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INTRODUCCIÓN. 

La estimulación de pozos es una de  las actividades más  importantes en el mantenimiento de  la 

producción  de  los  pozos  petroleros,  ésta  consiste  en  la  inyección  de  fluidos  de  tratamiento  a 

gastos  y  presiones  por  debajo  de  la  presión  de  fractura,  con  la  finalidad  de  remover  el  daño 

ocasionado  por  la  invasión  de  los  fluidos  a  la  formación  durante  las  etapas  de  perforación  y 

terminación de pozos, o por otros factores durante la vida productiva del pozo. 

Una estimulación 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 

formación  al  pozo.  Es  una  actividad  fundamental  para  el mantenimiento  o  incremento  de  la 

producción de aceite y gas, además puede favorecer en la recuperación de las reservas. 

En México  la  mayor  parte  de  las  estimulaciones  se  efectúan  en  rocas  carbonatadas  (calizas) 

utilizando  ácido  clorhídrico  (HCl)  a  diferentes  concentraciones,  una  menor  parte  de  las 

estimulaciones se realizan en formaciones productoras de areniscas, donde se ha utilizado Ácido 

Fluorhídrico (HF) o más recientemente, a través de fracturamientos hidráulicos. 

En  nuestro  país,  particularmente  en  los  yacimientos  con  rocas  carbonatadas,  la  utilización  del 

ácido  clorhídrico es prácticamente en  los yacimientos  con  rocas  carbonatadas,  la utilización del 

ácido clorhídrico es prácticamente el común denominador de  las estimulaciones, sin embargo,  la 

experiencia  revela  que  no  todos  los  pozos  con  problemas  de  producción,  requieren 

necesariamente del uso de ácido clorhídrico. Muchos de estos pozos con problemas de producción 

requieren  de  estimulaciones  no–ácidas  (no  reactivas)  debido  a  la  naturaleza  del  problema  que 

genera la declinación de su producción, por lo tanto la selección de un pozo candidato a estimular 

y el diseño de su tratamiento requieren de un buen análisis nodal y  la corroboración del daño a 

través  de  pruebas  de  laboratorio  son  factores  importantes  que  deben  considerarse  para 

seleccionar y diseñar el tratamiento de un pozo candidato a estimular. 

Un  tratamiento  de  fracturamiento  consiste  esencialmente  en  el  rompimiento  de  una  sección 

productora de  la formación mediante una fuerza hidráulica ejercida por un fluido, generalmente, 

conteniendo una arena que fungirá como sustentante para mantener la fractura generada abierta. 

El fracturamiento hidráulico es un proceso de estimulación de pozos, que relaciona tres aspectos 

de la perforación: 

 Presiones de inyección en pozos. 

 Pérdidas de circulación. 

 Rompimiento de la formación (cementaciones forzadas). 

El propósito  fundamental de un  fracturamiento es  incrementar  las condiciones de  flujo hacia el 

pozo, mediante la apertura de canales de flujo generados por una presión hidrostática que venza 

la resistencia de la roca. 
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Fracturamos para: 

 Incrementar el gasto de producción. 

 Incrementar el radio efectivo de drene. 

 Sobrepasar la zona dañada. 

 Incrementar la inyectividad de un pozo para propósitos de inyección. 

 Extender la vida económica de un pozo. 

 En formaciones de muy baja permeabilidad se ha logrado obtener recuperación comercial 

de hidrocarburos. 

 Recuperación acelerada de producción. 

 Fracturamiento hidráulico (Fracturamiento con Apuntalante). 

 FRACPAC “Tip Screen‐out”. 

 Fracturamiento ácido. 

 

Existen tres casos clásicos en donde un fracturamiento hidráulico puede dar beneficios: 

1. Yacimientos de baja permeabilidad, de roca homogénea, en donde una fractura será 

equivalente a ampliar el diámetro del pozo. 

2. Formaciones invadidas y dañadas por fluidos de perforación y terminación. 

3. Formaciones  con  fracturas  naturales  no  comunicadas  en  donde  una  fractura  las 

conecte e incremente la porosidad. 
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RESUMEN 

Históricamente,  los  fluidos  para  estimulación  por  fracturamiento  han  sido  basados  en  agua  o 

hidrocarburos, en  la estimulación con ácido, éstos han sido  realizados con ácido clorhídrico. Los 

fluidos de estimulación se han vuelto cada vez más complejos conforme se ha ido desarrollando la 

tecnología de fluidos. La búsqueda del fluido de estimulación  ideal es un proceso en marcha. Un 

fluido  ideal  debería  incorporar  todas  las  características  necesarias  de  varios  fluidos  de 

estimulación en uno sólo. El uso de gases arrastrados dentro del fluido de estimulación espumoso, 

activa  muchas  de  estas  características  deseables.  Durante  los  50’s,  se  usaron  los  gases  de 

hidrocarburos para mejorar  la  limpieza del pozo después de  la  inyección de ácidos en  la matriz. 

Subsecuentemente,  el  N2  y  después  el   ଶܱܥ   fueron  introducidos  como  energizantes  para  la 

estimulación de pozos. Actualmente, el N2 y el ܱܥଶ  están siendo usados exclusivamente, porque 

otros  gases  fácilmente  disponibles  como  el  aire  y  gases  de  hidrocarburos  ponen  en  peligro 

potencial a personas y equipo durante el tratamiento de estimulación. 

El uso del ܱܥଶ  en tratamientos de estimulación por fracturamiento tiene muchos beneficios. Con 

el uso de ܱܥଶ  se tiene una mayor recuperación de fluido inyectado (carga) y a su vez, más rápida, 

ayuda al control del hinchamiento de arcillas, porque reemplaza parte del agua en el tratamiento, 

así  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 ܱܥଶ líquido ha sido bombeado como fluido fracturante en América del Norte desde 

principios de 1980 y el sistema de ܱܥଶ/ ଶܰ  líquido 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  termodinámica  de  los  fluidos  y  las  propiedades  físicas  de  densidad  y 

viscosidad de los mismos. El proceso  sugerido para la colocación del apuntalante con estos fluidos 

de baja viscosidad y no dañinos será descrito. Esto  incluye  los efectos de densidad y turbulencia. 

Las  consideraciones para el diseño del modelo de  trabajos de  fracturamiento  con estos  fluidos 

también son resumidas. 

Sin embargo, el ܱܥଶ  líquido no es el fluido fracturante obvio debido a su baja viscosidad. Desde 
1981  (patentado  en  1982) más  de  1200  tratamientos  de  fracturamiento  han  sido  completados 

usando este fluido de baja viscosidad. Para entender el éxito  del fracturamiento con ܱܥଶ líquido, 
es importante entender la física y la química del proceso. La discusión de las teorías, operaciones y 

las aplicaciones históricas son descritas también. 

El ܱܥଶ puro es incoloro, inodoro, inerte, y un gas no combustible y tóxico cuando su contenido en 
la atmósfera alcanza un valor de 10%. El peso molecular a condiciones estándar es 44.010 g/mol, 
que es una y media veces más alta que el aire. El ܱܥଶ es sólido a bajas temperaturas y presiones, 
pero más dependiente de temperatura.  
El   ଶܱܥ tiene  una  distribución  irregular  en  la  cubierta  sedimentaria,  siendo  sus  factores 

condicionantes los siguientes: fuentes múltiples, alta solubilidad en los fluidos de formación y alta 
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reactividad  química.  Las  principales  fuentes  de   ଶܱܥ   son  la  oxidación  de  la materia  orgánica 

dispersa  (MOD),  la  maduración  de  la  MOD  húmica,  la  termodescomposición  y  el 

termometamorfismo de las rocas carbonatadas y el ܱܥଶ  profundo de origen metamórfico. El ܱܥଶ  
generalmente se puede encontrar en yacimientos naturales, unidades químicas e industrias. 

La  producción  comercial  del  nitrógeno  líquido  se obtiene  de  la  destilación  fraccionada  del  aire 

líquido.  El  aire  es  licuado  por  compresión  y  progresiva  refrigeración  a  una  presión  de  46.7651 ݇݃ ܿ݉ଶ⁄  (665 psi.), y el nitrógeno líquido se evapora a ‐195.805 °C (‐320.45 °F). Su peso molecular 

es de 28.016. El nitrógeno constituye el 78% en volumen de  la atmósfera terrestre, en donde se 

presenta como moléculas de  ଶܰ; aunque el nitrógeno es un elemento  para la vida, los compuestos 

de nitrógeno no son particularmente abundantes en la corteza terrestre. 

El N2  se  puede  encontrar  en  la  corteza  terrestre  en  cantidad  limitada  (nitratos),  bajo  la  forma 

orgánica (en las plantas y en organismos vivos o muertos que conforman el humus), bajo la forma 

mineral (amoníaco) permitiendo contribuir a la fertilidad del suelo. 

Este  trabajo está estructurado en cuatro capítulos, dada  la complejidad del  fracturamiento y  las 

áreas que  involucra  se abordan  inicialmente. En el  capítulo uno abarca aspectos  teóricos  sobre 

tipos de fluidos de fracturamiento, composición  y sus propiedades. Después, en el capítulo dos, se 

desarrolla un marco  teórico  sobre    las propiedades de  la  formación que afectan el diseño de  la 

fractura y por lo tanto el diseño del tratamiento de estimulación, se definen los tipos de presiones 

que  intervienen  durante  la  realización  del  tratamiento  de  estimulación  y  su  importancia,  se 

menciona  y  describe  el  efecto  de  la  fricción  en  los  disparos,  efecto  de  daño  a  la  formación  y 

tortuosidad. El capítulo dos también contiene definiciones básicas sobre características mecánicas 

de la roca que finalmente ayudaran a entender cómo se genera la fractura en la formación por la 

inyección de  los  fluidos de estimulación a alta presión. También se establecen  las bases teóricas 

sobre propiedades de fluidos y su influencia en el proceso de fracturamiento. 

Teniendo este contexto y establecidas las bases teóricas suficientes, este trabajo de tesis continúa 

con el capítulo tres, dando un preámbulo sobre los antecedentes históricos del uso del ܱܥଶ y  ଶܰ 
para la estimulación de pozos por fracturamiento hidráulico. Después se incluyen las propiedades 

físicas  y químicas del ܱܥଶ  y  ଶܰ.  Finalmente  se describen  todos  los aspectos  involucrados en el 

fracturamiento hidráulico con ܱܥଶ y  ଶܰ, abarcando de forma breve aspectos económicos. 

Por  último,  el  capítulo  cuatro  contiene  de  forma  puntual  un  historial  de  casos  de  éxito  de  la 

aplicación  del  sistema  de  fracturamiento  con   ଶܱܥ y  ଶܰ  y  finalmente  una  comparación  de  los 

resultados  de  tres  fluidos  de  fracturamiento  distintos,  energizados  con   ଶܱܥ y  usados  para 
estimular 12 pozos en campos sobre yacimientos superficiales de gas al sur de Alberta, Canadá. 
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CAPÍTULO I: TIPOS DE FLUIDOS DE FRACTURAMIENTO 

 

1.1 Introducción. 

El fluido de fracturamiento es uno de  los componentes más  importantes para un tratamiento de 

fracturamiento hidráulico. 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 ningún líquido. 

