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Introduccion

INTRODUCCION

El presente trabajo es un apoyo para todo Ingeniero Petrolero que se
interese por el disefio de la ESTIMULACION MATRICIAL, considerando la
seleccidon del pozo candidato y la determinacion del fluido de tratamiento en
funcion de la caracterizacién del dafo y el tipo de formacion, asi como las
consideraciones técnicas, ademas de que indique como calcular los

parametros que se requieren para su ejecucion.

El dafo es una alteracion en la vecindad del pozo ya sea natural o inducida
que puede variar desde una pequefia reduccion de la productividad (o
inyectabilidad) hasta un bloqueo total de las zonas productoras debido a las
etapas de perforacién, cementacion, terminacion, reparacién, produccion y
recuperacion secundaria. Un tratamiento para remover éste dafo es la
ESTIMULACION MATRICIAL que consiste en la inyecciéon de una solucién
acida que no afecte a la formacién a una presion mayor a la de yacimiento
pero menor a la presion de fractura (ruptura) de la misma. Durante la
acidificacién matricial se debe tratar que la inyeccién de la solucion acida sea
uniformemente radial con la finalidad de crear un incremento en la porosidad y

permeabilidad de la formacion acidificada.

En los siguientes capitulos se describe la importancia que tiene la
estimulacién matricial en México como en el mundo, los tipos de dafios que
podemos encontrar y provocar en nuestro yacimiento, el tipo de tratamiento
optimo a realizar con los diferentes fluidos y técnicas de estimulacion
matricial, basados en los calculos adecuados y consideraciones necesarias

para realizar un ejemplo practico de campo.
R ———
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Estimulacion, Panorama Nacional e Internacional Capitulo 1

Capitulo 1. Estimulacion, panorama Nacional

e Internacional

La industria petrolera es muy importante en México y a nivel mundial,
en cada una de sus ramas como es la: Exploracién, Perforacion y Produccion,
y una parte muy importante que es la ESTIMUALCION DE POZOS.

La estimulacion se define como el proceso mediante el cual se restituye o se
crea un sistema extensivo de canales en la roca productora de un yacimiento

que sirve para facilitar el flujo de fluidos de la formacién al pozo.

Es una actividad fundamental para el mantenimiento 6 incremento de la
produccion de aceite y gas, a demas puede favorecer en la recuperaciéon de

reservas.

Existe una amplia gama de literatura técnica de los diferentes tipos de
tratamiento que pueden ejecutarse en un yacimiento de acuerdo con sus
caracteristicas. El avance tecnoldgico a través de los simuladores y equipo de
laboratorio nos permiten detectar pozos candidatos a estimular, diagnosticar
su dano y proponer los disefios mas adecuados en forma rapida y con mayor

certidumbre.
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En México la mayor parte de las estimulaciones se efectuan en rocas
carbonatadas (calizas) utilizando &cido clorhidrico (HCL) a diferentes
concentraciones, una menor parte de las estimulaciones se realizan en
formaciones productoras de areniscas, donde se ha utilizado Acido

Fluorhidrico (HF) o mas recientemente, a través de Fracturamiento Hidraulico.

En nuestro pais, particularmente en los yacimientos con rocas carbonatadas,
la utilizacion del acido clorhidrico es practicamente el comun denominador de
las estimulaciones, sin embargo la experiencia nos ha revelado que no todos
los pozos con problemas de produccién, requieren necesariamente del uso del
acido clorhidrico. Muchos de nuestros pozos con problemas de produccion
requieren de estimulaciones No Acidas (no reactivas) debido a la naturaleza
del problema que genera la declinacion de su produccién, por lo tanto la
seleccién de un pozo candidato a estimular y el disefio de su tratamiento
requieren un buen analisis. La determinacién del tipo de dafio, el analisis
nodal y la corroboracion del dafio a través de pruebas de laboratorio son
factores importantes que deben considerarse para seleccionar y disefiar el

tratamiento de un pozo a estimular.
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Historia de la Estimulacion Matricial

El primer método de estimulacién de la productividad de un pozo que fue
aplicado se remonta al inicio de la explotacion industrial de petroleo,
aproximadamente en 1980. Este proceso fue ideado a través del uso de
nitroglicerina que se hacia explotar. El método se llamé fracturamiento con

explosivos y llegd a ser popular en 1920.

En 1894 en HCL se aplic6 en formaciones de caliza en Lima, Ohio, siendo
patentado el proceso en marzo 17 de 1896 (U. S. No. 556669), método
abandonado o poco usado por la alta corrosion ocasionada en las
instalaciones superficiales y subsuperficial de los pozos. En 1929 se inyecté a

la formacion bajo presion en Kentucky.

Hasta 1932, con el desarrollo de los inhibidores de corrosién, la acidificacion
fue ampliamente aceptada y reconocida como un medio efectivo de
incrementar la productividad de los pozos. En 1940 se introdujo el empleo de

mezclas de acidos HCL — HF.

El estudio de problemas de acidificacidén, inyeccion de agua, pérdidas de
circulacion, cementaciones forzadas y la incipiente estimulacion de pozos con
explosivos, condujeron a considerar otro de los mas importantes métodos: el
Fracturamiento Hidraulico, patentado por R. F. Farris en noviembre 10 de
1953 e introducido por Clark. La primera operacion se efectué en 1947 en un
campo de gas (Hugoton) en Kansas, en el pozo Kleeper No. 1 con resultados
desalentadores. Posteriormente con el empleo de mayores volumenes y se
gastos se probd6 con éxito y su aplicacion fue ampliamente extendida a todos
los paises y a la mayoria de los tipos de yacimientos y a profundidades de

hasta 6000 m y mas.

Adicionalmente y en forma simultanea se han desarrollado y probado una
gran variedad de otros métodos de estimulacion, aunque de menor

importancia a los previamente citados.
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Capitulo 2. Conceptos Bésicos para una estimulacion

Matricial

2.1 INTRODUCCION

Para entender la estimulacion matricial es importante conocer el
comportamiento de los elementos del sistema integral de producciéon, donde
se utilizan diversos métodos para analizar el flujo desde el yacimiento hasta el
separador, incluyendo el flujo a través de la tuberia de produccién, de los

estranguladores y de la linea de descarga.

La optimizacion de un sistema de produccién depende principalmente del
conocimiento que se tiene sobre los diferentes elementos que lo constituyen.
Este procedimiento debe incluir, entre otras cosas, la interrelacion de las
caidas de presion que ocurren en el sistema integral de produccién pozo —
bateria, es decir el estado mecanico del pozo y del equipo superficial, asi
como la capacidad del yacimiento y del conjunto de tuberias para producir los
fluidos. Cuando se tiene un buen conocimiento sobre las condiciones del
sistema, se facilita la busqueda de las causas y las soluciones a los

problemas que se presenten como lo es el dafio en la formacion.
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2.2 DEFINICIONES GENERALES
Porosidad (®)

Es la medida del espacio poroso en una roca para la acumulacion de fluidos.

Se calcula con la expresion:
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Porosidad Absoluta

Considera el volumen poroso tanto de los poros aislados como los

comunicados.

Porosidad Efectiva.

Considera solamente los poros comunicados.

En el caso de una roca basaltica se puede tener una porosidad absoluta muy
alta, pero muy reducida o nula porosidad efectiva. En lo sucesivo se usara @

para referirse a la porosidad efectiva, a menos que se indique lo contrario.

Por otro lado, la porosidad puede ser primaria o secundaria, dependiendo del

proceso que le dio origen.
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La porosidad primaria es el resultado de los procesos originales de

formacion del medio poroso tales como depositacion, compactacion, etc.

La porosidad secundaria se debe a procesos posteriores que experimentan
el mismo medio poroso, como disolucion del material calcareo por corrientes
submarinas, acidificacion, fracturamiento, etc.

La propiedad se expresa en fraccion, pero es comun también expresarla en
por ciento. La porosidad varia normalmente en los yacimientos entre el 5 y el
30 %.

La porosidad puede obtenerse directamente de nucleos en el laboratorio o

indirectamente a partir de los registros geofisicos de explotacion.

Saturaciones (S)

La saturacion de un fluido en un medio poroso es una medida de volumen de
fluidos en el espacio poroso de una roca, a las condiciones de presion vy

temperatura a que se encuentra en el yacimiento.

. Vi wolumen del fluido
Sf= — =

Vi volumen poroso
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Dependiendo las condiciones a las que se encuentre existen diferentes formas

de clasificar las saturaciones, dentro de las mas comunes tenemos:

Saturacion inicial:

Sera aquella a la cual es descubierto el yacimiento, también se le denomina
saturacién congénita y es el resultado de los medios acuosos donde se
forman los hidrocarburos, dependiendo su valor el agua congénita podra tener

movimiento o no.

Saturacion residual:

Es aquella que se tiene después de un periodo de explotacion en una zona
determinada, dependiendo el movimiento de los fluidos, los procesos a los
cuales se esta sometiendo el yacimiento y el tiempo, esta puede ser igual,

menor 6 en casos excepcionales mayor que la saturacion inicial.

Saturacion Critica:

Sera aquella a la que un fluido inicia su movimiento dentro del medio poroso.

En todos los yacimientos de hidrocarburos existe agua y la saturacién inicial
puede variar comunmente entre 10 y 30 %. En yacimientos con entrada de
agua natural o artificial, puede alcanzar valores del orden del 50% 6 mas y

residuales de aceite del orden del 40%.

Las saturaciones de fluido pueden obtenerse directamente de nucleos
preservados, en el laboratorio o indirectamente a partir de registros geofisicos

de explotacion.
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Permeabilidad (K).

Es una medida de capacidad de una roca para permitir el paso de un fluido a

través de ella. La permeabilidad puede ser absoluta, efectiva o relativa.

Permeabilidad absoluta

Es la propiedad de la roca que permite el paso de un fluido, cuando se

encuentra saturada al 100% de ese fluido.

Ecuacion de Darcy (flujo en medios porosos)

En 1856, en la ciudad francesa de Dijon, el ingeniero Henry Darcy fue
encargado del estudio de la red de abastecimiento a la ciudad. Parece que
también debia disefar filtros de arena para purificar el agua, asi que se
interesé por los factores que influian en el flujo del agua a través de los
materiales arenosos, y presentdo el resultado de sus trabajos como un
apéndice a su informe de la red de distribucién. Ese pequeno apéndice fue la
base de todos los estudios fisico-matematicos posteriores sobre el flujo del

agua subterranea.

En los laboratorios actuales disponemos de aparatos muy similares al que

utilizé Darcy, y que se denominan permeametros de carga constante.

Basicamente un permeametro es un recipiente de seccidon constante por el
que se hace circular agua conectando a uno de sus extremos un depdsito
elevado de nivel constante. En el otro extremo se regula el caudal de salida
mediante un grifo que en cada experimento mantiene el caudal también

constante.
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Finalmente, se mide la altura de la columna de agua en varios puntos (como

minimo en dos, como en la Figura 2.1).

|

Figura 2.1 Parametro de carga
constante.

Q = Caudal
Ah = Diferencia de Potencial
entre Ay B.

Ah

SFCCfé’/ Gradiente Hidraulico = N

Figura 2.1

Darcy encontré que el caudal que atravesaba el permeametro era linealmente

proporcional a la seccién y al gradiente hidraulico.

v' Gradiente es el incremento de una variable entre dos puntos del
espacio, en relacion con la distancia entre esos dos puntos. Si la
variable considerada fuera la altitud de cada punto, el gradiente
seria la pendiente entre los dos puntos considerados.

v' Si entre dos puntos situados a 2 metros de distancia existe una
diferencia de temperatura de 8°C, diremos que hay entre ellos un
gradiente térmico de 4°C/metro. Cuanto mayor sea ese gradiente
térmico, mayor sera el flujo de calorias de un punto a otro.
Analogamente la diferencia de potencial eléctrico entre dos
puntos se puede expresar como un gradiente que produce el flujo

eléctrico entre esos puntos, etc.
e —————————
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Es decir: variando el caudal con el grifo y/o moviendo el depésito elevado, los
niveles del agua en los tubos varia. Podemos probar también con
permeametros de distintos diametros y midiendo la altura de la columna de
agua en puntos mas o menos proximos. Pues bien: cambiando todas las

variables, siempre que utilicemos la misma arena, se cumple que:

AR

J = cte x seccidn x

Ty A

(Ver Figura 2.1 para el significado de las variables)

Darcy encontré que utilizando otra arena (mas gruesa o fina, o mezcla de
gruesa y fina, etc.) y jugando de nuevo con todas las variables, se volvia a
cumplir la ecuacién anterior, pero que la constante de proporcionalidad lineal
era otra distinta. Concluyd, por tanto, que esa constante era propia y

caracteristica de cada arena y la llamé permeabilidad (K).

Como el caudal Q esta en L3/T, la seccion es L2, e Ah e Al son longitudes, se
comprueba que las unidades de la permeabilidad (K) son las de una velocidad
(L/T).

Actualmente, la Ley de Darcy se expresa de esta forma:

_ K (dh)
1= dl

donde:

g = Q/seccioén (es decir: caudal que circula por m2 de seccion)
K = Conductividad Hidraulica (mejor que “permeabilidad”)
dh/dl = gradiente hidraulico expresado en incrementos

infinitesimales (el signo menos se debe a que el caudal es una

11
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magnitud vectorial, cuya direccion es hacia los Ah decrecientes; es
decir, que Ah o dh es negativo y, por tanto, el caudal sera positivo)

Velocidad real y velocidad de Darcy

Sabemos que en cualquier conducto por el que circula un fluido se cumple

que:

Caudal = Seccioén x Velocidad
L3T=L%2x LT

Si aplicamos esta consideracion al cilindro del permeametro de Darcy, y
calculamos la velocidad a partir del caudal y de la seccion, que son
conocidos, obtendremos una velocidad falsa, puesto que el agua no circula
por toda la seccion del permeametro, sino solamente por una pequena parte
de ella. A esa velocidad falsa (la que llevaria el agua si circulara por toda la
seccion del medio poroso) se denomina “velocidad Darcy” o “velocidad de

flujo”:

Velocidad Darcy = Caudal / Seccion total
Esa parte de la seccion total por la que puede circular el agua es la porosidad
eficaz; si una arena tiene una porosidad del 10% (0.10), el agua estaria

circulando por el 10% de la seccién total del tubo.

Y para que el mismo caudal circule por una seccion 10 veces menor, su

velocidad sera 10 veces mayor. Por tanto, se cumplira que:

Velocidad Real = Velocidad Darcy / me

(me = porosidad eficaz)

12
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Considerando la cuestiéon con mas precisidn, esto sélo seria exacto si el agua
siguiera caminos rectilineos, cuando en la realidad no es asi. Por tanto, la
“Velocidad Real”, hay que denominarla “Velocidad lineal media”. Entonces se

cumpliria que:

Velocidad Real (real de verdad) = Velocidad lineal media x coeficiente

Ese coeficiente depende de la tortuosidad del medio poroso, y suele valer de

1.0 a 1.2 en arenas.

Limitaciones de la Ley de Darcy

La Ley de Darcy es falsa (o no suficientemente precisa) por dos razones:

1. La constante de proporcionalidad K no es propia y caracteristica

del medio poroso, sino que también depende del fluido

El factor K, puede descomponerse asi: K = kf

Donde:

K = permeabilidad de Darcy o conductividad hidraulica
k = Permeabilidad intrinseca (depende s6lo del medio poroso)
y = peso especifico del fluido

M = viscosidad dinamica del fluido

Esta cuestiéon es fundamental en geologia del petrdleo, donde se estudian
fluidos de diferentes caracteristicas. En el caso del agua, la salinidad apenas
hace variar el peso especifico ni la viscosidad. Solamente habria que

considerar la variacion de la viscosidad con la temperatura, que se duplica

entre 5y 35 °C, con lo que se duplicaria la permeabilidad de Darcy y también
e —————————
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el caudal circulante por la seccion considerada del medio poroso.
Afortunadamente, las aguas subterraneas presentan minimas diferencias de

temperatura a lo largo del afio en un mismo acuifero.

Por tanto, aunque sabemos que K depende tanto del medio como del propio
fluido, como la parte que depende del fluido normalmente es despreciable,
para las aguas subterraneas a efectos practicos asumimos que la K de Darcy,

o conductividad hidraulica es una caracteristica del medio poroso.

2. En algunas circunstancias, la relacion entre el caudal y el
gradiente hidraulico no es lineal. Esto puede suceder cuando el
valor de K es muy bajo o cuando las velocidades del flujo son muy

altas.

En el primer caso, por ejemplo, calculando el flujo a través de una formacion
arcillosa, el caudal que obtendriamos aplicando la Ley de Darcy seria
bajisimo, pero en la realidad, si no se aplican unos gradientes muy elevados,

el agua no llega a circular, el caudal es 0.

En el segundo caso, si el agua circula a gran velocidad, el caudal es
directamente proporcional a la seccion y al gradiente, pero no linealmente

proporcional, sino que la funcion seria potencial:

_ & (dh)”
= dl

donde el exponente n es distinto de 1.

En el flujo subterraneo las velocidades son muy lentas y practicamente
siempre la relacion es lineal, salvo en las proximidades de captaciones

bombeando en ciertas condiciones.

14
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Permeabilidad efectiva (Ko, Kg, Kw)

La permeabilidad efectiva a un fluido es la permeabilidad del medio a ese

fluido cuando su saturacion es menor del 100%.

Ko =permeabilidad efectiva al aceite.
Kg = permeabilidad efectiva al gas.

Kw = permeabilidad efectiva al agua.

A continuacion se muestra una grafica tipica de permeabilidades efectivas

para un sistema aceite-agua en un medio poroso mojado por agua (Figura

2.2):

Ko

Kw

Swc Soc

Figura 2.2

En la regidon A solo fluye aceite.
En la regién B fluyen simultaneamente aceite y agua

En la regién C solo fluye agua.

15
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Se hace notar que la saturacion de agua tiene un valor de 0.5, la

permeabilidad efectiva al aceite es mayor que la efectiva al agua.

Permeabilidad relativa (Kro, Krg, Krw)

La permeabilidad relativa a un fluido es la relacion de la permeabilidad

efectiva a ese fluido a la permeabilidad absoluta.

ko
kro= — krg=E

low
k_I‘W:T

Grafica tipica de permeabilidades relativas (Figura 2.3):

Kro

1.0 1.0

0 Soc 0.5 Sor 1

Figura 2.3

Existen algunas reglas empiricas por medio de las cuales es posible inferir si
una formacion es mojada por agua o por aceite, la mas conocida de ellas es la
expresada por Craig y colaboradores la cual esta resumida en la siguiente
tabla.

16
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AGUA ACEITE
1. Saturacion de agua congénita Usualmente mayor del 20% Generalmente menor del 15%
del volumen rocoso
2. Saturacién en la cual Mayor del 50% de Sw Menor del 50% de Sw
3. Krw = Kro
4. Permeabilidad relativa al agua, Generalmente menor del 30% Mayor del 50% vy tiende al
al maximo punto de 100%

saturacion de agua

Energias y fuerzas del yacimiento.

Las fuerzas naturales que retienen los hidrocarburos en el yacimiento, pero
que también los desplazan son: inercia, atraccion gravitacional, atraccién
magnética, atraccion eléctrica, presion, tensién superficial, tension interfacial y

presion capilar.

Tension interfacial o.

Es el resultado de los efectos moleculares por los cuales se forma una
interfase que separa dos liquidos. Si o =0 se dice que los liquidos son
miscibles entre si, como el agua y el alcohol. Un ejemplo clasico de fluidos
inmiscibles se tiene con el agua y el aceite. En el caso de una interfase gas-

liquido, se le llama tensién superficial.

Fuerzas capilares.

Son el resultado de los efectos combinados de las tensiones interfaciales y
superficiales, de tamafio y forma de los poros y del valor relativo de las
fuerzas de cohesidon de los liquidos, es decir de las propiedades de

mojabilidad del sistema roca-fluidos.

17
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Mojabilidad.

Es la tendencia de un fluido a extenderse o adherirse sobre una superficie

solida, en presencia de otro fluido y se mide por el angulo de contacto. Si la

roca es mojada por aceite se dice que es oleofilica y si lo es por agua sera

hidrofila.

Presion capilar.

Es la diferencia de presiones que existe en la interfase que separa dos fluidos

inmiscibles, uno de los cuales moja preferente la roca. También se define la

presion capilar como la capacidad que tiene el medio poroso de succionar el

fluido que la moja y de repeler al no mojante.

kd |
aire 0 aire
8
agua
mercurio
Liquido Mojante Liquido no Mojante
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2.3 SISTEMA INTEGRAL DE PRODUCCION

Yacimiento

Es la porcidn de una trampa geoldgica que contiene hidrocarburos y que se
comporta como un sistema interconectado hidraulicamente. Algunos
yacimientos estan asociados a grandes volumenes de agua denominados
acuiferos. Los hidrocarburos parcialmente ocupan los poros o huecos de la
roca almacenadora y normalmente estan a la presién y temperatura debidas a
las profundidades a que se encuentra el yacimiento.

Pozo

Es un agujero que se hace a través de la roca hasta llegar al yacimiento y en
el cual se instalan tuberias y otros elementos con el fin de establecer un flujo
de fluidos controlado desde el yacimiento hasta la superficie.

Tuberia de descarga

Conducto de acero cuya finalidad es transportar la mezcla de hidrocarburos y

agua desde la cabeza del pozo hasta la bateria de separacién

Estrangulador

Aditamento instalado en pozos productores para establecer una restriccion al

flujo de fluidos y asi obtener el gasto deseado

Separadores

Son equipos utilizados para separar la mezcla de aceite, gas y agua que

proviene del pozo; pueden ser verticales, horizontales o esféricos
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Tanques de almacenamiento

Son recipientes metalicos de gran capacidad para almacenar la produccién de
hidrocarburos; pueden ser instalados en tierra firme o pueden ser buque
tanques, ambos con capacidades de 100 mil a 500 mil barriles.

Pozo Fluyente

Para llevar a cabo el andlisis de un pozo fluyente, es necesario cubrir dos
aspectos fundamentales: En primer lugar tener una concepcion muy clara del
mecanismo de flujo que siguen los fluidos producidos, desde la frontera de
drene del yacimiento, hasta la central de recoleccion o bateria de
separadores. En segundo término disponer de la metodologia y herramientas
de calculo, que permiten predecir el comportamiento del sistema en general.
El sistema integral del flujo esta constituido por cuatro partes principales que

son:

Flujo en el yacimiento
Flujo en tuberias

Flujo en el estrangulador

e

Flujo en lineas de descarga

Cabe de mencionar que cualquier variacion de presion ocasionada dentro del
sistema, se refleja el comportamiento general del mismo, por lo que todo
analisis debera hacerse sobre la base del sistema integral de flujo.

Flujo en el yacimiento

Esta parte se refiere al estudio del comportamiento de flujo al pozo que siguen

los fluidos, desde su frontera de drene hasta el pozo.
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Para saber si un pozo produce en forma apropiada, es necesario conocer su
potencial. El potencial es el gasto maximo que aportaria un pozo si se le
impusiera el mejor conjunto de condiciones posibles. EI potencial debe
compararse con lo que el pozo es capaz de producir en las condiciones en las
que se encuentra. El conocimiento del yacimiento, las propiedades de los
fluidos, estado actual de depresionamiento, saturaciones de fluidos,
permeabilidades relativas, dafo al pozo y las caracteristicas de la T.P. y L.D.

permiten determinar lo que un pozo en particular puede producir.

En la 2.3.1 se muestran las curvas tipicas que representan el comportamiento
de flujo en el yacimiento de un pozo. En la linea A, la tendencia es una recta
gue se presenta cuando la presion de fondo fluyendo es mayor a la presion de
saturacién. A presiones de fondo fluyendo menores a Pb el comportamiento
observa la tendencia de la linea B. Al depresionarse el yacimiento puede

esperarse un comportamiento como el de las lineas C y D.

Pwf

Pwst

JPws

Gasto

Figura 2.3.1 Curvas tipicas del comportamiento de afluencia del
yacimiento al pozo.
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En relacidén a la misma figura, cuando la presién de fondo fluyendo es mayor a

la presion de saturacién la pendiente de la recta es constante y entonces:
J = 1P (linea A)

Cuando Pwf < Pb se considera un comportamiento no lineal al que se conoce
como IPR (lineas B, C y D). El gasto tedrico maximo que se obtendria de un

pozo cuando Pwf = 0 se conoce como g max.
IP en Yacimientos bajosaturados.

Suponiendo un indice de productividad constante, independientemente de la
produccion a condiciones superficiales y con produccion de aceite y agua, se

puede emplear la siguiente ecuacion:

] = IP = g Pws - Pwj)

O bien, considerando flujo radial para un yacimiento homogéneo, horizontal,
uniforme y de poca compresibilidad, la ecuacién de Darcy:

7083 = h ko k

W

—+ .
(Inz=)—075+5+Dg'Bo*#s  BwW=i,

Donde:

S = Es el factor total de dafo a la formacion, el cual puede ser determinado
mediante pruebas de presion en los pozos.
Dq = Es el término por flujo turbulento, generalmente despreciado cuando se

esta produciendo a gastos bajos y para formaciones de baja permeabilidad.

22



Conceptos Basicos para una Estimulacién Matricial Capitulo 2

El comportamiento de afluencia en esta etapa de produccion se muestra en la
linea A. Se observa que a cualquier gasto la J es la misma. Cuando q = 0
entonces Pwf = Pws y si Pwf = 0 entonces gmax = J x Pws. En la figura 2.3.2
se muestra el comportamiento de flujo para tres pozos productores de un
mismo yacimiento, pero con diferente J. Se infiere que si las caracteristicas de
la formacién y sus fluidos son las mismas, las diferencias en los valores de J

se deben al dano en la formacion.

J1 <12 <13

J1

LPy
]2

13

Gasto q

Figura 2.3.2 Curvas tipica del comportamiento de J

IPR en Yacimientos saturados

Cuando existe flujo en dos fases en el yacimiento la relacion la ecuacion
anterior no se cumple, pues el valor de la pendiente cambia continuamente en
funcion del abatimiento en la presién (Figura 2.3.3). Esto se justifica al
entender que: si Pwf < Pb, el abatimiento continuo de la presion permite la
liberacion de gas. Como consecuencia, la Krg se incrementa por encima de la
Kro, el IP aumenta. El efecto resultante de esta serie de fendbmenos es un

comportamiento de afluencia (IPR) no lineal.
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De lo anterior se concluye que el IP para cualquier gasto de produccion,
siempre que Pwf > Pb, sera la primera derivada del gasto con respecto al

abatimiento de presion, esto es:

IP =IPR = dq / dPwf

Pt g

.,

IP1

IP>

Gasto q

Figura 2.3.3 Variacion de IP para yacimientos bajosaturados

Puesto que el método de Vogel es aplicable unicamente a pozos en donde la
presion de fondo fluyendo se encuentra por debajo de la presion de
saturacién, es necesario contar con un procedimiento general que permita
calcular curvas de IPR para presiones de fondo fluyendo mayores y menores

de la presién de saturacion.

