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INTRODUCCION.

La estimulacién de pozos es una de las actividades mds importantes en el mantenimiento de la
produccidon de los pozos petroleros, ésta consiste en la inyeccién de fluidos de tratamiento a
gastos y presiones por debajo de la presion de fractura, con la finalidad de remover el dafio
ocasionado por la invasion de los fluidos a la formacién durante las etapas de perforacion y
terminacion de pozos, o por otros factores durante la vida productiva del pozo.

Una estimulacién es el proceso mediante el cual se restituye o se crea un sistema extensivo de
canales en la roca productora de un yacimiento que sirven para facilitar el flujo de fluidos de la
formacién al pozo. Es una actividad fundamental para el mantenimiento o incremento de la
produccidn de aceite y gas, ademas puede favorecer en la recuperacion de las reservas.

En México la mayor parte de las estimulaciones se efectian en rocas carbonatadas (calizas)
utilizando 4cido 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 fracturamientos hidraulicos.

En nuestro pais, particularmente en los yacimientos con rocas carbonatadas, la utilizaciéon del
acido clorhidrico es practicamente en los yacimientos con rocas carbonatadas, la utilizacién del
acido clorhidrico es practicamente el comuin denominador de las estimulaciones, sin embargo, la
experiencia revela que no todos los pozos con problemas de produccién, requieren
necesariamente del uso de acido clorhidrico. Muchos de estos pozos con problemas de produccion
requieren de estimulaciones no—acidas (no reactivas) debido a la naturaleza del problema que
genera la declinacidn de su produccién, por lo tanto la seleccidn de un pozo candidato a estimular
y el disefio de su tratamiento requieren de un buen andlisis nodal y la corroboracién del dafo a
través de pruebas de laboratorio son factores importantes que deben considerarse para
seleccionar y disefiar el tratamiento de un pozo candidato a estimular.

Un tratamiento de fracturamiento consiste esencialmente en el rompimiento de una seccién
productora de la formacién mediante una fuerza hidraulica ejercida por un fluido, generalmente,
conteniendo una arena que fungird como sustentante para mantener la fractura generada abierta.

El fracturamiento hidraulico es un proceso de estimulacién de pozos, que relaciona tres aspectos
de la perforacion:

e Presiones de inyeccidn en pozos.
e Pérdidas de circulacién.
e Rompimiento de la formacidn (cementaciones forzadas).

El propdsito fundamental de un fracturamiento es incrementar las condiciones de flujo hacia el
pozo, mediante la apertura de canales de flujo generados por una presién hidrostatica que venza
la resistencia de la roca.
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Fracturamos para:

e Incrementar el gasto de produccidn.

e Incrementar el radio efectivo de drene.

e Sobrepasar la zona dafiada.

e Incrementar la inyectividad de un pozo para propdsitos de inyeccién.

e Extender la vida econdmica de un pozo.

e En formaciones de muy baja permeabilidad se ha logrado obtener recuperacién comercial
de hidrocarburos.

e Recuperacion acelerada de produccién.

e Fracturamiento hidraulico (Fracturamiento con Apuntalante).

e FRACPAC “Tip Screen-out”.

e Fracturamiento acido.

Existen tres casos clasicos en donde un fracturamiento hidraulico puede dar beneficios:

1. Yacimientos de baja permeabilidad, de roca homogénea, en donde una fractura sera
equivalente a ampliar el didmetro del pozo.
Formaciones invadidas y dafiadas por fluidos de perforacién y terminacion.
Formaciones con fracturas naturales no comunicadas en donde una fractura las
conecte e incremente la porosidad.

XI
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RESUMEN

Histéricamente, los fluidos para estimulacion por fracturamiento han sido basados en agua o
hidrocarburos, en la estimulacién con éacido, éstos han sido realizados con acido clorhidrico. Los
fluidos de estimulacién se han vuelto cada vez mas complejos conforme se ha ido desarrollando la
tecnologia de fluidos. La busqueda del fluido de estimulacién ideal es un proceso en marcha. Un
fluido ideal deberia incorporar todas las caracteristicas necesarias de varios fluidos de
estimulacién en uno sdlo. El uso de gases arrastrados dentro del fluido de estimulacién espumoso,
activa muchas de estas caracteristicas deseables. Durante los 50’s, se usaron los gases de
hidrocarburos para mejorar la limpieza del pozo después de la inyeccién de acidos en la matriz.
Subsecuentemente, el N, y después el CO, fueron introducidos como energizantes para la
estimulacién de pozos. Actualmente, el N, y el CO, estan siendo usados exclusivamente, porque
otros gases facilmente disponibles como el aire y gases de hidrocarburos ponen en peligro
potencial a personas y equipo durante el tratamiento de estimulacion.

El uso del CO, en tratamientos de estimulacidn por fracturamiento tiene muchos beneficios. Con
el uso de CO, se tiene una mayor recuperacion de fluido inyectado (carga) y a su vez, mds rapida,
ayuda al control del hinchamiento de arcillas, porque reemplaza parte del agua en el tratamiento,
asi se reduce el volumen de agua a ser utilizado; puede ser usado para formular fluidos
fracturantes de alta eficiencia que transportan el apuntalante de forma efectiva y puede ser
medido de forma precisa.

El sistema de CO, liquido ha sido bombeado como fluido fracturante en América del Norte desde
principios de 1980 y el sistema de CO,/N, liquido desde 1994. Los fluidos han sido utilizados en
alrededor de 1000 pozos, en una variedad de formaciones y pozos de permeabilidades desde 0.1
mD a 10 D, profundidades que exceden los 3000 metros y temperaturas de fondo desde 10 °C a
100 °C. Esto incluye la termodinamica de los fluidos y las propiedades fisicas de densidad vy
viscosidad de los mismos. El proceso sugerido para la colocacién del apuntalante con estos fluidos
de baja viscosidad y no dafinos sera descrito. Esto incluye los efectos de densidad y turbulencia.
Las consideraciones para el disefio del modelo de trabajos de fracturamiento con estos fluidos
también son resumidas.

Sin embargo, el €O, liquido no es el fluido fracturante obvio debido a su baja viscosidad. Desde
1981 (patentado en 1982) mas de 1200 tratamientos de fracturamiento han sido completados
usando este fluido de baja viscosidad. Para entender el éxito del fracturamiento con €O, liquido,
es importante entender la fisica y la quimica del proceso. La discusion de las teorias, operaciones y
las aplicaciones histéricas son descritas también.

El CO, puro es incoloro, inodoro, inerte, y un gas no combustible y téxico cuando su contenido en
la atmodsfera alcanza un valor de 10%. El peso molecular a condiciones estandar es 44.010 g/mol,
que es una y media veces mas alta que el aire. El CO, es sdlido a bajas temperaturas y presiones,
pero mas dependiente de temperatura.

El CO, tiene una distribuciéon irregular en la cubierta sedimentaria, siendo sus factores

condicionantes los siguientes: fuentes multiples, alta solubilidad en los fluidos de formacién y alta
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reactividad quimica. Las principales fuentes de C0O, son la oxidacién de la materia orgdnica
dispersa (MOD), la maduracion de la MOD humica, la termodescomposiciéon vy el
termometamorfismo de las rocas carbonatadas y el CO, profundo de origen metamorfico. El CO,
generalmente se puede encontrar en yacimientos naturales, unidades quimicas e industrias.

La produccion comercial del nitrégeno liquido se obtiene de la destilacidon fraccionada del aire
liqguido. El aire es licuado por compresion y progresiva refrigeracion a una presion de 46.7651
kg/cm? (665 psi.), y el nitrégeno liquido se evapora a -195.805 °C (-320.45 °F). Su peso molecular
es de 28.016. El nitrégeno constituye el 78% en volumen de la atmésfera terrestre, en donde se
presenta como moléculas de N,; aunque el nitrégeno es un elemento para la vida, los compuestos
de nitrégeno no son particularmente abundantes en la corteza terrestre.

El N, se puede encontrar en la corteza terrestre en cantidad limitada (nitratos), bajo la forma
organica (en las plantas y en organismos vivos o muertos que conforman el humus), bajo la forma
mineral (amoniaco) permitiendo contribuir a la fertilidad del suelo.

Este trabajo esta estructurado en cuatro capitulos, dada la complejidad del fracturamiento y las
areas que involucra se abordan inicialmente. En el capitulo uno abarca aspectos tedricos sobre
tipos de fluidos de fracturamiento, composicién y sus propiedades. Después, en el capitulo dos, se
desarrolla un marco tedrico sobre las propiedades de la formacion que afectan el disefio de la
fractura y por lo tanto el disefio del tratamiento de estimulacidn, se definen los tipos de presiones
que intervienen durante la realizacion del tratamiento de estimulacion y su importancia, se
menciona y describe el efecto de la friccién en los disparos, efecto de dafio a la formacién y
tortuosidad. El capitulo dos también contiene definiciones basicas sobre caracteristicas mecanicas
de la roca que finalmente ayudaran a entender cdmo se genera la fractura en la formacion por la
inyeccion de los fluidos de estimulacién a alta presién. También se establecen las bases tedricas
sobre propiedades de fluidos y su influencia en el proceso de fracturamiento.

Teniendo este contexto y establecidas las bases tedricas suficientes, este trabajo de tesis continda
con el capitulo tres, dando un preambulo sobre los antecedentes histéricos del uso del CO, y N,
para la estimulacién de pozos por fracturamiento hidraulico. Después se incluyen las propiedades
fisicas y quimicas del CO, y N,. Finalmente se describen todos los aspectos involucrados en el
fracturamiento hidrdulico con CO, y N,, abarcando de forma breve aspectos econémicos.

Por ultimo, el capitulo cuatro contiene de forma puntual un historial de casos de éxito de la
aplicacion del sistema de fracturamiento con CO, y N, y finalmente una comparacién de los
resultados de tres fluidos de fracturamiento distintos, energizados con CO, y usados para
estimular 12 pozos en campos sobre yacimientos superficiales de gas al sur de Alberta, Canada.
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CAPITULO I: TIPOS DE FLUIDOS DE FRACTURAMIENTO

1.1 Introduccidn.

El fluido de fracturamiento es uno de los componentes mas importantes para un tratamiento de
fracturamiento hidrdulico. Las propiedades requeridas y las funciones del fluido de fracturamiento
se pueden lograr por diversos medios. Se puede usar una variedad de fluidos convencionales y no
convencionales para lograr el objetivo. Estos fluidos pueden ser base agua, hidrocarburos,
metanol o tal vez no contengan ningun liquido.

éPor qué hay tantos fluidos?, ¢Como selecciona uno el fluido correcto para la aplicacién correcta,
por ejemplo, pozos de gas? Para iniciar, una variedad de diferentes formaciones con litologias
distintas necesitan ser estimuladas. Adicionalmente, componentes minerales haran posible Ia
compatibilidad de los fluidos con la formacién. Ademas, tal vez haya hinchamiento o migracion de
arcillas, que tal vez requieran aditivos alternativos. La permeabilidad de la formacién puede
determinar la perdida de fluido y la eficiencia resultante del fluido, para crear y propagar la
fractura. La formacién puede contener diferentes fluidos in situ; algunos casos seran pozos de gas
seco, tendran condensados con el gas o tal vez tengan produccion de agua (la salinidad del agua
también juega un rol). Todas estas mezclas y combinaciones necesitan diferentes fluidos; en una
aplicacion en formaciones impermeables de gas, se requieren pequeias y largas fracturas, en una
formacidn de mayor permeabilidad, la necesidad tal vez sea de crear una corta y amplia fractura, a
menudo con aplicaciones de fracturamiento hidraulico utilizando apuntalante. El fluido tal vez
experimente diferentes configuraciones de bombeo, tal vez se quiera bombear
descendentemente el fluido a través del espacio anular, la tuberia de produccidn o a través del
espacio anular o tuberia flexible. El régimen de corte que ve el fluido es diferente en estos
escenarios distintos. Estas consideraciones hacen a la seleccién del fluido muy critica para
estimulaciones dptimas para un pozo particular o una formacion.

Los fluidos de fracturamiento convencionales incluyen fluidos base agua o contienen polimeros;
fluidos base hidrocarburos, fluidos energizados y espumas. Los fluidos de fracturamiento no
convencionales incluyen fluidos que no contienen polimeros tales como: fluidos surfactantes
viscoelasticos, fluidos que contienen metanol y fluidos base que contienen CO,liquido.

La solucion mas efectiva en términos econdmicos es fracturar la formacién con los fluidos mas
simples. Agua de baja viscosidad o hidrocarburos con la menor cantidad de aditivos serian los
fluidos mas simples. Estos tienen propiedades muy bajas de transporte de apuntalante, muy poco
control de leakoff(*) y, si se bombea a altos gastos, resultara en friccidon inaceptable. La friccidén
puede ser controlada mediante varios aditivos, pero si la formacién tiene efectos adversos de
saturacion, aun en formaciones pequefias de gas, con muy poco leakoff, la estimulacién deseada,

(*)Leakoff: Es la magnitud de la presidn ejercida en una formacion, que causa al fluido ser forzado a penetrar la formacion. El
fluido tal vez fluya dentro de los espacios porosos de la roca o dentro de las fracturas abiertas y propagadas dentro de la
formacion por la presion de fluido. Este término estd normalmente asociado a pruebas para determinar la resistencia de la roca,
comunmente llamadas prueba de integridad de presion (Pressure Integrity Test, P.1.T.) o una prueba de leakoff (Leakoff Test,
L.0.T.). Durante la prueba, se grafica en tiempo real el fluido inyectado contra la presién de fluido. La porcién inicial estable de
esta grafica, es para la mayoria de las paredes de pozos, una linea recta, dentro de los limites de las mediciones. El leakoff es el
punto de inflexién de esta porcion de linea recta, hacia un decremento permanente.
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no sera lograda. La compatibilidad con formaciones que contienen arcilla puede ser controlada
mediante el uso de sales en los fluidos. Dependiendo de las condiciones de bombeo, p. €j., el
régimen de corte que el fluido experimentard, tal vez seran necesarios fluidos tolerantes al
esfuerzo de corte o que recuperen propiedades a pesar de estar sometidos a un esfuerzo de corte.
Para aplicaciones de alta temperatura, esto puede ser logrado mediante el uso de fluidos
organometalicos o borato crosslinked(*) base agua y fluidos crosslinked base aceite. Si las
formaciones de gas estan bajo presionadas, los fluidos pueden ser energizados con N, o CO, o
espumas con CO, o N, o una combinacion de ambos. Los fluidos espuma también proveen buen
control de leakoff. Si la compatibilidad con agua es un asunto potencial debido a los problemas por
la mojabilidad, el uso de fluidos surfactantes viscoelasticos puede ser considerado, ellos no dafian
el paquete de apuntalante y también pueden ser energizados o vueltos espuma. Si la
incompatibilidad es debida a la capilaridad y problemas de descarga, se pueden considerar fluidos
gue contengan metanol. Si la incompatibilidad es severa, entonces la respuesta puede ser el uso
de fluidos base metanol crosslinked y fluidos base CO, liquido.

Obviamente, estas variaciones de fluido tienen diferentes propiedades reolégicas, que deben ser
consideradas antes de que se haga la seleccion. La carga de polimeros tal vez no tenga influencia
sobre la viscosidad final del fluido crosslinked. Para un fluido con alta carga de polimeros, es mas
facil reducir la viscosidad crosslinked a alta temperatura que para uno con poca carga de
polimeros.

Para bombear un tratamiento de fracturamiento a través de tuberia flexible, se debe usar un
fluido con propiedades que lo hacen resistente al esfuerzo de corte, un agente tensoactivo o
surfactante después de que el fluido sale de la tuberia flexible.

Para estimular pozos en formaciones de gas con intercalaciones de estratos de carbén, donde la
produccidn es por desorcidn, la fractura tiene que conectar tantas fracturas naturales como sea
posible y poner a producir un drea maxima de flujo. Si estas fracturas naturales fueran grandes, el
leakoff del fluido y el dafio resultante para la superficie de desorcion seria un problema.

1.2 Fluidos espuma.
Los fluidos espuma son esencialmente fluidos en dos fases que consisten en una fase interior y en

una fase exterior. La fase interior es generalmente gaseosa, usualmente N,; sin embargo, puede
ser liquido o vapor denso como es el caso cuando se usa CO,. La fase externa estd compuesta
principalmente por una mezcla salina de agua con un surfactante, dependiendo de la viscosidad y
los requerimientos de estabilidad. Otros fluidos externos usados cominmente son tanto acido

(*)Crosslinker: No existe una traduccion al espafiol de este término, en México se les llama “Polimeros extendedores de
viscosidad”, son polimeros con cadenas con cargas, para arcillas con baja densidad de carga y poca capacidad de intercambio de
carga, se usan con el fin de crear fluidos de fracturamiento de alta viscosidad, pero controlada. Normalmente son sales metélicas
y su funcidon es adherirse a las caras de los arreglos de cada unidad de arcilla, las cuales tienen tres caras paralelas: tetraedro,
octaedro y tetraedro, en ese orden. Los polimeros se adhieren a estas caras, facilitando la hidratacién de cada unidad de arcilla,
para que su estructura se rompa y forme caras y bordes cruzados, que dan como resultado un fluido mas viscoso.

(*)Crosslinking: se refiere Unicamente al rompimiento de la estructura de las unidades de arcilla, que se da cuando éstas se
hidratan y forman bordes y caras cruzadas. (*)Crosslinked: El fluido altamente viscoso en el que la arcilla que lo compone tiene su
estructura con caras y bordes cruzados debido a que esta hidratada.
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clorhidrico como mezclas de agua-alcohol. Refinados de gaséleos, u otros solventes basados en
hidrocarburos pueden ser también usados como fluidos de fase externa, pero requieren N, como
energizante. El CO, e hidrocarburos producen un fluido de una sola fase, porque el CO, es muy
soluble en hidrocarburos liquidos.

Las espumas se caracterizan en diferentes formas, la estabilidad, la calidad y la textura describen
diferentes caracteristicas con respecto a las espumas. Generalmente, la calidad de la espuma se
refiere casi siempre para categorizar a las espumas que son usadas en las compaiiias de servicio.
También son importantes otras caracteristicas de la espuma y su relacidén con otras caracteristicas,
como por ejemplo:

La estabilidad estdtica de una espuma se refiere a la habilidad de la espuma para resistir la
explosidn de las burbujas. La estabilidad estatica de las espumas puede ser cuantificada mediante
la medicién de su vida media, éste es el tiempo requerido a condiciones estaticas de la espuma
para drenar la mitad de su volumen de liquido. Pardmetros, tales como tipo de estabilizador,
presiéon de confinamiento, o cambio de proceso de generacidon de espuma, tal vez cambien la
estabilidad. La vida media de la espuma no es una medida directa de estabilidad, ocurren
variaciones de estabilidad de espumas bajo distintas condiciones.

Las espumas se definen mejor por su calidad, que es el porcentaje de gas contenido dentro de la
espuma. La calidad de espuma de Mitchell, que es mas ampliamente reconocida en la industria
petrolera, es el porcentaje de volumen de gas y es matematicamente descrita como:

volumen de gas (p, T)

. _ 1009
Calidad de la espuma volumen de gas (p,T) + volumen de liquido *100%

Inicialmente se consideraron a existir espumas mono-dispersas sdlo en rangos de calidades entre
52% y 96%. Para espumas con calidad bajo 52%, no se logré estabilidad debido a lo que en un
inicio se creyo era una falta de interaccidon de burbujas. La interaccién de burbujas poli-dispersas
ocurre en regiones mayores a 54%. Para calidades mayores a 96%, la espuma se invierte en:
liguido en una emulsién de gas. Las suspensiones soélidas y caracteristicas de viscosidad
desaparecen conforme se crea una niebla de liquido.

1.2.1 Uso de espumas para fracturamiento de formaciones.

Una gran cantidad de pozos han sido tratados con técnicas de fracturamiento hidraulico usando
espumas como fluido de fracturamiento. Estas espumas pueden contener hasta 95% de fase
gaseosa; la mayoria de los tratamientos usaron espumas con el contenido de gas en el rango de
65% a 85%. Las espumas tienen diversas propiedades deseables para su uso como fluido de
fracturamiento: Alta capacidad de acarreo y suspension de arenas, baja pérdida de fluido, presion
hidrostdtica baja, bajas caidas de presién debidas a la friccion, rapida recuperacién de fluido, dafio
a la formaciéon bajo, y no hay reduccién de la conductividad de la fractura debido a los
componentes del fluido. La mayoria de las aplicaciones de espumas como fluido de
fracturamiento, han sido en yacimientos de gas de baja permeabilidad. Sin embargo, varios
yacimientos de gas han sido exitosamente tratados. El costo del tratamiento es aproximadamente
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el mismo o un poco menor que el tratamiento con fluidos convencionales de volumen y gastos
similares.

Las espumas se han usado exitosamente en lutitas, areniscas compactas y yacimientos
carbonatados. Se han usado algunas aplicaciones de espumas fracturantes en formaciones
sensibles. Los fluidos de estimulacion espumantes proveen alternativas viables para estimular
pozos de gas de baja presidn, sensibles a fluidos y donde las permeabilidades son menores a 5 mD.

Muchas formaciones sensibles han tenido un historial de dafo, o en algunos casos, los pozos han
tenido una completa pérdida de producciéon cuando se usaron fluidos de fracturamiento
convencionales. Los fluidos espumosos han mostrado muy buenos incrementos de productividad
en estas formaciones.

Actualmente, sélo hay algunas pocas limitantes en las espumas, como el aspecto econdmico que
limita su uso en yacimientos muy profundos, o en yacimientos de gas con alta presion, debido a
los limites de presidn para que la espuma conserve sus propiedades.

Otra limitante en fluidos de estimulacion espumosos, en particular los nitrificados, son los
problemas de permeabilidad relativa asociados con su uso en yacimientos de aceite, bajo el punto
de presién de burbujeo. El gas N,, que es lentamente soluble en aceite crudo, creard una
saturacion de gas atrapado. El efecto de permeabilidad efectiva serda lentamente removido
conforme el N, se vuelve mas soluble en el aceite. Las espumas de CO, no tienen un efecto
dramatico como el N, porque el CO, es muy soluble en aceite.

Tal vez sea dificil de estimular los yacimientos de alta permeabilidad usando espumas, debido a
que las pérdidas de fluido pueden ser altas. Este problema puede ser disminuido a altos grados
con el uso de gelificantes, crosslinkers, y otros aditivos para control de pérdida de fluidos. El
aumento de la productividad usando fluidos espumosos tal vez no sea alto en formaciones de alta
permeabilidad debido a la inhabilidad de las espumas para lograr una larga extensién de fractura,
pero el uso de apuntalantes, gelificantes, crosslinkers, etc. ha resuelto esta limitaciéon a un grado
muy alto.

Avances recientes usando fluidos espumosos han resultado de las mejoras en controles de calidad
en campo: equipo de monitoreo mas preciso, la habilidad de ajustar parametros de entrada
durante el tratamiento, y cdlculos en tiempo real de presién de fondo, permiten cdlculos mas
precisos de la reologia, y asi se permiten simulaciones de alta precisién y mejores incrementos de
productividad.

Las espumas usadas como fluidos de fracturamiento estan formadas normalmente con la
dispersion de algun gas, generalmente nitrégeno en un liquido, usualmente agua con una pequefia
cantidad de agente espumoso surfactante afiadido. El contenido de surfactante es cominmente
0.5% a 1% del volumen del liquido. La estabilidad es incrementada afiadiendo mas surfactante, ya
sea un agente espumoso o un agente gelatinoso. Tales espumas son mezclas homogéneas con un
rango estrecho de tamafio de burbuja, es decir el tamafio de la burbuja menor a 200 micras, y son
estables por periodos de varias horas.
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Durante una operacion tratamiento-fractura, la fase liquida pasa a través de una mezcladora, y es
mezclada con arena, y después pasa a través de la bomba de inyeccidén, la cual eleva la presién a
la presion de inyeccion requerida. El agente surfactante espumoso es afiadido en la direccién de
la corriente de la bomba de inyeccion, y el gas es introducido con una tuberia en forma de T o en
la direccidn de la corriente lateral del surfactante.

Las espumas son generadas en el punto de la introduccion del gas (ver figura 1.1). El gas es
transportado al sitio de almacenado en tanques criogénicos y afiadido a la corriente de inyeccion
en la linea de presion.

Surfactante
concentrado
Aditivos
Quimicos Arwom Agua
Bombade
surfactante
Arena Espuma
Y Y > >
/ Agua
>
Mezcladora Bomba de inyeccién
Nitrégeno

Cabezal del pozo

Figura 1.1 - Equipo de campo para la generacion de espuma.

Algunos investigadores han reportado el flujo de espumas en medios porosos, principalmente,
para la evaluacién de espumas para su uso como medio de desplazamiento para recuperacion de
aceite. Algunos autores han investigado el uso de espumas como fluidos circulados para la
perforacion y limpieza del agujero.

La longitud de la fractura, la conductividad de la fractura, y la productividad del pozo son
influenciadas en gran parte por diversos factores, los cuales pueden ser controlados durante un
tratamiento de fracturamiento: La cantidad y tipo de arena usada para el apuntalante, la cantidad
y tipo de fluido usado para fracturar la formacién y acarrear la arena, la cantidad y tipo de aditivos
usados para dar al fluido las caracteristicas deseadas, y el gasto de inyeccion. Las dificultades
encontradas cuando se fracturan yacimientos de baja permeabilidad, han conducido a
considerables experimentaciones con fluidos y técnicas operacionales. La espuma tiene muchas
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propiedades deseables para su uso como fluido de fracturamiento: Baja perdida de fluido,
capacidad alta de acarreo y suspension de arenas, baja presién hidrostatica, alta viscosidad, baja
caida de presién debido a la friccién, y bajo contenido de liquido.

1.3 Fluidos base agua.
Los fluidos base agua pueden variar de agua de grifo con un reductor de viscosidad para minimizar

los caballos de fuerza necesarios para bombear a un polimero crosslinked complejo con una
variedad de aditivos. El agua es relativamente barata y ampliamente disponible en la mayor parte
del mundo; la calidad del agua algunas veces no reunird los estandares minimos para el
fracturamiento. Los fluidos modernos pueden ser bombeados en modo de baches mezclados o de
forma continua mezclada. Las propiedades reologicas (viscosidad, por ejemplo) se pueden ajustar
a las deseadas facilmente, mediante el ajuste de carga de polimeros y carga de aditivos, aun
durante el trabajo de fracturamiento -si se requiere-, tanto en etapas o de forma continua.

En pozos de gas bajo presionados, se necesitan los fluidos energizados para ayudar a la
recuperacion. Los fluidos energizados con CO, tendrdn bajo pH debido a la solubilidad del CO, y el
resultante acido carbdnico en soluciéon; por lo tanto, los fluidos que pueden ser crosslinked y
usados a bajos pH son de interés. El polimero se descompone a bajos pH debido a la hidrdlisis
acida, y esto ayuda en la limpieza del paquete de apuntalante.

En aplicaciones de agua fria, p. ej., Canada, Alaska y Rusia, algunas veces no es posible calentar el
agua en la nieve. Afiadiendo metanol, se puede mantener el fluido base del congelamiento. En
algunas formaciones, es necesario afiadir metanol al fluido de fracturamiento para reducir efectos
adversos de capilaridad. El derivado de goma guar(*) no es soluble en metanol; puede tolerar muy
poco metanol aln después de la hidratacidon (Ely, 1994). Algunos derivados de la goma guar
pueden ser hidratados en soluciones acuosas de alcohol.

La goma guar y sus derivados tienen pocos residuos, que es un beneficio adicional en la reduccidn
al daino del paquete de apuntalante. Los ultimos no-derivados de la goma guar tienen residuos
menores a 2% vy los derivados tienen menos de 0.5%.

1.3.1 Fluidos de baja viscosidad.
El fluido de fracturamiento, conocido como agua de friccién reducida slickwater y que fue

introducido a finales de la década de 1959 y 1960, se ha puesto en practica recientemente,
especialmente en fracturamiento de lutitas. Es posible crear fracturas largas en yacimientos de
lutitas con una gran cantidad de agua bombeada a muy altos gastos con minima cantidad de
apuntalante y crear fracturas de una sola capa. Sin reductores de fricciéon, a altos gastos de
bombeo empleados, la friccidon seria muy alta.

El polimero acrilamida parcialmente hidrolizado, es el agente de reducciéon de viscosidad mas
comunmente usado con agua para este propdsito. Los polimeros acrilamida son generalmente
usados como emulsiones de aceite externas ya sea hecha con “emulsiones inversas” o
“emulsiones adicionalmente invertidas” que invierte la emulsién e hidrata al polimero, dando algo

(*)Goma guar: La goma guar es una goma natural que se usa como agente espesante y se extrae de un grano. La goma guar es el
polisacérido de reserva nutricional de las semillas de Cyamopsis tetragonoloba, una planta de la familia de las leguminosas.
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de propiedades de viscosidad y reduccidn de friccidon. Debido a que no se necesita viscosidad para
el transporte del apuntalante bajo estas condiciones turbulentas, el tratamiento de fracturamiento
puede ser logrado a menores costos de lo que serian posibles creando fracturas conductivas de
similar longitud con fluidos crosslinked o espumosos.

Los geles lineales son otro método de lograr baja viscosidad. Este usa goma guar o sus derivados
como agentes viscosificadores. Los derivados de goma guar incluyen hidroxipropil guar (HPG),
carbometil guar (CMG) o carbometilhidroxipropil guar (CMHPG).

1.3.2 Fluidos crosslinked.

Crosslinking es el camino mas efectivo en términos de costos, para incrementar la viscosidad del
fluido. Es un método facil para incrementar el peso molecular del polimero. Los fluidos base agua
pueden ser crosslinked a condiciones de alto pH o bajo pH. Los fluidos crosslinked de bajo pH son
particularmente adecuados para energizar o hacerlos espumosos con CO,. Para lograr la misma
viscosidad del fluido a mayores temperaturas que se tienen en el yacimiento, se pueden usar
cantidades menores de polimeros, gracias al crosslinking, que si se trata de un polimero lineal en
soluciones acuosas. Histdricamente estos fluidos, tipicamente requieren cargas de polimeros de
4.7556 a 9.5112 kilogramos por cada mil litros (40 a 80 libras por cada mil galones (pptg)). Con la
goma guar de mayor rendimiento y con mejor tecnologia de crosslinking, |las cargas han caido tan
bajas como 1.4380 kilogramos por cada mil litros (12 pptg) como minimo y tan altas como 4.194
kilogramos por cada mil litros (35 pptg) como mdéximo para la mayoria de las aplicaciones.

1.3.3 Fluidos de borato crosslinked.

El fluido mas comun de base agua es el borato crosslinked (figura 1.2)

Figura 1.2 - Estructura quimica del borato crosslinked guar.
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Los fluidos de borato recuperan propiedades a pesar de estar sometidos a un esfuerzo de corte;
p.ej., el corte del fluido se degradard pero recuperara su viscosidad una vez que se elimine el
corte. Esto es posible porque el mecanismo de crosslink estd basado en la vinculacion de
hidrogeno. En pruebas industriales, se encontr6 que un fluido de borato disefiado
apropiadamente, aporta el transporte de apuntalante casi perfecto porque estos fluidos tienen
una muy baja viscosidad de corte o incluso cero (Asadi y col., 2002). El crosslinking de borato es
reversible si el pH baja a un valor menor a 8, si hay producciéon de agua en el pozo y si el agua
producida tiene pH neutro o bajo, los fluidos de borato crosslinked dejaran de ser crosslinked (sin
crosslink). El rompedor disefiado para romper el gel crosslinked rompera al gel sin crosslink de
forma mucho mas eficiente, y por lo tanto el fluido se limpiard muy facil. Siendo fluidos de alto pH,
no son compatibles con CO, pero pueden ser energizados con N,.

Hay varios métodos para retrasar el sistema crosslink con borato. Hasta el desarrollo de
organoboratos (a diferencia de sales mono-borato) y crosslinkers ésteres de borato (donde el ion
de borato es liberado por la hidrélisis del polimero éster de borato), los fluidos de borato estaban
limitados en aplicaciones a pozos por debajo de 104.45 °C (220 °F). El nuevo fluido de alta
temperatura puede ser usado a temperaturas que excedan los 148.89 °C (300 °F) y puede ser
formulado con altas concentraciones de KCl para compatibilidad con arcillas (Brannon y Ault,
1991; y Wang y col., 2002). La figura 1.3 muestra el fluido de borato de alto rendimiento base-guar
gue da una viscosidad similar a 104.45 °C (200 °F) a 2.8761 kilogramos por cada mil litros (24 pptg).
La figura 1.3 también muestra que se puede lograr una viscosidad aceptable con una carga de
polimero tan baja como 1.7168 kilogramos por cada mil litros (16 pptg). Goma guar convencional
no puede ser crosslinked a estas bajas cargas de polimeros.

- 100y

{’ 900 e 30 ppt Polimero A
g 800 === 16 ppt Polimero B
8 e a=s 18 ppt Polimero B
< 1 e 70 ppt Polimero B
® 600 4 === 24 ppt Polimero B
a 500 {§

Viscosidad,
c8888

0 30 60 20 120 150 180 210 240
Tiempo, min

Figura 1.3 - Viscosidad de fluidos crosslinked borato con guar estandar y guar de alto
rendimiento a 200°F

1.3.4 Fluidos crosslinked ion metalicos.

Los fluidos crosslinked ion metalicos también han sido usados tanto con alto pH como con bajo pH.
Antes de 1995, los crosslinkers organometalicos incluian los crosslinkers base circonio, usados hoy
en dia (figura 1.4) mas aluminio, titanio, cromo y otros. Debido a su falta de estabilidad a altas
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temperaturas, estabilidad de corte y por ser poco amigable con el medio ambiente, todos ellos
excepto el de base circonio han desaparecido de la escena. Antes del desarrollo de derivados de
carboxilado de guar (por ej. CMG o CMHPG), la industria usé goma guar y HPG como crosslinker
con los crosslinkers metdlicos. EI CMG y CMHPG probaron ser mas versatiles en aplicaciones con
sistemas crosslinked metalicos y son los polimeros cominmente usados con ellos ahora.
Originalmente, los sistemas crosslinked metalicos fueron desarrollados para aplicaciones de alta
temperatura porque los fluidos de mono-borato (moléculas que contienen un ion de borato) no
funcionaron bien sobre 71.12 °C (160 °F). Los fluidos crosslinked de circonio son generalmente
tolerantes al esfuerzo de corte, si se experimenta corte excesivo, los geles se romperdn y no se
gelificaran de nueva cuenta. Fluidos tipicos crosslinked metalicos de alto pH son tanto base CMG
como CMHPG vy tipicamente usan poca carga de polimeros, de 1.7976 a 2.9959 kilogramos por
cada mil litros (15 a 25 pptg). Mayores cargas pueden ser usadas para temperaturas de 350 °C
(662 °F) y por encima.
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Figura 1.4 - Estructura coloidal del circonio y posible mecanismo de crosslink con guar (después
de Kramer y Prud’homme, 1987)

La figura 1.5 muestra la viscosidad comparativa de un borato crosslinked de alta temperatura con
un fluido de alta temperatura de circonio corsslinked.
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Figura 1.5 - Viscosidad de fluidos borato y circonio crosslinked a altas temperaturas.