¿Por qué hay tantos fluidos?, ¿Cómo selecciona uno el fluido correcto para la aplicación correcta, 

por  ejemplo,  pozos  de  gas?  Para  iniciar,  una  variedad  de  diferentes  formaciones  con  litologías  

distintas  necesitan  ser  estimuladas.  Adicionalmente,  componentes  minerales  harán  posible  la 

compatibilidad de los fluidos con la formación. Además, tal vez haya hinchamiento o migración de 

arcillas,  que  tal  vez  requieran  aditivos  alternativos.  La  permeabilidad  de  la  formación  puede 

determinar  la  perdida  de  fluido  y  la  eficiencia  resultante  del  fluido,  para  crear  y  propagar  la 

fractura. La formación puede contener diferentes fluidos in situ; algunos casos serán pozos de gas 

seco, tendrán condensados con el gas o tal vez tengan producción de agua (la salinidad del agua 

también  juega un rol). Todas estas mezclas y combinaciones necesitan diferentes fluidos; en una 

aplicación en formaciones impermeables de gas, se requieren pequeñas y largas fracturas, en una 

formación de mayor permeabilidad, la necesidad tal vez sea de crear una corta y amplia fractura, a 

menudo  con  aplicaciones  de  fracturamiento  hidráulico  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  tubería de producción o a  través del 

espacio  anular  o  tubería  flexible.  El  régimen  de  corte  que  ve  el  fluido  es  diferente  en  estos 

escenarios  distintos.  Estas  consideraciones  hacen  a  la  selección  del  fluido  muy  crítica  para 

estimulaciones óptimas para un pozo particular o una formación. 

Los  fluidos de  fracturamiento convencionales  incluyen  fluidos base agua o contienen polímeros; 

fluidos  base  hidrocarburos,  fluidos  energizados  y  espumas.  Los  fluidos  de  fracturamiento  no 

convencionales  incluyen  fluidos  que  no  contienen  polímeros  tales  como:  fluidos  surfactantes 

viscoelasticos, fluidos que contienen metanol y fluidos base que contienen ܱܥଶlíquido. 
La  solución más efectiva en  términos económicos es  fracturar  la  formación  con  los  fluidos más 

simples. Agua  de  baja  viscosidad  o  hidrocarburos  con  la menor  cantidad  de  aditivos  serían  los 

fluidos más simples. Estos tienen propiedades muy bajas de transporte de apuntalante, muy poco 

control de  leakoff(*) y, si se bombea a altos gastos, resultará en  fricción  inaceptable. La  fricción 

puede  ser  controlada mediante  varios  aditivos,  pero  si  la  formación  tiene  efectos  adversos  de 

saturación, aún en formaciones pequeñas de gas, con muy poco leakoff, la estimulación deseada, 

(*)Leakoff: Es la magnitud de la presión ejercida en una formación, que causa al fluido ser forzado a penetrar la formación. El 

fluido tal vez fluya dentro de los espacios porosos de la roca o dentro de las fracturas abiertas y propagadas dentro de la 

formación por la presión de fluido. Este término está normalmente asociado a pruebas para determinar la resistencia de la roca, 

comúnmente llamadas prueba de integridad de presión (Pressure Integrity Test, P.I.T.) o una prueba de leakoff (Leakoff Test, 

L.O.T.). Durante la prueba, se grafica en tiempo real el fluido inyectado contra la presión de fluido. La porción inicial estable de 

esta gráfica, es para la mayoría de las paredes de pozos, una línea recta, dentro de los límites de las mediciones. El leakoff es el 

punto de inflexión de esta porción de línea recta, hacia un decremento permanente. 
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no  será  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.  ej.,  el 

régimen  de  corte  que  el  fluido  experimentará,  tal  vez  serán  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 

organometálicos  o  borato  crosslinked(*)    base  agua  y  fluidos  crosslinked  base  aceite.  Si  las 

formaciones de gas están bajo presionadas,  los  fluidos pueden  ser energizados con  ଶܰ o ܱܥଶ o 
espumas con ܱܥଶ o   ଶܰ o una combinación 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 dañan 

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 

que contengan metanol. Si  la  incompatibilidad es severa, entonces  la respuesta puede ser el uso 

de fluidos base metanol crosslinked y fluidos base ܱܥଶ líquido. 
Obviamente, estas variaciones de fluido tienen diferentes propiedades reológicas, que deben ser 

consideradas antes de que se haga la selección. La carga de polímeros tal vez no tenga influencia 

sobre la viscosidad final del fluido crosslinked. Para un fluido con alta carga de polímeros, es más 

fácil  reducir  la  viscosidad  crosslinked  a  alta  temperatura  que  para  uno  con  poca  carga  de 

polímeros. 

Para  bombear  un  tratamiento  de  fracturamiento  a  través  de  tubería  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 tubería flexible. 

Para estimular pozos en  formaciones de gas con  intercalaciones de estratos de carbón, donde  la 
producción es por desorción,  la  fractura  tiene que conectar  tantas  fracturas naturales como sea 

posible y poner a producir un área máxima de flujo. Si estas fracturas naturales fueran grandes, el 

leakoff del fluido y el daño resultante para la superficie de desorción sería 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   ଶܰ; sin embargo, puede 

ser  líquido o vapor denso como es el  caso cuando  se usa ܱܥଶ. La  fase externa está compuesta 

principalmente por una mezcla salina de agua con un surfactante, dependiendo de la viscosidad y 

los  requerimientos  de  estabilidad. Otros  fluidos  externos  usados  comúnmente  son  tanto  ácido 

(*)Crosslinker:  No  existe  una  traducción  al  español  de  este  término,  en México  se  les  llama    “Polimeros  extendedores  de 

viscosidad”, son polímeros 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 metálicas 

y su  función 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 polímeros se adhieren a estas caras, facilitando la hidratación de cada unidad de arcilla, 

para que su estructura se rompa y forme caras y bordes cruzados, que dan como resultado un fluido más viscoso.  

(*)Crosslinking:  se  refiere  únicamente  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 está hidratada.
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clorhídrico  como mezclas de agua‐alcohol. Refinados de gasóleos, u otros  solventes basados en 

hidrocarburos pueden ser también usados como fluidos de fase externa, pero requieren  ଶܰ como 

energizante. El ܱܥଶ  e hidrocarburos producen un fluido de una sola fase, porque el ܱܥଶ es muy 

soluble en hidrocarburos líquidos. 

Las espumas se caracterizan en diferentes formas, la estabilidad, la calidad y la textura describen 

diferentes características 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 compañías de servicio. 

También son importantes otras características de la espuma y su relación con otras características, 

como por ejemplo: 

La  estabilidad  estática  de  una  espuma  se  refiere  a  la  habilidad  de  la  espuma  para  resistir  la 

explosión de las burbujas. La estabilidad estática de las espumas puede ser cuantificada mediante 

la medición de su vida media, éste es el  tiempo requerido a condiciones estáticas de  la espuma 

para  drenar  la mitad  de  su  volumen  de  líquido.  Parámetros,  tales  como  tipo  de  estabilizador, 

presión  de  confinamiento,  o  cambio  de  proceso  de  generación  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 más ampliamente  reconocida en  la  industria 

petrolera, es el porcentaje de volumen de gas y es matemáticamente descrita como: 

ܽ݉ݑ݌ݏ݁ ݈ܽ ݁݀ ݈݀ܽ݀݅ܽܥ = ,݌) ݏܽ݃ ݁݀ ݊݁݉ݑ݈݋ݒ  ,݌) ݏܽ݃ ݁݀ ݊݁݉ݑ݈݋ݒ(ܶ ܶ) + ݋݀݅ݑݍí݈ ݁݀ ݊݁݉ݑ݈݋ݒ   %100ݔ

Inicialmente se consideraron a existir espumas mono‐dispersas sólo en rangos de calidades entre 

52% y 96%. Para espumas con calidad bajo 52%, no  se  logró estabilidad debido a  lo que en un 

inicio se creyó era una falta de  interacción de burbujas. La  interacción de burbujas poli‐dispersas 

ocurre  en  regiones mayores  a  54%.  Para  calidades mayores  a  96%,  la  espuma  se  invierte  en: 

líquido  en  una  emulsión  de  gas.  Las  suspensiones  sólidas  y  características  de  viscosidad 

desaparecen conforme se crea una niebla de líquido. 

1.2.1 Uso de espumas para fracturamiento de formaciones. 

Una gran cantidad de pozos han sido tratados con técnicas de  fracturamiento hidráulico usando 

espumas  como  fluido  de  fracturamiento.  Estas  espumas  pueden  contener  hasta  95%  de  fase 

gaseosa;  la mayoría 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 suspensión de arenas, baja pérdida de fluido, presión 

hidrostática baja, bajas caídas de presión debidas a la fricción, rápida recuperación de fluido, daño 

a  la  formación  bajo,  y  no  hay  reducción  de  la  conductividad  de  la  fractura  debido  a  los 

componentes  del  fluido.  La  mayoría  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  estimulación  espumantes  proveen  alternativas  viables  para  estimular 

pozos de gas de baja presión, sensibles a fluidos y donde las permeabilidades son menores a 5 mD. 

Muchas formaciones sensibles han tenido un historial de daño, o en algunos casos, los pozos han 

tenido  una  completa  pérdida  de  producción  cuando  se  usaron  fluidos  de  fracturamiento 

convencionales. Los fluidos espumosos han mostrado muy buenos  incrementos de productividad 

en estas formaciones.  

Actualmente, sólo hay algunas pocas  limitantes en  las espumas, como el aspecto económico que 

limita su uso en yacimientos muy profundos, o en yacimientos de gas con alta presión, debido a 

los límites de presión para que la espuma conserve sus propiedades. 

Otra  limitante  en  fluidos  de  estimulación  espumosos,  en  particular  los  nitrificados,  son  los 

problemas de permeabilidad relativa asociados con su uso en yacimientos de aceite, bajo el punto 

de  presión  de  burbujeo.  El  gas  ଶܰ,  que  es  lentamente  soluble  en  aceite  crudo,  creará  una 

saturación  de  gas  atrapado.  El  efecto  de  permeabilidad  efectiva  será  lentamente  removido 

conforme  el  ଶܰ  se  vuelve más  soluble  en  el  aceite.  Las  espumas  de   ଶܱܥ no  tienen  un  efecto 
dramático como el  ଶܰ porque el ܱܥଶ  es muy soluble en aceite. 

Tal vez sea difícil 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 extensión de fractura, 

pero el uso de apuntalantes, gelificantes, crosslinkers, etc. ha resuelto esta  limitación a un grado 

muy alto. 

Avances recientes usando fluidos espumosos han resultado de las mejoras en controles de calidad 

en  campo:  equipo  de monitoreo más  preciso,  la  habilidad  de  ajustar  parámetros  de  entrada 

durante  el  tratamiento,  y  cálculos  en  tiempo  real  de  presión  de  fondo,  permiten  cálculos más 

precisos de la reología, y así se permiten simulaciones de alta precisión y mejores incrementos de 

productividad. 

Las  espumas  usadas  como  fluidos  de  fracturamiento  están  formadas  normalmente  con  la 

dispersión de algún gas, generalmente nitrógeno en un líquido, usualmente agua con una pequeña 

cantidad de agente espumoso surfactante añadido. El contenido de surfactante es comúnmente 

0.5% a 1% del volumen del líquido. La estabilidad es incrementada añadiendo más surfactante, ya 

sea un agente espumoso o un agente gelatinoso. Tales espumas  son mezclas homogéneas con un 

rango estrecho de tamaño de burbuja,  es decir el tamaño de la burbuja menor a 200 micras, y son 

estables por periodos de varias horas. 
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propiedades  deseables  para  su  uso  como  fluido  de  fracturamiento:  Baja  perdida  de  fluido, 

capacidad alta de acarreo y suspensión de arenas, baja presión hidrostática, alta viscosidad, baja 

caída de presión debido a la fricción, y bajo contenido de líquido.  

