS ) 

Son aquellas donde los fluidos de tratamiento reaccionan químicamente disolviendo 
materiales que dañan la formación y parte de la propia roca.(35) El objetivo principal es 
remover el daño en la vecindad del pozo. Adicionalmente, en formaciones de alta 
productividad la acidificación matricial estimula la productividad natural del mismo. Esto se 
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logra disolviendo parte de los sólidos de la t'oca • con el consecuente mejoramiento de la 

permeabilidad natural de la ti►rrnación 

Así como en el caso de la estimulación no reactiva, los surti►ctantes son los productos 

activos, en la estimulación reactiva los constituyen el elemento básico. 

Ácidos. 

Los ácidos son sustancias que se ionizan en iones hidrógeno y un catión, cuando están 
en solución en el agua. Los iones hidrógeno son los elementos activos que reaccionan con 
minerales disolviéndolos. Entre los ácidos comúnmente utilizados en la estimulación de 
pozos están los: 

Ácidos inorgánicos: Como el Clorhídrico y el Fluorhídrico 

Ácidos orgánicos: Como el Acético y el Fórmico. 

Con excepción del ácido fluorhidrico, los demás se usan básicamente para estimular 
formaciones calcáreas. El fluorhídrico es el único que disuelve minerales silicos. 

No todos los ácidos que se conocen son susceptibles de ser utilizados en la 
estimulación de pozos. Un ácido para que pueda ser utilizado debe cumplir con las 
siguientes características: 

Que los productos de reacción sean compuestos solubles en agua y removibles de la 
for►nación. 
Sus efectos dañinos deben ser controlables. 
Deben ser de fácil manejo. 
Deben estar disponible en grandes cantidades. 
De bajo costo. 

A continuación se presentan las características de los ácidos antes mencionados. 

Ácido clorhídrico ( 110 ).- Lis el más utilizado en la estimulación de pozos, consiste de 
una solución de cloruro de hidrógeno en agua, puede alcanzar una concentración de hasta 
el 43% en peso a condiciones estándar, sus productos de reacción son solubles en agua 
pero es altamente corrosivo a las tuberias del pozo, su nombre comercial es ácido 
muriático. 

Ácido Iluorhidrico ( 11F ).- Es el único ácido que permite la disolución de minerales 
arcillosos como feldespato y arena ( cuarzo ). Además de atacar estos compuestos de sílice, 
también reacciona con los minerales calcáreos y con los iones positivos de la salmuera de 
formación. Sin embargo, los productos de reacción en estos casos resultan en precipitados 
insolubles, lo cual deberá evitarse en todo lo posible. 
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Este ácido se utiliza en la estimulación de pozos mezclado con ácido clorhídrico o 
ácidos orgánicos, siendo la mezcla más con►ún aquella que contiene el 3 % de 11F y el 12 ')/i) 
de 11C1. La acción corrosiva de estas mezclas son comparables con las del HCI, por lo que 

debe ser utilizado con inhibidores de corrosión. 

En general el uso del ácido fluorhídrico conlleva a serios inconvenientes, somo son: 

La reacción del 111: origina productos de baja solubilidad y en algunos casos su 
precipitación es inevitable, lo que puede ocasionar taponamiento de los conductos de 
flujo. 

Debido a la gran área de contacto de las arcillas, se tiene un rápido gastado del ácido, 
lo que conduce a una pobre penetración ( alrededor de 30 cm ), especialmente a altas 
temperaturas. 

El 111: disuelve gran cantidad de minerales sílicicos, principalmente aquellos que 
funcionan como material cementante, dejando sueltos gran cantidad de finos, los cuales 
son la causa de una rápida declinación de la productividad después de la estimulación. 

Al disolver parte de la estructura sólida de la roca, la debilita, creando un problema 
critico si se utiliza un exceso de ácido, ya que se puede propiciar el colapso de la 
formación en la vecindad del pozo. 

Ácido acético.- Fue el primer ácido de tipo orgánico empleado para un ácido débil debido 
a que su ionización en agua es parcial y ocurre lentamente. Se utiliza generalmente como 
ácido de reacción retardada. Aprovechando su menor corrosividad son recomendados para 
pozos de alta temperatura. Dadas estas características el ácido acético es empleado como 
Huido de terminación antes del disparo. Además es de uso obligado cuando el ácido estará 
en contacto con partes de aluminio o cromo. 

Este ácido se puede usar sólo o mezclado con liCI y generalmente está disponible en 
soluciones acuosas al 10 % en peso. En estas condiciones cuesta el doble que una 
solución de 1:1C1 al 15 % y disuelve aproximadamente la tercera parte de carbonato de 
calcio. Su utilización se restringe a rocas calcáreas. 

Acido fórmico.- Es más fuerte que el ácido acético, pero más débil que el 1-1CL, se emplea 
en combinación con el 11C1 o el UF en concentraciones hasta del 10 %. La tabla V.2 
presenta el poder de disolución comparado con el de los otros ácidos. 

Roca 	Ácido 	5% 10% 15% 30% 
Caliza Un. 	0,026 0.053 0.083 0.175 

Fórmico 0.020 0.041 0.062 0.129 
Acético 	0.016 0.031 0.047 0.096 

135 



Roca Ácido 5% 10% I5% 30% 

l)olomia IC I , 0.023 0.046 0.071 0.157 

Fórmico 0.018 0.036 0.054 0. I 12 

Acético 0.014 0.027 0 041 0.083 

Tabla V.2 

Su empleo principal es en la estimulación de rocas calcáreas en pozos de alta 

temperatura y a la concentración mencionada disuelve la misma cantidad de caliza que el 

ácido clorhídrico al 8 % A concentraciones mayores del 10 % los productos de reacción 

son gelatinosos. 

Existen otros tipos de ácidos que se utilizan en casos muy especiales como lo son 

ácidos en polvo sulfámico y cloro acético, que son sólidos fácilmente solubles en agua, con 

la ventaja de ser transportables a localizaciones remotas. Así mismo se han llegado a 

utilizar para aplicaciones muy particulares el ácido cítrico, láctico, y tratando de obtener 

mayor penetración del ácido fluorhidrico, se ha utilizado un sistema de autogeneración del 

mismo a través del uso de formato de metilo, agua y fluoruro de amonio. 

Finalmente la elección del sistema de ácido depende del tipo de daño identificado. A 

continuación se presenta el procedimiento para el diseño de un tratamiento reactivo o 

ácido, 

Velocidad de reacción del ácido. 

La velocidad de reacción se puede definir como el número de moléculas que 

reaccionan por unidad de tiempo y por unidad de volumen. 

La reacción entre un ácido y una roca es heterogénea. Para que la reacción tome lugar, los 

iones de hidrógeno del ácido deben ser transportados y alcanzar la superficie sólida de la 

roca. 

Factores que afectan la velocidad de reacción: 

Se han realizado estudios experimentales con el objeto de evaluar los diferentes 

parámetros que afectan o influyen en la velocidad de reacción, habiéndose identificado los 

siguientes: 

Relación área - volumen. 

Temperatura. 

Tipo y concentración de ácido. 

Tipo y concentración de aditivos. 

Velocidad de flujo. 

Composición de la roca. 
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Viscosidad. 
Presión 

Relación linea volumen.- Este factor es el que más afecta a la velocidad de reacción entre 
los ácidos, siendo directamente proporcional a esta relación, ya que a mayor área expuesta, 
el ácido se gastará más rápidamente. 

La figura V.7 muestra los datos experimentales obtenidos, para diferentes relaciones área 

volumen. 

1 	HUI POZO 	2 • 1/1151A 111.101U0A 3 . rN IA 1,17 70 1: 

O 1 	 CE I 
271 

111.117511.111105 

HIESION1 1101051 - 

F ONAIACICH CALIZA 

P011C111410 051(1 

10 

O 	 
75 	 75 

11E510 (Mlll 1 

Fig V.7 Relación Urea volumen 

Temperatura.- Cuando la temperatura se incrementa el ácido reaccionará más 
rápidamente con la roca. Esto se debe a dos efectos principales: 
a) A mayor temperatura los efectos de difusión son más acentuados y por lo tanto los iones 
de hidrógeno tienen mayor movilidad y alcanzaran la superficie del sólido más rápidamente. 
b) Así mismo, a mayor temperatura la viscosidad de la solución disminuirá facilitando el 
transporte de los iones hidrógeno 

Tipo y concentración de ácido.- Como ya se mencionó, la velocidad de reacción es 
directamente proporcional a la concentración del ácido, disminuyendo ésta a medida que 
exista mayor cantidad de productos de reacción. Por ejemplo, el ácido clorhidríco tiene una 
velocidad de reacción mayor que los ácidos orgánicos en las rocas calcáreas. La figura V.8 
nos ejemplifica lo descrito: 
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Fig V,R Concentración de ácido 

Velocidad de flujo.- El efecto de incrementar la velocidad de flujo generalmente disminuye 
el tiempo en que el ácido se gasta. Esto se debe principalmente a que a mayores 
velocidades de flujo se removerán más rápidamente los productos de reacción de la 
superficie de la roca, incrementándose el área de contacto, 

Composición de la roca.- La composición física y química de la roca influye en la reacción 
del ácido. Por ejemplo, el ácido clorhídrico reacciona generalmente más lento en dolomías 
que en calizas. 

Viscosidad.- La viscosidad afecta el transporte de los iones hidrógeno hacia la interface 
líquido-roca y por lo tanto disminuye a velocidad de reacción. Este efecto se ve disminuido 
al aumentar la temperatura. 

V.2.3. ADITIVOS EMPLEADOS EN LA ESTIMULACION DE POZOS 

Todos los ácidos utilizados en la estimulación de pozos requieren de un 
acondicionamiento para ser utilizados con seguridad y evitar reacciones indeseables o 
daños por incompatibilidad con la formación y o sus fluidos.(37) 

Los aditivos deben seleccionarse para las condiciones de cada pozo por cuanto a tipo y 
concentración de los mismos. Esta selección se lleva a cabo en el laboratorio debiendo ser 
cuidadosa, ya que representan el mayor costo de la estimulación y por otra parte la 
ausencia de ellos puede propiciar inseguridad en el manejo de los ácidos. 

La mayor parte de los procedimientos de laboratorio para la selección y concentración 
del aditivo son los recomendados por el American Petroleum Institute en su API-RP-42. 

Los problemas más comunes ocasionados por la utilización de ácido son: 
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Corrosión del equipo subsuperficial y superficial del pozo y de bombeo. 

2. Daño de la formación por emulsiones, alteración de la mojabilidad, precipitaciones 

secundarias etc. 

Además de los aditivos requeridos para evitar los problemas de corrosión y daño, en 
ocasiones es necesario la utilización de otros aditivos para adecuar el sistema ácido, a las 
condiciones del pozo y la formación, como: anticorrosivos, desviadores de flujo, etc. 

En general, tanto los ácidos como sus aditivos deben de manejarse siguiendo las 
normas de seguridad especificadas en cada uno de dos, para evitar accidentes y un mal uso 
de los mismos. 

A continuación se describen los aditivos más empleados en la industria petrolera, así 
como sus principales propiedades para una mejor aplicación: 

Inhibidores de corrosión. 

Los inhibidores de corrosión son utilizados para retardar temporalmente el deterioro 
del metal causado por la acción de los ácidos. Son compuestos que se adsorben a las 
superficies metálicas formando una película que actúa como una barrera entre el ácido y 
dicha superficie. Los inhibidores no suspenden la corrosión solo la disminuyen 
considerablemente. 

Le velocidad de reacción del ácido sobre el metal depende de: 

Tipo y concentración del inhibidor. 
temperatura. 
Tiempo de contacto. 
Tipo de ácido. 
Tipo de metal. 

Tipo y concentración del inhibidor.- La concentración no puede ser incrementada 
ilimitadamente, dado que dependiendo de las condiciones de presión y temperatura, el tipo 
de acero, tipo y concentración del ácido, se llega a una concentración del inhibidor en 
donde, a mayor concentración no se logra mayor protección. 

Temperatura.- A mayor temperatura es más dificil proteger la superficie metálica. A 
temperaturas altas, será necesario utilizar mayor cantidad de inhibidor y se tendrá menor 
protección aún con el uso de intensificadores.  
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Tiempo de contacto.- A medida que el tiempo de contacto entre el ácido y la superficie 
metálica es mayor, la protección con inhibidor es más dificil. 

Tipo de ácido.- Entre más fuerte sea el ácido y mayor su concentración los inhibidores 
son menos efectivos. 

'tipo de metal.- Generalmente entre más dureza tenga el metal es más dificil inhibir la 
acción corrosiva.  

Agentes no eanulsificantes. 

Debido a que los aceites crudos contienen surfactantes naturales, la inyección de ácido 
a la formación promueve la mezcla de ácido vivo y/o gastado con el crudo, propiciándose 
emulsiones estables de agua en aceite o aceite en agua que forman un bloqueo al flujo de 
hidrocarburos. Por lo que es importante prevenir estas emulsiones durante la estimulación y 
al recuperar el ácido gastado.(35) 

Para evitar este problema se usan surfactantes específicos llamados agentes 
no-emulsificantes que se solubilizan o dispersan en el ácido. 

Agentes antiodos asfálticos. 

Cuando el ácido es inyectado a la formación y se pone en contacto con algunos aceites 
de alto contenido de asfáltenos, estos se pueden precipitar propiciando la formación de 
lodos asfálticos. Una vez precipitados los asfáltenos sólidos no son redisueltos en el aceite, 
acumulándose en la formación y reduciendo su permeabilidad. Para combatir la formación 
de lodos asfálticos se utilizan surfactantes, los cuales se adsorben en la interfase 
aceite-ácido evitando la precipitación de los asfáltenos. 

Agentes suspensores. 

Cuando un ácido reacciona con la roca, disolviendo parte del material, se liberan 
muchos finos insolubles en ácido. Cuando el ácido gastado se remueve de la formación, los 
finos liberados pueden depositarse y/o puentearse en los canales de flujo, reduciendo la 
permeabilidad de la formación. Por lo que es importante su remoción, para lo cual se 
utilizan dos tipos de aditivos. 