Los fluidos de bajo pH son usualmente base CMG o CMHPG. A bajos pH, goma guar y HPG se
degradan muy facil con hidrélisis dcida, mientras que los polimeros carboxilados son relativamente
resistentes a hidrdlisis acida. El crosslinker mas usado comunmente es el circonio. Los crosslinkers
son tipicamente quelados (garantizados reversiblemente a un agente complejo) y pueden ser
tanto base agua o alcohol. Estos tipos de fluidos han sido usados exitosamente para temperaturas
aproximadas a 232.23 °C (450 °F) (Carman, 2007). Los polimeros carboxilados, p.ej., CMG,
tipicamente no se desempefian muy bien en presencia de KCl, y su mejor desempeiio estd limitado
al uso de sustitutos de KCI.

1.3.5 Sistemas de crosslink retardados.

Hay dos formas de fluidos de crosslink retardado. Tiempo o temperatura pueden atrasar el tiempo
de crosslink. El propdsito princi lapal de retrasar el tiempo de crosslink es de minimizar la friccion,
evitando tener que bombear a un fluido altamente viscoso debido a los requerimientos de
caballos de fuerza resultantes. Ademas, retrasar el crosslinking a través de ambientes en el pozo
de alto corte, minimizara la degradacion de corte y pérdida de viscosidad de fluido.

Con mecanismos de retraso de tiempo, los aditivos de retraso pueden ajustar el tiempo de
crosslink. Si el fluido alcanza una temperatura entre 48.89 y 60 °C (120 y 140 ° F), el fluido iniciara
el crosslinking casi inmediatamente aun cuando se disefid el crosslink a mayores retrasos de
tiempo a temperatura ambiente. Estos tipos de sistemas son tipicamente usados en campo con
crosslinking disefiado para ocurrir cuando el fluido estda a 2/3 o 3/4 de distancia abajo en la tp.

Los sistemas de temperatura retardada son quelados a manera de que haran el crosslink de forma
instantanea cuando el fluido alcance una determinada temperatura. Los sistemas dual-crosslinked
son tipicamente usados con este tipo de crosslinkers, donde un crosslink de debilidad inicial,
ocurre casi instantdneamente a temperatura ambiente y el segundo crosslink ocurre a
determinada temperatura. El crosslink inicial ayuda al transporte de apuntalante a través del
equipo superficial y bajo en la tuberia del pozo; el segundo crosslink es usado para transportar y
suspender el apuntalante en la fractura a condiciones de temperatura de fondo de pozo.
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Figura 1.6 — Progreso del cierre del vortex en una jarra de mezcladora con un crosslinker
retrasado de circonio afadido al gel base.

La figura 1.6 muestra el progreso del cierre del vortex en una jarra de mezcladora por el
crosslinker retrasado. La figura 1.7 muestra el aumento temprano de viscosidad como se midid en
un viscosimetro Fann 50 del mismo fluido. La figura 1.8 y la figura 1.9 muestran el efecto de corte
en un borato crosslinked y circonio crosslinked, mostrando la habilidad del borato crosslinked
instantaneo para recuperacion de corte y circonio crosslinked instantaneamente de perder
viscosidad en el corte (Cawiezel, y col., 2004; Craigie, 1983). El retraso de crosslink puede
minimizar este efecto en sistemas crosslinked metalicos.

i 1000
<, 900 = Crosslink Inmediato
@ == Crosslink retardado
« 800 == Crosslink mas retardado
8 700
-
6001
®
a 5001
UQ 400*
®
o 3004
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e

60 90 120
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8

Figura 1.7 - Aumento de la viscosidad temprana de un fluido circonio crosslinked retardado en
viscosimetro Fann 50.
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Figura 1.8 - Efecto de historial de corte y visscosidad del fluido borato crosslinked. (Después de
Cawiezel, 2004)
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Figura 1.9 - Efecto de historial de corte en la viscosidad del fluido crosslinked circonio en Fann 50
(después de Craigie, 1983)

1.3.6 Fluidos base agua en pozos de gas.

Los fluidos de baja viscosidad han sido usados exitosamente en lutitas y otras formaciones
impermeables de gas donde los aspectos econdmicos son muy importantes. Los fluidos de borato
tienden a tener excelente control de pérdida de fluido y por lo tanto son aplicables en yacimientos
con alto leakoff de fluido. Ellos pueden ser energizados o espumosos con N,. Estos fluidos han
sido utilizados exitosamente de forma global tanto en pozos de aceite como pozos de gas y son
particularmente usados porque las altas viscosidades pueden ser logradas donde los pozos tienen
alta tortuosidad y problemas de fracturamiento cercanos al pozo (Wright, y col., 1993). Siendo
fluidos de transporte perfectos, son también usados para transporte de apuntalante en pozos
desviados y horizontales. Son también usados para fracturamiento en intercalaciones de estratos
de carbdn; otras reaccionan de forma perjudicial con los boratos. Los fluidos de bajo pH pueden
ser energizados o hacerlos espumosos con CO, 0 N, y son particularmente aplicables para
yacimientos de gas bajo presionados y pozos con problemas severos con arcillas. Los fluidos
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compatibles con el metanol han sido exitosamente usados en pozos de gas con saturacion de agua
irreductible. La habilidad de ajustar la viscosidad de los fluidos base agua tanto de forma continua
o en etapas tal vez sea de especial interés en pozos de gas con baja permeabilidad, donde los
fluidos de alta viscosidad pueden ser usados en el pad para superar la tortuosidad cercana al pozo
y minimizar la viscosidad para permitir el transporte de apuntalante (Ely y col.,, 1993). El
fracturamiento de pozos de alta temperatura (sobre 300 °F) esta restringido a los fluidos base
agua.
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Figura 1.10 - Evolucion quimica de los fluidos de fracturamiento base aceite.

1.4 Fluidos base aceite.

En afos recientes, ha habido una evolucién en la tecnologia para fluidos de fracturamiento base
aceite. La tecnologia ha evolucionado de polimeros asociados de carboxilado de sodio a asociados
de carboxilado de aluminio a polimeros asociados de fosfato de aluminio (figura 1.10). En la Ultima
década, los fluidos base aceite se han trasladado a la tecnologia de fosfato de hierro.

El primer fluido de fracturamiento base aceite fue preparado usancdo ingredientes como metal
alcalino o carboxilados de aluminio. Los materiales gelificados de este tipo fueron descubiertos
como napalm. Estas sales de carboxilados de aluminio fueron dispersas en materiales refinados de
hidrocarburos tales como gasolinas, diesel y keroseno. En afios recientes, la quimica de
gelificantes de carboxilado de aluminio demostré un desempeno muy eficiente de viscosidad; una
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desventaja fue la inhabilidad de los carboxilados de aluminio de gelificar efectivamente distintos
aceites crudos. Se supuso que algunos tipos de aceite crudo no contenian el tipo y concentracion
de constituyentes de alifaticos necesarios para formar un gel efectivo. Generalmente este quimico
fue confinado a la gelificacién de hidrocarburos refinados debido a su inestabilidad en algunos
aceites crudos.

El siguiente sistema de gel fue la dispersion coloide, con base en jabones, que exhibian muchas
propiedades de fluidos preferentes. Se usaron micelas de jabdn en vez de geles de carboxilados de
aluminio debido a su mejor estabilidad en aceites que contienen asfaltenos. Las micelas fueron
agregadas a moléculas de surfactantes dispersas en un coloide liquido. Los fluidos gelificantes de
carboxilado de aluminio también exhibieron presidn de friccion muy alta. Geles de aceite usando
jabon con tecnologias de dispersion coloide han demostrado ser un sistema gelificado de aceite
mas consistente (Hendrickson y col., 1957; y Grantham y MclLaurine, 1986). Adicionalmente, estos
fluidos demostraron mejores propiedades de transporte de arenas sin un correspondiente
incremento en la viscosidad.

La caracteristica mas importante de las dispersiones de jabon fue que la viscosidad se perdié a alto
corte, que es tipico en fluidos pseudo plasticos o fluidos que se adelgazan por el corte. Una
concentracién de solucién de hidréxidos alcalino-térreos (hidréxido de sodio) es entonces dispersa
en la mezcla de hidrocarburos para neutralizar el acido orgdnico in situ y causar un proceso de
saponificacion. Henrickson y col. (1957) reportaron que en los sistemas de aceites, las micelas
tienen porciones polares de la molecula carboxilada enterrada en un nucleo central, en vez de
estar distribuida sobre la superficie externa, como es el caso en sistemas acuosos. La interaccion
de terminaciones polares, tanto por atraccion dipolo o por especificacion de hidrégeno de ciertos
atomos.

Los nuevos sistemas son muy eficientes para el aumento de la viscosidad con menor carga de
aditivos. Pueden ser bombeados como bache mixto o sobre la marcha. Aumentan la viscosidad de
manera muy rdpida y pueden tolerar humedad en los aceites base. No son tan sensitivos a las
concentraciones de aditivos y concentraciones relativas de los aditivos como los sistemas mas
nuevos de base aluminio.

Los geles se rompen disolviendo lentamente aditivos tales como 6xido de calcio, 6xido de
magnesio o carbonatos. Algunos de estos sistemas también son compatibles con algunos aceites.
Cualquier material asfalténico en el aceite, puede reaccionar con el hierro, y el gel perderd
estabilidad.

1.5 Fluidos energizados

Los fluidos son energizados ya sea con N, o CO, para minimizar la cantidad de liquidos
introducidos en la formacién vy para la recuperacion mejorada de fluidos. Los fluidos son
considerados tipicamente energizados si el porciento de volumen del medio energizante al
volumen total (definido como “calidad”) es menos que 53%; son considerados espumas si el por
ciento volumen es mayor (Mitchell, 1969). Es comun en la industria usar 25 a 30 de por ciento
volumen de un medio energizante en los fluidos. También, afiadiendo el medio energizante
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reduce el fluido base (agua o aceite) bombeado al pozo. Los fluidos energizados son de particular
importancia en fracturamiento en pozos de gas bajo-presionados. La mayoria de los pozos de gas
fracturados al este de Canada usan fluidos energizados. Existen ciertas diferencias entre el uso del
N, y el CO,, como medio energizante, como se explica a continuacién.

En la mayoria de los lugares, el N,, es quimicamente inerte y no es miscible con los fluidos de la
formacidén, lo que es una ventaja porque no ocurre interferencia quimica. Es un gas durante las
condiciones de bombeo y recuperacion Debido a que tiene muy baja densidad comparado con el
fluido que es bombeado, se separara facilmente del fluido que se esta filtrando en la formacion.

Por lo que es imperativo que los fluidos energizados con N, sean recuperados tan pronto como
sea posible después de que termine el bombeo; de otra forma, la energia para la recuperacién del
fluido podria no presentarse. Debido a que el N, no es soluble en los fluidos con los que este es
bombeado y a que no alterard el pH, puede ser usado para energizar la mayoria de los fluidos.
Como un gas, el N, atraviesa un cambio significante de volumen cuando es presurizado, y el
disefo de la calidad de fondo puede ser dificil.

Por otro lado, el CO, bajo las condiciones de bombeo es de hecho liquido o un fluido superficial.
Como un fluido supercritico, se encuentra a temperatura y presién arriba de su punto critico
termodinamico de 31.12°Cy 75.2461 kg/cm? (88°F y 1070 psi). Como un fluido supercritico tiene
la particular habilidad de difundirse a través de los poros como un gas pero con la densidad del
liquido. ElI CO, es quimicamente reactivo. Es muy soluble en ambos agua y aceite, y en agua crea
acido carbdnico, que de hecho podria trabajar como un rompedor para guar hidrolizados y los
derivados del guar. El CO, liquido o superficial tiene una densidad cercana a la del agua, y por lo
tanto el fluido energizado o espumado no tiene una densidad menor que el fluido base, lo cual
ayuda en las hidrostaticas. Hasta que el fluido es recuperado por pérdida de presidén, permanece
como liquido o fluido supercritico cuya densidad es cercana a la del agua. El fluido puede ser
encerrado por largos periodos de tiempo sin perder el efecto energizante. Debido a que es soluble
en fluidos, la energia es almacenada por tiempos mas largos. También tiene el efecto de “refresco
de cola”: mientras mas y mas presién es liberada, mas y mas el gas sera liberado del fluido debido
a que la solubilidad decrece con la presién disminuida. Esto tipicamente resulta en mejor
recuperacion del fluido.

El CO,, ya sea como liquido o como gas, es considerado no dafino para la formacion,
particularmente en pozos de gas. Puede precipitar asfaltenos o parafinas en aceites pesados, lo
que usualmente no es visto en pozos de gas.

Debido a la naturaleza reactiva del CO,, no puede ser usado en todos los fluidos. Por ejemplo,
fluidos boratados no son compatibles con CO,, tampoco lo son ciertos fluidos viscoeldsticos. En
soluciones acuosas el CO, interfiere con las sales, y la estructura micela se pierde junto con la
viscosidad. También no todos los geles de aceite son compatibles con el CO,. Sistemas éster de
aluminio fosfato son rotos con un acido carbdnico de bajo pH, el cual funciona como un rompedor
para el sistema.
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1.6 Espumas y emulsiones

Usualmente hay mucha confusiéon acerca de lo que constituye a las espumas o emulsiones.
Generalmente, cualquier fluido que tiene dos fases e incremento de la viscosidad debido a la
presencia de la segunda fase puede ser considerado una espuma o una emulsién. Cuando la
calidad excede 53 (por ejemplo, 53% por volumen de gas), hay interferencia burbuja a burbuja, y
la viscosidad del sistema se incrementa exponencialmente hasta alrededor de 90 en calidad,
cuando empieza a ocurrir el proceso de neblina, reduciendo la viscosidad dramaticamente. Las
espumas tipicas o emulsiones usadas en la industria son limitadas alrededor de 70 a 80 en calidad
para minimizar los efectos de friccién debido a la alta viscosidad. Cuando la fase interna es un no-
liqguido, es considerado una espuma; cuando es liquido, es considerado emulsién. Por esta
definicidn, todos los fluidos de CO, con calidad mayor a 53 deberian ser llamados emulsiones. Sin
embargo cuando el bombeo se detiene y el fluido es recuperado, éste sale como espuma, asi que
es comun en la industria llamarlos espumas. Las espumas son estabilizadas afiadiendo un agente
espumoso quimico y un gel base. Por razones econdémicas, el gel usado mds comiunmente es el
guar.

En adicién a las espumas de N, y CO,, las espumas binarias fueron introducidas a la industria en
1988 (Toney y Mack, 1991). Las espumas binarias contienen tanto el N, y como el CO, vy se dice
que tienen ventajas sobre las espumas simples de CO, o N,. La ventaja principal, es que el fluido
recuperado tiene un bajo contenido de CO,, con lo que el gas producido puede ser colocado en la
tuberia mucho antes de que se expanda. Cominmente, el N, es menor en costo que el CO,; sin
embargo, trabajos de disefio con dos fluidos compresibles - involucrando uno de ellos un
potencial cambio de fase — se podria hacer complicado.

La alta viscosidad de las espumas ayuda a los fluidos a tener un buen control de la pérdida de
fluidos. Ellos son compresibles y por lo tanto tienen aplicaciones en pozos de gas con buenas
fracturas naturales interconectadas. Estos son adecuados para formaciones con compatibilidad de
agua marginal y donde una mejor permeabilidad de apuntalante recuperado es requerida. Estos
tienden a tener una friccidn mds alta que los fluidos convencionales, particularmente fluidos
retrasados crosslinked. Estos también imponen un limite en la cantidad maxima de apuntalante
que es agregado en la tina, mientras que el N, o el CO, es tipicamente agregado en la cabeza del
pozo. La viscosidad de las espumas puede ser ajustada cambiando la viscosidad del gel base y la
calidad del fluido. El apuntalante tipicamente forma parte de la fase interna, y asi la cantidad de
N, y CO, afadida durante el trabajo necesita ser ajustada conforme la concentracién de
apuntalante se incrementa durante el trabajo para mantener constante “Mitchell” o la calidad de
la fase interna (Mitchell, 1969). Como se menciond anteriormente, la viscosidad de la espuma
sube exponencialmente conforme la calidad (fraccién de volumen o fase interna) sube. Si la
espuma es bombeada como una calidad de superficie constante sin considerar al apuntalante
afiadido, conforme el volumen de apuntalante en el fluido se incremente, la viscosidad se
incrementard exponencialmente mientras que el apuntalante forme parte de la fase interna de la
espuma. Esto resultard en friccion inaceptable, particularmente con concentraciones de
apuntalante mds grandes.
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El Unico dafio a la formacion y/o el paquete de apuntalante de las espumas es del agente
gelificante, el cual se puede romper usando enzimas o agentes oxidantes. Uno de los problemas
potenciales usando espumas es que el fluido recuperado puede regresar como espuma, lo cual
puede ser una molestia para el equipo de superficie. Se ha revelado que el uso de espumantes
“divisibles” que pierden su habilidad para funcionar como espumantes resuelve este problema
(Gupta y Hlidek, 2007).

1.7 Fluidos no-convencionales

Conforme la industria se mueve a formaciones con permeabilidades mds y mads bajas,
particularmente sistemas tales como lutitas o intercalaciones de estratos de carbén donde la
produccidn es controlada por desorcion del gas en vez del flujo de matriz, los fluidos que son no
dafiinos al paquete de apuntalante y la formacion se estan haciendo importantes. Pozos con
efectos adversos de capilaridad debido a agua sub-irreductible o saturacién de hidrocarburos
también requieren diferentes fluidos para minimizar aquellos efectos o mitigar los efectos
causados por perforar con el fluido equivocado. Varios fluidos no-convencionales han sido
desarrollados y usados exitosamente para estas formaciones no-convencionales en la ultima
década.

1.7.1 Fluidos surfactantes viscoeldsticos

Los sistemas de gel visco elasticos surfactantes (VES) han sido descritos en la literatura patente
para reduccién de la friccion y como fluidos de tratamiento de pozos (Teot, 1988). Su uso en la
vida diaria ha estado circulando por algun tiempo. Su uso en fluidos de fracturamiento es
relativamente un nuevo fenémeno, pero la literatura patente ha explotado esta area en los
ultimos afios.

Principalmente, estos fluidos usan surfactantes en combinacién con sales inorganicas u otros
surfactantes para crear estructuras ordenadas, lo cual resulta en no sdlo viscosidad incrementada
sino también elasticidad. Estos fluidos tienen una muy alta viscosidad de corte-cero sin deshacer el
incremento en la viscosidad de corte-alta. Por lo tanto, tienden a ser fluidos degradables por
corte. También poseen una alta elasticidad. Como explicé Asadi y col. (2002), la viscosidad de
corte-cero ha sido hallada como un parametro esencial en evaluar el transporte del apuntalante.
Por lo tanto, estos fluidos pueden, con menos carga, transportar apuntalante sin los
requerimientos de viscosidad comparable de los fluidos convencionales, la tecnologia del sistema
VES puede ser separada en varias categorias basdndose en la estructura de las estructuras
ordenadas o micela. Pueden formar micelas tipo gusanos, estructuras laminares o vesiculas (Fig.
1.11).

17



FRACTURAMIENTO A LA FORMACION CON €O, Y Nj. CAPITULO I

Aire

L R L L L TR T

-
%

Fase - L1 Fase-M Fase-G

Concentracion delsurfactante

Fig. 1.11 - Concepcion artistica de la formacion de estructuras ordenadas con surfactantes VES

Conforme la concentracidn de surfactante se incrementa en el agua, las micelas empiezan a
formarse. Incrementando alin mas la concentracidén se excede la concentracién critica de micela
(CMC por sus siglas en inglés) para el surfactante en el agua; estas moléculas empiezan a
interactuar unas con otras. Estas interacciones estan basadas en las fuerzas iénicas y pueden ser
amplificadas afiadiendo electrolitos (sales) u otros surfactantes idnicos. Dependiendo de las cargas
idnicas y el tamafio y formas del surfactante y estos iones contrarios, estructuras ordenadas se
empiezan a formar, lo cual incrementa la viscosidad y elasticidad. EIl mecanismo inverso es cierto
para el rompimiento de estos sistemas. Las estructuras pueden ser deshechas afiadiendo otros
surfactantes, aditivos idnicos e hidrocarburos (de la formacion o solventes mutuos u otros
solventes) o pueden ser diluidas por agua de la formacién adicional. Los sistemas comerciales mas
comunes usan surfactantes catidnicos con sales inorganicas (Teot, 1988) o con surfactantes
anionicos (Zhang, 2002). También son comunes surfactantes aniénicos con sales inorganicas (di
Lullo y col., 2002). También han sido usados surfactantes zwitterionicos(*) y anfotéricos(*) en
combinacién con sales inorgdnicas (Dahanayake y col., 2004).

Los fluidos VES comunes tienen un limite de temperatura en el rango de 71.12 a 93.34 °C (160 a
200 °F) sin espuma. Estabilizadores de alta temperatura son conocidos por incrementar el limite
de temperatura a 121.12 °C (250°F).

No todos estos fluidos son compatibles con el CO,. Se ha mostrado que son un reemplazo
econdmico para fluidos boratados convencionales para aplicaciones en formaciones de gas de
baja permeabilidad (Rieb, 2007).

(*)Un zwitteridn (del aleman "zwitter" "hibrido", "hermafrodita") es un compuesto quimico que es eléctricamente neutro pero
que tiene cargas formales positivas y negativas sobre atomos diferentes. Los zwitteriones son especies polares y usualmente
presentan una elevada solubilidad en agua y bastante baja en muchos disolventes organicos de caracter apolar.

(*) En Quimica, una sustancia anfétera es aquella que puede reaccionar ya sea como un acido o como una base. La palabra deriva
del prefijo griego ampho- (apdu-) que significa "ambos". Muchos metales (tales como zinc, estafio, plomo, aluminio, y berilio) y la
mayoria de los metaloides tienen éxidos o hidréxidos anféteros.
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Al menos con uno de estos fluidos, el agua de flujo de regreso de los tratamientos puede ser
reciclada (Gupta and Tudor, 2005). Este fluido particular usa un surfactante catiénico neutralizado
con un surfactante anidnico. El agua de flujo de retorno, en pozos de gas, tiende a regresar algo
del surfactante catidnico y la mayoria del anidnico. El agua de flujo de retorno es tipicamente
colectada por 48 horas en un tanque. Inicialmente el fluido fue filtrado para remover cualquier
particula fina de la formacién. Basados en la experiencia, se encontré que permitiendo que las
particulas finas se depositen era suficiente para remover las mismas. Después de la depositacion,
el 75% del agua de flujo de retorno del centro fue transferida a un tanque de fracturamiento
(donde se almacena) y el resto del agua requerida para el tratamiento de fracturamiento fue
completado con agua fresca. Usando mediciones analiticas o viscoelasticas, surfactantes
adicionales fueron usados para reconstituir el fluido. Russell (2001) reporté los resultados del
procedimiento y la produccion del pozo del uso del fluido reciclado en un estudio de campo en
Canada, no mostrando efectos de reciclado en la produccién del pozo.

Estos fluidos VES son operacionalmente muy simples ya que sélo uno o dos aditivos son afiadidos
sobre la marcha sin ninguna necesidad de hidratacidn de polimetros. No requieren algun biocida
porgque no contienen ningun biopolimero. De hecho, algunos de los surfactantes catidnicos podian
tener propiedades de biocida. No requieren flujo de retorno adicional de surfactantes ya que han
heredado baja tension superficial e interfacial. No se necesitan aditivos adicionales de control de
arcillas: Contienen ya sea sal o surfactantes catidnicos, los cuales tienen propiedades similares a
los substitutos de KCI. Los surfactantes tienen pesos moleculares de cientos en oposicién al
polimero guar con millones.

La viscosidad es rota mediante la alteracién de las propiedades del surfactante, mediante la
adicién de otros hidrocarburos o la alteracién de la salinidad o el pH. La permeabilidad recuperada
con estos tipos de sistemas se aproxima al 100%. Debido a las tendencias de mojado de los
surfactantes en algunos de los sistemas VES, estos son utiles incluso en formaciones con
saturacion de agua sub-irreducible y problemas de entrampamiento de liquido incluso aunque
estos fluidos son base acuosa.

1.7.2 Espumas surfactantes viscoelasticas

Una extensién natural de la tecnologia de fluidos VES son las espumas VES (Zhang y col., 2002).
Estas espumas pueden ser formadas con N, o CO,. Como se menciond anteriormente, no todos
los sistemas VES son compatibles con CO,. No son necesarios espumantes adicionales con estos
sistemas. La viscosidad de las espumas puede ser ajustada mediante el ajuste de la calidad de
espuma y la viscosidad de la base del sistema VES. Estos han sido utilizados exitosamente en
formaciones de gas a 121.12 °C (250°F) (Gupta y Leshchyshyn, 2005b). En formaciones con
potencial para formar bloques de agua, estos fluidos son particularmente adecuados ya que el
fluido de leakoff todavia contiene los surfactantes, lo cual baja la tensidn superficial en la matriz,
sobrepasando las fuerzas capilares y ayudando en la recuperacién del fluido. Estos fluidos han
mostrado ser adecuados para fracturar intercalaciones de estratos de carbdn en pozos de metano
que contienen agua porque las espumas controlan el leakoff en las fracturas naturales sin el dafio
de los residuos de polimeros.
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1.7.3 Emulsion de CO, con fluidos acuosos base metanol

Ciertas formaciones tienen potencial para retener incluso agua en cantidades limitadas, usada en
espumas y espumas VES con calidad de mas de 70. Estos fluidos podrian dafiar estas formaciones
sensibles debido a la saturacion de agua sub-irreducible y el entrampamiento de liquido. En estas
formaciones, reemplazando el 40% de la fase de agua usada en espumas de CO, convencionales
(emulsiones) con metanol puede minimizar la cantidad de agua. Grupta y col., (1997) demostraron
que un sistema acuoso con 40% de metanol dio la viscosidad mas alta de las mezclas de metanol
acuoso, tiene un punto de congelamiento cercano a 40 °C (104 °F) (el cual es el menor limite
operante para el equipo de fracturamiento en el campo) y la tensién superficial alrededor de 30
dinas/cm. Estas emulsiones usan surfactantes, los cuales son espumantes compatibles con
metanol. Tipicamente la calidad del CO, se aproxima a 85, lo que resulta en alta permeabilidad
recuperada y resultados rapidos de limpieza y produccion en varias formaciones canadienses de
gas (Gupta y col., 2007).

1.7.4 Espumas crosslinked
Las espumas crosslinked pueden ser consideradas como fluidos convencionales o no-

convencionales. Ha habido una variedad de publicaciones sobre la reologia y la aplicacion de
fluidos boratados espumados de N, desde principios de 1980 (Veatach, 1983; Harris, 1988; y
Harris y Heath, 1996). Los fluidos de circonio crosslinked metdlico de CO, espumado fueron
usados de ambas formas con y sin espumantes (Philips y Mack, 1991). La mayoria de estos fluidos
usan una calidad de 70 0 75 de €O, o N, (o ambos, cuando se realiza fracturamiento binario). Las
espumas fueron crosslinked para incrementar la temperatura de aplicacion de estos fluidos o para
minimizar la cantidad de liquidos en la formacidn. En la mayoria de estos sistemas, el incremento
de la viscosidad es realizado desde el crosslink, y la dilucién de la viscosidad ocurre a menos que
haya una calidad de 53. El mismo principio puede ser usado usando un fluido base CMHPG
conteniendo 40% de metanol crosslinked con circonio. Un desempefio similar a un fluido de
emulsiéon con CO, conteniendo 40% de metanol descrito anteriormente puede ser alcanzado con
estos sistemas crosslinked conteniendo una calidad sélo de 30 del CO, para un sistema mas
efectivo en términos econémicos. Los geles de aceites energizados con CO, preparados con
aceites de fracturamiento han sido usados en formaciones canadienses de gas con mucho éxito
(Gupta y Leshchyshyn, 2005a).

1.7.5 Fluidos base metanol no-acuosos

En formaciones con problemas severos de entrampamiento de liquidos (acuosos e
hidrocarbonos), podrian ser la solucién fluidos base metanol no-acuosos. Con los afios, varios
autores han identificado las ventajas de los fluidos basados en alcohol (McLeod y Coulter, 1966;
Smith, 1973; Tiner y col., 1988; y Hernandez y col., 1994). Estas ventajas incluyen, punto bajo de
congelamiento, baja tensidon superficial, alta solubilidad del agua, alta presién de vapor y
compatibilidad con la formacidn. El Metanol también es el fluido de eleccién para formaciones con
agua irreductible y/o saturacion de hidrocarburos (Bennion y col., 1993a, 1993b, 1994, 1995,
1996a, 1996b). Hay tres preocupaciones con el metanol, todas se relacionan a la seguridad: bajo
punto flash, alta densidad del vapor y la invisibilidad de la flama. Con precauciones especiales,
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como lo han identificado autores previos (Thompson y col.,, 1992 y Hernandez y col., 1994), el
metanol puede ser usado de manera segura en el campo.

Han sido descritos diversos enfoques para incrementar la viscosidad del metanol (Thompson vy
col., 1992; Grema y Alm, 1985; y Gupta y col., 1997). Estos oscilan desde metanol espumoso a
gelificacién con polimeros sintéticos (por ejemplo poliacrilamida y éxido de polietileno) y guar
modificado. También se hicieron intentos para crosslink, el metanol gelificado con los crosslinkers
metadlicos. Sin embargo las limitaciones son descritas por Ely (1994) restringiendo el uso de
metanol gelificado no-acuoso, incluyendo solubilidad de estos polimeros en ambos: metanol
acuoso y no-acuoso, habilidad para crosslink, rompimiento del polimero, y el limite de
temperatura.

El desarrollo mas reciente (Gupta y col., 1997; y Mzik, 1993 y 1994) describe un guar modificado
disuelto en metanol anhidro crosslinked con un borato mds complejo y roto por un rompedor
oxidante. Este sistema ha sido exitosamente utilizado en el campo. En pozos bajo-presionados, ha
sido energizado con N,. Ha habido un interés en fluidos de metanol energizados con CO, para
formaciones similares con pozos severamente bajo-presionados. Por lo tanto un nuevo polimero
gue es soluble en metanol no-acuoso y compatible con diéxido de carbono fue identificado. Estos
geles base no-acuosa pueden ser crosslinked con borato a un pH pseudo-alto (los fluidos no
acuosos no tienen pH) o con crosslinker de circonio a un pH pseudo-bajo para la compatibilidad del
CO,. La version especial de este HPG puede hidratar en 100% metanol para dar viscosidad al gel
base y también es compatible con CO, sin precipitacién (Gupta y col., 2003) (Figura 1.12).

Figura 1.12 - Compatibilidad del CO, de un HPG especial altamente derivados en metanol no-
acuoso (izquierda), comparado con un HPG regular altamente derivados en metanol no-acuoso
(derecha), el cual se precipita una vez expuesto al C0O, (después de Guptay col., 2003).
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Estos fluidos pueden ser completamente rotos con rompedores especiales, resultando en
permeabilidad recuperada muy alta en el paquete de apuntalante y en formaciones muy sensibles.
Estos fluidos deben ser usados de una manera selectiva en formaciones de gas con
consideraciones especiales de seguridad. Estos fluidos de nueva generacidon tampoco requieren
algo de agua para hidrataciéon o rompimiento.

1.7.6 Fluidos base-C0, liquido
Los fluidos basados en CO, liquido son los fluidos no-convencionales reales. El concepto y

aplicaciones de estos fluidos requieren un pensamiento no convencional. Estos fluidos han sido
usados muy exitosamente en aplicaciones en formaciones de gas de baja permeabilidad en
Canada vy varias formaciones de USA. Su quimica vy fisica han sido extensivamente publicadas. La
familia de estos fluidos consiste de CO, liquido puro y un fluido binario que consiste en una
mezcla de CO, liquido y N, para reducir costos.

Los fluidos de fracturamiento convencionales dependen de las propiedades viscoeldsticas para
inhibir el leakoff de la fractura al yacimiento. La depositacion del enjarre de una cadena larga de
polimeros o una viscosidad alta de filtrado en sistemas de geles de aceite provee control de
pérdida de fluidos para establecer el espesor de la fractura adecuado. Espesor de la fractura
suficiente es requerido para permitir la colocacién del apuntalante en la fractura. El CO, liquido,
tiene muy baja viscosidad (Gupta y Bobier, 1998) y por lo tanto no tiene las propiedades de
viscosidad o el enjarre para establecer espesores de fractura cuando se bombea a gastos tipicos
(por ejemplo, 20 bpm).

Fluidos de baja viscosidad y baja temperatura tienen gastos de leakoff mayores que los fluidos
convencionales, pero sus caracteristicas tienen un limite superior que es dependiente de los
parametros de yacimiento. El uso de un gas o un gas licuado hace al fluido compresible. El fluido
bombeado a altas presiones y bajas temperaturas se expande volumétricamente cuando el fluido
es expuesto a bajas presiones y altas temperaturas de la formacion. Estos fluidos no se encuentran
en un estado estable, y por lo tanto pueden ocurrir efectos positivos transitorios. Este efecto de
expansion térmica inhibe el leakoff cercano a la cara de la fractura y promueve el desarrollo del
espesor de la fractura. Una combinacién de la expansiéon térmica, efectos de permeabilidad
relativa y una posible turbulencia a través de las pequefias gargantas de poro del yacimiento
reducen el leakoff del CO, liquido de la fractura al yacimiento.

Debido a que estos fluidos de fracturamiento base-CO, liquido son compresibles por naturaleza,
su presion hidrostatica es dependiente de ambos, de la temperatura y de la presién. La densidad
del CO, liquido permanece relativamente constante durante fracturamientos a alta presion
(Gupta y Bobier, 1998). Afiadiendo nitrégeno gaseoso para hacer una mezcla C0O,/N, requiere el
uso de algoritmos computacionales para calcular los valores. La densidad y compresibilidad del
nitrégeno pueden ser calculadas si ambos la temperatura y la presién son conocidas.