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  polímero  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  reunirá  los  estándares  mínimos  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  fácilmente, mediante  el  ajuste  de  carga  de  polímeros  y  carga  de  aditivos,  aún 

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 

recuperación. Los fluidos energizados con ܱܥଶ tendrán bajo pH debido a la solubilidad del ܱܥଶ y el 
resultante  ácido  carbónico  en  solución;  por  lo  tanto,  los  fluidos  que  pueden  ser  crosslinked  y 

usados a bajos pH  son de  interés. El polímero  se descompone a bajos pH debido a  la hidrólisis 

ácida, y esto ayuda en la limpieza del paquete de apuntalante.  

En aplicaciones de agua fría, p. ej., Canada, Alaska y Rusia, algunas veces no es posible calentar el 

agua en  la nieve. Añadiendo metanol,  se puede mantener el  fluido base del  congelamiento. En 

algunas formaciones, es necesario añadir 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  aún  después  de  la  hidratación  (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 reducción 

al daño del paquete de apuntalante.   Los últimos no‐derivados de  la goma guar  tienen residuos 

menores a 2% y los derivados tienen menos de 0.5%. 

1.3.1 Fluidos de baja viscosidad. 

El  fluido  de  fracturamiento,  conocido  como  agua  de  fricción  reducida  slickwater  y  que  fue 

introducido  a  finales  de  la  década  de  1959  y  1960,  se  ha  puesto  en  práctica  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 mínima  cantidad  de 

apuntalante  y  crear  fracturas  de  una  sola  capa.  Sin  reductores  de  fricción,  a  altos  gastos  de 

bombeo empleados, la fricción sería muy alta. 

El  polímero  acrilamida  parcialmente  hidrolizado,  es  el  agente  de  reducción  de  viscosidad más 

comúnmente  usado  con  agua  para  este  propósito.  Los  polímeros  acrilamida  son  generalmente 

usados  como  emulsiones  de  aceite  externas  ya  sea  hecha  con  “emulsiones  inversas”  o 

“emulsiones adicionalmente invertidas” que invierte la emulsión e hidrata al polímero, 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 

polisacárido de reserva nutricional de las semillas de Cyamopsis tetragonoloba, una planta de la familia de las leguminosas. 
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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 contenían el tipo y concentración 

de constituyentes de alifáticos necesarios para formar un gel efectivo. Generalmente este químico 

fue  confinado  a  la  gelificación de hidrocarburos  refinados debido  a  su  inestabilidad en  algunos 

aceites crudos. 

El siguiente sistema de gel  fue  la dispersión coloide, con base en  jabones, que exhibían muchas 

propiedades de fluidos preferentes. Se usaron micelas de jabón 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  líquido. Los fluidos gelificantes de 

carboxilado de aluminio también exhibieron presión de fricción muy alta. Geles de aceite usando 

jabón con  tecnologías de dispersión coloide han demostrado ser un sistema gelificado de aceite 

más consistente (Hendrickson y col., 1957; y Grantham y McLaurine, 1986). Adicionalmente, estos 

fluidos  demostraron  mejores  propiedades  de  transporte  de  arenas  sin  un  correspondiente 

incremento en la viscosidad. 

La característica más importante de las dispersiones de jabón fue que la viscosidad se perdió a alto 

corte,  que  es  típico  en  fluidos  pseudo  plásticos  o  fluidos  que  se  adelgazan  por  el  corte.  Una 

concentración de solución de hidróxidos alcalino‐térreos (hidróxido de sodio) es entonces dispersa 

en  la mezcla de hidrocarburos para neutralizar el ácido orgánico  in  situ y causar un proceso de 

saponificación. Henrickson  y  col.  (1957)  reportaron  que  en  los  sistemas  de  aceites,  las micelas 

tienen porciones polares de  la molecula  carboxilada enterrada en un núcleo  central, en  vez de 

estar distribuida sobre  la superficie externa, como es el caso en sistemas acuosos. La  interacción 

de terminaciones polares, tanto por atracción dipolo o por especificación de hidrógeno de ciertos 

átomos.  

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  rápida  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 más 

nuevos de base aluminio.  

Los  geles  se  rompen  disolviendo  lentamente  aditivos  tales  como  óxido  de  calcio,  óxido  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  perderá 

estabilidad. 

1.5 Fluidos energizados 

Los  fluidos  son  energizados  ya  sea  con  ଶܰ  o   ଶܱܥ para  minimizar  la  cantidad  de  líquidos 

introducidos  en  la  formación    y  para  la  recuperación  mejorada  de  fluidos.  Los  fluidos  son 

considerados  típicamente  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 común en  la  industria usar 25 a 30 de por ciento 

volumen    de  un medio  energizante  en  los  fluidos.  También,  añadiendo    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 mayoría de los pozos de gas 

fracturados al este de Canadá  usan fluidos energizados. Existen ciertas diferencias entre el uso del ଶܰ y el ܱܥଶ, como medio energizante, como se explica a continuación. 

En  la mayoría de  los  lugares, el  ଶܰ, es químicamente  inerte y no es miscible con  los fluidos de  la 

formación,      lo que es una ventaja porque no ocurre  interferencia química. Es un gas durante  las 

condiciones de bombeo y recuperación  Debido a que tiene muy baja densidad comparado con el 

fluido que es bombeado, se separará fácilmente  del fluido que se está filtrando en la formación. 

Por lo que es imperativo que los fluidos energizados con   ଶܰ sean recuperados  tan pronto como 

sea posible después de que termine el bombeo; de otra forma, la energía para la recuperación del 

fluido podría no presentarse. Debido a que el  ଶܰ no es soluble en  los fluidos con  los que este es 
bombeado y a que no   alterará el pH, puede ser usado para energizar  la mayoría de  los  fluidos. 

Como  un  gas,  el  ଶܰ  atraviesa  un  cambio  significante  de  volumen    cuando  es  presurizado,  y  el 

diseño de la calidad de fondo puede ser difícil.  

Por otro lado, el ܱܥଶ bajo las condiciones de bombeo es de hecho líquido o un fluido superficial. 

Como  un  fluido  supercrítico,  se  encuentra  a  temperatura  y  presión  arriba  de  su  punto  crítico 

termodinámico de 31.12°C y 75.2461 ݇݃ ܿ݉ଶ⁄  (88°F y 1070 psi). Como un fluido supercrítico tiene 

la particular habilidad de difundirse a  través de  los poros como un gas pero con  la densidad del 

líquido. El ܱܥଶ es químicamente reactivo. Es muy soluble en ambos agua y aceite, y en agua crea 

ácido  carbónico, que de hecho podría  trabajar  como un  rompedor para guar hidrolizados  y  los 

derivados del guar. El ܱܥଶ líquido 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 hidrostáticas. Hasta que el fluido es recuperado por pérdida de presión, permanece 

como  líquido  o  fluido  supercrítico  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 energía es almacenada por tiempos más largos. También tiene el efecto de “refresco 

de cola”: mientras más y más presión es liberada, más y más el gas será liberado del fluido debido 

a  que  la  solubilidad  decrece  con  la  presión  disminuida.  Esto  típicamente  resulta  en  mejor 

recuperación del fluido. 

El   ,ଶܱܥ ya  sea  como  líquido  o  como  gas,  es  considerado  no  dañino  para  la  formación, 

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 ܱܥଶ, no puede  ser usado en  todos  los  fluidos. Por ejemplo, 

fluidos boratados no son compatibles con ܱܥଶ,  tampoco  lo son ciertos  fluidos viscoelásticos. En 

soluciones acuosas el ܱܥଶ  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 ܱܥଶ. Sistemas éster de 

aluminio fosfato son rotos con un ácido carbónico de bajo pH, el cual funciona como un rompedor 

para el sistema. 
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1.6 Espumas y emulsiones 

Usualmente  hay  mucha  confusión  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  emulsión.  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 dramáticamente.  Las 

espumas típicas  o emulsiones usadas en la industria son limitadas alrededor de 70 a 80 en calidad 

para minimizar los efectos de fricción debido a la alta viscosidad. Cuando la fase interna es un no‐

líquido,  es  considerado  una  espuma;  cuando  es  líquido,  es  considerado  emulsión.  Por  esta 

definición, todos los fluidos de ܱܥଶ con calidad mayor a 53 deberían ser llamados emulsiones. Sin 

embargo cuando el bombeo se detiene y el fluido es recuperado, éste sale como espuma, así que 

es común en  la  industria  llamarlos espumas. Las espumas son estabilizadas añadiendo un agente 

espumoso químico y un gel base. Por  razones económicas, el gel usado más comúnmente es el 

guar. 

En adición a las espumas de  ଶܰ y ܱܥଶ, las espumas binarias fueron introducidas  a la industria en 

1988 (Toney y Mack, 1991). Las espumas binarias contienen tanto el  ଶܰ y como el ܱܥଶ  y se dice 
que tienen ventajas sobre las espumas simples de ܱܥଶ o  ଶܰ. La ventaja principal, es que el fluido 
recuperado tiene un bajo contenido de ܱܥଶ, con lo que el gas producido puede ser colocado en la 
tubería mucho antes de que se expanda. Comúnmente, el  ଶܰ es menor en costo que el ܱܥଶ; sin 
embargo,  trabajos  de  diseño  con  dos  fluidos  compresibles    ‐  involucrando  uno  de  ellos  un 

potencial cambio de fase – se podría 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  fricción más  alta  que  los  fluidos  convencionales,  particularmente  fluidos 

retrasados crosslinked. Estos  también  imponen un  límite en  la cantidad máxima de apuntalante 

que es agregado en la tina, mientras que el  ଶܰ o el ܱܥଶ es típicamente 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 típicamente forma parte de  la fase  interna, y así  la cantidad de ଶܰ  y   ଶܱܥ añadida  durante  el  trabajo  necesita  ser  ajustada  conforme  la  concentración  de 

apuntalante se incrementa durante el trabajo para mantener constante “Mitchell” o la calidad de 

la  fase  interna  (Mitchell,  1969).  Como  se mencionó  anteriormente,  la  viscosidad  de  la  espuma 

sube  exponencialmente  conforme  la  calidad  (fracción  de  volumen  o  fase  interna)  sube.  Si  la 

espuma  es  bombeada  como  una  calidad  de  superficie  constante  sin  considerar  al  apuntalante 

añadido,  conforme  el  volumen  de  apuntalante  en  el  fluido  se  incremente,  la  viscosidad  se 

incrementará exponencialmente  mientras que el apuntalante forme parte de la fase interna de la 

espuma.  Esto  resultará  en  fricción  inaceptable,  particularmente  con  concentraciones  de 

apuntalante más grandes. 
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El  único  daño  a  la  formación  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  más  y  más  bajas, 

particularmente  sistemas  tales  como  lutitas  o  intercalaciones  de  estratos  de  carbón  donde  la 

producción  es controlada por desorción del gas en vez del flujo de matriz, los fluidos que son no 

dañinos  al  paquete  de  apuntalante  y  la  formación  se  están  haciendo  importantes.  Pozos  con 

efectos  adversos  de  capilaridad  debido  a  agua  sub‐irreductible  o  saturación  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  última 

década. 