El primero es un surfactante que se adsorbe en la superficie de los finos y los mantiene 
en suspensión por repulsión electrostática. 

El segundo es un polímero que a nivel molecular crea un efecto de atrapamiento de los 
finos y los mantiene en suspensión. 
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Agentes de mojabilidad. 

En general se ha demostrado que el aceite y el gas fluyen más fácilmente a traves de 
formaciones mojadas por agua. De aqui la importancia de considerar las propiedades de 
mojabilidad de los surfactantes que se adicionan al ácido. 

Agentes secuestrantes de fierro. 

En muchos casos las tuberías del pozo tienen una delgada cubierta de fierro, como 
óxidos o sulfuros. Al inyectar el ácido, este disuelve los depósitos y minerales de fierro 
transformándolos en cloruros de fierro solubles en los productos de reacción mientras el 
ácido esta vivo. Al gastarse el ácido se precipitan compuestos de fierro, que son insolubles 
y se depositan en los canales de flujo restringiendo la permeabilidad de la formación. Para 
evitar esto, al ácido se le agregan secuestrantes de fierro o una mezcla sinergística de 
agente secuestrante y controlador de P1-1. 

Agentes penetrantes. 

En formaciones poco permeables, principalmente productoras de gas, es deseable que 
el ácido penetre y deje la roca mojada en agua. Para esto se utilizan surfactantes 
denominados agentes penetrantes, que promueven una severa reducción de la tensión 
superficial del ácido, minimizando los efectos de las fuerzas retentivas y propiciando un 
mayor contacto entre la roca y el ácido. 

Agentes reductores de fricción. 

En ocasiones es necesario bombear el ácido por tuberías de diámetro pequeño y gran 
longitud, lo que ocasiona altas perdidas de presión por fricción y para reducirlas se 
adicionan al sistema ácido polímeros estables en ácido y compatibles con otros aditivos, 
logrando reducciones del orden del 65 al 85 %. 

Agentes emulsificantes. 

En algunos tipos de estimulación matricial puede ser deseable el uso de sistemas ácidos 
emulsionados, sobre todo en formaciones calcáreas de alta permeabilidad. Estos sistemas 
permiten penetraciones mayores y para su empleo se utilizan agentes emulsificantes que son 
surfactantes que permiten la formación de emulsiones estables de ácido en una fase oleosa. 

Agentes retardadores de reacción. 

Estos aditivos se utilizan para retardar la acción del HCI en las rocas calcáreas. Son 
surfactantes que se adsorben en la superficie de la roca, dejándola mojada en aceite, lo que 
permite generar una película entre la roca y el ácido. 
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Agentes espumantes. 

Este tipo de aditivos permiten la Inrmación de espumas estables de ácido y nitrógeno. 
Se emplean en sistemas de ácido espumado. 

Solventes mutuos. 

Son aditivos que tienen apreciable solubilidad tanto en agua como en aceite, reducen la 
tensión interfacial y actúan como solventes para solubilizar aceite en agua y son capaces de 
remover materiales oleosos que mojan la superficie de los poros. Adicionalmente mejoran 
la acción de los surfactantcs. 

El uso principal de estos solventes es en la estimulación de areniscas, aunque también 
se ha utilizado con éxito en rocas calcáreas. 

Alcoholes. 

El uso de alcoholes en el ácido , acelera y mejora la limpieza del ácido gastado, siendo 
de gran utilidad en pozos de gas seco. No se recomienda utilizarlo a temperaturas mayores 
de 180 °F por la precipitación de cloruros orgánicos y pueden tener efectos negativos en la 
acción de los inhibidores. 

Agentes desviadores. 

Estos productos pueden ser sólidos o líquidos que temporalmente taponan zonas de 
alta permeabilidad. 

V.2.4. SELECCION DE LOS FLUIDOS PARA LA ESTIMULACION 

La selección de fluidos de tratamiento (38) es el paso previo más importante en el 
diseño de una estimulación. El proceso de selección es complejo, ya que depende de 
muchos factores. El fluido seleccionado deberá eficientemente remover el daño y de ser 
posible incrementar la permeabilidad natural de la formación. 
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Factores a considerar en la selección. 

Evaluación del daño.- El primer factor básico a considerar es el tipo y magnitud del daño 
por remover, mismos que son tratados en las Secciones 2.2 y 3.1. 

Sensibilidad de la formación al fluido de estimulación.- Debe considerar todos los 

efectos que puedan ocurrir cuando el fluido se pone en contacto con la roca, es decir 
realoizar las pruebas de compatibilidadentre la roca y sus fluidos. 

Mineralogía de la formación.- El conocimiento del contenido, tipo, posición y 
distribución de los minerales en la roca es importante, ya que por ejemplo, la solubilidad de 
éstos a un ácido, depende fuertemente de su posición en la estructura de la roca. 

Propiedades petrofuicas.- El tipo y distribución de la porosidad y la permeabilidad de la 
formación, tienen una fuerte influencia en la extensión del daño y en la penetración de 

ácido. 

Temperatura y presión de la formación.- Estos factores deben considerarse en la 
selección de los fluidos, ya que la temperatura afecta notablemente la eficiencia de los 
inhibidores de corrosión y la velocidad de reacción de los ácidos y la presión del yacimiento 
influye decididamente en la remoción de los fluidos de formación y productos de reacción. 

Fluidos de la formación.- Estos, invariablemente deben considerarse, para evitar 
incompatibilidades con los fluidos de tratamiento y.agravar el daño en lugar de removerlo. 

Condiciones del pozo y del intervalo en explotación,- El estado mecánico del pozo, la 
profundidad del intervalo y las características del mismo, deben tomarse en cuenta, dado 
que el fluido deberá ajustarse a las limitaciones de presión, geometría, componentes 
metalúrgicos de las tuberías. 
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A continuación se presenta una guía general para seleccionar el fluido de estimulación: 

Tipo de Daño Fluido Recomendado 

Bloqueo por Agua En pozos de gas: agua o ácido con alcoholes y surfactantes 
En pozos de aceite: agua o ácido y surfactantes 
Si la T > 250 °F utilizar ácido acético no acuoso y surfactantes.  

Incrustaciones de CaCO3 Si T> 250 °E utilizar, ácido acético o fórmico y surfractantes 
sales. 	 Si T< 250 ° F utilizar IICI y surfactantes. 

CaSO4 utilizar ED'I'A. 
BaSO4 utilizar EDTA. 
SrSO4 utilizar EDTA 
FeCO3 utilizar, 11CI con sccuestrantes, reductor de Ph y surfactantes. 
FeS 	utilizar, 11C1 con secuestrantes, reductor de Ph y surfactantes. 
Fe203 utilizar, IICI más EDTA 
NaCI utilizar, agua, 11C1 del 1 al 3 % y surfactantes. 
Mg(OH)2 utilizar, Ha y surfactantes. 
Ca(011)2 utilizar 1 1C1 y surfactantes. 
Sílice utilizar I IC1.1117  y surfactantes. 

Depósitos 	Solventes aromáticos o sin solventes mutuos y surfactantes. 
Orgánicos 
Mezclas Dep. 	Solventes dispersar en ácidas y surfactantes. 
Organ. e Inorgánicos 
Invasión de Sólidos 
Arcillas y finos 	En Rocas Silícicas: T<---  300 °F utilizar ácido fluobórico. 

Si T < 300 °E utilizar solución no-ácida con 
estabilizadores y floculantes. 
En Rocas Calcáreas: T<= 300 °F utilizar HCl del 15 al 28 % y 

aditivos y IICI<= 20% para dolomias. 
Si T > 300 °F' usar ácidos orgánicos más aditivos. 

V.2.4. TÉCNICAS DE DISEÑO PARA UNA ESTIMULACION.(35) 

La estimulación normalmente se utiliza bajo las tres técnicas siguientes: 

1. Tratamientos de limpieza. 
2. Estimulación matricial en areniscas. 
3. Estimulación malicial en rocas calcáreas. 

En cada una de ellas los fluidos de estimulación pueden ser reactivas o no-reactivas a la 
formación. 
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Procedimiento de diseño de una estimulación. 

I. Evalúe e identifique el tipo de daño, en caso de no lograr su identificación no es 

recomendable aplicar los tratamientos no-reactivas. 

2. Seleccione el fluido de tratamiento junto y sus aditivos, de acuerdo con las pruebas de 
compatibilidady análisis de nucleos descritos previamente. 

3. Realice una prueba de admisión o inyectividad para determinar los gastos y presiones a 

manejar, además de los requerimientos de potencia. 

4. Determine el volumen de tratamiento de acuerdo a la longitud del intervalo a tratar y el 
radio de penetración de la zona dañada, en general se recomienda una penetración de 2 
a 5 pies, y en el caso de intervalos con longitudes mayores a 50 pies emplear 
desviadores de flujo para que el tratamiento se realice de manera selectiva. 

Emplear la siguiente fonnula, tanto para tratamientos reactivas como no 'reactivas 
cuando estos sean de limpia. 

Vf = 23.5 X 4,  X tit 	- 

En estos tratamientos es común utilizar mezclas de HCL-11F, siendo el ácido 
fluorhídrico el único que reacciona con el sílice. En pozos con alta temperatura, se 
recomienda el uso de ácido fluohidrico en combinación con ácidos orgánicos. Asimismo, la 
utilización de técnicas especiales para producir 1117, como el uso de ácido fluobórico es 

recomendable. 

Dadas las características de la reacción del HE, estos tratamientos están limitados a 
penetraciones de 1 a 3 pies de la pared del pozo. 

Debido a las reacciones indeseables que se tienen con los carbonatos y salmueras de la 
formación, esta técnica propone la inyección de cuando menos tres tipos de fluidos: el de 
prelavado, el de estimulación y uno de desplazamiento. 

Fluido de prelavado.- El objetivo de este fluido, es crear una barrera fisica entre el 11F y el 
agua de la formación, previniendo la precipitación de fluosilicatos y fluoaluminatos de 
sodio y de potasio. El volumen dependerá del contenido de material calcáreo y del 
desplazamiento del agua congénita de la vecindad del pozo. El fluido de prelavado consiste 
generalmente de un ácido clorhídrico o un ácido orgánico. 
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Donde: 

VEIC1 :Volumen requerido en ( gal ). 
XI IC1 :Fracción en peso del material soluble en 11C1. 
b : Poder de disolución del ácido. 

Los cálculos anteriores deben ajustarse a reglas deducidas de la experiencia de campo, ya 
que no existen fórmulas exactas para su obtención. 

Fluido de esti:mutación.- El objetivo de este fluido es remover el daño y la mezcla más 
comim es 3% de 1W y 12 % de 1(C1. Esta mezcla debe ser debidamente inhibida y 
formulada de acuerdo a pruebas de laboratorio. Existen varios métodos de simulación para 
determinar el volumen óptimo de acuerdo con los minerales de la formación y su 
distribución. A continuación se presenta el más sencillo: 

a) Calcule (ver fig V.9) la penetración del sistema ácido con la siguiente gráfica: 

Fig V.9 
Grafica para calcular la penetración del sistema ácido 

b) El valor obtenido de la penetración debe ser corregido por el gasto de inyección y el 
contenido de silicatos, mediante las siguientes gráficas: (ver fig V.10 y V.11) 

I4(1 



02 04 00 0/3 	12 
t AC:1(5,1 IAE CON111.CCIÓN Cq 

30 

20 

20 

CONIUMO Of: 10  
SILICATOS 

(II en poso) 	l°  

1- 
01 	04 	00 	011 

00(044 DE CORRECCIÓN POR CONTENIDO 00 041300100 

Fig V.10 Gasto de inyección 
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Fig V.11 Contenido de silicatos 

c) Finalmente se obtiene el volumen del fluido de estimulación mediante la siguiente 
gráfica: (ver fig V.12) 

1.400 

500 

300 

VOLUMEN 00 200 
FLUIDO 00 

551IMUIACIÓN 
04110/01 

50 

30 

20 

10 	20 30 	50 	~ 100 	200 300 600 
1140110FECINC OIL FACTOR 00 8E10-MACAN 

Fi rl 

Fig V.12Volumen de fluido de estimulación 

Fluido de desplazamiento,- El propósito de este fluido es desplazar los precipitados 
dañinos de la vecindad del pozo, asegurar la reacción total del IfF y facilitar la remoción de 
los productos de reacción. Para obtener el volumen de este fluido, se utiliza la siguiente 
ecuación: 

100 
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Donde rx torna un valor de 4 pies aproximadamente. El volumen calculado debe estar 
en un rango de 50 gal/pie ó 1.5 veces el volumen de fluido de estimulación. 

Estimulación matricial en rocas calcáreas. 

En estas acidificaciones, normalmente se utiliza IICI al 15 %, pudiéndose tener 
mejores resultados con ácidos de mayor concentración hasta del 28 %, siempre y cuando la 
temperatura permita la inhibición del mismo. Los ácidos concentrados permitirán mayor 
penetración de la solución reactiva y en fonnaciones de alta permeabilidad se pueden 
emplear con el mismo objetivo ácidos retardados. A altas temperaturas se puede usar ácido 
acético o fórmico, o mezclas de 11C1 y ácidos orgánicos. 

Dado que la velocidad de reacción del ácido en.formaciones calcáreas es controlada 
por la velocidad de transporte del ión 11+ a la superficie del mineral calcáreo, cuando el 
ácido es inyectado a la matriz de la roca y/o a través de fisuras naturales, reacciona 
rápidamente con las paredes de los poros, aumentando considerablemente su diámetro, 
formando lo que se conoce como " agujeros de gusano."(43) 

Estudios experimentales recientes en calizas y dolomias, indicaron que del gasto de 
inyección y de la velocidad de reacción depende la estructura de los agujeros de gusano. En 
general se ha aceptado que en la estimulación de calizas, la eficiencia aumenta cuando se 
incrementa el gasto de inyección, debido a que se generan agujeios de gusano de mayor 
longuitud. 