El transporte del apuntalante puede ser dividido en dos areas: (1) a los disparos y (2) en las
fracturas. Mover el apuntalante a través del equipo de superficie y las tuberias del pozo se logra
de manera relativamente facil, debido a los altos gastos de bombeo utilizados tipicamente en
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fracturamientos con €O, liquido o CO,/N,. La alta turbulencia causada por el alto nimero de
Reynolds (debido a la baja viscosidad y la alta velocidad del fluido) es suficiente para transportar
adecuadamente el apuntalante a los disparos. La densidad el fluido también ayuda a transportar el
apuntalante. Ambos, los valores de viscosidad y densidad, caen cuando el N, es afiadido al CO,
liguido a una proporcién 50:50.

El transporte del apuntalante en la fractura por fluidos turbulentos y de baja viscosidad ha sido
explorado anteriormente. El efecto de turbulencia es de particular importancia en la reduccién de
los ritmos de depositacion de la arena. El contacto friccional entre el apuntalante y las paredes de
la fractura es incrementado, con lo que disminuyen los ritmos de depositaciéon de la arena.
Paredes de las fracturas desiguales y/o tortuosas, combinadas con espesores estrechos de
fractura también sirven para entorpecer la depositacion del apuntalante dentro de la fractura.
Settari y col. (1986) también describieron el transporte en la fractura como transporte
“suspendido” o transporte de “cama de recortes” dependiendo de la proporcidon de la velocidad
terminal a la velocidad horizontal.

Las técnicas operacionales de superficie para fracturamiento con CO, liquido y CO,/N, pueden
ser divididas en tres areas: entrega del producto, mezclado de la lechada de la mezcla y bombeo a
alta presién. Un tratamiento de fractura con N,/CO, liquido es un tratamiento de fractura con
CO, liquido y con un maximo de 50 % de N, (por volumen) afiadido a la cabeza del pozo. EI N, es
bombeado con un equipo convencional de N, y no requiere consideraciones especiales.

El CO, liquido es almacenado en unidades de almacenamiento volumétrico en el lugar a 21.097
kg/cm? y -34.45°C (300 psi y -30 °F). Cada unidad tiene una capacidad de 300 bbl de liquido. El
CO, liquido es llevado de la unidad de almacenamiento a través de la mezcladora de CO, y a los
bombeadores de alta presion por el nitrégeno gaseoso. Se usa un camién remolque con tubo para
el nitrégeno para realizar esta funcion.

La mezcladora de CO, es una vasija a presion y un sistema manyfold que mezcla el apuntalante en
la corriente del CO, liquido antes de que llegue a las bombas de alta presion. (Ver figura 1.13) El
apuntalante es cargado en la mezcladora de CO,; la unidad es sellada y después llenada con CO,.
Durante el tratamiento, el apuntalante es atraido hacia la corriente del CO, liquido por barrenas
impulsadas por la hidraulica. Las mezcladoras de CO, han sido construidas en versiones de 44,000-
y 88,000-Ib.
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Figura 1.13 - Diagrama esquematico de una mezcladora de CO,

Densitometros radioactivos son vitales en la operacidn exitosa de un tratamiento de fractura con
CO, liquido. Dos densitdmetros, uno en la descarga de la mezcladora y uno en la linea de alta
presion, son usados para asegurar que el disefo del tratamiento se siga.

El CO, liquido es bombeado con un equipo de bombeo convencional. Se debe tener cuidado para
asegurar que el CO, liquido se mantenga arriba de la presidn de equilibrio. Técnicas especializadas
para los bombeadores de alta presidon reducen la posibilidad de obstrucciones por vapor o falla
mecanica debido a las bajas temperaturas. La temperatura de tratamiento del CO, liquido en la
cabeza del pozo puede ser tan baja como -26.12°C (-15°F). Con estas bajas temperaturas en la
cabeza del pozo, las consideraciones para el efecto térmico en los tubulares del pozo debe ser
tratado antes del tratamiento.

Varios articulos han descrito la naturaleza Unica del CO, liquido y las mezclas de N,/CO, liquido
como fluidos de fracturamiento (Lillies, 1982; Tudor y col., 1994; Mazza, 1997; y Gupta y Bobier,
1998). En estos sistemas, el apuntalante es colocado en la formacién sin causar dafo de ningln
tipo, y sin anadir cualquier otro transportador de fluidos, viscosificante (espesante) u otros
qguimicos. Como se describié anteriormente “el uso de una sustancia amigable al yacimiento como
el CO, liquido” (y N, inerte) “ofrece ventajas Unicas a través de la eliminacién de la retencion de
fluido capilar y el hinchamiento de arcillas” (Mazza, 1997).

Estos fluidos de baja viscosidad no son la opcién obvia de fluido fracturante. Sin embargo, un gran
numero de trabajos han sido realizados de manera exitosa con ellos (Gupta y Bobier, 1998). Una
de las mayores limitantes de esta tecnologia ha sido su alto costo de tratamiento. Aunque
tratamientos de simulacién usando sistemas de CO, liquido de baja viscosidad han sido exitosos,
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los grandes gastos requeridos para colocar estos trabajos y las pérdidas por friccién asociadas
elevaron los requerimientos de HP.

1.7.7 Fluido espuma con base CO> liquido

Varios intentos se han hecho para incrementar la viscosidad de los fluidos basados en CO,
mientras se trata de mantener la conductividad y compatibilidad de la formacién de estos fluidos
con muy poco éxito operacional (Bullen y col., 1987). El fluido espuma con base CO, consiste de
una espuma de gas N, en el CO, liqguido mientras la fase externa se estabiliza por un espumante
especial soluble en CO, liquido o supercritico (Gupta, 2003). La ventaja principal de este fluido es
la viscosidad adicional ganada por la espuma sobre el CO, liquido. El uso del 75 por ciento del
volumen de N, también hace al fluido muy efectivo en términos de costos vy utilizable en
aplicaciones de proyectos de fracturamiento donde varios trabajos pueden ser realizados en un
solo dia. El fluido también ha encontrado un nicho de aplicacién en fracturamiento de
intercalaciones de estratos de carbon en Canada, en intercalaciones de estratos de carbén, donde
cualquier agua introducida en la formacion dafa las fracturas naturales.

1.8 Fluido de fracturamiento acido

Convencionalmente, el fracturamiento acido ha sido usado para formaciones carbonatadas. El
fracturamiento acido es una técnica de estimulacion en la cual el acido es inyectado a presiones
arriba de la presién de la formacién para que asi la fractura hidraulica sea creada. Usualmente, un
fluido bache inicial o colchdén viscoso es inyectado adelante del acido para iniciar la fractura, y
después, simple acido, acido gelificado, acido espumado o una emulsidon conteniendo acido es
inyectada. La conductividad de la fractura es creada por el acido grabando diferencialmente las
paredes de las fracturas; por ejemplo, el acido reacciona no uniformemente con las paredes de la
fractura asi que después del cierre, la fractura se mantiene abierta asimisma con las regiones
relativamente no disueltas actuando como pilares que deja mas regiones disueltas como canales
abiertos. Por lo tanto el fracturamiento dcido es una alternativa para el uso de apuntalante para
crear la conductividad de la fractura después del cierre fractura.

Recientemente Kalfayan (2007) introdujo el concepto de fracturamiento acido de areniscas. Los
fluidos de fracturamiento acido han sido usados como medios para extender la habilidad del acido
para penetrar profundamente en la formacién, creando fracturas con una conductividad mas alta.
El incremento en la viscosidad puede ser obtenido con surfactantes, resultando en sistemas visco
eldsticos o polimeros de poliacrilamida como emulsiones o micro - rompedores crosslinked con
circonio. Estos sistemas pueden ser usados a 148.89°C (300 °F) y se pueden romper de una manera
controlada usando rompedores encapsulados (Boles y col., 1996).
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CAPITULO II: INTRODUCCION AL FRACTURAMIENTO HIDRAULICO.

2.1 Introduccién

Debido a la amplia cantidad de conceptos involucrados en el fracturamiento hidraulico, en este
capitulo se presentan las bases tedricas para entender cémo se forma la fractura en la formacion,
la diferencia entre fracturar un yacimiento de alta permeabilidad y uno de baja permeabilidad, los
tipos de presion involucrados durante el tratamiento de fracturamiento, caracteristicas mecanicas
de la roca y caracteristicas reoldgicas de los fluidos.

2.2 Alta permeabilidad vs Baja permeabilidad.
La permeabilidad de la formacion tiene un enorme efecto en la produccién de una formacién no

fracturada, también tiene un impacto similar en la produccién post-tratamiento de un intervalo
hidraulicamente fracturado. Por otra parte, la permeabilidad de la formacion también afecta el
tamarfio y la forma de la fractura requerida para maximizar el incremento de produccidn obtenido
del fracturamiento. En pocas palabras, una fractura debe ser disefiada para una permeabilidad
especifica de una formacién.

Las formaciones de baja permeabilidad requieren estimulacién porque la permeabilidad de la
formaciéon no es lo suficientemente alta para que el pozo produzca naturalmente a gastos
rentables. Aunque el yacimiento puede contener reservas significantes, no se puede obtener una
produccion suficiente solamente con la perforacidon de los pozos, sin importar que tan buena
ingenieria haya en ellos. En formaciones de baja permeabilidad, es facil producir una fractura que
es muchas veces mas conductiva que la formacion. Las fracturas en yacimientos de baja
permeabilidad son disefiadas para mayor longitud.

El fracturamiento en formaciones con altas permeabilidades es un poco distinto. Usualmente, la
produccidn se ve limitada por efectos alrededor del pozo, causado por el fendmeno dual de dafo
a la formacion (skin damage) (van Everdingen y Hurst, 1949, y van Everdingen, 1953) vy la
limitacién incrementada de flujo conforme se acerca al pozo. Las fracturas en formaciones de alta
permeabilidad son disefiadas para ser cortas y altamente conductivas, que a su vez, por lo general
significa maximizar el ancho de fractura apuntalada.

Cada formacion tiene una combinacién especifica de longitud apuntalada y ancho apuntalado para
el cual debe ser disefiado. Por lo tanto, entender la permeabilidad de la formacién es vital para
maximizar la produccién post-tratamiento. Si la permeabilidad de la formacién es desconocida (la
situacidon usual, desafortunadamente) entonces la estimulacion serd menos eficiente (aunque
todavia potencialmente exitosa en términos econdmicos).

2.3 Mejoramiento del flujo cercano al pozo vs estimulacién del yacimiento.

El fracturamiento hidraulico ha evolucionado en una técnica adecuada para estimular la mayoria
de los pozos bajo circunstancias extremadamente variables. Originalmente se sugirié para pozos
de gas de baja permeabilidad, todavia juega un papel crucial en el desarrollo de areniscas de baja
permeabilidad, y su uso se estd incrementando para producir en rocas carbonatadas de baja
permeabilidad, lutitas y capas de carbén. En general, un pozo perforado vertical y con terminacién
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estrecha en un yacimiento de gas, debe ser estimulado exitosamente para producir a gastos de gas
comerciales y producir volimenes de gas comerciales. De hecho, Holditch (2006) considera la
mejor definicion de yacimientos de gas compactos como sigue: “Un yacimiento del cual no se
puede poner a producir a gastos rentables ni se puede recuperar de éste volimenes rentables de
gas sin hacer tratamientos de fracturamiento hidrdulico a gran escala o pozos avanzados
(horizontales, multilaterales).” Aunque en algunos yacimientos compactos naturalmente
fracturados, los pozos horizontales son exitosos, algunas veces también necesitan estimulacion
con fracturas. En este sentido el fracturamiento hidraulico es ciertamente una técnica de
estimulacién del yacimiento.

En formaciones blandas de alta permeabilidad (como por ejemplo en el Golfo de México) el
fracturamiento hidrdulico es principalmente una técnica de mejoramiento de flujo cercano al pozo
(estimulacion del pozo), y algunas veces las razones principales de aplicacion, son los efectos
secundarios, tales como prevencién de arenamiento. En afos recientes el fracturamiento de
yacimientos de alta permeabilidad se ha vuelto significante en términos econémicos como en el
fracturamiento de baja permeabilidad.

2.4 Entendiendo la importancia de la presidn.
Entender las fuentes de ganancia y pérdida de energia (o uso) es fundamental para entender el

proceso de fracturamiento (ver tabla 2.1). El analisis Nolte Smith (Nolte y Smith, 1981) esta basado
en analizar el gradiente de presion del tratamiento a fondo del pozo, graficado durante las
operaciones de fracturamiento. En un trabajo de graficas estandar, donde la presion es graficada
contra el tiempo, el gradiente de esta curva es la energia dividida por el tiempo, o trabajo. Asi, un
analisis del gradiente de presién graficado puede indicar cuanto trabajo esta siendo realizado por
el fluido de fracturamiento en la formacion, o viceversa.

Tabla 2.1 Fuentes de ganancia de energia y uso de energia durante las operaciones de
fracturamiento.

Fuentes de ganancia de energia y uso de energia durante las operaciones de
fracturamiento.

Ganancia de energia. Uso de energia
e Conversion de energia mecdnica a presion e Presidn en el pozo
y gasto mediante las bombas de e  Friccion por perforacion
fracturamiento. e Tortuosidad
e Presidn hidrostatica e  Friccion del fluido en la fractura

e Sobrepasando esfuerzo in-situ

e Leakoff de fluido

e Produccion de ancho de fractura

e Dividiendo a laroca en la punta de la
fractura.
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2.5 Diferentes tipos de presion

En el fracturamiento hidraulico es comun referirse a un gran nimero de diferentes presiones
encontradas durante operaciones y analisis. Cada una tiene su propio nombre (o mas usualmente,
varios nombres comunes) el cual se refiere ya sea a donde se esta midiendo la presién o lo que
esta haciendo la misma.

Presion de inyeccién, P;,,. También conocida como presion de cabeza de pozo (Well Head
Pressure (WHP)), presiéon de tratamiento en superficie (Surface Treating Pressure (STP)) o
simplemente presion de tratamiento. Es la presidon en la cabeza del pozo, contra la cual las bombas
de fracturamiento deben actuar.

Presion de la cabeza, Pj,.,4. También conocida como HH, presidn hidrostatica (Py,) o presidn de la
cabeza. Esta es la presidn ejercida por el fluido del pozo debido a su profundidad y densidad.

Presion de friccion de la tuberia, Ppipe friction-También conocida como presion de friccion de la
TP o presién de friccion del pozo. Esta es la pérdida de presién debido a los efectos de friccidn en
el pozo mientras el fluido es inyectado.

Presién de inyeccion de fondo, P;,,. También conocida como presién de tratamiento de fondo
(Bottom Hole Treating Pressure (BHTP)), o presién de fondo (Bottom Hole Pressure (BHP)). Esta es
la presion en el fondo del agujero, en el pozo, en el centro del intervalo que esta siendo tratado.
BHTP puede ser calculada de informacién de la superficie de la siguiente manera:

Py, = Piny + Pheaa — Ppipe friction---(z-l)

Caidas de presion por friccién en los disparos, AP . Esta es la perdida de presién que se tiene
mientras el fluido de fracturamiento pasa a través de un area de flujo restringido en los disparos.
La presidn de friccion por perforacién puede ser calculada de la siguiente manera:

= _aps
APy s = 0.2369 NE, DRCE (2.2)
Donde p es la densidad de resbalamiento (ppg), q es el gasto total (bpd), Ny, es el nimero de
perforaciones (tal que q /Npe s es la razon por perforacion) y D, es el didmetro de las
perforaciones (pulgadas) y Cj; es el coeficiente de descarga.

Caidas de presion debidas a la tortuosidad, AP;,,;. También conocida simplemente como
tortuosidad, ésta es la perdida de presidon que se tiene debido al fluido de fracturamiento,
mientras éste pasa a través de un area de flujo restringido entre las perforaciones y/o las fracturas
principales.

Caidas de presién por friccién cercanas al pozo, AP,cqr weltbore- ESta s la pérdida total de
presion debido a los efectos cercanos al pozo y es igual a la suma de las pérdidas de presién por
friccion en los disparos mas las pérdidas de presién debidas a la tortuosidad.
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Presién de cierre instantanea, Pg;. También conocida como ISIP (Instantaneous Shut-In Pressure)
o ISDP (Instantaneus Shut-Down Pressure). Esta es la presidon de inyeccidon de fondo
inmediatamente después de que las bombas han sido cerradas, tal que los efectos de todas las
pérdidas de presion de los fluidos basadas en friccion (Ppipe friction» 4Pps Y APtort) s€ hagan

cero.

Presion de cierre, P.. Esta es la presion ejercida por la formacién en el apuntalante. También es la
minima presion requerida dentro de la fractura para poder mantenerla abierta. Para una sola capa
P es usualmente igual al esfuerzo minimo horizontal permitido para los efectos de presién de
poro.

Presién de extensién, P,,;. También conocida como presién de extension de la fractura. Esta es
la presion requerida dentro de la fractura para poder hacerla crecer. Por definicidn P,,;>P. ya que
la fractura tiene que ser mantenida abierta antes de que esta pueda ganar longitud, altura y
amplitud. La presidn de extensién no es constante y variara con la geometria de la fractura.

Presion del fluido fracturante, P;. Aunque es usada en una variedad de situaciones,
estrictamente hablando, la presién del fluido fracturante es, la presidon del fluido fracturante
dentro del cuerpo principal de la fractura, después de que ha pasado a través de las perforaciones
y cualquier tortuosidad. La presién del fluido fracturante puede no ser constante en toda la
fractura debido a los efectos de friccion.

2.6 Presion Neta

Presidn neta, P, €s el exceso de presidn en el fluido de fracturamiento dentro de la fractura,
arriba de la requerida para simplemente mantenerla abierta (por ejemplo P.). En otras palabras,
es la energia en el fluido de fracturamiento disponible para apuntalar la fractura y para producir
espesor.

La presidn neta, usada en el analisis de la geometria de la fractura esta inmediatamente mas alld
del pozo y justo dentro de la fractura y puede ser calculada de la siguiente manera:

Poet = Py — P,, Verrrrssessssessae (2.3)

Pnet = le - Apr - APtOTt - PC(24)

Es dificil sobre-enfatizar la importancia de la presion durante el fracturamiento. Virtualmente todo
analisis que involucra la geometria de la fractura usa la presién neta como una variable comun
ligando todas las partes del modelo matematico. La presién neta, multiplicada por el volumen de
la fractura, nos da el total de la cantidad de energia disponible a cualquier tiempo dado para
hacer crecer a la fractura. Como esa energia es usada (generacién de espesor, rompimiento de la
roca, pérdida de fluido o de friccion) es decidido por el modelo individual de la fractura siendo
usado para simular el crecimiento de la fractura.
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La presidn neta también define al espesor de la fractura. Para cualquier presion neta areal dada
(por ejemplo positiva), hay un espesor de fractura especifico que serd generado por una presion

neta especifica. Para una fractura eliptica, el espesor maximo es definido como sigue:

2Pperd(1—v2
Wingx = 22800 e (2.5)

donde v es la proporcion de Poisson, E es el mddulo de Young y d es la dimensién minima de la
elipse, tal que para una fractura con buena altura, d = hy. El término E/(1 — v?) es usualmente
abreviado como E’, el médulo de deformacion plana.

La presidn neta también define la propagacion de la fractura (el rompimiento fisico de la roca al
extremo de la fractura) para producir altura y longitud. Para que la fractura se propague, la
condicién P,,; > P,,; debe cumplirse, lo cual, es lo mismo que decir que la presidn neta tiene que
ser lo suficientemente alta para inducir un esfuerzo critico en la formacion, suficiente para
romper la roca. Determinar el valor para la P, y por lo tanto el esfuerzo critico no es simple;
varia con la geometria de la fractura. Ademas, las fracturas usualmente se propagan a través de
capas de roca con distintas caracteristicas mecdnicas y por lo tanto diferentes valores de
resistencia de la fractura. Por ello, dado que el esfuerzo in-situ y el médulo de Young podria variar
de una capa de roca a otra, es usualmente mds fécil para la fractura propagarse en una capa
particular que en cualquiera de las otras. Como todo lo demds en la naturaleza, las fracturas
siguen el camino de menos resistencia. Con algo de suerte, este camino de menos resistencia esta
en la roca del yacimiento, conduciendo esto a la longitud de disefio maximo y buena altura dentro
de la zona de interés.

Consecuentemente, la presion neta cae en tres regimenes:

1. P, < 0 Lafractura esta cerrada, la propagacion no es posible.
0 < Ppet < Pey; Lafractura esta abierta con wy « Py;. La propagacion no es posible.
Pret > Pey: La fractura estd abierta con wy o« Py, y la presion genera suficiente esfuerzo
para propagar la fractura.

Dado que el fluido esta filtrandose continuamente a la formacién, el volumen de la fractura
empezara a declinar si el volumen de filtrado no se remplaza. En términos practicos esto significa
que conforme el fluido se filtra, la presién declina y el espesor se reduce. Para detener la
reduccién del espesor, el fluido que se perdid en la formacién tiene que ser reemplazado.
Bombear en la fractura en la misma proporcién que el fluido estd filtrdndose mantendra la
geometria de la fractura constante. Para incrementar el volumen de la fractura, el fluido tiene que
ser bombeado en la fractura mads rapido de lo que se esté filtrando. Conforme el volumen extra es
introducido, el espesor incrementard de acuerdo con el incremento en P,,;. Si el fluido es
bombeado en una proporcién suficiente, P,.; se incrementard a un punto donde es mayor que la
Pt actual, y la fractura ganard altura y longitud ademas de espesor. Para continuar el
crecimiento de la fractura, el fluido tiene que ser bombeado en la fractura mas rédpido que la suma
de la pérdida de fluido por filtrado, el volumen ganado por la expansién del espesor y el volumen

31



FRACTURAMIENTO A LA FORMACION CON CO, Y N,. CAPITULO II

ganado por la expansidn de la longitud y la altura. De otra forma, P,,,; declinard hasta debajo de la
P.,: vy la fractura cesara de crecer, incluso si P,,; es suficiente para mantener el espesor. Esto,
entonces, define la proporcién minima de tratamiento por propagacién de la fractura.

2.7 Efectos de la tortuosidad y de la friccidn en los disparos.
Friccion cercana al pozo NWBF (Near-wellbore friction) es un término comodin disefiado para

abarcar un numero de efectos que acttan en la restriccidn de la trayectoria de flujo entre el pozo y
el cuerpo principal de la fractura o fracturas. Usualmente, la presidén cercana al pozo es la suma de
estos efectos causados por la tortuosidad y la fricciéon en los disparos. Existen diferentes técnicas
para tratar con cada uno de estos, y tal vez se necesiten pruebas por etapas para decidir qué
fendmeno esta causando el problema.

La friccion en los disparos es facil de visualizar. Las perforaciones consisten en un namero de
pequenos agujeros, a través de los cuales un fluido altamente viscoso es bombeado a muy altos
gastos. Por lo tanto, es casi una conclusidn obvia que hay una caida de presién. Actlan cuatro
cosas para hacer que esta caida de presion sea compleja y dificil de predecir:

1. El tratamiento no serd bombeado a través de todas las perforaciones. Aun sobre un largo
intervalo perforado con 200 a 400 perforaciones, es como si solo 10 a 20 de las
perforaciones estuvieran tomando el fluido inyectado. Esto se ha demostrado muchas
veces: La formacidon se rompe en el punto mas débil, no sobre el intervalo entero
perforado simultdneamente.

2. Las perforaciones activas se erosionaran e incrementaran su didametro a través del
tratamiento. El apuntalante es altamente abrasivo y puede incrementar significativamente
el tamafio de una perforacién, abriendo conforme el tratamiento avanza (Cramer, 1987).

3. Algunas perforaciones son mas parecidas que otras. Las pistolas se encuentran a lo largo
del lado bajo del pozo, los agujeros en el lado bajo serdn mayores que los agujeros en el
lado alto. Esto pone en tela de juicio la uniformidad de los didmetros de los disparos.

4. Algunas perforaciones tal vez seran bloqueadas o parcialmente bloqueadas. Los bloqueos
tal vez se deban a materiales producidos de la formacion (hidratos, asfaltenos, parafinas,
finos, arena producida), escombros debidos a los disparos, materiales dafiantes
introducidos en el pozo (tales como perdida de aditivos de fluidos), o una combinacién de
estos.

La mayoria de los simuladores de fractura calculardan automaticamente la friccion de perforacién y
de vuelta esto de cualquier calculo de presidn neta. Estos calculos son tan buenos, como los datos
de entrada.
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Figura 2.1 - llustracidn diagramatica de las trayectorias de flujo restringidas entre las
perforaciones y la(s) fractura(s) principal(es), que causan tortuosidad.

La tortuosidad comienza donde las perforaciones terminan. En un mundo ideal, la conexién entre
las perforaciones y el cuerpo principal de la fractura o fracturas, seria recta, amplia y fluida.
Algunas veces éste no es el caso y la trayectoria de flujo estd restringida. Algunas veces esta
trayectoria de flujo puede estar tan restringida que afecta significativamente al tratamiento. De
hecho, la tortuosidad puede ser la principal causa de screenouts(*) prematuros. La figura 2.1
muestra una ilustracién de la tortuosidad. Debido a que la conectividad de la fractura al pozo es
crucial en yacimientos de alta permeabilidad, es esencial aliviar la tortuosidad; para formaciones
de baja permeabilidad es menos critico pero sigue siendo deseable.

La tortuosidad fue inicialmente documentada por Palmer y Veatch (1990), aunque muchos otros
habian estado observando este fendmeno por algin tiempo sin advertir qué era exactamente.
Cleary y col. (1991), fue capaz de describir mas profundamente la tortuosidad e iniciar a tomarla
en cuenta en el modelado de fracturamiento. En 1993, Cleary y col., fueron los primeros en
documentar los procedimientos de campo para la mitigacion e incluso reparacién de los efectos de
la tortuosidad.

No todos los pozos son afectados por la tortuosidad. No todas las formaciones son susceptibles a
la tortuosidad. En algunas formaciones puede ser casi imposible colocar cualquier apuntalante, a
pesar del hecho de que es relativamente facil crear y propagar la fractura por si misma. Los
siguientes son algunos factores que afectan la tortuosidad, algunos que pueden ser controlados y
otros que no:

e Longitud del intervalo disparado. Todo disparo es un recurso potencial de inicio de una
fractura. Entre mas disparos haya, es mayor la oportunidad de tener tanto fracturas
multiples, como complejidad entre las perforaciones y la(s) fractura(s). Reducir el numero
de disparos ayuda a mantener las cosas simples. Mientras que esto ayuda en la formacion
de las fracturas, quizd conduzca a fracturas estranguladas durante la produccion, un
impedimento considerable en formaciones de alta permeabilidad.

(*)Screenout: Indica un bloqueo en los canales de la fractura debido a que hay apuntalante de menor tamafio, que esta fuera del
rango del tamafio de maya utilizado en el disefio del tratamiento. Entre las paredes de la fractura y el apuntalante de mayor
tamafio se depositan las particulas de apuntalante de menor tamafio, bloqueando los canales que se forman. Para evitar un
screenout se debe usar apuntalante que esté dentro de un rango de tamafio de maya, adecuado para el tipo de fractura que se
desea.
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e La direccidn y divisidon en etapas de terminacion. La estrategia dptima de terminacién en
pozos verticales es disparar en fase de 180°, con orientacién en direccién del esfuerzo
maximo horizontal. La fractura también tendera a propagarse en esta direccién. El Unico
modo de hacer esto es a través del uso de pistolas orientadas y el conocimiento del azimut
de fractura a priori. Los disparos que apunten en direccién opuesta de la direccién de
maximo esfuerzo horizontal, adicionaran complejidad a la formacién en la cercania del
pozo. Ademds, las estrategias de perforacion que producen espirales de agujeros
alrededor del pozo en vez de lineas verticales, también adicionaran complejidad.

e Didmetro de disparo y profundidad de penetracién. Un trabajo reciente de Pongratz y
col., (2007) indica que la fractura se iniciara desde la base del disparo, en la interface entre
el cemento y la roca, en vez de la punta o del lado del disparo del tunel. En estos casos,
agujeros de diametro pequefio (usualmente pero no siempre, asociados con cargas de
penetracion profundas) producen un menor “esfuerzo” alrededor del agujero del disparo y
asi hacen la iniciacidn de la fractura mas facil y menos compleja. Este efecto es mayor en
formaciones duras y de baja permeabilidad.

e Desviacion del agujero perforado. Las fracturas tienden a propagarse a lo largo de un
plano vertical, ya que este es el camino de menor resistencia y controlado por el esfuerzo
in-situ de la formacién. En la regién alrededor del pozo, debido a su forma cilindrica, los
esfuerzos ya no son esfuerzos de campo lejano. Ademas, el acto de perforar el pozo (que
casi seguramente ha sido perforado y cementado sobre balance) y bombear dentro de la
formacidn para crear la fractura; hard un mayor cambio en los esfuerzos alrededor del
pozo. Esto quiere decir que para pozos no verticales, con un azimut lejos de una de las
orientaciones principales de esfuerzos, la fractura probablemente iniciard en un plano
diferente que el determinado por el de los esfuerzos de campo lejano. En algin punto
lejano del pozo (dentro de unos pocos didmetros de pozo) el régimen de esfuerzos de
campo lejano se volvera de nuevo dominante y la fractura cambiara de plano a menudo y
de repente. Esto incrementa la complejidad de la fractura y pérdidas de presidn.

e Caracteristicas mecanicas de la formacion. Las formaciones que son duras y fragiles (que
tienen alto mddulo de Young y baja resistencia a la fractura) tienden a ser mas
susceptibles a la tortuosidad que otras que son suaves y ductiles. Esto es porque es mas
facil crear y propagar fracturas en materiales duros y fragiles.

e Contraste entre esfuerzos horizontales maximos y minimos. El efecto del contraste entre
esfuerzo in-situ minimo horizontal (o, ;i) v esfuerzo maximo horizontal in-situ (op, max)
se ilustra en la figura 2.2. Si los esfuerzos de campo lejano estdn en una direccion
significativamente distinta de la orientacién de la propagacion inicial de la fractura, la
fractura tendra que hacer un cambio radical en direccién en algun punto. Cuando los
esfuerzos horizontales son muy similares, éste serd un cambio gradual de direccion,
acompanado de un ancho de fractura amplio. Cuando hay un gran contraste entre estos
esfuerzos, el cambio de direcciéon sera mucho mas abrupto e introducird una reduccion
dramatica en el ancho, conduciendo a un flujo restringido. Los grandes contrastes en
esfuerzos verticales son tipicamente encontrados en formaciones que han experimentado
actividad significativa tectdnica y otras actividades geoldgicas. Por lo tanto, es razonable
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asumir que las formaciones en dareas geoldgicamente activas, o con un historial
significativo de fallas, tendran una tendencia incrementada hacia la tortuosidad.

g

» g
h,max h,min

o =0

h,max h,min

M max

Figura 2.2 — llustracion de los efectos del esfuerzo horizontal contra la tortuosidad (después
de Wrighty col., 1996)

Screenouts prematuros. La tortuosidad tiene un efecto mucho mds adverso que el de sélo
agregar presion a la presién de fondo de pozo del tratamiento (BHTP). Desafortunadamente,
debido a que la tortuosidad es causada por trayectorias de flujo restringido entre las
perforaciones y el cuerpo principal de la fractura, puede ser también dificil bombear aunque
sea, concentraciones moderadas de apuntalante dentro de la fractura. El apuntalante de
puenteo en esta regién es muy comun. A menudo, la geometria de la trayectoria de flujo
cercana al pozo, es tal que menores concentraciones de apuntalante pueden pasar a través sin
ningun problema serio, pero tan pronto como las concentraciones de apuntalante critico
pasan, los granos puentean sobre el canal de flujo y causan screenout prematuro. Hay
numerosos casos de tratamientos que bloquean las fracturas (screenout) conforme el
apuntalante alcanza a la formacion.

Las técnicas para remediar la tortuosidad se basan en bloquear deliberadamente los canales
de flujo mas estrechos y entonces usar un gasto incrementado y presion para forzar a los
canales de flujo que permanecen suficientemente amplios (Cleary y col.,. 1993). Por supuesto
el mejor plan es incorporar practicas de perforaciéon del pozo y las terminaciones, junto con
mediciones apropiadas de esfuerzos y orientaciones de los esfuerzos, en una aproximacion
holistica con fracturamiento hidraulico.
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2.8 Mini fracturas

El propdsito de las mini fracturas es el de proveer la mejor informacién posible acerca de la
formacion, antes de bombear el tratamiento real.

La mini fractura es disefiada para ser lo mas cercana posible al tratamiento real, sin bombear
ningun volumen significativo de apuntalante. La mini fractura debe ser usada bombeando el fluido
de tratamiento previsto, al gasto anticipado. Debe ser con suficiente volumen para contactar
todas las formaciones que se estimd que se contactarian con el disefio del tratamiento principal.
Una buena mini fracturacién, bien planeada y ejecutada puede proveer de informacién en la
geometria de la fractura, propiedades mecanicas de la roca y leakoff del fluido —informacién que
es vital para el éxito del tratamiento principal.

2.9 Caracteristicas mecanicas de la roca
2.9.1 Definiciones basicas

2.9.1.1 Esfuerzo y deformacién
Esfuerzo. Si una fuerza F, estd actuando en un cuerpo con un area de seccidn transversal, A,

perpendicular a la direccién de accién de la fuerza, entonces el esfuerzo o, inducido en este
cuerpo es igual a la fuerza dividida por el area:

Notese que es muy similar a la férmula para calcular presion. El esfuerzo y la presion tienen las
mismas unidades y son esencialmente la misma cosa — energia almacenada. La diferencia principal
entre las dos es que en liquidos y gases, la materia fluird lejos de una fuerza aplicada hasta que la
fuerza y esfuerzo (o presion) sea la misma en todas direcciones. (Por ejemplo el equilibrio se ha
alcanzado). Sin embargo, los sélidos no se pueden deformar de tal forma, por lo tanto estos
materiales siempre tendran un plano a través del cual los esfuerzos son maximos. También
tendran un plano perpendicular a éste, a través del cual los esfuerzos son minimos.

Las propiedades tales como la masa y el volumen se dice que son escalares — requieren solamente
una magnitud para definirlas. Cantidades tales como fuerza y velocidad son vectores — ellos
requieren no solo una magnitud, pero también una direccion en la cual estan actuando para poder
ser definidas por completo. El esfuerzo toma este paso mas alld como una propiedad de tensor —
solo puede ser definida por completo por una magnitud y un area a través de la cual estd
actuando.