La Fig. figura 2.3.4 ilustra los conceptos empleados en el desarrollo de este
método, basado en un comportamiento lineal arriba de la presion de
saturaciéon (flujo monofasico) y un comportamiento no lineal debajo de la

presion de saturacion (flujo bifasico) descrito por la ecuacion de Vogel.
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P 2 /
(Ib./pg”) e

IP constante

'Y

o Curva de Vogel

b JP,1.8 / rméx

Gasto q

Figura 2.3.4 Comportamiento de afluencia generalizado

2.4 ANALISIS NODAL

Definicion

Es el estudio del flujo de fluidos en un sistema de produccion, el cual se divide

en flujo en el yacimiento, en la tuberia vertical y en la tuberia horizontal.

Caracteristicas

Se le llama analisis nodal porque divide al sistema de flujo en partes, con la
finalidad de predecir el gasto y la presion en los nodos (uniones de las partes)

o0 en los extremos del sistema.

Objetivos

1. Predecir el comportamiento del flujo en las condiciones actuales
2. Predecir el comportamiento del flujo al variar los parametros en algun nodo

3. Tomar decisiones para optimizar las condiciones de flujo.
e —————————
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Condiciones

1. Siempre debe conocerse la presion al inicio y al final del sistema.

2. En el nodo solucion la presion y el gasto deben ser idénticos para cada
subsistema.

3. Los nodos solucion pueden ser los extremos del sistema o los puntos

de union entre subsistemas.

Gas—-

77777777777
MNodos

T i
.\__1 | ) Formacion

FEes

) Fondo del pozo

{-:) Cabeza del pozo

@ Estrangulador superficial

/Z/,—// Aa’ fﬁ,Q Zz/’rﬂ: (I;I; (5) separador

f ,P j‘ff.e’:’rf [

'-l'

Nodos principales en un Sistema Integral de Produccién.

Analisis de Curvas de Gradiente

Son graficas de profundidad vs presion que permiten calcular la distribucion
de presion en la tuberia de produccion. Se generan a partir de correlaciones

de flujo multifasico y/o experimentos de flujo.
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Los parametros a medir son:

% Diametros de la tuberia presitn

+ Densidad relativa del aceite.

% Profundidad de la tuberia o

% Presién de fondo fluyendo. 0,

¢ Presion en la cabeza del pozo n \ constantes
¢ Produccion brote de liquidos. d1p

% Relacioén gas - liquido.

% Temperatura de flujo. profundidad

Las curvas de gradiente de presion consideran una presién en la boca del
pozo igual a cero, para diferentes relaciones gas — aceite, manteniendo

constantes: gastos, diametros de tuberia y densidad del fluido.

Pwh ow »
presion
d
9
YR
UAPT -
5 Estas curvas se utilizan para calcular
Lrp la presion en la cabeza del pozo a
partir de la presiéon de fondo
GA .
fluyendo y viceversa.
profundidad
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2.5 TIPO Y CLASIFICACION DE YACIMIENTOS.

Clasificacion de los yacimientos.

v" De acuerdo con el tipo de roca almacenadora.

X/
L X4

Arenas: Cuya porosidad se debe a la textura de los fragmentos que
la forman. Pueden ser arenas limpias o sucias. Estas con limo,
cieno, lignito, bentonita, etc.

+ Calizas porosas cristalinas: Su porosidad primaria es muy baja, es
porosidad inter-cristalina, puede tener espacios poros muy
importantes debidos a la disolucion.

% Calizas eoliticas: Su porosidad es intermolecular.

+ Calizas detriticas: Estan formadas por la acumulacién de fragmentos
de material calcareo.

% Calizas fracturadas y/o con cavernas: Son sumamente atractivas por
su alta permeabilidad debida al fracturamiento o a la comunicacion
entre las cavernas.

« Areniscas: Son arenas cementadas por materiales calcareos o

silicos.

X/

% Calizas dolomiticas: Combinacion de carbono con magnesio.

v' De acuerdo con el tipo de trampa.

s Estructuras, como los anticlinales.

« Por penetracion de domos salinos

« Por fallas.

% Estratigraficos: por cambio de facies, por discordancias, por
disminucion de la permeabilidad, por acufiamiento.

+ Mixtos o por combinacién: donde intervienen mas de un tipo de los

anteriores.
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v" De acuerdo al tipo de fluidos almacenados.

% De aceite y gas disuelto.

% De aceite, gas disuelto y gas libre (casquete).
+ De gas seco.

+ De gas humedo.

% De gas y condensado retrogrado.
v" De acuerdo con la presion original en yacimiento de aceite.

% Bajo saturados: La presion inicial es mayor que la saturacion. Todo
el gas esta disuelto.

% Saturados: La presion inicial es igual o menor que la de saturacion.
Cuando pi<pb, hay gas libre, ya sea disperso o en el casquete.

+» De acuerdo con el tipo de empuje predominante.

% Por expansion de fluidos y la roca (Pi>Pb).

% Por expansion de gas disuelto liberado (Pi < Pb o Psat )

% Por expansion del gas libre (casquete).
% Por segregacién gravitacional.

% Por empuje hidraulico.

% Por empujes combinados.

% Por empujes artificiales.
Comportamiento de Diagrama de Fases

El comportamiento de fase de sistemas multicomponentes de hidrocarburos
en la regién liquido-vapor es muy semejante al comportamiento de fase de
sistemas de dos componentes puros. Sin embargo, los rangos de presién vy

temperatura en los cuales las dos fases existen se incrementan
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significativamente si el sistema llega a ser mas complejo con un gran numero

de diferentes componentes puros.

Es decir, conforme el numero y complejidad de las moléculas en una
mezcla de hidrocarburos se incrementa, la separacion entre las lineas de
puntos de burbuja y puntos de rocio sobre el diagrama de fase es mucho
mayor, existiendo una amplia variedad de presiones criticas y temperaturas

criticas asi como diferentes localizaciones de los puntos criticos sobre las

envolventes de saturacion.

Se presenta un diagrama de presion-temperatura (Figura 2.4) para un

sistema multicomponente con una composicién total especifica.

PUNTO
CRITICO

CRICONDEBARA_ _
PRESION CRITICA

YACIMIENTO
SATURADO

E CRICONDETERMA

/
’ / /

i |
REGION DE DOS 7
FASES ; ’ LiQUIDOI
’ / i
7

| 1
| i
A ¢ T \S Ta >

1

e
£ LiQumo YACIMIENTO / :
B> B, , CON CASQUETE P { |
6 ,/ DEGAS Yo/
& ] ’ 7 / ,
’ / V4 / 1
50% p | :
1
]

Temperatura

Figura 2.4 Diagrama de fase de presion-temperatura para un sistema

multicomponente.
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Los diagramas de fase presidén-temperatura para sistemas multicomponentes
se emplean esencialmente para clasificar los yacimientos petroleros en
funcion del tipo de fluidos que contiene, clasificar los sistemas de
hidrocarburos que ocurren en forma natural y para describir el

comportamiento de fase de los fluidos del yacimiento.

Se pueden observar los elementos siguientes:

Curva de puntos de burbuja: La curva de puntos de burbuja (linea BC) se
define como la linea que separa la regidon de la fase liquida de la region de

dos fases (vapor-liquido).

Curva de puntos de rocio: La curva de puntos de rocio (linea AC) se define
como la linea que separa la regién de la fase de vapor de la regién de dos
fases (vapor-liquido).

Punto critico. El punto critico de una mezcla multicomponente se refiere
como el estado a determinada presion y temperatura en la cual todas las
propiedades intensivas de las fases liquido y vapor son idénticas (punto C).
En el punto critico, la correspondiente presion y temperatura se denominan

presion critica, pc, y temperatura critica, T, de la mezcla.

Cricondenterma, T.: La cricondenterma se define como la temperatura
maxima por arriba de la cual la fase liquida no se puede formar
independientemente de la presion que se tenga (punto E). La presion en el

punto E se denomina presion cricondenterma, pt.

Cricondenbara, pcp: La cricondenbara es la presion maxima por arriba de la
cual la fase de vapor (gas) no se puede formar independientemente de la
temperatura que se tenga (punto D). La temperatura en el punto D se

denomina temperatura cricondenbara, Tgp.
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Lineas de calidad: Las lineas interrumpidas dentro de la regién de dos fases
del diagrama de fase de presidén-temperatura se denominan lineas de calidad.
Estas lineas proporcionan las condiciones de presion y temperatura para
volumenes equivalentes de liquidos. Observe que todas las lineas de calidad

convergen en el punto critico, C.

A continuacion se presenta la clasificacion de los yacimientos petroleros en

funcion del tipo de fluidos que contiene.

La localizacién del punto critico, asi como la forma y tamano del diagrama
de fase son funcioén del tipo de fluidos que contiene el yacimiento. Se
observara que existe una gran separacion entre la presién critica y la maxima
presion de la envolvente de fases (cricondenbara) para mezclas ligeras de
hidrocarburos. De igual manera que existe una gran separacion entre la
temperatura y la temperatura maxima de la envolvente de fases

(cricondenterma) para cualquier mezcla de hidrocarburos.

Tipos de fluidos en los yacimientos petroleros

Existen cinco tipos de yacimientos petroleros en funcion del tipo de fluido.
Estos yacimientos se denominan comunmente de aceite negro, aceite volatil,

gas y condensado, gas humedo y gas seco.

El tipo de fluido en un yacimiento debe de identificarse al momento del
descubrimiento o bien durante las etapas iniciales de la vida de explotacion
del mismo. El conocimiento del tipo de fluido que contiene el yacimiento, es
un factor clave en varias de las decisiones que se deben de realizar para la

explotaciéon 6ptima del yacimiento.
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Tabla de diagrama de fases de los cinco tipos de yacimientos
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Dafio a la Formacion Capitulo 3

Capitulo 3. Dano a la formacién

3.1 INTRODUCCION

Cuando un pozo no produce de la forma esperada, existe la posibilidad
que se encuentre dafado. Si las evaluaciones indican que el yacimiento
puede entregar una mayor cantidad de producto, entonces es posible que se

requiera un proceso de estimulacion.

Si la permeabilidad es baja, el pozo es candidato para un fracturamiento
hidraulico. En aquellos casos en los que el dafo haya reducido la
productividad del pozo, el tratamiento adecuado es la estimulacion matricial.
Por lo general, el dafno se relaciona con un taponamiento parcial de la
formacion alrededor de la vecindad del pozo. Esto reduce la permeabilidad
original del area dafada, por lo que se debe eliminar el dafio o crear nuevos

canales que sobrepasen la zona dafiada agujeros de gusano, por ejemplo.
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Se inyectan fluidos en la porosidad natural del yacimiento a velocidades y
presiones de matriz (por debajo de la presion y gasto de fractura). Dichas
velocidades y presiones relativamente bajas son necesarias para eliminar o
sobrepasar el dafo localizado cerca de la vecindad del pozo. Asimismo, se
limita la velocidad y la presion para evitar el fracturamiento de la formacion, lo

cual resultaria en una estimulacién sin control de sélo parte del yacimiento.

Para disolver algunos de los constituyentes de las rocas se utilizan acidos
inorganicos el acido clorhidrico (HCI) o el acido fluorhidrico (HF), por ejemplo,
los cuales son relativamente baratos y de facil obtencion. Se bombea un
volumen determinado de acido en la formacién para mejorar la permeabilidad
de la roca y restaurar la productividad del pozo.

Dichos tratamientos no siempre incrementan la productividad del pozo. Si el
disefio no es el adecuado, los tratamientos pueden reducir o incluso detener
la produccion. Se deben identificar las verdaderas causas de la baja
productividad del pozo para garantizar que en realidad existe un dafo.
Asimismo, se debe identificar el tipo de dafio antes de aplicar las acciones

correctivas pertinentes.

3.2 PSEUDODANOS

La mayor caida de presion del yacimiento durante las etapas de produccién se
genera en las areas del yacimiento cercanas a la vecindad del pozo “Matriz
Critica”. El flujo F a través de la matriz critica se ve alterado debido a
materiales naturales o inducidos que reducen la permeabilidad: el resultado
neto es una zona dafada definida por un niumero adimensional llamado dano.
Por lo general, estos dafos son el resultado de una disminucion de la

permeabilidad en la matriz critica y en los tuneles de los disparos.

S =S¢q + S¢+ Spc + Sperr + S Sps + Syp
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S : dafio total

Stg : dafio verdadero en la formacién

St : pseudo dafio originado por terminacion parcial

Spe @ pseudo dafio causado por la inclinacién entre los ejes del

pozo y de la formacién (favorable)

Spert : pseudo dafio por los disparos

S Sps: otros pseudo dafios por efectos del gasto y cambios de
fase de los fluidos (turbulencia, gas y liquidos, etc.)

St,  :dafo en los tuneles de los disparos

Cuando se conoce el dano total del pozo, se puede calcular la relacion de
comportamiento del flujo entrante (IPR, por sus siglas en inglés). Ya se ha
demostrado el beneficio que, en la mejora de la productividad del pozo, tiene

la reduccién del factor de dafo.

El Analisis NODAL, es un enfoque sistematico para la optimizacion de pozos
de gas y aceite, y se utiliza para evaluar detalladamente todo el sistema de

produccion. A continuacion se enlistan los objetivos del analisis NODAL.:

v" Optimizar el sistema para generar el gasto de flujo deseado de la
manera mas economica.

v' Revisar cada uno de los componentes del sistema del pozo para
determinar si alguno de ellos esta restringiendo el gasto de
flujo de forma innecesaria.

v' Permitir que el personal de ingenieria identifique rapidamente las

formas de incrementar los gastos de produccion.

La Figura 3.1 muestra un diagrama de un sistema de terminacion de pozos.
El sistema de produccién estad formado del (1) yacimiento, (2) la tuberia de
produccion y (3) el equipo en superficie. Los fluidos comienzan a fluir desde

el yacimiento hacia el agujero a través del intervalo de terminacion;
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posteriormente, fluyen a la superficie a través de la tuberia de produccion;
finalmente fluyen al separador por medio de la tuberia en superficie. Como
resultado del flujo de los fluidos a través de cada segmento, se genera cierta

pérdida de presion.

Para optimizar la produccion del pozo, se debe analizar cada uno de los
componentes del sistema de produccién, individualmente y en conjunto, para
evaluar la integridad del sistema de produccion. La técnica grafica del analisis
NODAL se utiliza para evaluar el impacto que podria tener, en la integridad
del sistema, el cambio de cualquiera de los componentes del mismo. Una vez
que se han deducido las causas que podrian estar generando la falta de flujo
dentro del sistema, se puede realizar el analisis de las causas mas alla del

mismo.

Un error comun es pensar que todo el dafio se encuentra en la parte interna
de la formacion. Sin embargo, existen otros factores que no se relacionan con
dafos en la formacién; se les conoce como pseudodafnos. Se les debe restar
del valor del dafo total para calcular el daino verdadero asociado con la

formacion.

A los dafios de origen mecanico también se les conoce como pseudodafios;
los que verdaderamente se originaron en la formacion reciben el nombre de
danos de la formacién. En el mejor de los casos, cualquier tratamiento puede
eliminar los dafios de la formacion. Sin embargo, no tienen efecto en dafos

de origen mecanico.
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Figura 3.1. Pérdidas de presién en el sistema productor de un pozo con

flujo

Los pseudodaios y la configuracion del pozo

Los pseudodanos que quedan después de determinar o eliminar los dafos

generados durante el proceso de terminacién pueden atribuirse al pozo en si.

Sin embargo, no todos los componentes del dafio son resultado directo del

yacimiento. Existe la posibilidad de que tengan un origen mecanico o fisico.

Los pseudodaios positivos los que deterioran la produccion pueden ser

resultado de la configuracion del pozo:

DN N N N

Una entrada limitada para el flujo.

Pozos no centrados.
Baja densidad de disparos.

Disparos cortos.

Determinacion incorrecta de las fases de disparo.
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Los pseudodafos negativos siempre existen en pozos desviados; son una

funcion del angulo de desviacién y el espesor de la formacion.

Los pseudodaios y las condiciones de produccién

Las condiciones de fase y gasto también pueden resultar en caidas
adicionales de presion o pseudodafos. Si las condiciones de produccion de
un pozo dado incluyen altos gastos de flujo, se pueden generar flujos
turbulentos en los disparos e incluso en la formacion (Figura 3.2). El
pseudodano positivo correspondiente es proporcional al gasto de flujo por
encima de un minimo dado. Por debajo de este valor critico, se elimina dicho
pseudodano. La precipitacién de incrustaciones en las perforaciones y
alrededor de éstas puede modificar progresivamente las condiciones de flujo
de un régimen Darcy a un régimen que no sea Darcy, lo cual crearia un
pseudodaio adicional ademas del dafo verdadero, resultado de

incrustaciones con volumen de poro.

Si la produccion del pozo se realiza con una pérdida de presion alta, la
presion alrededor de la vecindad del pozo puede disminuir hasta alcanzar
niveles por debajo del punto de burbuja de los hidrocarburos. Se crea asi un

pseudodano positivo, resultado del bloqueo del gas.

De igual forma, al producir pozos de gas y condensado por debajo del punto
de rocio, los liquidos pueden emerger alrededor de la vecindad del pozo y
bloquear el flujo. Ambos fenédmenos son efecto de la permeabilidad relativa,

pero se manifiestan como pseudodanos positivos.

En yacimientos de arenas no consolidadas, las modificaciones de los arcos de
arena alrededor de las perforaciones pueden generar dafo que es
dependiente de los gastos de flujo. Para ciertos valores del gasto de flujo, se

pueden presentar variaciones abruptas de dafo, asi como liberaciones de
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arenas concomitantes.
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Figura 3.2.- Efecto que tiene la turbulencia y la zona compactada
(reduccién de la permeabilidad del 90%) en la proporcion de

productividad.

Otros pseudodaios

A continuacion se enlistan otras causas que pueden deteriorar la produccion:

v' Colapso de la tuberia de produccion.

v' Colapso de perforaciones en formaciones en donde se ha
sobreestimado la competencia.

v' Aislamiento deficiente entre las zonas, resultado de una mala

cementacion del espacio anular.
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» La invasion de aceite a un casquete de gas reduce de forma
importante la permeabilidad relativa del gas.

» La mezcla de aceites de dos zonas diferentes puede traer
como resultado la precipitacion de parafina y asfaltenos.

» La invasién de zonas con aceite por el agua, reduce la
permeabilidad relativa del aceite (bloques de agua), puede
crear emulsiones y puede generar problemas con arcillas e
incrustaciones.

» Un mal aislamiento puede hacer que los tratamientos de
estimulaciéon no arrojen los resultados esperados y causen
mayores dafos.

» Malos sistemas de bombeo neumatico (tuberias de produccion
de diametro pequefio, presion de bombeo inadecuada, mal

disefio de las valvulas y altas contrapresiones en superficie).

3.3 MECANISMOS DE DANO A LA FORMACION

Considerando la forma mas simple de la ley de Darcy para flujo radial:

kAoP

q:_IE

Se aprecia la disminuciéon de produccion depende basicamente de una
reduccion en la permeabilidad de la formacion a los fluidos, o de un

incremento en la viscosidad de los fluidos.

La permeabilidad k se refiere a una permeabilidad equivalente efectiva a los
fluidos del yacimiento. Esta depende de la heterogeneidad de la formacion, de
la permeabilidad absoluta de la misma y de la permeabilidad efectiva de los

fluidos.
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Es un sistema de flujo radial cualquier reduccion en la permeabilidad
alrededor de la pared del pozo resulta en una considerable reduccipon en su

productividad (o inyectividad).

Los mecanismos que gobiernan el dafio a una formacion son:

< REDUCCION DE LA PERMEABILIDAD ABSOLUTA
(disminucion de los espacios vacios interconectados)

< REDUCCION DE LA PERMEABILIDAD RELATIVA
(cambios de saturacion o de mojabilidad)

<% ALTERACION DE LA VISCOSIDAD DE LOS FLUIDOS DEL
YACIMIENTO

(alteracion de los fluidos del yacimiento, formacién de emulsiones)
Reduccion de la permeabilidad absoluta.

Una roca reduce o pierde su permeabilidad absoluta cuando existe una
disminucion del espacio vacio libre al flujo de fluidos. Esto puede presentarse
unicamente por particulas sélidas depositadas en tales espacios o al aumento
del volumen del material sélido que compone la roca. Dependiendo de su
tamafo las particulas soélidas pueden invadir los conductos porosos
quedandose atrapados en los poros, en sus interconexiones o en fisuras
naturales o inducidas. Estas particulas solidas pueden provenir del los fluidos
de control, de las lechadas de cemento, de los recortes de la barrena, o estar
presentes en la propia formacién, incluso pueden crearse por precipitaciones
secundarias, reacciones de los propios fluidos de la formacion. También los
solidos pueden crearse por precipitaciones, reacciones de los propios fluidos
de la formacidon o incompatibilidad de los fluidos extrafios con los minerales
que constituyen la roca. Ademas, también puede ocasionarse la reduccion del

espacio vacio de los conductos porosos, por el aumento de volumen de los
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minerales contenidos en la propia formaciéon, como es el caso del

hinchamiento de las arcillas (Figura 3.3.1).

Volumen del modelo: Vm= L3 LEY DE POASEVILLE
(volumen de roca)
-

“\ / q= (n)(s){r:*HAP)/((B)(p)L))

3 Longitud del capilar: L
:. LEY DE DARCY

Caida de presion =
através del capilar: AP 9= (KILZAP) /(L)

radio del capilar: r,

Gasto del Fluido: g,

Fluido fluyendo

de viscosidad / e IGUALANDO LA LEY DE
J;’ capilares: n POASEVILLE Y LADE DARCY
Volumen del los capilar'es: Vp=(n)(m)(r2)(L)
(velumen de poros) K = (¢)(r::2) f 3

Porosidad del modelo: ¢ =Vp/Vm= (n){=)(r?)/L?

Figura 3.3.1. Modelo del medio poroso con tubos capilares

Reduccion de la permeabilidad relativa

Esta reduccion puede ser ocasionada por el incremento de la saturacion de
agua cerca de la pared del pozo, como resultado de una alta invasion de

filtrado o simplemente por la conificacion o digitacion del agua de formacion.

La reducciéon de Ila permeabilidad relativa a los hidrocarburos, vy
consecuentemente de la productividad del pozo, depende de la saturacion de
agua y del incremento del radio de invasion del filtrado. Si este filtrado
contiene surfactantes puede ocasionar un cambio en la mojabilidad de la
formacion y como resultado una disminucién en la permeabilidad efectiva al
aceite. La geometria de los poros, asociada con el area superficial, afecta a
los cambios de permeabilidad relativa; al disminuir el volumen de los poros
con las particulas transportadas dentro del yacimiento, se aumenta el area

superficial, por lo tanto las posibilidades de aumentar la permeabilidad relativa
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del agua, aumenta con el incremento de la saturacién del agua, dejando

menor espacio disponibles para el flujo de aceite (Figura 3.4.2).

En lo general en forma natural, las rocas se encuentran mojadas por agua, un
cambio en esta condicion natural puede resultar de la accién de agentes
activos de superficie llevados por los fluidos de perforaciéon, cementacion,
terminacion, reparacion limpieza y estimulacion. Una reducciéon en la
permeabilidad relativa al aceite puede ser del orden del 60% en un medio
mojado por aceite; mayores porcentajes de reduccion se han encontrado en

rocas de mas baja permeabilidad.

Kro

Krw

PERMEABILIDAD RELATIVA
0010203040506 0708 09 1.0

00102 02 04 05 06 0.7 0.8 0.9 1.0
SATURACION DE AGUA

Figura 3.4.2. Permeabilidades relativas contra saturaciones
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Alteracion de la viscosidad de los fluidos del yacimiento

Este fendmeno puede ocurrir debido a incompatibilidad de fluidos que invaden
la roca con los fluidos de formacidon pudiéndose crear emulsiones estables. La
reduccion de productividad dependera de la viscosidad de la emulsion y del
radio del area afectada. Las emulsiones de agua en aceite son mas viscosas
que las emulsiones de aceite en agua. Las emulsiones se forman cuando el
filtrado inyectado hacia la formacion se mezcla con los fluidos contenidos en
ésta. Los surfactantes en uniéon con los sdlidos finos tienen las tendencias a
estabilizar estas emulsiones. Las formaciones mojadas por aceite tienden a
formar emulsiones mas estables y de viscosidades mas altas que las mojadas

por agua.

3.4 DANO VERDADERO A LA FORMACION

Gracias a su ubicacién, se pueden identificar diferentes tipos de dafio. La
Figura 3.3 muestra algunos de los dafios mas comunes. EI deterioro de la
produccion se puede presentar en cualquier parte del sistema desde la
vecindad del pozo, disparos, e incluso la formacion. Generalmente no se
hace dicha distincién, pues no es muy comun que los procesos de
taponamiento se ubiquen solamente en una parte del sistema. Para poder
realizar un buen disefo del tratamiento correctivo, no so6lo se necesita
conocer la naturaleza del dafio; también es necesario saber su ubicacion. Por
lo general, los dafios se presentan en la vecindad del pozo. Los dafios a una
mayor profundidad en la matriz critica (de tres a cinco pies) son dificiles de

eliminar (Figura 3A).
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Zonavirgen de,_.,..-——-L""'k kx In

Permeabilidadk |

Zonaalterada de
Permeabilidad kx

Zonaalterada
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h
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Figura 3A. Esquema de daino a la formacion

Como ya se comentod la matriz critica se define como la parte de la matriz del
yacimiento afectada por todos los dafios inducidos y/o naturales que existe de

la pared del pozo a unos 3 a 5 pies de penetracion.

Existe la posibilidad de que los procesos de limpieza de la vecindad del pozo
y los tratamientos de la matriz utilicen fluidos similares, personalizados de
acuerdo a la naturaleza de los dafios. Cual de estas dos operaciones escoger

dependera completamente de la ubicaciéon de los dafios.

El taponamiento puede ser resultado de diferentes materiales: particulas que
viajan a través del medio poroso o precipitados generados por cambios en el
estado fisico o quimico inicial del yacimiento. Incluso, la causa del
taponamiento puede ser un liquido o gas que cambie la permeabilidad relativa

de la roca de la formacion (Figura 3.4.3).
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Figura 3.4.3. Ubicacion de los diferentes tipos de daino

3.5 ORIGEN DEL DANO A LA FORMACION

Los daios en un pozo pueden generarse durante:

AN NN N SR

La perforacion.

La cementacion.

La terminacién.

La aplicacion del empaque de grava.
La produccion.

La estimulacion.

La inyeccion (recuperacién de hidrocarburos).

El historial del pozo es esencial para poder realizar un diagndstico del dano

de la formacion.
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Dainos durante la perforacion

Invasion de sélidos de fluidos de perforacién

Las particulas que se encuentran en los fluidos de perforacion (arcillas,
muestras de canal, agentes de peso y aditivos para pérdida de circulacion)
son potencialmente dafinas. Si entran a la zona productora, poco a poco
pueden ir saturando la porosidad de la roca del yacimiento. Cualquier
posterior intento de produccién o inyeccion con un gasto de flujo moderado o
alto hara que estos materiales formen puentes en las entradas del espacio
poroso, lo cual disminuira grandemente la permeabilidad cerca de la vecindad

del pozo.