En dolomias donde la velocidad de reacción es menor, la eficiencia de la estimulación 
disminuye al incrementar los gastos de inyección. Asimismo la penetración tiende a 
reducirse, la disolución es más uniforme y hay menos tendencia a formar agujeros de 
gusano. 

En cualquier caso este es un proceso aleatorio y no permite predecir el número, 
tamaño, estructura y longitud de dichos agujeros. Debido a lo impredecible del proceso de 
acidificación matricial en rocas calcáreas, su diseño se basa más en estadísticas de campo 
que en modelos matemáticos o experimentales. 

A continuación se presenta una tabla de recomendaciones generales para seleccionar el 
tipo de tratamiento en base al daño identificado. 
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lino de 
Daño 

Fluido 
base mas 
Surta de 
uso pral. 

1% 

Fluido 
base con 
surta. 
especial 

p/remover 
lodo 1 a 5% 

HCI del 5 
al 15% 
mas 

sudad. al 
3% 

Mezcla de 
HCI - HF 

Acido 
regular 
HCI al 
15% 

Acido de 
bajo tens. 

HCI + 
surta& 

Bloque de 
Agua SI SI NO NO NO NO 

Hinchamiento 
de Arcillas NO NO NO SI NO NO 

Migracion de 
Finos NO NO 

SI en 
Calizas 

SI en 
Calizas 

SI en Cal. 
y Dolomitas 

SI en Cal. 
y Dolomitas 

Invasion de 
Lodo SI SI SI NO NO NO 

Emulsiones SI SI PROBABLE NO NO NO 
Invasion de 

Acido NO 

solides  

NO 
solubles en  

SI NO  SI  NO 
Invasion de 
Porfiadas 
Organices SI SI NO NO NO NO 

Incrustecion 
de sales NO NO SI 3ROBASCE, 	NO SI 

Tabla V.3 Tipo de tratamiento en base al daño 

V.3. FRACTURAMIENTO 1-11DRAULICO 

En las últimas décadas el fracturamiento hidraúlico(44), ha presentado una manera 
efectiva para incrementar la productividad o inyectividad en pozos petroleros. 

Actualmente el fracturamiento se encuentra en pleno auge, especialmente en 
yacimientos de baja permeabilidad (<= 0.1 mD). 

La baja productividad de un pozo puede ser causada por varios factores, tales como: 

1. Zona dallada alrededor del pozo.  

2. Baja permeabilidad del yacimiento. 
3. Baja presión del yacimiento. 

El fracturamiento puede ser efectivo en los casos 1 y 2, no así en el tercer caso, donde 
la productividad sólo se verá incrementada mediante procesos de recuperación secundaria. 

Otros factores que afectan en gran medida al fracturamiento son: 
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Daño causado por el fluido fracturante. 
(laja conductividad de la fractura. 
Longitud de la fractura. 
Cierre de la factura 

La orientación de la fractura es otro aspecto de gran relevancia en los proyectos de 
recuperación secundaria, ya que el desconocimiento de la misma podría llevar al fracaso 
dicho proyecto, debido a la canalización de los fluidos desplazantes. 

En la actualidad, se acepta que la orientación de la fractura creada, depende del 
estado de esfuerzos de la formación, o sea que el plano de la fractura es perpendicular a la 
dirección del menor esfuerzo de la formación. El estado de esfuerzo de una formación 
depende de la profundidad, por lo tanto se pueden crear fracturas horizontales, y verticales, 
siendo estas últimas las más comunes. 

Definición: 

Un fracturamiento hidraúlico puede definirse corno el proceso mediante el cual se 
genera el rompimiento de una formación hidraúlicamente, al inyectar a alta presión y alto 
gasto un fluido, llamado " fluido fracturante 

Objetivo: 

El fracturamiento tiene como objetivo incrementar la productividad y la inycctividad, 
mediante la creación de canales altamente conductivos, que conduzcan los fluidos del 
yacimiento al pozo, o del pozo al yacimiento. De aquí que una fractura inducida (gravada o 
sustentada), tendrá una marcada influencia en el patrón de flujo y en la distribución de 
presiones en la formación. 

Mediante un fracturamiento bien diseñado, se pueden lograr incrementos en la 
productividad hasta del 400 %. 

Las principales aplicaciones del fracturamiento hidraúlico se efectuan en: 

Formaciones de baja permeabilidad. 

Formaciones con daño. 

Formaciones con sistemas permeables aislados. 

En procesos de recuperación secundaria. 
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(a) (b) (c) 

lD 

V 	I 	MECANISMOS DEI, FRACTUIZAMIENTO I IIDRAULICO 

Se han escrito muchos articulos técnicos sobre los mecanismos del fracturtuniento de 
las rocas al ser sometidas a la presión interna por un fluido. I loward y Fast (45) revisaron 
once teorías para predecir el fracturamiento de una formación y para calcular los esfuerzos 
principales en la roca. Estos investigadores concluyeron que aún existe desacuerdo sobre la 
forma en que la roca es fracturada al aplicarle presión hidraúlica. 

En relación al cálculo de la geometría de la fractura, existen también múltiples 
procedimientos y controversias sobre su validez. A continuación se desarrollarán los 
métodos y procedimientos más aceptados para predecir y optimizar un fracturamiento 
hidraúlico. 

1. Propiedades Mecánicas de las Rocas. 

Antes de exponer a detalle el mecanismo de un fracturamiento hidraúlico, es 
importante conocer las propiedades mecánicas de la roca que la afectan directamente, así 
como los esfuerzos ejercidos en el yacimiento a los cuales están sujetas las formaciones. 

En la mayoría de los procedimientos se suponen las siguientes consideraciones. 

La formación es isotrópica, elástica y homogénea. Bajo estas condiciones las 
características de esfuerzo-resistencia de la roca pueden expresarse en función del 
módulo de Young y su relación de Poisson. 

La fractura se inicia en un agujero descubierto de diámetro uniforme. 

Se crea una fractura que se extiende en ambos lados del pozo. 

La altura de la fractura se estima considerando las condiciones de la formación. 

a).- Modulo de Youug y Relación de Poisson.(46) 

Considérese la siguiente figura, donde (a), representa un núcleo de radio ro y longitud 
Lo, cuya sección transversal se esquematiza por la sección (b). Este núcleo es sometido a 
una fuerza F, produciéndose una deformación, como se muestra en la sección (e). 
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Sea S la deformación unitaria (dimensional), definida por: 

1)imcnción final 	Dinicnción inicial 

Dimención inicial 

Bajo esta definición y para este caso se tiene: 

( Lo-A L)- Lo 	AL 

Lo 	 Lo 

En general si: 

fi < O existe disminución. 

8> O existe aumento.  

Ahora supóngase que el mismo núcleo se somete a diferentes fuerzas, para las 
cuales obviamente se tendrán correspondientes deformaciones unitarias. Si se grafican en 
un sistema cartesiano los valores experimentales 	medidos, 	se obtiene lo que se 
llama " Comportamiento ESFUERZO-DEFORMACIÓN " del material. Si este 
comportamiento se ajusta al indicado en la figura V.13 se dice que el material sigue la 

LEY DE HOOKE: 

Fig V.13 Ley de llooke 

Donde la constante de proporcionalidad m ( pendiente de la curva) se le llama MODULO 
DE YOUNG o de ELASTICIDAD ( E ) del material, cuyas dimensiones serán ( F / L2 ). 

a F/A se le llama esfuerzo ( ). Para cada material se tiene un valor diferente de E, por lo 
que el modulo de Young es una propiedad intrínseca del material. 
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n 

Material Elástico 	Material Madi 

No todos los materiales siguen el compottamiento Esiberzo - Deformación antes 
indicado, por lo que se tienen básicamente dos casos: 

Material ELÁSTICO que siguen la Ley de I looke. 
Material PLÁSTICO que no la sigue. 

Estos casos se presentan en la figura V. 14 

Fig V. 14Comportamiento esfuerzo-deformación 

Para los materiales elásticos y dentro de ciertos límites, al eliminar la fuerza que los 
deforma, estos tienden a recuperar sus dimensiones originales. Sin embargo, si la fuerza se 
incrementa paulatinamente se alcanzará un valor ( dependiendo del material ) para el cual 
ya no se recupera su forma original. Para este valor corresponde lo que se llama LÍMITE 
ELÁSTICO, si se continúa aumentando la fuerza aplicada, el material falla (se rompe) y 
ha esta valor se le denomina LIMITE DE RUPTURA. 

La falla del material puede presentarse inmediatamente después del limite elástico, 
caso en el cual se le llama FALLA FRÁGIL, o puede tolerar mayor esfuerzo después del 
límite elástico, denominándose FALLA DÚCTIL. corno se observa en la figura V. 15 

   

Falla Fragil Falla Dúctil 	a 

Fig V. 15 Tipos de fallas 

Regresando al caso del núcleo, se observa que éste se deforma en ambos sentidos 
longitudinal y radial. Esto propicia la existencia de dos deformaciones unitarias, una 
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longitudinal 8, y otra radial que se denominará E. Para este caso y bajo las mismas 
definiciones la deformación radial se expresa así: 

( ro -A r ) - ro 
	

A r 
ro 	 ro 

A la relación entre la deformación radial 	(horizontal) y la longitudinal 

(vertical ), se le conoce como RELACIÓN DE POISSON (a) siendo otra propiedad 
intrínseca del material. 

= 
8 

A continuación se presentan valores típicos del Módulo de Elasticidad (E), de la 
relación de Piosson y de la compresibilidad (Cf) para rocas de interés en el fracturamiento 
hidraúlico: 

TIPO DE ROCA VALORES DE " E"( kg / cm2 ) 
Arena poco consolidada 10,000 - 50,000 
Arenisca arcillosa 50,000 - 100,000 
Marga y caliza suave 60,000 - 100,000 
Arenisca consolidada 200,000 - 300,000 
Arenisca consolidada 300,000 - 500,000 
Caliza dura y muy dura 500,000 - 1,000,000 

TIPO DE ROCA a 	(adimensional ) 
Areniscas 0.15 - 0.25 
Calizas 0.20 - 0.30 
Margas 0.40 - 0.45 
Roca de sal 0.30 - 0,40 

TIPO DE ROCA Cf ( 10 -6 ) 

Arenisca consolidada 
Caliza dura y Marga 
Areniscas no consolidadas 

( cm2 / kg ) 

3 - 6 
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Calizas suaves 	 20 - 30 

b).- Resistencia a la compresión ( Re ).- lis la resistencia que presentan a la ruptura 
bajo L111 esfuerzo compresional y esfuerzos de confinamiento nulos. 

A continuación se muestran valores de esta propiedad para diferentes rocas. En ella se 
observa una relativa dispersión, la cual se acentúa al estar el núcleo o roca sometida a 
esfuerzos de confinamiento, 

TIPO DE ROCA 
Margas 

Re ( kg / cm2 ) 
25 - 50 

Calizas suaves 100 - 200 
Areniscas poco 
consolidadas 300 - 400 
Areniscas 
consolidadas 600 - 700 
Areniscas muy 
consolidadas > = 1000 
Calizas duras y 
muy duras 1500 - 2000 

e).- Resistencia a la tensión ( Rt ).- Es la resistencia que presenta la roca a la ruptura 
bajo esfuerzo de tensión. Los valores están sumamente influenciados por la fisuración de 
la roca, mostrando siempre una dispersión importante. A continuación se presentan 
algunos valores típicos: 

TIPO DE ROCA 	Rt ( kg / cm2 ) 
Arenisca consolidada 30 - 50 
Caliza suave 	10 - 15 
Caliza dura 	100 - 150 

2. Esfuerzos ejercidos en el yacimiento. 

Hubbert y Willis (47) demostraron que la orientación de la fractura inducida depende 
de las condiciones geológicas y no puede controlarse por procedimientos mecánicos o 
hidraúlicos. Los esfuerzos que actúan sobre la formación, pueden representarse por tres 
esfuerzos normales entre sí, que son equivalentes al sistema de esfuerzos del cual han sido 
derivados. Estos esfuerzos se muestran en figura V. 16 
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Fig V.16 

Como la formación está saturada con fluidos a presión, constituye un sistema de 
esfuerzos roca-fluido, el conjunto de esfuerzos existentes en este sistema puede dividirse 
en dos esfuerzos parciales: 

La presión que prevalece en el fluido y actúa sobre los componentes sólidos del 
sistema. 

Un esfuerzo adicional que actúa exclusivamente sobre la parte sólida de la formación. 

El esfuerzo total es la suma de los dos.- Si en estas condiciones se aplica localmente 
presión dentro de la roca, los esfuerzos en la matriz se reducirán proporcionalmente en sus 
tres direcciones principales. 

Cuando se exceda la resistencia a la tensión de la roca, ésta se partirá a la largo del 
plano perpendicular a su mínimo esfuerzo principal. 

Los esfuerzos ejercidos en el yacimiento son: 

a).-Esfuerzos totales principales. 

Las condiciones naturales de formación de las capas terrestres, conllevan a la 
generación de un ESTADO DE ESFUERZOS natural, el cual se crea por el peso de tos 
sedimentos. 

Considérese un elemento cualquiera, como el indicado en la figura V.17 
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C_: 1 '_:  

I  t. 	I Lr 	11.11 
Fig V.17 Esfuerzos totales principales 

El cual estará sujeto a una carga geostática El, o sea el esfuerzo total vertical, 
también denominado " presión de sobrecarga ", debida al peso de los sedimentos 
superpuestos. Este esfuerzo, genera otros dos esfuerzos totales pero en el sentido 

horizontal, perpendiculares entre sí y que en condiciones naturales serán iguales a E2 y 

E3. 