 

1.7.1 Fluidos surfactantes viscoelásticos 

Los  sistemas de gel visco elásticos  surfactantes  (VES) han  sido descritos en  la  literatura patente 

para reducción de  la fricción   y como fluidos de tratamiento de pozos (Teot, 1988). Su uso en  la 

vida  diaria  ha  estado  circulando  por  algún  tiempo.  Su  uso  en  fluidos  de  fracturamiento  es 

relativamente  un  nuevo  fenómeno,  pero  la  literatura  patente  ha  explotado  esta  área  en  los 

últimos años. 

Principalmente,  estos  fluidos  usan  surfactantes  en  combinación  con  sales  inorgánicas  u  otros 

surfactantes para crear estructuras ordenadas, lo cual resulta en no sólo 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  explicó Asadi  y  col.  (2002),  la  viscosidad  de 

corte‐cero ha sido hallada como un parámetro 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 tecnología del sistema 

VES  puede  ser  separada  en  varias  categorías  basándose  en  la  estructura  de  las  estructuras 

ordenadas o micela. Pueden  formar micelas tipo gusanos, estructuras  laminares o vesículas  (Fig. 

1.11). 
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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 catiónico neutralizado 

con un surfactante aniónico. El agua de flujo de retorno, en pozos de gas, tiende a regresar algo 

del  surfactante  catiónico  y  la mayoría del  aniónico.  El  agua de  flujo de  retorno  es  típicamente 

colectada por 48 horas en un  tanque.  Inicialmente el  fluido  fue  filtrado para  remover cualquier 

partícula  fina de  la  formación. Basados en  la experiencia,  se encontró que permitiendo que  las 

partículas finas se depositen era suficiente para remover las mismas. Después de la depositación, 

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  analíticas  o  viscoelásticas,  surfactantes 

adicionales  fueron  usados  para  reconstituir  el  fluido.  Russell  (2001)  reportó  los  resultados  del 

procedimiento y  la producción del pozo   del uso del fluido reciclado en un estudio de campo en 

Canadá, no mostrando efectos de reciclado en la producción del pozo. 

Estos fluidos VES son operacionalmente muy simples ya que sólo uno o dos aditivos son añadidos 

sobre  la marcha sin ninguna necesidad de hidratación de polímetros. No requieren algún biocida 

porque no contienen ningún biopolímero. De hecho, algunos de los surfactantes catiónicos podían 

tener propiedades de biocida.  No requieren flujo de retorno adicional de surfactantes ya que han 

heredado baja tensión superficial e  interfacial. No se necesitan aditivos adicionales de control de 

arcillas: Contienen ya sea sal o surfactantes catiónicos,  los cuales tienen propiedades similares a 

los  substitutos  de  KCl.  Los  surfactantes  tienen  pesos  moleculares  de  cientos  en  oposición  al 

polímero guar con millones. 

La  viscosidad  es  rota mediante  la  alteración  de  las  propiedades  del  surfactante, mediante  la 

adición de otros hidrocarburos o la alteración 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  útiles    incluso  en  formaciones  con 

saturación de agua  sub‐irreducible    y problemas de entrampamiento de  líquido  incluso aunque 

estos fluidos son base acuosa. 

1.7.2 Espumas surfactantes viscoelásticas 

Una extensión natural de  la  tecnología de  fluidos VES son  las espumas VES  (Zhang y col., 2002). 

Estas espumas pueden ser formadas con  ଶܰ o ܱܥଶ. Como se mencionó anteriormente, no todos 

los sistemas VES son compatibles con ܱܥଶ. 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 todavía contiene  los surfactantes, lo cual baja la tensión superficial en la matriz, 

sobrepasando  las  fuerzas  capilares y ayudando   en  la  recuperación del  fluido. Estos  fluidos han 

mostrado ser adecuados para fracturar intercalaciones de estratos de carbón en pozos de metano 

que contienen agua porque las espumas controlan el leakoff en las fracturas naturales sin el daño 

de los residuos de polímeros. 
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1.7.3 Emulsión de ࡻ࡯૛  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 más de 70. Estos fluidos podrían dañar estas formaciones 

sensibles debido a la saturación de agua sub‐irreducible  y el entrampamiento de líquido. En estas 

formaciones, reemplazando el 40% de  la fase de agua usada en espumas de ܱܥଶ 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 más alta de las mezclas de metanol 

acuoso,  tiene  un  punto  de  congelamiento  cercano  a  40  °C  (104  °F)  (el  cual  es  el menor  límite 

operante para el equipo de fracturamiento en el campo) y  la tensión superficial alrededor de 30 

dinas/cm.  Estas  emulsiones  usan  surfactantes,  los  cuales  son  espumantes  compatibles  con 

metanol. Típicamente  la calidad del ܱܥଶ se aproxima a 85,  lo que resulta en alta permeabilidad 

recuperada y resultados rápidos de  limpieza y producción 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  reología  y  la  aplicación  de 

fluidos  boratados  espumados  de  ଶܰ  desde  principios  de  1980  (Veatach,  1983;  Harris,  1988;  y 
Harris  y  Heath,  1996).  Los  fluidos  de  circonio  crosslinked metálico  de   ଶܱܥ espumado  fueron 

usados de ambas formas con y sin espumantes (Philips y Mack, 1991). La mayoría de estos fluidos 

usan  una calidad de 70 o 75 de ܱܥଶ o  ଶܰ (o ambos, cuando se realiza fracturamiento binario). Las 

espumas fueron crosslinked para incrementar la temperatura de aplicación de estos fluidos o para 

minimizar la cantidad de líquidos en la formación. En la mayoría de estos sistemas, el incremento 

de  la viscosidad es realizado desde el crosslink, y  la dilución 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  desempeño  similar  a  un  fluido  de 

emulsión con  ܱܥଶ conteniendo  40% de metanol descrito anteriormente puede ser alcanzado con 

estos  sistemas  crosslinked  conteniendo  una  calidad  sólo  de  30  del   ଶܱܥ para  un  sistema más 

efectivo  en  términos  económicos.  Los  geles  de  aceites  energizados  con   ଶܱܥ   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  líquidos  (acuosos  e 

hidrocarbonos),  podrían  ser  la  solución  fluidos  base metanol  no‐acuosos.  Con  los  años,  varios 

autores han  identificado  las ventajas de  los  fluidos basados en alcohol  (McLeod y Coulter, 1966; 

Smith, 1973; Tiner y col., 1988; y Hernández y col., 1994).  Estas ventajas incluyen, punto bajo de 

congelamiento,  baja  tensión  superficial,  alta  solubilidad  del  agua,  alta  presión  de  vapor  y 

compatibilidad con la formación. El Metanol también es el fluido de elección para formaciones con 

agua  irreductible  y/o  saturación  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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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  generación  tampoco  requieren 

algo de agua para hidratación o rompimiento. 

1.7.6 Fluidos base‐ࡻ࡯૛ líquido 
Los  fluidos  basados  en   ଶܱܥ líquido  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 

Canadá y varias formaciones de USA. Su química   y física han sido extensivamente publicadas. La 

familia  de  estos  fluidos  consiste  de   ଶܱܥ líquido  puro  y  un  fluido  binario  que  consiste  en  una 
mezcla de ܱܥଶ líquido y  ଶܰ para reducir costos. 
Los  fluidos de  fracturamiento  convencionales dependen   de  las propiedades  viscoelásticas para 

inhibir el  leakoff de  la fractura al yacimiento. La depositación del enjarre de una cadena  larga de 

polímeros  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 colocación del apuntalante en  la fractura. El ܱܥଶ  líquido, 
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 típicos 

(por ejemplo, 20 bpm). 

Fluidos de baja viscosidad y baja  temperatura  tienen gastos de  leakoff mayores que  los  fluidos 

convencionales,  pero  sus  características  tienen  un  límite  superior    que  es  dependiente  de  los 

parámetros 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 formación. Estos fluidos no se encuentran 

en un estado estable, y por  lo tanto pueden ocurrir efectos positivos transitorios. Este efecto de 

expansión térmica  inhibe el  leakoff cercano a  la cara de  la fractura y promueve el desarrollo del 

espesor  de  la  fractura.  Una  combinación  de  la  expansión  térmica,  efectos  de  permeabilidad 

relativa  y  una  posible  turbulencia    a  través  de  las  pequeñas  gargantas  de  poro  del  yacimiento 

reducen el leakoff del ܱܥଶ líquido de la fractura al yacimiento. 

Debido a que estos fluidos de fracturamiento base‐ܱܥଶ  líquido son compresibles por naturaleza, 

su presión hidrostática es dependiente de ambos, de la temperatura y de la presión. La densidad 

del   ଶܱܥ líquido  permanece  relativamente  constante  durante  fracturamientos    a  alta  presión 

(Gupta y Bobier, 1998). Añadiendo nitrógeno gaseoso para hacer una mezcla ܱܥଶ/ ଶܰ requiere el 
uso de algoritmos  computacionales para  calcular  los  valores.  La densidad  y  compresibilidad del 

nitrógeno pueden ser calculadas si ambos la temperatura y la presión son conocidas. 

El  transporte  del  apuntalante  puede  ser  dividido  en  dos  áreas:  (1)  a  los  disparos  y  (2)  en  las 

fracturas. Mover el apuntalante a través del equipo de superficie y  las tuberías del pozo se  logra 

de manera  relativamente  fácil,   debido  a  los  altos  gastos de bombeo utilizados  típicamente en 
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fracturamientos  con ܱܥଶ  líquido o ܱܥଶ/ ଶܰ.  La  alta  turbulencia  causada  por  el  alto  número 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  ଶܰ es añadido al ܱܥଶ 
líquido a una proporción 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 reducción de 

los ritmos de depositación de la arena. El contacto friccional  entre el apuntalante y las paredes de 

la    fractura  es  incrementado,  con  lo  que  disminuyen  los  ritmos  de  depositación  de  la  arena. 

Paredes  de  las  fracturas  desiguales  y/o    tortuosas,  combinadas  con  espesores  estrechos  de 

fractura  también  sirven  para  entorpecer  la  depositación  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 proporción de    la velocidad 

terminal a la velocidad horizontal. 

Las técnicas operacionales de superficie   para fracturamiento con ܱܥଶ  líquido   y ܱܥଶ/ ଶܰ pueden 
ser divididas en tres áreas: entrega del producto, mezclado de la lechada de la mezcla y bombeo a 

alta presión. Un  tratamiento de  fractura  con  ଶܰ/ܱܥଶ  líquido es un  tratamiento de  fractura  con ܱܥଶ líquido y con  un máximo de 50 % de  ଶܰ (por volumen) añadido a la cabeza del pozo. El  ଶܰ es 
bombeado  con un equipo convencional de  ଶܰ y no requiere consideraciones especiales. 
El ܱܥଶ  líquido es almacenado en unidades de almacenamiento volumétrico en el  lugar a 21.097 ݇݃ ܿ݉ଶ⁄  y ‐34.45°C (300 psi y ‐30 °F). Cada unidad tiene una capacidad de  300 bbl de líquido. El ܱܥଶ líquido es llevado de la unidad de almacenamiento a través de la mezcladora de ܱܥଶ y a los 
bombeadores de alta presión por el nitrógeno gaseoso. Se usa un camión remolque con tubo para 

el nitrógeno para realizar esta función. 

La mezcladora de ܱܥଶ es una vasija a presión y un sistema manyfold que mezcla  el apuntalante en 

la corriente del ܱܥଶ líquido antes de que llegue a las bombas de alta presión. (Ver figura 1.13) El 

apuntalante es cargado  en la mezcladora de ܱܥଶ; la unidad es sellada y después llenada con ܱܥଶ. 
Durante el tratamiento, el apuntalante es atraído hacia la corriente del  ܱܥଶ líquido por barrenas 
impulsadas por la hidráulica. Las mezcladoras de ܱܥଶ han sido construidas en versiones de 44,000‐ 
y 88,000‐lb. 
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los  grandes  gastos  requeridos  para  colocar  estos  trabajos  y  las  pérdidas  por  fricción  asociadas 

elevaron los requerimientos de HP. 