El proceso de generacion de danos se limita a algunas pulgadas alrededor del
agujero, por lo general se utiliza un valor promedio de tres pulgadas. La
reduccion de la permeabilidad que resulta de dicho proceso puede llegar
hasta el 90%.

Los siguientes factores favorecen que los sélidos contenidos en los fluidos de

perforacién invadan la roca de la formacion:

v' El gran tamafo de los poros de la roca.

v' La presencia de fisuras y fracturas naturales en el yacimiento.

v' El tamafio pequeino de las particulas de los sélidos en los fluidos de
perforacion (los agentes de peso y los aditivos para la pérdida de
circulacion originalmente tienen particulas gruesas, pero la barrena
los puede fragmentar).

v' Bajas velocidades de perforacion que pueden resultar en la
destruccion del enjarre (esto incrementa la pérdida de fluidos de
perforacion) y en un mayor tiempo de contacto entre el fluido y la

formacion.
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v' Altas velocidades de circulacion del fluido de perforacion (esto
genera la erosion del enjarre).

v' Alta densidad del fluido de perforacién, lo cual resulta en una gran
presion sobre-balance.

v' El desecho del enjarre, lo cual puede ocasionar aumentos de presiéon
y un mayor tiempo de contacto entre la formacion y el fluido de

perforacion durante los viajes de la barrena.

Se puede minimizar la cantidad de finos que invaden la formacion utilizando
salmueras claras (sin contenido de particulas) como fluidos de perforacion. El
uso de salmueras sin aditivos para la pérdida de fluidos no necesariamente
incrementa la invasion del filtrado: los recortes pueden ayudar a evitar la
pérdida del fluido. La naturaleza quimica de las salmueras claras — alta
salinidad y cationes para la estabilizacion de arcillas (calcio o zinc) — evita

parcialmente que sus filtrados danen la formacion.

Invasion de filtrados de fluidos de perforacion

Por razones econdmicas, los pozos se tienen que perforar lo mas rapido que
se pueda. Para incrementar la velocidad de penetracion, a veces resulta
tentador reducir el control de la pérdida del fluido de perforacién. Durante la
perforaciéon de un pozo de 10,000 pies, se pueden perder aproximadamente
600 bbl de fluido en una formacion tipica. Si se elige tener altas velocidades
de penetracion, se pueden tener valores mucho mas altos de invasién de

filtrados.

La fase liquida de cualquier fluido de perforacion contiene muchos
compuestos que son potencialmente dafinos. Ya que la invasion de los
filtrados puede ser muy profunda (véase la Tabla 3.1), el dafio de los filtrados
de perforacién es probablemente una de las causas mas importantes del

deterioro de la produccion.
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Sin embargo, la severidad del dafo dependerd de la sensibilidad de la
formacion al filtrado. Las areniscas limpias de alta permeabilidad (aunque
presentan mayores niveles de invasion que los yacimientos de baja
permeabilidad) por lo general no se ven afectadas cuando su agua congénita
es quimicamente compatible con el filtrado. Se ha sugerido una reduccion
promedio de la permeabilidad igual al 40%. Se puede tener cualquier valor

entre 0% y 100%, dependiendo de la naturaleza de la roca de la formacién.

Tabla 3.1 Profundidad de la invasion de filtrado

Tiempo (dias) _ Fluido de perforacion _ Fluido de perforacion base aceite  Fluido de perforacion
base aceite (in.) con baja concentracién de base agua (in.)
sélidos (in.)
1 1.2 3.3 7.7
5 4.6 11 12
10 7.7 17 18
15 10 21 23
20 12 23 27
25 14 29 31
30 16 32 34

Tabla 3.1. Profundidad de invasion de disparos

A continuacion se enlistan algunos ejemplos de formaciones sensibles:

v" Formaciones que contengan arcillas que se puedan dispersar o
hidratar e hinchar (o ambos).
v Rocas de baja permeabilidad en donde dominen los problemas

de saturacion.
v' Yacimientos que produzcan salmueras casi saturadas o

yacimientos que produzcan aceite con alto contenido de asfalteno

o parafina.
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Posteriormente se hablara acerca de los problemas de las arcillas. Sin
embargo, cualquier cambio en la salinidad de los fluidos de los poros puede
afectar la estabilidad de las particulas de arcilla en el medio poroso. En
particular, la reduccion de la salinidad o el aumento del pH del agua alrededor
de las particulas de arcilla promueven la dispersion de estos materiales. Los
finos desestabilizados de la formacion tienen un comportamiento similar al de
las particulas de los fluidos de perforacion que se introducen en las rocas de
la formacion. En cuanto comienza el proceso de produccién o inyeccion, los
finos migran hacia las gargantas de los poros, bloqueandolas o creando
puentes sobre ellas, dependiendo del tamafo de la particula. La seriedad del
deterioro de la permeabilidad varia dependiendo de la concentracion de finos

en la roca del yacimiento.

A continuacion se enlistan algunos factores que favorecen la invasion del

fluido de perforacion:

v Alta permeabilidad del enjarre del fluido de perforacién, resultado de
un mal diseno del fluido o de malos procedimientos de perforacion.

v Alto sobre-balance.

v' Largos periodos de contacto entre la formacion y el fluido de

perforacion.

Los filtrados de fluidos de perforacion a base de agua pueden tener bajos
valores de salinidad y altos valores de pH; también pueden contener
dispersantes y polimeros. El agua es una de las causas de alteracién in-situ
de las arcillas, asi como del bloqueo de agua en rocas de baja permeabilidad.
Los dispersantes pueden agravar el problema de las arcillas o precipitarse
dentro de los poros. Los polimeros — estables a temperaturas circulantes, pero
aun asi potencialmente dafinos —, al someterse a temperaturas estaticas en
el yacimiento durante largos periodos, pueden descomponerse y formar

residuos. Los fluidos de perforacion a base de agua y con alta salinidad
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generan filtrados que pueden reaccionar con las salmueras de la formacién y

formar precipitados de diferentes tipos de incrustacion.

Las formaciones que se perforan a altas velocidades de circulacion muestran
invasiones de filtrados con temperaturas por debajo de la temperatura del
yacimiento. El enfriamiento que producen estos filtrados puede provocar la

depositacion de parafina, asfalteno o ambos.

Lodos base aceite

Las numerosas desventajas que conlleva el uso de fluidos de perforacién a
base de agua llevaron al desarrollo de fluidos de perforacién a base de aceite
para perforar areniscas con contenido de arcilla. La conclusién inicial fue que
este nuevo fluido de perforacién era seguro y de propodsito general (Figura
3B). Sin embargo, actualmente se reconoce que, aunque los problemas de los
fluidos de perforacién a base de aceite son menos numerosos que los de los

fluidos a base de agua, por lo general son mucho mas severos:

v Los fluidos de perforaciéon base aceite contienen mas soélidos que los
fluidos a base de agua. En consecuencia, la invasion de particulas
es mas severa.

v' El aceite que invade los yacimientos de gas, especialmente los
yacimientos compactos, genera una reduccion marcada de la
permeabilidad relativa del gas. Esto resulta mas problematico que la
invasion de agua debido a la viscosidad mas alta del aceite, asi
como a su presion de vapor mas baja.

v' Los fuertes surfactantes mojables en aceite que se utilizan para
dispersar los solidos en los fluidos de perforacion base aceite hacen
que las rocas de la formacion se vuelvan mojables en aceite. Esto

reduce de forma importante la permeabilidad relativa al aceite.
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v Los emulsificantes catidonicos que se utilizan para estabilizar los
fluidos de perforacion de emulsion agua-en-aceite también
estabilizan las emulsiones in-situ, que ya de por si tienden a
acumularse dentro de los medios porosos mojables en aceite. Las
emulsiones pueden formar fuertes bloques en yacimientos de
arenisca, especialmente en aquellos de baja permeabilidad y alto

contenido de arcilla.

rmb del cemento ¢

L
Z0 K ‘e ¥
z H Filtrado del lodo de . Filtrado d.ellllodo de perforaFllon.
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., o 1 *Dispersion de finos.
- . 1 *Residuos de aditivos.
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de los poros o fisuras.
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permeabilidad relativa.

Figura 3B. Daino a la formacion por las operaciones de perforacién
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Danos durante la cementacion

Lavadores y espaciadores

El objetivo principal de cualquier operacion de cementacion primaria es lograr
un aislamiento perfecto entre las diferentes zonas. Esto se logra sellando el
espacio anular con una capa de cemento duro, compacto e impermeable. Es
necesario eliminar completamente el fluido de perforacion. El uso de
lavadores, espaciadores, el movimiento de la tuberia de revestimiento y el
flujo turbulento, son generalmente muy efectivos para este propdsito. Durante
el proceso de eliminacion del fluido de perforacion, se puede destruir
parcialmente el enjarre; si estos fluidos no cuentan con las propiedades
adecuadas de pérdida de fluidos, las rocas de la formaciéon pueden tener un
menor nivel de proteccidon contra la invasion de filtrados. Esta invasion se
puede incrementar si se configuran altos diferenciales de presion

(cementacion bajo flujo turbulento).

Los lavadores y los espaciadores siempre contienen grandes cantidades de
dispersantes para suspender y transportar las particulas del fluido de
perforacion y los detritos del enjarre. Cuando estos fluidos invaden
formaciones con contenido de arcilla, se crean problemas adicionales debido

a la migracion o dispersién de la arcilla in-situ, o ambas.

La duracion de cualquier trabajo de cementacién es corta si se le compara
con la duracién de la perforacion de la zona de interés. Los filtrados de los
espaciadores o de lechada de cemento pueden generar una invasion con una
profundidad maxima de algunas pulgadas, lo cual puede pasarse por alto si se
toma en cuenta que la invasion de los fluidos de perforacion puede llegar a
profundidades de hasta algunos pies. Esto no significa que se deba pasar por

alto la pérdida de fluidos.
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Si no se tiene un buen control de la pérdida de fluidos, el trabajo puede
fracasar prematuramente debido a la pérdida completa de fluidos de
prelavado (volumenes insuficientes) y a la posterior contaminacién (y fuerte
formacion de gel) de la lechada con fluidos de perforacion o a la

deshidrataciéon de la lechada en si.

Lechadas de cemento

La amplia distribucién de los tamafos de particula de los granos de cemento,
asi como el uso de aditivos de pérdida de fluidos de alta eficiencia, resulta en
una invasion limitada de particulas y filtrados de los lodos de cemento. Sin
embargo, existen tres casos en los que se puede presentar un gran deterioro

de la permeabilidad:

1. El valor relativamente alto del pH de los filtrados de la lechada es
particularmente nocivo para los minerales de arcilla de la formacién.
Los iones de calcio que liberan las particulas de cemento
rapidamente se intercambian con las arcillas cercanas a la vecindad
del pozo. La modificacién resultante en la composicion del filtrado
hace de éste un perfecto fluido desestabilizador en términos de su
capacidad dispersante.

2. El filtrado del cemento que entra en contacto con las salmueras
congénitas de alto contenido de calcio puede provocar
precipitaciones de carbonato de calcio, caliza o hidrato de silicato de
calcio.

3. Las lechadas muy dispersas (sin valor de rendimiento) presentan
una rapida separacion de las particulas de cemento en la parte
inferior de la columna de cemento, y de agua en la parte superior.
Debido a esto, es muy probable que se presente una invasién del

agua libre. El bloqueo de agua resultante puede ser importante.
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Lavadoresy espaciadores:

; *Destruyen el enjarre.
desplazamiontoST1a ey - 94 sInvasion del filtrado.

Lechadas de cemento:
*pH alto.
Precipitacion de CaCO,.
eAgualibre (bloqueos por agua).

Valvula de

flotacion Cementaciones forzadas.

Filtrado del
cemento

Figura 3C. Daino a la formacién por las operaciones de cementacion

Cementacion forzada

Se cree que la cementacién forzada es particularmente dafina en areniscas
no consolidadas de alta permeabilidad. Se considera que las altas presiones

que se utilizan para esta cementacion forzada provocan fracturamiento de la

formacion e invasion de la lechada (Figura 3C).
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Dainos durante los disparos

El proceso de disparo siempre causa dafos adicionales en las rocas de la
formacion. Ya sea que se realice sobre-balance o bajo-balance, siempre se
compacta la roca alrededor de los disparos, generando una zona dafada con
un espesor promedio de 0.5 pulgadas, en donde la reduccion promedio de la
permeabilidad es del 80% (Figura 3.5).

ANTES DE FLUIR

( PARA EXPULSAR
LOS DETRITOS

“RESIDUOS™ AREA PULVERIZADA, PRODUCTOS
DE LA EXPLOSION, RESIDUOS TR, CEMENTO Y
OTROS RESIDUOS O MATERIALES DEL LODO DE

PERFORACION

ZONA COMPACTADA

TUBERIA DE
REVESTIMIENTO

CEMENTO

DESPUES DE FLUIR
( B) vexpuisarios
DETRITOS
ZONA QUE QUEDA COMPACTADA, AUN
CONTIENE PARTICULAS FINAS, POR EL

ROMPINIENTO DE LA MATRIZ

Figura 3.5. Disparos (perforaciones) en la tuberia.

Existen muchos otros factores que pueden reducir aun mas la productividad.

v' Los disparos sobre-balance siempre ejercen una fuerza sobre los
detritos de la formacién y la pistola, haciéndolos entrar a las paredes

del disparo; esto reduce la permeabilidad cerca de los disparos.
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v' Los disparos sobre-balance en fluidos que contienen particulas
presentan un efecto similar, pues favorecen la formacién de un
aglomerado denso e impermeable sobre las paredes de los disparos.

v' Penetracion insuficiente de los disparos que no hayan sobrepasado
el dano de perforacion. La penetraciéon se reduce con el esfuerzo
efectivo de la formacion.

v" Una eleccion inadecuada de la geometria de la perforacioén, ya que
se relaciona con el tipo de formacién: en el caso de rocas blandas
que requieran empaque de grava, se prefiere el uso de disparos de
diametro amplio y baja penetracion; en el caso de formaciones
resistentes, se prefiere el uso de disparos de diametro pequefio y
alta penetracion.

v' Calculo incorrecto de la presion de bajo-balance que se requiere
para lograr disparos sin danos. Las diferencias insuficientes de
presion limitan la eliminacion de dafios. Las diferencias excesivas

resultan en la afluencia de arena al agujero.

Dainos por fluidos durante la terminacion y reparacién

Los danos que se pueden presentar por los fluidos de terminacion o

reparacion son muy parecidos a los descritos anteriormente.

v' Deterioro de la permeabilidad de las rocas de la formacién y
deterioro de la productividad en los disparos debido a sdlidos
suspendidos (incluyendo bacterias) y residuos de polimeros.

v Problemas comunes que resultan de la invasion de filtrados:
hinchamiento y dispersién de las arcillas, bloques de agua y de

emulsion, precipitacién de incrustaciones.

Durante mucho tiempo se ha reconocido la necesidad de utilizar fluidos de

reparacion que sean limpios y filtrados. También se han propuesto técnicas
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para la correcta aplicacion de estos fluidos; el propdsito es no contaminarlos
con particulas o materiales resinosos del agujero (incluyendo la grasa para las

roscas).

El control de la pérdida de fluidos es una gran necesidad, especialmente en
los yacimientos agotados, y para ello se han desarrollado diferentes aditivos.
Si no se tiene un control de la pérdida de fluidos, se puede generar una
migracion de arcillas, cambios de mojabilidad o formacion de incrustaciones (o
cualquier combinacién). Otro enfoque es el uso de espumas, gases o nieblas

como fluidos de terminacion.

En lugar de reducir fisicamente el alcance de la invasion de los filtrados, se
pueden eliminar deliberadamente los agentes para el control de fluidos de los
fluidos de reparaciéon. En este caso, se debe realizar un estudio cuidadoso
acerca de la compatibilidad del fluido con los minerales y salmueras de la

formacion.

Por lo general, las salmueras de reparacion, especialmente las de alta
densidad, necesitan inhibidores para controlar la corrosion. Estos productos
pueden causar problemas de bloqueo debido a la formacion de emulsiones, ya
que modifican la mojabilidad de los minerales de la formacion, y en ocasiones

promueven la precipitacion de iones en el yacimiento.

Dainos del empaque de grava

A continuaciéon se enlistan las principales causas de dafio durante la

aplicacion del empaque de grava:

v" Una colocacién incorrecta del empaque de grava (disparos vacios o
relleno incompleto del espacio anular entre la tuberia de

recubrimiento y el cedazo) que permita que los disparos se llenen
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con arena, o la fluidizacién del paquete, y una posterior mezcla de
arenas y grava en caso de aumentos de presion.

v' El paquete de grava se contamind con particulas de la formacion
durante la colocacién debido a una limpieza incompleta de la
perforaciéon o porque estaba contaminado con polimeros completos.

v' Se introdujeron particulas de grasa, pintura, 6xido y polimeros entre
la arena de la formaciéon y el empaque de grava durante la
colocacién de éste.

v' La grava no es del tamafio adecuado; esto puede provocar que los
finos de la formacién invadan el empaque durante la etapa de
produccion.

v' El cedazo tiene orificios muy grandes — no retienen la grava— o muy

estrechos — se tapan y reducen la produccién.

Danos durante la produccion

En muchos yacimientos, no es posible producir a altos gastos de flujo o
grandes caidas de presion, porque éstos podrian generar fendmenos
adversos: se pueden generar dainos permanentes que no es posible eliminar

con la simple reduccién del gasto de produccion.

Las limolitas y las arcillas originales que se encuentran débilmente pegadas a
las paredes de los poros pueden comenzar a moverse debido a los altos
gastos de flujo, especialmente cuando se producen dos o mas fluidos
inmiscibles al mismo tiempo. Dependiendo del tamafio de sus particulas,
pueden bloquear las gargantas de los poros del area circunvecina a su
ubicacion original, o migrar hacia la vecindad del pozo. Algunas de estas
particulas migratorias llegaran hasta la vecindad del pozo, mientras que otras
se quedaran en el camino formando puentes sobre las entradas de las
gargantas de los poros; todo dependera de la concentracion original en la

formacion, el tamafo de las particulas, el grado en que se incremente la
R ———
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concentracion cerca de la vecindad del pozo (debido al flujo radial) y a la
velocidad maxima de flujo. Cuando se incrementa el valor de uno o mas de
estos parametros, se promueve la formacion de puentes sobre las entradas de
las gargantas de los poros. La formacidén de puentes es menos nociva que la
formacion de bloqueos, ya que se pueden dispersar mecanicamente aplicando
un corto periodo de flujo inverso, seguido por una etapa de produccién con
una velocidad de flujo menor a la velocidad con la que se produjeron los
puentes (Figura 6). Sin embargo, esto no se puede lograr cuando los
conglomerados que hacen puentes han sido previamente cementados con
precipitados (asfalteno o incrustaciones) o quimicamente estabilizados con la

inyeccion de floculantes — estabilizadores de arcillas, por ejemplo.
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Fig. &, Effect of drawdown pressure duving cleanup on the
poarmeaability regain of damaged sandstones.
Una caida de presion excesiva puede disminuir la presion de poro cerca del
agujero a tal grado que el esfuerzo efectivo puede exceder la resistencia
compresiva de la roca de la formacion. Dicho fenédmeno es obvio en areniscas
pobremente cementadas, en donde se puede observar un relleno progresivo
con arena de la formaciéon en la vecindad del pozo. EI fendbmeno es menos
aparente en calizas donde la compactacion de la formacion y la dramatica
reduccion de la porosidad afectan la region cercana a la vecindad del pozo sin
que se presenten detritos de la formacion en los fluidos procesados. La

compactacion de la caliza es cuatro u ocho veces mas grande cuando se
R ———
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inyectan aguas blandas durante la tapa de terminacion. La ruptura de la
formacion es especialmente dafina en pozos fracturados hidraulicamente, en
donde la ruptura dentro del paquete del apuntalante puede resultar en
grandes caidas de produccion. Una vez que se genera este tipo de dafio, no

se le puede eliminar con tratamientos matriciales.

La reduccion de la presion de poro durante la produccion, y en algunas
ocasiones el enfriamiento resultante de la expansién del gas, puede resultar
en la precipitacion de materiales organicos o inorganicos. La mayoria de las
veces, dichos depdsitos afectan solamente la tuberia de produccion y el
equipo en superficie. Sin embargo, existen algunos casos en los que estos
depodsitos pueden reducir la permeabilidad de la formacion. Por ejemplo, los
cuerpos arcillosos con ubicaciéon bien definida promueven la depositacion de
materiales organicos (especialmente asfaltenos) o la precipitacion de
soluciones salinas sobresaturadas. Las incrustaciones mas comunes son el
carbonato de calcio y el sulfato de calcio. También es posible observar
problemas asociados con la depositacion de azufre elemental y cloruro de

sodio.

La depositacion de asfalteno sobre las paredes de los poros tal vez no
reduzca de forma importante la porosidad de la formacién y la permeabilidad
absoluta. Sin embargo, por medio de este proceso, la roca tiende a
convertirse en mojable en aceite, lo cual reduce la permeabilidad relativa al
aceite y, en ciertas condiciones, favorece el bloqueo con emulsiones si se

produce agua de forma simultanea.

Una caida de presion excesiva en yacimientos de gas y condensado puede
hacer que la presion de fondo fluyendo llegue a niveles por debajo del punto

de rocio.
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Esto genera una destilacién in situ en donde se producen las fracciones
ligeras, mientras que los hidrocarburos mas pesados permanecen en la

formacion, lo cual causa una reduccion de la permeabilidad relativa al gas.

Danos durante los tratamientos de estimulacion

Limpieza de la vecindad del pozo

Al momento de limpiar los pozos para eliminar depédsitos o desechos
causados por la corrosion de la tuberia de produccién, altas concentraciones
de materiales dafinos pueden llegar a invadir la zona de interés. Se debe
tener mucho cuidado para evitar que estas suspensiones entren al medio
poroso. Los compuestos que son solubles en el fluido de limpieza son
especialmente dafinos, ya que no pueden formar aglomerados impermeables

para evitar la invasiéon de la formacién.

Herrumbre en acido o parafina en aceite caliente son los compuestos que se
redisuelven y que mas comunmente se observan la vecindad del pozo. Estos
compuestos tienden a reprecipitarse en la formacién y causar danos extensos,

severos y, por lo general, permanentes.

Tratamientos de acidificacion

Los problemas que ya se han visto en otras fases de la vida de un pozo
pueden volver a ocurrir durante los tratamientos de acidificacion,
especialmente en aquellos casos en los que el disefio no sea el adecuado.

Entre dichos problemas, se pueden incluir los siguientes:

v' Materiales dafiinos provenientes de la tuberia de produccién que

entran en contacto con la roca de la formacion.
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v' Cambio de la mojabilidad del yacimiento a mojable en aceite debido
al uso de surfactantes, especialmente inhibidores de corrosion, que
pueden crear bloques de emulsiones.

v' Bloques de agua.

v' Depositacion de asfalteno o parafina cuando se inyectan grandes

volumenes de acido.

Ademas de estos procesos daiinos, la reduccién en la produccién puede ser
resultado de un mal disefio del tratamiento de acidificacién. A continuacion se

muestra una lista de este tipo de deterioros:

v Lodos producidos por la reaccion de acidos y asfaltenos,
especialmente en presencia de algunos aditivos (especialmente
surfactantes) o de hierro disuelto.

v' Desconsolidacién de la roca debido a una disolucién excesiva de los
materiales de cementacion por causa de los acidos.

v Precipitacion de productos secundarios de la reaccién de los acidos
con los materiales de la formacién. Los modelos geoquimicos
pueden predecir la naturaleza quimica de estos productos
secundarios, dependiendo del tipo de roca y de la composicion del
fluido que se utilice para el tratamiento; también pueden predecir la
presion, la temperatura y el tiempo de contacto. Sin embargo, estos
modelos no pueden predecir el potencial de dafio que tienen estos
productos, ya que no incluyen ninguna descripcion fisica de las
formas de precipitacion. Se pueden observar precipitaciones de
silice hidratado sobre las superficies de arcilla, lo cual no
necesariamente representa un dafno. Algunos compuestos como los
borosilicatos y los fluoroboratos pueden ser benéficos. Los
precipitados gelatinosos — éxido férrico, por ejemplo — pueden tapar
completamente los poros y pueden ser dificiles de eliminar. Una

tercera clase de productos secundarios esta representada por la
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serie en la que se incluye a los fluorosilicatos, los cuales se
precipitan como cristales individuales que pueden migrar hacia las
gargantas de los poros y formar puentes. El sulfuro de hierro que se
precipita durante la acidificacion de pozos amargos, aun cuando
tiene un pH muy bajo, es otro compuesto que pertenece a esta
categoria.

v' Algunos agentes secuestrantes que se agregan al acido para evitar
problemas con el hierro pueden formar precipitados cuando se gasta
el acido y no hay presencia de hierro.

v El deterioro de la permeabilidad producida por los residuos
presentes en los inhibidores de corrosién o generados por la
degradacién térmica de los polimeros — reductores de friccién, por

ejemplo.

En pozos fracturados hidraulicamente y en pozos con empaque de grava, los

acidos pueden disolver las arenas del paquete.

Tratamientos para el control de agua

En algunas ocasiones, los cortes de agua en pozos productores pueden
reducirse inyectando poliacrilamidas. Sin embargo, la mayoria de las veces,
estas inyecciones pueden llevar a la disminucion simultanea de la produccion
de gas y aceite. Aparte de las causas inherentes a la técnica (degradacion
mecanica, quimica o térmica del polimero), algunos fracasos pueden

atribuirse a los dafios en la formacion que este tratamiento puede inducir.

v Danos en la formacién debido a polimeros con disolucion
incompleta.

v' Dafios en la formacion debido a la presencia de gel reticulado.

AN

Agua base sin filtrar.

v' Bloques de agua.
e —————————
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v Interaccién del agua o la poliacrilamida con las arcillas de la

formacién, incluso en zonas con contenido de aceite.

Problemas especificos en pozos de inyeccién

Inyectores de agua

La mayoria de los problemas que ya se han presentado también pueden
ocurrir en los pozos de inyeccién de agua. Se han publicado varias
disertaciones acerca de aspectos particulares relacionados con los dafios

provocados por la inyeccion de agua.

v Invasién de soélidos suspendidos y el taponamiento posterior.

v Alteracién de las arcillas in situ.

v Incrustaciones formadas por la mezcla incompatible del agua de
inyeccion y de la formacién, o como resultado de la presencia de
bioxido de carbono o acido sulfhidrico en el yacimiento, o debido a
un incremento de la fuerza i6nica del agua inyectada debido a la
disolucién de los minerales de la formacion — estos precipitados son
mas dificiles de eliminar en los inyectores ya que se acumulan en las
regiones alejadas de la vecindad del pozo debido al incremento de
temperatura o a la disminucién de la presion.

v' Taponamiento coloidal, especialmente provocado por las especies
férricas como resultado de la corrosién del tubo de produccion

cuando hay oxigeno en el agua inyectada.