A cada uno de estos esfuerzos El, E2 y E3 le corresponde una reacción de igual magnitud 

pero de sentido contrario. Si el peso especifico promedio de los estratos ( y ), se 
proporciona en ( gr / cm3 ) y la profundidad a la que se encuentra el elemento 
considerado ( D ), en ( m), se tiene: 

I
2:1 ( kg / en? ) 115 y ( gr / era )1) ( m ) 

El 	(1 

1 	-- 

En forma general y para rocas comunes, el valor de y varia entre 2 y 2.6 gr / cm3, 
dependiendo este valor de la profundidad a la que se encuentren. Bajo éste estado natural 

de esfuerzos se tiene que, E2 = E3, el cual puede calcularse por medio de la Ley de 
ilooke: 

donde a es la relación de Poisson. 

El estado natural de esfuerzos así definido, raramente se tiene en el subsuelo, debido 
a la evidencia que presentan las formaciones de estar o haber estado sujetas a fuerzas 

tectónicas ( presencia de plegamientos, fallas, etc. ), distorsionando los valores de E2 y 

E3. Tomando en cuenta lo anterior y en lo general: 
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Solo en el caso que la región gimlógica este tecióniemnente en reposo: n 	22.3, 

siendo 2:1 calculable en cualquier caso. 

b).-Esfuerzos Principales Efectivos. 

Las formaciones de interés son porosas, permeables y contienen fluidos a presión. 
Bajo estas condiciones se presenta un ejemplo muy simple para determinar el esfuerzo 
vertical efectivo con los datos que se muestran en la fig V.18 

I 	1 	I 	i  
DENSIDAD DEI. Afil/A 	i 

6 . IAD g / 01 3  1 	3049 ni 

1--F—T-- 1 r f 	Y I ú 	i F-1 I .1__ 
1 	11.11111 	I. 	L.

1
.1 	1.

1
_1

1 111111 
1 I , I , r 	1 	.1. 	[_•.„...._ 	 1, 1, 

	

J.._1,-7,,,!..!,,, 2---..__.1.--J:r.p.:y.63._!,!_,..__ 	L 1 -FTT1--171-1-111. 111 -LT -I - 
Fig V.I8 Esfuerzo vertical efectivo 

Definiendo como al al esfuerzo principal vertical efectivo, tenemos que: 

a 
I - Pp 

  

donde Pp es la presión del fluido en el medio poroso. 

En general: 

cc= 	- Pp i= 1,2,3 

donde cc es un parámetro experimental aproximado a la unidad ( para las calizas o: 1-1' 1.0 y 

para areniscas 0.8.5. 	). 

Para el caso que se analiza: 
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2.3 	3 O 4 9  1 1  
I O 	7 O 2 k 	,`e n,' 

O 	 Pp= 7 0 2 - 326 	3 7 ti 6g /e tri  

[)el ejemplo anterior se concluye que 

El esfuerzo efectivo vertical podrá calcularse estimando la densidad media de los estratos 
y la presión del yacimiento. 

Los esfuerzos efectivos horizontales solo podran estimarse, sí se considera que la 

zona geológica se encuentra tectónicamente en reposo, lo que significa que ar "'ej. Para el 
caso en estudio y aplicando la ley de ttooke en tres dimensiones: 

a 
C f 	tT .3 	

I - a 

El valor así obtenido del esfuerzo horizontal, deberá utilizarse con reserva, dado que 

en general a2 o3, ya que si éste es el caso, es posible determinar el esfuerzo efectivo 

horizontal ininimo (a3) a través del fracturamiento hidráulico. 

c). Estado de Esfuerzo en la Vecindad del Pozo. 

La perforación de un pozo modifica el estado natural de esfuerzos. Para determinar estas 
modificaciones, considere al pozo como un cilindro isotrópico, homogéneo y elástico. 
Una sección transversal se muestra a continuación en la tig V. I9 

Primero considere la deformación del pozo bajo la influencia del esfuerzo az, la cual 
se representa mediante la esfera deformada. Un análisis cuidadoso nos determina que las 

partículas del material donde se aplica el esfuerzo os, son compactadas hacia A y Á por 
efecto de tensión y en los puntos B y 13" estarán sometidas a esfuerzos de compresión 
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30, 

Matemáticamente el esínerzo inducido en A, es igual a -01 y tiene la dirección 
mostrada en la figura, mientras que el esfuerzo compresivo en los puntos 11 y B' será igual 

a 3ay. 

Como se sabe, las rocas son más frágiles a los esfuerzos de tensión que a los de 
compresión, por lo tanto si el pozo es fracturado, la fractura se iniciara en los puntos A y 

Á. Viendo los esfuerzos principales, se nota que ox tiene un valor positivo, mientras que 

ay implícitamente se ha considerado como cero. El análisis anterior muestra, que el mayor 
esfuerzo de tensión es inducido en los puntos A y Á, los cuales son perpendiculares a la 

dirección del mínimo esfuerzo principal ny. 

En condiciones similares se puede demostrar que ay es positivo cuando ox valga 
cero. La deformación ocurrida en esta caso es mostrada en la fig V.20, donde el punto B y 

8' están sometidos a un esfuerzo de tensión -ay y los puntos A y Á a un esfuerzo 

compresivo igual a 3ay. 

Un caso general se presenta en la figura V.21 en la cual ax toma un valor mayor que 

ay. Para este caso, los esfuerzos en cada punto pueden ser calculados mediante la suma 

de los componentes inducidos debidos a ox y ay. 

Fig V.20 

Fig V.21 

Así, en los puntos A y Á un esfuerzo igual a 3ay-ax esta presente y en el punto B y 

13' será igual a 3ax.ay. Ya que al es mayor que ay, los esfuerzos en el punto A y Á son 
menores que los del punto 13 y B', por lo tanto una fractura hidráulica iniciaría en los 
puntos A y Á, siendo perpendicular al mínimo esfuerzo principal. 
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Como regla general, para iniciar la fractura, el esfuerzo máximo de tensión alrededor 

del pozo deberá exceder el esfuerzo de tensión de la formación. Si ox y ay son tal que 

3arsa excedan los esfuerzos de tensión de la roca, la fractura hidráulica iniciará 

alrededor del pozo. Si 3ay ox no es suficiente para iniciar la fractura, una fuerza 
adicional será requerida (Presión de bombeo) sin que cambie el inicio de la misma. 
Matemáticamente esta condición se expresa asi: 

[ - PM) .1- 3 C5Y — x 

En donde: 

Pwh Es la presión hidrostática en el fondo del pozo. 

aT Es el esfuerzo de tensión de fa formación. 

V.3.2. GEOMETRIA DE LA FRACTURA 

El resultado de un fracturamiento hidráulico dependerá de la geaunetria de la 
fractura(as) creada, quedando definida por su altura, longitud y su amplitud. 

Existe una serie de factores fisicos que ocurren durante un fracturamiento, siendo los 
más importantes: 

1. La inyección de fluido en la fractura. 

2. El flujo del fluido a lo largo de la fractura. 

3. La pérdida de fluido ( filtrado) en la pared de la fractura. 

Inyección de fluido en la fractura. 

El volumen de fluido inyectado en la fractura (Vt), se define como el gasto de 
inyección ( q ) por el tiempo de inyección ( t ). Matemáticamente se expresa como: 

Vt = u t 	1 

El valor de Vt, es de los pocos parámetros que se conocen con exactitud durante el 
fracturamiento. De éste volumen, parte entra en la fractura y se le denomina (Vi) y parte 
se pierde en la pared de la fractura como filtrado ( Vi ). Así 
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La eficiencia del fluido de tratamiento (El), se define como la fracción del volumen 
inyectado que entra a la fractura. Por lo tanto se recomienda mantener valores bajos de 
Ef, disminuyendo al máximo el volumen que se pierde por filtración en la pared de la 
fractura ( VI ). La ecuación que define la eficiencia del fluido de tratamiento es: 

I
Ef 	

Vt 	
1 - vt  

Aunado al volumen de tratamiento, es necesario conocer las propiedades teológicas 
de los fluidos empleados. Las pruebas de laboratorio indican que los fluidos usados en los 
tratamientos tienen un comportamiento complejo y no pueden ser descritos por modelos 
simples, sin embargo y para simplificar dichos modelos, se considera que todos los fluidos 
empleados en un fracturamiento tienen un comportamiento Newtoniano y en casos 
especiales la Ley de Potencias. 

Flujo de Fluido a lo largo de la fractura. 

El fluido bombeado al pozo viaja a lo largo de la fractura, ocupando el volumen 
creado por la misma. Las pérdidas por fricción debidas al flujo del fluido crean una calda 
de presión entre el extremo de la fractura y la boca del pozo ( APc ), la magnitud de 
esta calda de presión juega un papel importante en la determinación de la fractura. 

El extremo de la fractura tiene forma de cuerno y esta parte no contiene fluido de 
tratamiento, por lo tanto sí xo es la longitud mojada en una fractura vertical, la caída de 
presión puede ser calculada de la siguiente manera : 

2 n' + 1 	o 	(69(x))(69(x))  dx  
A Pc = 2( 	3n' 	

„ 	
xo yv.( x  )2 II' 

Donde qx y wx denotan el gasto y la amplitud de la fractura respectivamente. 
considerando que ay es , el mínimo esfuerzo principal la presión de tratamiento puede 
calcularse como: 
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1 

Por lo tanto, la presión de tratamiento en la formación o presión de propagación de la 
fractura será igual a la presión de tratamiento en la superficie menos las presiones por 

fricción en la tubería y los disparos. 
La ecuación que nos relaciona estas presiones es la siguiente: 

Ptw 	- Pts  A Ps - ( 	1? + A PP ) 

Donde: 
Pi.- Presión inicial 
Pts .-Presión de propagación de la fractura. 
Ptw.-Presión de tratamiento en la superficie. 

APf .-Pérdida de presión en las tuberías. 

APp .- Pérdida de presión en los disparos. 

APs .- Presión hidrostática. 

La presión de cierre instantánea, es la presión registrada inmediatamente después de 
parar el bombeo y corresponde a la presión de inyección para un gasto dado menos las 
pérdidas por fricción en la tubería y las perforaciones. Al suspender el bombeo q = O y 

Apf = APp = O 

Pts = Pi luego Ptw pi +A Ps 

Por lo tanto Pts = Pi +A Pf 	Ps 

La gráfica V:22 muestra la variación de la presión registrada en la superficie, durante 
un fracturamiento. 
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Fig V.22 Variación de presión en la superficie por un fracturamiento 
El gradiente de fractura (GO, es otro parámetro de interés para el diseño de un 

fracturamiento y es diferente de la presión de fractura. Su expresión matemática es la 

siguiente: 

Ptw 
[ 	

Pi I- A Ps 

Otro parámetro de importancia es la presión de confinamiento ( Pe ) o el esfuerzo 
que tiende a cerrar la fractura y se determina mediante la siguiente ecuación: 

Pc = Ptw Pr  

Donde Pr es la presión en el fondo del pozo. 

Pérdida de fluido ( filtrado ) en la pared de la fractura. 

Durante un tratamiento, parte del fluido que esta en contacto con las paredes de la 
fractura entra al medio poroso de la roca y se pierde (como filtrado). Para disminuir 
éste volumen perdido, se agregan aditivos al fluido de tratamiento (controladores de 
filtrado), Estos aditivos tienen la propiedad de liminar un enjarre en la pared de la fractura 
minimizando la pérdida de fluido 

Las propiedades del fluido fracturante que intervienen en el cálculo de la geometría 
de la fractura se reflejan sólo a través del "coeficiente de pérdida de filtrado", éste debe 
ser calculado para todo diseño de fracturamiento. 

En un sistema de flujo, el coeficiente de pérdida de filtrado del fluido fracturante 
depende de las características del fluido usado, de la roca y de los fluidos del yacimiento, 
un coeficiente bajo significa una fractura mayor para un gasto de inyección y un volumen 
dado. 

El coeficiente del fluido fracturante esta influenciado por los tres tipos de mecanismos 
de flujo lineal que se encuentran al fracturar una formación, estos son: 
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I. La resistencia al flujo debida a la viscosidad del fluido fracturante y su permeabilidad 

relativa. 

2. La resistencia al flujo debida a la viscosidad de los fluidos del yacimiento y a los 
efectos de compresibilidad de la formación, generados al ser desplazados de la cara de 

la fractura. 

3. La resistencia que ofrece el enjarre formado por el fluido fracturante sobre la cara de 

la fractura. 

El primer mecanismo esta controlado por las propiedades del fluido fracturante, tales 
como: la viscosidad y la permeabilidad efectiva de la formación al fluido. Para cuantificar 

este efecto, se utiliza la siguiente ecuación: 

*e 
Ct =0.0 	

Pt - 
469( 	1000 pir  

=4)  ( 1 	-S 

La La permeabilidad efectiva al fluido fracturante ( Kff ), se obtiene directamente en el 

laboratorio. 

El segundo mecanismo tiene lugar cuando los efectos de la viscosidad y de la 
compresibilidad de los fluidos del yacimiento son los que controlan la pérdida del fluido 
fracturante. La ecuación utilizada para calcular este coeficiente se define como: 

C2 	0.0374( Pt - P Kr 4' Ct  v2 
1000 

En esta ecuación, los parámetros Kr, Ct y mr se determinan con las siguientes 
expresiones: 

(So-Sor)K+(Sw-Swr)Kw+SgKg 
Kr 

(So-Sor)f(Sw-Ssv04-Sg 

rCt 	SO CO SwC Sg 	 Cf 
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La utilización de aditivos para evitar la pérdida del fluido, origina el tercer mecanismo 
que controla dicha pérdida. La evaluación de éste coeficiente se basa en pruebas de 

laboratorio ( en un filtro prensa ). 

La figura V.23 muestra los resultados de una pnieba de laboratorio, en la que se 
gráfica el volumen acumulado de fluido perdido por unidad de área contra la raíz cuadrada 
del tiempo de flujo: 

Fig V.23 Resultados de una prueba de laboratorio 
La primera parte corresponde al periodo inicial, o sea, a la formación de! enjarre y 

depende de la concentración de aditivos, la viscosidad del fluido, la presión de poro y 
compresibilidad de la formación. 