Deformacidén. Deformacidn es la medida de cuanto ha sido deformado un material cuando se le
ha aplicado un esfuerzo. Conforme la fuerza F es aplicada en la direccién x, la altura original del
bloque del material x, cambia por §x (tal que la nueva altura es x — dx). La deformacidn en la
direccién x, esta dada por:

Nétese que la deformacién es definida en la misma direccion que la fuerza aplicada F, y
perpendicular al plano a través del cual actua el esfuerzo. La deformacién es importante porque
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ésta es la forma en que medimos el esfuerzo — por medio de la observacion de la deformacién de
una pieza de material conocido. La deformacién es adimensional.

2.9.1.2 Coeficiente de Poisson

El coeficiente de Poisson, v, es una medida de cuanto se deformara un material en una direccién

perpendicular a la direccién de la fuerza aplicada, paralela al plano en el cual el esfuerzo inducido
por la deformacion esta actuando. (Ver la figura 2.3)

F

¥y

. y + Oy

Figura 2.3.- Aplicacidon de la fuerza F en la direccion “x” producira una deformacion en la

direccion “y”.

La deformacidn en la direccién x, €,, estd dada por la ecuaciéon 2.7. De manera similar, la
deformacién en la direccién y esta dada por:

Notese que este valor es negativo, como un resultado de la forma en que definimos las fuerzas y la

direcciéon en que actuan. La deformacién compresiva es positiva; la deformacién por tensién es
negativa.
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El coeficiente de Poisson, v, esta definido por:

El coeficiente de Poisson es un factor importante para la determinacion del gradiente de esfuerzo
de una formacién pero es menos importante para definir las dimensiones de la fractura, aunque si
tiene algun efecto. Por definicién, el coeficiente de Poisson siempre es menor a 0.5 (de otra forma
un esfuerzo compresivo axial resultaria en un incremento de volumen) y valores tipicos de v para
rocas estan entre 0.2 y 0.35. El coeficiente de Poisson es, por supuesto, adimensional.

2.9.1.3 Mddulo de Young
El médulo de Young, E, (también conocido como mddulo de elasticidad o mdédulo eldstico) es

definido como la proporcidn de esfuerzo sobre deformacion:

Debido a que la deformacién es adimensional, E tiene las mismas unidades que el esfuerzo. El
modulo de Young es una medida de cuanto se deformara eldsticamente un material bajo una
carga. Este es otro término para dureza.

En un nivel mas fundamental, si el esfuerzo y la presiéon estan estrechamente relacionados
(aplicando presidn a una superficie se induce el esfuerzo), entonces en el fracturamiento podemos
pensar en el mddulo de Young como una medida de cuanto material (por ejemplo roca) se
deformara elasticamente cuando una presién es aplicada sobre el mismo. Debido a que la presion
es energia almacenada, E es también una medida de cudnta energia es necesaria para deformar
una roca.

Materiales con un alto médulo de Young (por ejemplo, vidrio, carburo de tungsteno, diamante y
granito) tienden a ser duros y quebradizos (susceptible a fractura quebradiza). Por otro lado,
Materiales con bajo E (por ejemplo goma, espuma de poliestireno y cera) tienden a ser suaves y
ductiles (resistentes a la fractura quebradiza)

Elastico vs plastico. La deformacidn elastica es reversible: si la fuerza (o presidon o esfuerzo) es
removida, el material regresa a su forma y tamafo original. Si mucha fuerza es aplicada a un
material que pasa mas alld de su limite eldstico, entonces el material empezara a deformarse
pldsticamente. Esto es permanente. Una buena ilustracién de esto es el pequeio resorte de un
boligrafo. Cuando el resorte es estirado ligeramente, regresara a su forma original. Sin embargo, si
el resorte es estirado demasiado, este serd deformado permanentemente o de manera plastica. El
modulo de Young sdlo se aplica a la deformacidn eldstica. Como un grupo de materiales, las rocas
tienden a no deformarse mucho de manera plastica. En cambio ellas se deformaran elasticamente
y después fracturar si el esfuerzo se vuelve muy alto. Excepciones notables a esto son las camas de
sal, carbonatos suaves (caliza) y carbonos jévenes.

Médulo de Young Estatico. Esta es la medida estandar de E y es aplicable al fracturamiento
hidrdulico. El material esta siendo deformado de manera lenta y en una sola direccion.
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Médulo de Young Dindmico. Esta es la propiedad de la roca medida por herramientas especiales
de registro sdnico. El material ya no se encuentra de forma estdtica; en vez de eso, esta siendo
continuamente estirado y comprimido de manera rdpida. Esto es a menudo una variacién
importante entre los valores estaticos y dindmicos para E debido a un proceso conocido como
histieresis. La histieresis es un retraso de los efectos de la fuerza, cuando las fuerzas actuando
sobre un cuerpo son cambiadas (como si fuera desde la viscosidad o friccidn interna). En esta
situacion, representa la dependencia historica de los sistemas fisicos. En un material eldstico
perfecto, esfuerzo y deformacion eldsticos son infinitamente repetibles. En un sistema exhibiendo
histéresis, la deformacién producida por una fuerza es dependiente de la magnitud de la fuerza 'y
la historia previa de deformacioén.

Moédulo de deformacidn plana. En el fracturamiento hidraulico, la deformacion en la direccion
perpendicular al plano de la fractura (por ejemplo, la direccion en la cual el espesor de la fractura
es producido) es efectivamente cero. Esto es porque en esta situacidon el denominador de la
ecuacién 2.7 es tan grande que la deformacién es efectivamente cero, incluso aunque haya
habido deformaciéon de material medible. Esto es conocido como “deformacion plana”, lo cual
implica que la deformacién sélo existe en una direccidon perpendicular a la direccién en la cual la
deformacidén es cero. Para tener en cuenta esta anomalia, los modelos de fractura usan el mdédulo
de deformacion plana E’ para calcular el espesor de la fractura:

, _ E
- (1_v2).............................

ceremennnenn(2.11)

En fracturamiento, el médulo de Young tipicamente tendra valores en un rango desde valores tan
bajos como 50,000 psi (para calizas muy suaves y superficiales o arenas débiles) hasta valores tan
altos como 6, 000,000 psi para arenas profundas, compactas y esquistosas. Cabe sefialar que el
madulo de Young podria no ser constante en una formacion débil o no-consolidada.

2.9.1.4 Otras caracteristicas mecanicas de la roca

Resistencia a la ruptura. La resistencia a la ruptura de un material es el nivel de esfuerzo que es
requerido para romper el material. Usualmente conforme el esfuerzo es aplicado, el material se
deformara elasticamente (reversible), se deformara pldsticamente y después se rompera. En la
mayoria de las rocas la deformacion plastica es despreciable y el material, para todos los
propdsitos practicos, se deformard eldsticamente y después se rompera.

Esta propiedad es importante en fracturamiento hidraulico debido a que el nivel de esfuerzo tiene
que ser sobrepasado para poder dividir la roca. Usualmente, el gradiente de fractura (la presién —
por ejemplo el esfuerzo- necesitaba fracturar la roca) tiene dos componentes: el esfuerzo inducido
por la sobrecarga, y la resistencia a la ruptura de la roca.

Los materiales también tienen un esfuerzo de compresién, el cual es la carga de compresiéon mas
alla de la cual un material fallara. Los mecanismos de ruptura son mas complejos debido a que el
material es a menudo comprimido en varias direcciones al mismo tiempo. Generalmente, las
rocas son mucho mas fuertes en compresion que en tensidn, un hecho del que tomamos ventaja
durante el fracturamiento.
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Médulo de corte o cizallamiento. El mddulo de corte es similar al médulo de Young, excepto que
se refiere al material estando en cizallamiento (corte) en vez de compresidon o tension. Define
cuanta energia se requiere para deformar eldsticamente un material en cizallamiento (ver figura
2.4).
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Figura 2.4.- Fuerza F aplicada para producir esfuerzo de corte.

El esfuerzo de corte,t, esta dado por:

Donde A es el area del bloque de materia paralelo a la linea de accién de la fuerza F (éste es el
plano a lo largo del cual es esfuerzo de corte actua) y esigual a a x b.

La deformacion de corte y, estd definida como:
X
y=:3= tANO ..o (2.13)

Por lo tanto, el médulo de corte G, es igual al esfuerzo de corte dividido por la deformacion de
corte:

_Fh

T
Y Ax

ceererereeneenn(2.14)

Moddulo de compresibilidad volumétrica. Conocido como mddulo volumétrico o simplemente
como modulo de compresibilidad, es otra constante eldstica, la cual define cuanta energia es
necesaria para deformar un material debido a la aplicacidon de presidn externa. Esta es una forma
especial de esfuerzo compresivo, en el cual el esfuerzo compresivo aplicado es igual en todas las
direcciones. Imagina un bloque de material, el cual originalmente tiene una presion p;, aplicada
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sobre el mismo y tiene un volumen V;. Esta presidon es aumentada a p,, lo que causa que el
volumen disminuya a V,. Como se ilustra en la figura 2.5. El incremento en el esfuerzo de
compresion volumétrica es el mismo que el incremento en la presién p, — p;. La deformacion de
compresion volumétrica es igual al cambio en el volumen, V,—V; dividido por el volumen original
V;. Por lo tanto el médulo de compresién volumétrica K, estd dado por:

(p2—-r1) V1 (p2—p1)
K=- = — ..(2.15
(V2=V1)/Vy (V2-V1) Y )
K=V (2.16)
av

Figura 2.5 - Cambios de volumen de V a V, conforme la presion se incrementa de P, a P,.

El signo de menos es introducido en la ecuacién, debido a que el término V,—V; siempre sera del
signo opuesto al término P,—P;. El médulo de compresién volumétrica es por lo tanto una medida
de cuanta energia toma para comprimir el material usando presién externa aplicada.

Relacién entre las cuatro constantes elasticas. Las cuatro constantes principales — médulo de
Young, mdédulo de corte, mdédulo de compresidon volumétrica y el coeficiente de Poisson- estan
todas relacionadas. Si dos de estas propiedades son conocidas, las otras dos pueden ser

deducidas.

E=3K(1—=20V) s (2.17)

K=- .(2.18)
3-6v
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E
G=22o) Yoo (2.19)
V= 2 e, (2.20)
6K

Por lo tanto, si el médulo de Young y el coeficiente de Poisson son conocidos, el mddulo de corte y
el mddulo de compresion volumétrica pueden ser deducidos. Por lo que, los simuladores de
fractura sélo requieren introducir E y v.

2.9.1.5 Criterio de rompimiento y cedencia.
Bajo condiciones de carga uniaxial (una-dimensién), la ruptura del material es simple: El material

se deforma eldsticamente hasta que ocurre un limite elastico, y después se deforma plasticamente
hasta que el material se rompe. El punto al cual la deformacidon cambia de elastica a pldstica es
referida como punto de cedencia o limite elastico. El maximo esfuerzo que un material puede
soportar bajo carga plastica es usualmente llamado resistencia ultima (tensién o compresidn),
resistencia final. Para materiales quebradizos tales como la mayoria de las rocas, la deformacion
plastica bajo la carga uniaxial es casi inexistente. El material, para todos los propdsitos practicos
se deformara eldsticamente y rompera (por ejemplo, el limite elastico = resistencia ultima).

Sin embargo, bajo las condiciones de carga triaxial, tales como aquellas experimentadas por
formaciones de roca subterrdneas, la situacion es mucho mas compleja. Para empezar los tres
esfuerzos mutuamente perpendiculares principales (referidos aqui como oy, g,y 0,), induciran
esfuerzos de corte en planos entre las direcciones x,y y z. Esto significa que hay seis esfuerzos de
corte principales (Txy, Txz Tyxs Tyz Tz, Y Tzy) Y POr lo tanto nueve esfuerzos principales (ver
figura 2.6). También se debe tomar en cuenta que durante una carga compresiva triaxial, la
ruptura ocurre por cizalladura, no por tensién o compresion convencional. Esto significa que bajo
una carga triaxial compresiva y si un balance adecuado es mantenido entre los tres esfuerzos
principales, el esfuerzo de corte puede ser mantenido debajo del nivel requerido para la ruptura, y
el material puede esencialmente soportar esfuerzo infinito. Tal situacidn ocurre cuando un bloque
solido de material esta sujeto a presidn hidrostatica. Finalmente, debe ser reconocido que bajo
carga triaxial compresiva, incluso los materiales considerados “quebradizos” (como la mayoria de
las rocas) pueden mostrar deformacion plastica sustancial antes de la ruptura.
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Figura 2.6 - Estado general del esfuerzo (después de Budynas, 1999).
El estado tridimensional del esfuerzo a cualquier punto dado es descrito por la siguiente matriz:
Ox Txy Tgzx
[o] = !Txy Oy Tyz](ZZl)
Tzx Tyz Oz

Usando técnicas de transformacién estandar tridimensional (ver Budynas, 1999 para ejemplos).
Estos esfuerzos pueden resolverse a un sistema coordenado como:

oo 0 O
[6]=|0 0y O (2.22)
0 0 o

Estos son los tres esfuerzos principales, gy, g5, y 03, definidos tales que o; > g, > 03 (ndtese que
la tensidn es positiva y la compresidn es negativa, asi una carga pequefia de tensidon es mayor que
una carga grande de compresion). Para poner esto de otra forma, la direccion de estos tres
principales esfuerzos ha sido definida de tal manera que estan en una direccidon que no produce
esfuerzos de corte perpendiculares. En todas las otras direcciones, el esfuerzo de corte existira.

Criterio de ruptura triaxial. Varios métodos han sido desarrollados para decidir cudando un
material fallarad bajo carga triaxial. Los principales usados hoy en dia son Tresca (maximo esfuerzo
de corte), von Mises (maxima energia de distorsion) y Mohr-Coulomb. Ambos Tresca y von Mises
se aplican a materiales ductiles. El criterio de ruptura Mohr-Coulomb, que es mas aplicable a
materiales quebradizos, sera discutido en mas detalle a continuacién.
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Criterio de ruptura Mohr-Coulomb. Este criterio de ruptura, como se ilustra en la figura 2.7, se
basa en el uso de dos factores clave que pueden usualmente ser obtenidos de manera empirica:
Syc (resistencia ultima bajo compresidn uniaxial) y syr (resistencia ultima bajo tensién uniaxial).
Para rocas, como para la mayoria de los materiales quebradizos, sy es usualmente muchas veces

mayor que Syr.

La figura 2.7 parece compleja pero puede ser explicada facilmente. Para construir este diagrama,
primero hay que graficar dos circulos de Mohr basados en los valores de syr y Syc. Estos son los
dos circulos punteados en la figura 2.7. Después hay que dibujar tangentes a estas lineas como se
ilustra; estas son las lineas de ruptura. Finalmente, construir el circulo de Mohr basado en la
magnitud y diferencia entre g; y g3, como es ilustrado por el circulo sélido (no punteado) en la
figura 2.7, recordando que o; > g3 . Si el circulo sélido es lo suficientemente pequefio para
permanecer dentro de las tangentes, entonces el material no se rompera. Sin embargo, si la
diferencia y magnitud de o7 y g3 son tales que el circulo sélido sale de las tangentes y en la regién
marcada como “ruptura” en la figura 2.7, entonces el material se rompera. En la figura 2.7 los
esfuerzos son tales que el material esta justo en el punto de ruptura, con el principio del esfuerzo
del circulo de Mohr cayendo justo en las tangentes.

Ruptura

Estabilidad

Ruptura

Figura 2.7 - Criterio de ruptura Mohr-Coulomb para materiales quebradizos

2.9.2 Esfuerzo in-situ y orientacion de la fractura.
Los esfuerzos in-situ son los esfuerzos dentro de la formacién, que actlan como una carga

(usualmente compresiva) en la formacion. Vienen principalmente de sobrecarga, y estos esfuerzos
son relativamente faciles de predecir. Los factores tales como la tectdnica, el vulcanismo vy el flujo
plastico en formaciones adyacentes, pueden afectar significativamente los esfuerzos in-situ. Estos
factores son mucho mas dificiles de predecir. Ademas, el acto de crear una anomalia localizada —
tal como un pozo petrolero- puede afectar significativamente los esfuerzos en un area especifica.
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2.9.2.1 Esfuerzo de sobrecarga.

Los esfuerzos debidos a la sobrecarga (también llamados esfuerzos verticales) son simplemente la
suma de todas las presiones inducidas por todas las diferentes capas de roca. Por lo tanto, si no ha
habido influencias externas —tal como tectdnica- y las rocas se estan comportando de forma
elastica, los esfuerzos verticales g, , a cualquier profundidad dada H, estdn dados por:

0-1]:25[ Pnghn ...........................................

Donde p,es la densidad de la roca de la capa n, g es la aceleracién debida a la gravedad y h,,, es la
altura vertical de la zona n, entonces hy + hy + -+ h,, = H.

Esto es a menudo expresado de forma mas simple en términos de un gradiente de sobrecarga g,p:

2.9.2.2 Esfuerzos horizontales.

Existe un régimen complejo de tres dimensiones en la mayoria de las formaciones subterraneas.
Para simplificar las cosas, los esfuerzos son usualmente resueltos en tres componentes de
esfuerzo mutuamente perpendiculares: el esfuerzo vertical g,, y dos esfuerzos horizontales,
0y mins Y Ov,max-

Adicionalmente, como los esfuerzos son tridimensionales, también lo son las tensiones. La relacién

. n

eldstica entre estos esfuerzos y tensiones en tres direcciones mutuamente perpendiculares “x”,
“y”y “z”, estan gobernados por la ley de Hooke. Para el caso de deformacion eldstica sin influencia
externa (como tectdnica) en una formacién homogénea e isotrdpica, hay dos cosas importantes a
recalcar. Primero, 0,min = Oymax POrque la tensidon sera simétrica en el plano horizontal.
Segundo, como cada unidad individual de roca estd empujando a otra unidad idéntica de roca con
la misma fuerza horizontal, €, min = €nmax = 0 (por ejemplo; no hay deformacién en el plano

horizontal).

Por lo tanto, de la ley de Hooke, sustituyendo &, = &, = 0, 0y = 0y, = 0y, y 0, = 0y, entonces:

op = 0y :—V ........................................... (2.25)

La ecuacion 2.25 indica que la relacion de Poisson puede tener una influencia considerable en los
esfuerzos in-situ horizontales. Adicionalmente, dado que v <0.5 y que es usual en la regién de 0.25
para rocas, la ecuacion 2.25 también nos muestra que a menos de que haya alguna influencia
externa extrema, los esfuerzos horizontales siempre serdn menores que los verticales. Esto tiene
implicaciones para la orientacidn de las fracturas.

2.9.2.3 El efecto de presidn de poro y gradiente de fractura.
Después del trabajo de Biot (1956) el esfuerzo vertical (Ecuacidon 2.24) es usualmente modificado

para tomar en cuenta los efectos de presion de poro (o yacimiento), tal que:
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Donde g,p, es el gradiente de presién de sobrecarga (usualmente entre 1.4y 1.1 psi/ft) y a, es la
constante de Biot poro-elastica, la cual es la medida de qué tan efectivamente el fluido transmite
la presidon de poro a los granos de roca. o depende de variables tales como la uniformidad y
esfericidad de los granos de roca. Por definicién a esta siempre entre 0 y 1, usualmente se asume
que estd entre 0.7 y 1.0 para yacimientos de petréleo. Podemos ver de la ecuacién 2.26 que el
esfuerzo vertical es reducido por la accidn de la presidon del yacimiento, como si los fluidos del
yacimiento levantaran parcialmente la sobrecarga. Este valor es a menudo referido como el
esfuerzo efectivo. También se debe notar que conforme la presidén de yacimiento declina (por
ejemplo durante el agotamiento), el esfuerzo efectivo vertical puede incrementar.

El esfuerzo horizontal es a menudo modificado para tomar en cuenta los efectos de presién de
poro. Como resultado del trabajo de Handin y col., 1963 (basado en investigaciones previas por
van Terzaghi, 1963 y de Biot, 1956); la ecuacion 2.25 es generalmente modificada para tomar en
cuenta los efectos de presién de poro:

oy = (0, — apy) :_v + APy e, (2.27)

Bajo la mayoria de las circunstancias, g, decrementard conforme la presidn de poro decline.

Gradiente de fractura. La ecuacién 2.27 da la magnitud de los esfuerzos horizontales en la
formacidn, siempre que los dos esfuerzos horizontales sean iguales y que la formacién sea
uniforme. Para determinar el esfuerzo con el que la formacién se fracturard, es a menudo
necesario agregar una componente (g7) para tomar en cuenta la fuerza de tensién de la roca (a
menudo minima debido a los efectos de fractura deleznables) y los efectos tectdnicos, etc. El
gradiente de fractura g, por lo tanto se convierte en:

9o = (5) (F222D 4 ap, + 57)..(2.28)

Las fracturas siempre se propagaran a lo largo de la trayectoria de menos resistencia. En un
régimen de esfuerzos tridimensionales, una fractura se propagara evitando la mayor tensién y
creara el ancho en la direcciéon que requiera la menor fuerza. Esto significa que una fractura se
propagara paralelamente al principal y mayor esfuerzo, y perpendicular al plano del esfuerzo
menor principal. Esto es un principio fundamental, por lo tanto, la llave de entender la orientacion
de la fractura es entender el régimen de esfuerzo.
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Figura 2.8 - Propagacion de la fractura perpendicular al esfuerzo horizontal minimo.

La propagacion perpendicular al principal esfuerzo minimo (usualmente 6y, ;i) significa que casi
siempre se propagard en un plano vertical (ver figura 2.8). Pero hay algunas excepciones.

2.10 Caracteristicas reolégicas del fluido

2.10.1 Viscosidad

La viscosidad es una medida de cudnto se resiste un fluido a la deformaciéon como resultado de
una fuerza o presion aplicada. Es una medida de qué tan grueso es el fluido. La viscosidad es
raramente un valor constante, ya que puede cambiar dramdaticamente con la temperatura,

esfuerzo de corte aplicado y composicion del fluido. La viscosidad estd definida como la relacion
entre el esfuerzo y la velocidad de corte.

2.10.1.1 Velocidad, esfuerzo de corte y viscosidad
Velocidad de corte y. En mecdnica de fluidos, la velocidad de corte es una medida de qué tan
rapido un fluido estd fluyendo en una superficie fija. Se puede pensar en la velocidad de corte

como una medida de cudnta agitacién esta recibiendo el fluido.
Causas de la velocidad de corte:

e Bomba centrifuga giratoria

e Flujo a través de la tuberia

e Prueba de viscosimetro modelo 35
e Mezclador Jet

e Agitacion del Tanque
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Esfuerzo de Corte, t. Resistencia que produce un fluido a una velocidad de corte aplicado. Por
ejemplo, requiere mas fuerzo (o presién) para bombear agua a 20 bpm que a 10 bpm.

Viscosidad, p. La propiedad del fluido que define cuanto esfuerzo de corte es producido por una
velocidad de corte, es llamada viscosidad. Entre mas grande sea la viscosidad, mayor la resistencia
de un fluido a la agitacién de corte.

2.10.1.2 Medicion de la viscosidad.
El método estandar para la medicion de la viscosidad de un fluido es agitarlo a una velocidad de

corte conocida y después ver cuanta fuerza es producida en una superficie fija, colocada cerca de
la fuente de agitacién, con una pequefa capa del fluido de prueba entre ellas. Para un gasto fijo de
corte, entre mayor sea la fuerza de una superficie fija, mayor sera la viscosidad del fluido.

2.10.2 Comportamiento del fluido
2.10.2.1 Fluidos Newtonianos
La ley de Newton de los fluidos establece que hay una relacion linear entre la velocidad de corte y

el esfuerzo de corte, como se ilustra en la figura 2.9. El gradiente de esta linea recta es la
viscosidad:
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Figura 2.9 - Relacion entre la velocidad de corte y el esfuerzo de corte para un fluido
newtoniano.

cerenneennnenn(2.29)

Newton fue el primero en darse cuenta de la relacién en los fluidos entre la fuerza aplicada y la
resistencia a esa fuerza. Sus experimentos fueron llevados a cabo en fluidos simples tales como
agua y salmuera, y no en fluidos mds complejos, como esos usados en las actividades de
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estimulacién. Un fluido que muestra una relacién linear entre la velocidad de corte y el esfuerzo
de corte es referido como Newtoniano. Sin embargo, existe una gran variedad de fluidos que no
muestran este comportamiento y son referidos como no-Newtonianos.

Ejemplos de fluidos Newtonianos incluyen agua dulce, agua de mar, la mayoria de las salmueras,
acidos no gelificados, diesel, alcohol y gases (a una temperatura y densidad constantes).

2.10.2.2 Fluidos no-Newtonianos
Los fluidos no Newtonianos no muestran una relacién linear entre la velocidad de corte y el

esfuerzo de corte, excepto en situaciones muy especializadas. Estos pueden ser divididos en tres

tipos bdsicos como se muestra en la figura 2.10:
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Figura 2.10 - La relacién entre la velocidad de corte y el esfuerzo de corte para a) Un fluido
Newtoniano; b) Fluido de ley de potencias (adelgazamiento de corte); c) Fluido plastico de
Bingham y d) Fluido Herschel-Buckley.

2.10.2.2.1 Fluido plastico de Bingham

Este tipo de fluidos requieren que un esfuerzo de corte inicial sea introducido antes de que se
deformen. Dicho de otra forma, tienen un punto de cedencia o esfuerzo de gel(*) que se debe
romper antes de que el fluido se pueda mover (aunque algunos fluidos tienen un esfuerzo de gel y

eso no tiene nada que ver con cedencia).

(*)Esfuerzo de gel: Esfuerzo que se aplica para romper el gel. Las etapas del gel son las siguientes:

-Gel lineal: Bombeable (con éste se crea la fractura)

-Gel activado: Con alta viscosidad, tiene mayores propiedades de suspensidn de particulas, con éste se crea la fractura y se
transporta el apuntalante.

Después se tiene que romper el gel (alcanzar su punto de cedencia o “gel strength”) para bombearlo de regreso. Existen aditivos
activadores (para lograr la activacidn del gel) y retardadores para activar el gel a mayor temperatura.
|
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Este tipo de fluidos son no-Newtonianos, aunque éste usualmente tiene una viscosidad constante
una vez que el esfuerzo de gel inicial ha sido sobrepasada:
T = Typ F UpY creeereereenmenneseisincieinines (2.31)

Donde 7,p es el punto de cedencia y tiene unidades de campo de Ibf/100ft? (ndtese que en
mediciones de laboratorio, 7,p tiene las unidades Ibf/ft?, asi que el valor tiene que ser

convertido antes de ser usado), y up es la viscosidad plastica en cp.

2.10.2.2.2 Fluido de ley de potencias
El siguiente grupo de fluidos son generalmente referidos como fluidos de ley de potencias,

aunque otros nombres han sido usados para describirlos. En general, no hay relacién lineal entre
la velocidad de corte y el esfuerzo de corte, por lo que la viscosidad aparente (la viscosidad que el
fluido parece tener, a una velocidad de corte especifica) cambia con la velocidad de corte. La
ecuacion que sigue describe el comportamiento del fluido de la ley de potencia:

Para poder encontrar K’ (el indice de consistencia de ley de potencias) y n’ (el exponente de ley de
potencias). Las lecturas del viscosimetro son tomadas a una variedad de diferentes velocidades de
corte. La velocidad de corte es graficada contra la grafica de esfuerzo de corte. Asi que K’ es la
interseccion del eje log Ty n’ es el gradiente. K’ tiene las unidades de Ibf.sec™ /ft?, para poder
ser consistente, mientras n’ es adimensional.

Los fluidos de ley de potencias pueden ser divididos en tres grandes categorias:

Fluidos de adelgazamiento por corte. En estos fluidos, n’ es menos que 1, asi los fluidos
experimentan un decremento en la viscosidad aparente conforme la velocidad de corte aumenta.
La mayoria de los fluidos usados para fracturamiento caen dentro de esta categoria.

Fluidos Newtonianos. Los fluidos Newtonianos son un caso especial de los fluidos de ley de
potencias en los cuales n’ es igual a 1, por ejemplo, la viscosidad es constante e igual a K’'.

Fluidos de engrosamiento por corte. Estos fluidos tienen un n’ mayor a 1, asi que muestran un
incremento en la viscosidad aparente conforme la velocidad de corte se incrementa. Ejemplos
extremos de estos fluidos se pueden comportar como si fueran sélidos cuando son expuestos
incluso a fuerzas de corte moderadas.

2.10.2.2.3 Fluidos Herschel-Buckley
Otro ejemplo de un fluido de ley de potencias es el fluido Herschel-Buckley, éste a menudo es

usado para moderar el comportamiento de flujo de las espumas:

Donde 7, es el umbral de esfuerzo de corte, K es el indice de consistencia Herschel-Buckley y n”’
el exponente Herschel-Buckley.
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Los fluidos Herschel-Buckley son basicamente una combinacidn de fluidos pldsticos de Bingham y
los fluidos de la ley de potencia. Un umbral inicial de esfuerzo de corte tiene que ser sobrepasado
antes de que el fluido fluya. Una vez que esto ha ocurrido, la viscosidad no es constante y variard
de acuerdo a la velocidad de corte.

2.10.2.3 Viscosidad aparente
La viscosidad aparente de un fluido es la viscosidad del fluido a una velocidad de corte especifica.

Para un fluido Newtoniano, la viscosidad aparente es la misma que la viscosidad actual. Para
todos los otros fluidos, la viscosidad aparente es la pendiente de una linea sobre una curva de
velocidad de corte vs esfuerzo de corte, como se muestra en la figura 2.11.
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Figura 2.11 - Cambio en la viscosidad aparente para un fluido de ley ce potencias a dos gastos de
corte.

Como se puede ver en la figura 2.11, para un fluido de ley de potencias de adelgazamiento por
corte, la viscosidad aparente del fluido (la pendiente de las dos lineas) decrece conforme la
velocidad de corte se incrementa. Conforme la velocidad de corte y;, la pendiente de la linea 1,
U1, (y por lo tanto la viscosidad aparente) es mayor que la pendiente de la linea 2 a una velocidad
de corte mucho mayor y,. Por lo tanto, se dice que el fluido es de adelgazamiento por corte.

En la practica, es la viscosidad aparente la que usualmente es medida. El modelo 35 de
viscosimetro esta establecido tal que a 300 rpm (con un rotor R1, un bob B1 y un factor de resorte
=1), el aparato lee la viscosidad aparente directamente sin calculos adicionales requeridos.

2.10.3 Regimenes de flujo

2.10.3.1 Flujo tapdn, laminar y turbulento
La figura 2.12 ilustra los tres diferentes regimenes de flujo que un fluido puede presentar, con
flujo tapdn siendo a la velocidad de fluido mas baja y turbulento siendo a la mas alta.
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Figura 2.12 - Los tres regimenes de flujo

Flujo tapon. Conforme el gasto de flujo se incrementa, el fluido fluye con un perfil de velocidad
casi uniforme. El fluido se mueve con un frente uniforme a través de casi toda el area de flujo.

Flujo laminar. Conforme el gasto de flujo se incrementa, el perfil de la velocidad comienza a
cambiar. El fluido cercano a las paredes de la tuberia (o ducto, o fractura) fluye mas lentamente,
mientras el fluido en el centro de la tuberia fluye mas rapido. La velocidad del fluido es una
funcion de la distancia de la pared de la tuberia. Este también es conocido como "flujo en linea”

Flujo turbulento. Conforme el gasto de flujo se incrementa, el contraste en velocidad a través del
area de flujo se hace inestable, y el fluido se transforma en flujo turbulento. Esto estd
caracterizado por una serie de torbellinos pequenos-en-escala y remolinos, moviéndose en la
misma direccion general.

La presién de friccion producida por el flujo de fluido es altamente dependiente del régimen de
flujo. Por lo tanto, es importante ser capaz de determinar el régimen de flujo.

2.10.3.2 Nimero de Reynolds
El régimen de flujo es encontrado usando el nimero de Reynolds (Ng.), como sigue:
Nge <100  Flujo tapdn

100 < Ng, <2000 Flujo Laminar
Nge >2000 Flujo turbulento

El nimero de Reynolds para flujo en tuberia puede ser encontrado de:

Nie =L oo 2.34)

donde p es la densidad del fluido, d es el didametro interior de la tuberia, v es la velocidad del
“volumen” de fluido a lo largo de la tuberia y u la viscosidad.
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La ecuacidn 2.34 es para unidades en el sistema Sl y la siguiente es para unidades de campo:

Npe = 132,624% .......................... (2.35)

donde yf;y,4 €s la gravedad especifica del fluido, g es el gasto en bpm, d es el diametro interno de
la tuberia en pulgadas y u es la viscosidad en cp.

Obviamente estas dos ultimas ecuaciones sélo se aplican a fluidos Newtonianos, por ejemplo,
fluidos con viscosidad constante. Como ya se ha mencionado, en ingenieria de fracturamiento
raramente se trata sélo con fluidos Newtonianos, asi que a continuacion esta la ecuacién anterior
convertida para fluidos de ley de potencias:

_ Y fruiav ™"
Nee = 1549 LEC e (2.36)

Donde v es la velocidad en ft/seg. Para hacer las cosas mas faciles v puede ser facilmente
encontrado del gasto, q:

V= 17.157(% ......................................... (2.37)

con g en bpm y d en pulgadas.

2.10.4 Friccidn de fluido.
Uno de los objetivos finales de mecanica de fluidos — tanto como le concierne a la ingenieria de

fracturamiento — es ser capaz de predecir la presion de friccion ( Ppipe friction) de los fluidos que
estdn siendo bombeados. Esto a menudo es muy dificil debido a que la composicién y temperatura
del fluido estda cambiando constantemente conforme progresa el tratamiento. Ademas, flujos de
dos-fases (liquido y apuntalante) e incluso de tres-fases (liquido, apuntalante y gas) son comunes.
Predecir la presion de fricciéon del fluido es, por lo tanto, un proceso poco fiable; realmente no hay
sustituto para la confiable informacién de presién de fondo. Fallando eso, la siguiente mejor
opcién es usar las tablas de presidn de friccion, usando la informacién generada por el bombeo del
fluido alrededor de las turbulencias de flujo o vortices de Taylor (por lo tanto la informacion esta
basada en una situacion similar al proceso de tratamiento). La mayoria de los simuladores de
fracturas modernos incorporan informacién de estas pruebas en sus modelos de fluidos, asi la
presion de friccidn predicha por éstos también son razonablemente fiables (aunque no perfecta,
ya que la temperatura del pozo estd cambiando continuamente) al menos que haya apuntalante
en el fluido.