1.7.7 Fluido espuma con base ࡻ࡯૛ líquido 
Varios  intentos  se  han  hecho  para  incrementar  la  viscosidad  de  los  fluidos  basados  en   ଶܱܥ
mientras se trata de mantener la conductividad y compatibilidad de la formación  de estos fluidos 

con muy poco éxito operacional (Bullen y col., 1987). El fluido espuma con base ܱܥଶ consiste de 
una espuma de gas  ଶܰ en el ܱܥଶ líquido mientras la fase externa se estabiliza  por un espumante 

especial soluble en ܱܥଶ líquido o supercrítico (Gupta, 2003). La ventaja principal de este fluido es 
la viscosidad adicional ganada por  la espuma  sobre el ܱܥଶ  líquido. El uso del 75 por ciento del 
volumen  de  ଶܰ  también  hace  al  fluido  muy  efectivo  en  términos  de  costos    y  utilizable  en  

aplicaciones de proyectos de fracturamiento donde varios trabajos pueden ser realizados   en un 

solo  día.  El  fluido  también  ha  encontrado  un  nicho  de  aplicación    en  fracturamiento  de 

intercalaciones de estratos de carbón en Canadá, en intercalaciones de estratos de carbón, donde 

cualquier agua introducida en la formación  daña las fracturas naturales. 

 

1.8 Fluido de fracturamiento ácido 

Convencionalmente,  el  fracturamiento  ácido  ha  sido  usado  para  formaciones  carbonatadas.  El 

fracturamiento ácido es una técnica de estimulación en  la cual el ácido es  inyectado a presiones 

arriba de la presión de la formación  para que así la fractura hidráulica sea creada. Usualmente, un 

fluido bache  inicial o  colchón  viscoso es  inyectado  adelante del  ácido para  iniciar  la  fractura,  y 

después,  simple  ácido,  ácido  gelificado,  acido  espumado  o  una  emulsión  conteniendo  ácido  es 

inyectada. La conductividad de  la  fractura es creada por el ácido grabando diferencialmente  las 

paredes de las fracturas; por ejemplo, el ácido reacciona no uniformemente con las paredes de la 

fractura  así  que  después  del  cierre,  la  fractura  se mantiene  abierta  asimisma  con  las  regiones 

relativamente no disueltas actuando como pilares que deja más regiones disueltas como canales 

abiertos. Por lo tanto el fracturamiento ácido  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 ácido de areniscas. Los 

fluidos de fracturamiento ácido han sido usados como medios para extender la habilidad del ácido 

para penetrar profundamente en la formación, creando fracturas con una conductividad más alta. 

El incremento en la viscosidad puede ser obtenido con surfactantes, resultando en sistemas visco 

elásticos   o polímeros 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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CAPÍTULO II: INTRODUCCIÓN AL FRACTURAMIENTO HIDRÁULICO. 

 

2.1 Introducción 

Debido a  la amplia cantidad de conceptos  involucrados en el  fracturamiento hidráulico, en este 

capítulo se presentan las bases teóricas para entender cómo se forma la fractura en la formación, 

la diferencia entre fracturar un yacimiento de alta permeabilidad y uno de baja permeabilidad, los 

tipos de presión involucrados durante el tratamiento de fracturamiento, características mecánicas 

de la roca y características reológicas de los fluidos. 

 

2.2 Alta permeabilidad vs Baja permeabilidad. 

La permeabilidad de  la formación tiene un enorme efecto en  la producción de una formación no 

fracturada,  también  tiene un  impacto  similar en  la producción post‐tratamiento de un  intervalo 

hidráulicamente  fracturado. Por otra parte,  la permeabilidad de  la  formación  también afecta el 

tamaño y la forma de la fractura requerida para maximizar el incremento de producción obtenido 

del  fracturamiento. En pocas palabras, una  fractura debe  ser diseñada para una permeabilidad 

específica de una formación. 

Las  formaciones  de  baja  permeabilidad  requieren  estimulación  porque  la  permeabilidad  de  la 

formación  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 

producción  suficiente  solamente  con  la  perforación  de  los  pozos,  sin  importar  que  tan  buena 

ingeniería haya en ellos. En formaciones de baja permeabilidad, es fácil producir una fractura que 

es  muchas  veces  más  conductiva  que  la  formación.  Las  fracturas  en  yacimientos  de  baja 

permeabilidad son diseñadas para mayor longitud. 

El  fracturamiento en  formaciones con altas permeabilidades es un poco distinto. Usualmente,  la 

producción se ve limitada por efectos alrededor del pozo, causado por el fenómeno dual de daño 

a  la  formación  (skin  damage)  (van  Everdingen  y  Hurst,  1949,  y  van  Everdingen,  1953)  y  la 

limitación incrementada de flujo conforme se acerca al pozo. Las fracturas en formaciones de alta 

permeabilidad son diseñadas para ser cortas y altamente conductivas, que a su vez, por lo general 

significa maximizar el ancho de fractura apuntalada. 

Cada formación tiene una combinación específica de longitud apuntalada y ancho apuntalado para 

el cual debe ser diseñado. Por  lo  tanto, entender  la permeabilidad de  la  formación es vital para 

maximizar la producción post‐tratamiento. Si la permeabilidad de la formación es desconocida (la 

situación  usual,  desafortunadamente)  entonces  la  estimulación  será  menos  eficiente  (aunque 

todavía potencialmente exitosa en términos económicos). 

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

El fracturamiento hidráulico ha evolucionado en una técnica adecuada para estimular  la mayoría 

de  los pozos bajo circunstancias extremadamente variables. Originalmente se sugirió para pozos 

de gas de baja permeabilidad, todavía juega un papel crucial en el desarrollo de areniscas de baja 

permeabilidad,  y  su  uso  se  está  incrementando  para  producir  en  rocas  carbonatadas  de  baja 

permeabilidad, lutitas y capas de carbón. En general, un pozo perforado vertical y con terminación 
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estrecha en un yacimiento de gas, debe ser estimulado exitosamente para producir a gastos de gas 

comerciales  y  producir  volúmenes  de  gas  comerciales.  De  hecho,  Holditch  (2006)  considera  la 

mejor  definición  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 volúmenes rentables de 

gas  sin  hacer  tratamientos  de  fracturamiento  hidráulico  a  gran  escala  o  pozos  avanzados 

(horizontales,  multilaterales).”  Aunque  en  algunos  yacimientos  compactos  naturalmente 

fracturados,  los pozos horizontales  son  exitosos,  algunas  veces  también necesitan  estimulación 

con  fracturas.  En  este  sentido  el  fracturamiento  hidráulico  es  ciertamente  una  técnica  de 

estimulación del yacimiento. 

En  formaciones  blandas  de  alta  permeabilidad  (como  por  ejemplo  en  el  Golfo  de México)  el 

fracturamiento hidráulico es principalmente una técnica de mejoramiento de flujo cercano al pozo 

(estimulación  del  pozo),  y  algunas  veces  las  razones  principales  de  aplicación,  son  los  efectos 

secundarios,  tales  como  prevención  de  arenamiento.  En  años  recientes  el  fracturamiento  de 

yacimientos de alta permeabilidad se ha vuelto significante en términos económicos como en el 

fracturamiento de baja permeabilidad. 

2.4 Entendiendo la importancia de la presión. 

Entender  las  fuentes de ganancia y pérdida de energía  (o uso) es  fundamental para entender el 

proceso de fracturamiento (ver tabla 2.1). El análisis Nolte Smith (Nolte y Smith, 1981) está basado 

en  analizar  el  gradiente  de  presión  del  tratamiento  a  fondo  del  pozo,  graficado  durante  las 

operaciones de fracturamiento. En un trabajo de graficas estándar, donde  la presión es graficada 

contra el tiempo, el gradiente de esta curva es la energía dividida por el tiempo, o trabajo. Así, un 

análisis del gradiente de presión graficado puede indicar cuánto trabajo está siendo realizado por 

el fluido de fracturamiento en la formación, o viceversa. 

 

Tabla  2.1  Fuentes  de  ganancia  de  energía  y  uso  de  energía  durante  las  operaciones  de 

fracturamiento. 

Fuentes  de  ganancia  de  energía  y  uso  de  energía  durante  las  operaciones  de 

fracturamiento. 

Ganancia de energía.  Uso de energía 

 Conversión de energía mecánica a presión 

y gasto mediante las bombas de 

fracturamiento. 

 Presión hidrostática 

 Presión en el pozo 

 Fricción por perforación 

 Tortuosidad 

 Fricción del fluido en la fractura 

 Sobrepasando esfuerzo in‐situ 

 Leakoff de fluido 

 Producción de ancho de fractura 

 Dividiendo a la roca en la punta de la 

fractura. 
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2.5 Diferentes tipos de presión 

En  el  fracturamiento  hidráulico  es  común  referirse  a  un  gran  número  de  diferentes  presiones 

encontradas durante operaciones y análisis. Cada una tiene su propio nombre (o más usualmente, 

varios nombres comunes) el cual se refiere ya sea a donde se está midiendo  la presión o  lo que 

está haciendo la misma. 

Presión  de  inyección,     .࢟࢔࢏ࡼ También  conocida  como  presión  de  cabeza  de  pozo  (Well  Head 

Pressure  (WHP)),  presión  de  tratamiento  en  superficie  (Surface  Treating  Pressure  (STP))  o 

simplemente presión de tratamiento. Es la presión en la cabeza del pozo, contra la cual las bombas 

de fracturamiento deben actuar. 

Presión de la cabeza,  ࢊࢇࢋࢎࡼ. También conocida como HH, presión hidrostática ( ௛ܲ) o presión de la 
cabeza. Esta es la presión ejercida por el fluido del pozo debido a su profundidad y densidad. 

Presión de fricción de la tubería,  ࢔࢕࢏࢚ࢉ࢏࢘ࢌ ࢋ࢖࢏࢖ࡼ.También conocida como presión de fricción de la 

TP o presión de fricción del pozo. Ésta es la pérdida de presión debido a los efectos de fricción  en 

el pozo mientras el fluido es inyectado. 

Presión de  inyección de  fondo, ࢝࢏ࡼ. También  conocida  como presión de  tratamiento de  fondo 

(Bottom Hole Treating Pressure (BHTP)), o presión de fondo (Bottom Hole Pressure (BHP)). Ésta es 

la presión en el fondo del agujero, en el pozo, en el centro del intervalo que está siendo tratado. 

BHTP puede ser calculada de información de la superficie de la siguiente manera: 

௜ܲ௪ =  ௜ܲ௡௬ + ௛ܲ௘௔ௗ − ௣ܲ௜௣௘ ௙௥௜௖௧௜௢௡…(2.1) 
Caídas de presión por fricción en  los disparos, ࢌ࢖ࡼࢤ. Ésta es  la perdida de presión que se tiene 
mientras el fluido de fracturamiento pasa a través de un área de flujo restringido en los disparos. 