En la segunda parte de la curva, el enjarre ha sido formado y controla la pérdida de 
fluido, obteniéndose de esta sección el coeficiente de pérdida de fluido con la siguiente 
ecuación: 

Donde: 

a 	Es el área transversal expuesta al flujo.  
m 	Es la pendiente de la recta. 

El valor de C3exp puede corregirse, de condiciones experimentales a reales, 
utilizando la siguiente ecuación: 
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La prueba experimental mediante la cual se obtiene el valor de C3, debe efectuarse 
siguiendo los lineamientos propuestos por lloward y Fastos) 

En un fracturamiento, los mecanismos mencionados, actúan simultáneamente, en tal 
forma que la combinación de los mismos se complementa para incrementar la efectividad 
del fluido. Sin embargo, la ecuación en que se utiliza este concepto, para el cálculo del 
área de la fractura, considera aisladamente cada mecanismo; por lo que se selecciona, 
como coeficiente total del fluido fracturante, el menor valor obtenido de los tres 
coeficientes. En el caso de no disponer de datos suficientes para calcular los coeficientes 
Cl y C2, el valor que se considera es el determinado experimentalmente. 

Métodos para calcular la geometría de la fractura. 

Como ya se menciono, la geometria de la fractura, queda definida por su altura, su 
longitud y su amplitud. Para predecir o calcular dicha geometría estas dimensiones se 
relacionan con las propiedades de la formación y el fluido fracturante. La mayoría de los 
procedimientos de cálculo combinan las soluciones analíticas de tres problemas 
interdependientes que describen el desarrollo de la fractura cuando se resuelven 
simultáneamente. Esto incluye ecuaciones que describen lo siguiente: 

La geometria de la fractura: Estas ecuaciones relacionan la longitud de la 
fractura y su amplitud con el volumen de la factura, interviniendo el módulo de Young y 
la relación de Poisson de la formación tratada, la presión en la factura, y el esfuerzo de la 
formación que debe de vencerse para predecir la fractura. 

El volumen de la fractura: Las ecuaciones que relacionan el volumen de fluido 
perdido a la formación con las propiedades de la formación y el fluido, permiten predecir 
el volumen de la fractura conocida su longitud. 

Le presión promedio dentro de la fractura: La fuerza que mantiene abierta la 
factura es generada por la resistencia al flujo del fluido fracturante a lo largo de la 
factura. Esta presión se calcula usando una ecuación que relaciona el gradiente de presión 
con la viscosidad del fluido fracturante, la velocidad del fluido, y la longitud y amplitud de 
la factura. 

Existen varios modelos para calcular o predecir el comportamiento de los parámetros 
mencionados y están ligados entre si mediante fas siguientes suposiciones comunes: 

La formación es isotrópica, homogénea y linealmente elástica. 
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El comportamiento teológico del fluido se determina en base al modelo 
matemático empleado, Newtoniano o Ley de Potencias . 

La altura de la fractura estimada se considera constante. 

Sin embargo, la diferencia de los modelos radica en las consideraciones particulares 
que emplean para resolver los algoritmos matemáticos. 

V.3.3..-Caracteristias de los fluidos fracturantes. 

El fluido fracturante (49) es el que permite transmitir presión hidráulica a la formación 
hasta lograr su ruptura. Después el fluido fracturante penetra a la formación, ampliando y 

extendiendo la fractura. 

Las funciones básicas de los fluidos fracturantes son: 

a).- Crear y extender la fractura ( en amplitud y longitud ). 

b).- El acarreo del sustentante y su distribución en la fractura. 

Para que el fluido fracturante cumpla su función en forma óptima, deberá cumplir con 
las siguientes propiedades: 

Pérdida de filtrado.- Debido a las caracteristicas de la formación, el fluido fracturante en 
su fase liquida, tiende a penetrar a la formación en forma de filtrado mediante la 
diferencial de presión que se establece entre la presión hidráulica del mismo y la presión de 
la formación. Si el fluido fracturante no se trata con un aditivo reductor de filtrado, esta 

propiedad ocurrirá inevitablemente, provocando una baja eficiencia en el fracturamiento. 

Poder de acarreo.- Para mantener abierta la fractura es necesario introducir a la misma 

un agente sustentante y el fluido fracturante debe ser capas de acarrearlo y depositarlo en 

la fractura. 

No dañar la formación.- El fluido fracturante debe ser inerte a los fluidos de la 
formación y a la matriz de la misma, es decir, no debe existir interacción química o 
fisicoquímica que provoque el consecuente daño a la formación. Esto es deseable cuando 
el objetivo es crear una fractura empacada con un agente sustentante, pues se debe aclarar 
que existe el fracturarniento con ácido, cuyo principio básico es diferente. 

Debe ser bombeable.- Que su poder tixotrópico sea mínimo y su viscosidad apropiada 
para permitir su bombeabilidad. 
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De fácil preparación.- Se considera la disponibilidad de los productos y su facilidad para 

prepararlos en el campo. 

Removibles de la fractura.- Esta propiedad es muy importante, pues si el fluido 

fracturante queda " atrapado " en la fractura no habrá flujo de fluidos de la formación 

hacia el pozo. 

Causar bajas pérdidas de presión por fricción.- Esta propiedad nos permite aprovechar 
al máximo la capacidad del equipo superficial de bombeo. El hecho de poder controlar 
esta propiedad ha dado como resultado el poder lograr mayores velocidades de bombeo, y 
consecuentemente , mayor eficiencia en el tratamiento. 

No peligrosos.- En algunas ocasiones se han usado productos tóxicos e inflamables que 
ponen en peligro la integridad física del personal, por lo que son poco deseables en su uso, 

aunque sus propiedades sean excelentes. 

De bajo costo.- El costo del fluido fracturante determina la ECONOMIA de la operación. 
Se pueden obtener buenos resultados de productividad en el fracturamiento, pero el costo 
de la operación puede hacer antieconómico el tratamiento. 

V.3.4 :Tipos de Fluidos Fracturantes 

Los fluidos fracturantes se clasifican en tres grupos que son: 

Iffluídos base aceite. 

Los primeros fluidos usados en las operaciones de fracturamiento fueron precisamente 
fluidos base aceite, preparados con gasolina y Napalm (una sal ácido-grasa de aluminio); 
la kerosina, el diesel o aceite crudo fueron la base de estos fluidos. Posteriormente se uso 
una gama de aceites viscosos como base del fluido fracturante. 

Aceites refinados.- Los aceites refinados ofrecieron una seria de ventajas en el 
fracturamiento y por muchos años fueron el medio de fracturar más común. Las 
especificaciones típicas de este tipo de aceites son: 

Grados API 	 de 6 a 25 ° 
Viscosidad 	 de 50 a 300 cp 	a 100 ° 
Filtrado API 	 de 25 a 100 ml en 30 min. 
Velocidad de caída del sustentante < de 7 pies/min 
Asfáltenos 	 < de 0.75 % 
Tiempo de ruptura de la emulsión 	< de 30 min. 

Las principales ventajas de estos fluidos son: 

a) Su disponibilidad. 
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b) Bajo costo. 
e) Su fácil remoción de la fractura. 

Aceite crudo.- Tiene la propiedad de ofrecer una optima viscosidad de acarreo y su 
filtrado se controla fácilmente. Las principales ventajas son 

a) Su disponibilidad en caso de que se produzca en el área. 
1)) Bajo costo. 
c) De fácil remoción. 
d) Es recuperable y no causa problemas en la batería de separación. 

2. Ruidos base agua 

La tendencia, en los últimos años, se ha orientado hacia el uso de los fluidos base 
agua. Esto a pesar de que se considera inapropiado bombear agua hacia las formaciones 
productoras, sobre todo cuando la formación es sensitiva al agua. Sin embargo, se usa el 
agua por varias razones, entre ellas la económica. 

En la actualidad las dos terceras partes de los pozos se fracturan con fluidos base 
agua, debido al gran desarrollo de aditivos que puedeti controlar sus propiedades. Además 
se tienen algunas ventajas, entre las que se pueden mencionar: 

a).- Seguridad en su manejo. 
b).- Su disponibilidad. 
c).- Su bajo costo. 
d).- Su efectividad para reducir las perdidas por tiicción. 
e).- Su baja viscosidad, que hace posible el bombeo a altos gastos. 

3. Fluidos base ácido 

Los fluidos fracturantes base ácido, en general siguen los patrones que los de base 
aceite; es decir, los factores importantes que se consideren son la pérdida de presión por 
fricción y la pérdida de filtrado. Otra característica importante en este tipo de fluidos es la 
concentración de ácido y la reacción obtenida con los aditivos. En este grupo tenemos dos 
tipos de fluidos fracturantes: 

Ácidos viscosos,- La preparación de estos ácidos se realiza adicionando goma natural 
o polimeros sintéticos. La principal desventaja que presentan es su alto costo, sin embargo 
son utilizados por tener buenas propiedades en el control de filtrado y reducción de 
pérdidas por fricción. 

Ácidos emulsionados.- Las emulsiones ácidas, aunque no muy populares, son de gran 
utilidad en formaciones con altas temperaturas, debido a su estabilidad y a su baja 
velocidad de reacción entre el ácido y la formación, Las principales desventajas son su alto 
costo, altas perdidas de presión por fricción y la dificultad de bombeo. 
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PrOtilletOS químicos para los fluidos fracturaran 

Existe una gran cantidad de productos químicos que son adicionados a los fluidos 
fracturantes, con la finalidad de incrementar o disminuir sus propiedades teológicas, según 
se requiera y hacerlos más eficientes en los tratamientos. Los más comunes se describen a 
continuación: 

1.- Aditivos para fluidos base aceite. 

a) Reductores de pérdidas de presión por fricción.- Se usa un aceite ácido-graso que 
aunque aumenta la viscosidad reduce la fricción de los fluidos que son bombeados a alta 
velocidad. Otro aditivo comúnmente empleado es un polímero de cadenas moleculares 
largas, que viaja en sentido laminar reduciendo así los choques de turbulencia. 

b) Reductores de filtrado.- 11n aditivo reductor de filtrado debe ser: 

1) Efectivo a bajas concentraciones. 
2) De fácil remoción 
3) Inerte y compatible con los fluidos de la formación, 
4) Aceptable el la línea de producción. 

La concentración de este aditivo se debe determinar por pruebas de laboratorio y de 
ser posible con núcleos de la formación por tratar, bajo condiciones de temperatura y 
presión diferencial similares a las del pozo. 

2 Aditivos para Fluidos Base Agua. 

a) Reductores de fricción.- El uso del agua en si implica reducir las caídas de presión en 
comparación con otros fluidos. Los agentes reductores de fricción que se usan en agua 
son esencialmente poliacrilamidas. Otros materiales como la goma guar actúan en forma 
similar, pero no en forma efectiva, aunque ésta última se prefiere por su bajo costo. Con el 
uso de aditivos se puede reducir hasta en un 75 % las pérdidas de presión por fricción. 

b) Viscosificantes.- Son empleados para incrementar la viscosidad, los más comunes son: 

1).- Goma guar. 
2).- I lidioxietil celulosa 

Siendo altamente efectivos a temperaturas de 200 'E o más, 

e).- Reductores de filtrado.- Los viscosificantes, al mismo tiempo que dan " cuerpo " al 
fluido, ayudan a disminuir su pérdida de filtrado. Si además se agregan pequeñas 
cantidades.de sólidos inertes como la harina de sílice, el filtrado se reduce notablemente. 
Los más comunes son: 

1) Harina de sílice. 
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2) Polímeros. 
3) Resinas, etc. 

d) I3actericidas.- Generalmente son utilizadas para proteger la degradación de los 
polímeros. Los más empleados son: 

1) Fenoles clorinados. 
2) Aminas cuaternarias. 

e) Surfactantes .- Son utilizados para reducir las tensiones superficiales y presiones 
capilares en los poros; prevenir emulsiones, promover emulsiones estables, promover 
espumas estables y alterar las características de mojabilidad. 

f) Alcoholes.- Incrementan la estabilidad del gel con la temperatura 

g) Controladores de P11.- Permiten la hidratación del polímero, aumentan la estabilidad 
reológica a altas temperaturas, controlan el rompimiento del gel y ayudan a la estabilidad 
de las arcillas. Los más empleados son: 

I) Fosfato monosódico. 
2) Acetato de sodio. 
3) Ácido cítrico, fórmico y acético. 
4) Bicarbonato de sodio y óxido de magnesio. 

h) Rompedores de gel.- Reducen la viscosidad del gel, lo que pennite minimizar el 
retomo del sustentante y maximizar el retorno del fluido. 

3 Aditivos para fluidos hase ácido 

a) Retardadores de la acción química del ácido.- Los retardadores químicos del ácido 
clorhídrico tienen ciertas ventajas sobre otros retardadores ácidos, como son bajo costo, 
reacción lenta, etc. Los más comunes son: 
I).- Alkil fosfato, torato y sulfato. 

V.3.5 Selección del Fluido Fracturaiste. 