El taponamiento por residuos bacteriales también se desarrolla en pozos de

inyeccion de agua.
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Inyeccién alcalina y de vapor

Los problemas asociados con la inyeccion alcalina y de vapor se derivan de la
disolucién de minerales siliceos en la formacion debido a la presencia de
fluidos de pH alto, o condensados de vapor de alta temperatura. Esta
disoluciéon puede hacer que las areniscas pobremente consolidadas se
colapsen, o que el silicio se vuelva a precipitar a diferentes distancias de la
vecindad del pozo, en aquellos lugares en donde la alcalinidad o Ila
temperatura de las inyecciones hayan disminuido. Aun en ambientes calientes
con pH alto, se pueden formar zeolitas dafiinas y de movimiento libre; esto se
debe al ataque quimico de ciertos minerales arcillosos (caolinita y
montmorillonita). También se pueden precipitar algunos tipos particulares de
incrustacién durante la inyeccion alcalina, tales como carbonato de calcio,

silicato de magnesio y silicio amorfo.

Inyeccion de biéxido de carbono

Entre los problemas especificos de la inyeccion de bioxido de carbono en un

pozo, se pueden incluir los siguientes:

v' Precipitacion de materiales organicos debido al contacto que tiene el

v bioxido de carbono con el aceite in-situ (tipo especial de lodo).

v" Precipitacion de incrustaciones particulares, tales como sulfato de
bario — debido a las condiciones acidas — o carbonato de hierro —
producto de la combinacion del bidoxido de carbono con el hierro
producido por la corrosion.

v Disolucién de los minerales carbonatados y la posterior alteraciéon de

la porosidad.
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Inyeccion de polimeros

Existen algunas otras causas que pueden generar dafnos en la formacion.
Entre las que se relacionan especificamente con la inyeccion de polimeros, se

pueden mencionar las siguientes.

v' Taponamiento por residuos de gel.
v' Desalojo y migracién de los finos de la formaciéon debido a fluidos

pseudoplasticos.

3.6 CARACTERIZACION DE DANO

La eficiencia de cualquier tratamiento matricial dependera principalmente de
la eliminacion del dafio que esté restringiendo la productividad. Por lo general,
dicha restriccion se manifiesta por un bajo nivel general de la produccién o por
una reduccion de la produccidon mas pronunciada de lo que originalmente se
habia estimado. La extension del dafo se calcula a partir del analisis de la

perturbacion transitoria de la presion.

Para poder hacer un buen diagndstico, es muy importante conocer el historial
del pozo. Tal vez sea necesario realizar pruebas en el laboratorio o en el
pozo. Se pueden tener diferentes tipos de dafos al mismo tiempo. Una vez
que se ha caracterizado el daio y su origen, se puede implementar la accién
correctiva pertinente. Se puede tener la coexistencia de diferentes tipos de
danos, pues casi todas las operaciones realizadas en el pozo (perforacion,
terminacion, reparacion, produccién y estimulacion) pueden ser potenciales

generadores de dafnos.

Las caracteristicas fisicas de los dafos, y no su origen, son las que
determinan la seleccién del fluido para realizar el tratamiento. Se puede

utilizar el mismo fluido para tratar el mismo tipo de dafo, sin importar cual
R ———
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haya sido la causa del mismo, a menos que la combinacion del fluido y la

formacion presente cierto grado de sensibilidad.

Emulsiones

Una emulsién es una dispersion estable de dos fluidos inmiscibles (Figura
3D). Esta dispersion constituye una fase separada en la formacion; por lo
general muestra una mayor viscosidad que los fluidos que la componen. Las
emulsiones reducen la permeabilidad efectiva del fluido de produccién en las
areas cercanas a la vecindad del pozo y esto es lo que genera los dafos. El
efecto recibe el nombre de bloqueo por emulsiones. Las emulsiones de tres
fases son poco comunes — aceite/agual/aceite, agua/aceite/agua,

aceite/agua/gas, por ejemplo.

Fase continua o
externa (aceite:
emulsion
inversa; agua:
emulsion direcfa),

Fase
discontinua o
interna

Figura 3D. Emulsion.

Por lo general, la mezcla de aceite y fluidos base agua en el yacimiento
resulta en la formacion de emulsiones. Las emulsiones tienen alta viscosidad,

particularmente las emulsiones agua-en-aceite (aceite fuera de fase).
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Generalmente, se forman durante la invasion de filtrados generados durante
las etapas de perforacion y terminacion, o cuando se inyectan fluidos de
tratamiento en el yacimiento. Los filtrados de pH alto de los lodos o lechadas
de cemento o los filtrados de pH bajo de los tratamientos acidos pueden
emulsionar algunos aceites de la formacién. De igual manera, los filtrados de
los hidrocarburos contenidos en los fluidos de perforacion y estimulacion a
base de aceite pueden formar emulsiones con algunas salmueras de la
formacion.

Las emulsiones se pueden estabilizar con materiales activos en superficies
(surfactantes) o con finos externos u originales. Por lo general, se utilizan
solventes mutuos con desemulsificantes o sin ellos para tratar dichos

problemas.

Los desemulsificantes pueden funcionar muy bien en el laboratorio, en los
separadores o0 en los tanques, ya que hay un gran numero de gotas en
contacto por unidad de volumen; sin embargo, existe la posibilidad de que no
funcionen por si solos en un medio poroso debido a los fendbmenos de
transporte masivo que se experimentan para llevar el producto a donde se le
requiere. Otro motivo por el cual tal vez no funcionen solos es el mecanismo
involucrado en el rompimiento de las emulsiones, que debe provocar la unidon

de las gotitas para después separar la fase.
Diagnéstico y pruebas

Estos son algunos factores claves para el diagnostico:
Declinacion pronunciada de la produccion.
Irrupcién de agua.

Tratamientos recientes.

Produccion de sélidos.

AN NN N

Muestras limpiadas o achicadas.
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v' Agitaciéon inducida con bombeo neumatico.
v' Herramientas de registro atoradas.

v Inyeccion de inhibidores (incrustacién, corrosién o parafina).

Las pruebas de confirmacién incluyen:

v" Revisién de los informes de produccion para determinar los residuos
y aguas de fondo, o realizacion de prueba centrifuga.

v" Revisién de los tratamientos anteriores poniendo atencién al tipo de

aditivos utilizados (o aquellos no utilizados).

Analisis de muestras limpiadas o lanzadas en chorro.

Analisis de muestras achicadas o muestras de fondo.

Realizacion de pruebas de laboratorio con las muestras.

D N NI NN

Determinacion de los solidos mojables en aceite o agua en las
muestras.
v' Determinacién de la naturaleza y del tipo de producto quimico

inyectado y punto de inyeccidn.

Cambio de mojabilidad

El cambio de mojabilidad parcial o total en aceite de una formacién reduce la
permeabilidad relativa y efectiva al aceite. Esto puede ocurrir como resultado
de la adsorcion de los materiales activos en superficies de los fluidos de
perforacién, reparacion o terminacion a base de aceite. Este dafo se puede
eliminar inyectando solventes (mutuos) para eliminar la fase mojable en aceite
de los hidrocarburos y después inyectar surfactantes mojables en agua.
Nuevamente, los surfactantes por si solos no pueden funcionar. La fase
aceitosa, que por lo general se trata de asfalteno o parafinas precipitados y
gue es responsable de la mojabilidad en aceite, debe eliminarse primero con
un solvente. Lo mismo se aplica para los surfactantes oledfilicos (que se ven

atraidos por el aceite) adsorbidos (Figura 3E). Posteriormente, se puede
R ———
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inyectar un surfactante de alta mojabilidad en agua para su adsorcién en los
minerales de la roca. De esta forma se evita que nuevos precipitados de
hidrocarburos se peguen a la superficie del mineral y lo vuelvan mojable en

aceite. La vida del tratamiento se incrementa increiblemente.

Figura 3E. Cambios de mojabilidad.

Normalmente, los cambios de mojabilidad son dificiles de diagnosticar con
base en la informacion disponible. Por ello, es importante conocer el historial

del pozo, los fluidos de control y los fluidos anulares.
Diagnéstico

Estos son algunos factores claves para el diagnostico:
Declinacion rapida de la produccion.

Fugas en la tuberia de revestimiento.

Irrupcién de agua.

Conificacion de agua.

AN NN

Tratamientos previos.
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v' Cambios de la gravedad API.
v Fendmenos del punto de burbuja / punto de rocio.

v" Disminucién o desapariciéon del gas.

Bloques de agua

Los bloques de agua son el resultado de un incremento en la saturacion de
agua cerca de la vecindad del pozo, y disminuyen la permeabilidad relativa de
los hidrocarburos. Un bloque de agua puede formarse durante las operaciones
de perforacion o terminacion — debido a la invasion de filtrados base agua —, o
durante la etapa de produccion — debido a la digitaciéon o conificacién. La
formacion de bloques de agua se ve favorecida por la presencia de arcillas de
recubrimiento de poro — ilita, por ejemplo. La forma delgada y la gran éarea
superficial de estas arcillas incrementa la retenciéon de agua a lo largo de las

paredes del poro.

Normalmente, el tratamiento que se utiliza para los bloques de agua involucra
la reduccién de la tension superficial entre el agua y el aceite/gas a través del
uso de surfactantes o alcoholes. Los sistemas alcohdlicos son particularmente
adecuados para pozos de gas, pues también promueven la vaporizacion del

agua del gas producido.

La presencia de bloques de agua trae como resultado la ausencia de
produccion de aceite. Se pueden utilizar estadisticas de produccién para
mostrar el perfil de la produccion. El tener muy poco flujo de gas — o no tener
ningun flujo — puede ser un indicador de la presencia de conificacion/ bloque

de agua.
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Diagnodstico y pruebas

Estos son algunos factores claves para el diagnostico:

Declinacion rapida de la produccion.
Fugas en la tuberia de revestimiento
Irrupcién de agua.

Conificacion de agua.

Tratamientos previos

AN N N N NN

Cortes de agua sumamente altos a través de los disparos mas bajos.
Las pruebas de confirmacion incluyen:
Comparacion de los analisis de agua.

Incremento del corte de agua.

Estudio de los registros de produccion.

D N NI NN

Analisis de los registros para determinar la reduccion térmica, los

contactos de agua y aceite y los altos niveles de saturacién de agua.

Incrustaciones

Las incrustaciones son depdsitos (inorganicos) de minerales precipitados. Las
incrustaciones se pueden formar cuando se mezclan aguas incompatibles:

aguas de la formacién y filtrados de los fluidos o de las aguas de inyeccion.
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Incrustaciones de sal
Las incrustaciones también se pueden precipitar en la tuberia de produccién,
en los disparos o en las formaciones. El proceso de formacion de

incrustaciones tiene tres fases:

1. Disolucion. La materia mineral se disuelve en agua.

2. Transportacién. El agua producida transporta los minerales a través
de la formacion, vecindad del pozo y de los tubulares.

3. Depositacion. Los cambios en el agua y las presiones vy
temperaturas mas bajas que se encuentran en la vecindad del pozo
generan la sobresaturacion y precipitacion. Los cristales se adhieren

y crecen.

El crecimiento de cristales es esencial para formar la incrustacién. La
adherencia

al ducto se da en funcién de la mojabilidad.
Sobresaturacion
La sobresaturaciéon ocurre cuando se excede el equilibro mineral de una
salmuera. Cuando una salmuera se sobresatura, las sales de la soluciéon se
precipitan.
Estos son los factores que afectan la sobresaturacion:

v" Un incremento en la concentracién mineral.

v' Cambios de temperatura, presién o pH.

v" Mezcla de aguas incompatibles.

El grado de sobresaturacién afecta la tasa de precipitacién y contribuye a la

severidad de la formacion de incrustaciones. En pozos de inyeccién, la
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sobresaturacion puede ocurrir como resultado del enfriamiento y de la mezcla
de fluidos — por ejemplo, la combinaciéon de sulfato de sodio con cloruro de

bario forma sulfato de bario (precipitado).
Precipitacion

La precipitacion comienza con pequefas particulas (nucleos). Las particulas
se deben aglomerar y orientar para formar una malla cristalina fija. Por lo
general, este proceso necesita de la existencia de un substrato anterior, que

puede ser:
Materia cristalina externa.

v

v' Superficies corroidas.

v' Soldaduras, raspaduras o muescas en el ducto.
v

Particulas de arena y arcilla.

Una vez que se ha realizado la nucleacién, debe haber un buen tiempo de
contacto entre la solucién sobresaturada y los nucleos. Normalmente, entre
mayor sea el tiempo de contacto, mayor sera la probabilidad de que se formen

incrustaciones.
Crecimiento de cristales y adherencia

El crecimiento de cristales es el proceso de depositacion sobre los nucleos, lo
cual comienza a formar cristales visibles. Este crecimiento dependera del
tiempo de contacto con los nucleos. Por lo general, entre mayor sea el tiempo
de exposicion, mayor sera el crecimiento.

Se establece un equilibrio entre la formacion de incrustaciones y el agua. En
las caras cristalinas, constantemente se estan dando los procesos de

disolucién y redepositacion. Las incrustaciones se pueden precipitar, pero tal

76



Dafio a la Formacion Capitulo 3

vez no se adhieran. La adherencia dependera del tamano y del tipo de cristal,
asi como de las caracteristicas de mojabilidad de la superficie.

Tipos de incrustaciones

Dependiendo de su mineralogia, varios solventes pueden disolver las
incrustaciones. A continuacién se describen los tipos de incrustaciones mas

comunes que se pueden encontrar en un pozo:

v Incrustaciones de carbonatos (CaCO3 y FeCO3). EI CaCOs3 es la
incrustacién mas comun y se presenta en yacimientos ricos en iones de
calcio, carbonato o bicarbonato. ElI HCI puede disolver facilmente todas
las incrustaciones de carbonatos.

v" Incrustaciones de sulfatos. Las incrustaciones de sulfatos pueden
presentarse principalmente como yeso (CaS04.2H20) o anhidrita
(CaS04). Aunque menos comunes, la baritina (BaSO4) o la
estroncianita (SrSO4) son mas dificiles de eliminar, pero su aparicion es
mas predecible. E| EDTA puede disolver facilmente el sulfato de calcio.
Los sulfatos de bario y estroncio pueden disolverse con EDTA si la
temperatura es suficientemente alta y si el tiempo de contacto es
suficientemente largo; por lo general, se requiere de un tiempo minimo
de remojo de 24 horas para un pozo de 12.000 pies con una
temperatura de fondo de aproximadamente 212°F (100°C). Se prefiere
el uso de la sal tetrasddica del EDTA (Agente Quelante L41 / Agente
Quelante U42), pues este proceso de disolucién es mayor con valores
pH ligeramente alcalinos; también se ha utilizado la sal bisddica mas
acida (Agente de Eliminacién de Incrustaciones L56). Asimismo, se han
utilizado secuestrantes de la misma familia, aunque no muestran una
gran diferencia al compararlos con el desempefio del EDTA. (Un
secuestrante inhibe o evita la precipitacion de iones de la solucién por

medio de la formaciéon de un complejo de coordinacién con un fosfato).
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v Incrustaciones de cloruros —el cloruro de sodio (NaCl), por ejemplo.
Estas incrustaciones se pueden disolver facilmente con agua dulce,
agua dulce con un contenido del 2% (wt/wt) de cloruro de potasio (KCI),
agua con un 3% (wt/wt) de cloruro de amonio (NH4Cl) o soluciones
acidas débiles (HCI, acido acético).

v Incrustaciones de hierro — sulfuro de hierro (FeS) u 6xido de hierro
(Fe203). EIl acido clorhidrico con agentes reductores y secuestrantes
(EDTA) puede disolver estas incrustaciones y evitar la precipitacion de
productos secundarios, tales como hidroxidos de hierro y sulfuro
elemental.

v Incrustaciones de silicio — SiOs, por ejemplo. Estas incrustaciones
generalmente se presentan como depdsitos finamente cristalizados de
cuarzo translucido azulado u 6palo amorfo. El acido fluorhidrico puede
disolver facilmente las incrustaciones de silice.

v Incrustaciones de hidroxidos. En este caso hablamos de hidréxido de
magnesio (Mg(OH)2) o hidréoxido de calcio (Ca(OH)2). Para eliminar
estos depositos, se puede utilizar acido clorhidrico o cualquier acido
que pueda reducir suficientemente el pH sin precipitar sales de calcio o

de magnesio.

El tiempo de contacto es un factor muy importante en el disefio de cualquier
tratamiento para la remocion de incrustaciones. Al tratar este tipo de
depdsitos, el principal problema es permitir que pase el tiempo suficiente para
que el solvente Illegue y disuelva eficazmente el material de las
incrustaciones. El fluido utilizado para el tratamiento debe disolver la mayor

parte de las incrustaciones si es que se quiere tener éxito en la operacion.
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Diagnodstico y pruebas

Estos son algunos factores claves para el diagnostico:

v/ Caida pronunciada de la produccion.

v' Muestras de achique.

v Incrustaciones visibles en varillas, tuberias o bombas.

v' Fugas en las tuberias de revestimiento o produccién (H20
mezclada).

v lrrupcién de agua.

v' Reparacién reciente.

v' Tratamientos recientes con acido.

v" Produccién mezclada y aguas de inyeccién.

v Altos niveles de bicarbonato en el agua de la formacion.

Las pruebas de confirmacion incluyen:

v' Analisis del agua (Stiff-Davis).

v" Produccién mezclada y agua de inyeccion; analisis de la mezcla.

Depésitos organicos

Los depdsitos organicos son precipitaciones de hidrocarburos pesados
(parafinas o asfaltenos). Por lo general se localizan en la tuberia de
produccion, en la vecindad del pozo, en los disparos o en la formacién; sin
embargo, se pueden encontrar depdsitos en el equipo en superficie. Los
depdsitos organicos tapan fisicamente las gargantas de los poros, los
disparos y otras areas. Los depoOsitos organicos también pueden hacer la
matriz mojable en aceite, lo cual puede resultar en una reduccion de la

produccion.
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Parafinas

Las parafinas son hidrocarburos alifaticos saturados (C1s-H3s a Ceo0-H22),

lineares o ramificados, que cuentan con las siguientes caracteristicas:

Peso molecular moderado.

Pronunciados puntos de fusién.

Cristales en forma de agujas — particulas granulares.
Sélidos fragiles que van de blandos a resistentes.

Solubilidad limitada en aceites crudos.

D N N N N NN

Producen flamas limpias al quemarse.

La solubilidad de las ceras parafinicas en otros hidrocarburos de aceite crudo
es limitada y depende del peso molecular. Debido a la solubilidad limitada, los
ambientes frios pueden hacer que la cera se cristalice y precipite. La
temperatura a la cual comienzan a formarse los cristales de cera recibe el
nombre de punto de opacidad. Por encima del punto de opacidad, las ceras
son solubles y el aceite tiene una apariencia clara. Justo en el punto de
opacidad, se comienzan a formar los cristales de cera, por lo que el aceite
tiene una apariencia opaca. Si la temperatura baja mas alla de este punto, la
parafina puede comenzar a precipitarse. La precipitaciéon puede ocurrir en la
formacion, en la vecindad del pozo o en las lineas y equipo en superficie.
Estos depdsitos pueden generar graves restricciones en la produccion o el

taponamiento completo del pozo.

Numero de Carbonos Temperatura de fusion Propiedades fisicas
C12 a C16 <15°C
C16 a C21 15°C a 35°C Parafina Suave
C21 aC32 35°C a 50°C
C32 a C60 > 50°C Parafina Dura

Las particulas de parafinas son totalmente solubles en aceite crudo y

son fuertemente afectadas por los cambios de temperatura y presion.
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Punto de opacidad

El punto de opacidad es la temperatura a la cual las moléculas de parafina
cambian de un estado liquido a un estado sdlido.

Punto de curado

El punto de curado es la temperatura a la cual los precipitados de moléculas
de parafina ya no cuentan con la propiedad de adhesién (ya no son

‘pegajosas”).

Intervalo de depositacion de la parafina

El intervalo de depositaciéon de la parafina es el intervalo en profundidad en un
sistema de conduccion de pozo de aceite en el cual la temperatura del flujo

del aceite es menor que el punto de opacidad y mayor que el punto de curado.

Factores que rigen la solubilidad y depositacion de la parafina

Las parafinas son cristales, por lo que estan sujetas a factores
depositacionales de cristalizacion. A continuacién se enlistan los factores que

rigen la solubilidad y la depositacion de la parafina:

Temperatura

Proporcion solvente-a-soluto.

Presion ejercida sobre la solucién.

Cantidad de gas en solucién.

Presencia de agua, arena y otros compuestos organicos.

Accion de las resinas y asfaltenos.

A N N N N

Rugosidad de la superficie.

Asfaltenos
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Los asfaltos son los componentes negros de los aceites crudos y estan
constituidos de compuestos de anillos aromaticos, policiclicos, condensados y
de alto peso molecular; su formula general es CnHn-1. La estructura molecular
es muy compleja; por lo general contiene oxigeno, azufre, nitrégeno y varios
metales. Los pesos moleculares varian desde unos miles hasta
aproximadamente 100,000 unidades de peso molecular (MWU por su
abreviatura en inglés). A diferencia de las parafinas, los asfaltenos no cuentan
con un punto de fusién bien definido; en su caso se define un punto de
ablandamiento — la temperatura a la cual los sdlidos se convierten en una

masa suave con apariencia de alquitran.

Micelas de material asfaltico

La fraccion de asfalteno de cualquier crudo es la porcidn que se precipita con
un solvente de peso molecular bajo (n-pentano). La fraccion de asfalteno de
cualquier sustancia con apariencia de asfalto es la fraccion insoluble en
solventes de peso molecular bajo (n-pentano); la fraccién soluble recibe el

nombre de malteno.

82



Dafio a la Formacion Capitulo 3

Los asfaltenos tienen las siguientes caracteristicas:

De 6 a 20 anillos aromaticos.

Gravedad especifica de 1.2.

Tamafo de las micelas de 30 a 60 A.
Amplio punto de ablandamiento.

Sélido negro que va de pegajoso a duro.
Dispersion coloidal en aceites crudos.

Lifébico (no es soluble ni se precipita) en destilados o condensados.
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Lifilico (soluble) en aromaticos, tetracloruro de carbono y bisulfuro
de carbono.

v" Producen una flama negra y tiznada cuando se queman.

Las dispersiones coloidales de asfalteno se impregnan con moléculas de
malteno adsorbido, lo cual le da a la superficie una alta carga negativa. Estas
moléculas de malteno son menos aromaticas y mas parafinicas, y estabilizan
o peptizan la dispersiéon de asfalteno. Estas l|aminas condensadas vy

peptizadas tienden a apilarse.

Cuando la superficie de carga negativa entra en contacto con especies con
alta carga positiva — como los acidos —, se produce una neutralizacion
irreversible. Esta neutralizaciéon despetptiza la micela del asfalteno,
ocasionando la floculacién y la precipitacién de los asfaltenos. A continuacion
se enlistan otros factores que pueden causar la desestabilizacion de la micela

peptizada o estabilizada:

v" Fluidos con pH muy alto.

v El potencial de gasto liquido causado por el movimiento a través del
medio poroso o turbulencia — la turbulencia alrededor de la junta
articulada de la tuberia de produccidn, por ejemplo.

v' Cambios drasticos de la temperatura.
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v' Adicién de liquidos organicos de tensién superficial baja — menos de
25 dinas/cm2a 75°C (24°C). El pentano es un ejemplo clasico.

v" Volatilizaciéon de las cadenas de carbono ligero del crudo (punto de
burbuja).

Clasificacion de los asfaltenos

Los asfaltenos se pueden clasificar con base en su solubilidad en varios

solventes. A continuacion se muestra dicha clasificacion:

v' Resinas neutrales: materiales que son solubles en pentano.

v' Asfaltenos: materiales que son solubles en benceno, pero que no
son

v solubles en éter de petrdleo.

v Acidos asfaltogénicos: materiales que son solubles en benceno y
alcalis.

v' Carboides (carbono libre): materiales que son insolubles en
benceno.

v' Carbenos: materiales que son solubles en benceno, pero que no son

solubles en tetracloruro de carbono.

Tipos de depdsitos de asfalteno

Se pueden formar dos tipos de depodsitos de asfalteno. El tipo de depodsito

dependera del ambiente al que se encuentre expuesta la micela del asfalteno.
Depésitos con apariencia de carbon duro (resistente)

Los depdsitos con apariencia de carbon duro tienen su origen en particulas

con carga eléctrica y en el potencial de gasto liquido que resulta del
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movimiento o la precipitacién de los asfaltenos justo por debajo del punto de

burbuja del aceite crudo.

Lodos y emulsiones de pelicula rigida

Los lodos y las emulsiones de pelicula rigida son el resultado de la
acidificaciéon con HCI, la inyeccion de bioxido de carbono, la adicién de
solventes con baja tension superficial y el aceite crudo parafinico. Por lo
general, estos depdsitos estan compuestos de resinas naturales y acidos

asfaltogénicos, y tienen la apariencia de una masa lodosa y fangosa.

Mecanismos de formacién de los depésitos organicos.

Aunque los mecanismos de formacién de los depdsitos organicos son
numerosos y complejos, el mecanismo principal es un cambio de temperatura
o presion en la vecindad del pozo, o cerca de éste, durante la etapa de
produccion. Cuando se producen caidas de presion, se pueden liberar los
gases disueltos, lo cual genera un enfriamiento. Las fracciones pesadas del
hidrocarburo no son solubles en el aceite, por lo que comienzan a
cristalizarse. El enfriamiento de la vecindad del pozo y la inyeccion de fluidos
frios para realizar algun tratamiento tienen un efecto mucho mas pronunciado.
La pérdida de calor a medida que el aceite fluye hacia arriba a través de la
tuberia de produccién puede tener importantes efectos de enfriamiento. La
mezcla de crudos (crudos ligeros y pesados) puede resultar en un proceso de

depositacion.

No se deben confundir los depdsitos organicos con los lodos, otro tipo de
depositacion. Este ultimo se produce debido a una reaccion entre algunos
aceites crudos y acidos inorganicos muy fuertes. Los lodos no se pueden

disolver.
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Diagnodstico y pruebas

Estos son algunos factores claves para el diagnostico:

v/ Caida pronunciada de la produccion.

<\

Incremento de las relaciones gas/aceite o agua/aceite.

AN

Caida de la presion del yacimiento con respecto a la presion del
punto de burbuja.

Disminucién de la gravedad API.

Parafina en varillas y bombas.

Uso de aceiteras calientes y limpia tubos.

Historial de reparacion y terminacion.

AN N NN

Color de la fluorescencia en los datos del nucleo.

Las pruebas de confirmacién incluyen:

Inspeccidén visual.
Pruebas de solubilidad (solventes organicos).
Analisis del aceite (gravedad API, parafina y asfalteno).