Cuando los tres métodos mencionados anteriormente no son posibles, la presidon de friccion
podria ser calculada de la informacidn del fluido, usando uno de varios métodos disponibles.

2.10.4.1 La influencia del régimen de flujo.

El régimen de flujo tiene una gran influencia en la presién de friccion debido a que los mecanismos
qgue crean la pérdida de energia varian significantemente de forma masiva. En los flujos tapdén y
turbulento la pérdida principal de energia es debido a los efectos de friccion entre el fluido y la
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pared del canal de flujo (usualmente una tuberfa, pero también un ducto o una fractura). Esta es
aproximadamente proporcional a la velocidad del fluido.

Sin embargo, para flujo turbulento, la situacién es mucho mds compleja. Las fuerzas internas e
inerciales de viscosidad se vuelven mucho mas significantes, y la pérdida de energia se incrementa
mucho mas rapido que la velocidad del fluido. Es por lo tanto importante conocer el tipo de
régimen de flujo que estd experimentando el fluido ya que diferentes métodos son utilizados para
calcular la friccidn.

Efecto del apuntalante en la friccidn del fluido. La concentracién de apuntalante tiene un efecto
significante en la presidén de friccién de los fluidos. Generalmente, incrementar la concentracion
de apuntalante incrementard la presién de friccion. Shah y Lee (1986) desarrollaron la siguiente
correlacién, basada en el efecto de la correlacion de la variacién del apuntalante y el tamafio de la
pipa, para fluidos fracturantes HPG borato.

Apsriction = W)™ (Pr) ™ evvevvviinninns (2.38)

Donde Apfriction €S la proporcion de la friccion de fluidos con y sin sélidos, u, es la proporcion de
las viscosidades aparentes de la lechada al fluido limpio. El exponente m, es el gradiente de la
pendiente log-log de friccion graficada contra el nimero de Reynolds, usualmente 0.2 es usado.
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CAPITULO llI: FRACTURAMIENTO A LA FORMACION CON CO, Y N,.

3.1 Antecedentes historicos del uso de los gases en el fracturamiento y en la estimulacién.

3.1.1 Introduccién.

Histéricamente, los fluidos para estimulacidn por fracturamiento hidrdulico han sido base agua o
hidrocarburos, en la estimulacién con acido, éstos han sido realizados con acido clorhidrico. Los
fluidos de estimulacién se han vuelto cada vez mas complejos conforme se ha ido desarrollando la
tecnologia de fluidos. La busqueda del fluido de estimulacién ideal es un proceso en marcha. Un
fluido ideal deberia incorporar todas las caracteristicas requeridas de varios fluidos de
estimulacién en uno solo. Algunas de las caracteristicas deseables se muestran en la siguiente
tabla:

Propiedades deseables de un fluido fracturante. Espuma como fluido
fracturante.
1. Baja perdida de fluido. v
2. Alta viscosidad efectiva. v
3. Bajas perdidas de presion por friccion. v
4, Estabilidad en la temperatura. X
5. Solvencia cortante. X
6. Bajos efectos de dafio a la formacion. v
7. Baja depositacion de residuos. v
8. Buenas caracteristicas de viscosidad de corte post-tratamiento. v
9. Buen comportamiento post-tratamiento que facilite la limpieza y flujo de regreso. v
10. Bajo costo. v
11. Que no requiera activacion después de un trabajo de estimulacién/ Bajo costo en v

tiempo de operacion.

Tabla 3.1 - Muestra a la espuma como fluido fracturante deseable ya que cumple con la mayoria
de los criterios de un buen fluido fracturante.

El uso de gases arrastrados dentro del fluido de estimulacién espumoso, activa muchas de estas
caracteristicas deseables, mostradas en la tabla. Durante los 50’s, se usaron los gases de
hidrocarburos para mejorar la limpieza del pozo después de inyeccién de acidos en la matriz.
Subsecuentemente, el N, y después el CO, fueron introducidos como energizantes para la
estimulacién de pozos. Actualmente, el N, y el CO, estdn siendo usados exclusivamente, porque
otros gases facilmente disponibles como el aire y gases de hidrocarburos ponen en peligro
potencial a personas y a equipo durante el tratamiento de estimulacion.
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Grundman y Lord, reportaron que el primer uso de espuma como fluido estimulante fue en 1968.
Los fluidos para estimulacidon con espuma, se extendieron a inicios de 1970, como resultado de la
investigacion de Mitchell, Blauer y otros. Inicialmente, las espumas fueron consideradas por
ultimo como el fluido de fracturamiento a utilizar. Se pensé que tenian todas las propiedades
deseadas de un fluido de estimulacidn en comun a la introduccién de nuevos fluidos estimulantes.
Como el uso de las espumas se incrementd durante la década de 1970, las siguientes ventajas se
volvieron evidentes:

1. Excepcional flujo de regreso y limpieza.
2. Volumen de liquido reducido.
3. Buena capacidad para llevar apuntalante.

Otras caracteristicas altamente consideradas de los fluidos de estimulacidon, como baja perdida de
fluido y alta viscosidad, no eran pensadas como excepcionales, en un inicio.

Tal vez la ventaja mas reconocida en la industria petrolera en el uso de espumas como fluido
estimulante, es su habilidad para limpiar la carga de liquido usada para realizar la fractura. Al
finalizar el tratamiento de fractura, después de que se ha roto el fluido fracturante, idealmente el
fluido de fracturamiento deberia ser removido del pozo por completo. Este paso asegura que
polimeros residuales, finos, o geles no rotos dificulten la conductividad de la fractura. También es
importante una limpieza rdpida para poner el pozo de vuelta a producir. La limpieza de la fractura,
es complementada haciendo fluir el fluido de vuelta, desde la formacién hasta la superficie.
Conforme se libera la presidn de superficie, el gas dentro de la espuma se expande, la estabilidad
de la espuma es disminuida, y la interface gas-liquido se debilita. Una mayor liberacién de presién
en la superficie causard una expansion considerable del gas. Conforme el volumen del gas sea
mayor en comparacion al volumen de liquido, la espuma no fluird de regreso a la superficie como
niebla.

A lo largo de la década de 1970, los fluidos espumosos fueron considerados como ser el método
mas aceptable para tratar pozos poco profundos, de baja presién, esto debido al volumen de
liguido reducido y las excelentes capacidades de flujo de regreso. Mayores desarrollos como los
fluorocarbonos, hicieron posible espumar fluidos basados en hidrocarburos. Asi se logré la
disponibilidad de los fracturamientos en yacimientos tanto de gas como de aceite, de cualquier
forma, fue mds comun la estimulacion en pozos de gas. Los avances en gelificacion y quimica de
corte del gel, desarrollos en concentradores mecanicos y mejores procesos de mezclado;
permitieron la existencia de tratamientos de fracturamiento de alto gasto.

El sistema de CO, liquido ha sido bombeado como fluido fracturante en América del Norte desde
principios de 1980 y el sistema de C0O,/N, liquido desde 1994. Los fluidos han sido utilizados en
alrededor de 1000 pozos, en una variedad de formaciones y pozos de permeabilidades desde 0.1
mD a 10 D, profundidades que exceden los 3000 metros y temperaturas de fondo desde 10 °C a
100 °C. El proceso sugerido para la colocacion del apuntalante con estos fluidos de baja viscosidad
y no-daiinos sera descrito, esto incluye los efectos de densidad y turbulencia, las consideraciones
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para el disefio del modelo para el disefio de trabajos de fracturamiento con estos fluidos también
son resumidas.

Los requerimientos de fluidos de fracturamiento convencionales incluyen, consideraciones de
viscosidad para el transporte del apuntalante y el rompimiento de los fluidos de alta viscosidad,
para las consideraciones de recuperacién de fluidos y permeabilidad conservada; dafo a la
formacion, construccién de enjarre y la fisica de la fractura son afectadas por los pardmetros de
leakoff(*) del fluido fracturante.

Varios articulos han descrito la naturaleza Unica del CO, liquido como fluido fracturante. Sin la
presencia de ningun otro fluido de transporte, gel u otros quimicos, el apuntalante es colocado en
la formacidn sin causar ningun tipo de dafio. El uso de substancias amigables con el yacimiento
como el CO, liquido ofrece ventajas Unicas a través de la eliminacién de la retencién de fluidos
capilares y el hinchamiento de arcillas.

Sin embargo, el CO, liquido no es el fluido fracturante obvio debido a su baja viscosidad. Desde
1981 (patentado en 1982) mas de 1200 tratamientos de fracturamientos han sido completados
usando este fluido de baja viscosidad. Para entender el éxito del fracturamiento con €O, liquido,
es importante entender la fisica y la quimica del proceso las cuales son descritas en este capitulo.
La discusion de las teorias, operaciones y las aplicaciones histéricas son descritas también.

3.1.2 La utilidad del CO, como un componente energizante para fluidos fracturantes.

Conforme los fluidos de fracturamiento carbonatados ganaron popularidad, los investigadores
empezaron a estudiar las propiedades de estos fluidos para mejorar los disefios de los
tratamientos. Una investigacidn nueva para caracterizar los fluidos base C0O,, fue conducida por
Niel y cols. quienes reportaron lo siguiente:

1. Los aditivos espumosos con CO, dan mejor capacidad de recuperacién que los que
contienen N,.

2. No se produjeron efectos corrosivos medibles por fluidos que contienen CO,.

3. El CO, amortigua el pH de sistemas acuosos de 3.5, lo que ayuda a controlar el
hinchamiento de arcillas.

4. Fluidos que contienen CO, exhiben mejores caracteristicas de leakoff.

(*)Leakoff: Es la magnitud de la presidn ejercida en una formacion, que causa al fluido ser forzado a penetrar la formacién. El
fluido tal vez fluya dentro de los espacios porosos de la roca o dentro de las fracturas abiertas y propagadas dentro de la
formacidn por la presion de fluido. Este término esta normalmente asociado a pruebas para determinar la resistencia de la roca,
comunmente llamadas prueba de integridad de presion (Pressure Integrity Test, P.1.T.) o una prueba de leakoff (Leakoff Test,
L.O.T.). Durante la prueba, se grafica en tiempo real el fluido inyectado contra la presién de fluido. La porcién inicial estable de
esta grafica, es para la mayoria de las paredes de pozos, una linea recta, dentro de los limites de las mediciones. El leakoff es el
punto de inflexion de esta porcion de linea recta, hacia un decremento permanente.

Muchos equipos de investigacion han estudiado las propiedades de fluidos espumosos. Un trabajo
reciente de David y Marsden propuso un modelo reoldgico parcial para espumas. La configuraciéon
del laboratorio requerida para la evaluacidn de las propiedades dindmicas del fluido para espumas
fue discutida por Wendorff y Earl. Reidenbach y cols. Comparé las actuales propiedades de
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espumas base N, y CO, y concluyd que estos fluidos exhiben una reologia laminar muy similar.
También, Harris demostré que los fluidos base N, y CO, exhiben propiedades dindmicas de
pérdida de fluidos similares que pueden ser mejoradas con la adicién de polimeros para la fase
acuosa.

Para predecir la presion de superficie del tratamiento de forma precisa, Blauer y cols. estudiaron
las pérdidas de presidon por friccion de espumas en regimenes laminar, turbulento y transicional
dentro de la tuberia. Su investigacién reveld que la espuma se comporta como un fluido
pseudoplastico de una sola fase cuya viscosidad efectiva debe ser usada para calcular perdidas de
presion por el flujo de la espuma. La pérdida de presién para cualquier espuma debe ser
determinada como se hace con un fluido convencional de una sola fase, con el niumero de
Reynolds y un diagrama de Moody.

El uso del CO, en tratamientos de estimulacién por fracturamiento tiene muchos beneficios. El
C0O, aporta una mayor recuperacion de carga y es mas rapida, ayuda al control del hinchamiento
de arcillas mediante el amortiguamiento de los fluidos fracturantes acuosos a un pH de 3.5;
remplaza parte del agua en el tratamiento, asi reduce el volumen de agua a ser recuperado; puede
ser usado para formular fluidos fracturantes de alta eficiencia que transportan el apuntalante de
forma efectiva; y puede ser medido de forma precisa.

3.1.3 Espuma fracturante con CO,.
El calculo de la masa real de CO, requerida para una calidad de espuma a condiciones de fondo

de pozo, puede ser derivada de la ley de gases reales, mediante el reordenamiento de la ecuacién:

Aqui, n permanece constante para ambas condiciones in-situ. Por lo tanto, la siguiente ecuacién
puede ser escrita con el siguiente subindice dh para denotar condiciones in-situ (fondo de pozo) y
el subindice sc para denotar condiciones estandar.

PscVsc — P dnVdn (3 2)

ZscRTsc ZghRTgn

Que se reduce a:

_ PanVanZzscTsc
€ = T (3.3)
ZanTanPsc

Debido a que z,. = 1 (ver figura — 3.3), Ty, = 520°F [271°C], y ps. = 14.7 psia [101.35 kPa], la
ecuacion se reduce a:

__3537panVan
Ve = T T e (3.4)
dh'dh

Una propiedad adicional del CO, debe ser considerada: su solubilidad en agua, que constituye la
fase acuosa de la espuma (ver figura — 3.1). Agregando esta solubilidad, s, y la definicion de
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calidad de espuma y convirtiendo las constantes a scf/bbl multiplicando por 5.61 scf C0,/bbl
[1std m®> CO,/m?] rendimientos.

_ 19845papFVp
Veo, = — + 5, Vp(1 — F)...(3.5)

dhldh
Debido a la medicidn volumétrica en vez de la madsica, se usan instrumentos tipicos en
tratamientos actuales, los gastos de inyeccién de gas a condiciones estandar, deben ser

convertidos a condiciones de gasto de liquido bombeado.

Solubilidad en agua.
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Figura 3.1 - Solubilidad del CO, y N, en agua.
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Figura 3.2 pH vs [scf] de CO, por barril de H,0
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Figura 3.3 — Factor de compresibilidad para CO,.

El factor de compresibilidad, z,, y solubilidad s,,, son determinados de las figuras 3.3 y 3.1,
respectivamente. La ecuacién 3.5 es entonces usada para computar el volumen total de gas de
CO, requerido para el tratamiento. La figura 3.4 estd referenciada para obtener la temperatura
estimada de bombeo del CO, liquido y la figura 3.5 para obtener el rendimiento del gas, del CO,
liquido a esta temperatura y estimar la presion de superficie del tratamiento.

El gasto bombeado estimado, en barriles por minuto puede ser entonces calculado y la cantidad
de CO, a ser ordenada puede ser estimada.
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Figura 3.5 — Rendimiento del gas del €O, ligiudo.

3.1.4 Fluidos mezclados con CO,

Los fluidos mezclados con CO, difieren de las espumas en la concentracion de CO, ahadida en la
estructura del fluido. Las espumas contienen usualmente 60 a 90 vol% CO,. Un fluido mezclado
tiene, en un menor grado, muchas de las mismas ventajas como la de los fluidos espumosos.
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Los tratamientos rigurosos del sistema de mezclado seguirian el mismo razonamiento que el
presentado para espumas; una mayor diferencia entre los dos sistemas, sin embargo, elimina la
necesidad de tal rigor. Para el sistema de espuma, la calidad de espuma era critica en el
mantenimiento de la viscosidad aparente que afecta la geometria de fractura creada y la
transportabilidad del apuntalante en la espuma. Por lo tanto, un tratamiento rigoroso del volumen
de CO, requerido en la superficie vs la de fondo es requerida. El sistema de mezclado depende en
las propiedades del fluido base para generar la geometria de la fractura y para transportar el
apuntalante. Por lo tanto, la concentracion de CO, en un fluido mezclado no es tan critica como
con la espuma. El volumen de CO, bombeado en un tratamiento mezclado es usualmente basado
en condiciones de superficie solamente; asi los gastos y volimenes en fondo podria variar de
alguna forma mientras el CO, cambia de estado liquido a gaseoso.

Debido a que la reologia de un sistema de CO, mezclado es dependiente de las propiedades del
fluido base, es importante que los efectos quimicos y fisicos del CO, en este fluido base sean
considerados. El CO, es significativamente soluble en los dos fluidos, acuosos e hidrocarburos vy
reduce la viscosidad de estos fluidos. También, debido a que el CO, ioniza en agua para formar
acido carbonico, otro factos debe ser considerado cuando los polimeros son usados para
incrementar la viscosidad; La degradacion de los polimeros por oxidacién. Cuando son usados
fluidos complejos, deben ser considerados los efectos del pH del CO, en el mecanismo del
crosslinker(*). Es imperativo que una prueba extensiva de reologia — donde las condiciones in situ
de temperatura presion y tiempo de corte son simuladas- sea realizada en fluidos de
fracturamiento con los que el CO, es mezclado.

3.2 Propiedades del CO,y N,

3.2.1 Propiedades del CO,
3.2.1.2 Propiedades fisicas del didxido de carbono (CO>)

El CO, puro es incoloro, inodoro, inerte, y un gas no combustible y téxico cuando su contenido en

la atmosfera alcanza un valor de 10%. El peso molecular a condiciones estandar es 44.010 g/mol,
que es una y media veces mas alta que el aire. El CO, es sdlido a bajas temperaturas y presiones,
pero mas dependiente de temperatura como se muestra en la figura 3.6. También puede
encontrarse como liquido o en estado sélido. Pero si incrementamos la presidn y la temperatura,
la fase liquida aparece por primera vez y coexiste con las fases sélido y vapor en el triple punto. La
fase liquida y de vapor del CO, coexisten desde el triple punto y hacia arriba hasta el punto critico
de la curva.

(*)Crosslinker: No existe una traduccion al espafiol de este término, en México se les llama “Polimeros extendedores de
viscosidad”, son polimeros con cadenas con cargas, para arcillas con baja densidad de carga y poca capacidad de intercambio de
carga, se usan con el fin de crear fluidos de fracturamiento de alta viscosidad, pero controlada. Normalmente son sales metdlicas
y su funcién es adherirse a las caras de los arreglos de cada unidad de arcilla, las cuales tienen tres caras paralelas: tetraedro,
octaedro y tetraedro, en ese orden. Los polimeros se adhieren a estas caras, facilitando la hidratacion de cada unidad de arcilla,
para que su estructura se rompa y forme caras y bordes cruzados, que dan como resultado un fluido mas viscoso. Crosslinking se
refiere Unicamente al rompimiento de la estructura de las unidades de arcilla, que se da cuando éstas se hidratan y forman bordes
y caras cruzadas. Crosslinked el fluido altamente viscoso en el que la arcilla que lo compone tiene su estructura con caras y bordes
cruzados debido a que esta hidratada.
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El CO, tiene una distribucién irregular en la cubierta sedimentaria, siendo sus factores
condicionantes las siguientes: fuentes multiples, alta solubilidad en los fluidos de formacién y alta
reactividad quimica. Las principales fuentes de CO, son la oxidacién de la materia orgdnica
dispersa (MOD), la maduracion de la MOD hudmica, la termodescomposiciéon vy el
termometamorfismo de las rocas carbonatadas y el CO, profundo de origen metamorfico.

El CO, generalmente se puede encontrar en:
Yacimientos naturales

Unidades quimicas

Industrias

Debajo de la temperatura critica, el CO, puede ser liquido o gas en un gran rango de presiones.

Arriba de la temperatura critica, el CO, existird como un gas sin importar la presién. Sin embargo,
a presiones supercriticas altamente incrementales el vapor se convierte y comporta mas como un
liquido.

Las propiedades fisicas del CO, liquido lo hacen un fluido de tratamiento uUnico. El CO, es
relativamente un compuesto inerte que existe en las 3 fases como se muestra en el diagrama de
fase (figura 3.6). Dependiendo de la presidn y temperatura, existe como sélido, liquido, gas o
fluido super critico. Arriba del punto critico es considerado un fluido super critico. En operaciones
de campo, el CO, liquido estd a 20.3936 kg/cm? (2.0 MPa) y -35°C en la vasija de
almacenamiento (mostrado como 1 en la figura 3.6). Después de la adicién de apuntalante, las
bombas de alta presidn, incrementan la presion a la presién de tratamiento en superficie (STP por
sus siglas en inglés) (por ejemplo 356.888 kg/cm? a 407.872kg/cm? (35 a 40 MPa)), como se
muestra en la figura 3.6. Conforme el fluido entra a la formaciéon la temperatura aumenta
(mostrado como 4) hacia la temperatura de fondo (BHT por sus siglas en inglés). En los cierres, la
temperatura continlia aumentando y la presién declina hacia la presion de formacidn. Durante el
flujo de retorno la presion decrece y el CO, sale a la superficie (mostrado como 5) como gas.

Las propiedades bajo condiciones estdndar a 1.03297 kg/cm? (1.013 bares) y 0 °C son:
¢ Peso Molecular: 44.010 g/mol

¢ Gravedad especifica al aire: 1.529
e Densidad: 1.95 kg/m3
Propiedades Criticas:

e Tc:31.05°C

e Pc: 75.357 kg/cm? (73.9 bar)

e Vc: 94 cm3 /mol

Punto Triple:

e Ttr: - 56.6 °C (304.2 K)

e Ptr: 5.20055 kg/cm? (5.10 bar)
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Figura 3.6 - Diagrama de fase del CO,
Las siguientes figuras dardn una expresién del comportamiento del CO, con respecto a:

e Densidad

e Compresibilidad
e Viscosidad

e Solubilidad

La figura 3.7 muestra la densidad del CO,. Para la mayoria de las operaciones de fracturamiento,
la densidad del liquido esta entre 1y 1.2 g/cm3
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DENSIDAD DEL €05 LIQUIDO

ke
S
)
1

PRESION
MPa

—1015
-91.35
81.2
71.05
——60.9
——>50.75
——455
——35.35
3045
252
203
15.05

|

—
——
..__‘_""""":1:_

-
..
\
|

@

(=)
i

3
cm
DENS‘g}AD %

o
B

o
)
l

; -
oy 10.15
-30 -10 10 30 50 70 90 7105

TEMPERATURA ° C

Figura 3.7 - Densidad del €O, liquido

Linea Critica
4

3 [

04 | / ¥ — 71

1047¢

Densidad (g/cm?)
|

1] 1 | 1 1 | |

0 30 100 150 200 250 300 350

Presion (bar)

Figura 3.8 - Densidad del CO, como una funcion de la presion y temperatura [2 y 3]

La figura 3.8 muestra que la densidad del fluido aumenta con presiones y temperaturas arriba de
condiciones criticas, pero discontinuidades abruptas aparecen a temperaturas debajo de la region
critica.

La figura 3.9 muestra la viscosidad del CO,, cuyo rango es de 0.02 a 0.16 cP durante las
operaciones de fracturamiento, confirmando asi que la viscosidad no es el medio dominante para
el transporte del apuntalante.
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Figura 3.10 - Viscosidad del CO, como funcién de presién y temperatura [2].

La figura 3.10 muestra que la viscosidad del CO, depende fuertemente de presién y temperatura,
y la viscosidad incrementa considerablemente cuando la presidon incrementa para una
temperatura de yacimiento dada. La viscosidad para el gas natural y el agua de formacidn estan
en el rango de 0.02 a 0.03 y 0.3 a 1.0 cp respectivamente. Como se muestra en la figura, la
viscosidad del CO, se encuentra en algun lado entre la viscosidad del gas natural y el agua de
formacion para todas las temperaturas y presiones relevantes. Por medio de viscosidades, el
desplazamiento de agua con CO, es mas efectivo que el desplazamiento con gas natural. Junto
con la densidad del CO, mostrado en la figura 3.8, el CO, apropiadamente no invalidard el agua

con el mismo grado que un gas HC.
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Figura 3.11 - Compresibilidad como una funcion de presién y temperatura [2,4 y 5]

Figura 3.11 muestra la compresibilidad del CO,, gas natural y mezcla de CO,-metano como una
funcion de presién a algunas temperaturas diferentes. Como se muestra en la figura, la
compresibilidad del CO, es considerablemente diferente que por el gas natural y la mezcla de
CO,-metano. A 100 bares y 40°C la compresibilidad varia respectivamente de 0.25 a 0.4 y 0.85
para el gas natural.
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Figura 3.12 - Solubilidad del CO, en agua como una funcion de: (a) presion y temperatura, (b)
presion y salinidad [2,6 y 7]

La solubilidad del CO, en agua como una funcion de presién, temperatura y salinidad es mostrada
en la figura 3.12. El CO,tiene una solubilidad incremental en agua con el aumento de presidn. EL
efecto opuesto es visto con temperatura incrementada y salinidad.

3.2.1.3 Transicién y diagrama de fases para el CO,
Las propiedades del CO,, y el comportamiento de fase son importantes para entender cuando una

inyeccion de CO, es considerada. Sin embargo, el comportamiento mas importante es cémo el
CO, interfiere con los fluidos y rocas del yacimiento cuando fluye a través del mismo bajo
diferentes condiciones de presion y temperatura.
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Las aplicaciones mas simples de termodinamica son la transicién de fases que una substancia pura
puede sufrir. El proceso involucra una sola substancia que sufre un cambio fisico. Una fase de una
substancia es una forma de materia que es uniforme en todo, composicién quimica y estado
quimico.

Una transicion de fase, la conversién espontanea de una fase a otra, ocurre a una temperatura
caracteristica para una presidon dada. Un diagrama de fase de una substancia es un mapa de
rangos de presion y temperatura a los cuales cada fase de una substancia es la mas estable. Las
fronteras entre regiones, o las fronteras de las fases, muestran los valores de P y T a los cuales dos
fases coexisten en equilibrio.

A continuacion sera explicado un método para construir el diagrama de fase del CO, por
separado, considerando los tres tipos de equilibrio basados en el criterio para el equilibrio de fase,
la energia libre de Gibbs y la ecuacion Clausius-Clapeyron.

3.2.1.4 Equilibrio de fase.
Para que dos fases estén en equilibrio, el potencial quimico de la substancia en dos fases debe ser

equivalente.

Ha = pp
Mo = py
B = Yttt ettt (3.6)

Asumiendo un cambio infinitesimal cambio en temperatura o presién a dos fases en equilibrio,

Mo )+du(o)=p(B)+du(B)
H(a)+du(a)=p(y)+duly)
LB)HduB)=p(BY)+du (V). (3.7)

y aplicando la definicion del potencial quimico,
du (o) =-S(a )dT +V(a )dP
du(B)=-S(B)dT+V (B )dP

du(y)=-S(y)dT +V(y )dP......................(3.8)

y definiendo la transicion,

a<PB
a ey

La pendiente de cualquier frontera de fase puede ser obtenida de la ecuacién Claperyron como se
muestra esquematicamente en la figura 3.13
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Figura 3.13 - Diagrama de fase esquematica y transicion de fase

3.2.1.5 La ecuacién Clausius-Clapeyron

(Z—}T))AG = e 3.10)

Ya que las fases se encuentran en equilibrio entre ellas en cualquier punto de la linea, la energia
libre de Gibbs para la transicion es cero en cualquier lado de la linea de fase.

AG = 0 oo seeesneseeeeeeneeneneen(3.11)

Para un proceso a temperatura constante tendremos,

AG = AH —TAS ..o (3.12)

Lo cual combinado con la ecuacién 3.11 da,

AS =5 s (3.13)

La ecuacion 3.10 ahora puede ser escrita como,
ap AH

(E)Ac = e (3.14)

Las ecuaciones 3.10 o 3.14 son utiles si queremos integrar dP para encontrar P como una funcidn
de T. Ambas ecuaciones son exactas, pero para integrarlas, podemos hacer la aproximacion de que
AS o AH son razonablemente constantes sobre el rango de temperatura. Ya que el AH varia mas
lento con temperatura que AS, es mejor integrar la ecuacién 3.14
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3.2.1.6 Equilibrio sélido — liquido

Un sélido estd en equilibrio con su liquido cuando el gasto al cual las moléculas dejan el sélido es
el mismo gasto al cual regresan. El proceso de derretir un sélido es conocido como fusidn. Nétese
que el punto de derretimiento no es una fuerte funciéon de temperatura. Para la mayoria de los
compuestos la temperatura de fusién se eleva conforme incrementa la presién. (Para agua lo
opuesto es verdad). Por lo que, aqui asumimos que ambos AH y AV son constantes. Eso es porque
consideramos la transicidn sdlido a liquido o liquido a sdlido ser aproximadamente constante. La
ecuacion 3.14 preparada para integracion da,

Pz _ A_V Tzl
S vl M1/ L — (3.15)
Y la ecuacion 3.15 integrada da,
_ AHqu T_2
P, = P, + (Avfu) In (Tl) ........................... (3.16)

P, es la presion de equilibrio de la substancia a temperatura T,, y P; es la presion de equilibrio a
temperatura Ty. AHpys y AVpys son los cambios en entalpia y volumen de la substancia que
acompafa la fusiéon. Empezando con un punto conocido junto la curva (por ejemplo el punto
triple) podemos calcular el resto de la curva referenciada a este punto.

3.2.1.7 Equilibrio sélido-vapor

Un sdlido estd en equilibrio con su vapor cuando el gasto al cual las moléculas dejan el sélido es el
mismo gasto al cual regresan. El proceso de vaporizacién de un sélido es conocido como
sublimacidn. Para una temperatura dada, la presién a la cual es sdélido estad en equilibrio con su
vapor es llamada presidon de vapor. La presiéon de vapor se incrementa conforme se eleva la
temperatura.

Ya que AV no es cercano a ser constante para el caso del sélido a vapor o liquido a vapor, tenemos
que hacer mas aproximaciones. Uno:

AV = Vgas - Vliquido ~ Vgas
AV = V:gas - VSOlidO = ‘{qas ....................... (317)

Y dos; usando la ecuacidon de gas ideal,

La ecuacidn 3.14 junto con la 3.17 y 3.18 puede ahora ser escrita como,

oP AH AH P
(E)Ac = T = G e (3.19)

Y preparada para integracion,

Py 1 AH (T, 1
fP:;E)P =— leﬁaT ............................... (3.20)
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La integracidn de la ecuaciéon 3.20 da,

P, = P exp (— (*) (3 - %)) ............. (3.21)

Donde P, es la presidon de vapor de la substancia a temperatura T,, y P; es la presién de vapor a
temperatura T;. AH,,;, es una constante y es conocida como la entalpia de sublimacion y
corresponde al calor que debe ser absorbido por un mol de substancia para sublimarla. Ahora
podemos describir la curva sélido-vapor si conocemos AH,,p.

Equilibrio liquido-vapor

P, = Py exp (_ () (2 %)) ............ 3.22)

Donde P, es la presion de vapor de la substancia a temperatura T,, y P; es la presidn de vapor a
temperatura T;. 4H,,, es una constante y es conocida como la entalpia de vaporizacion. Ahora
podemos describir la curva solido-vapor si conocemos AH,,q),.

La ecuacion 3.11, 3.21 y 3.22 ahora pueden ser utilizadas para construir el diagrama de fase
entero. Si conocemos dos puntos de la curva, podemos resolver para 4H. Si supiéramos un punto
en la curvay 4H, podemos resolver cualquier otro punto incluso tener la curva entera.

3.2.1.8 Diagrama de fase calculado de las ecuaciones derivadas

1000
A
100
_g: quido
S ’
< A LA
:g Solido 1
bt 10
)
a
Vapori
1
0.1 |
127 107 -87 07 47 27 -7 13 33
Temperatura: °C

Fig. 3.14 — Diagrama de fase calculado para el CO, puro.
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Los cdlculos y construcciones del diagrama de fase estan basados en la ecuacion 3.16, 3.21y 3.22,
y los siguientes nimeros:

Ptr: 5.20055 kg/cm? (5.10 bar)

Ttr =-56.6 °C (304.2 K)

Constante de gas = 8.314 J/mol oK

AHfus = 8330 J/mol K

AHsub = 25230 J/mol K

AHvap = 16900 J/mol K

AV =0.027 litros /mol

3.2.1.9 €O, - Interacciones roca — fluido.
El efecto de la interaccidn entre el CO,, las rocas y los fluidos del yacimiento varia con el tipo de

roca y fluidos, asi como la presion de pozo y temperatura. Ademds, el CO, muestra un
comportamiento de fase mas complejo con respecto el aceite del yacimiento, entonces también es
mas complejo que otros solventes. A continuacion se describen algunas cuestiones.

3.2.1.10 Condiciones PVT.
Las condiciones PVT son mas complejas en un “desplazamiento” de CO, en la formacién que uno
de hidrocarburos, y el comportamiento de fase con el aceite del yacimiento es dificil de predecir y
medir durante el periodo entero del “desplazamiento”. La relativamente alta solubilidad en agua y
la reduccién de PH asociada, afectara la quimica del yacimiento dependiendo de las condiciones
PVT, y la composicion de la roca del yacimiento. Grigg y Siagian han investigado esos fendmenos
para flujo de 4 fases en “desplazamientos” de baja temperatura. La conclusidn principal de esa
investigacion es:
e Mas de 5 fases, acuosa, hidrocarburos liquidos, CO, liquido, CO, gaseoso y precipitados
de asfalteno sélido, pueden coexistir en un “desplazamiento” de CO,.
e El ndmero actual de fases depende de la presidn, temperatura y composicion.
e El gas que se condensa en una segunda fase liquida puede ser significante a temperaturas
justo por encima de la presidn critica del CO,, y cerca de la presidn de saturacidn para el
C0O, a menores temperaturas. Se asume que esto sélo ocurre detras del frente de
temperatura para un campo tipico costa afuera.
e La eficiencia de desplazamiento del CO, puede incrementar conforme la temperatura
decrementa hasta que se alcanza la presién minima de miscibilidad.
e Es necesario considerar todo este comportamiento complejo cuando se predice un
rendimiento de “desplazamiento”. También es importante hacer simulaciones
composicionales detalladas como parte la planeacion del “desplazamiento” con CO,.

3.2.1.11 Hidratos de CO,.
Cuando el agua esta presente, se pueden formar hidratos de CO, a determinadas temperaturas y

presiones. Los hidratos de CO, pueden ocurrir a temperaturas tan altas como 10°C si la presion es
mayor a 45.8872 kg/cm? (45 bar). La formacién de hidratos puede ser un problema en
estranguladores y valvulas donde la presidon es reducida de repente y el CO, enfria debido a la
expansion.