Con el conocimiento que se tiene de los diferentes tipos de fluidos fracturantes de qi►e 
se dispone, se puede establecer una guía para escoger el fluido apropiado en cada caso 
particular. La selección del fluido fracturante depende de: 

a)l.as propiedades de la formación.- Se deben considerar las propiedades fisicas y 
químicas de la formación a ser fracturada y la influencia de ésta en los fluidos fracturantes. 
Si la permeabilidad de la formación es alta y no ha sido dañada, se tienen muy pocas 
posibilidades de incrementar la productividad con un tratamiento de fractura. Otro factor 
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importante es el contenido de arcilla de la formación, si el contenido es alto se recomienda 
un fluido base aceite para reducir la hidratación de la arcilla, o utilizar controladores de 
:arcilla si se utiliza un fluido base agua. 

tbrmaciones carbonatadas que contienen agua con sal en solución, se puede usar 
agua dulce para disolver el cloruro de sodio y ácido clorhídrico para disolver los 
carbonatos e incrementar así la permeabilidad de la formación. Si la formación a ser 
fracturada tiene un alto contenido de carbonatos, se recomienda el uso de fluidos base 

ácido. 

b-De la presión y temperatura de fondo.- La temperatura debe ser considerada 
cuidadosamente en la selección del fluido fracturante, así como en la selección de los 
aditivos. Como se ha visto, la eficiencia de los fluidos base agua, aceite y ácido es función 
directa de la temperatura a la que serán sometidos. Por lo que es necesario efectuar las 
pruebas de laboratorio de los fluidos, con sus aditivos, a las condiciones de operación 
esperadas 

La presión de fondo es otra variable que debe tomarse en cuenta, ya que influye en la 
viscosidad de los fluidos y por otra parte, se debe considerar en el cálculo hidráulico. Si la 
presión es baja se debe pensar en un fluido de fácil remoción y si es alta, se debe pensar en 
aditivos surfactantes reductores de la tensión interfacial. 

c) De los fluidos de la formación.- Otro factor que debe ser considerado en la selección 
del fluido fracturante es el tipo de fluido que contiene la formación. Por ejemplo, si una 
formación contiene aceite pesado (asfaltenos y parafinas) seria incorrecto utilizar un fluido 
base aceite ya que provocaría precipitación del material pesado. 

Durante la selección del fluido fracturante se deben efectuar pruebas de 
compatibilidad con los fluidos de la formación, para evitar la formación de emulsiones 
inestables y precipitados de material orgánico e inorgánico diticiles de remover y que 
afectarían considerablemente la productividad del pozo. 

V.3.6. Agentes sustentantes 

La efectividad de un fracturamiento hidráulico con sustentante(50), esta fuertemente 
influenciado por la capacidad de flujo o conductividad del sustentante empleado y de su 
distribución en la fractura.  

Las principales funciones del sustentante son: 

Prevenir el cierre de la fractura, al término del tratamiento. 

Crear un canal de flujo de alta conductividad. 
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El primer sustentante utilizado en los fracturamientos tire la arena de rio, per) 
debido a su forma heterogénea, muchas veces no entraba a la ti acuna y firmaba puentes o 
arenamientos dentro del pozo o en las herramientas superficiales. 

Actualmente, las compañías de servicio han avanzado mucho en este renglón y la 
variedad de sustentantes existentes se pueden dividir en: 

Sustentantes doto - frágiles.- Son aquellos cuyo comportamiento es elástico, o sea que 
la deformación es proporcional al esfuerzo aplicado. Dentro de este grupo tenemos los 

siguientes: 

Arenas ( naturales ). 
Partículas de vidrio ( sintéticas ). 
Partículas de óxido de Aluminio ( 13auxita sintética ).  

Partículas de óxido de Circonio. 

Sustentantes disto - plásticos.- Como su nombre lo indica, son aquellos que tienen un 
comportamiento plástico al aplicarles una fuerza exterior. En este grupo se incluyen los 

siguientes: 

Cáscara de nuez. 
Polímeros. 
Partículas de Aluminio. 
Partículas de Acero. 

Los principales requerimientos que deben cumplir los sustentantes son: 

Ser resistentes. 
Su tamaño debe ser tal que, permita su manejo y colocación en la fractura. 
Las partículas deben ser esféricas y uniformes. 
El material debe ser inerte y libre de impurezas. 
Su densidad no debe ser muy elevada. 
Disponible en grandes cantidades. 
De bajo costo. 

Propiedades del agente sustentante 

Granulometría,- Se refiere al tamaño de la partícula siendo los más comunes: 
6/12, 8/16, 12/20, 16/30, 30/50 20/40, 40/70 y 70/140. Lo anterior indica que una 
partícula de tamaño 6/12 pasa a través de una malla 6 pero no pasa una malla 12. 

Forma.- La forma se refiere a la redondez y esfericidad de la partícula. La redondez esta 
definida por la relación del radio promedio de las aristas y el radio máximo de un círculo 
inscrito en la misma, para que el sustentante sea aceptado, esta relación debe ser mayor o 

174 



igual a 0.6. La esfericidad es la relación entre el área superficial de la partícula y el área de 
una esfera del mismo volumen, esta relación debe ser mayor o igual a 0.6. 

Solubilidad en ácido.- Es la porción soluble de un sustentante en ácido. Los valores 
aceptados son los siguientes: 

Tamaño ( malla) 	Solubilidad Máxima 

( % en peso ) 
6/12 a 30/50 	2.0 
40/70 a 70/140 	3.0 

Contenido de linos y arcillas,- Se refiere al contenido de impurezas (en porcíento) 
aceptables en un sustentante, el cual no debe ser mayor del 1%. 

Densidad del sustentante.- No debe ser muy elevada ya que podría causar problemas en 
su transporte al interior del pozo y a la fractura, por asentamiento prematura 
(arenamiento). 

Sustentante Densidad ( gr/cm3  )* 
Arenas 2.65 
Partículas de vidrio 2.55 a 2.60 

Partículas dé 	xido de aluminio 3.50 a 3.70 

Cáscara de nuez 1.30 

Propiedades Mecánicas del Sustentante 

Las propiedades mecánicas más importantes del sustentante son las siguientes: 

Carga crítica o trituramiento.- Es la resistencia que presenta el material a ser triturado. 
Esta propiedad es muy importante (es usual de los materiales elasto-frágiles), ya que si el 
material se tritura al retirar la presión que mantiene abierta la fractura, ésta se cerrara 
disminuyendo significativamente la conductividad de la fractura. La expresión matemática 
que relaciona esta propiedad es la siguiente: 

Catia tiO3 ESIU"3  a 11~ 
( Ciánatro da la patata )2  

Deformación .- Es la resistencia del material a ser deformado y es característica de los 
sustentantes elasto-plásticos. 
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Flujo de fluidos a través de una fractura 

Presión de incrustación.- Esta propiedad depende de la dureza de la formación y del 
sustentante y se determina mediante la siguiente ecuación: 

Carga aplicada 
Area proyectada de la impresión 

A continuación se presenta un criterio de selección del sustentante basados en la 

presión de incrustación: 

Presión ( kg/cm2  ) 
de incrustación 	Criterio 
Pi < 100 	Conductividad muy pobre 
100 <Pi < 180Sustentante ideal 
Pi > 180 a 200 Propensión al trituramiento o a la deformación 

Conductividad.- Es la capacidad de flujo del sustentante y depende de: 

Tipo y ~arlo del sustentante. 
Distribución y concentración en la fractura. 
Esfuerzo de cierre de la fractura. 
incrustación en la formación. 
Obturamiento por residuos del fluido fracturante. 

En la figura V:24 se ejemplifica el flujo de fluido a través de una fractura sometida a 
los esfuerzos de la formación: 

Si la conductividad en la formación es igual a CF 	la conductividad de la 
fractura se expresa como C. = WKf  y se determina mediante la siguiente ecuación: 

pis 
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El movimiento del sustentante es afectado por los siguientes factores: 

Tamaño del sustentante. 

Densidad del sustentante. 

Velocidad del fluido fracturante. 

Pérdida del fluido. 

Densidad del fluido fracturante. 

Forma del sustentante. 

Concentración del sustentante. 

La figura V:25 puede ser utilizada para determinar la concentración del sustentante: 

001 	 005 	01 	 0.5 	1.0 
AMPLITUD (W ) EN PG 

Fig V.25 Concentración de sustentante 

La velocidad de asentamiento del sustentante depende de la velocidad del fluido. 

Considerando que se tiene una partícula esférica, el flujo laminar y el fluido fracturante es 

Newtoniano, la siguiente ecuación expresa la velocidad de asentamiento del sustentante: 
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Donde: 
u Es la velocidad de asentamiento en 11/seg. 
d 	Es el diámetro de la partícula en pg. 
r 	Es la densidad de la partícula en lb/113. 
rP  Es la densidad del fluido en lb/113. 

µ Es la viscosidad del fluido en cp. 

V,3.7. FRACTURAMIENTO CON ACIDO 

Consiste en la inyección de ácido a la Ibrmacióno 0, a una presión suficientemente 
alta para fracturar la formación o abrir fracturas existentes. El fracturamiento se logra 
cuando después del tratamiento permanece abierto un canal o serie de canales altamente 
permeables. Esta canal se forma por la reacción del ácido sobre las paredes de la fractura 
solubles en ácido. 

La fractura puede existir después del tratamiento si las caras de la fractura quedan 
grabadas cuando se libera la presión. La longitud de la fractura depende de una 
combinación del ritmo de inyección (gasto), de la velocidad de reacción del ácido, de la 
pérdida de fluido y de la temperatura. 

Su principal aplicación es en yacimientos carbonatados (dolomías y calizas), cuya 
solubilidad de la roca al 11CL sea mayor del 65 %, ya que para solubilidades menores , la 
probabilidad de éxito en el fracturamiento disminuye. 

Las principales razones para efectuar un fracturamiento con ácido son: 

1. La baja permeabilidad de la formación. 
2, Cuando el daño no se restituye con un tratamiento matricial. 

Para que un fracturamiento ácido tenga éxito, la geometria de la fractura debe 
proveer el área de flujo adecuada. Para efectuar un buen diseño, es necesario: 

a. Definir la geotnetria de la fractura. 
b. Conocer la temperatura del fluido. 
c. Determinar la penetración del ácido en la fractura a las condiciones obtenidas en los 

puntos I y 2. 
d. Calcular el incremento de la productividad originado por la reacción del ácido con las 

paredes de la fractura. 

Los procedimientos para obtener la geometría de la fractura y el incremento de la 
productividad, son entumes al fracturamiento con sustentante, por lo tanto, solamente 

178 



350 

300 

250 

PENETRACIÓN 200  
DEL ÁCIDO (11) 

1U 251 /min 

Hl .10 II 

211 	0 I 

v 	0 000, III 

001.01.11/1 

150 

100 

50 

trataremos los temas de interés para complementar los eál.7olos relativos al diseño de un 

fiacturamicnto con ácido. 

Los factores que afectan la geometria de la fractura son, 

La Temperatura del fluido. 

I,a temperatura del fluido fracturante dentro de la fractura, durante el tratamiento, es 

mucho menor que la temperatura del yacimiento. Por esta razón las fracturas son de 

mayor amplitud de lo esperado. Los ritmos de reacción del ácido son menores, 

especialmente cuando se inyecta un bache de fluido antes del ácido, lo cual ayuda a 

obtener una penetración mayor. La gráfica V.26 nos muestra la variación de la 

penetración con la temperatura : 

100 	120 	140 	100 	180 	200 	220 

TEMPERAIURA 	) 

lig V.26 Variación de la penetración con la temperatura 

Para calcular la temperatura del fluido en la fractura, es necesario primero determinar 

la temperatura correspondiente en el fondo del pozo. El procedimiento desarrollado por el 

profesor Romero Juárez es adecuado y se describe a continuación mediante las siguientes 

ecuaciones: 

1+t3f(t) 
F.1.1133  

P 

A.- OttODIF1 

T(Z t)=g2+ Tm- ga4+ (Tís+gsA- Tes)¿A  

Donde: 

179 



dti 	Diámetro interior de T.P. en pg. 
die 	Diámetro exterior de '1'. P. en pg. 
dei Diámetro interno de T.R. en pg. 
qi 	Gasto de inyección en bbl / min. 
ge 	Gradiente geotérmico ( / pie ). 
z 	Profundidad en ( pies ). 
'Ffs Temperatura del fluido en ( ). 
Tea Temperatura superficial en (11  ). 

La función f ( t) se obtiene mediante la gráfica V.27 

,-- 
111 

— 	IR 
- 	TR 

4 503 pg 00 

O .620 rq 00 --
7.62$ Ni 00 

. . 

mol.° 10~0 ISS 

Fig V.27 Temperatura e el fondo del pozo 

°0 

o 

La Pérdida de filtrado. 

El control de filtrado es un factor importante para crear una adecuada geometría de 
la fractura. Como lo confirma la tabla V.4. 

EFECTO DE LA PÉRDIDA DE FLUIDO EN LA GEOMETRIA DE LA FRACTURA 

TIPO DE 
FLUIDO 
HCL 

COEF. DE 

ft / mln  In 

H 
PÉRDIDA 1  

W L q 

bblimln 

EF. DEL 
FLUIDO 

% 

SIN 
ADTVOS. 0.005 75 0.038 136 15 4.6 

50 0.001 75 0.082 501 15 38.4 

100 0.0001 75 0.120 811 15 91.0 

Tabla V.4 
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La Viscosidad del fluido. 

A mayor viscosidad mayor amplitud de la fractura. La tabla V.5 siguiente muestra 

este efecto: ... 	_ 

EFECTO DE LA VISCOSIDAD EN LA 

AMPLITUD DE LA FRACTURA 

VISCOSIDAD 
cp 

AMPLITUD DE FRACTURA 
Pa 

1 0.038 

1 0.068 

10 0.12 	, 

100 0.21 

Tabla V.5. 

Penetración del Ácido en b fractura. 

Existen varios modelos experimentales y teóricos, para predecir la distancia que el 
ácido activo penetra en una fractura inducida hidráulicamente. El modelo formulado por 
Nierode y Williams es uno de los más representativos del proceso por lo que se desarrolla 
a continuación.  

La solución se presenta graficantente en la fig V.28 la cual permite obtener la 
posición adimensional que un nivel dado de concentración relativa (C / Co) alcanza, en 
función del Número de l'eclet. 

NÚMERO DE 
PECIET 

Npe = WVn 

2D e 
/ 	

,, c ,, • 

i.,  
,.--- 
-.- ,..-- 

..,-- 	....— 	1 

c,c,• 	.... 
...- 

, c , . 

o,oe  

, o o 	21L-Na..) 

ig V.28 
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Con excepción del coeficiente efectivo de difusión (De), los demás parámetros se 
pueden obtener de las características de la formación o de las dimenciones de la fractura. 
Los grupos adimencionales que intervienen en la correlación son. 