Pruebas de flama (bajo campana de ventilacion).

AN N NN

Analisis de muestras de achique; las organicas por lo general tienen
incrustaciones.

v" Nodos excesivos de caidas de presion.

Por lo general, los solventes organicos vuelven a solubilizar los depdsitos. Se
puede personalizar la mezcla de solventes para resolver problemas
particulares; sin embargo, los solventes aromaticos son fluidos eficientes y de
propésito general. Muy a menudo, el agregar un poco de alcohol al proceso de

disolucién de asfaltenos puede resultar benéfico.
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Depésitos mixtos

Los depositos mixtos (organicos/inorganicos) son una mezcla de compuestos
organicos e incrustaciones o limos y arcillas. Las incrustaciones o el conjunto
de linos y arcillas se vuelven mojables en aceite y actuan como
emplazamiento de nucleacion para los depdsitos organicos. Se puede formar
un sélido de capas multiples. Esto puede ocurrir en el area alrededor de la
vecindad del pozo y en la tuberia de produccion, lo cual puede generar

pérdidas en la produccion.

A menudo, los depdsitos mixtos necesitan sistemas de dos solventes, como la
dispersion de un solvente de hidrocarburos (por lo general aromatico) en un

acido.

Limos y arcillas

Entre los dafios que pueden ocasionar los limos y las arcillas, se puede incluir
la invasion de la permeabilidad del yacimiento con fluidos de perforacion,
terminacion o reparacion, asi como el hinchamiento y la migracion (o ambas)

de los finos de la formacion.

Las arcillas u otros sodlidos contenidos en los fluidos de perforacion,
terminacion o reparacion pueden invadir la formacidon cuando las particulas
son mas pequefias que las aperturas de las gargantas de los poros (Figura
3F). Cualquier incremento posterior del gasto de flujo a través de la zona
invadida forzara la migracion de altas concentraciones de particulas. Es
entonces cuando se podria fomentar la formacion de puentes, lo cual reduciria

la permeabilidad general de la red de poros.
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Arcillas adheridas Particulas de arcillas Puenteo de los poros
a los poros dispersas por arcillas

i-_pammfa de aremi

Figura 3F. Arcillas adheridas a los poros y particulas dispersas

Cuando los filtrados a base de agua provenientes de los fluidos de
perforacién, terminacion, reparacion o tratamiento invaden la porosidad del
yacimiento, pueden alterar el equilibro que existe entre las arcillas y las aguas

de la formacion.

Normalmente, esto se debe a un cambio de salinidad que crea desequilibrios
en las fuerzas que mantienen unidas a las arcillas. Las esmectitas se pueden
hinchar, reduciendo asi drasticamente la permeabilidad. Los agregados
floculados de las arcillas migratorias se pueden dispersar, lo que
posteriormente podria ser una causa de bloqueo en las gargantas de los
poros. Es posible que esta alteracion de las arcillas originales sea la causa

generadora de dafios mas comun e importante.

Durante la produccion, las particulas pueden migrar con los fluidos
producidos. Nuevamente, las particulas pueden formar puentes cerca de la

vecindad del pozo, reduciendo asi la productividad. Cuando las particulas
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responsables del dafo provienen de las rocas del yacimiento, generalmente
se les conoce con el nombre de finos. Este término incluye arcillas
(filosilicatos con un tamafno normalmente menor a 4u) y limos (silicatos o
silicatos con aluminio con un tamafo que va de 4 a 64). Estas particulas son

solubles en mezclas de acido fluorhidrico.

Los danos que causan los finos localizados en el area cercana a la vecindad
del pozo se encuentran dentro de un radio de 3 a 5 pies. También es posible
que los dafnos se presenten en los empaques de grava. En el caso de las
areniscas, el dafo se elimina utilizando acido que contenga HF — Mud acid a
diferentes concentraciones o en combinacién con acidos organicos o acido

floroborico y sus variantes similares).

Por lo general, se utiliza un sistema de HCI para eliminar los dafios causados
por finos en formaciones carbonatadas. Ya que los finos no se encuentran
disueltos, sino mas bien dispersos en las fracturas naturales o en los agujeros
de gusano de reciente creacion, por lo general se recomienda el uso de
nitrégeno en aquellos casos en los que se tenga una baja presion de fondo de

pozo. El nitrégeno ayudara a la eliminacién de los finos.

Diagnodstico y pruebas

Estos son algunos factores claves para el diagnostico:

Alto contenido de arcilla.

Produccion inicial nula o baja.

Rapida declinacién de la produccion.
Gran abatimiento durante la terminacion.

Principio de produccién de agua.

AN N N N NN

Pérdida excesiva de fluidos durante las operaciones de perforacién o

reparacion; colocacion de pastillas para evitar pérdidas.
e —————————
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v' Buena produccion, seguida de una caida después de la producciéon
de agua congénita.

v' Manifestacién de saturaciéon alta de agua en los registros, pero
produccion inicial de agua nula o baja.

v' Calculo de una alta presion diferencial (un producto con una buena
altura y permeabilidad realmente mas baja).

v' En los fluidos producidos no hay sélidos o los hay pero en
cantidades muy pequefias (En caso de que si haya sdélidos, tienen
niveles de solubilidad del 75 al 97% en acido en Mud Acid).

Las pruebas de confirmacion incluyen:

v' Manifestacién pobre en los registros con altos niveles de saturacion
de agua y diferencias en los valores de induccion.
v' El nicleo muestra una textura de grano muy fino. (VFG)

v' Los nucleos de pared tienen un enjarre grueso.

v' Alto porcentaje de esmectita, ilita o arcillas de capa mixta en la
difraccion de rayos X.

v Alto contenido de cuarzo y bajo contenido de arcilla en la difraccion
de rayos X (todas las arcillas son esmectitas con presencia de
barita).

v' Las solubilidades del acido estan fuera de linea en los datos de
nucleo y registro.

v Los estudios petrograficos muestran arcillas autigenas (arcillas
formadas in situ) en las gargantas de los poros o alta microporosidad
(retencién capilar del agua).

v" Una diferencia de menos del 20% entre las solubilidades del HCI y

Mud Acid regular.
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v Estudio del historial de reparaciones y de los registros de produccién
para determinar el analisis de aguas de los fluidos producidos y del

fluido de terminacion

Bacterias

Las bacterias son microorganismos — con un diametro de aproximadamente
0.5u —que viven en el agua. Se multiplican rapidamente — pueden duplicar su
poblacion en 20 minutos — en un amplio rango de condiciones; esto reduce la

permeabilidad y dana la formacion.

Las bacterias se clasifican con base a sus requerimientos de oxigeno:
aerbdbicas (las que necesitan oxigeno) y anaerodbicas (pueden existir en la
ausencia de oxigeno). Las bacterias anaerdbicas crecen en el fondo del pozo
a temperaturas que pueden llegar a los 150°F (66°C). Las bacterias
anaerobicas pueden entrar al sistema por medio de los liquidos de

terminacion o reparacion.

Las bacterias que causan mas problemas se clasifican en las siguientes

categorias:

v' Bacterias sulfato reductoras (SRB): Estas bacterias utilizan los iones
de sulfato del agua para llevar al cabo sus funciones metabdlicas;
esto ocasiona una reduccion de los iones de sulfato, los cuales se
convierten en iones de sulfuro, mientras que se crea sulfuro de
hidrogeno como producto secundario. Esto proceso resulta en altos
niveles de corrosién y picaduras, un aumento del caracter corrosivo
de las aguas dulces, el taponamiento del yacimiento y la posible
descomposiciéon térmica del sulfuro.

v' Bacterias de hierro (manganeso): A medida que van creciendo,

estas bacterias forman un escudo de hidréxido férrico (de
R ———
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manganeso) alrededor de ellas. Los iones metalicos los obtienen del
agua aun cuando las concentraciones sean de partes por millon.
Estas bacterias son aerdbicas, pero sdélo necesitan trazas de
oxigeno para poder vivir. Prefieren las aguas frescas y templadas,
pero también se les puede encontrar en salmueras.

v' Son causantes de problemas de corrosién y taponamiento.

v' Bacterias mixoégenas: Este tipo de bacterias puede producir densas
masas de fango, lo cual puede ocasionar problemas de corrosion y
taponamiento.

v' Prefieren las aguas de baja salinidad y son anaerdébicas.

v' Los dafos generados por bacterias pueden encontrarse en pozos de

inyeccion de agua, pozos de desechos o pozos geotérmicos.

3.7. ESTUDIOS DE LABORATORIO

Los estudios de laboratorio tienen los siguientes objetivos:

v" |dentificar los dafios.
v" Analizar la roca.
v" Analizar los fluidos de la formacion.

v' Seleccionar el disefio y el fluido de tratamiento 6éptimos.

Para realizar el estudio en el laboratorio, se requiere contar con nucleos de la
formacion, muestras de los fluidos de la formacion y, en algunas ocasiones,
muestras del material dafino (depdsitos organicos o incrustaciones). Una vez
que se tienen estos elementos, se realizan diferentes analisis para obtener la

informacién necesaria para el disefo del tratamiento de la matriz.
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Analisis del nucleo

El analisis del nucleo, el cual incluye pruebas de flujo, es una parte integral
del estudio de laboratorio y se utiliza para ayudar en el disefio del tratamiento

de la matriz.

Los diferentes métodos que se aplican en el analisis del nucleo para la
determinacién del tratamiento de la matriz se le puede clasificar de la

siguiente manera:

v' Estudios quimicos — se incluyen pruebas de solubilidad y calculos
para determinar la cantidad de hierro disuelto en HCI.

v' Estudios petrograficos — se incluye el analisis de difraccién de rayos
X, la observacion con lentes binoculares, examenes de lamina
delgada con un microscopio de luz polarizada, y observaciones con
microscopio de barrido electrénico (SEM por su abreviatura en

inglés).

v' Estudios petrofisicos — para determinar la porosidad y la

permeabilidad de la muestra.
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CORE ANALYSIS
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Pruebas de flujo en el nucleo — para monitorear la respuesta de la

permeabilidad de la roca cuando se inyectan fluidos diferentes
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Pruebas de solubilidad

Se trata de una técnica simple que se utiliza para determinar la cantidad de
cualquier material disuelto en un solvente dado. Los resultados se

proporcionan como un porcentaje del peso.

La solubilidad de las rocas en acidos depende de la mineralogia de la roca. La
solubilidad total es la suma de la solubilidad de cada uno de los minerales que
la componen. La tabla 2 muestra la solubilidad en acido de varios materiales

comunes.

A menudo, los resultados de las pruebas de solubilidad se utilizan como una

primera aproximacion del contenido de minerales con carbonato y arcilla/limo.

v' La solubilidad en HCI se utiliza normalmente como el contenido de
carbonato.

v La diferencia entre las solubilidades en Mud Acid y en HCI se toma
como una aproximacion del contenido de limo/arcilla (finos totales).

v El contenido total de limo reactivo es la diferencia entre este
contenido de finos y el contenido de arcilla que se obtiene en la

difraccion de rayos X.

Los minerales, ademas del carbonato, son solubles en HCI (Tabla 2). Entre
ellos, se incluyen los sulfatos (anhidrita), los 6xidos de hierro y la halita.
Incluso una roca sin carbonatos puede tener una solubilidad relativamente alta

en HCI. Por lo tanto, se debe tener cuidado con el uso de las solubilidades.

Las pruebas de solubilidad se realizan en condiciones ideales en el
laboratorio. Son una representaciéon de la solubilidad maxima de la formacién.
Las solubilidades efectivas durante los procesos de acidificaciéon pueden ser

completamente diferentes, ya que dependen de la estructura de la roca y de la
R ———
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posicion de cada mineral con respecto a las paredes de los poros. Las
pruebas de solubilidad también se utilizan para identificar incrustaciones
daininas y depdsitos organicos. Ademas, se les utiliza para optimizar el

solvente.

El contenido de hierro en el acido clorhidrico gastado se puede utilizar para
determinar la cantidad y el tipo de agente que se ha de utilizar para controlar
el hierro. Obsérvese que muchos de los minerales con contenido de hierro

contienen hierro en su estado ferroso (Fe2+).

Table 2 Sodubiity of the Common Minerals in Acfds
Winerals Chiemical Compoaition Salubility in
HCI HEL +HF

Quarz i, None Low

Orthoclase | SEAIOK Wona Modarats

Microdine

Albits SRAIDNa Wary Low | Modarats
Faldspare

Plagioclaes | SiAlCyNaCa) Yery Low | Maodarate

Hiatita (AL 50K (Mg, Fal:{CH), Low Madarats
Micaa

Muzcowite | LALSO KA CH], Low Madarats

Kaolinite ALE O] CH)y Low High

[Mlita Si‘ll”l':III[DHJ:lKﬂ”J Low HQI‘I
Clays Emechit (Yo CA, MNahd{AM, Mg, Feh &, Low High

CHoite | ABCHIOH)HA Moderate | High

Mixad HEIZIliI'I.iI:EI. lita or chlonte with Law High

Layer BTacts

Calzits' High High
Carbonates Dolomite CaCC High High

Ankerita Ca, MgCO2) High High

Gypaum | C2. (Mg, FyCO:p Moderats | High
Sulfates Casll, 2H)

Anyrita Moderats | High

Halita Call High High

Iron Ouides | MeCl High High
'CaF, pracipitation
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CAPITULO 4. ESTIMULACION MATRICIAL

4.1 TIPOS DE ESTIMULACION MATRICIAL

En el ambito petrolero existen dos tipos de estimulacion en formacién
que se caracteriza por los gastos y presiones de inyeccion obtenidos en una
prueba de admisién. Gastos de inyeccidon a presiones inferiores a la presion
de fractura hablamos de la Estimulacion Matricial, mientras aquellos gastos y
presiones por arriba de la presion de fractura la hablamos de Estimulacion por

Fracturamiento.

La prueba de admision consiste en inyectar a la formacién un fluido inerte
(inyectar un fluido que no dale a la formacion) a gastos muy bajos (1/2 barril
por minuto) midiendo la presion de inyeccion, después se incrementa el gasto
de bombeo por etapas donde se registrara un cambio brusco de la pendiente
de la curva obteniendo como resultado la Figura 4.1.1, donde si trazamos
rectas en las dos tendencias que se forman por el incremento de inyeccion y
de presion tendremos un punto en comun que es la presion maxima para estar

en régimen de Estimulacién Matricial.
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P A ® 2 ° °
P, %~ " == [nyeccionenrégimende fractura
P3 e
E=—————=— |nyeccion en régimen matricial
Py| o
Py, o
dq dz 93 d4 ds qn

Figura 4.1.1 Comportamiento de la presiéon de inyecciéon en cabeza de pozo

durante una prueba de admisién a la formacion.

Los procedimientos de estimulacion matricial son caracterizados por gastos y
presiones por debajo de los valores apreciados en el punto A. El cual permitira el
ingreso de fluido a la matriz en forma radial circular con un mejor contacto de la

zona dafiada cercana a la pared del pozo con el fluido de estimulacion.

En la gran mayoria de los yacimientos no toleran gastos de inyeccion muy altos en
entrada radial circular a la matriz, debido a que si fueran mayores entrariamos al

régimen de fractura.

El objetivo que se busca con la estimulacion matricial es que el dafo a la
formacion sea removido antes de que el pozo se ponga a producir a su potencial
natural y consiste en la inyeccion a bajo gasto y presiones bajas de pequefios
volumenes de fluido de solucion para la remocion y estimulacion de la matriz

critica.
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La Estimulacion Matricial se puede clasificar en diversos grupos dependiendo

de la interaccion entre la solucion y tipo de dafio en la roca:

La estimulacion matricial no reactiva (no acida), en la cual los fluidos de
tratamiento no reactivo quimicamente con los materiales o solidos de la
roca. En este caso se utilizan principalmente soluciones oleosas o
acuosas, alcoholes o solventes mutuos, con aditivos, principalmente los
surfactantes. Estas estimulaciones comunmente se emplean para
resolver danos por bloqueos de agua, aceite o emulsion; danos por

perdidas de lodo, por depdsitos organicos, etc.

La estimulaciéon matricial reactiva (acida), en la cual los fluidos de
tratamiento reaccionan quimicamente disolviendo material materiales
que dafan la formacién y los propios sélidos de la roca. Se emplea para
remover algunos tipos de dafo como el ocasionado por particulas
solidas (arcillas), precipitaciones inorganicas, etc. En algunos casos,
principalmente en formaciones de alta productividad se utilizan no solo
para remover el dafo, si no también para estimular la productividad
natural del pozo, a través del mejoramiento de la permeabilidad de la
formacion en la vecindad del pozo. En este caso se tienen técnicas de

acidificacién matricial en arenas y areniscas y en rocas calcareas.

Los yacimientos de carbonatos (calizas, dolomias y oolitas) tienen sistemas

de poros mas complejos que los yacimientos de areniscas. Las calizas

ooliticas son granulares (como las areniscas) y pueden tener una porosidad y

permeabilidad primaria.

Las calizas estan formadas por mas de 50% de materiales de carbonatos; de

éstos, 50% 6 mas constan de calcita, aragonita o de ambos. Una pequefa

mezcla de particulas de arcilla o de materia organica proporciona la

coloracion grisacea a las calizas, las cuales pueden ser blancas, grises, de
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colores gris oscuro, amarillento, verdoso o de color azul. Algunas calizas

llegan a ser hasta de color negro.

Las dolomias son rocas que contienen mas de 50% de dolomia
[CaMg(CO3)2]. El material de dolomia pura se compone de 45.7% MgCOQO3 y
54.3% CaCO3 (por peso) 6 47.8% CO2, 21.8% MgO y 30.4% CaO (por peso).
Las dolomias son similares a las calizas en cuanto a su apariencia; por tanto,

es dificil diferenciarlas a simple vista.

Los yacimientos de carbonatos son facilmente solubles en acido clorhidrico
(HCI). Por consiguiente, en la acidificacion de carbonatos (a diferencia de la
acidificacién de areniscas), el acido reacciona con la roca, pero por lo general
no reacciona con el dafio (excepto incrustaciones). El acido pasa la zona
danada al crear canales nuevos (agujeros de gusanos) en la roca y/o crea una

ruta de flujo (roca grabada) para la remocién del dafo.

Los acidos organicos (por ejemplo, el acido acético o formico) o las mezclas
de acido acético/clorhidrico también se pueden utilizar para acidificar los
yacimientos de carbonatos. Bajo circunstancias comparables, los acidos
organicos reaccionan de forma mas lenta que el acido clorhidrico (HCI). En
mezclas de acidos acéticos/ clorhidricos, el HCI reacciona rapidamente,

mientras que el acido organico reacciona de forma lenta.

Principios de los Acidos

El acido que se utiliza mas comunmente para la estimulacion de matriz en los
yacimientos de carbonatos es el acido clorhidrico. También se utilizan los
acidos formicos (HCOOH) y acéticos (CH3COOH), principalmente en sistemas

de acidos retardados o en aplicaciones a altas temperaturas.
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Los acidos son sustancias quimicas que, cuando se mezclan o disuelven en

agua, liberan H30+ (iones de hidronio).

Molaridad

Una solucién de un mol de acido se define como aquella que contiene un mol
de acido disuelta en agua para proporcionar un litro de solucién final. Un mol
es el peso molecular, expresado en gramos, que es igual a 6.02E23
moléculas (Numero de Avogadro). Por ejemplo, una solucion de un mol de

acido clorhidrico contiene 36.5 g de HCI disuelto en un litro de solucién final.

Normalidad

Una solucion normal de acido se define como aquella que es capaz de liberar
un mol de H30+ por litro de solucion. Por ejemplo, una soluciéon molar de HCI
también es una solucién normal. Un mol de HCI por litro de solucion libera un
mol de H3O+por litro de solucién. Una solucion molar de acido sulfurico
(H2S04) es 2N, porque un mol de acido por litro de solucion libera dos moles
de H30+5.

pH
El valor pH de una solucion acuosa se define por medio del cologaritmo
decimal (o el antilogaritmo) de la concentracién H30+ expresada en moles por

litro;

Valor pH = -log [H30+]
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Constante de Disociacion

Una propiedad importante de los acidos es que, en las soluciones acuosas, se

disocian (ionizan) por medio de la reaccion:

HA+H,0 < — ——> H,0" + A~

Cuando el HCI se disuelve en agua, esencialmente se disocia por completo de

la siguiente forma:

HCL+ H,0 < ———> H,0" +Cl”

Por este motivo, se le llama un acido fuerte.

Los acidos organicos se llaman acidos débiles porque no estan ionizados o
disociados en agua por completo. Se alcanza un equilibrio entre los dos
estados, ionizado y no-ionizado, del acido organico. Este equilibrio se

caracteriza por la constante de disociacion (Kd) del acido.

_ (H0%)(@A)
HA

Kﬂ'
(HA) es la actividad de la especie HA en solucién y ( A-) es la actividad de la
especie A-. La actividad se puede considerar igual a la concentracion. Esto es
estrictamente cierto para la solucién diluida, pero no para soluciones con

concentraciones altas.

Las constantes de disociacién para los acidos organicos son mucho mas
bajas que las de los acidos inorganicos comunes (tal como se muestra en la

(Figura 4.1.2). Estos acidos bajo condiciones comparables estan mucho
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menos disociados dentro del estado ionizado reactivo que el acido clorhidrico,

de ahi que se le conozca con el término de “acido débil”.

Constantes de Disociacion para diferentes acidos

Acido Constante de disociacion
Ka77 °F (25 °C)

Acido clorhidrico (HCI) 10 ,
Acido sulfarico (H2S04) 1.2 x 10-2 Acido Fuerte
Acido fluorhidrico (HF) 3.53x10 -4
Acido férmico (HCOOH) 1.77 x 10 -4 )
Acido acético (CH3COO) 1.76 x 10 -5 Acido Débil
Acido carbénico (H2CO3) 4.3 x10 -3
Acido borico (H2BO4) 7.3x10-10 Acido muy débil

Figura 4.1.2 Con constantes bajas de disociacion

Los 4&cidos acéticos y férmicos tienen reacciones lentas o retardadas,
comparada con el HCI. La constante de disociacion para el acido acético y
féormico disminuye con un aumento de la temperatura, mientras que la mayoria

de los acidos minerales tienen constantes incrementadas de disociacion.

La constante de disociacion varia con la temperatura de acuerdo con la

siguiente relacion:

-log Kd = A1/T - A2 +A3T

en donde los coeficientes A1, A2 y A3 son comunes para cierto acido
organico. Esta relaciéon muestra que la constante de disociacion aumenta muy
ligeramente entre 122 y 176°F (50 y 80°C), pero después disminuye conforme
aumenta mas la 6 temperatura (el término A3T se vuelve predominante). Por
tanto, a temperaturas altas (la aplicacion normal para estos acidos), éstos

estan menos ionizados o son menos reactivos que a temperaturas bajas.
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Diagénesis de las rocas carbonatadas

La diagénesis de las rocas de carbonatos, incluyendo la dolomitizacion, da
como resultado la formacién de porosidad. El reemplazo de la calcita por
dolomita involucra la contraccién de aproximadamente 12%, si la reaccion

procede de la siguiente forma:

2CaCO; + Mg+ — CaMg(COs): + Cas-

La precipitacion subsiguiente de los carbonatos en los poros también puede

destruir la porosidad formada por la dolomitizacion.

Cuando el acido se bombea dentro de un yacimiento de carbonatos a
presiones por debajo del fracturamiento, el acido fluye de forma preferencial
hacia adentro de la region de permeabilidad mas alta — los poros mas
grandes, vugulos o fracturas. La reaccion del acido en los poros mas grandes
provoca la formacion de canales de flujo grandes y altamente conductivos
llamados agujeros de gusanos. Los acidos altamente reactivos tienden a
formar un namero limitado de agujeros de gusanos, mientras que los acidos
menos reactivos forman un mayor numero de agujeros de gusanos, mas

cortos y de menor diametro.

La distribucion de porosidad es en particular importante al inicio de la
reaccion, cuando los agujeros de gusanos empiezan a crecer. El trabajo
realizado ha demostrado que el numero de agujeros de gusanos esta

determinado por medio de la heterogeneidad de la formacion.

Se ha encontrado que existe una correlacion entre la porosidad vy
permeabilidad en muchos yacimientos de carbonatos. Por lo regular, la
permeabilidad de la matriz es baja (menor a 10 md). Aunque la permeabilidad

de muchos yacimientos de calizas y dolomias es muy baja, su gasto de
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produccion a menudo es considerablemente mas alto de lo que se esperaria
de la permeabilidad en los nucleos, esto se debe a la naturaleza fracturada de
muchas de estas rocas. Las fracturas, aun aquellas que tienen una anchura
muy pequefa, tienen permeabilidades altas efectivas. En consecuencia, la
capacidad de flujo de estas rocas de carbonatos es a menudo mayor que la

de una arenisca promedio.

Cinética de Reaccion Sencilla

La reaccion del acido con los minerales de la formacion, en yacimientos de
carbonatos, da como resultado la disolucién y por consiguiente la creacién de
nueva permeabilidad. Por tanto, la permeabilidad cercana al agujero se puede
ver aumentada por encima del valor del yacimiento original. Esto resultara en
un efecto de dafio negativo y un aumento substancial en la productividad del

pozo o del indice de inyectividad.

La reaccion de los minerales insolubles en agua con acido da como resultado
sales solubles, didoxido de carbono y agua. La reaccion del HCI con la calcita

es!

2HCI + CaCOs= CaCl: + H-0 + CO:

La reacciéon del HCI con la dolomita es:

4HCI + CaMg(COs) = CaCl, + MgCl, + 2H,0 + 2CO;

La cantidad de acido necesario para disolver cierta cantidad de material de
carbonatos y la cantidad de los productos de reaccién producida por la
reaccion se puede calcular al considerar la estequiometria de la reaccion, es

decir, las proporciones de varios reactantes que participan en la reaccion.
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4.1 ESTIMULACION MATRICIAL EN ARENISCAS

El éxito de cualquier tratamiento matricial depende de la respuesta favorable
que tenga la formacién ante el fluido de tratamiento. Por ello, el fluido de
tratamiento debe eliminar el dafo de formaciéon y ser completamente

compatible con la roca y los fluidos de la formacion.

La sensibilidad que una formacién pueda tener ante un fluido dado incluye
todas las reacciones perjudiciales que puedan ocurrir al entrar en contacto el
fluido y la roca: la pérdida de consolidacion y el colapso de la matriz, la
liberacion de finos o la formacién de precipitados. Una formacion es “sensible”
si la reaccion entre el fluido en cuestion y los minerales de la roca genera un

dafo de formacién en la formacion.

La sensibilidad de las areniscas se ve afectada por dafo a la formacion
causada por el acido fluorhidrico, asi como otros factores. Los iones de silicio,
aluminio, potasio, sodio, magnesio y calcio pueden formar precipitados a
temperaturas determinadas y una vez que se exceda su limite de solubilidad,
podrian generar dafos en la formacién. Por ello, la sensibilidad depende de la

reactividad general de los minerales de la formacién con el acido.