3.2.1.12 Mojabilidad.

Las caracteristicas de mojabilidad de la roca del yacimiento aparentan ser el factor mas
controlante de la estrategia para un proceso de EOR, pero de acuerdo a McDougal, Dixit y Sorbie,
1997; la taxonomia precisa de mojabilidad sigue carente. También hay indicaciones de que
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inundaciones de nucleos y pruebas visuales de tubos capilares pueden dar cambios inconsistentes
en mojabilidad debido al “desplazamiento” de CO, miscible. El CO, reduce el pH de la salmuera, y
hay alguna evidencia experimental de que esto reduce la humedad del agua en células capilares.
La experiencia de pruebas de laboratorio y estudios de datos de campo apoyan que las
caracteristicas de mojabilidad son criticas para el “desplazamiento” con CO,.

Rogers y Grigg concluyen que condiciones de agua como fluido mojante sugieren inyeccion
continua de gas, mientras que condiciones de aceite como fluido mojante sugieren un proceso de
alternar agua con gas.

3.2.1.13 Hidratos.

La formacion de hidratos es a menudo vista en conexiéon con inyeccién de agua o donde la
produccidon de agua esta incrementando. No es un problema para el flujo de fluidos en el
yacimiento, pero restringe el flujo en los pozos de produccién y los pozos de inyeccidn. Cuando el
CO, es inyectado éste tiende a exacerbar algunos problemas de hidratos de Ca CO5 porque la
concentraciéon de bicarbonato en el agua producida incrementa.

3.2.1.14 Anomalias durante la_inyectividad.

La experiencia de “desplazamientos” con CO, en EUA muestra ejemplos de inyectividad que
aumenta o decrementa cuando se implementa la inyeccion de CO, o WAG (water alternating gas).
Basandose en las propiedades de flujo de fluido de CO,, uno espera intuitivamente que la
inyectividad del gas fuera mejor que un “desplazamiento” con salmuera. En la practica este
comportamiento no siempre es observado. Ademas, la inyectividad del agua puede ser mayor o
menor que la inyectividad de la salmuera. Lo que puede ser mas confuso es que algunos
yacimientos pueden perder inyectividad y en otros puede aumentar la inyectividad después de la
primera inyeccion de CO,. Ademas, este fendmeno puede ocurrir en escala local. Pozos de
inyeccion en el mismo campo y yacimiento pueden tener comportamiento significativamente
distinto.

3.2.1.15 Entrampamiento.

Se ha sugerido el entrampamiento como causa de pérdida de inyectividad. Se encontré que los
mecanismos que afectan la captura en desplazamientos miscibles en escala de laboratorio son
difusion de solventes, expansidn del aceite, saturacidn de agua y tiempo de contacto con solvente.
En un proceso de “desplazamiento” con CO,, el aceite se vuelve incrementalmente pesado,
sugiriendo que parte del aceite es inicialmente pasado por algo y después recuperado por
extraccion.

El entrampamiento capilar es un fenédmeno que puede ocurrir en un proceso de “desplazamiento”
terciario de C0O, desde que el solvente debe desplazar agua para movilizar y recuperar el aceite.
Este entrampamiento ocurre cuando la saturacion del aceite se vuelve baja, y la red de fase de
aceite pierde su continuidad. En este punto, los gradientes de viscosidad y gravedad se vuelven
insuficientes para movilizar el aceite remanente que es atrapado en contra de las barreras
capilares en el yacimiento.

3.2.1.16 Permeabilidad relativa.

La permeabilidad relativa, la permeabilidad de una fase relativa a la otra, determina la relacién de
movilidad del “desplazamiento” con CO,. Definida como la relacidon de desplazamiento con la
movilidad desplazada, la eficiencia total del desplazamiento miscible tal vez puede ser
decrementada por el efecto de una relacién de movilidad desfavorable. La permeabilidad relativa
ocurre porque la porosidad de la roca contiene multiples fases incluyendo aceite, agua y gas. La
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permeabilidad relativa afecta la inyectabilidad del CO, vy, por consecuencia, es un factor
importante en el gasto al que el CO, sera secuestrado.

La permeabilidad relativa es una entrada importante para cualquier modelo de yacimiento y
simulaciones, pero debe ser considerada como un pardmetro que incluye efectos de
caracteristicas de mojabilidad, heterogeneidad de rocas del yacimiento y fluidos (tensiones
interfaciales), saturaciones de fluidos y otras influencias microscdpicas y macroscopicas. Se ha
visto en estudios de laboratorio que grandes diferencias en la permeabilidad relativa del CO, vy el
aceite pueden generar grandes diferencias respecto a la inyectividad esperada.

3.2.1.17 Heterogeneidad

Pizarro y Lake han estudiado el efecto de la heterogeneidad en la inyectividad a través de analisis
geo-estadisticos y auto-correlacion de la distribuciéon de la permeabilidad del yacimiento. Ellos
encontraron que la inyectividad en un yacimiento heterogéneo es una funcion de 10 pardmetros:

I = f(Kx:kz;,u—: PLrL" hlth'H' W' Q)

En esta funcion, kx y kz son la permeabilidad en direccion “x” y “z”, u es la viscosidad, P; es la
presién en el punto del yacimiento x, L es la longitud de un yacimiento rectangular, hl y h2
representan el punto mas alto y el mas bajo de un intervalo de perforacién, H es el espesor del
yacimiento, W es el ancho de un yacimiento rectangular y g es el gasto.

La recuperacion WAG (water alternating gas) es mas sensitiva a la heterogeneidad del yacimiento,
comparado con la recuperaciéon de aceite por inyeccion de agua sola, y ademas es un aspecto
importante a considerar en un “desplazamiento” con CO, donde se considera al WAG como el
mecanismo optimo de recuperacion.

3.2.2 Propiedades del N,
3.2.2.1 Historia del nitrégeno
Mas de cien afos después del descubrimiento del nitrégeno, un método para licuar el nitrégeno

fue desarrollado en 1883 por Wroblewski y Olszewski. Hoy la produccion comercial del nitréogeno
liquido se obtiene de la destilacion fraccionada del aire liquido. El aire es licuado por compresidn y
progresiva refrigeracién a una presién de 46.7651 kg/cm? (665 psi.), y el nitrégeno liquido se
evapora a -195.805 °C (-320.45 °F). Solo recientemente materiales y equipos han sido
desarrollados para manejar liquidos muy frios como el nitrégeno a un nivel comercial. El campo de
la ciencia que trata con la tecnologia del manejo de liquidos mas frios que -121.66°C (-187 °F) es
llamada criogénica. Todos los liquidos y el equipo para manejar estos liquidos frios son
considerados equipos y liquidos criogénicos. Aluminio y aceros especiales son los materiales de
construccion criogénica mas ampliamente usados; sin embargo, aleaciones de cobre y bronce
también son usados para aplicaciones especificas (Dowell (1982), Barber (2005)).

3.2.2.2 Generalidades.
El nitrégeno constituye el 78% en volumen de la atmdsfera terrestre, en donde se presenta como

moléculas de N,, aunque el nitrégeno es un elemento para la vida, los compuestos de nitrégeno
no son particularmente abundantes en la corteza terrestre.

Se puede encontrar en:

-La corteza terrestre en cantidad limitada (nitratos).
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-Bajo la forma organica (en las plantas y en organismos vivos o muertos que conforman el humus)
-Bajo la forma mineral (amoniaco) permitiendo contribuir a la fertilidad del suelo.

3.2.2.3 Preparacion y usos.
El nitrégeno se obtiene en cantidades comerciales mediante la destilacién fraccionada del aire

liquido. Cerca del 1.6 x 10'° kg (18 millones de toneladas) de N, se producen anualmente tan sélo
en los Estados Unidos.

Las sales del acido nitrico incluyen importantes compuestos como el nitrato de potasio (nitro o
salitre empleado en la fabricacidn de pdlvora) y el nitrato de amonio fertilizante.

Los compuestos orgdnicos de nitrégeno como la nitroglicerina y el trinitrotolueno son a menudo
explosivos. La hidracina y sus derivados se usan como combustible en cohetes.

Debido a que tiene una baja reactividad, se emplean grandes cantidades de N, como una cubierta
inerte gaseosa para excluir el 0, durante el procesamiento y empacado de alimentos, la
produccidon de sustancias quimicas, la fabricacion de metales y la produccién de aparatos
electrénicos.

La industria quimica es el usuario mas grande de nitrégeno. Una porcidn larga del uso de su
nitrégeno es para la fabricacién de amoniaco para fertilizantes. Algunos usos mas pequefios del
amoniaco son los electrénicos, aviacién, refineria, utilidad publica, misiles e industrias de
procesamiento de alimentos. Desarrollos recientes con nitrégeno liquido, para la preservacion de
alimentos muestran un gran crecimiento de potencial es esta industria.

El interés en el nitrdgeno para trabajos de estimulacién, esta enfocado en la fuente compacta de
gas de alta energia disponible a un costo razonable. Sin un equipo de compresion caro, el gas a
1054.85 kg/cm? (15 000 psi) de presion estd disponible para la estimulacién de pozos a través de
nitrégeno liquido y sus dispositivos de manejo criogénico (Dowell (1982), Barber (2005)).

3.2.2.4 Suministro en campo de nitrégeno liguido

La ubicacion de las instalaciones para la fabricacidon de nitrégeno liquido sdlo estd limitada por la
disponibilidad de poder; ya que el material en bruto es aire. Una planta de nitrégeno liquido
también producird oxigeno liquido y otros gases raros encontrados en el aire. Vagones estdn
disponibles para transportar nitrégeno liquido de la planta al usuario o a proveedores mucho mas
grandes. Esta distribucién extensiva ha tenido un efecto estabilizador en el precio del mercado.
Los vagones y camiones usados para transportar el nitrégeno liquido son tanques criogénicos
cerrados al vacio. Un tanque interno hecho de acero inoxidable contiene al nitrégeno liquido. La
capa externa de acero dulce (acero que tiene poco contenido de carbono) provee un espacio vacio
para propdsitos de aislante. Los tanques cuentan con valvulas de alivio para liberar nitrégeno en
forma de gas cuando la presién se incrementa en el tanque debido a la expansién del gas por
calor. Los vagones contendran 365760 m (1200000 pies) cuadrados de nitrégeno liquido. El tanque
de un camidn comercial carga 26495.1 litros (7000 galones) de nitrégeno liquido o 60546.5
m? (651480 pies cuadrados) (Dowell, 1982)
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Tabla 3.2 - Propiedades del nitrégeno

Simbolo Quimico

Peso Molecular

Punto Triple

Punto Normal De Ebullicion

Calor Latente O De Evaporacion
Temperatura Critica

Presién Critica

Calor Especifico (Cp) 77 °F

Calor Especifico (Cv) 70 °F

Proporcion De Calor Especifico
Conductividad Térmica 60 °F

Densidad De Vapor Saturado A 14.7 Psia

Gravedad Especifica De Vapor Saturado A 14.7
Psia (Aire =1.0)

Densidad Del Nitrégeno Liquido Al Punto Normal
De Ebullicion

1 Lb De Nitrégeno Liquido
1 Lb De Nitrégeno Liquido
1 Gal De Nitrégeno Liquido
1 Gal De Nitrégeno Liquido
100 SCF De Nitrégeno

100 SCF De Nitrogeno

28.016

-209.95 °C a 0.12799 kg/cm? (-345.9 °F a 1.82
psig).

-195.805 °C (-320.45 °F)
85.67 BTU/Ib

-147.15°C (-232.87 °F)
34.6203 kg/cm? (492.3 psig)
0.4471 BTU/(Ib)(°F)

0.3197 BTU/(Ib)(°F)

1.401

0.01462 BTU/sq ft hr (°F/ft)
0.03635 Ib/ cu ft

0.967

50.443 |b/ cu ft

0.1438 gal

13.81 SCF

6.743 Ib

93.12 SCF

7.247 Ib a-320.4 °F

1.075 gal a-320.4 °F
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3.2.2.5 Propiedades termodinamicas

Capacidad de calor especifico C,
e Gas: 1.039J/(gK)
e Liquido: 2.042 J/(gK)
e Calor especifico de formacion AgH®
e Gas:0Kl/g
e Calor especifico de vaporizacion
e 0.1988Kl/g
e Calor especifico de fusién
e 0.025KJ/g
e Temperatura critica 126.21 K
e Presion critica 3.39 MPa

3.2.2.6 Diagrama de fase

Diagrama de fase

4 ~ Curva de fusion
10°F / Regidn
supercritica

102k Liquido
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10 Solido
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c | {
S '
& 10-1F $ Punto triple
= Gas

—
-
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I
r
L)

' Curva de sublimacién

|U—4 sl i | | T i -] i | - e Ll

- 200 -100 0 100

Temperatura: °C

Figura 3.15 - Diagrama de fase N,
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3.2.2.7 Curva de equilibrio liqguido — vapor.

0 10 20 30 40 5 60 70 80 9 100 110 120 130 140 150 160

i

Presién de vapor (bar 0 0.1 MPa)

4

0 10 20 30 4 5 60 70 80 9 100 110 120 130 140 150 160
Temperatura (K)

280 230 0 N 00 0 180 A0 0 15D 140 X

Temperatura (°C)

Figura 3.16 - En el grafico, la presién es en bar 0 1.01968 kg/cm? 0.1 MPa, temperatura en K o
°C. El punto critico es indicado por un punto negro en la curva de equilibrio liquido-vapor.

3.3 Fracturamiento a la formacién con CO,y N,.
3.3.1 Caracteristicas del uso de CO,y N, en el fracturamiento hidraulico.

3.3.1.1 Caracteristicas de Leakoff.

Los fluidos convencionales de fracturamiento dependen de las propiedades visco-eldsticas para

inhibir el leakoff de la fractura hacia el yacimiento. La depositacion del enjarre de polimeros de
cadena-larga o viscosidad de filtrado alta en sistemas aceite gel provee control de pérdida de
fluidos para establecer el espesor adecuado de la fractura. Un espesor suficiente de la fractura es
requerido para permitir la colocaciéon del apuntalante en la fractura. El CO, liquido como se
mostré anteriormente, tiene muy baja viscosidad y por lo tanto no tiene propiedades de alta
viscosidad o enjarre para establecer espesores de la fractura cuando se bombea a gastos tipicos
(por ejemplo menos de 3 m3/ m).
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Los fluidos de baja viscosidad y baja temperatura tienen mayor tasa de leakoff que los fluidos
convencionales, pero esta caracteristica tiene un mayor limite que es dependiente de los
parametros del yacimiento. El uso de un gas o un gas licuado, hace al fluido compresible.

El fluido bombeado a altas presiones y baja temperatura, se expande volumétricamente cuando el
fluido esta expuesto a presiones bajas y altas temperaturas de la formacién. Estos fluidos no estan
en estado estacionario y asi ocurren efectos positivos transitorios. Este efecto de expansion
térmica, como lo describid Settari, inhibe el leakoff cerca de la cara de la fractura, y promueve el
desarrollo de ancho de fractura. Una combinacidn de expansion térmica, efectos de permeabilidad
relativa y posible turbulencia a través de gargantas de poro de yacimiento pequeiias, sirven como
cortina al leakoff de CO, liquido de la fractura al yacimiento.

3.3.1.2 Caracteristicas hidrostaticas.

Las presiones de friccion observadas en el campo muestran una correlacion con la densidad del
fluido. Esta observacion corresponde a presiones de friccién calculadas usando las ecuaciones de
Fanning usadas para flujo de gas en una sola fase en tubulares.

La ecuacidon de Fanning para gas en una sola fase usada para calcular las pérdidas de energia
debido a la friccidn es:

__ 2pfu?
dp = D gL s (3.21)

dp = Perdida de presién debido a la friccién

p = Densidad de la mezcla gas/liquido de CO, (km/m?)
u = Velocidad de la mezcla de gas/liquido (m/min)

f = Factor de friccion

D = Diametro hidraulico de los tubulares (m)

dL = Caida de presion diferencial de longitud (m)

El calculo del factor de friccion durante la turbulencia es:

f=(4010g(5) +228) "2 (3.24)

D = Didmetro de los tubulares (mm)
6 = factor de rugosidad (normalmente igual a 0.015 para tuberia de pozo).

El uso de estos calculos en conjunto con calculos hidrostdticos se ha aproximado cercanamente a
los resultados vistos en campo usando la mezcla de CO,/N, o CO, liquido.

3.3.1.3 Transporte del apuntalante.

El transporte del apuntalante puede ser dividido en dos areas:
1) Alas perforaciones
2) Enlafractura
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El movimiento del apuntalante a través del equipo de superficie y los tubulares del pozo es
realizado relativamente fdcil por las altas tasas de bombeo tipicamente utilizadas en el
fracturamiento con CO, liquido o CO,/N,. La alta turbulencia causada por el alto nimero de
Reynolds debido a la baja viscosidad y alta velocidad del fluido, es suficiente para transportar
adecuadamente el apuntalante a las perforaciones. La densidad del fluido (~1.1) también
ayuda al transporte del apuntalante. Tanto los valores de viscosidad y de densidad caen
cuando el N, es agregado al CO, liquido a una relacién de 50:50.

El transporte del apuntalante en la fractura para fluidos turbulentos y de baja viscosidad ha
sido explorado previamente. Es de particular relevancia el efecto de la turbulencia en la
reduccién de la tasa de sedimentacion de la arena. El rozamiento entre el apuntalante y las
paredes de la fractura es incrementado de este modo disminuyendo las tasas de
sedimentacion de arenas. De forma desigual, paredes de fractura tortuosas se combinan con
anchos estrechos de fractura, también le dificultan al apuntalante asentarse dentro de la
fractura. Settari también ha descrito el transporte en la fractura como transporte
“suspendido” o transporte de “plataforma de carga”, dependiendo de la relacién de la
velocidad terminal a la velocidad horizontal.

3.3.1.4 Modelado.
No se pueden usar modelos convencionales para modelar estos tratamientos. Se usé

exitosamente una aproximacién de Settari para este propdsito. El asumié que el ancho de la
fractura es relativamente pequefio. Del diagrama de CO,, se sabe que el CO, estd en estado
liqguido a bajas temperaturas. Durante el calentamiento y el bombeo, puede estar en fase super
critica. La concentracién de apuntalante que puede ser bombeado exitosamente es menor a los
tratamientos convencionales. Los tratamientos aparentan ser sensitivos a la tasa de bombeo
estando a condiciones sin arena. El CO, liquido no tiene ninguna caracteristica de construccion de
enjarre. Los tiempos de cierre de la fractura son esencialmente cortos (0.5 — 1.5 minutos) debido
al volumen pequefio de fractura y grandes valores de leakoff.

3.3.1.5 Operaciones.
Las técnicas de operacidn en superficie para fracturamiento con CO, liquido y CO,/N, puede ser

divididas en tres areas: entrega del producto, mezcla de los sdlidos y liquidos y bombeo a alta
presidn. Un tratamiento de fractura con CO,/N, liquido, es un tratamiento de fractura con CO,
liquido, con un maximo de 50% de N, (por volumen) agregado a la boca del pozo. El N, es
bombeado con equipo convencional de bombeo de N, y no requiere consideraciones especiales.
Entrega del producto. El CO, liquido es almacenado en unidades de almacenamiento a granel a
20.3936 kg/cm? (2.0 MPa) y -35°C. Cada contenedor tiene una capacidad de 50 m® de liquido. El
CO0, liquido es movido del contenedor a la licuadora de CO, y a las bombas de alta presion por
nitrégeno liquido. Se usa un remolcador de tuberia de nitrégeno para realizar esta funcién.

Mezcla de sdlidos y liquidos. La mezcladora de CO, (figura 3.17) es un recipiente a presién y un
sistema manifold que mezcla el apuntalante dentro de la corriente de CO, liquido antes de que el
fluido llegue a las bombas de alta presion.
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El apuntalante es cargado dentro de la mezcladora de CO,, la unidad es sellada y entonces llenada
con CO,. Durante el tratamiento, el apuntalante es sumergido dentro de la corriente de CO,
liguido, mediante barrenas controladas hidraulicamente. Las mezcladoras de CO, han sido
construidas en versiones de 20 y 40 toneladas.

Son vitales los densitdmetros radioactivos para una operacion exitosa de un tratamiento de
fracturamiento con CO,. Son usados dos densitdmetros, uno en la descarga de la mezcladora y
otro en la tuberia de alta presion, para asegurar que el disefio del tratamiento es seguido.

Apuntalante
pre-enfriado

Entrada del Lechadadel
C0, liquido €0, liquido

Figura 3.17 - Mezcladora de CO, liquido

Bombeo a alta presién. El CO, liquido es bombeado con equipo de bombeo convencional. Se
debe tener cuidado para asegurar que se mantiene liquido el CO,, bajo la presién de equilibrio.
Las técnicas especializadas para las bombas de alta presion ensefiaron la posibilidad de bloqueos
de vapor o fallas mecdnicas debido a las bajas temperaturas. La temperatura a boca del pozo del
CO, liquido puede estar tan baja como -25°C. Con estas temperaturas bajas a boca del pozo, las
consideraciones del efecto térmico en la tuberia del pozo deben ser agregadas antes al
tratamiento.

3.3.1.6 Diseiio del tratamiento.
La mezcla de fluido y volumen de descarga es 100% CO, liquido o CO, gaseoso y N,. Algunas

reglas son:
-El volumen de fluido pad (fluido usado para iniciar el fracturamiento hidraulico, no
contiene apuntalante) es 100% de volumen de la mezcla sélida y liquida.
-El tamafio del apuntalante es una medida menor que para fluidos convencionales.
-Los gastos tipicos estan entre 5y 8 m*/min.
-Las concentraciones méaximas de apuntalante estan entre 500 y 800 km/m? (dependientes
de gasto y profundidad).
-El tiempo de cerrado es muy corto (0.5 a 1.5 minutos).
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3.3.2 Propiedades de las espumas de fracturamiento hidraulico.
Mitchell presentd la determinacion de viscosidades efectivas para espumas, y describié la relacién
entre viscosidad efectiva, taza de cambio de velocidad (velocidad de flujo) y calidad de la espuma.

El mostré que las medidas de las propiedades de flujo son reproducibles. Mitchell demostré que
la espuma se comportd como un fluido plastico de Bingham, con alto limite eldstico en flujo
laminar. Krug presentd viscosidades plasticas y limites elasticos de espumas como una funcién de
la calidad de espumas (ver tabla 3.3). La base tedrica de estas investigaciones se encontraba en los
trabajos de Einstein y Hatscheck.

Tabla 3.3 - Viscosidad plastica y limite elastico de la espuma (después de Krug 1971)

Rango de calidad Viscosidad Plastica cp Limite elastico
Lbf/100 ft?
0 1.02 0
0-25 1.25 0
25-30 1.58 0
30-35 1.60 0
35-45 2.40 0
45 -55 2.88 0
55 - 60 3.36 0
60 - 65 3.70 14
65-70 4.30 23
70-75 5.00 40
75-80 5.76 48
80 -86 7.21 68
86 -90 9.58 100
90 - 96 14.38 250

Blauer, Mitchell, y Kohlhaas; 1974, presentaron una extension de la informacion de Mitchell, para
articulos tubulares de gran tamafio, y flujo turbulento. Estos resultados son usados para la
determinacion de la caida de presion, debido a la friccion de flujo a través de las tuberias.

3.3.2.1 Pérdida de fluido
Fue disefiado un experimento fue disefiado para evaluar las caracteristicas de la pérdida de fluido,

asi un valor del coeficiente de fractura-fluido pudiera ser desarrollado para el cdlculo de eficiencias
I ——
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y areas de fractura. Una tuberia con didmetro interno de 2 pulgadas, con 24 pulgadas de longitud
fue llenada con arena lavada y clasificada (ver figura 3.18). El paquete de arena fue después
saturado con agua. La permeabilidad absoluta del paquete fue determinada haciendo fluir el agua
y midiendo la caida de presidn a varios gastos. Fueron usados tres distintos paquetes de arena con
permeabilidad de 2000, 500, y 170 mD. La porosidad de los tres paquetes fue 20%.

Regulador 0 — 900 psi

Manémetro de presién
0 - 1000 psi

Suministro de
Nitréogeno

Vilvula de
aislamiento

Paquete de arena

Bamba de gasto M

Variable

Solucion de
surfactante 1 %

Cilindro —

Viélvula de descarga y Giudiing [~
raduado

Estrangulador de contrapresion

Figura 3.18 - Aparato experimental para la evaluacidén de la invasion de espuma de paquetes de
arena

La tuberia fue puenteada (bypass) y la espuma fue generada. La calidad de la espuma fue
calculada con el balance de masa. La presidén fue elevada a 900 psia en la linea de flujo, y la
valvula de aislamiento fue abierta después para exponer repentinamente el paquete de arena
saturada a la espuma. El gasto hacia el paquete fue lento, y la valvula de bypass (puenteo) fue
cerrada. El suministro de nitrégeno, fue adecuado para mantener los 900 psias de presion, en el
extremo del flujo en direccion arriba (contracorriente) del paquete de arena. El volumen de agua y
el tiempo fueron anotados. El volumen de fluido es graficado como una funcién de la raiz
cuadrada del tiempo en las figuras 3.19 y 3.20
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Figura 3.19 - Fluido desplazado desde los paquetes de arena con un 70% de calidad de espuma.
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Desplazamiento total del fluido - em?
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Figura 3.20.- Fluido desplazado desde los paquetes de arena por con un 80% de calidad de

espuma.
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La pérdida de fluido de la espuma no se midid directamente. Se asumid que la pérdida de fluido
iguald al agua desplazada. No se usaron paquetes de sal de baja permeabilidad porque los gastos
fueron muy pequefios para medidas exactas con el equipo disponible. No fueron usadas
mediciones convencionales de las caracteristicas de pérdida de fluidos, a través de laminas
delgadas del nucleo evacuado, porque no fue posible medir precisamente los gastos separados de
gas y liquido, en un sistema tan corto.

Debido a que el fluido de saturacion en el nucleo no estaba confinado, los resultados
experimentales no dieron el coeficiente total del fluido fracturante, como el usado en la ecuacién
de Howard & Fast para el calculo del area de fractura. El coeficiente total del fluido fracturante
esta dado por la ecuacion:

1 1 1 1

E—C—I-I-C—H-l-m .......................................... (3.25)
Donde

kf AP @ 1/2
C;=1483x1073 (L— | e (3.26)
ur
k, @ C 1/2
C,; = 1.183 x 1073AP (T) .............. (3.27)

C;y no esta definido para una espuma, porque una espuma no es un fluido constructor de pared.
Todos estos coeficientes, han sido mostrados para ser coeficientes de la ecuacién general

Donde v; es la velocidad de leakoff del fluido, y t es el tiempo

Las pendientes de las lineas en la figuras 3.19 y 3.20 han sido usadas para calcular C; , una
evaluacion de la influencia del fluido de fractura en la perdida de fluido:

14

G = DAVE

De esta ecuacion, fueron calculados de informacion experimental los valores de C; mostrados en
la tabla 3.4. Estos valores son graficados en la figura nimero 3.21.
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Figura 3.21.- Coeficiente de fluido de fracturamiento espuma, agua y agua gelificada.

Tabla 3.4 - C; determinado de informacion experimental de fluido de desplazamiento

Permeabilidad md 70% Calidad de 80% Calidad de Agua Gelificada Agua No-Tratada
espuma espuma
170 235x107* 6.74x107° 0.0459 0.2594
500 1.28x1073 2.70x107* 0.0787 0.4449
2000 0.135 6.75x 1073 0.1573 0.8899

Comparando los valores en la tabla 3.4 y figura 3.21 con valores tipicos de C;; para pozos de aceite
y gas, se concluye que C; para espumas es 2 a 4 6rdenes de magnitud menos que Cy;, y Cr igualard
aproximadamente a (;, particularmente para pozos de gas. Adicionalmente se nota que C; para
espumas, es mucho menos que para aguas gelificadas o sin tratamiento.

Los valores bajos de pérdida de fluidos, y consecuentemente el coeficiente de fluido de fractura,
indican que la espuma tiene varias ventajas como fluido fracturante.

Debido al bajo leakoff del fluido durante el tratamiento, éste es mas eficiente. Son formadas
fracturas con dreas mas grandes, usando espumas con el mismo gasto de inyeccién y volumen
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total de tratamiento, que con fluidos con leakoff mayor. Por lo tanto, deben resultar mayores
incrementos en la productividad.

Pueden ser incluidos aditivos de perdida de fluido en fluidos convencionales, para reducir la
pérdida de fluidos a valores tan bajos como los que se tienen con las espumas. Puede que estos
aditivos produzcan una reduccidn considerable de la conductividad de la fractura, sin embargo,
como ha sido observado en operaciones de campo y reportado por trabajo de laboratorio de Pye
& Smith, la espuma da estas mismas pérdidas bajas de fluido sin la adicién de agentes
constructores de paredes o sélidos, por lo tanto no causa reduccion de la conductividad de la
fractura o dafio a la formacién.

Debido a las bajas pérdidas de fluido, la invasién del fluido de fractura de la formacidn es pequeiia,
consecuentemente la reaccién entre el fluido de tratamiento y los fluidos del yacimiento o la roca
del yacimiento es minimizada, y la posibilidad de causar dafio a la formacién por estos fendmenos
es baja.

Se ha notado que la caida de presion es muy lenta después de que la inyeccidn ha sido completada
durante las operaciones de campo, indicando gastos muy pequefios de leakoff de fluido
subsecuente al tratamiento. Estos gastos de caida de presion son mucho menores que lo de
tratamientos convencionales, en los mismos campos con agua gelificada, agua, o agua con aditivos
de pérdida de fluido. Esta observacion confirma las propiedades de baja pérdida de fluidos de las
espumas vistas en el laboratorio, e indica que las espumas usadas son estables para al menos
cierta longitud de tratamiento.

3.3.2.2 Capacidad de acarreo de arena
Observaciones de campo durante el tratamiento de fractura indican que las espumas tienen una

alta capacidad para cargar y suspender arena. Estas caracteristicas han sido particularmente
notables cuando ha sido necesario detener operaciones por un corto tiempo durante un
tratamiento con fluidos cargados de arena en el agujero del pozo. Las operaciones se han
resumido con poca o ninguna indicacién de asentamiento de arenas fuera del agujero del pozo.

Para evaluar estas caracteristicas, fue medida la velocidad de asentamiento de varias particulas de
arenas de tamaio comun, en espuma estatica. La tabla 3.5 y la figura 3.22 presentan los
resultados de estas mediciones. La velocidad de asentamiento es una funcion de la viscosidad de
la espuma, la tensidn interfacial entre la fase gaseosa y liquida, el tamafio de la particula, y el
tamanio de la burbuja. Las velocidades de asentamiento medidas en espumas son mucho menores
que las velocidades de asentamiento en agua o agua gelificada (ver tabla 3.5).
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Tabla 3.5 - Velocidad de asentamiento de la particula en espuma estatica

Peso Espesor de la Tiempo de Velocidad de
Espuma Asentamiento Asentamiento
Gramos
Pulgadas Segundos ft/s
_ 0.004 0.25 5280 3.9x10°¢
_ 0.004 0.25 6480 3.2x1076
_ 0.005 0.25 8160 2.5x1076
_ 0.012 0.50 1426 2.9x1075
_ 0.012 0.50 1381 3.0x1075
_ 0.040 3.00 1530 1.6x107*
_ 0.043 3.00 1728 1.4x107*
_ 0.041 6.00 1680 1.5x107*
_ 0.126 6.00 630 7.9x107*
_ 0.129 6.00 641 7.8x107*
_ 0.129 6.00 542 9.2x107*
_ 0.225 6.00 171 29x1073
_ 0.214 6.00 204 2.5x1073
_ 0.240 6.00 110 45x%x1073
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Figura 3.22.- Velocidad de asentamiento de la arena en una espuma estatica y 500 cp en fluido
Newtoniano

La velocidad de asentamiento de particulas de diametro pequefio es mucho menor que la predicha
por la ley de Stokes. La diferencia se reduce cuando el tamafio de la particula aumenta.

Se infiere que son retenidas particulas mucho mas pequenas que el tamaio de la burbuja, dentro
de las burbujas de gas y no tienen velocidad de asentamiento.

Abbott midié la velocidad de resbalamiento de particulas esféricas en una espuma fluyente. Sus
resultados muestran que la velocidad de resbalamiento incrementa proporcionalmente con el
incremento de la viscosidad efectiva. Los Incrementos de la viscosidad efectiva pueden ser
causados por el aumento de la calidad de espuma, o el decremento de la tasa de cambio de
velocidad (velocidad de flujo). Tanto la calidad de espuma y velocidad de flujo, varian
considerablemente durante un tratamiento, y estas dos propiedades generalmente varian a través
de un amplio rango en el sistema de fractura a un tiempo dado. Debido a la variacidn de las
velocidades de flujo, en muchos casos la habilidad de acarreo de arena del fluido es mayor en la
fractura, permitiendo la colocacién de mas arena de la que es posible con los fluidos
convencionales.
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Al final del tratamiento, cuando el flujo es detenido, la espuma suspende la arena hasta que la
fractura “se cura” o se cierra sobre el material apuntalante, como es indicado por las velocidades
de asentamiento muy bajas en la espuma estatica. El drea de la fractura apuntalada es por lo
tanto casi tan grande como el area de fractura creada, resultando en mayores incrementos de la
productividad que los obtenidos cuando la arena se asienta en el fondo de la fractura, y la
proporcién de area apuntalada a drea creada es mucho menor a uno.

Ademas, si la operacién de inyeccion debe ser detenida, con fluido cargado de arena en el agujero
del pozo, la espuma suspendera la arena por un tiempo considerable.

3.3.2.3 Viscosidad de la espuma
Como se mencioné previamente, Mitchell ha descrito la viscosidad efectiva de la espuma y mostré

que se comporta como un fluido plastico de Bingham, de acuerdo a las ecuaciones:

para tuberia,

fo =ty + 664625 oo (3.30)

4

para una anula concéntrico,

di—d,
le = ftp + 4490 T, (T) ........................ (3.31)

para una ranura,

2
e =ty + 7.162 ’y‘f: e (3.32)

La figura 3.23 muestra la velocidad efectiva como una funcién del gasto, para 70% y 80% de
calidad de espuma en ambas TR de 4 1/2 pulgadas y TP de 2 7/8 pulgadas. La viscosidad efectiva
también es mostrada para flujo en una ranura de 0.2 pulgadas, por 40 pies, por 70% de calidad de
espuma. La viscosidad efectiva decrece con gastos crecientes y calidad decreciente. Los cambios
en la viscosidad causados por cambios modestos de la tasa de cambio de velocidad (velocidad de
flujo), y la calidad, son suficientemente grandes para causar grandes variaciones de caidas de
presion durante tratamientos.
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Figura 3.23.-Viscosidad efectiva de la espuma en tuberias y ranuras.