El Número de Reynolds para la pérdida de fluido ( lifte* 

N Re .2  

2 VVV - N  i)  

ti 

El Número de Reynolds para el flujo a lo largo de la fractura ( 	). 

NRe 	— 171/ 
r 

2 r- - 	P 

El Número de Peclet para la pérdida de fluido ( Npe  ). 

NPe 4̂" 
2 De 

Donde: 

W 	Amplitud promedio de la fractura en ( pies ). 
VN  Velocidad promedio de pérdida de fluido en ( pies / min ). 
VA  Velocidad axial promedio en ( pie / ruin ). 
tt 	Viscosidad del fluido ( lb/pie-min ). 
p 	Densidad del fluido ( lb/pie3 ). 
De Coeficiente efectivo de difusión ( pie-min ).De, es un parámetro ajustable cuyo valor 
debe obtenerse experimentalmente, 

Otros factores que afectan la penetración del ácido en la fractura se muestran a 
continuación: 

Concentración del ácido.- La figura V.29 muestra que a mayor concentración del ácido, 
mayor será su penetración. Por lo que , in ácido de mayor concentración tardará más en 
gastarse. 
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Fig V.29 Concentración de ácido 

Amplitud de la fractura.- A continuación se muestra en la tig V,30 como la penet)ación 
del ácido varia con la amplitud de la fractura Lo anterior se basa a que a mayor área, se 
requiere mayor volumen de ácido.  

350 

250 

PENETRACIÓN 
200 

 
Da Auno FI ) 

050 

100 

D01.0545y 

CALIZA.- 

O 	01 	0 2 	o7 	o1 	05 
AMPL UD DE LA FRACTURA ( PC) 

Fig V.30 Amplitud de la fractura 

Velocidad o ritmo de bombeo.- El ritmo de bombeo es otro factor que afecta la 
penetración del ácido, ya que la velocidad de reacción depende del tiempo de contacto del 
ácido con la formación. El tipo de flujo también afecta la penetración y este esta 
influenciado por el ritmo de bombeo y se dice que a flujo turbulento la penetración 
disminuye esto lo vemos en la fig V.31. 
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Fig V.31 Velocidad de bombeo 

La Viscosidad.- También afecta la velocidad de reacción del ácido, debido a su influencia 

en el transporte de hidrógeno a las paredes de la roca. A viscosidad más altas, es más 

dificil obtener el flujo turbulento, consecuentemente el transporte de hidrógenos a la 

superficie de la roca se reduce y la penetración del ácido aumenta. Lo anterior se visualiza 

mejor en la gráfica V.32 
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I=200 
W . 0 25 
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Fig V.32Velocidad de reacción debidoa la viscosidad 

184 



-.^.---------•------ is  

t 
"" — 2 a-d. t1-( 1 	)  

Conductividad de la Fractura Acidificada. 

La conductividad de una fractura originada por la reacción de un ácido es 
probablemente imposible de predecir, debido a que es una función que depende de las 
heterogeneidades presentes en la roca, su resistencia, el volumen de roca disuelto y su 
distribución, etc. La cantidad de roca disuelta es controlada por la naturaleza de la roca y 
por el volumen y tipo de ácido utilizado. 

% de 1 ICL 	Tipo de Roca VolumenDisuelto 
15 	 Caliza 	1843 gal. 
15 	 Dolomia 	1700 gal. 

La conductividad puede estimarse suponiendo que las paredes se disolvieron 

uniformemente, proporcionando un canal abierto con amplitud Wel  Definida por: 

En esta ecuación X es el poder de disolución del ácido, cuyos valores se muestran en 
la siguiente tabla: V.6. 

PODER DE DISOLUCIÓN DE LA CALIZA 

( pie3  x ple 

CONCENTRACIÓN ( % ) 
TIPO DE ÁCIDO 

5 	1 	1 	30 

CLORHICIRICO 0.026 0.053 0.002 0.17 

ACÉTICO 

FORMICO 

y,- 	-------- 

1020 0.04 0.062 032 

0.01 0.03 0.047 0.096 

Tabla V.6, 

la penetración del ácido activo es Y %L, . Por lo tanto la conductividad de la fractura se 
obtiene con la ecuación: 
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Donde Wa  esta en pg y WK en md-pg. 

ii W K = 9.36 x 1(33 (--1•193  

V.3,8. INCREMENTO EN LA PRODUCCION 

El incremento de productividad se obtiene a partir de la relación de los índices de 
productividad del pozo, antes y después del fracturamiento ( j / ja  ). La determinación de 
esta relación es esencial para establecer el análisis económico de un fracturamiento. El 
incremento de productividad depende principalmente de la capacidad de flujo de la 
fractura, de las dimensiones de la fractura, del espesor de la formación, del radio de drene 
del pozo, de la permeabilidad de la formación y del radio del pozo. 

La capacidad de flujo de la fractura esta determinada por su amplitud y permeabilidad 
(Cr-  WK, ). Su valor depende de las características de la formación y del agente 
sustentante, de las presiones de confinamiento y de la concentración del sustentante en la 
fractura. El único procedimiento que garantiza una determinación confiable de la 
capacidad de flujo de la fractura es mediante pruebas de laboratorio que simulen 
condiciones de la fractura en el yacimiento. 

En caso de carecer de los medíos requeridos para su evaluación experimental, se 
puede obtener este parámetro mediante las siguientes correlaciones: 

Para obtener el incremento de productividad en una fractura horizontal se utiliza la 
siguiente ecuación: 

•-- ----- ----•-•,. 
In ( re  I hy ) 

( k 

I n ( 	/ rw 	) 	In( re  / 	) 

	

( k h )4 ( k h )f 	( k h ) 
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Donde: 

(117q Es el incremento de productividad. 
re 	Es el radio de drene. 
rf 	Es el radio de la fractura. 
rw 	Es el radio del pozo. 
( kh ) Capacidad de flujo de la formación. 

( kh ) Capacidad de flujo de la fractura. 

A continuación se presenta la gráfica V.33 donde se visualiza el incremento de 

productividad en una fractura horizontal. 

O 

1 	2 
	

5 	10 20 	50 100 200 500 1,000 

(65  )1/(Ich) 

Fig V.33 Efecto de fractura horizontal en la productividad 

Los trabajos realizados por t'rats pueden ser utilizados para medir la efectividad de 
una fractura vertical. 

Para valores de reD > 2 reD = re  / Xr el mejoramiento de la producción para 
fracturas infinitas se obtiene con la siguiente ecuación: 

_ 
q 	In(rein"N ) 

Donde: 
r'w  Es el radio efectivo del pozo y puede ser encontrado mediante la figura: V.34 
XI. 	Es la longitud de la fractura en fi. 

187 



0.002 

PORDE ES El RADIO 
0 01 	

n'ESTIVO Oh. POZO CR 

0.005 
	

LA FRKKRA Yt ES LA 

1.913ITUO MEDIA DF LA 

FRAC rURA 

05 

0.2 

01 

Radio Electivo 005 
delPoro(r'wO) 

0.02 

0.001 --'- 11,  
0.01 
	

01 	1 	10 
	

100 
	

1,000 
Parámetro ( a 

Fig V.34 Gratia que determina el radio efectivo del pozo 

El valor de ( a ) se obtiene con la siguiente relación: 

Donde: 

k 	Es la permeabilidad de la formación e 

kr 	Es la permeabilidad de la fractura en md. 

w 	Es la amplitud de la fractura en pg 

nkxf  

2  ( k 

Lo anterior es aplicable para las siguientes condiciones: 

I. 	Fracturas cortas donde xr < re  / 2. 
2. Se considera fluidos incompresibles. 

3. El valor de a < = I. 

4. La altura de la fractura es igual al espesor de la formación. 

Si la capacidad de la fractura es finita, la ecuación anterior se corrige introduciendo 

la caída de presión en la fractura pw, la cual esta en función del parámetro ( a ) y del radio 
adimensional del pozo rWD. 

In(re/isiv )-213„ 

El valor de pw  se obtienen de la gratin V.35 
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La relación de los índices de productividad J / Jo, también se determinan a partir de 
expresiones matemáticas derivadas de modelos electrolíticos. 
En estas ecuaciones: 

x,,„ _,, vyi  

Para el caso en que 0.1 <X < 3. La relación de los índices de productividad se obtiene 
mediante la siguiente expresión: 

B  {37851a-1( 
•
8314) -1.25)+4.d -C*D 

C    

Si X > 3 se utiliza: 

r - 
j 	F rtan ( Y  Z ) • tan Z1+ 1  

Jo — C 

En estas ecuaciones: 
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Donde: 

X Es la capacidad relativa en pies. 

K Permeabilidad de la formación en md. 

Kr Permeabilidad de al fractura en md. 

Ilf  Altura de la fractura en píes. 

hf  Altura del banco de sustentante en la fractura en pies. 

A Área de drene del pozo en acres. 

Lb  Longitud del banco en pies. 

Jo  Indice de productividad antes del fracturamiento en bl / día / lb / pg2. 

J Indice de productividad después del fracturamiento en bel / ida / lb / pr. 

La figura V.36 muestra el incremento en la productividad que puede obtenerse con una 

fractura vertical. 

14 

1? 

10 

/ 	7  13  
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Fig V.36 Incremento de la productividad debido a una fractura vertical 

Esta figura, fue derivada por McGuiere y Sikota y muestra que el incremento en la 

productividad depende principalmente de la conductividad de la fractura relativa a la 

permeabilidad de la formación. Se observa también que la longitud de la fractura tiene 

poco efecto cuando la conductividad de la fractura es baja. Sin embargo cuando puede 

obtenerse un contraste substancial en la permeabilidad, la longitud de la fractura es muy 

importante. 

V.3,9. CALCULO DEL CABALLAR'. 111DRAULICO 

Previo al calculo del caballaje hidráulico es necesario obtener la presión en la cabeza 

del pozo ( Pwh ), la cual consta de varios componentes como lo indica la figura V.37 
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Fig V.37 Presión en la cabeza del pozo 

Presión de cierre instantánea ( Pci ).- Es la presión necesaria para vencer el mínimo 
esfuerzo principal de la formación, también se define como la presión registrada 
inmediatamente después de suspender el bombeo y corresponde a la presión de inyección 
en la superficie a un gasto dado, descontadas las pérdidas por fricción en la tubería y en 
las perforaciones. El valor de esta presión es un dato importante para el diseño de un 
fracturtuniento. 

Al suspender el bombeo qi = O. 

LAPc i = L pf  j 

Pérdida de presión por fricción en la fractura ( APir  ).- Es la perdida de presión 
debida a la fricción resultante del flujo de fluido en la fractura. Es igual a: 

L
APt r= ¿Wel + A Ph 

Pérdida de presión por fricción en las perforaciones ( Al' g.).- Es la pérdida de presión 
debida al flujo en las perforaciones. Y se obtiene con la siguiente ecuación: 

0.2639 pm  eh 2  

SAPP r  = 	d N1  
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Pérdida de presión por fricción en la tubería (M'ir  ).- Es la pérdida de presión debida 
al flujo en la tuberia. Se obtiene con la siguiente expresión: 

Ap it  i 	f D Prn 

2.8(d- 	) 

Donde f es el factor de fricción de Fanning que se obtiene en función del Número de 
Reynolds. 

Presión hidrostática ( APh  ).- Es la presión generada por la columna de fluido y depende 
de la densidad del mismo. Su cálculo se realiza con la siguiente expresión: 

[ APh= 0.1706 Pm D 

Por lo tanto la presión superficial requerida para efectuar el tratamiento se obtiene 
con la siguiente ecuación: 

Una vez obtenida la presión superficial, se verifica si su valor es inferior al de la 
presión máxima permisible ( Gobernada por las condiciones mecánicas del pozo ) y si se 
tiene este caso, se procede al cálculo de la potencia hidráulica necesaria, mediante la 
siguiente expresión: 

[HHP = 0.0245 lh q( 

Donde: 

IIIIP Potencia hidráulica en hp 
Pwh  Presión el la cabeza del pozo en psi. 
qi 	Gasto del fluido en bbl / min. 
su  Densidad de la mezcla en lb / gal. 
do 	Diámetro int, de la tuberia ext. en pg. 
di 	Diámetro ext. de la tubería int. en pg. 
N 	Número de perforaciones. 
1) 	Protimdidad del intervalo en pies. 
v 	Velocidad de flujo promedio en pies /seg. 

Pwh = Pir-1-APtr+APpf-APli 

Pci = Ptr-APli 
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V.3. I O. TECNICAS ESPECIALES DE FRACTURAMIENTO 

Dentro de las técnicas de fracturamiento para la estimilación de pozos petroleros, 

existen las llamadas " Técnicas Especiales de Fracturamiento ", entre las cuales se 
encuentran: 

1. Tratamiento por etapas. 
2. Entrada limitada. 
3. Pseudo entrada limitada. 
4. Fracturamiento con espumas. 
5. Fracturamiento con gases energizados. 

a) Tratamiento por etapas 

Los tratamientos de este tipo se usan para remover el daño en la vecindad del pozo. 
Para esto se utilizan volúmenes pequeños de fluido fracturante (600 a 1300 litros por 
metro de intervalo), inyectados a alto gasto. Las fracturas creadas serán sólo de unos 
cuantos metros, y el incremento de productividad corresponderá al obtenido por la 
remoción del daño. 

El procedimiento consiste en el bombeo de un volumen pequeño de ácido (o fluido 
fracturante), seguido por un desviador químico o mecánico (fluidos gelificados o bolas 
selladoras), el cual desviará el próximo bache de ácido hacia zonas no fracturadas. El 
tratamiento se efectúa usando el mismo volumen de fluido fracturante en cada etapa. La 
utilización del desviador dependerá de la densidad de disparos y de las propiedades de la 
formación ( permeabilidad ). 