SOLUBILIDAD

MINERALES AREA HCL HCL - HF
Cuarzo Baja No Muy baja
Pedernal Moderada alta No Baja
Feldespato Baja a moderada | Muy baja Baja a moderada
Micas Moderada Baja Moderada
Caolinita Alta Baja Alta
llita Alta Baja Alta
Esméctica Alta Baja Alta
Clorita Alta Baja a moderada Alta
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Calcita Baja a moderada | Alta Alta, pero
Dolomia Baja a moderada | Alta precipitacion de
Ankerita Baja a moderada | Alta CaF2

Siderita Maja a moderada | Alta

La solubilidad real de los minerales de un yacimiento de areniscas depende
en gran medida de su posicion dentro de la estructura de la roca. Por ello, los
estudios petrograficos nos pueden ayudar a entender la respuesta de la roca

al tratamiento durante la prueba de flujo.

Solubilidad en HCI

Generalmente, se considera que la solubilidad de la roca en acido clorhidrico
representa el contenido de carbonatos de la arenisca. Este supuesto debe
verificarse durante el estudio petrografico, pues otros minerales — éxidos,
sulfuros y cloritas — también son parcialmente solubles en HCI. Una arenisca
con una solubilidad en HCI mayor a 20% no debe tratarse con HF directo. El
HF reacciona con el carbonato de calcio para formar precipitados de floruro de
calcio. Cuando la solubilidad es menor al 20%, un preflujo con HCI ayuda a
evitar el contacto entre el HF y la roca con carbonatos. Cuando la solubilidad
es mayor al 20%, se puede utilizar un fluido de tratamiento base HCI; sin
embargo, para evitar problemas adicionales de pérdida de consolidacion, por

lo general se prefiere un tratamiento con acido fluorbérico directo (Clay Acid).

Contenido de arcilla

Es importante conocer las cantidades de cada tipo de arcilla en la formacién;
sin embargo, es mucho mas importante saber la posicién y distribucién de las
arcillas en el yacimiento, ya que son ellas las que determinan la respuesta de

la roca al tratamiento.
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2.3 Metodologia para la seleccion del fluido

La seleccion del fluido se basa en un principio muy simple: el fluido debe
eliminar el dano de formacién de forma eficiente e incrementar Ia
permeabilidad. También se debe considerar el dano de formacién que pudiera

resultar de la presencia de precipitados.

Factor quimico

La solubilidad de los precipitados en el fluido de sobredesplazamiento y en los
fluidos del yacimiento.

La posibilidad de que ocurra una precipitacion y sus efectos en la
permeabilidad de la formacion pueden determinarse por medio de pruebas de
flujo; dicha informacion se puede utilizar para desarrollar el fluido de
tratamiento 6ptimo. Las pruebas de flujo bajo condiciones reales son las
unicas pruebas de Ilaboratorio que pueden detectar el efecto de la
incompatibilidad entre el fluido inyectado y los minerales de la formacion. No
solamente se evaluan cuantitativamente los dafios potenciales y la reduccién
de la permeabilidad; también se puede identificar la naturaleza del proceso
daiino por medio de la combinacién del andlisis de efluentes y el analisis de

nucleo después del tratamiento.

Mecanismo para la eliminacion del dafio de formacién

Existen diferentes tipos de reacciones entre acidos y areniscas, y cada tipo

tiene resultados diferentes:

« EIl 4acido so6lo disuelve el dafio de formacién y los finos — formulaciones
con HF ordinario (o Mud Acid).
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< El fluido disuelve o dispersa el dafo de formacién y los finos —

formulaciones de suspension, con o sin base acido.

« EIl acido disuelve y estabiliza los finos no disueltos — formulaciones con

acido floroboérico.

Es importante contar con una determinacién exacta del tipo de dafio de

formacion. El dafio lo pueden determinar los siguientes factores:

+«» Tipos de arcillas y sus caracteristicas, incluyendo su tamainio.
+ Permeabilidad y tipo de porosidad en la arenisca.

El dafo de formacién se puede identificar a partir de esta informacién debido
a los finos migratorios que se presentan durante la produccion. La migracion
de finos requiere de un acido con efecto estabilizador. La comparacion del
tamano de las particulas y el tamafio de los poros puede indicar que la mejor
opcion es un fluido con propiedades de suspension. En las areniscas, los
tamafos de las gargantas son generalmente pequenos; por lo tanto, si la
formacion no tiene fisuras, dicho mecanismo de suspension solo sera efectivo

a distancias muy cortas del agujero.

Fluidos de preflujo y sobredesplazamiento

El diagrama de flujo de seleccion que se muestra en las Figuras 1a y 1b indica
el fluido de tratamiento principal. Sin embargo, se deben utilizar fluidos de
preflujo y sobredesplazamiento para obtener una eficiencia maxima con el
fluido de tratamiento. EIl preflujo y el sobredesplazamiento deben aplicarse

siguiendo los siguientes lineamientos.
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Preflujo

Por lo general se utiliza HCI como fluido de preflujo en la acidificacion de

areniscas con el propésito de lograr lo siguiente.

+ Desplazar la salmuera del agujero cuando no se utiliza un espaciador
de cloruro de amonio. Esto se hace para evitar el contacto entre el HF y
cualquier salmuera de la formacion que contenga K+, Na+ o Ca2+.

+ Disolver una cantidad maxima de carbonato para minimizar la
precipitacion de CaF2. El acido acético puede reemplazar al HCI para
disolver carbonatos en pozos de altas temperaturas — por encima de los
400° F (204° C).

Se puede utilizar xileno, con o sin HCI, para eliminar los componentes de
parafina y asfalteno. Se pueden utilizar solventes mutuos siempre y cuando se
haya probado su compatibilidad con el crudo in situ. Normalmente se les

utiliza en combinacion con HCI o cloruro de amonio.

En caso de ser necesario, se pueden formular otros aditivos, tales como

surfactantes y estabilizadores de arcillas.

Sobredesplazamiento

La funcion del sobredesplazamiento es desplazar el lavado principal con acido
de un radio mayor a cuatro pies a partir del agujero. En caso de que exista
precipitacion de productos de la reaccién, la produccion se vera levemente
afectada.

Sin embargo, aun asi se debe tener mucho cuidado al seleccionar el fluido
principal de tratamiento para minimizar las formaciones de precipitados
durante el retorno. Entre los fluidos de sobredesplazamiento que se pueden

recomendar, se encuentran los siguientes:
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+ Salmuera de cloruro de amonio, con HCI del 5 al 7.5% o diesel para
pozos de aceite.
% Salmuera de cloruro de amonio, con HCI del 5 al 7.5% o nitrégeno para

pozos de gas.

En todos los casos, se recomienda el uso de un surfactante y/o un solvente
mutuo para dejar la formacion mojable en agua y facilitar de esta forma el
retorno de los acidos gastados. Se recomienda el uso de nitrégeno o fluidos
energizados (con nitrégeno) en pozos de baja presion para facilitar el retorno
de los fluidos.

Fluidos de la formacién

]
Fluido de

. desplazamiento ]
Fluido de estimulacién reactivo

Fluido de estimulacién no reattivo

Aditivos de los fluidos de estimulacion

Los tratamientos de estimulacién matricial pueden fracasar si no se utilizan los
aditivos adecuados. El fluido de tratamiento principal esta disefado para

eliminar el dafio de formacion; por su parte, los aditivos se utilizan para evitar
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una corrosion excesiva, prevenir la formacion de baches y/o emulsiones,
fomentar una distribucion uniforme del fluido, mejorar la limpieza y prevenir la

precipitacion de productos de la reaccion.

Ademas, los aditivos se utilizan en los preflujos y sobredesplazamientos para
estabilizar las arcillas, dispersar la parafina/los asfaltenos e inhibir la

depositacion organica o de incrustaciones.

Aditivos de los fluidos de estimulacion

Los tratamientos de estimulacién matricial pueden fracasar si no se utilizan los
aditivos adecuados. El fluido de tratamiento principal esta disefiado para
eliminar el dafio de formacion; por su parte, los aditivos se utilizan para evitar
una corrosion excesiva, prevenir la formacion de baches y/o emulsiones,
fomentar una distribucion uniforme del fluido, mejorar la limpieza y prevenir la
precipitacion de productos de la reaccién. Ademas, los aditivos se utilizan en
los preflujos y sobredesplazamientos para estabilizar las arcillas, dispersar la

parafina/los asfaltenos e inhibir la depositacién organica o de incrustaciones.

Inhibidores de corrosiéon acida

Inhibidor de Corrosion a Altas Temperaturas A270) se utilizan — de 0.1 a 2.0%
para reducir la corrosion producida por acidos en los tubulares del pozo. Se
absorben en la superficie del ducto para formar una pelicula protectora
mojable en aceite; esto reduce la velocidad de reaccion del acido con el
acero. Las velocidades de corrosion acida se incrementan con la temperatura,
y se reduce la capacidad del inhibidor de adherirse al acero. Los principales
factores que afectan la corrosion son la metalurgia, el tipo y concentracién del
acido, la agitacion, la temperatura, la presion, la solubilidad y concentracion
del inhibidor, la relacidén entre el area del metal y el volumen del acido, el

tiempo de contacto, la presencia de auxiliares para inhibidores y la influencia
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de otros aditivos. Por ello, se deben realizar pruebas exhaustivas en el
laboratorio para cada uno de los acidos con una amplia variedad de aditivos y
diferentes rangos de temperatura.

Alcoholes

Los alcoholes, isopropanol y metanol se utilizan en acidos u otros fluidos
acuosos para reducir la tension superficial/interfacial, incrementar la presién
de vapor y mejorar el proceso de limpieza. Por lo general se les utiliza en
pozos de gas, ya que el fluido ha incrementado su volatilidad y se tiene una
tension superficial/interfacial relativamente baja. Comunmente su utilizan

fluidos acuosos que contengan alcohol en una proporcién del 10 al 66%.

Agentes antiespumantes

Los antiespumantes evitan la formacion excesiva de espuma en los equipos
en superficie durante el mezclado de fluidos que contengan surfactantes
especificos. Normalmente su utiliza el M45 (de 0.05 a 0.1% volumen/volumen)

para evitar problemas operativos.

Estabilizadores de arcillas

La dispersion, migracion y engrosamiento de particulas de arcilla pueden
ocasionar dano en la formacion. Los estabilizadores de arcillas, los polimeros
organicos y las sales inorganicas de cationes multivalentes eliminan este
problema en la mayoria de los nucleos. El circonio se hidroliza para formar
cationes multivalentes y polinucleares que desplazan a todos los cationes
intercambiables de intercalacion, para después adherirse fuertemente a las
particulas de arcilla. Los polimeros organicos cationicos se adhieren por
intercambio catidnicos a la superficie con carga negativa de las particulas de

arcilla; la neutralizacion de la carga garantiza la estabilizacion permanente de
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las arcillas. Los estabilizadores de arcillas que se incluyen en el
sobredesplazamiento se pueden utilizar para estabilizar arcillas no disueltas
después de aplicar el tratamiento convencional con HCI-HF. Tal vez tengan un
buen desempefio en pozos productivos sin agua y con gasto bajo en donde la
migracion de limo no represente ningun problema. Sin embargo, los
estabilizadores de arcilla son relativamente ineficaces para evitar la migracién

de limo.

iiiﬁi

% : g R
m

Particulas de arcilla Particulas ligeramente Particulas
estabilizadas por expandidas después completamen
cationes divalentes del intercambio te dispersas
cationico a un cation
monovalente

Materiales de divergencia

El éxito de los tratamientos matriciales depende de la distribucion vertical y
uniforme del fluido de tratamiento en todo el intervalo de produccion o
inyeccion. Cuando se bombea acido a un pozo, de forma natural tiende a fluir
a las zonas de mas alta permeabilidad o con menos dafo de formacién o
ambas, asi como a través de los disparos abiertos. La adecuada cobertura
zonal del acido entre regiones con diferentes grados de inyectividad puede

lograrse utilizando técnicas de divergencia o desviacion.
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Los medios mecanicos de desviacion, como los empaques dobles, requieren
de un buen aislamiento entre las zonas y el equipo especial. Las bolas
selladoras, otro medio mecanico, no son eficientes en pozos descubiertos,
empaques de grava 0 en pozos con un gran numero de disparos. Ademas, las
bajas velocidades de bombeo que por lo general se requieren para los
tratamientos de acidificacion matricial no son suficientes para el buen
funcionamiento de este tipo de dispositivos.

Limpiadores de la formaciéon

Los limpiadores de la formacion, soluciones altamente oxidantes, se utilizan
para matar y eliminar bacterias y residuos de polimeros de la matriz de una
formacion productora. Son mas eficientes que los bactericidas, los cuales

simplemente matan a las bacterias. EIl M91 solubiliza los residuos organicos.

Estabilizadores de hierro

El hierro (Fe) disuelto durante los tratamientos de acidificacion puede existir
con un estado de oxidacion Fe (lll) o Fe (lI). Una vez que se gasta el acido, el
Fe (Ill) comienza a precipitarse a un pH de aproximadamente 2.2. Al alcanzar
un pH de 3.2, se precipita todo el Fe (lll) que se encuentre disuelto. El
hidréxido Fe (ll) no se precipita si el pH es menor a 7.7. Ya que el acido
gastado generalmente alcanza un pH maximo de aproximadamente 5.3, la
precipitacion de Fe (ll) muy pocas veces representa un problema. En
consecuencia, uno debe concentrarse en la estabilizacion del Fe (lll) que haya

disuelto el acido.

Algunos estudios previos han demostrado que la mayor parte del hierro que
disuelve el acido del tratamiento se encuentra presente con el estado de
oxidacion Fe (ll). Se estima que la relacion que existe entre el Fe (Il) y el Fe
(1) es de 5:1; sin embargo, esto varia grandemente dependiendo de las

condiciones del pozo y del tipo de formacion que se esté tratando.
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Los estabilizadores de hierro se utilizan en el acido para prevenir la

precipitacion de hierro férrico.

Solventes mutuos

Los solventes mutuos son agentes multifuncionales no iénicos solubles en
aceite, acido, agua y salmueras. Contienen grupos de solventes fuertes (éter
o alcohol), los cuales proporcionan una amplia gama de propiedades. Se
utilizan como agentes mojables, desemulsificantes y reductores de la tension
superficial/interfacial. Son mas efectivos que la mayoria de los agentes
surfactantes en lo que se refiere a su capacidad de mojabilidad en agua, lo
que evita la formacién de emulsiones y minimiza el taponamiento con
particulas. Ademas, disuelven el aceite que se encuentra en la superficie
porosa y en los finos de la formacion, dejandolos asi mojables en agua. Los
finos de la formacién que son mojables en agua tienden muy poco a
estabilizar emulsiones. El resultado neto es que los solventes mutuos mejoran

el proceso de limpieza de los acidos gastados después del tratamiento.

Se les recomienda para pozos de aceite y gas en proporciones de 0.5 a 35%
(volumen/volumen), dependiendo del solvente mutuo y las condiciones del

poZzo.

Dispersantes / inhibidores organicos

El uso de surfactantes dispersantes es un método relativamente nuevo para la
eliminacion de depdsitos organicos. Las soluciones de estos surfactantes
pueden penetrar y aflojar suficientemente los depdsitos organicos para que el
flujo del fluido los disperse y elimine. El Dispersante de Parafinas se agrega al
agua/a la salmuera, mientras que el Inhibidor de Asfaltenos se combina con
tolueno o xileno. Se utilizan concentraciones de 1 a 10% dependiendo del

tipo, dureza, adhesion y temperatura del depdsito. En el caso de tratamientos
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de limpieza de la matriz, del agujero y de la tuberia de produccion, se
recomienda un periodo de remojo de varias horas, seguido de un proceso de
lavado, antes de volver a iniciar la produccion en el pozo. Se les debe aplicar

antes del tratamiento acido.

Surfactantes

Los surfactantes son productos quimicos que contienen grupos solubles en
agua y en aceite; tienen la capacidad de alterar las propiedades de las
interfaces liquido-liquido y gas-liquido. Los surfactantes fluorados son mejores
para reducir la tension superficial de las soluciones acidas que los
surfactantes convencionales. Los surfactantes ayudan a la penetracion del
acido en la formacién y al retorno por medio de la reduccion de la presion

capilar.

Parte soluble D Parte soluble
en agua en aceite

Ejemplo de surfactante

A continuacion se listan otras funciones de los surfactantes:

« Pueden funcionar como desemulsificantes, ya que su mecanismo de
accion es de fusion y separaciéon de fases.

« Pueden funcionar como agentes no emulsificantes, emulsificantes o
mojables en agua o aceite.

+ Pueden funcionar como agentes espumantes

% Pueden funcionar como agentes anti-barro

+ Pueden funcionar como agentes dispersantes

% Pueden funcionar como agentes portadores
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N —— Surfactante .«

/ Liquido\

Liquido (assite)

(agua)

Surfactantes en agua y en acido

Los surfactantes que se utilizan para reducir la tension superficial/interfacial
y/lo para proveer mojabilidad en agua se utilizan normalmente en
concentraciones de 0.2 a 0.5%. Otras aplicaciones requieren concentraciones

mas altas de hasta 2.0%.

Emulsiones

Los materiales surfactantes (surfactantes) y los finos originales o externos
pueden estabilizar las emulsiones. Por lo general, al tratar problemas
relacionados con las emulsiones, se utilizan solventes mutuos con
desemulsificantes o sin ellos. Los desemulsificantes tal vez funcionen muy
bien en el laboratorio 0 en un separador o tanque, pues hay un gran numero
de gotitas en contacto por unidad de volumen; sin embargo, existe la
posibilidad de que no funcionen por si solos en un medio poroso debido a los
fendmenos de transportacion de masa que se experimentan para llevar el
producto a donde se le necesita. EI mecanismo involucrado en la separacion
de las emulsiones — el mecanismo debe provocar la fusion de las gotitas y
después una separacion de la fase — es otro de los motivos por los cuales los

desemulsificantes no funcionan por si solos.
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Ya que los fluidos son viscosos, por lo general existe una migracion de finos,

por lo que se debe considerar un tratamiento con Mud Acid.

Cambio de mojabilidad

Este tipo de dano de formacion se puede eliminar inyectando solventes
(mutuos) para eliminar la fase del hidrocarburo mojable en aceite e
inyectando, posteriormente, surfactantes altamente mojables en agua. En este
caso, los surfactantes por si solos no tienen el efecto deseado. La fase
aceitosa, generalmente precipitaciones de asfaltenos y parafinas, es la
responsable de la mojabilidad en aceite, por lo que debe eliminarse primero
con un solvente. Lo mismo aplica para surfactantes oledfilos adsorbidos. Una
vez eliminada la fase aceitosa, se inyecta un surfactante altamente mojable en
agua, que se adhiere a los minerales de la roca. Esto reduce la posibilidad de
que los nuevos precipitados de hidrocarburos se peguen a las superficies del
mineral y las vuelvan a hacer mojables en aceite. De esta forma se

incrementa grandemente la vida del tratamiento.

Bloqueos por agua

Por lo general, los bloqueos por agua se tratan reduciendo la tension
superficial que existe entre el agua y el aceite o gas; esto se hace por medio
de surfactantes o alcoholes. Los sistemas alcohdlicos son adecuados para
pozos de gas, pues también promueven la vaporizacion del agua del gas

producido.
Los bloqueos por agua en pozos de gas pueden eliminarse utilizando:
« Fluido CLEAN SWEEP base alcohol

% Acido para pozos de gas

% Acido alcohdlico
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Algun fluido de transporte base agua que contenga:
+ Un solvente mutuo
« Un surfactante

« Un alcohol

Los bloqueos por agua en pozos de aceite pueden tratarse utilizando:

+ Fluido CLEAN SWEEP base xileno o tolueno

% Acido acético no acuoso.

Algun fluido de transporte base agua o aceite (dependiendo de las
condiciones) que contenga:

* Un solvente mutuo

« Un surfactante

Agentes quelantes

Los agentes quelantes se unen a un cation; por lo tanto, tal vez se requiera
una gran cantidad de ellos. Otros iones pueden afectar el proceso. El Agente
para la Eliminacién de Incrustaciones se puede utilizar para disolver la

incrustacion y quelar los iones metalicos disueltos.

Depésitos organicos

Los métodos mecanicos, térmicos y quimicos son los mas comunes para

eliminar los depdsitos organicos.
Métodos mecanicos
Cuando se trata de eliminar acumulaciones organicas en la tuberia de

produccion y en las lineas de flujo en superficie, lo mas comun es utilizar

calibradores y barrenas. En las lineas de flujo en superficie, estos dispositivos
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son econdmicos, pues los recortes pueden sacarse de las lineas por medio de
procedimientos de lavado. En la tuberia de produccion, los disparos se
pueden taponear al hacer circular los recortes para sacarlos del pozo. La
pérdida de fluidos hacia los disparos también puede danar la formacién. Los
procedimientos de limpieza mecanicos pueden aumentar su costo, pues en los

costos del tratamiento también se debe incluir la produccién perdida.

Los calibradores se utilizan para limpiar los depdsitos organicos y minimizar
los tiempos muertos y los costos. Las lineas de flujo en superficie se limpian
mecanicamente con diablos de cera o naftaleno de solubilidad lenta, los
cuales se bombean a través de la linea. También se utilizan esferas de

plastico o caucho.

Tratamientos térmicos

La aplicacion de aceite caliente es un método muy utilizado para eliminar
depodsitos de parafina. El aceite caliente, que se hace circular por el pozo y las
lineas en superficie, derrite y disuelve la parafina. Por lo general, el aceite
calentado (crudo u otro aceite) se introduce hacia las partes bajas del pozo a
través de la tuberia de revestimiento, y se regresa a la superficie por la
tuberia de produccién. El calentamiento debe ser suficiente para que la
temperatura del aceite sea mayor a la temperatura de la formacién. Existen
evidencias que muestran que la aplicacién de aceite caliente puede daiar la
permeabilidad, especialmente en pozos con bajas presiones y temperaturas
de fondo de pozo, menos de 160° F (71° C). Cuando la parafina se derrite, se
puede precipitar y depositar en la matriz. La constante inyeccién de un fluido
caliente solamente mueve el punto de precipitacion (enfriamiento) a zonas
mas profundas del area critica cerca del pozo. Muy a menudo, los depdsitos
organicos contienen incrustaciones minerales, o finos de la formacion; éstos
pueden contribuir al dafio de la permeabilidad si se les obliga a pasar por la

formacion.
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Tratamientos quimicos

En el mercado existe una gran variedad de productos quimicos: solventes,
dispersantes, detergentes y mezclas sinergisticas. Los solventes, dispersante
y detergentes se utilizan principalmente para procesos de eliminacion. Los
dispersantes también se utilizan como inhibidores. Por lo general, los
solventes vuelven a solubilizar los depdsitos organicos (parafinas vy
asfaltenos). Las mezclas de solventes se pueden personalizar para atacar
problemas particulares; sin embargo, los solventes aromaticos son fluidos
eficientes de propdsito general. A menudo, la adicion de una pequefia
cantidad de alcohol puede ser un factor benéfico en la disolucion de

asfaltenos.

Solventes: son materiales altamente aromaticos que disuelven un peso

especifico de un depésito dado.

Solventes para la eliminacion de parafinas y/o asfaltenos

El Xileno y el Tolueno se utilizan como solventes de parafinas y asfaltenos. Se
les puede utilizar directamente o diluidos con diesel o aceite limpio.

Dispersantes

Los dispersantes inhiben la formacién de depdsitos y rompen los depdsitos ya
existentes en particulas mas pequefias. Pueden dispersar varias veces su
peso en materiales. Los dispersantes no se utilizan tanto como los solventes,

pero son mas efectivos desde el punto de vista econdmico.

Dispersantes para la eliminacion de parafinas

El Dispersante de Parafinas se le utiliza en concentraciones que van del 1 al

10% en una salmuera de cloruro de amonio al 3%.
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La concentracion del dispersante dependera del tipo, dureza, adhesién y
temperatura del depdsito. En el caso de tratamientos de limpieza de la matriz,
del agujero y de la tuberia de produccion, se recomienda un periodo de
remojo de varias horas, seguido de un proceso de lavado, antes de volver a
iniciar la produccion en el pozo. En algunos casos, se ha encontrado que los
sistemas de fase dispersa eliminan mas parafina que los sistemas

convencionales que utilizan solventes aromaticos.

Dispersantes para la eliminacion de asfaltenos

El Dispersante de Asfaltenos es una mezcla de dispersantes, surfactantes y

solventes que se utiliza en concentraciones de 1 a 10%.

Detergentes

Los detergentes son surfactantes que funcionan en la presencia de agua; su
funcion principal es hacer que las particulas de parafina y asfalteno, la
formacion, la tuberia de produccion y las lineas de flujo sean mojables en
agua. Los detergentes rompen los depdsitos y evitan su posterior

aglomeracion.
Depésitos mixtos
A menudo, los depdsitos mixtos (organicos/inorganicos) necesitan sistemas
de doble solvente, dispersién de un solvente base hidrocarburo (aromatico) en
un acido.
La eliminacion de depdsitos mixtos se logra utilizando:

« Agente de Dispersién

« Fluido CLEAN SWEEP base xileno o base tolueno.
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o
*

*

HCI del 3 al 15% que también puede contener:

+ Surfactantes

X/
L X4

Solventes mutuos

+ Aditivos para el control de hierro

Se deben realizar pruebas en el laboratorio para determinar la combinacién y

proporcion mas eficiente de acido/solvente.

% de depésitos Relacién Acido :
organicos * Solvente
10 91:10
20 80:20
30 70:30
40 60:40
50 50:50
60 40:60
70 30:70
80 20:80
90 10:90

* El porcentaje del peso de la muestra que es soluble en

componente organico

Tabla 10. Guia para la seleccion del fluido

Limos y arcillas

Los dafios en la vecindad del pozo ocasionados por la presencia de limos vy
arcillas se limitan a un radio de tres a cinco pies. Estos dafos también se
pueden presentar en el empaque de grava. En el caso de areniscas, el dafo
de formacion se elimina utilizando algun acido que contenga HF (Mud Acid en
diferentes concentraciones o en combinacion con acidos organicos) o Clay

Acid y sus variantes.
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La mayoria de las veces, la eliminacion de limos y arcillas es un proceso
complejo, que por lo general requiere de HCI diluido (del 5 al 15%) vy
diferentes foérmulas/concentraciones de acidos HF, los cuales pueden
contener surfactantes, estabilizadores de hierro, solventes mutuos, mezclas
de solventes aromaticos y muchos otros aditivos que tal vez sean necesarios
para disolver y prevenir la reprecipitacion de hierro, silice, aluminio y

compuestos asfalticos que se encuentren asociados con la arcilla o el limo.