Como es mostrado por Blauer, Mitchell, y Kohlhaas; 1974, las ecuaciones 3.30 y 3.31 podrian ser
usadas para calcular la viscosidad efectiva. Las caidas de presion debido a la friccion podrian ser
calculadas con estas viscosidades, y las ecuaciones para fluidos Newtonianos. El niumero de
Reynolds es usado para determinar el régimen de flujo vy el factor de friccion es obtenido de un
diagrama de Moody convencional.

A perdida de presion por friccidon es

AP fpsv?
A1~ 258d;

Debido a que el volumen de la fase de gas de la espuma varia considerablemente como una
funcion de presidn, calidad de espuma, velocidad y viscosidad variaran considerablemente como
una funcién de presién. Por lo tanto, la ecuacién (3.33) puede ser usada para calcular la caida de
presion solo si el total de la caida de presidn es pequefia. Asi, para propdsitos de disefio, una sarta
de tratamiento larga de TR o TP es dividida en segmentos, la caida de presidn calculada para un
segmento vy la calidad de la espuma, la densidad de la velocidad, y la viscosidad corregida a la
nueva presion. El calculo es repetido hasta que el cambio es despreciable. La caida de presion para
el siguiente segmento es calculada de la misma forma. El proceso es repetido hasta que la caida
de presidn para cada segmento ha sido determinada. La caida total de presidn es la suma de las
caidas de presion para cada segmento.
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Para el cdlculo de los cambios de presidn en cada segmento la diferencia debido a la cabeza debe
ser incluida:

(%) =(%) + (%) ...(3.34)
Al Total A1/ Friccién Al/ cabeza

Y

(59 canena = ~005201 (5557)

Los cambios de volumen de la fase gaseosa son calculados con la ley de los gases reales

v, = (%)1 (%)2 ............................................ (3.36)

La calidad de espuma es después corregida por el cambio de volumen de la fase gaseosa

I

%(1—r1)+1 ( )

I

Donde las calidades son expresadas como fracciones decimales

La figura 3.24 muestra caidas de presidn calculadas debido a la fricciéon para flujo de 70% de
calidad de espuma, en TR de 4 1/2 pulgadas y TP de 2 7/8 pulgadas. Debe tomarse en cuenta que
las pérdidas por friccién son mucho menores que las pérdidas por agua en los mismos conductos.
Como resultado los requerimientos de HP para la inyeccién son menores, nos sélo porque la fase
liquida es la Unica fase que requiere bombeo pero también por las caidas de presién menores.

1000

L0O

10

Perdidas por friccién— psi/100ft

1 10 100
Gasto, BPM

Figura 3.24 - Caida de presion debido a la friccion de espumas fluyendo en la tuberia.
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Debido a las altas viscosidades muchas espumas estan en flujo laminar durante el tratamiento,
una condicion que es raramente realizada con fluidos en fase liquida. Las bajas caidas de presion
debida a la friccion, combinada con medios mas eficientes de fracturamiento, significan que
muchos pozos podrian ser tratados a gastos deseados a lo largo de la TP, que normalmente serian
usados para tratamiento a lo largo de la TR. Sobretodo el costo del tratamiento es por lo tanto
reducido.

De acuerdo a la ecuacidn de Perkins y Kern, para un mdaximo espesor de la fractura durante el
tratamiento con fluidos Newtonianos, la alta viscosidad efectiva de espumas causara anchos de
fracturas mucho mayores que las creadas con fluidos convencionales:

Fractura vertical, fluido Newtoniano:

Y
_ q?yL\ 4
Wy = 0.4 ( Ehf) ...................................... (3.38)

Fractura vertical, espuma no-Newtoniana:

W =134 (125) ™ (3.39)

Fractura horizontal, espuma no- Newtoniana:

Son mostradas comparaciones de anchos de fracturas calculados en el agujero del pozo para 70%
de calidad de espuma y agua gelificada (40 Ibs agente gelificante/1000 galones de agua), para
fracturas horizontales y verticales en la figuras 3.25 y 3.26 respectivamente. Para estos calculos, se
supuso una L de 40 piesy 1¢ se supuso 400 pies.
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Figura 3.25 - Comparacion del espesor de la fractura horizontal de 70% de calidad de espuma y
40 #1000 gal WG-6 agua gelificada.
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Figura 3.26 - Comparacion del espesor de la fractura horizontal de 70% de calidad de espuma y
40 # agua gelificada.
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Para fracturas horizontales, la espuma crea menos espesor de fractura a cualquier gasto, que con
agua gelificada. Mientras la espuma se mueve del agujero del pozo, la velocidad de flujo
disminuirda, la viscosidad se incrementara y el espesor de la fractura aumentara. El disefio de
fracturas horizontales, debe seleccionar sélo el gasto suficiente para crear una fractura lo
suficientemente ancha para la entrada de arena. Con un espesor estrecho, es creada mas area de
fractura por unidad de volumen de fluido fracturante inyectado.

El espesor de fracturas verticales es mucho mas grande para la inyeccidon de espuma que para el
agua gelificada. Muchas zonas las cuales normalmente no admiten arena durante los tratamientos
de fractura pueden por lo tanto ser tratadas exitosamente.

3.3.2.4 Otras propiedades
Debido a que la espuma es inyectada a altas presiones, la reduccidn de presion en la superficie, al

final del tratamiento debido a la abertura del agujero, causa un gran incremento del volumen de
gas. Tal incremento generalmente incrementara la calidad mas alld de los limites para una espuma
estable (I' > 95%) y se formara niebla. La mayoria de la fase liquida del fluido fracturante, es
producida de vuelta en esta forma de niebla durante la purga, resultando en la rdpida
recuperacion de fluido. El tiempo de plataforma para limpieza y arranque es reducido.

Debido a que la presion hidrostatica de una espuma es muy pequefia, cuando la presién de
superficie decae, el fluido en la fractura rapidamente estard a menos presién que el fluido de
formacion (bajo balance), y el flujo sera desde la formacién a la fractura poco después del
tratamiento. El diferencial de baja presidn, tiempo de exposicion corto, y la baja pérdida de fluido
se combinan para minimizar la entrada de fluido, resultando en dafio a la fractura de la formacién
o cualquier otra formacién expuesta en el agujero del pozo.

Los bajos contenidos de liquido reducen requerimientos para la transportacién y almacenamiento
del agua.

3.3.3 Evaluacién de propiedades de espumas y consideraciones de disefo.

Dos importantes parametros que describen a la espuma son la textura y la estabilidad. Aunque
ambos son factores dominantes en la determinacién de la reologia de la espuma, tampoco estd
estipulado pero se asume cuando se diseia un tratamiento de fluido espumoso.

3.3.3.1 Textura.

La textura del fluido es un parametro importante que afecta la reologia del fluido espumoso. La
textura de la espuma es resultado de una clasificacidon de la espuma de acuerdo a su tamafio de
burbuja, forma y distribucién dentro de la matriz de la espuma. La textura es una descripcién de la
manera en la que las burbujas de gas estan distribuidas entre toda la fase liquida de la espuma.
Esta propiedad no solamente influye la reologia de la espuma, sino también a la perdida de fluido,
transporte del apuntalante, y propiedades de limpieza. La textura de la espuma es cualitativa mas
qgue un valor cuantitativo, y por lo tanto no se usa un numero para describirla; se usa una
descripcidn fisica. Los factores que afectan la textura de las espumas son la calidad, presidn,
técnica de generacién de la espuma y composicion quimica.
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Las espumas son fluidos que dependen de la historia de corte. La textura de la espuma alcanzara
un estado de equilibrio a una velocidad de corte en particular. Se producen espumas de textura
mas fina, dindmicamente mas estables, a altas velocidades de corte, alta presién, y con mayores
cualidades de surfactante. Reidenbach y cols. observaron que a altas velocidades de corte, se
creaban mas burbujas finas y uniformes. Esta informacion indica que a condiciones de fondo de
pozo, durante la estimulacidn con fractura cuando las condiciones de alta presién y el corte estan
presentes, las espumas tienen una textura fina con burbujas en forma de tuberia en paralelo.

Harris determiné mediante experimentacién que el tamafio de burbujas de espumas de fluidos de
fracturamiento varia de 300 a 1200 um con una distribucidon de tamafio de las burbujas y tamanos
pequefios de burbuja en relacién con el conducto de flujo en la fractura, las espumas pueden ser
consideradas homogéneas. La densidad es una funcién de la temperatura, presién y calidad.

Algunos tipos de surfactantes y concentraciones tienen un impacto importante en la textura de la
espuma vy viscosidad. En general, el tamafio de burbuja se reduce con un incremento en la
concentracién de surfactantes; un tamafo de burbuja disminuido, incrementa la viscosidad de la
espuma. Porque al crear las espumas, se requiere energia para crear nuevas superficies y los
surfactantes dan menor tensidn superficial, ellos promueven la formacidon de espumas y son mas
estables. Por lo tanto, los tamafios de burbuja mas chicos requieren mayores concentraciones de
surfactante para mantener la estabilidad. Incrementando el gelificante o crosslinking, la fase
externa incrementa dramaticamente la viscosidad de la espuma, pero la textura no se afecta,
relativamente.

3.3.3.2 Estabilidad.

La estabilidad estatica de una espuma es la habilidad de resistir la ruptura de burbuja dando como
resultado el colapso de burbuja o coalescencia. La inestabilidad de la espuma puede ser causada
por el drenado de liquido de la espuma, resultando de un incremento en la calidad por encima de
0.95 debido a la reduccién de presidn, calentamiento, ruptura de burbuja o coalescencia.

Un método para cuantificar la estabilidad de la espuma es medir su vida media. La vida media es el
tiempo requerido por la espuma para drenar la mitad de su volumen de liquido. Entre mds tiempo
tome drenar el liquido, mas estable serd la espuma. Un factor mayor que afecta fuertemente la
estabilidad es el método de la generacion de la espuma. Ademds, la vida media
experimentalmente medida estd en funciéon de la altura de la columna de espuma.

Esos factores que fueron previamente mencionados que producen espumas con texturas mas
finas también producen espumas mds estables. Factores tales como tipo de surfactante,
concentracién, presidon incremental, y mayores entradas de energia mecdnica, generan espumas
mas estables. Para mayores temperaturas tales como aquellas que existen en el fondo del pozo, la
estabilidad dindmica de las espumas se basa en el tipo de surfactante y concentracion mas que en
la adicidn de espesantes (estabilizadores de polimeros). No es conocido qué gastos son necesarios
para mantener la estabilidad dinamica en las fracturas, o si esas condiciones existen tipicamente.
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Pruebas de vida media han mostrado que el uso de gelificantes incrementa la estabilidad estatica
de las espumas y el uso de crosslinkers alarga significativamente la vida promedio. La adicién de
gelificantes y crosslinkers incrementa dramaticamente tanto la viscosidad como la estabilidad
estdtica de la espuma. La grafica de la vida media vs calidad de la espuma se muestra a

continuacion:
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Figura 3.27 — Grafica de vida media contra fluidos espumosos.

3.3.3.3 Efectos de calidad en viscosidad de la espuma.
La viscosidad del fluido de estimulacién es valiosa en la determinacion de pérdida de liquidos,

capacidad de llevar apuntalante, caida de presién por friccion, y con un menor grado, el ancho de
fractura. Debido a la naturaleza de las espumas, el caracter reoldgico de la los fluidos espumosos
es dificil de cuantificar. La viscosidad de la espuma depende sobre todo de la calidad de la espuma
y la viscosidad de la fase externa del fluido. Los fluidos de estimulacidn estan sujetos a variaciones
de presion desde la superficie hasta condiciones de fondo de pozo; por lo tanto, la calidad de la
espuma vy la viscosidad cambiardn en consecuencia. Para superar las condiciones cambiantes
experimentadas durante la estimulacién, los fluidos espumosos son disefiados para alcanzar una
calidad especifica a condiciones de fondo de pozo.

Blauer describio el efecto de la calidad de la espuma en la viscosidad mediante la division de
rangos de calidad de espumas dentro de regiones de distintas interacciones de burbujas. Las
burbujas esféricas estdn dispersas uniformemente en toda la espuma, las burbujas no estan en
contacto unas con otras, y el flujo es Newtoniano. Sobre una calidad de 52%, las burbujas esféricas
estan ligeramente empacadas en arreglos cubicos y en contacto unas con otras durante el flujo,
resultando en un incremento en la viscosidad. A una calidad de espuma de 74%, las burbujas se
deforman de esferas a formas de tubos paralelos durante el flujo. En este rango ocurren maximas
viscosidades de espuma. Sobre calidades de 95%, las espumas no son mas estables, y se forma una
niebla. Graficamente, el efecto de la calidad de la espuma se muestra en la siguiente figura:
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Figura 3.28 — Gréfica de calidad de la espuma contra viscosidad de la espuma.
Un efecto mayor que afecta la calidad de la espuma es la velocidad de corte, que se impone sobre
la espuma. Mitchell mostroé la relacidén entre viscosidad, calidad y velocidad de corte para espumas
externas Newtonianas.
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Figura 3.29 — Grafica mostrando el efecto de la calidad de la espuma y velocidad de corte en la
viscosidad de espumas de N, liquido a temperatura ambiente.
Las espumas con calidades menores a 55% son fluidos Newtonianos. Espumas con calidades sobre
55% exhiben propiedades de adelgazamiento de corte. Espumas a una calidad dada tienen
viscosidades menores aparentes a mayores velocidades de corte.
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Las espumas que estdn compuestas de fluidos no Newtonianos de fase externa no se comportan
de forma similar a fluidos espumosos Newtonianos. Las viscosidades de fluidos espumosos no
Newtonianos son totalmente dependientes de la velocidad de corte y adelgazamiento de corte.
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Figura 3.30 — Grafica mostrando el efecto de la calidad y velocidad de corte en sistemas de
espumas gelificados.

3.3.3.4 Friccidn de la espuma.
La presidn de friccion y las viscosidades son dos caracteristicas fisicas importantes de los fluidos

para estimulacion de pozos. La presién de friccion, hidrostatica del fluido y gradientes de fractura
determinan la presién minima de bombeo necesaria en superficie para mantener un crecimiento
de la fractura. Algunas veces la presidon de friccion es el factor determinante asi como las
configuraciones de fondo de pozo necesarias para mantener una presidn en superficie minima.

Ciertos métodos de calculo de presién de friccidn involucran el uso de cartas de presidon que estan
en la forma de caida de presién por longitud de la tuberia contra el gasto de la espuma. Estos tipos
de carta incorporan calidad de la espuma y geometria tubular pero puede descuidar la
consideracion de uno o mas parametros tales como temperatura, presion, textura de la espuma,
tipo de polimeros o surfactantes y concentracion. Cada uno de estos parametros es a menudo no
especificado pero afecta drasticamente la presidn de friccion de las espumas.
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3.3.4 Criterio de disefio de espumas de fracturamiento.

Cuando se disefia un tratamiento de fracturamiento, la seleccién apropiada del fluido es muy
importante. Debido a que el pozo especifico contrasta, la seleccion del fluido correcto para el
tratamiento es dificil. Las caracteristicas son:

Pérdida de fluido.

Compatibilidad con la formacidn y fluidos in-situ.
Reologia y friccion.

Efectos del apuntalante.

3.3.4.1 Pérdida de fluido.

Los fluidos espumosos tienen caracteristicas de leakoff controladas por viscosidad. Las espumas
altamente gelificadas o con crosslinkers desarrollaran caracteristicas de una barrera. El mecanismo
de control leakoff de fluidos espumosos que son crosslinked(*) o altamente gelificadas tendran
que ser determinadas por métodos de mini-fractura o en laboratorio. Las espumas que son
ligeramente gelificadas o usan un surfactante no formaran enjarre, y por lo tanto el control de
fuga del fluido permanece dominante por la viscosidad. El control total de leakoff de fluido
espumoso es mucho menor que aquel de agua gelificada y los espumosos son mas eficientes.
Asumiendo que los gastos y los volumenes inyectados son los mismos, la espuma, que es un fluido
mas eficiente, creara fracturas con mayor area. Esta caracteristica resultara en mayor incremento
de la productividad usando espumas en lugar de agua gelificada.

3.3.4.2 Compatibilidad con el fluido de la formacidn.

Los fluidos espumosos son mezclas de gases y liquidos. La relacién volumétrica de gas esta dada
por la calidad de la espuma para fluidos de estimulacién. Esta designada a estar entre 70 y 85%. La
relacién de gas permanece alta por muchas razones y por lo tanto, un volumen reducido de liquido
hard contacto con la formacién. Por esta razon, la posibilidad de causar dafio en la formacién es
reducida.

Los fluidos espumosos tienen baja perdida de liquido en formaciones de baja permeabilidad.
Como resultado, la invasién de fluidos fracturantes es baja, y consecuentemente la reaccion entre
el fluido de tratamiento y el fluido del yacimiento o la roca estd minimizada. Debido a la naturaleza
energizante de los fluidos espumosos, la cantidad de tiempo que estdn en contacto con la
formacion se mantiene al minimo. Si se le permite asentar por periodos extendidos a condiciones
de fondo de pozo, estos fluidos perderan la energia disponible del gas. El gas se disipa dentro de la
formacidn. Por esta razon, el tiempo de contacto de la espuma en la formacidon es minimizado, y
los potenciales efectos de los dafios se reducen mas. Las espumas son muy compatibles aun con
las formaciones mas sensibles. Los volumenes de liquido reducidos, tiempo de contacto, y perdida
de fluido hacen a las espumas uno de los fluidos mas versatiles para estimulaciones poco
profundas de formaciones sensibles.
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3.3.4.3 Reologia y friccion.

La reologia es un criterio importante en el disefio de un tratamiento de estimulacién ya que varios
elementos importantes de disefio son afectados por las predicciones reoldgicas. La presion de
friccion es dependiente a la reologia del fluido, y la presidon de superficie del tratamiento es
directamente dependiente a la presidon de fricciéon del fluido. La determinacién del ancho y
longitud de la fractura y predicciones econdmicas de simuladores de fractura usan predicciones
reoldgicas. Asi, un modelado preciso de las propiedades actuales reoldgicas de la espuma,
permiten la prediccién del éxito del tratamiento de fractura y presiones de superficie del
tratamiento.

Matematicamente, los modelos se expresan como:

Bingham plastic:

Donde, T es el esfuerzo cortante, Typ €S el esfuerzo cortante al limite de elasticidad, Up €s la
viscosidad plastica y § es la velocidad de corte.

Ley de poder.

TN CPTC) L (3.42)

Usando el modelo Hershel Buckley de tensién-deformacion, la pérdida de presion para fluidos
espumosos en tuberia puede determinarse por:

T = (AXAP) /(ALY oooooooeereseresre (3.43)

Donde, d es el didmetro interno de la tuberia, AP es el diferencial de presién y L es la longitud de
la tuberia.

La velocidad de corte puede escribirse como:
6 = (BXV) /A, (3.44)

Donde, v es la velocidad promedio del fluido y d es el didmetro interno de la tuberia.

aap

; 8v
T = Typ +K f[;]n ............................. (3.45)

3.3.4.4 Efectos del apuntalante.

La introduccién de un apuntalante dentro de los fluidos de estimulacién aumenta la dificultad de
predecir la caida de presidén debido a la friccién. Harris y cols. desarrollé un método analitico muy
util para tomar en cuenta los efectos en la reologia por la introduccion de un apuntalante.

El método asume que el apuntalante es parte de la fase interna, y la calidad de la espuma es
incrementada efectivamente. La viscosidad de la espuma acuosa es entonces estimada como si
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fuera igual a una espuma libre de apuntalante, la calidad se calcula usando el método de volumen
de fase interna.

3.3.5 Procedimiento de diseno

Debido a que los pequeiios cambios de presiéon causan grandes cambios de volumen de la fase
gaseosa, velocidad de flujo de la espuma, densidad, calidad, y viscosidad; todos ellos cambian
notablemente durante un tratamiento y son muy sensibles a la presion. La presién a todos los
puntos en el tratamiento desde la bomba hasta la punta de las fracturas, debe ser
cuidadosamente estimada para que las velocidades, densidades, calidades, y viscosidades puedan
ser determinadas para cada porcion del sistema de flujo. Con esta consideracién basica el
siguiente procedimiento ha sido usado para el disefio del tratamiento:

1.- Estimar la presion de fondo BHP necesaria para fracturar la formacién y propagar la fractura.
2.- Suponer un espesor y altura de fractura, la cual serd abierta durante la inyeccién.

3.-Seleccionar arbitrariamente una calidad de espuma y gasto de inyeccidon de fondo para la
fractura.

4.-Determinar el coeficiente de pérdida de fluido y la viscosidad para la espuma, a condiciones de
fondo de la informacion del laboratorio con la geometria de fractura supuesta y la presion de
fractura.

5.- Calcular la geometria de la fractura resultante del tratamiento: altura, espesor y area.

6.- Si la geometria de la fractura es aceptable, continuar con el paso 7, si no, suponer otra calidad
o gasto y repite los pasos 1 al 5 hasta que resulte una geometria aceptable.

7.- Determinar la caida de presion a través de la perforacion:

APperf =

8.- Estimar la calidad de espuma, velocidad, densidad, y viscosidad al fondo del agujero del pozo
dentro de la tuberia. Estos valores seran los mismos que en los pasos 3y 4 si AP, es pequefia.

9.- Dividir el conducto del fluido, TP o TR, en segmentos. Calcular la diferencia de presién durante
el tratamiento para cada segmento. Hacer las correcciones necesarias a velocidades, viscosidades,
densidades y calidades y repetir los calculos hasta que los cambios se vuelvan despreciables.

10.- Repetir el paso 9 para cada segmento hasta que las condiciones de cabeza de pozo sean
determinadas: Calidad de espuma, presidon de inyeccidn, y gasto superficial de inyeccion.

11.- Si las condiciones de superficie calculadas no son aceptables empezar de nuevo con el paso 3,
y nuevas suposiciones en cuanto a la calidad de espuma y gasto de inyeccién en el fondo.

102



FRACTURAMIENTO A LA FORMACION CON CO, Y N,. CAPITULO III

Debido a la sensibilidad de las propiedades de la espuma para cambios de presidn, gasto, y otras
condiciones de operacion, pequefios cambios de condiciones de operacién pueden causar cambios
significantes en el comportamiento y resultados del tratamiento. Las eficiencias del tratamiento
pueden ser alteradas notablemente por aparentemente despreciables variaciones de técnica de
operacién, condiciones, equipo, y comportamiento. Por esta razdn, los tratamientos deben ser
monitoreados y supervisados estrechamente, y cualquier alteracién de las condiciones de disefio
debe ser rapidamente analizado en el campo durante el tratamiento y las modificaciones
necesarias para proceder, o las condiciones instituidas rapidamente. La experiencia ha mostrado
que las condiciones de tratamiento pueden ser analizadas tales como la presiéon de superficie
puede ser predicha dentro del 5% de presidn de superficie medida.

El mismo tipo de precauciones son requeridas cuando se estén haciendo pruebas de presion a las
lineas de tratamiento de CO, con un sistema de mezclado como con uno de espumas. Para
monitorear los gastos superficiales de C0O,, dos turbinas de flujo a alta presién conectadas en
paralelo como con el sistema espumoso de CO, previamente discutido (ver figura 3.31), son
necesitadas. Finalmente, para mantener un volumen constante de (CO,-a-fluido-base en la
superficie cuando los apuntalantes son introducidos, el volumen del apuntalante debe compensar
como con el sistema de espuma.
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Figura 3.31.-Equipo de medicion de espuma
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3.3.6 Practicas y procedimientos de seguridad

Cuando el €O, es manejado en el lugar, se deben de tomar algunas precauciones simples para
asegurar un tratamiento seguro. Anteriormente, el CO, fue descrito como un gas denso y no
toxico a condiciones atmosféricas; debido a la densidad del CO, en forma de gas, sin embargo,
puede desplazar al aire y provocar asfixia. Para minimizar la exposicion, sélo el personal esencial
deberia estar en el drea de inyeccion de CO, y todos los pasos deberian de ser tomadas en cuenta
para asegurar la ventilacion adecuada y tener un suministro de aire auxiliar.

Cuando el CO, es manejado como un liquido frio (0 a -20°F [-18 a -29°C]) en el lugar. Los metales
expuestos al CO, liquido, deberan ser tocados sélo con las manos enguantadas. Se debe tomar
cuidado en remover el agua de las lineas de tratamiento. El agua presente en el sistema se
congelard y generard un tapon. Para remover el agua del sistema, las bombas y las lineas de
tratamiento de CO, deben ser limpiadas con un rapido flujo de combustible diesel.

Es esencial evitar cualquier situacién en la cual el CO, pueda estar atrapado sin ningin método de
seguridad de alivio de presién. Por lo tanto las valvulas de alivio de presiéon deben ser colocadas
en puntos bajos en lineas de tratamiento donde los fluidos densos tenderdn a recolectarse y en
tubos flexibles de CO, de baja presidn. Permitir a la presidn del sistema de CO, caer debajo de 63
psi [4.43038 kg/cm?] causard un rapido enfriamiento y solidificacién del CO,. El CO, sélido
podria formar un tapoén y de nueva cuenta crear condiciones explosivas. Asi las valvulas de alivio
de presién deberdn establecerse arriba de 63 psi [4.43038 kg/cm?]. Finalmente, para
incrementar el margen de seguridad para operadores de bombas de CO,, todas las bombas y
valvulas deberan ser operadas desde ubicaciones remotas.

3.3.7 Aspectos econémicos.

Conforme los precios del petrdleo se moderan, la optimizacién econdmica de los tratamientos de
estimulacién se incrementa urgentemente. Un sistema energizado o de espumas debe ser
considerado cuando:

(1) La zona esta bajo-presionada y la recuperacion del fluido de fracturamiento es cuestionable,
(2) La formacion es sensible a contactos por fluidos externos, o

(3) Una baja viscosidad, cercana al fluido de soporte perfecto es deseada para minimizar el
crecimiento de la altura de la fractura.

Si es decidido que un componente energizante deberd de ser usado. La decisiéon entre CO, y N,
debe ser hecha.

Una consideracion importante es que N, es suministrado y bombeado por la compaiiia
proveyendo el servicio de estimulacién mientras que el CO, es normalmente suministrado por un
contratista externo.

Debido a que la ocupaciéon primaria de los proveedores de CO, no esta relacionada al campo, ellos
no proveen equipo especializado de inyeccidn para aplicaciones de fracturamiento. En contraste el
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tratamiento de N,, es especializado a tal grado de que se encuentran listas y disponibles unidades
consolidadas de bombeo/transporte.

Cuando el CO, es bombeado, muchas piezas separadas del equipo deben ser conectadas para
formar un sistema de inyeccidn totalmente separado antes de que el bombeo pueda comenzar.
Por lo tanto, la economia del bombeo de CO, en pequefios tratamientos no es tan atractivo como
para el N,. También es exigido normalmente por los proveedores de CO,, un orden minimo de al
menos 15 toneladas [13.6Mg].

Otro punto es que debe ser considerado el periodo de cierre durante el tratamiento. Debido a la
solubilidad del CO, en los fluidos de tratamiento, tiempos de cierre mas largos que para el N,
podrian ser tolerados sin pérdida excesiva de la energia del gas.

Sin embargo, en pozos muy someros y de bajas temperaturas, pueden ser requeridos tiempos de
cierre mayor con el CO, en vez de con el N, para permitirle calentarse lo suficiente para
vaporizar. Los pardmetros y requerimientos especificos para cada situacién de estimulacién deben
ser analizados cuidadosamente antes de que la decisién de que gas usar sea tomada.

La ventaja principal que tienen los fluidos carbonatados sobre fluidos nitrificados, son las
densidades mas grades cuando son tratadas formaciones profundas con altas presiones de
fracturamiento. Las presiones hidrostdticas incrementadas con CO,, comparadas con las de N,,
pueden resultar en presiones superficiales de tratamiento mucho menores. En tuberias pequefias
(2 7/8- y 2 3/8-in [7.3cm- y 6.03-cm]), las propiedades de friccion de las espumas de CO,
observadas en el campo son similares a las presentadas por 9 a 10 Ibm [4.08 a 4.54 Kg] de agua de
salmuera. Sin embargo, las presiones superficiales para los tratamientos con espuma de CO,
todavia podrian ser de 1500 a 3000 psi [105.485 a 210.970 kg/cm?] mas bajos que un
tratamiento con N,. En pozos muy profundos, o en cualquier pozo con presion de fracturamiento
muy alta, el uso de CO, en vez del N,puede reducir la presiéon superficial de tratamiento a tal
grado que se pueden ahorrar miles de délares en cargos a HP hidraulico. Muchos pozos han sido
tratados con espumas de CO, simplemente porque las limitaciones de la presién de los tubulares
no permitirian el tratamiento con espumas de N,.

Nomenclatura

A = Area transversal del paquete de arena, [t

Ap = Area transversal de una perforacién, ft?2

C, = Coeficiente de pérdida de fluido para el fluido de fractura, ft/v/min

C,; = Coeficiente de pérdida de fluido para el fluido de formacién, ft/vmin

Cy;; = Coeficiente de pérdida de fluido para el fluido de construccién de pared, ft/vmin

Cr = Coeficiente de pérdida de fluido total, ft/vVmin
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¢, = Coeficiente de la compresibilidad isotérmica para los fluidos del yacimiento, psi~?!

d; = Diametro interno de la tuberia, pulgadas

d, = Diametro externo de la tuberia, pulgadas

E = Modulo de elasticidad de Young, psi

f= Factor de friccion

h = Altura de la ranura, pies

hf= Altura de la fractura vertical, pies

kf = Permeabilidad de la roca de yacimiento al fluido de fracturamiento, mD
k, = Permeabilidad de la roca de yacimiento al fluido del yacimiento, mD
L = Longitud de una fractura vertical, medida del agujero del pozo, ft
| = Longitud de la TR o TP, ft

P = Presiodn, psi

g = Gasto, bpm

g, = Gasto por perforacion, gal/min

77 = Radio de una fractura horizontal, ft

t = Tiempo, minutos

V = Volumen de fluido desplazado del paquete de arena, ft3

V1, = Volumen de la fase de gas a condiciones de presién 1y 2, ft3
W = Espesor de la ranura, pulgadas

Wy = Espesor de la fractura, pulgadas

F = Calidad de espuma, decimal

k) = Coeficiente de pérdida de fluido, ft/v/min [m/vmin]

n = NUmero de moles

p = presién, psia [KPa]

Pyp = presion de fracturamiento in situ, psia [KPa]
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P, = Presion de superficie

P, = Presion estandar, 14.7psia [101.4 KPa]

Sqw = solubilidad en agua del CO,, scf/bbl [std m3/m3]
T= Temperatura, R [K]

T4, = Temperatura in situ promedio, R [K]

V = Volumen, scf [std m3]

V¢o, = Volumen de CO,, scf [std m?]

Van =Volumena Py, y Tap, ft3 [m3]

V= Volumen de espuma, bbl [ m3]

Ve =Volumena Py, y Ty, ft3 [m3]

Z = Factor de compresibilidad

Z . = CO, factor de compresibilidad a P, y Ts. = 1

Z gn = CO, factor de compresibilidad a Py, y Ty,
Simbolos griegos

I = Calidad dela espuma, gasto del volumen de la fase gaseosa, fraccional o porcentaje
Y = Gravedad especifica

® = Porosidad de la roca del yacimiento, fraccional
U = Viscosidad efectiva, cp

Mg = Viscosidad del fluido de fracturamiento, cp
Hp = Viscosidad plastica, cp

WUy = Viscosidad del fluido del yacimiento, cp
py = Peso especifico del fluido fracturante (espuma), Ibs/gal
p; = Peso especifico de la fase liquida (espuma), lbs/gal

T, = Limite elastico, Ibf/100 ft?
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CAPITULO IV: APLICACIONES REALES DE TRATAMIENTOS CON €O, Y N,.

4.1 Historial exitoso de aplicaciones del sistema de fracturamiento con CO, y CO,/N,.
El primer tratamiento de fracturamiento con espuma fue realizado en enero de 1968. Este

tratamiento utilizo aproximadamente 2041 kg (4500 lbm) de maya de 12-/20 de apuntalante de
vidrio con aproximadamente 83 a 85 % de calidad de espuma para estimular la formacién de
esquisto Brown en Lincoln Country, West Virginia.

Se termind un pozo de aceite en la formacién Redford en Kingsfisher country, OK. El pozo fue
tratado con 75.7 m® (20,000 gal) de espuma de 75% de calidad 2% KCL/agua y 9979 kg (22,000
lbm) de arena de 20/40. La produccién inicial después del tratamiento fue de 18.3 m’/d
(115bopd).

Se perforaron 8 pozos en piedra caliza de la formacion Pettit en Arkansas a profundidades de
1280 a 1448 m con un promedio de porosidad de 15% y permeabilidad de 10 md. La produccién
inicial promediada fue de 4.8 m?/d de aceite; 30 dias después de la terminacién, la produccién
habia declinado de 1.6 a 2.4 m®/d de aceite. Fueron hechos cuatro pozos con tratamientos
convencionales de fracturamiento acidificado con 37.8 m* de mezcla de &cido mineral y orgénico.
Estos pozos fueron lentamente limpiados y se requirid una unidad de limpieza de raiz para
recuperar la mayor parte de los fluidos de fracturamiento. La produccién inicial después de estos
tratamientos estuvo en el rango de 5.9 a 12.7 m>/d de aceite. Cuatro semanas mas tarde, la
produccién habia declinado a la original 1.6 a 2.4 m*/d de nivel de aceite. Los otros cuatro pozos
fueron estimulados con un acido espumoso con calidad de 60-65%, que utilizo una mezcla de 15.1-
22.7 m® de &cidos minerales y organicos. El volumen total de la espuma acidificada fue
aproximadamente de 45.4-75.7 m>. Estos pozos exhibieron rapida limpieza y fueron puestos a
produccidn durante la noche. Durante el flujo de regreso fue notado que una gran cantidad de
finos fueron regresadas después de los tratamientos de espumas acidificadas. La produccidn inicial
después del tratamiento estuvo en el rango de 6.6 a 11.4 m?/d de aceite.

Dos terminaciones duales en las formaciones Devonian y Ellenburger en el campo bloque 31 del
oeste de Texas, presentaron un reto a las operaciones ingenieriles remediales. El Ellenburger
produce, a través de la TP mediante bombeo neumdtico, el Devonian a través del espacio anular.
Para acidificar la formacidn Devonian convencionalmente fue necesario tirar la tuberia y el equipo
de BN, correr un puente mas, correr la tuberia, el acido, limpiar de nuevo, tirar la tuberia y el
puente conectado, entonces reinstalar el equipo de BN. Esta operacién tomdé dos semanas. El
Devonian fue acidificado con nitrdgeno puesto abajo a través del espacio anular sin cambiar el
equipo sub-superficial. El pozo estaba fluyendo de vuelta hasta la bateria de almacenamiento
dentro de 6 horas.