La presión de fricción por perforación  puede ser calculada de la siguiente manera: ߂ ௣ܲ௙ = 0.2369 ௤మఘೞே೛೐ೝ೑మ ஽೛మ஼೏మ………………….(2.2) 
Donde ρ es  la densidad de resbalamiento (ppg), q es el gasto total (bpd),  ௣ܰ௘௥௙ es el número de 

perforaciones  (tal  que  q  / ௣ܰ௘௥௙  es  la  razón  por  perforación)  y   ௣ܦ es  el  diámetro  de  las 

perforaciones (pulgadas) y  ܥௗ  es el coeficiente de descarga. 
Caídas  de  presión  debidas  a  la  tortuosidad,   .࢚࢘࢕࢚ࡼࢤ También  conocida  simplemente  como 

tortuosidad,  ésta  es  la  perdida  de  presión  que  se  tiene  debido  al  fluido  de  fracturamiento, 

mientras éste pasa a través de un área de flujo restringido entre las perforaciones y/o las fracturas 

principales.  

Caídas  de  presión  por  fricción  cercanas  al  pozo,   .ࢋ࢘࢕࢈࢒࢒ࢋ࢝ ࢘ࢇࢋ࢔ࡼࢤ Ésta  es  la  pérdida  total  de 
presión debido a  los efectos cercanos al pozo y es  igual a  la suma de  las pérdidas de presión por 

fricción en los disparos más las pérdidas de presión debidas a la tortuosidad. 
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Presión de cierre instantánea, ࡵࡿࡵࡼ. También conocida como ISIP (Instantaneous Shut‐In Pressure) 

o  ISDP  (Instantaneus  Shut‐Down  Pressure).  Ésta  es  la  presión  de  inyección  de  fondo 

inmediatamente después de que  las bombas han sido cerradas,  tal que  los efectos de  todas  las 

pérdidas  de  presión de  los  fluidos basadas  en  fricción  ( ௣ܲ௜௣௘ ௙௥௜௖௧௜௢௡,, ߂ ௣ܲ௙  y ܲ߂௧௢௥௧)  se hagan 
cero. 

Presión de cierre,  ࢉࡼ. Ésta es la presión ejercida por la formación en el apuntalante. También es la 

mínima presión requerida dentro de la fractura para poder mantenerla abierta. Para una sola capa ࢉࡼ es usualmente  igual al esfuerzo mínimo horizontal permitido para  los efectos de presión de 

poro. 

Presión de extensión,  ࢚࢞ࢋࡼ. También conocida como presión de extensión de la fractura. Ésta es 

la presión requerida dentro de la fractura para poder hacerla crecer. Por definición  ௘ܲ௫௧> ௖ܲ  ya que 
la  fractura  tiene  que  ser mantenida  abierta  antes  de  que  esta  pueda  ganar  longitud,  altura  y 

amplitud. La presión de extensión no es constante y variará con la geometría de la fractura. 

Presión  del  fluido  fracturante,   .ࢌࡼ Aunque  es  usada  en  una  variedad  de  situaciones, 
estrictamente  hablando,  la  presión  del  fluido  fracturante  es,  la  presión  del  fluido  fracturante 

dentro del cuerpo principal de la fractura, después de que ha pasado a través de las perforaciones 

y  cualquier  tortuosidad.  La  presión  del  fluido  fracturante    puede  no  ser  constante  en  toda  la 

fractura debido a los efectos de fricción.   

2.6 Presión Neta 

Presión neta,  ௡ܲ௘௧, es el exceso de presión en el  fluido de  fracturamiento dentro de  la  fractura, 

arriba de  la requerida para simplemente mantenerla abierta (por ejemplo  ௖ܲ). En otras palabras, 
es  la energía en el fluido de fracturamiento disponible para apuntalar  la fractura y para producir 

espesor. 

La presión neta, usada en el análisis de la geometría de la fractura está inmediatamente más allá 

del pozo y justo dentro de la fractura y puede ser calculada de la siguiente manera: 

௡ܲ௘௧ = ௙ܲ − ௖ܲ,              y……………………(2.3) 
௡ܲ௘௧ =  ௜ܲ௪ − ߂ ௣ܲ௙ − ߂ ௧ܲ௢௥௧ − ௖ܲ….…(2.4) 

 

Es difícil sobre‐enfatizar la importancia de la presión durante el fracturamiento. Virtualmente todo 

análisis que  involucra    la geometría de  la  fractura usa  la presión neta como una variable común 

ligando todas las partes  del modelo matemático. La presión neta, multiplicada por el volumen de 

la  fractura, nos da el  total de  la  cantidad de energía disponible    a  cualquier  tiempo dado para 

hacer crecer a la fractura. Como esa energía es usada (generación de espesor, rompimiento de la 

roca, pérdida de  fluido o de  fricción) es decidido por el modelo  individual de  la  fractura  siendo 

usado para simular el crecimiento de la fractura. 
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La presión neta también define al espesor de  la fractura. Para cualquier presión neta areal dada 

(por ejemplo positiva), hay un espesor de fractura específico que será generado por una presión 

neta específica. Para una fractura elíptica, el espesor máximo es definido como sigue: 

௠ܹ௔௫ = ଶ௉೙೐೟ௗ(ଵି௩మ)ா ………………………….(2.5) 

donde v es  la proporción de Poisson, E es el módulo de Young y d es  la dimensión mínima de  la 

elipse, tal que para una fractura con buena altura, ݀ = ℎ௙. El término 1)/ܧ −  ଶ) es usualmenteݒ

abreviado como E’, el módulo de deformación plana. 

La presión neta también define  la propagación de  la fractura (el rompimiento físico de  la roca al 

extremo  de  la  fractura)  para  producir  altura  y  longitud.  Para  que  la  fractura  se  propague,  la 

condición  ௡ܲ௘௧ > ௘ܲ௫௧  debe cumplirse, lo cual, es lo mismo que decir que la presión neta tiene que 

ser  lo  suficientemente  alta    para  inducir  un  esfuerzo  crítico  en  la  formación,  suficiente  para 

romper  la  roca. Determinar el valor para  la  ௘ܲ௫௧  y por  lo  tanto el esfuerzo crítico no es  simple; 

varía con  la geometría de  la fractura. Además,  las fracturas usualmente se propagan a través de 

capas  de  roca  con  distintas  características  mecánicas  y  por  lo  tanto  diferentes  valores  de 

resistencia de la fractura. Por ello, dado que el esfuerzo in‐situ  y el módulo de Young podría variar 

de  una  capa  de  roca  a  otra,  es  usualmente más  fácil  para  la  fractura  propagarse  en  una  capa 

particular  que  en  cualquiera  de  las  otras.  Como  todo  lo  demás  en  la  naturaleza,  las  fracturas 

siguen el camino de menos resistencia. Con algo de suerte, este camino de menos resistencia está 

en la roca del yacimiento, conduciendo esto a la longitud de diseño máximo y buena altura dentro 

de la zona de interés. 

Consecuentemente, la presión neta cae en tres regímenes: 

1. ௡ܲ௘௧ ≤ 0 La fractura está cerrada, la propagación no es posible. 
2. 0 < ௡ܲ௘௧ ≤ ௘ܲ௫௧  La fractura está abierta con ݓ௙ ∝ ௡ܲ௘௧. La propagación no es posible. 
3. ௡ܲ௘௧ > ௘ܲ௫௧  La fractura está abierta con ݓ௙ ∝ ௡ܲ௘௧, y la presión genera suficiente esfuerzo 

para propagar la fractura. 

Dado  que  el  fluido  está  filtrándose  continuamente  a  la  formación,  el  volumen  de  la  fractura 

empezará a declinar si el volumen de filtrado no se remplaza. En términos prácticos esto significa 

que  conforme  el  fluido  se  filtra,  la  presión  declina  y  el  espesor  se  reduce.  Para  detener  la 

reducción  del  espesor,  el  fluido  que  se  perdió  en  la  formación  tiene  que  ser  reemplazado. 

Bombear  en  la  fractura  en  la  misma  proporción  que  el  fluido  está  filtrándose  mantendrá  la 

geometría de la fractura constante. Para incrementar el volumen de la fractura, el fluido tiene que 

ser bombeado en la fractura más rápido de lo que se esté filtrando. Conforme el volumen extra es 

introducido,  el  espesor  incrementará  de  acuerdo  con  el  incremento  en  ௡ܲ௘௧.  Si  el  fluido  es 
bombeado en una proporción suficiente,  ௡ܲ௘௧  se incrementará a un punto  donde es mayor que la ௘ܲ௫௧   actual,  y  la  fractura  ganará  altura  y  longitud  además  de  espesor.  Para  continuar    el 

crecimiento de la fractura, el fluido tiene que ser bombeado en la fractura más rápido que la suma 

de la pérdida de fluido por filtrado, el volumen ganado por la expansión del espesor y el volumen 
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ganado por la expansión de la longitud y la altura. De otra forma,  ௡ܲ௘௧  declinará hasta debajo de la ௘ܲ௫௧  y  la  fractura cesará de crecer,  incluso  si  ௡ܲ௘௧  es  suficiente para mantener el espesor. Esto, 

entonces, define la proporción mínima de tratamiento por propagación de la fractura. 

2.7 Efectos de la tortuosidad y de la fricción en los disparos. 

Fricción  cercana  al  pozo  NWBF  (Near‐wellbore  friction)  es  un  término  comodín  diseñado  para 

abarcar un numero de efectos que actúan en la restricción de la trayectoria de flujo entre el pozo y 

el cuerpo principal de la fractura o fracturas. Usualmente, la presión cercana al pozo es la suma de 

estos efectos causados por la tortuosidad y la fricción en los disparos. Existen diferentes técnicas 

para  tratar  con  cada uno de  estos,  y  tal  vez  se necesiten pruebas por  etapas para decidir qué 

fenómeno está causando el problema.  

La  fricción  en  los  disparos  es  fácil  de  visualizar.  Las  perforaciones  consisten  en  un  número  de 

pequeños agujeros, a través de  los cuales un fluido altamente viscoso es bombeado a muy altos 

gastos. Por  lo  tanto, es  casi una  conclusión obvia que hay una  caída de presión. Actúan  cuatro 

cosas para hacer que esta caída de presión sea compleja y difícil de predecir: 

1. El tratamiento no será bombeado a través de todas las perforaciones. Aún 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  formación  se  rompe  en  el  punto  más  débil,  no  sobre  el  intervalo  entero 

perforado simultáneamente. 

2. Las  perforaciones  activas  se  erosionarán  e  incrementarán  su  diámetro  a  través  del 

tratamiento. El apuntalante es altamente abrasivo y puede incrementar significativamente 

el tamaño de una perforación, abriendo conforme el tratamiento avanza (Cramer, 1987). 

3. Algunas perforaciones son más parecidas que otras. Las pistolas  se encuentran a lo largo 

del  lado bajo del pozo,  los agujeros en el  lado bajo serán mayores que  los agujeros en el 

lado alto. Esto pone en tela de juicio la uniformidad de los diámetros de los disparos. 

4. Algunas perforaciones tal vez serán bloqueadas o parcialmente bloqueadas. Los bloqueos 

tal vez se deban a materiales producidos de  la formación (hidratos, asfaltenos, parafinas, 

finos,  arena  producida),  escombros  debidos  a  los  disparos,  materiales  dañantes 

introducidos en el pozo (tales como perdida de aditivos de fluidos), o una combinación de 

estos. 