A continuacién se presenta la estrategia para el tratamiento de dafo de

formacion causados por lodos o fluidos de terminacion:

1. Disperse y suspenda los sélidos.
3. Utilice solventes para ayudar con la mojabilidad.

4. Estabilice las arcillas.

A continuacién se presenta la estrategia para el tratamiento de dafo de

formacion ocasionados por arcillas:

1. Estabilice las arcillas.

2. Disuelva o fusione las arcillas.

Bacterias

Las bacterias y sus depdsitos viscosos se multiplican rapidamente en una
amplia gama de condiciones, por lo que pueden taponear los pozos de
inyeccion 6 geotérmicos. Las bacterias reductoras de sulfatos también

producen corrosiéon del sulfuro de hidrégeno.
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4.3 ESTIMULACION MATRICIAL EN CARBONATOS

Los yacimientos de carbonatos (calizas, dolomias y oolitas) tienen sistemas
de poros mas complejos que los yacimientos de areniscas. Las calizas oliticas
son granulares (como las areniscas) y pueden tener una porosidad vy

permeabilidad primaria.

Las calizas estan formadas por mas de 50% de materiales de carbonatos; de
éstos, 50% 6 mas constan de calcita, aragonita o de ambos. Una pequefia
mezcla de particulas de arcilla o de materia organica proporciona la
coloracién grisacea a las calizas, las cuales pueden ser blancas, grises, de
colores gris oscuro, amarillento, verdoso o de color azul. Algunas calizas

llegan a ser hasta de color negro.

Las dolomias son rocas que contienen mas de 50% de dolomita [CaMg(COs):].
El material de dolomita pura se compone de 45.7% MgCOsy 54.3% CaCO:s
(por peso) 6 47.8% CO:, 21.8% MgO y 30.4% CaO (por peso). Las dolomias
son similares a las calizas en cuanto a su apariencia; por tanto, es dificil

diferenciarlas a simple vista.

Los yacimientos de carbonatos son facilmente solubles en acido clorhidrico
(HCI). Por consiguiente, en la acidificacion de carbonatos (a diferencia de la
acidificaciéon de areniscas), el acido reacciona con la roca, pero por lo general
no reacciona con el dafio (excepto incrustaciones). El acido pasa la zona
danada al crear canales nuevos (agujeros de gusanos) en la roca y/o crea una

ruta de flujo (roca grabada) para la remocion del dafo.

Los acidos organicos (por ejemplo, el acido acético o formico) o las mezclas
de &cido acético/clorhidrico también se pueden utilizar para acidificar los
yacimientos de carbonatos. Bajo circunstancias comparables, los acidos

organicos reaccionan de forma mas lenta que el acido clorhidrico (HCI). En
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mezclas de acidos acéticos/clorhidricos, el HCI reacciona rapidamente,

mientras que el acido organico reacciona de forma lenta.

Algunos de los yacimientos mas importantes de carbonatos son:

Calizas
+ Arabia Saudita (Arab C-D)
+ La Costa del Golfo en los EE.UU.
s lrak
< Emiratos Arabes Unidos
+ EI Occidente de Texas en los EE.UU.

+ La Cuenca Michigan en los EE.UU.

Dolomias
+ Texas Occidental en EE.UU.
Dakota del Norte en EE.UU.

» Canada

X/
%*

0

+ Indiana e lllinois en EE.UU.

Cretas
« Mar del Norte
% Libia
% Oriente Medio
< EE.UU.

Cinética

Las consideraciones previamente presentadas son puramente
termodinamicas, es decir, Uunicamente consideran las concentraciones de
reactantes y productos reaccionados una vez que se terminan las reacciones

o han alcanzado un equilibrio. Sin embargo, uno de los parametros mas
R ——
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importantes en la acidificacion es la determinacion de la cinética general de

estas reacciones, es decir, la velocidad a la que se consume el acido y a la

que se disuelve la roca. Debido a que la reaccion es heterogénea (involucra la

reacciéon de un liquido con un sdlido), se puede subdividir en tres pasos

individuales.

1.

La transferencia de masa de of H30O+del volumen de la soluciéon de
acido sobre la superficie. Esta transferencia de masa es el resultado de
la difusion o conveccidon. La conveccion en si se puede deber a
diversos fendmenos tales como la velocidad o el flujo, flujo inverso
(pérdida de fluidos) o gradientes de densidad.

La reaccion del acido con la superficie mineral involucra Ila
estequiometria y la cinética (superficie) de la reaccion en si.

La transferencia, por medio de la difusibn o conveccién, de los
productos de la reaccion hacia fuera de la superficie. Dependiendo de
cual de estos pasos es el que domina (el mas lento) en todo el proceso,
se dice que la reaccion es de transferencia limitada en masa (limitada
por difusion) o de reaccidén limitada en la superficie. Las reacciones de
transferencia limitada en masa (cuando la reaccién de la superficie es
mucho mas rapida que la transferencia de masa) se aplican a todos los
yacimientos de calizas y yacimientos de dolomia de temperaturas altas
(mayor a 300°F [149°C]). Las reacciones de reaccion limitada en la
superficie (cuando la reaccién de la superficie es mucho mas lenta que
la transferencia de masa) se aplican a dolomias de menor temperatura
(por lo menos de hasta 125°F [52°C]) y llevan a una reaccioén de la roca
en la superficie similar a la reaccidén que se presenta en la acidificaciéon

de areniscas.

La FiSICA DE LA ACIDIFICACION proporciona informacién adicional sobre la

reaccion de cinética.
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Factores que Afectan la Velocidad de Reaccion en General

La velocidad de reaccion en general depende del paso que limita la velocidad.
Los diferentes factores que pueden influenciar ya sea la cinética de

transferencia de masa o la cinética de reaccion en la superficie son:

>

+* relacion area- volumen

L)

+ temperatura

%+ concentracion de acido

+ velocidad de flujo

% presion

¢ tipo de acido

% composicion de la formacién (quimica o fisica)

« aditivos de fluidos de estimulacion.

Relacién area-volumen

La relacién area-volumen es el area de la roca en contacto con cierto volumen
de acido. Es inversamente proporcional al radio de una figura cilindrica
(canales de poros) o a la anchura de una fractura en forma rectangular. La
Figura 4.3.1 muestra la reaccién del acido (tiempo en que se gasta ) a 80°F
(27°C) y 1000 psi para las tres relaciones area-volumen. Este es un factor
importante debido a las grandes variaciones en el tamafo de poro, vugulos y

anchos de fracturas que pueden existir en la formacion.

Las relaciones area-volumen (superficie especifica) extremadamente altas se
pueden encontrar en la acidificacion de matriz. Por ejemplo, una formacion de
10 md y 20% de porosidad puede tener una relacion area-volumen de 28,000
pies2/galon. En esta formacion, seria dificil obtener una penetracion
significativa antes de que se gastase el acido. Un agujero de gusano o

fractura tiene una relacion area-volumen mucho menor (aproximadamente 32
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pies2/galon). La relacion menor de los agujeros de gusano o fracturas mas
anchas permite una mayor penetracion del acido dentro del yacimiento antes

de que se gaste el acido.

Es interesante tomar en cuenta que en un agujero con un diametro de seis
pulgadas, la relacion area-volumen sélo es de 1 pie2/galdn. Esto indica que el
tiempo en el que el acido se gasta en el agujero seria mucho mas prolongado

que en la formacion.

Aod spant (%)

Time (min)

Figura 4.3.1 Porcentaje de acido gastado contra el tiempo de diferentes

relaciones areavolumen a 80°F (27°C) y 1000 psi.
Temperatura
La velocidad de reaccion del acido aumenta conforme aumenta la temperatura

debido a la difusion y a la cinética de la superficie (constante de la velocidad

de reaccion) que dependen de la temperatura. La constante de la velocidad de
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reacciéon por lo general sigue la ley de Arrhenius; el logaritmo de la constante

de velocidad es inversamente proporcional a la temperatura absoluta.

Bajo condiciones estaticas (sin flujo, sin conveccién), el coeficiente de difusion
también aumenta con la temperatura, pero a una velocidad mucho menor que
la velocidad de reaccion. El coeficiente de difusion es apenas inversamente
proporcional a la viscosidad del solvente (no a la viscosidad de la solucion
general). Esto explica por qué la reaccion de la dolomia con acido clorhidrico
puede ir de reaccion limitada en la superficie a la transferencia limitada de

masa conforme aumenta la temperatura.

A 120°F (49°C), la velocidad de reaccién del acido de HCI sobre calizas es
aproximadamente el doble, a 70°F (21°C). Otras formulas de acidos presentan
aumentos similares en la velocidad de reaccion conforme aumenta la
temperatura. Este aumento en la velocidad de reaccién (cinética) con acido
organico es diferente a otros efectos (termodinamicos) en los que la
temperatura puede tender a limitar la extension o las condiciones de equilibrio

de la reaccion (constante de disociacién, solubilidad del diéxido de carbono).

Concentracion de Acido

La velocidad de reaccion del HCI con el carbonato de calcio es casi
proporcional a las concentraciones de acido de hasta el 28%. Desde 20 a
24%, la velocidad de reaccién aumenta al maximo, y parece que por encima
de este nivel, la velocidad disminuye. Conforme el acido se gasta, la velocidad
de reaccién disminuye debido a que se reduce la concentracion del acido. La
velocidad de reaccion también se ve afectada por los productos de la reaccién
tales como el cloruro de calcio. Por tanto, aunque las soluciones de acido mas
concentradas tienen velocidades de reaccion inicialmente mas altas, éstas se

tardan mas en consumirse por completo.
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Velocidad del Flujo

La velocidad de reaccién aumenta con la velocidad debido a que se aumenta
en gran medida la transportacion de la masa (el paso de limitaciéon de la
velocidad para las calizas). La penetracién no es mas corta debido a una
velocidad de reaccién mas rapida: el aumento en la transferencia de la masa
por difusiéon es mas lento que el aumento en la transferencia de la masa que

se presenta a lo largo de la ruta de flujo por medio de la conveccion.

A una velocidad de cero o extremadamente baja (imbibicion en acido), el
tiempo que necesita el acido para la difusion hacia la superficie es mucho mas
corto que el tiempo que necesita el acido para moverse debido a la
conveccion (flujo). Por tanto, toda la roca se disolvera por completo y de
forma homogénea. No quedara nada de matriz porosa, la penetracién del

acido sera limitada, para el mismo volumen inicial de acido.

Presion

La velocidad de reaccion entre el HCI y la roca de carbonato se considera
independiente de la presion en donde el CO2 permanece en solucion
(aproximadamente 600 psi). Por debajo de esta presién, el CO2 gaseoso se
puede producir durante la reaccién y se conoce poco de este efecto sobre la
velocidad de reaccion. Una vez mas, este parametro cinético es diferente al
parametro termodinamico, en donde la presion, al aumentar la solubilidad del
CO2 en la fase de agua, limita la extension de la reaccion (condiciones de

equilibrio).

Tipo de Acido

La velocidad de reaccion depende de la naturaleza del acido. El acido formico

reacciona de forma mas lenta que el HCI; el acido acético reacciona de forma
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mas lenta que el acido férmico. La velocidad de reaccion depende de los

siguientes parametros:

+» la velocidad de ionizacién

+» coeficientes de difusion

%+ concentracion o actividad de diferentes especies que reaccionan en
solucion la fuerza ionica de la solucién, es decir, el tipo y concentraciéon
de otros iones

¢+ contra-iones en solucién (principalmente iones de calcio y cloruro).

Composicion de la Formacioén

La composicion fisica de la roca, tamafio de poro y la distribucion del tamarfo
de poro dentro de la matriz, parecen ser los factores mas importantes para la
determinaciéon de la relacién area-volumen, y por tanto, la velocidad de
reacciéon y la penetracion efectiva del acido. Esto puede ser mas importante
que la composicion variable quimica de un tipo especifico de roca. Dos
formaciones que tienen la misma solubilidad de acido y permeabilidad se
pueden disolver a diferentes velocidades debido a su estructura fisica

diferente.

Este factor de formacién influencia la reaccion del acido con carbonatos de
dos formas:

1) El tamano y la cristalinidad de cada cristal de calcita afectaran hasta
cierto grado su velocidad de disolucion individual y 2) la distribucion del
tamano de poro introduce un efecto de perturbacion en el flujo. El flujo
del acido y, por consiguiente, la velocidad y la transferencia de masa
seran mayores en los poros mas grandes. La reaccion es de
transferencia limitada en masa. Este efecto de perturbaciéon contribuira

a minimizar el flujo de acido hacia adentro de los poros pequefios y de
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forma preferencial se formaran canales conductivos grandes (agujeros

de gusanos).

Seleccién de Fluidos de Tratamiento

La meta de la acidificacion de la matriz de carbonato es el restaurar el “valor
de dano” natural de la formacion. Bajo condiciones de formacién de agujeros
de gusano y cinética de transportacion limitada en masa, esto se puede lograr

cuando la penetracién es maxima, es decir, con acidos de alta reactividad.

El acido clorhidrico diluido con alcohol se recomienda para dar tratamiento a
pozos productores (prevencion de bloqueos de agua) a temperaturas de hasta
250°F (121°C).

Los fluidos DAD (Dispersion de Acido Dowell, por su abreviatura en inglés) se

utilizan para disolver materiales organicos insolubles y carbonatos.

El acido en espuma se recomienda en formaciones que tienen poros mas
grandes (o vugulos) y cuando se requiere divergencia y limpieza rapida (en

pozos de baja presioén).

Los acidos gelificados también se pueden utilizar para limpiar formaciones
fisuradas o vugulares a velocidades de matriz; el aumento de la viscosidad
proporciona un mejor control de la pérdida de fluidos y facilita tanto la

suspensién de finos como la limpieza.

Los aditivos se deben utilizar en formulas acidas (y fluidos de prelavado) para
evitar complicaciones (Por ejemplo: formacién de fangos, precipitacion de

oxido de hierro) y mejorar la limpieza de la formacion.
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Criterios de Seleccion de Fluidos

Temperatura

La temperatura influencia la seleccion de fluidos de dos formas.

La temperatura influencia altamente la inhibicion de corrosion del acido. A
altas temperaturas (mayor a 300°F [149°C]), la proteccion de los articulos
tubulares es muy dificil de lograr bajo la presencia de 28% de HCI. Por tanto,
la concentraciéon del HCI se reduce a 15% 6 menos, y los acidos organicos
menos corrosivos que el HCI se utilizan en forma de substitucion parcial o
total del HCI.

La velocidad de reacciéon acido/roca aumenta conforme aumenta la

temperatura.

Mineralogia

Inicialmente, se debe considerar si la formacién es de carbonato de caliza
pura o de carbonato dolomitizado parcialmente (o totalmente). Se han
desarrollado fluidos de tratamiento especificos para yacimientos dolomiticos.
A temperaturas bajas, la velocidad de reaccidn es mucho menor con dolomita
pura. El acido intensificado esta disefiado para disolver la dolomita que
contiene hasta 5% de silicatos (por ejemplo: cuarzo, feldespato o arcillas)
Cuando los minerales insolubles son arcillas o finos, la disolucion de la matriz
de la roca dara como resultado la liberacion de finos insolubles. Se
recomienda un fluido con suspension de finos como el fluido MSR para
remover lodo y limos. La dolomita a menudo se relaciona con la anhidrita
(sulfato de calcio anhidroso). En las formaciones de dolomita que contienen

anhidrita se disolvera primero la anhidrita en el HCI, pero el yeso (sulfato de
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calcio hidratado) se volvera a precipitar rapidamente debido a su baja
solubilidad.

Petrofisica

El tipo y distribucion de porosidad tienen un fuerte impacto sobre la extensién
del dano y sobre la penetracion de acido. Los yacimientos con una
permeabilidad alta se pueden dafar severamente por medio de la invasion de
particulas sélidas. Si la permeabilidad alta se debe a poros grandes
interconectados, se formaran agujeros de gusano cortos y muy anchos. Estas
propiedades pueden variar dramaticamente dentro del mismo yacimiento. Una
roca con practicamente la misma constitucién puede tener una porosidad (y

permeabilidad) muy diferentes.

Cuando se encuentran formaciones de carbonatos masivos, a menudo éstos
son muy compactos y resistentes. Su porosidad y permeabilidad de matriz
natural por lo regular son muy bajas. Cuando la tecténica genera movimientos
terrestres, estas rocas deleznables (no plasticas) se agrietaran en lugar de
deformarse, y por tanto se crean las fracturas. En este caso, la mayoria de la
porosidad del yacimiento se forma por medio de las fisuras. El aceite y el gas

migran hacia adentro desde la roca generadora original.

En rocas fracturadas, se presenta el dafo debido a las particulas solidas en
las fracturas. Un tratamiento de acido agranda las fracturas y permite que se
pueda hacer la limpieza. Un tratamiento MSR es ideal para esta aplicacion

debido a sus propiedades de suspension de finos.

Acidificacion de Carbonatos con Acidos Retardados

Los materiales que se utilizan para retardar la velocidad de reaccion general

del acido son:
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¢+ acidos organicos

% combinacién de acidos inorganicos/organicos

+ fluidos de barrera fisica (surfactantes y pelicula de aceite)

+ acidos Gelificados

« emulsién, micro-emulsién o sistemas micelares para acidos

viscosificados.

Acidos Organicos

Los acidos organicos (acido formico y acido acético), que son mucho mas
débiles que los acidos clorhidricos son naturalmente “retardados”. Con base
en el volumen, los &cidos organicos son mas costosos que el HCL, y
disuelven menos materiales de carbonatos que los acidos clorhidricos, debido
a su reaccion incompleta. El costo de volumen por unidad de roca disuelta es
significativamente mas alto que el HCL. La ventaja principal de los acidos
organicos son sus velocidades mas bajas de corrosion, por tanto, es mas facil
su inhibicién. A menudo se utilizan soélo a altas temperaturas en donde el
incremento de su costo es menor que el incremento del costo de HCL, al
aumentar considerablemente Ila cantidad de inhibidores de corrosion

requeridos.

El acido férmico es mas fuerte que el acido acético. Cuenta con una
capacidad mayor de disolucién de roca y es menos costoso; sin embargo, es
mas dificil inhibirlo en comparacién con el acido acético. Los acidos organicos

se pueden inhibir a temperaturas de hasta 400°F (204°C).

La constante de disociacion para acidos organicos es menor a temperaturas
elevadas que a temperaturas ambiente. La reaccion también se limita por
medio de la cantidad de didéxido de carbono producida y mantenida en
solucion. A 150°F (66°C) y 1000 psi, solo el 50% del acido acético ha
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reaccionado cuando se alcanza el equilibrio y se detiene la reaccion. En

condiciones similares, ha reaccionado el 80% del acido féormico.

Emulsiones, Micro-emulsiones y Sistemas Micelares

El uso de las emulsiones (con acido como la fase interna, es decir,
completamente encapsulado dentro del fluido de trasporte de aceite) es una
de las mejores formas para retardar la velocidad de reaccion del acido. La
pelicula de aceite (una barrera fisica macroscépica) previene el contacto

directo entre el acido y la formacion.

Estos fluidos han tenido aplicaciones como fluidos para el fracturamiento
acido, en donde su viscosidad fue lo suficientemente alta para abrir una
fractura y al mismo tiempo se retardaron lo suficiente para trasportar acido
vivo hacia el extremo de la fractura. Sin embargo, la presion de friccidon
excesiva limita su uso. No siempre es posible dado que las presiones de
bombeo son muy elevadas y se puede superar la presion de fractura en un

tratamiento matricial.

Las emulsiones con acido como la fase externa también muestran algunas
propiedades interesantes de retardo, a pesar del hecho de que el acido esta

en contacto directo con la formacion.

Las micro-emulsiones son dispersiones estables de aceite en agua o de agua,
en las que el tamafio de las gotas se encuentre en el rango de unos cuantos
micrones. Una micro-emulsién proporcionaria la mejor forma de retardar el
acido para un tratamiento de matriz debido a que su viscosidad no es
excesiva, es extremadamente estable (sin envejecimiento) y tiene tensiones
interfaciales extremadamente bajas. La regularidad extrema del tamafio de las
gotas, su diametro pequefio y su empacamiento cerrado proporcionan una

forma muy tortuosa para la difusion del acido. Sin embargo, requiere del uso
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de altas concentraciones de surfactantes primarios y en algunos casos
secundarios, lo que hace que esta solucién técnicamente atractiva sea

demasiado costosa.

Cuando algunos surfactantes se utilizan a concentraciones mucho mas altas
que su concentracion micelar critica (CMC), las micelas individuales vy
pequefas pueden reacomodarse y formar una estructura organizada.

Comunmente se encuentran tres tipos de estructuras:

% una fase hexagonal, en donde las micelas ahora son cilindricas (varillas
largas) y presentan un empacamiento cerrado en forma hexagonal

% una fase isotrépica viscosa, en donde las micelas son esféricas y estan
distribuidas en una estructura cubica centrada en el cuerpo

¢ una fase laminar, en donde las micelas ahora se forman de los planos o

de las capas de moléculas del surfactante de extremo-a-extremo, con

sus cabezas apuntando hacia el agua.
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Capitulo 5. Metodologia de diseino

5.1.VALIDACION DE UN POZO PROPUESTO

Cuando existe un pozo precandidato a estimular se requiere un riguroso
proceso para que finalmente se ejecute y se evalué el tratamiento, el
primer paso en este proceso consiste en la validacion del pozo
precandidato, existen factores que pueden enmascarar el que un pozo sea
verdaderamente un candidato a ser estimulado, por lo que es conveniente

tener en cuenta en este punto dos consideraciones importantes:

a) Validacion de las condiciones del pozo y del yacimiento

b) ldentificar presencia de pseudodanos

a) Validacion de las condiciones del pozo y del yacimiento

El ingeniero de disefio debera considerar como parte de su propuesta del
sistema de tratamiento, el revisar y analizar la declinacién de la produccion
0 en su caso por lo esperado en un pozo, atendiendo los siguientes

puntos:
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Historia de presiones

Cambio de estrangulador

Comportamiento de la relacion aceite — agua

Comportamiento de la relacion gas — aceite

Historia de intervenciones

Comportamientos del sistema artificial de produccién (si lo tiene)
Revision de conexiones y sistema superficial de produccion
Verificar la influencia de pozos vecinos inyectores

Registros geofisicos (situacién estructural)

Comparacion de la produccion con pozos cercanos

AN NN Y U N N N N N

Comparacion de la reserva del yacimiento con la produccion

acumulado del pozo

b) Identificar presencia de pseudodarfios

Las condiciones que limitan el potencial de produccién de un pozo y que
no pueden ser corregidas mediante un tratamiento de estimulacién, son

conocidas como pseudodaros, y podemos sefialar los siguientes:

Baja densidad de disparos baja penetracién de disparos

Baja penetracion de disparos

Fase inadecuada de disparos

Formacién de incrustaciones en el pozo

Produccion por debajo del punto de burbuja (bloqueo por gas)
Produccion de arena

Tuberias colapsadas

Problemas con obstrucciones mecanicas

Mala cementacion

AN N N N N U N NN

Disefios inadecuados de terminacién (aparejo, sistema artificial,

estrangulador inadecuado, etc.)
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5.2.DETERMINACION Y CARACTERIZACION DEL DANO

Es el principal parametro que se debe de obtener para definir la factibilidad
de realizar un tratamiento, la determinacion y caracterizacién del dano
requiere de un analisis integral, se determina a través de pruebas de
variacion de presién, puede confirmarse con analisis nodal y es

caracterizado a través de pruebas de laboratorio.

Pruebas de variacion de presion: (pruebas de incremento o decremento) son
la mejor herramienta para determinar el dafio a la formacién y la

permeabilidad de la formacion.

Anélisis nodal: y las pruebas de laboratorios serviran como una herramienta
de ajuste que corrobore el valor de dafo determinado y permita ajustar

también otros parametros del yacimiento.

El analisis nodal permite crear un modelo que simula el comportamiento de
produccion de pozo y evalua un sin numero de parametros, entre otros

podemos obtener:

¢ Determinar presencia de dafo

* Obtener prondsticos de produccion

e Determinar caidas de presién

» Evaluar produccion simular diferentes cambios en el sistema
e Determinar diametro 6ptimo de tuberias de produccion

» Ajustar correlaciones de flujo
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Pruebas de laboratorios: es el paso siguiente en la caracterizacion del tipo de
dafno presente, para lo cual se requerira de la toma de muestras, las cuales
deberan ser guardadas en recipientes de plastico (aceite) y analizadas en un
periodo menor de una semana. Las de agua se colocan en recipientes de
plastico o de vidrio, nunca en recipientes metalicos; su analisis debera

efectuarse el mismo dia. Las pruebas que se deben realizar son:

1. Analisis composicional

Define el tipo de dafo; parafinas, asfaltenos, emulsion, solidos u
otros. Los parametros que determina son:

v' Agua y sedimentos por centrifugacion

v' Determinar la gravedad API
v' Porcentaje de emulsion
v

Porcentaje de parafinas, asfaltenos y resinas asfalticas

Analisis mineralégico: con difraccién de rayos X y/o fluorescencia de rayos X

para determinar la composicion mineraldgica de la roca.

1. Analisis de agua

Determinar el problema potencial de formacion de incrustaciones.
La alta concentracion de cationes (Ca++, Mg++, Fe++, etc.),
aniones (HCO-2, CO3-2) y en ocasiones gases (CO2 y H2S) puede

generar la tendencia a formar incrustaciones.
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5.3.SELECCION DE FLUIDOS PARA EL TRATAMIENTO

Cada pozo es un caso especial, para seleccionar el mejor fluido de
tratamiento, es esencial conocer el material especifico y/o el fendmeno que

esta danando la formacion alrededor del pozo.

El tipo de tratamiento (reactivo y/o no reactivo) depende de varios factores
que se han venido comentando a lo largo de esta tesis, deberemos tener en
cuenta algunos factores importantes, recordemos que antes del tratamiento el
aparejo debe de estar libre de materiales que dafen la formacién, de igual
manera en rocas carbonatadas la matriz critica de penetracion es de 3 a 5
pies y en areniscas de 1 a 3 pies, asi mismo se debera tener presente que la
presion de bombeo del tratamiento debe ser mayor de la presién de formacién
pero menor al gradiente de fractura ya que de lo contrario provocaria un
fracturamiento de la roca dejandose de cumplir el objetivo, que es la inyeccién
de el fluido en la matriz de la formacion. En cuerpo de espesores
considerables es necesario el uso de los divergentes, también es importante
recordar que en pozos depresionados el uso de nitrégeno resulta conveniente.
Las caracteristicas del dafo y no origen el origen del mismo, determinan e

fluido del tratamiento.

Muchos autores han desarrollado diferentes estrategias para seleccionar los
fluidos que remueven el dano, lo que sera funciéon de multiples factores,
independientemente de ello, en los capitulos anteriores se ha venido
explicando los principales tipos de tratamiento y su interrelaciéon con el tipo de
formacion y de dafo presente, como resumen de ello, debemos recordar que
existen reglas que deben cumplirse para prevenir problemas en la ejecucion

de un tratamiento, entre ellas debemos destacar las siguientes:
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a) El uso del HF en rocas carbonatadas no debe permitirse

b) ElI HCL no reacciona con silice o minerales arcillosos

c) Los tratamientos de acidificacion matricial en formaciones areniscas
generalmente son a partir de mezclas HF — HCL

d) Para mejorar la penetraciéon de acido en yacimientos con altas
temperaturas que requieren control de migracion de finos se han
desarrollado otros sistemas de acidos tales como sistema de HF —
HCL generado en in situ, sistemas HF-HCL — alcohol y sistemas de
acido HF — acidos organicos.

e) Los danos causados por depodsitos de parafinas y asfaltenos deben
de ser tratados a partir de la mezcla de solventes, dispersantes y

surfactantes.