Por ejemplo, si un pozo va a ser terminado en una formación carbonatada de 100 m 
de espesor, en la que los registros muestran 4 zonas con espesor promedio de 15 m, se 
puede emplear el siguiente procedimiento: 

Dispare el pozo con 13 cargas por metro. 
Diseñe el tratamiento para 4 etapas iguales, seguidas cada una por el desviador. 

Un procedimiento para remover el daño seria el siguiente: 

I bombee 15 m3  de 11C1.. al 15 % ( I m3  de ácido por metro de formación ), al máximo 
gasto permisible. 
2 bombee el bache desviador o las bolas selladoras. Repita los pasos 1 y 2 hasta completar 
las 4 etapas. 
3 Efectúe el desplazamiento y sobre desplace con un fluido apropiado. 
4.Abra el pozo a la batería y estabilice y el gasto y la presión. 

193 



b)Entrada limitada 

Para tratar simultáneamente intervalos con diferentes gradientes de fractura, la 
presión de tratamiento en el fondo del pozo debe ser superior a la de iniciación de la 
fractura de cada una de las zonas expuestas. Tal condición puede lograrse mediante: 

La limitación del número y diámetro de las perforaciones. 

Disponiendo de un gasto de inyección suficiente para que la capacidad restringida de 
las perforaciones permita que ellas actúen como estranguladores de fondo individuales 
derivando el fluido de tratamiento hacia las zonas sucesivamente duras. 

Los tratamientos por ésta técnica se pueden diseñar para que cada zona reciba fluido 
en cantidad proporcional a su espesor. Si las presiones de fracturamiento fueran similares, 
bastaría con proporcionar el número de perforaciones, asumiendo que cada una de ellas 
admite caudales aproximadamente iguales. Sin embargo, en zonas con presiones de 
fracturamiento muy diferentes, la zona más blanda recibirá mayor caudal por cada 
perforación, razón por la que ella deberá reducirse su número y por el contrario ser 
incrementado en las zonas más duras. También puede ser necesario variar el número y el 
diámetro de las perforaciones para compensar tales diferencias. 

El diseño de un tratamiento de entrada limitada consiste en determinar la presión 
superficial y la potencia requerida, considerando diversos gastos y números de 
perforaciones. La combinación más apropiada de estas dos variables, se selecciona para 
tratar el pozo, sin sobrepasar la presión permisible en la superficie. 

Las ecuaciones que se utilizan son las siguientes: 

113 P + C   (EL ) (_0.262.8_ 

	

( 1+C122,1 )  'N2 	d* 

	

o 	 P 

+ 0.0328 X Pt  + 14.2 ( 0.067 D 20 ) 

El primer termino de esta ecuación corresponde a la caída de presión en las 
perforaciones, donde C es la concentración del sustentante ( lb / al ), el segundo termino 

es ( APt  ) corresponde a la calda de presión en la tubería ( psi / 100 pies de tubería) y el 
tercer termino es la presión de cierre instantánea, siendo ( D ) la profundidad del intervalo 
en ( m ). 

HHP 0.0245 1,1-qJ  
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c) Pseudo Entrada Limitada. 

Para fracturar en forma selectiva varios horizontes se estableció este procedimiento, 
que combina las ventajas de la entrada limitada y del fracturamiento por etapas. Esta 

técnica consiste en: 

I Asegurar que las perforaciones estén abiertas antes de fracturar; para esto se 
recomienda utilizar un ácido débil con surthetante y bolas selladoras. 

2. Emplear un número limitado de perforaciones, para proporcionar una calda de presión 
del orden de 300 psi por perforación, con el objeto de tratar simultáneamente los 

horizontes con presiones aproximadamente iguales. 
Esta técnica a permitido: 

Eliminar el arenamiento de los pozos. 
Lograr el fracturamiento de varios horizontes. 
Eliminar el problema de tratamientos con altas presiones y bajos gastos. 
Incrementar la producitvidad de los pozos tratados. 

d) Pruebas de luyeetividad. 

Previa ejecución de cualquier operación de fracturamiento hidráulico, es altamente 
recomendable realizar una prueba de inyectividad. En caso de aplicarse la técnica de 

entrada limitada, dicha prueba adquiere máxima relevancia ya que permitirá determinar los 
siguientes parámetros: 

1. Gradiente de fractura. 
2. Número de perforaciones abiertas. 
3. Localización de las zonas no tratadas. 
4. Altura de la fractura. 
5. Pérdidas de presión por fricción. 

Además de permitir conocer a priori la existencia o no de problemas mecánicos en el 
pozo. 

Las etapas componentes de una prueba de inyectividad pre-fractura son: 

Toma de registros de referencia.- Se deben efectuar registros de Temperatura y Rayos 
Gamma antes y depues de la prueba que sirvan de comparación. 

Limpieza de las perforaciones.- Se deberá efectuar una limpieza de las perforaciones 
utilizando un ácido débil o bolas selladoras y determinar el número de perforaciones 
abiertas. 
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Inyección de un fluido enfriador.- Se utiliza un gel de baja eficiencia en control de 
filtrado. El objetivo es provocar un bloqueo del calor proveniente de la lbnnación hacia la 
fractura, evitando así la ruptura prematura del fluido que lo sigue. El volumen empleado 
dependerá de la temperatura del pozo. 

Inyección del fluido de fractura.- Se inyecta un fluido igual al que se utilizará en el 
ti-acturamiento. En esta etapa es importante la aplicación de un trazador radioactivo para 
luego correr un registro de rayos gamma y determinar el desarrollo de la fractura vertical. 

En conclusión, las técnicas mencinadas, aplicadas al fracturamiento hidráulico con 
sustentante o gravadas, es excelente alternativa para optimizar la distribución de los 
fluidos de tratamiento. 

Fraclunmienio con espumas. 

Por sus propiedades la espuma es un fluido ideal para el fracturamiento de 
formaciones de baja permeabilidad, productoras de gas o sensibles al agua. Dichas 
propiedades son: 

Alta capacidad de acarreo del sustentante. 
Baja pérdida de filtrado. 
Baja pérdida de presión por fricción. 
Alta viscosidad en la fractura inducida. 
El daño a la formación es prácticamente nulo, debido a que el liquido filtrado es 
mínimo y sin residuos. 
Limpieza rápida después de la intervención. 

Aunado a estas propiedades, el ácido espumado exhibe un efecto de retardación del 
ritmo de reacción, lo que es favorable para lograr fracturas con alta penetración. 
La calidad de la espuma usada es del 70 al 90 %, ya que en este rango su viscosidad es 
alta. Abajo del 65 % de calidad, la espuma es propiamente agua con gas atrapado y arriba 
del 95 % se convierte en niebla. 

A pesar de las características mencionadas, las esponjas se toman inestables a 
temperaturas mayores de 80 °C, lo que limita su aplicación. Por otra parte el nitrógeno 
requerido se incrementa exponenciahnente con la presión, incrementando sustancialmente 
los costos cuando la presión superficial es superior a 300 kg/cm2. 
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Fracturaniiento con Gas Altamente Energizado. 

Esta avanzada tecnología esta basada en el uso del propelente científico, 
desarrollado por la industria aero espacial. Esta técnica es una estimilación dinámica, 
desarrollada con el objeto de incrementar la permeabilidad de la ibrmación en las cercanías 
del pozo, revirtiendo así el daño existente. 

La combustión del propelente, contenido dentro de un cilindro hueco (la herramienta 
de Radial Frac),produce un pulso de presión controlado del orden de 2,500 a 25,000 psi, 
originado por la expansión de gas (CO2), el cual esta confinado solamente a la zona de 
interés por la hidrostática de la columna de fluido dentro del pozo; y por el diseño de la 
herramienta, que al deflagar hace que la energía se disipe lateralmente, o sea hacia la 
formación. 

La velocidad de propagación del gas está controlada de tal manera, que resulta ser 
menor que la onda expansiva provocada por una explosión y mayor que la causada por 
una fractura hidráulica, lográndose penetraciones efectivas que van de los 5 a los 53 pies 
en todas direcciones.  

Esta expansión de energía produce múltiples fisuras en la periferia del pozo, dando 
como resultado un marcado aumento de la permeabilidad en dicha zona. 

La velocidad de propagación de la energía, es la que le da la característica al tipo de 
fractura originada, por lo tanto se tienen tres tipos de fracturas que son: 

Fractura estática.-Este tipo de fracturas son las ocasionadas por el fracturamiento 
hidráulico, en donde la energía es transmitida de segundos a milisegundos. En este caso la 
longitud de la fractura no puede ser controlada. 

Fractura explosiva.- Este tipo de fractura es ocacionada cuando toda la energía es 
transmitida en microsegundos y la formación no puede absorber toda la energía en ese 
tiempo, lo que provoca que la misma se pulverice, ocasionando un daño severo en el pozo 
por compactación reduciendo la permeabilidad casi en su totalidad. 

Fractura dinámica.- En este caso la energía es controlada por el sistema Radialfrac y la 
energía es transmitida en un rango de milisegundos a microsegundos. 
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Aplicaciones de la técnica. 

Como es sabido, la presión en una fimnación productiva decrece a medida que el 
flujo de fluidos se aproxima al pozo. Sin embargo, una zona alterada con menor 
permeabilidad, localizada en la periferia del pozo, provoca una drástica caída de presión ( 
DP ), disminuyendo en gran medida la capacidad de movimiento de los fluidos hacia el 
pozo. Es en esta corta distancia de algunas pulgadas, o pocos pies, donde se origina el 
estrangulamiento e imposibilidad de hacer producir una formación. Por lo tanto la técnica 
Radialfrac puede aplicarse con éxito en: 

Remoción del daño total pelicular. 
Remoción del daño causado por disparos. 
Como sustitución de la estimulación primaria. 
Optimización del fracturamiento hidráulico. 

Descripción de la Herramienta. 

La herramienta Radialfrac consta de un cilindro hueco (resina endurecida), relleno 
de un propelente sólido, teniendo en su parte central"),  a lo largo de todo el cilindro, una 
baria de ignición encargada de iniciar la combustión del propelente, la que se activa 
eléctricamente desde la superficie. La combustión del propelente se hace en forma 
progresiva, dando así una mayor superficie de contacto durante la combustión, un mayor 
volumen consumido en función del tiempo y una mayor energía isotrópica disponible 
también en función del tiempo. 

El propelente es más seguro que las mezclas explosivas, ya que sólo combustionará 
cuando la barra de ignición sea sometida a un pulso eléctrico que origine calor. 

Diámetro ( pg ) 	Longitud ( ) 	Temperatura 

(1:  ) 
3 a I 1/2 	 1.80 a 3.60 	 400 

Puntos de Interés durante el proceso: 

Para el buen funcionamiento de la herramienta, el pozo debe tener como mínimo 13 
perlbraciones por metro y una columna de fluido que origine una presión hidrostática de 
por lo menos 500 psi. 

La herramienta es bajada al punto de interés y activada eléctricamente desdé la 
superficie mediante una unidad de cable. 
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Ventajas. 
I. Bajo costo. 
2. Remoción de múltiples tipos de daño. 
3. Tratamiento a zonas específicas. 
1. No contaminante. 
5. Crea fracturas multidireccionales. 
6. No daña las tuberías ni al cemento. 

7. Opera a través del aparejo de producción. 

Recomendaciones. 

El éxito en la aplicación de ésta técnica, sólo depende de la buena elección del pozo 
candidato. Las mejores opciones serán aquellos pozos donde se constate fehacientemente 
la existencia de daño y que tenga el suficiente potencial productivo. 
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

1. lii procedimiento seguido en este trabajo para la evaluación del intervalo productor esta 
soportado por los conceptos teóricos planteados por diversos investigadores a nivel 
internacional, así como por las muchas y muy variadas operaciones que con este fin se 
llevan a cabo en los pozos petroleros de la zona sur. 

2. El conocimiento de las características geológicas de las formaciones y de los fluidos 
contenidos en ellas, asi como los estudios realizados sobre las propiedades de las rocas 
que contienen a los hidrocarburos son base limdamental para la elaboración de programas 
de perforación y terminación de pozos petroleros, los cuales son indispensables para 
alcanzar el objetivo mas importante de industria, que es la producción comercial de los 
hidrocarburos. Esto sin dejar fuera los diferentes elementos que se han adecuado como 
herramientas importantes; tal es el caso de los fluidos de control, cementos, equipos 
eléctricos y electrónicos, etc y de manera sobresaliente los equipos de cómputo. 

3. La implantación de pruebas, técnicas, análisis y métodos en la evaluación de un 
intervalo productor permiten de una manera particular pero a la vez complementaria 
visualizar los muchos y muy variados aspectos que se deben no solo de tomar en cuenta 
sino de normalizar para el buen aprovechamiento de los equipos, de los materiales y de los 
tiempos de operación, así como de proteger de manera eficiente al personal que labora en 
los pozo. El cubrir todas las operaciones involucradas en la definición de un intervalo 
productor proporcionara los elementos necesarios para la toma de desiciones en la 
ejecución de los programas. 

4, Acompañando a las pruebas que se realizan en los pozos de una manera operativa van 
las diferentes pruebas de variación de presión, las cuales nos proporcionan información de 
los parámetros del yacimiento y del pozo tales como: índice de productividad, capacidad 
de flujo, darlo a la formación, permeabilidad, volumen poroso, etc, para predecir el 
comportamiento del yacimiento y la producción futura del intervalo productor. 

5. Invariablemente todos los pozos al inicio de su explotación se encuentran en mayor o 
menor grado dañados por lo que es necesario conocer su origen así como su posible 
remoción. Para tal efecto es necesario considerar las alternativas de solución como pueden 
ser las estimulaciones o el fracturamiento hidraúlico y dependiendo de la buena aplicación 
de estas técnicas podremos alcanzar o reestablecer la producción óptima de una formación 
a través de su intervalo productor. 

6. En todo pozo que sea perforado, terminado y/o estimulado, se recomienda aplicar las 
metodologias de análisis aqui presentadas, con la finalidad de evaluar de una manera 
adecuada el inetrvalo productor, antes de hacerlo producir normalmente. 
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