Un pozo produciendo con patrén de canalizacion de agua de 5 puntos en Ward Country, Tex.
Habia declinado de 2 a 5 BOPD. Después de fracturar con 75.7 m® de salmuera gelificada
conteniendo 450 scf/bbl de CO,, el pozo fluyo la carga de regreso, entonces se estabilizé a 90
BOPD. La compensacién de produccién del pozo después de un tratamiento comparable sin CO-,
fluyé solamente 25 BOPD. Nueve meses mas tarde el pozo fracturado con CO,, estaba todavia
produciendo 52 BOPD, el compensado, 15 BOPD.
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El incremento de produccidon de un tratamiento remedial de fracturamiento en la arena de the
Strawn en el campo Jameson, Coke Country, Texas, fue casi nula. Fracturando con agua mas CO,,
resulté en un incremento de cero a una produccion colocada de 21 BOPD en un pozo viejo. Otro
fue incrementado de 4 a 15 BOPD mediante un tratamiento similar.

Un productor dual de gas de las formaciones Chester y Morrow fue terminado en 1957 en Harper
Country, Okla. Después de acidificar, Chester produjo alrededor de 3,000 Mcf/D, pero fue dafiado
por agua mientras se terminaba la formacién Morrow sobre éste. Intentos de volver a obtener la
produccidn original mediante la acidificacién fueron indtiles y la zona Chester potencializada sélo
por 200 Mcf/D. Durante todo el afio entero de 1962, la zona produjo solo 3,000 Mcf. El pozo fue
tratado a inicios de 1963 con 94.6 m® de acido que contenia 1,000 scf CO,/bbl, Después de limpiar
la punta el Chester ha estado produciendo 1,500 Mcf/D a la linea de descarga con una presién de
52.73 kg/cm? psi.

Diez pozos de inyeccidn de agua en el campo Aneth, San Jun, Country, Utah, fueron tratados cada
uno con 5.678 m® de acido mas C0O,. Después del tratamiento los pozos se abrieron para
recuperar el acido gastado, entonces se pusieron a inyeccién de flujo. Los gastos de inyeccion de
agua se incrementaron de dos a cuatro veces en cada pozo.

El diéxido de carbono se ha usado sélo de forma efectiva como fluido de limpieza. Un nuevo fluido
en Grayson Country, Tex., no respondié bien a un tratamiento de agua gelificada de 75.7 m°.
Estaba fluyendo incrementalmente 16 BOPD. 20 000 kg de didxido de carbdn fueron bombeados
dentro del pozo y desplazados con menos aceite. Después de este tratamiento, el pozo produjo 31
BOPD.

Las propiedades surfactantes del CO, fueron utilizadas para remover bloques de emulsién en la
formacion de San Andrés de tres pozos en Andrews Country, Texas, el tratamiento refinado de
aceite-diéxido de carbono incremento la produccidn de 30 a 96 BOPD, de 3 a 18 BOPDyde 0 a 41
BOPD.

A través de los ultimos 10 afios, operadores en busca de yacimientos comerciales en the Rome
Trough, no han tenido éxito. La mineralogia compleja de la arena the Rome hizo un cambio en el
fluido de terminacién. Andlisis de nucleo indicaron que la formacién era sensible a fluidos
convencionales, y tratamientos de fracturamiento a altas presiones excluyeron la estimulacion con
espuma de nitrégeno. Consecuentemente, ingenieros disefiaron espuma de didxido de carbono,
que bombearon a través de tuberia de 2 7/8 in J-55 para estimulacion de fractura del intervalo the
Rome. Los fluidos del tratamiento se limpiaron en 2 dias y el pozo comenzé a producir 250
mcf/dia. Este Unico tratamiento permiti6 a los operadores estimular zonas previamente
consideradas inadecuadas para produccidon comercial, y generd nuevos lugares para perforar.

Por lo tanto, de las ilustraciones de campo anteriores, es muy claro que la estimulacién con
espumas tiene mejor rendimiento y resultados si se les compara con métodos convencionales.
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4.2 Resultados de campo

Mas de 60 pozos han sido fracturados con espumas. La tabla 4.1 enlista las caracteristicas de
tratamientos y resultados para 15 pozos para los cuales alguna historia esta disponible: 13 pozos
de gas, un pozo de condensado, y un pozo de aceite. Todos los pozos enlistados eran nuevas
terminaciones.

Los incrementos de productividad indicados estan entre 4-veces y 800-veces, basados en
productividades en esos momentos antes y después del tratamiento. Los gastos de produccion son
de 2 a 15 veces los gastos de pozos convencionalmente fracturados en las mismas areas. La
produccidn decliné para estos pozos después de que el tratamiento ha sido menos que o igual a
los pozos comparables, los cuales fueron fracturados convencionalmente en los mismos campos.
La mejora particular de los resultados del tratamiento usando espumas, se nota en formaciones de
areniscas o lutitas con baja permeabilidad relativa al gas que son sensibles al agua.

El costo por hacer fracturamiento con espumas es aproximadamente el mismo que para
tratamientos convencionales de agua gelificada, de volumen comparable y gastos de inyeccion
para pozos de menos de 1524 m de profundidad. Para tratamientos a profundidades mayores que
1524 m, el volumen de nitrogeno para mantener las propiedades de la espuma, es lo
suficientemente grande para que los costos del nitrégeno incrementen el costo del tratamiento.
Arriba de 1524 m el costo del nitrégeno es contrarrestado por bajos requerimientos de HP
hidrdulicos y la ausencia de aditivos quimicos.

Por ejemplo, a 670.6 m de profundidad un pozo de gas en el panahandle (Faja estrecha de un
territorio que entra en otro) de Texas, puede ser fracturado por $120000 MXN (aprox.) con 174.1
m?® de espuma y 24 948 kg de arena de malla 20-40 a 15 bpm. Un tratamiento convencional de
este tamafio cuesta $130000 MXN (aprox.). A 2012 m de profundidad un pozo de gas en Nuevo
México puede ser fracturado con 174.1 m*® de espuma y 1814 kg de arena de mala 20-40 a 14 1/2
bpm en 2 etapas por $225000 MXN (aprox.). Un tratamiento convencional de este tamafio cuesta
$190000 (aprox.) MXN.

Costos secundarios por transporte y almacenamiento de agua o tiempo de aparejo de limpieza y
arranque no son incluidos en estas comparaciones.

4.3 Revision de los resultados de campo

Recientemente, varios investigadores han reportado exitosas estimulaciones por fracturas con
fluidos que contienen CO,. Warnok y cols. describieron el éxito de la espuma de CO, en la regién
Ark-La-Tex, y Harris y cols. reportaron sobre fracturamiento con fluidos de CO, en la formacion
Red Fork en la cuanca de Andarko en Oklahoma. Varios grupos también han reportado
estimulacién exitosa con fluidos fracturantes de CO, en el oeste de Texas y el sureste de Nuevo
Meéxico. La figura 4.1 muestra las ubicaciones geograficas para estas areas y varias ubicaciones
adicionales que seran presentadas después.
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Figura 4.1 - Ubicaciones donde la estimulacién por fractura incluye C0O, como un aditivo

La formacién Muddy del cretacico (10000 ft [3050 m]) de Campbell County es una arenisca limosa
gue contiene grandes porcentajes de caolinita y una capa mixta de minerales arcillosos de
montmorillonita/illita (ver tabla 4.1). La formacién Muddy es muy sensible al contacto de fluidos
ajenos; por lo que una poli-emulsion relativamente no dafiina (mezcla aceite/agua) como fluido de
fracturamiento fue usada en tratamientos de estimulacion. Recientemente, la espuma de CO, ha
mostrado una limpieza mds rdpida, altos gastos de producciéon, y mucho menor tasas de
declinacion de la productividad que esos pozos fracturados con el fluidos de poli-emulsidn.
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Tabla 4.1 Porcentaje de mineral en las formaciones Muddy, Frio, Queen City, Olmos, Bend

Conglomerate.

CAPITULO IV

Formacion, % de mineral.
Muddy Frio Queen City Olmos Bend
Conglomerado

Cuarzo 38a56 50a 80 70a80 40a77 65a75
Feldespato 37a61 5a15 cerca de 14 8al2 15a20
Calcita 0 1a18 cerca de 2 1a10 cerca de 20
Dolomita 0a2 cercade4 cercade?7 0al 0
Siderita 0 cercadeO 0 0 0
Pirita 0 cercadeO 0 cerca de 10 0
Caolinita la3 lab la3 2a4 cercadeO
llita 0 0 0 0 0a7
Clorita cerca de 2 la3 la2 5a8 0a3
Montmorillonita 0 0 0 0 0a2
Capa-mixta
llita/Montmorillonita cercade 3 laié 2a7 4als 0
15% de HCl soluble 1a5 10a 50 4a10 laill 2.5a14
Hierro soluble en acido 0.2a0.3 0.6a1l9 0.7a10 0al.2 0.4a29

La regién de la costa del golfo en el sur de Texas es otra drea donde los fluidos con CO, son
exitosos, La formacion Frio (4000 a 11000 ft [1220 a 3355 m]) vy la formacién Queen City (4000 a
10000 ft [1220 a 3050 m]) ambas responden bien a los tratamientos de espuma de C0O,, Ambas
formaciones son poco consolidadas, areniscas limosas con alto porcentaje de caolinita, clorita y
una capa mixta de minerales arcillosos (ver tabla 4.1). Una gran variedad de fluidos de
fracturamiento han sido aplicados en ambas formaciones. Sobre todo los tratamientos de espuma
de CO, tienden a dar una mejor producciéon y una limpieza mas rdpida después del
fracturamiento.
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4.4 Comparacion de los resultados de aplicar tres diferentes fluidos de fracturamiento

energizados con C0,, en pozos de campos en Alberta, Canada.

En los pasados afios, yacimientos superficiales de gas al sur de Alberta a menudo han sido
tratados con fracturamiento, con el objetivo principal de minimizar costos de terminacion de estos
pozos marginales. Estrategias tales como simplificacion de logistica para tomar ventaja de la escala
econdmica, y reduccién de los requerimientos de fluido y gas han sido exitosas alcanzando esos
objetivos.

Se discute un proyecto piloto, el cual examina formas para mejorar la economia de ambas
formaciones: Medicine Hat y Milk River. El objetivo final del proyecto fue improvisar la economia
total por medio del incremento de la produccién, en vez que basarse solamente en costos
reducidos. Pruebas exitosas proveyeron justificacién para futuro espaciamiento de fondo en el
campo. El impacto de variar el gasto de CO,liquido relativo al fluido base en 12 pozos fue
observado.

Los resultados de produccion inicial han sido exitosos y sugieren fuertemente la posibilidad de
doblar los gastos de produccién a largo plazo,

4.4.1 Introduccion

Campos de gas poco profundos cominmente existen en la region sureste de Alberta cerca de las
formaciones Medicine Hat y Brooks. El gas es tipicamente producido de las formaciones Milk
River, Medicine Hat y de las areniscas de la formacién Second White Speckles el cual consiste en
areniscas de grano fino, limolitas e intercalaciones de esquistos arcillosos y lutitas. Estos
yacimientos son usualmente de baja permeabilidad y regularmente presentan alto contenido de
arcillas. Ya que estas formaciones son también extremadamente sensibles al agua, los
tratamientos han utilizado histéricamente una variedad de estabilizadores de arcilla. Ademds, para
ayudar a la rdpida recuperacién de la carga de fluidos y minimizar el dafo a la formacidn, estos
tratamientos han sido energizados frecuentemente con pequeiias cantidades de diéxido de
carbono liquido o Nitrégeno.

Colectivamente referido como un proyecto, estas terminaciones han sido disefiadas para
minimizar el costo y optimizar logistica.

Los tratamientos de fractura en estos pozos se han adherido histéricamente al mismo principio.
Estas consideraciones de disefio han dictado que el volumen mas grande de apuntalante sea
colocado con una cantidad minima de fluido, gas y equipo, y hacerlo en varios pozos cada dia, de
tal modo que se minimicen los costos totales de operacién.

(*)Crosslinker: No existe una traduccion al espafiol de este término, en México se les llama “Polimeros extendedores de
viscosidad”, son polimeros con cadenas con cargas, para arcillas con baja densidad de carga y poca capacidad de intercambio de
carga, se usan con el fin de crear fluidos de fracturamiento de alta viscosidad, pero controlada. Normalmente son sales metélicas
y su funcién es adherirse a las caras de los arreglos de cada unidad de arcilla, las cuales tienen tres caras paralelas: tetraedro,
octaedro y tetraedro, en ese orden. Los polimeros se adhieren a estas caras, facilitando la hidratacion de cada unidad de arcilla,
para que su estructura se rompa y forme caras y bordes cruzados, que dan como resultado un fluido mas viscoso. Crosslinking se
refiere Unicamente al rompimiento de la estructura de las unidades de arcilla, que se da cuando éstas se hidratan y forman bordes
y caras cruzadas. Crosslinked el fluido altamente viscoso en el que la arcilla que lo compone tiene su estructura con caras y bordes
cruzados debido a que esta hidratada.
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Muchos tratamientos han sido bombeados usando fluidos base agua crosslinked (*) energizados
ya sea con nitrégeno o dioxido de carbono liquido. Los requerimientos del fluido han sido
minimizados por medio del uso del volumen de fluido de bache colchdn pad (usualmente menos
de 6 m3) y altas concentraciones de apuntalante. La mayoria del apuntalante es usualmente
bombeado a concentraciones mayores de 1600 Kg/m3 con la mayoria de los tratamientos
incluyendo 20 a 30 toneladas de apuntalante de malla 20/40 inyectado TR abajo. Aunque la
mayoria de los pozos han usado tradicionalmente 2-3 etapas de fractura, la tuberia flexible
recientemente se ha vuelto un método comun de colocar tratamientos similares en un nimero
incrementado de intervalos en una sola operacién de fracturamiento. Colectivamente estas
técnicas han permitido que varios tratamientos sean realizados en un solo dia mientras
significativamente reducen el costo total por etapa.

A pesar del éxito econdmico de estos proyectos en el pasado, su rentabilidad disminuye conforme
mas prospectos marginales son evaluados. Un proyecto piloto se realizé para evaluar el impacto
de la variacién de la cantidad de diéxido de carbono (CO,) liquido relativa al fluido en los
tratamientos de fractura. El objetivo fue incrementar la produccién sin incrementar
substancialmente los costos totales de terminacion. Pruebas exitosas proveerdn el incentivo
econdmico para proceder con un programa de perforacion de relleno en el area.

4.4.2 Descripccion del proyecto.

El proyecto piloto fue disefiado para evaluar los efectos de afadir tres gastos discretos de CO,
liquido al fluido base. Un total de doce pozos fueron escogidos como candidatos, con cada sistema
de fluidos tratando 4 pozos. Estos pozos estan localizados en el drea Alderson en el sureste de
Alberta en los municipios 15 y 16, rango 11, al oeste del 4° meridiano (ver figura 4.2), y fueron
seleccionados aleatoriamente en un esfuerzo por minimizar el impacto de la heterogeneidad del
yacimiento en el desempefio final de los pozos.
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Figura 4.2 - Localizacién de los pozos de interés.

4.4.3 Diseiio del tratamiento

Para este proyecto piloto, el criterio de disefio primordial estipula que cualquiera de los
tratamientos propuestos deberad de ser conducido en una manera similar a proyectos que se
encuentran en curso en el drea. Esto significa que, logisticamente un minimo de cuatro
tratamientos deberian ser completados en un solo dia en una base continua. Esto ayudaria a
asegurar que el costo total de cualquier tratamiento propuesto no excedera significativamente el
costo del disefio convencional.

Una limitacidon que fue observada fue el uso de 24 toneladas de apuntalante por etapa, ya que
esto permitié que el apuntalante sea entregado en un solo remolque de carga. El volumen de CO,,
y por lo tanto la calidad de espuma, también fue limitada a un solo remolque de carga por
tratamiento.

Todos los tratamientos fueron diseflados para usar el menor volumen de fluido de bache colchén
pad que sera suficiente para llenar el agujero del pozo y proveer para la iniciacién de la fractura
antes de que se afiada el apuntalante. Concentraciones altas de apuntalante fueron mantenidas
para cada tratamiento con el fin de minimizar los requerimientos de fluidos. El volumen total de
fluidos inyectado para cada disefio es ilustrado abajo en la figura 4.3. La concentracion maxima
de apuntalante agujero-abajo para cada uno de los sistemas fue restringido por ambos, la
concentracion maxima de mezclado y el efecto de diluciéon de las variadas concentraciones de
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CO,. La concentracion agujero-abajo de apuntalante efectiva de cada sistema es comparada en la
figura 4.4.

Liquido total inyectado

Volumen de liquido (m?)

Espuma de CO, 150 sm3*/m? 50 sm*m?

Figura 4.3 - Fluido total inyectado por tipo de tratamiento.

Concentracion de apuntalante agujero-abajo

1800.0- 16480
I

Concentracién agujero-abajo (kg/m?)

Espuma de CO, 150 sm*/m* 50 sm*m?*

Figura 4.4 - Maxima concentracion efectiva agujero-abajo de apuntalante.

CO, a bajo gasto asistido. El CO, a bajo gasto asistido fue realizado como un ejemplo de
tratamientos histdricos, y para proveer una base sobre la cual comparar sistemas de fluidos
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alternativos. El fluido base consistié de un gel de goma guar Carboximetil Hidroxipropil CMHPG
(Carboxymethyl Hydroxypropyl Guar) de 3 kg/m3 en agua con un crosslinker circoniado (el cual
tiene un reticulante mas resistente a la temperatura). El CO, liquido iba a ser afadido a 50
sm3/sm3. El volumen de fluido de bache colchén (pad) fue lo suficientemente alto para llenar el
agujero antes de que se empezara con el apuntalante. La concentracién del apuntalante en la
mezcladora fue incrementada a 1,800 kg/m® muy rapidamente para minimizar los
requerimientos de fluidos y fue diluido con el CO, para arrojar una concentracion efectiva
agujero-abajo de 1,648 kg/m3.

CO, a alto gasto asistido. El tratamiento de CO, a alto gasto asistido fue muy similar al
tratamiento de bajo gasto porque el fluido base también fue un gel CMHPG (guar Carboximetil
Hidroxipropil) de 3 kg/m3 en agua con un crosslinker circoniado. En este disefio, sin embargo, el
CO, liquido iba a ser afiadido a un gasto de 150 sm3/sm?3. La etapa del fluido de bache colchén
(pad) también fue sdlo lo suficientemente grande para llenar el agujero antes de que se empezara
con el apuntalante. La concentracion de apuntalante en la mezcladora fue rapidamente
incrementada a 2,000 kg/m3 y fue diluido con CO, para resultar en una concentracién efectiva
agujero-abajo de 1,568 kg/m3.

Espuma de CO,. El tratamiento de espuma de CO,consistié de un gel CMHPG (guar Carboximetil
Hidroxipropil) linear de 3.6 kg/m3 en un fluido base de 80% de agua — 20% metanol. La inclusién
del metanol en el fluido base tiene varios beneficios. Primero, el volumen de agua es reducido
incluso mas como se ve en la figura 4.5. Segundo, la solubilidad del CO,liquido en la mezcla
agua/metanol es incrementada, lo que se cree que ayudard mas en la recuperacion de fluidos.
Finalmente, el metanol reduce la tension superficial del fluido. La calidad de la espuma en el fluido
de bache colchén (pad) comenzé a 70% y decrecid a través del tratamiento a 40%. Esto permitio
una concentracién de apuntalante en el fondo del agujero de 1,200 kg/m3 mientras en el
mezclado fue de 2,000 kg/m3.
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Aguatotalinyectada
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Espuma de CO, 150 sm*m* 50 sm*m?*

Figura 4.5 - Agua total inyectada por tipo de tratamiento.

4.4.4 Ejecucidn del tratamiento

Todos los 24 tratamientos fueron ejecutados en un lapso de seis dias en septiembre de 1999, en
rotacion comenzando con todos los intervalos inferiores seguido por los intervalos superiores. En
el primer dia, los tratamientos convencionales de bajo gasto fueron terminados seguidos por los
tratamientos de alto gasto y los tratamientos de espumas de CO, en el segundo y tercer dia.
Cuatro tratamientos fueron exitosamente bombeados en cada dia, con el dia mas largo
consistiendo de 10 horas de operacidon. A parte de las pequefias discrepancias del tratamiento de
disefio debido a la seleccidn del equipo en las unidades de bombeo. Gastos medidos de CO,, en

adicién a la calidad de CO, promedio basado en el gasto del fluido de CO,, se indican abajo en las
figuras 4.6 y 4.7, respectivamente.
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€0, - Gasto del Fluido

669.9

Gasto CO; (sm*m?)

Espuma de CO, 150 sm*/m* 50 sm*/m*

Figura 4.6 - Gasto actual de €0, medido.

Calidad de CO,

Calidad (%)

Espuma de CO, 150 sm*m* 50 sm*m?*

Figura 4.7 - Calidad actual de €O, medida.

€O, a bajo gasto. Se bombearon tratamientos a un gasto de inyeccién promedio de 2.6 m?/min
con todos los aditivos afadidos sobre la marcha, para minimizar desperdicio de productos y
tiempo. El fluido total inyectado promedié 21.7 m® por tratamiento, mientras que las
concentraciones maximas de apuntalante promediaron 1648 kg/m®.

CO, a alto gasto. Los tratamientos a alto gasto de CO, fueron bombeados usando un gasto
promedio de 2.5 m*/min. Los aditivos quimicos fueron de nuevo agregados sobre la marcha.
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El fluido total inyectado para este tratamiento promedié 19.0 m® y una concentracién méaxima de
apuntalante promedié 1568 kg/m”.

Espuma de CO,. Un gasto de inyecciéon promedio de 2.8 m>/min fue usada para bombear los
tratamientos de espumas. Todo el fluido a ser usado por un dia fue pre mezclado en la primera
locacion y entonces remolcado a las locaciones restantes. Aunque esto incrementd el tiempo
operacional cada dia, pre mezclar el gel fue considerado prudente porque la tasa de hidratacion
del gel fue decrementada en presencia de metanol. La combinacidon de menor hidratacién y bajo
gasto de fluido en la mezcladora tal vez tenia algunos problemas para la calibracién de la
densidad. El fluido total inyectado promedié 15.6 m?® incluyendo 12.5 m® de agua y 3.1 m® de
metanol. Las concentraciones maximas de apuntalante promediaron 1200 kg/m®.

4.4.5 Resultados iniciales de flujo de regreso.
Todos los tratamientos fueron puestos por una hora siguiendo el tratamiento de fractura y

entonces abiertos a flujo de regreso. Cada intervalo se puso a fluir durante la noche al tanque y
entonces limpiado con tuberia flexible. Después del primer intervalo, se corrié un enchufe y el
segundo intervalo terminado, después de lo cual, el pozo se puso a fluir a través de un orificio de
medidor de flujo para evaluar gastos de produccion y entonces fue preparado para la linea de
descarga.

Recuperacion de fluido. La cantidad total de fluido recuperado de cada intervalo fue notado
antes de proceder al siguiente intervalo cerrando el pozo. EL porcentaje de fluido recuperado al
final de la secuencia de terminacion de siete dias, se observd que fue ligeramente mayor para
altos gastos y tratamientos de espuma de CO, que para los tratamientos convencionales, como se
ve en la figura 4.8. Debido al menor contenido de fluido en el de alto gasto y tratamientos de
espuma, el fluido total dejado para recuperar para cada pozo siguiendo la terminacién fue mucho
mayor para los tratamientos convencionales, como se ilustra en la figura 4.9.

Recuperacion de carga de fluido

70% 4

60% A

50% 4

Fluido recuperado (%)

Espumade CO: 150 sm3/m?3 50 sm3/m?3

Figura 4.8 - Porcentaje de carga de fluido recuperada.
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4.4.6 Recuperacion de apuntalante.

Una cantidad significante de apuntalante fue recuperada en el flujo de regreso inicial y limpieza de
la tuberia flexible del pozo. El tonelaje recuperado para cada pozo, estimado en base a un
volumen de apuntalante remanente en el tanque de flujo de regreso al final de cada fase de
terminacién. Aunque las recuperaciones totales fueron significantes para todos los tratamientos,
el tratamiento de alto gasto aparenta haber producido un menor volumen de apuntalante como
se observa en la figura 4.10.

4.4.7 Resultados de pruebas de flujo.
Antes de preparar el pozo para conectarlo a la linea de descarga, se hizo una prueba de flujo para

los pozos a través un medidor de flujo de placa de orificio. Los resultados iniciales de la medicidn,
indicaron que los tratamientos de alto gasto fluyeron a una presidn ligeramente mayor que los
tratamientos de bajo gasto. Los tratamientos de espumas de €O, fueron ain mayores (ver figuras
4.11y4.12).

Carga de fluido remanente en el pozo.

25.0 v
1
2004 |

%2

S| ) T

Fluido remanente (m?)

Espuma de CO; 150 sm3/m?3 50 sm3/m?3

Figura 4.9 — Carga de fluido remanente en la formacion.
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Apuntalante total recuperado en limpieza inicial

12.0-

10.04 89 I

Apuntalante recuperado (Toneladas)

Espumade CO: 150 sm*/m3 50 sm3/m?3

Figura 4.10 - Apuntalante total recuperado en limpieza inicial.

Pruebas de tasas de flujo iniciales

380047
3710

Tasa de flujo (sm’)

Espumade CO; 150 sm3/m3 50 sm¥m3

Figura 4.11 - Gastos en pruebas de flujo en orificio de placa.
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Pruebas de presion de flujo inicial
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Figura 4.12 - Presiones en pruebas de flujo en orificio de placa.

4.4.8 Resultados a largo plazo de los tratamientos.

Los pozos se pusieron a producir y la respuesta temprana se ajustd a las expectativas. La calidad
mayor de CO, en el fluido inicial de tratamiento resulté en mayores gastos de produccion iniciales.
En el largo plazo, la produccion de los pozos tratados con mayor gasto de CO, declino igual a lo
mismo que lo logrado por los tratamientos de bajo gasto de C0O,. Al mismo tiempo, los pozos
tratados con espuma de CO, continuaron produciendo a mucho mayores gastos sostenidos que
los otros pozos mostrados en la figura 4.13. Una declinacién a corto plazo se observé en todos los
pozos durante el invierno del 2000 debido a un compresor en el campo siendo cerrado. La
produccidn acumulativa de gas de los pozos después de 20 meses indica que la espuma de €O, ha
alcanzado un volumen total de produccién de 600,000 sm> mas que con el bajo gasto convencional
de tratamientos de fracturamiento de CO,, como se indica en la figura 4.14.
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Figura 4.13 - Comparacion de indice de produccién a largo plazo.
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Figura 4.14 - Comparacion de produccion acumulada a largo plazo.

4.4.9 Discusion.

Se ha propuesto que muchos factores han influenciado la produccién del pozo. La cantidad total
de polimero inyectado con los diferentes sistemas, se indica en la figura 4.15. Mayores cantidades
de polimero pueden conducir a un dafio excesivo por el paquete de apuntalante y reducir la
conductividad de la fractura. El tratamiento con espuma de CO, también tiene una viscosidad
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mucho menor que los otros sistemas crosslinked base agua, y como resultado, pueden crear una
fractura mucho mas larga que con los sistemas convencionales.

Polimero total inyectado

70 D}"’l

€0.04

50.04

40.0

Polimero (Kg)

Espumade CO; 150 sm¥’m?3 50 sm3/m3

Figura 4.15 - Polimero total inyectado dentro de la formacion.

No se espera que la falta de conductividad en la fractura perjudique la produccién en estos pozos
de baja produccion. Debido al bajo gasto y grandes espesores de los intervalos, estos pozos
producen a muy baja velocidad dentro de los paquetes de apuntalante. Basados en el hecho de
que las concentraciones menores de apuntalante del sistema de espuma de CO, no tuvieron un
impacto negativo en el rendimiento de los pozos, se considera que el deterioro de la
conductividad de la fractura no jugaria un rol mayor en la reduccidn de gastos de produccion.

El resultado de este proyecto piloto ha probado un incentivo suficiente para perforar y completar
dos proyectos mas con pozos de relleno. Adicionalmente, se terminaron 26 pozos en abril del
2001, todos con espumas de CO, mientras 52 pozos fueron terminados en septiembre y octubre

del 2001. Indicadores recientes sugieren que los gastos de produccién contindan excediendo a
esos tratamientos convencionales.
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CONCLUSIONES.

El aporte de este trabajo a la industria petrolera consiste en plantear las ventajas que se tienen al
seleccionar el CO, y/o N, como fluidos de fracturamiento para estimulacion de pozos mediante el
fracturamiento hidrdulico.

Se presentaron los diferentes tipos de fluidos de fracturamiento para poner en contexto la
seleccion del CO, y/o N,, conociendo las caracteristicas de otros fluidos de fracturamiento y asi
poder ponderar las ventajas que se tienen con los fluidos de fracturamiento base CO, y/o N,.

En el marco tedrico se describen las caracteristicas petrofisicas de la formacion que son
determinantes para el disefio de la fractura y seleccion del fluido de fracturamiento; se describen
también: las presiones involucradas en el tratamiento a la formacién, fendmenos involucrados y
caracteristicas mecanicas de la roca para entender cémo se forma la fractura y de qué tipo se debe
disefar ésta, de acuerdo al tipo de formacién; y finalmente se describen las caracteristicas
reoldgicas del fluido, con lo cual se tienen las bases para entender las ventajas que brindan los
fluidos de fracturamiento base €O, y/o N, y como se logrard aumentar la productividad de los
pozos en donde se apliquen estos tratamientos.

Las propiedades de los fluidos de fracturamiento base CO, y/o N, ayudan a cumplir eficazmente
los objetivos de fracturar una formacion, pues hay una mayor y mas rapida recuperacion del fluido
inyectado al terminar el tratamiento, son gases inertes por lo que no reaccionaran con la
formacidn, una vez finalizado el tratamiento facilitan la limpieza del pozo, es relativamente facil la
obtencidn de estos gases, existe bajo filtrado de fluido de fracturamiento a la formacién; con el
uso de CO, y/o N, se tiene buena capacidad de suspension y transporte el apuntalante, baja carga
de fluido remanente en el pozo, se reduce la cantidad de agua usada, lo que permite realizar
tratamientos de fracturamiento que son amigables con la formacién debido a que causan minimo
dafio porque no hay hinchamiento de arcillas. Estas propiedades son las que proporcionan
ventajas al uso de los fluidos de fracturamiento en los que se seleccioné el CO, y/o N, como
fluidos base y que finalmente facilitan cumplir los objetivos del fracturamiento hidraulico, que son
incrementar la produccién mediante el aumento del radio efectivo de drene y con el bajo filtrado
de fluido de fracturamiento se evita el dafo a la formacién.

Otras ventajas que se tienen con la seleccidon de fluidos de fracturamiento base C0O, y/o N, son:

1. Debido a que la poca pérdida de fluido es una propiedad natural de la espuma y no depende de
aditivos constructores de enjarre, la reduccién de la conductividad de la fractura también es
minimizada.

2. Gracias a la alta viscosidad del fluido de fracturamiento con CO, y/o N, se crean fracturas
verticales mas amplias y fracturas horizontales de area mucho mayor.

3. Debido a las bajas pérdidas de presién por friccidn, se reducen los caballos de fuerza necesarios
para la inyeccién del fluido de fracturamiento.
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4. El Bajo contenido de liquido en el fluido de fracturamiento reduce los caballos de fuerza
necesarios para la inyeccién, la poca cantidad de liquido resulta en baja presion hidrostatica, la
cual, en cambio, resulta en condiciones bajo balance poco después de abrir el pozo,
minimizando la entrada de fluido y el dafio a la formacién. Los costos de transporte y
almacenamiento de agua son menores. Los tiempos de arranque y recuperacion de la carga de
agua son mucho menores. La mayor parte de la carga de agua que se inyecté en el fluido de
fracturamiento, es producida de vuelta a la superficie como niebla mediante la purga en la fase
de gas.

El costo por hacer fracturamiento con espumas es aproximadamente el mismo que con
tratamientos convencionales de agua gelificada, teniendo volumenes equiparables de inyeccién de
fluido de fracturamiento y gastos de inyeccidon en pozos con menos de 1500 m de profundidad. En
pozos con profundidad mayor a 1500 m se incrementa el costo del tratamiento y es mayor
comparandolo con el costo de tratamientos usando fluidos de fracturamiento convencioanles,
esto debido a que se requieren mayores volimenes de CO, o N, para mantener las propiedades
de la espuma y seguir teniendo las ventajas que aportan estos gases.

El sistema de CO,/N, se ha usado en una variedad de formaciones y pozos de permeabilidades
desde 0.1 mD hasta 10 mD, profundidades que exceden los 3000 m y temperaturas de fondo
desde 10 °C hasta 100 °C, la mejora particular de resultados de aumento de produccién usando
espumas, se nota en formaciones de areniscas o lutitas sensibles al agua y con baja permeabilidad
relativa al gas.

El candidato ideal para un tratamiento de fracturamiento con C0O, liquido o CO,/N, es un pozo de
gas seco que tiene las siguientes caracteristicas: formacién de arenisca sucia, dafiada, bajo
presion, bajo saturado con sensibilidad al fluido.

Histéricamente los resultados demuestran que los sistemas de €O, liquido y CO,/N, son muy
exitosos en algunas formaciones pero no en otras.

El proyecto piloto de la aplicacién del tratamiento de tres diferentes fluidos de fracturamiento
energizados con CO,, en doce pozos de un campo petrolero en Alberta, Canada; llevd a las
siguientes conclusiones:

1. Usando un sistema con fluido de fracturamiento espumoso base CO,, en vez de los sistemas
convencionales de baja tasa de CO,, se pueden incrementar significativamente los gastos de
produccidén a largo plazo, porque con una calidad de espuma mayor a 75% se recupera mas
fluido de fracturamiento que con tratamientos convencionales, evitando dafio a la formacion o
reduccidn de la conductividad de las fracturas.

2. Incrementando solamente el contenido de CO,, no se impacta la produccidn a largo plazo de
los gastos de produccion.

3. Al reducir la concentracién maxima de apuntalante no se tuvo un impacto negativo en la
produccidn de los pozos.
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4. Lagran cantidad de CO, en la espuma de tratamiento no incrementé significativamente el flujo
de retorno del apuntalante en los pozos observados.
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