La mayoría de los simuladores de fractura calcularán automáticamente la fricción de perforación y 

de vuelta esto de cualquier cálculo de presión neta. Estos cálculos son tan buenos, como los datos 

de entrada.  
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 La dirección y división en etapas de terminación. La estrategia óptima de terminación en 

pozos  verticales  es disparar  en  fase  de  180°,  con  orientación  en dirección del  esfuerzo 

máximo horizontal. La fractura también tenderá a propagarse en esta dirección. El único 

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  dirección  opuesta  de  la  dirección  de 

máximo  esfuerzo  horizontal,  adicionarán  complejidad  a  la  formación  en  la  cercanía  del 

pozo.  Además,  las  estrategias  de  perforación  que  producen  espirales  de  agujeros 

alrededor del pozo en vez de líneas verticales, también adicionarán complejidad. 

 Diámetro  de  disparo  y  profundidad  de  penetración. Un  trabajo  reciente  de  Pongratz  y  

col., (2007) indica que la fractura se iniciará 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 túnel. En estos casos, 

agujeros  de  diámetro  pequeño  (usualmente  pero  no  siempre,  asociados  con  cargas  de 

penetración profundas) producen un menor “esfuerzo” alrededor del agujero del disparo y 

así hacen la iniciación de la fractura más fácil y menos compleja. Este efecto es mayor en 

formaciones duras y de baja permeabilidad. 

 Desviación  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 formación. En  la región alrededor del pozo, debido a su forma cilíndrica,  los 

esfuerzos ya no son esfuerzos de campo lejano. Además, el acto de perforar el pozo (que 

casi seguramente ha sido perforado y cementado sobre balance) y bombear dentro de la 

formación para  crear  la  fractura; hará 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  iniciará  en  un  plano 

diferente que el determinado por el de  los esfuerzos de  campo  lejano. En  algún punto 

lejano del pozo  (dentro de unos pocos diámetros de pozo)  el  régimen de  esfuerzos de 

campo lejano se volverá de nuevo dominante y la fractura cambiará de plano a menudo y 

de repente. Esto incrementa la complejidad de la fractura y pérdidas de presión. 

 Características mecánicas de  la formación. Las formaciones que son duras y frágiles (que 

tienen  alto  módulo  de  Young  y  baja  resistencia  a  la  fractura)  tienden  a  ser  más 

susceptibles a  la tortuosidad que otras que son suaves y dúctiles. Esto es porque es más 

fácil crear y propagar fracturas en materiales duros y frágiles.  

 Contraste entre esfuerzos horizontales máximos y mínimos. El efecto del contraste entre 

esfuerzo  in‐situ mínimo horizontal   y esfuerzo máximo horizontal (௛,௠௜௡ߪ) in‐situ   (௛,௠௔௫ߪ)
se  ilustra  en  la  figura  2.2.  Si  los  esfuerzos  de  campo  lejano  están  en  una  dirección 

significativamente  distinta  de  la  orientación  de  la  propagación  inicial  de  la  fractura,  la 

fractura  tendrá  que  hacer  un  cambio  radical  en  dirección  en  algún  punto.  Cuando  los 

esfuerzos  horizontales  son  muy  similares,  éste  será  un  cambio  gradual  de  dirección, 

acompañado de un ancho de fractura amplio. Cuando hay un gran contraste entre estos 

esfuerzos, el  cambio de dirección  será mucho más abrupto e  introducirá una  reducción 

dramática  en  el  ancho,  conduciendo  a  un  flujo  restringido.  Los  grandes  contrastes  en 

esfuerzos verticales son típicamente encontrados en formaciones que han experimentado 

actividad significativa  tectónica y otras actividades geológicas. Por  lo  tanto, es razonable 
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2.8 Mini fracturas 

El  propósito  de  las mini  fracturas  es  el  de  proveer  la mejor  información  posible  acerca  de  la 

formación, antes de bombear el tratamiento real. 

La mini  fractura  es  diseñada  para  ser  lo más  cercana  posible  al  tratamiento  real,  sin  bombear 

ningún 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 estimó que se contactarían con el diseño del tratamiento principal. 

Una  buena mini  fracturación,  bien  planeada  y  ejecutada  puede  proveer  de  información  en  la 

geometría de  la fractura, propiedades mecánicas de  la roca y  leakoff del fluido –información que 

es vital para el éxito del tratamiento principal. 

2.9 Características mecánicas de la roca 

2.9.1 Definiciones básicas 

2.9.1.1 Esfuerzo y deformación 

Esfuerzo.  Si  una  fuerza  F,  está  actuando  en  un  cuerpo  con  un  área  de  sección  transversal,  A, 

perpendicular  a  la  dirección  de  acción  de  la  fuerza,  entonces  el  esfuerzo   ,ߪ inducido  en  este 
cuerpo es igual a la fuerza dividida por el área: ߪ =  ி஺………………………………………………..(2.6) 
Nótese que es muy similar a  la  fórmula para calcular presión. El esfuerzo y  la presión  tienen  las 

mismas unidades y son esencialmente la misma cosa – energía almacenada. La diferencia principal 

entre las dos es que en líquidos y gases, la materia fluirá lejos de una fuerza aplicada hasta que la 

fuerza y esfuerzo  (o presión) sea  la misma en todas direcciones. (Por ejemplo el equilibrio se ha 

alcanzado).  Sin  embargo,  los  sólidos  no  se  pueden  deformar  de  tal  forma,  por  lo  tanto  estos 

materiales  siempre  tendrán  un  plano  a  través  del  cual  los  esfuerzos  son  máximos.  También 

tendrán un plano perpendicular a éste, a través del cual los esfuerzos son mínimos. 

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 dirección en la cual están actuando para poder 

ser definidas por completo. El esfuerzo toma este paso más allá como una propiedad de tensor – 

solo  puede  ser  definida  por  completo  por  una  magnitud  y  un  área  a  través  de  la  cual  está 

actuando. 

Deformación. Deformación 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 dirección x,  la altura original del 

bloque del material x, cambia por ݔߜ  (tal que  la nueva altura es ݔ −  La deformación en .(ݔߜ la 

dirección x, está dada por: ߝ௫ = ఋ௫௫  …………………………………………….(2.7) 

Nótese  que  la  deformación  es  definida  en  la  misma  dirección  que  la  fuerza  aplicada  F,  y 

perpendicular al plano a través del cual actúa el esfuerzo. La deformación es  importante porque 
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El coeficiente de Poisson, v, está definido por: ݒ = − ఌ೤ఌೣ…………………………………………...(2.9) 
El coeficiente de Poisson es un factor importante para la determinación del gradiente de esfuerzo 

de una formación pero es menos importante para definir las dimensiones de la fractura, aunque sí 

tiene algún efecto. Por definición, el coeficiente de Poisson siempre es menor a 0.5 (de otra forma 

un esfuerzo compresivo axial resultaría en un incremento de volumen) y valores típicos de v para 

rocas están entre 0.2 y 0.35. El coeficiente de Poisson es, por supuesto, adimensional. 

2.9.1.3 Módulo de Young 

El módulo  de  Young,  E,  (también  conocido  como módulo  de  elasticidad  o módulo  elástico)  es 

definido como la proporción de esfuerzo sobre deformación: ܧ = ఙఌ………………………………………………..(2.10) 
Debido  a que  la deformación es  adimensional, E  tiene  las mismas unidades que el esfuerzo. El 

módulo  de  Young  es  una medida  de  cuanto  se  deformará  elásticamente  un material  bajo  una 

carga. Éste es otro término para dureza. 

En  un  nivel  más  fundamental,  si  el  esfuerzo  y  la  presión  están  estrechamente  relacionados 

(aplicando presión a una superficie se induce el esfuerzo), entonces en el fracturamiento podemos 

pensar  en  el módulo  de  Young  como  una medida  de  cuanto material  (por  ejemplo  roca)  se 

deformará elásticamente cuando una presión es aplicada sobre el mismo. Debido a que la presión 

es energía almacenada, E es también una medida de cuánta energía es necesaria para deformar 

una roca. 

Materiales con un alto módulo 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 

dúctiles (resistentes a la fractura quebradiza) 

Elástico vs plástico.  La deformación elástica es  reversible:  si  la  fuerza  (o presión o esfuerzo) es 

removida,  el material  regresa    a  su  forma  y  tamaño original.  Si mucha  fuerza  es  aplicada  a un 

material  que  pasa más  allá  de  su  límite  elástico,  entonces  el material  empezará  a  deformarse 

plásticamente. Esto es permanente. Una buena  ilustración de esto es el pequeño  resorte de un 

bolígrafo. Cuando el resorte es estirado ligeramente, regresará a su forma original. Sin embargo, si 

el resorte es estirado demasiado, este será deformado permanentemente o de manera plástica. El 

módulo de Young sólo se aplica a la deformación elástica. Como un grupo de materiales, las rocas 

tienden a no deformarse mucho de manera plástica. En cambio ellas se deformarán elásticamente  

y después fracturar si el esfuerzo se vuelve muy alto. Excepciones notables a esto son las camas de 

sal, carbonatos suaves (caliza) y carbonos jóvenes. 

Módulo  de  Young  Estático.  Ésta  es  la medida  estándar  de  E  y  es  aplicable  al  fracturamiento 

hidráulico. El material está siendo deformado de manera lenta y en una sola dirección. 
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Módulo de Young Dinámico. Ésta es la propiedad de la roca medida por herramientas especiales 

de registro sónico. El material ya no se encuentra de  forma estática; en vez de eso, está siendo 

continuamente  estirado  y  comprimido  de  manera  rápida.  Esto  es  a  menudo  una  variación 

importante entre  los  valores estáticos  y dinámicos 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  fricción  interna).  En  esta 

situación,  representa  la  dependencia  histórica  de  los  sistemas  físicos.  En  un material  elástico 

perfecto, esfuerzo y deformación elásticos son infinitamente repetibles. En un sistema exhibiendo 

histéresis, la deformación producida por una fuerza es dependiente de la magnitud de la fuerza y 

la historia previa de deformación. 

Módulo de deformación plana. En el  fracturamiento hidráulico,  la deformación en  la dirección 

perpendicular al plano de la fractura (por ejemplo, la dirección en la cual el espesor de la fractura 

es  producido)  es  efectivamente  cero.  Esto  es  porque  en  esta  situación  el  denominador  de  la 

ecuación    2.7  es  tan  grande  que  la  deformación  es  efectivamente  cero,  incluso  aunque  haya 

habido  deformación  de material medible.  Esto  es  conocido  como  “deformación  plana”,  lo  cual 

implica que la deformación sólo existe  en una dirección perpendicular a la dirección en la cual la 

deformación es cero. Para tener en cuenta esta anomalía, los modelos de fractura usan el módulo 

de deformación plana ܧ’ para calcular el espesor de la fractura: ܧ’ =  ா(ଵି௩మ)…………………………………......(2.11) 
En fracturamiento, el módulo de Young típicamente tendrá 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 señalar que el 

módulo de Young podría no ser constante en una formación débil o no‐consolidada. 

2.9.1.4 Otras características mecánicas 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 

deformará  elásticamente  (reversible),  se deformará plásticamente  y después  se  romperá.  En  la 

mayoría  de  las  rocas  la  deformación  plástica  es  despreciable  y  el  material,  para  todos  los 

propósitos prácticos, se deformará elásticamente y después se romperá. 

Esta propiedad es importante en fracturamiento hidráulico debido a que el nivel de esfuerzo tiene 

que ser sobrepasado para poder dividir la roca. Usualmente, el gradiente de fractura (la presión – 

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 compresión, el cual es la carga de compresión más 

allá de la cual un material fallará. Los mecanismos de ruptura son más complejos debido a que el 

material  es  a menudo  comprimido    en  varias  direcciones  al mismo  tiempo. Generalmente,  las 

rocas son mucho más fuertes en compresión que en tensión, un hecho del que tomamos ventaja 

durante el fracturamiento. 
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ܩ = ாଶାଶ௩  (2.19)………………………………ݕ          ,
ݒ = ଷ௄ିா଺௄ …………………………………..……..(2.20) 

Por lo tanto, si el módulo de Young y el coeficiente de Poisson son conocidos, el módulo de corte y 

el módulo  de  compresión  volumétrica  pueden  ser  deducidos.  Por  lo  que,  los  simuladores  de 

fractura sólo requieren introducir E y v. 