De igual manera existen reglas basicas para la seleccién de aditivos quimicos,

entre las que debemos sefalar:

a) Los aditivos tipicos de un tratamiento de acidificacion matricial son
agentes desviadores, secuestrantes de fierro, solventes mutuos,
surfactantes e inhibidores de corrosion.

b) Los solventes mutuos pueden usarse como aditivos para mejorar el
éxito de un tratamiento matricial, ya que disuelven a disolver y deje
ademas la formacion mojada por agua.

c) Los solventes mutuos tienen una gran solubilidad tanto en sistemas

base aceite como base agua.

Cualquier seleccion de tratamiento debe derivar de la naturaleza del dafio y
de su problema especifico por lo que debera también utilizarse cualquier
informacién que esté disponible, la Tabla 5.1 es una guia, mas que una regla
para la seleccion de un tratamiento acido en algunas de las situaciones que

se sefalan:
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Tipo de Fluido Dafio que el fluido puede
Observaciones
Fluido Especifico remover
Usado en carbonatos y
arenas con un 20% 6 mas
Incrustaciones, taponamiento
HCL de calcita, o como pre -
por sélidos, bloqueo por agua
cochdn para un
tratamiento acido con HF.
} Incrustaciones, taponamiento |Lo mismo que el HCLy en
Acido Acético
por sdlidos, bloqueo por agua |altas temperaturas
) ) Incrustaciones, taponamiento Lo mismo que el HCLy en
Acidos Acido Férmico
por sdlidos, bloqueo por agua |altas temperaturas
Arenas (con HCL 6 acido
Arcillas, incrustaciones,
organico). Usado para
HF taponamiento por sélidos,
limpieza de dafio por lodo
bloqueo por agua
de perforacién.
Arcillas, incrustaciones, Posible penetracion
HF Generado in
taponamiento por sélidos, profunda, sélo en
situ
bloqueo por agua areniscas
Usado con otros aditivos
Bloqueo por agua, emulsién, como surfactantes para
Solvente mutuo
cambio de mojabilidad mejorar la permeabilidad
relativa al hidrocarburo
Solventes Usado con una agente de
Solvente Asfaltenos, parafinas, sludge, suspensién o con un anti -
aromatico taponamiento por lubricantes |asfalteno, con
dispersantes de sludge
EDTA Incrustaciones de sulfatos
Usando con agentes de
Agua Agua caliente Parafinas

suspensién

Tabla 5.1.- Fluidos usados en tratamientos matriciales
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Antes de considerar un tratamiento deberan hacerse los analisis pre —

tratamiento en laboratorio para definir su factibilidad.

Si se determina el dafo debido a compuestos organicos, como parafinas o
asfaltenos, un tratamiento organico con solventes sera el indicado; si el dafio
puede removerse con acido, debera hacerse una estimulacién para eliminar

los efectos del dano.

Nunca se debe bombear solventes o acidos al pozo hasta que haya sido

definida la causa del dafio y el mejor tratamiento quimico para removerlo.

En resumen, la seleccién del sistema de fluido estara en funcién de los

siguientes factores.

Tipo de formacion
Mineralogia
Temperatura

Prueba de compatibilidad

a bk wbnp =

Prueba de emulsién

a) Pruebas de compatibilidad

A fin de poder verificar la compatibilidad de fluidos de tratamiento con
los fluidos producidos es necesario probar diferentes sistemas que
indiquen el 6ptimo, de acuerdo con las normas ASTM y API.

Las caracteristicas quimicas de compatibilidad que deben presentar el
sistema de aditivos, y la mezcla de este con el crudo son las siguientes
(Norma ASTM y API):
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Sistemas (mezcla de aditivos)

= Homogéneos

= Miscibles

Sistema/crudo

= Mezclables

= Homogéneos

» Dispersiéon de soélidos Organicos insolubles
(Asfaltenos)

= Solubilidad de sdélidos organicos solubles
(parafinas)

» Rompiendo emulsiones

b) Pruebas de Emulsion (en caso de un tratamiento acido)

Estas pruebas se realizan de acuerdo con la norma APl — RP42. Los
parametros determinados en estas pruebas segun las normas
sefaladas son:
» La cantidad de acido separada en el menor
tiempo posible
» La calidad de las fases acido/aceite (que sea bien
definida)
= En esta misma prueba se determina la tendencia
del sistema a precipitar asfaltenos o lodo asfaltico
(los cuales son pasados a través de una malla de
100).

Esto significa que del sistema crudo/acido nada debe de quedar atrapado en

la malla.
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5.4.CALCULOS DE PARAMETROS PARA LA EJECUCION

Diseno de tratamiento acido en areniscas

En los siguientes parrafos se presenta una guia general para el disefno de

una acidificacion matricial en areniscas. Pasos a seguir:

1. Selecciéon de los fluidos de estimulacion (pruebas de
laboratorio)

2. Presion y gastos maximos de inyeccion.

De prueba de inyectividad, en caso de no contar con los resultados de la

misma, se puede estimar como sigue:

2.1 Calculos de la presion de fractura

P (pst) = Gf (7) Dlie) (1)
Pf : presion de fractura (psi)

Bk

Gf: gradiente de fractura —

‘pig”
D:profundidad (pies)
2.2 Presidn maxima de inyeccion en superficie
Psmax(psi) = Pf (psi) —0.052=p (%)h D (pie) (2)
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2.3 Gasto maximo de inyecciéon, menor de

4917x10%k (md) = h(pie) = (Pf — Pws)(psi)

_ o ple
by ()= In(z2)(570)

gi max < 3)

L

3 Volumen y concentracion de fluido de prelavado (pre —
colchén). V1 (gal)

Vp=235% ¢@* h=(r — rf) (4)

_ 235+ (1— @) * Xy * (7 — 72)
VHCL- - ,8 (5)

Como método alterno se puede obtener V1 con la siguiente regla:

Para 0% de carbonatos: 5% de HCL, 50 (gal/pie)
Para 20% de carbonatos: 15% de HCL, 100

(gal/pie)
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3.1 Tiempo de inyeccién del prelavado

0.23805 = V,(gal)

== f DI B AN
| DI}

t,(min) = — (A)

jisams

R

3.2 Volumen del sistema acido HF — HCL (o HF — organico). V:

(gal)
3.2.1 Penetracién en arena limpia, Pa (pg) con temperatura de

formacion y figura 5.2 se obtiene Pa:

E =Y
=
o

(]
=]
{=]

200

TEMPERATURA DE LA FORMACION (°F)

T

W
N

~ PENETRACION DEL ACIDO
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Figura 5.2.- Penetracion del acido HF en arena limpia.

3.2.2 Correccién de Pa por gasto, Pa (pg), con (qi max / hf) y
figura 5.3 se obtiene el factor de correccion Cq.

) =7 = D
F = Ca
i i

Ligj g

©
-
—
@
3
o
o
o
<T
£ o1
=
=
e
o
O
¢
-
L
o
E
[T

=01 0.2 04 06 08 1.0 12 14
FACTOR DE CORRECCION POR GASTO DE INYECCION ( Cq
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Figura 5.3.- Efecto del gasto de inyeccion
en la penetracién del acido HF.
3.2.3 Correccion de Paq por contenido de silicatos, Pags (pg)
con concentracion de silicatos y la figura 5.4 se observa el

factor Cs.

30
200°F

,anF:mDF\ | s00fF

CONTENIDO DESILICATOS ( % EN PESO)

e
02 w4 0 a0 R 1.0

FACTOR DE CORRECCION POR CONTENIDO DE SILICATOS (Cs)

Figura 5.4.- Efecto del contenido de silicatos en la penetraciéon de acido
HF.

3.2.4 Volumen del sistema de acido, V-.
Radio de penetracion rx (pg)
Tep = Tw T Fags (7)

xp

Radio efectivo del factor de penetracion, r. (pg)
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r=r —r (8)

Con ra y figura 5.5 se obtiene el volumen unitario de acido,
Va

V, =V, *hy ()

e}

L FLUIDO DE ESTIMUL ACION (gallpie)

1 |
1
1
400 1
1
1
—
-
e r‘-illjllr....l ¥
1 |

Figura 5.5.- Volumen unitario del fluido de estimulacién HF.
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3.3 Tiempo de inyeccion del sistema acido.

0.23805 =1,
, =220 0 (10)

Gl FRAY
GrIax

3.4Volumen de desplazamiento, Vs (gal)

Para un radio de penetracién minima de 4 (pies)

=4+, (11)

Vi(gal) = 23.5 = @ * h.(pies) * (r7 = r,2)(pie)? (12)

El volumen Vs debe estar entre 50 (gal/pie) y 1.5 veces el
volumen V2, en caso contrario debera tomarse el limite mas

cercano como Vs.

3.5Tiempo de inyeccion del volumen de desplazamiento, t3 (min)

0.023005 =V, (gal)
t, =
3 qi max(BEPM)

(13)

3.6Volumen de sobre desplazamiento Vs (gal)
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Vs: volumen de las tuberias hasta la base del intervalo a

estimular

4. Incremento de Productividad esperado

(kf;’k) ()

ln[rxfrw) + [:fj * 111[&){1“1]
ETAPAS DE ACIDIFICACION
ETAPA RAZON

Prevenir |la precipitacion de incrustaciones
(1) Desplazamiento del agua

de formacién con salmuera por la mezcla de HCI gastado (salmuera

CaCl,) con el agua de formacién

Para disolver carbonatos antes que el HCI
entre
en contacto con la formacion que contiene

compuestos de fierro como sulfuro de fierro

(2) Acido acetico al 10% (pirita), siderita (carbonato de fierro), éxido
de fierro (hematita, limolita, magnetita) 6
arcillas como clorita
Para disolver carbonatos antes del HF y
(3) Prelavador de HCI desplazar la salmuera de la formacion para

prevenir el contacto con el HF gastado

Disuelve silicatos en arenas (arcillas,
(4) Acido fluorhidrico feldespatos, cuarzo, etc.)

Para desplazar el HF gastado de la
(5) Sobre desplazamiento 3%

de NH.CI. 5% al 15% HCI vecindad del pozo 3 pies; y prevenir
41, L
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Diesel o Nitrégeno

precipitacién de silicatos en la vecindad del

pozo
Nimerd Nombre Ramn Fuentede Composicion Volumen
de etap de la etapa de la etapa inform acidn de la etapa de la etapa *
Deazplaz smiento con Previenzlz Prugha asfaltica Solventa aromatico Dezplazamiento mdisl
1. aceite cudo formacion de lodo acidovaceitz crodo | (Kilzno, Tolueno) 3 pi=z
asfiltico poral Scido
Pravenir incrusts- Amnzs:
11 Desplazamisnto del ciones contenido Analisis delagua | 3% NHCl Carbonato: 2% KCl | Desplazamisnto radial
zrua de formacion da HCO; . 80, da formacion 3% NaCl 3 piaz
Compuestos de % CaC0; Gal'pi=
fismoanla 0-5 25
11 Arido acético formacion pirita, Anzlisis de Acido acético al 10% 5-10 50
sidegita, hematita, raves X 10 —15 T5
clorita 15-20 100
Arenas: % d= HF
Anzlisis de HC1501. Vol dzla =tspa.
CaC0, wotros rayos K O prosbas | De acuerdo a la minesalogia 5% 50%
Iv Acido clorhadrico minarzles solublaz da solubilidad 2n del nicko 3% - 15% de HCL 5-10% 100%
de HCI HC1 10-20% 200%%
Czlizas:
25 - 100 galipi=
Acido finorh irico
(Mo vmran Andlisiz de
v carbonEtos ¥ arenas Drafio por arcillas, rayos X de De acuerdo a la mineszlogia da
cuendo 12 solubilidad finoz ¥ lodo d= solubilidad dsl lz formecion 0.5% =l 3% HF 75 a 150 gal'pi=
dal HCL > 20%) perforacion HCIHF 3% al 13.5% HCIL
Para gastar 2l dcido &) 3% NH.CI {Todos los pozos)
VI. dazplazar ol acido t) Nitogene (Pozosde gas) |El mizmo volemen gue &
Fluido dazplazador gastado lejos d= laz| Usarlo sizmprs 4 Drissel {Pozos de sceite) | HE © vn volumen pars
perforacionss d) $% HC1 (Pozozds agpa) | desplazar 3 piss radiales

*Volemen minimo por etapa — 500 Galones.

Diseno de tratamiento acido matricial en rocas calcdreas

1. Seleccionar el fluido de tratamiento a través de pruebas de

laboratorio.

2. Determinar la presion y gasto maximo de inyeccion en forma

similar al procedimiento indicado para areniscas.

3. Determinar el volumen de fluido de estimulacion
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Se considera siempre un intervalo menor o igual a 50 pies. En caso de
excederse, se dividira el volumen total de acuerdo con el procedimiento

indicado para el caso de areniscas.

Para dafo somero considere rx = 5 (pies) + rw

Para dafo profundo asumir rx = 10 (pies) + rw

Ve(gal) = 23.5* @ = he(pies) = (r; —n3)(pies) (15)

240

200"

-
o
o

Y
N
o

alones/Pie

G
)
=
t

.
o
)
Iy
o

0 =] | | | | |

0 1 2 3 4 5 6

Penetracion mas alli de 8 pulgadas
en la vecindad del pozo (pies}

Volumen requerido para llenar el volumen poroso de la formacion.

158



Metodologia de Disefio Capitulo 5

Por experiencia de campo, este volumen debe estar entre 50 y 200 (gal/pie),
en caso de estar el valor calculado fuera de estos limites, debera tomarse el

limite correspondientes.

4. Estimar el resultado de la estimulacion (incremento de

productividad esperando)

5. Programa de estimulacion matricial en rocas calcareas, la
induccion debera realizarse inmediatamente después de

terminada la operacion.
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Capitulo 6. Aplicaciéon de Campo

En este capitulo se vera la aplicacion de una Estimulacién Matricial, por
efecto de la Tesis, el pozo se llamara “Pozo Tesis 1”7, después del trabajo de
perforacién y terminacion se observo que no hubo una reaccién de la
produccion natural del pozo, se realizo la evaluaciéon del dafo el cual valor de
skin resulto ser de 5. A continuacion se muestra los datos de tuberia y las

propiedades petrofisicas del yacimiento.

Datos de TR

D. E. [in] Peso [Ib/ft] D. I. [in] Profundidad [m]

7.0 32 6.094 3368

Sin duda alguna, el objetivo de la estimulacion matricial es establecer
productividad en este pozo Tesis 1 en su intervalo de interés en formacion
3321 — 3343 m, con un intervalo disparado de 3326 — 3330 m. Por tal razén se
recomienda un tratamiento con HCI y solventes, para atacar compuestos
organicos y dafo por invasiéon de sélidos y fluidos de perforacion, reparacion y

terminacion.

Esto se lograra en base a la inyeccién a formacién de los fluidos estimulantes
recomendados a gastos y presiones inferiores a las condiciones de fractura de
la roca. Precisamente las soluciones propuestas reaccionaran quimicamente

disolviendo materiales extrafios a la formacién y parte de la propia roca,
e —————————
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teniendo una penetracion dentro del rango de estimulacion matricial, en este

caso, de caracter mixto.

Dado que

la estimulacion de pozos concierne directamente con el

mejoramiento de su productividad, su éxito depende basicamente de las

condiciones en que se encuentre el pozo seleccionado. Esto obliga a conocer

con precision los parametros que controlan la productividad de los mismos

antes de decidir si es conveniente o no realizar una estimulacion para mejorar

la produccién. En consecuencia, la recopilacion de datos fidedignos constituye

el primer paso previo a una estimulacion.

Datos del pozo Tesis 1

Nombre del pozo

Formacioén

Grav. Especif. Formacion

Litologia

Cuerpo a estimular

Espesor neta del cuerpo

[m]
Porosidad [%]

Gradiente de fractura
[psi/pie]

Densidad del aceite
[gricm3]

Modulo de Young
(Caliza) [psi]

Modulo de Young (Lutita)
[psi]

Tesis 1

Cretacico
Tamabra

2.76

93% Caliza, 7%
Lutita

1

22

14

0.7270

0.7362

8 x 10%6

10 x 106

Compresibilidad total [1/psi]

Viscosidad [cp]

Presion de Fractura [psi]

Presion de yacimiento [psi]

Temperatura [°C]

Espesor Neto Limpio [m]
Skin
Factor de volumen de aceite
[Mm3/m3]
Gravedad del Aceite [API]

Relacién de Poisson (Caliza)

Relacion de Poisson (Lutita)

0.30826 x
10”-3
1.450

7560

3244

204

1.3597

28

0.20

0.40
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Estado mecanico del pozo Tesis 1.

TRAN 3/4"™ H-Bf, -l

55 Lbeipie

TP 2 7.8 8BHRR

I.ap-:.t:l conectora 2 T/B"

EMPE&CADOR BROWH-HUSKY
PARA TR T

Miple Campana 2 7/87

TAPON DE CEMENTO

TR ™ P-110 29-32 Lbspie

P. T. 3370m.

60087 m.

B §O2m.
1018, 26m.

4401.40 .

175032 m.

2067.45 m.

23644941 m.

L o e e L L) — e L =

267745 m.

285660 m.

32083 m
3Z9BEB m

33i2m

IE z32523330m

Pl 3343M
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Las pruebas de laboratorio fueron las siguientes:

Prueba de compatibilidad con crudo del Pozo Tesis 1

v
Foto 1. Muestra Foto 2. Muestra después Foto 3. Se observa que la

después de someterla de someterla a la muestra tiene presencias
a la centrifuga centrifuga con aromina de fierro de la tuberia.

Se somete la muestra de aceite de pozo a una prueba de compatibilidad a
diferentes concentraciones de aditivos y se selecciono el mejor que es la

prueba numero 1.

L%} .'J -
Tk vy I-.n_..:r, iy iy

L) b (n
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Después se hace una prueba de aceite con acido con otra muestra de aceite
del pozo para ver como reaccionara y saber si puede llegar a crear sludge que

se convertiria en un problema.

Prueba de Sistema Acido con el crudo del Pozo Tesis 1

Foto 1. Sistema acido con HCI Foto 2. El sistema no presenta Sludge, se
al 15% observa que la malla queda manchada debido a

la viscosidad del crudo.
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Con los resultados obtenidos de compatibilidad y con ayuda de programa de
computo StimPT, se obtuvieron los siguientes comportamiento de pozo y la

cedula de bombeo.

A Acid Conc (% mass) )
100.0 O Pumping Flowrate (bpm)
20.00
80.0 16.00
60.0 12.00
40.0 5.00
20.0 4.00
J | 1
\ ‘ ‘
00 /J i i i -y 1 i i g = \_' 000
0.0 80.0 160.0 240.0 320.0 4000
Time (min)
° Meas. Btmhole Pressure (psi)
A Acid Conc (% mass) ) I
1800338 o Calc. Btmhole Pressure (psi) O Pumping Flowrate (bpm)
8000 50.00
4
6400 ‘\ o 6o o0—61+60—H6
80.0 i — o = — ‘
6400 e \ 40.00
| LiL,
4800 T te—o—9-o-oloc o 4
60.0
4800 30.00
3200
40.0
3200 20.00
1600
20.0
1600 ‘ 10.00
|
\
0.0 ——0—9—9—90 000009 —eo—o—¢ D
0 0.0 20.0 40.0 60.0 80.0 100.0 0.00
Time (min)

165



Aplicacién de Campo Capitulo 6

ANALISIS DE RESULTADOS.

El dafio presente es por obstruccion por fluidos de perforacion y terminacion
en la cara del yacimiento algunas pulgadas dentro. Ademas, existe la

presencia de residuos asfalténicos y parafinicos.

» Los volumenes resultantes de fluidos estimulantes pronostican un radio
de penetracién de acido de 3.6 pies dentro yacimiento.

» Como fluido estimulante principal, se propone acido al 15% modificado,
inhibidor de corrosion, intensificador de corrosion, surfactantes,
secuestrantes de fierro, suspensor de finos y anti-sludge .

» El factor de dano ( skin ) mejora hasta una magnitud de —-1.8

» Se obtuvieron los siguientes volumenes de fluidos estimulantes

reactivos
DESCRIPCION VOLUMEN
Sistema Organico(Aromina con aditivos) 8,000 Litros
Sistema Acido(HCI al 15% con aditivos) 12,000 Litros
Sistema Acido al 15% con aditivos gelificado 4,000 Litros
Diesel 10,700 Litros

CEDULA DE BOMBEO

De acuerdo a los datos de salida de los programas de computo StimPT, los

analisis de laboratorio, se propone la siguiente cédula de bombeo:
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Tiempo CrEiD Volumen Volumen Gasto N, VeI
. Etapa de Iny. . 3/ acum. N,
min Parcial, Its | acum., Its | (m°/min) 3
bpm (m”)
50 Sistema organico 1 8,000 8,000 25 1,250
75 HCl al 15% 0.5 6,000 14,000 20 2,750
25 HCI gelificado al 1 4,000 18,000 25 3,375
15%
75 HCl al 15% 0.5 6,000 24,000 20 4,875
67 Diesel 1 10,700 34,700 25 6,550
Notas:

1.
2.
3.

Se recomienda nitrogenar todas las etapas del tratamiento mixto.
Se recomienda el uso de TF para una adecuada distribucion del tratamiento.

El pozo debera ser abierto inmediatamente después de la operacion.

PROGRAMA OPERATIVO, LINEAMIENTOS DE SEGURIDAD Y MEDIO
AMBIENTE.

1.

Efectuar reunidn de seguridad, acuerdos y cuidados ecolégicos entre
representantes de Pemex y compafiias involucradas previo al inicio de

operacion.

. Después de instalar las lineas superficiales de bombeo y de conexion a

la pipa(s) realizar las pruebas de presion

correspondientes con una magnitud de presion mayor a la maxima

contenedora(s)

pronosticada para la operacion. Instalar unidad de alta presion.

. Deberan definirse las zonas de alto riesgo durante la operaciéon. Asi

mismo, todo el personal que intervenga en la operacion debera contar
con equipo de seguridad y proteccion completo, es decir, guantes,

botas, overol y casco.
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. Asimismo, todo el personal que esté presente en la operacion y tenga

inherencia en el manejo de los fluidos estimulantes debera contar
ademas del equipo de proteccion sefialado en el punto anterior con

mascarillas y lentes de proteccion personal.

. Tener en la localizaciéon contenedores con agua como medida de

seguridad, asi mismo contar con extinguidores.

. Probar conexiones superficiales de control con 5,000 psi, dependiendo

de las condiciones limite del arbol de valvulas y su serial.

. Calibrar, si esta programado, el equipo de monitoreo de parametros de

presion, gasto y volumen.

8. Abrir pozo inmediatamente a presa metalica

9. Se debera tener cuidado al terminar la operacién y durante el proceso

de limpieza del pozo estimulado en mantener limpia de residuos
contaminantes o de cualquier otro tipo a la localizacidn

correspondiente.

10.Evaluar condiciones de produccién

11.Efectuar reporte de la operacién y de incidentes durante la intervencion

12.Realizar los ajustes necesarios a este programa con base a las

condiciones presentadas durante la intervencién

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES.

1.

El dano presente en este pozo productor es por invasion de fluidos
provenientes de las etapas de perforacién y por depdsitos asfalténicos y

parafinicos.

. La presente propuesta entra en el rango de estimulacion matricial, en

este caso mixta, pues se propone un radio de invasion de fluido

estimulante de 3.6 pies dentro yacimiento.
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4. Se recomienda realizar previamente un tratamiento de limpieza a la
tuberia de produccién para evitar que las particulas de 6xido de fierro
lleguen al interior de la formacion y dafien las vecindades del
yacimiento.

5. También es altamente recomendable ejecutar una prueba de inyeccién
para asegurar la inyectividad en el yacimiento, visualizar las presiones
de inyeccion superficial y de fondo asi como el calculo de la presion de
fracturamiento.

6. Se establece un gasto de bombeo 1.0 bpm, esto dependera de no
rebasar EN NINGUN MOMENTO las condiciones de fracturamiento de
la formacién estimulada. Si el yacimiento muestra admisibilidad a los
fluidos estimulantes, es posible incrementar el gasto de inyeccién.

7. Para cumplir con la condicion inmediata anterior sera necesario
monitorear y analizar en todo momento el comportamiento de presion

de trabajo superficial.

Pronéstico de Produccion

Para nuestro caso la produccion esperada después del tratamiento es de 210

barriles/dia, o sea 33.39 m®/dia.

Rentabilidad de la Estimulacion / Rentabilidad

Para este pozo en particular, el retorno de la inversion en la estimulacién, de

acuerdo a las condiciones post-productivas se fija en 63 dias
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

Todo tratamiento de estimulacion, ya sea Matricial o Fracturamiento, debe

regirse siempre por tres premisas:

1. Volumen suficiente de hidrocarburos a producir
2. Permeabilidad de la formacion

3. Energia del yacimiento

Debido a que debemos tener la suficiente cantidad de hidrocarburos para que
el proyecto nos beneficie y sea rentable; la permeabilidad de la formacion sea
la suficiente para que con la remocion o by-pass que le hagamos al dafo se
logre la produccion de nuestro yacimiento, ya sea con la energia natural del

mismo o0 que podamos inducirla.

Para cualquier tratamiento de Estimulacion Matricial, se debe hacer primero el
analisis y discretizacion del dafo de nuestro yacimiento, para asi poder
asegurar que la estimulacién se hara debido al dafo verdadero a la formacion

y no por algun otro pseudodaio.
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La acidificacion matricial es un parametro importante en la industria petrolera,
se define como la inyeccion de un fluido a base de acidos al yacimiento, a una
presidon menor a la presién de ruptura de la misma roca, logrando asi con el
fluido una penetracién radial, eliminando el dafio y dejando a su paso limpia la
zona de la matriz critica para que los hidrocarburos se puedan desplazar al

pozo y de ahi a superficie.

Es necesario contar con las condiciones petrofisicas y mineralégicas de
nuestro yacimiento candidato a una Estimulaciéon Matricial para poder hacer
una optima seleccién de nuestro fluido de tratamiento, la cual debe ser
elegida por su habilidad para disolver los sélidos que impidan la produccion

natural o inducida de nuestro yacimiento.

La seleccion apropiada de los fluidos de tratamiento de estimulacion matricial
debe de estar basado en las pruebas de laboratorio. El resultado de la

estimulacién debe ser evaluada con pruebas de variacion de presion.

En condiciones de que el dafio es muy profundo y el yacimiento es de baja
permeabilidad se podra pensar en una Estimulacién por Fracturamiento
Hidraulico, sea con sustentantes o con acido, dependiendo del tipo de

formacion.
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