2.9.1.5 Criterio de rompimiento y cedencia. 

Bajo condiciones de carga uniaxial (una‐dimensión),  la ruptura del material es simple: El material 

se deforma elásticamente hasta que ocurre un límite elástico, y después se deforma plásticamente 

hasta que el material se rompe. El punto al cual  la deformación cambia de elástica a plástica es 

referida  como punto de  cedencia o  límite  elástico.  El máximo  esfuerzo que un material puede 

soportar   bajo  carga plástica  es usualmente  llamado  resistencia última  (tensión o  compresión), 

resistencia final. Para materiales quebradizos  tales como la mayoría de las rocas, la deformación 

plástica  bajo la carga uniaxial  es casi inexistente. El material, para todos los propósitos prácticos 

se deformará elásticamente y romperá (por ejemplo, el límite elástico ≈ resistencia  última). 

Sin  embargo,  bajo  las  condiciones  de  carga  triaxial,  tales  como  aquellas  experimentadas  por 

formaciones de  roca  subterráneas,  la  situación  es mucho más  compleja.  Para  empezar  los  tres 

esfuerzos mutuamente perpendiculares principales    (referidos aquí como ߪ௫, ,௬ߪ  ,(௭ߪ ݕ inducirán 
esfuerzos de corte en planos entre las direcciones x,y y z. Esto significa que hay seis esfuerzos de 

corte principales  (߬௫௬, ߬௫௭, ߬௬௫, ߬௬௭, ߬௭௫,   y ߬௭௬) 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 tensión o compresión 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 situación ocurre cuando un bloque 

sólido de material está  sujeto a presión hidrostática. Finalmente, debe  ser  reconocido que bajo 

carga triaxial compresiva, incluso los materiales considerados “quebradizos” (como la mayoría de 

las rocas) pueden mostrar deformación plástica sustancial  antes de la ruptura. 
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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  tectónica‐  y  las  rocas  se  están  comportando  de  forma 

elástica, los esfuerzos verticales ߪ௩ , a cualquier profundidad dada H, están dados por: ߪ௩ୀ∑ ఘ೙௚௛೙ಹబ  ………………………………...….(2.23) 

Donde ߩ௡es la densidad de la roca de la capa n, g es la aceleración debida a la gravedad y ℎ௡, es la 
altura vertical de la zona n, entonces ℎଵ + ℎଶ + ⋯ + ℎ௡ =  .ܪ

Esto es a menudo expresado de forma más simple en términos de un gradiente de sobrecarga ݃௢௕: ߪ௩ୀ݃௢௕(2.24).………………………………………… ܪ 

2.9.2.2 Esfuerzos horizontales. 

Existe un régimen complejo de tres dimensiones en  la mayoría de  las formaciones subterráneas. 

Para  simplificar  las  cosas,  los  esfuerzos  son  usualmente  resueltos  en  tres  componentes  de 

esfuerzo  mutuamente  perpendiculares:  el  esfuerzo  vertical   ,௩ߪ y  dos  esfuerzos  horizontales, ߪ௩,௠௜௡, y ߪ௩,௠௔௫. 
Adicionalmente, como los esfuerzos son tridimensionales, también lo son las tensiones. La relación 

elástica entre estos esfuerzos y  tensiones en  tres direcciones mutuamente perpendiculares  “x”, 

“y” y “z”, están gobernados por la ley de Hooke. Para el caso de deformación elástica sin influencia 

externa (como tectónica) en una formación homogénea e isotrópica, hay dos cosas importantes a 

recalcar.  Primero,  ௩,௠௜௡ߪ = ௩,௠௔௫ߪ   porque  la  tensión  será  simétrica  en  el  plano  horizontal. 

Segundo, como cada unidad individual de roca está empujando a otra unidad idéntica de roca con 

la misma  fuerza horizontal,  ௛,௠௜௡ߝ = ௛,௠௔௫ߝ = 0  (por ejemplo; no hay deformación  en el plano 

horizontal). 

Por lo tanto, de la ley de Hooke, sustituyendo ߝ௫ = ௛ߝ = ௫ߪ ,0 = ௬ߪ = ௭ߪ ௛ yߪ = ௛ߪ :௩ᇱ, entoncesߪ = ௩ߪ ௩ଵି௩. ………………………………..…..(2.25) 
La ecuación 2.25 indica que la relación 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 región de 0.25 

para  rocas,  la  ecuación 2.25  también nos muestra que  a menos de que haya  alguna  influencia 

externa extrema,  los esfuerzos horizontales siempre serán menores que  los verticales. Esto tiene 

implicaciones para la orientación de las fracturas. 

2.9.2.3 El efecto de presión de poro y gradiente de fractura. 

Después del trabajo de Biot (1956) el esfuerzo vertical (Ecuación  2.24) es usualmente modificado 

para tomar en cuenta los efectos de presión de poro (o yacimiento), tal que: ߪ௩ୀ݃௢௕ܪ −  ௥……….........................(2.26)݌ߙ 
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Donde ݃௢௕, es el gradiente de presión de sobrecarga (usualmente entre 1.4 y 1.1 psi/ft) y α, es la 

constante de Biot poro‐elástica, la cual es la medida de qué tan efectivamente el fluido transmite 

la presión de poro  a  los  granos de  roca.    α depende de  variables  tales  como  la uniformidad  y 

esfericidad de los granos de roca. Por definición α está siempre entre 0 y 1, usualmente se asume 

que está entre 0.7 y 1.0 para yacimientos de petróleo. Podemos ver de  la ecuación 2.26 que el 

esfuerzo vertical es  reducido por  la acción de  la presión 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  presión  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 presión de 

poro. Como resultado del trabajo de Handin y   col., 1963 (basado en  investigaciones previas por 

van Terzaghi, 1963 y de Biot, 1956);  la ecuación 2.25 es generalmente modificada para tomar en 

cuenta los efectos de presión de poro: ߪ௛ = ௩ߪ) − (௥݌ߙ ௩ଵି௩ +  ௥. …………….(2.27)݌ߙ
Bajo la mayoría de las circunstancias, ߪ௛ decrementará conforme la presión de poro decline. 

Gradiente  de  fractura.  La  ecuación  2.27  da  la  magnitud  de  los  esfuerzos  horizontales  en  la 

formación,  siempre  que  los  dos  esfuerzos  horizontales  sean  iguales  y  que  la  formación  sea 

uniforme.  Para  determinar  el  esfuerzo  con  el  que  la  formación  se  fracturará,  es  a  menudo 

necesario agregar una componente (்ߪ) para tomar en cuenta  la fuerza de tensión de  la roca (a 

menudo mínima  debido  a  los  efectos  de  fractura  deleznables)  y  los  efectos  tectónicos,  etc.  El 

gradiente de fractura ݃ఘ, por lo tanto se convierte en: ݃ఘ = ቀଵுቁ ቀ௩(ఙೡିଶఈ௣ೝ)ଵି௩ + ௥݌ߙ +  ቁ….(2.28)்ߪ
 

Las  fracturas  siempre  se  propagarán  a  lo  largo  de  la  trayectoria  de menos  resistencia.  En  un 

régimen  de  esfuerzos  tridimensionales,  una  fractura  se  propagará  evitando  la mayor  tensión  y 

creara el ancho en  la dirección que  requiera  la menor  fuerza. Esto  significa que una  fractura  se 

propagará  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 orientación 

de la fractura es entender el régimen de esfuerzo. 
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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: ߬ = ߬௬௉ +  (2.31)......……………………………ߛ௉ߤ
Donde ߬௬௉ es el punto de cedencia y  tiene unidades de campo de   ଶݐ100݂/݂ܾ݈ (nótese que en 
mediciones  de  laboratorio,  ߬௬௉  tiene  las  unidades   ,ଶݐ݂/݂ܾ݈ así  que  el  valor  tiene  que  ser 
convertido antes de ser usado), y ߤ௉ es la viscosidad plástica 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 relación  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  específica)  cambia  con  la  velocidad  de  corte.  La 

ecuación que sigue describe el comportamiento del fluido de la ley de potencia: ߬ =  ௡ᇱ……………………………….………..(2.32)ߛ′ܭ
Para poder encontrar K’ (el índice de consistencia de ley de potencias) y n’ (el exponente de ley de 

potencias). Las lecturas del viscosímetro son tomadas a una variedad de diferentes velocidades de 

corte. La velocidad de corte es graficada contra  la gráfica de esfuerzo de corte. Así que K’ es  la 

intersección del eje log τ y n’ es el gradiente. K’ tiene las unidades de ݈ܾ݂.  ଶ, para poderݐ݂/௡ᇱܿ݁ݏ
ser consistente, mientras n’ es adimensional. 

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

Fluidos  de  adelgazamiento  por  corte.  En  estos  fluidos,  n’  es  menos  que  1,  así  los  fluidos 

experimentan un decremento en la viscosidad aparente conforme la velocidad de corte aumenta. 

La mayoría de los fluidos usados para fracturamiento caen dentro de esta categoría. 

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, así 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  sólidos  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: ߬ = ߬௢ᇱ +  ௡ᇱ…………………………………(2.33)ߛ′′ܭ
Donde ߬௢ᇱ  es el umbral de esfuerzo de corte, ܭ′′ es el índice de consistencia Herschel‐Buckley y n’’ 
el exponente Herschel‐Buckley. 
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La ecuación 2.34 es para unidades en el sistema SI y la siguiente es para  unidades de campo: 

ோܰ௘ = 132,624 ఊ೑೗ೠ೔೏௤ௗఓ …………….……….(2.35) 

donde ߛ௙௟௨௜ௗ  es la gravedad específica del fluido,  q es el gasto en bpm, d es el diámetro interno de 

la tubería en pulgadas y μ es la viscosidad en cp. 

Obviamente  estas  dos  últimas  ecuaciones  sólo  se  aplican  a  fluidos Newtonianos,  por  ejemplo, 

fluidos  con  viscosidad  constante.  Como  ya  se  ha mencionado,  en  ingeniería  de  fracturamiento 

raramente se trata sólo con fluidos Newtonianos, así que a continuación está la ecuación anterior 

convertida para fluidos de ley de potencias: 

ோܰ௘ = 15.49 ఊ೑೗ೠ೔೏௩మష೙ᇲ௄ᇲ(ଽ଺/ௗ)೙ᇲ………….………..(2.36) 
Donde  v  es  la  velocidad  en  ft/seg.  Para  hacer  las  cosas  más  fáciles  v  puede  ser  fácilmente 

encontrado del gasto, q: v = 17.157 ୯ୢమ………………..…………………(2.37) 
con q en bpm y d en pulgadas. 

2.10.4 Fricción de fluido. 

Uno de  los objetivos finales de mecánica de fluidos – tanto como  le concierne a  la  ingeniería de 

fracturamiento – es ser capaz de predecir la presión de fricción ( ݌௣௜௣௘ ௙௥௜௖௧௜௢௡) de los fluidos que 
están siendo bombeados. Esto a menudo es muy difícil debido a que la composición y temperatura 

del fluido está cambiando constantemente conforme progresa el tratamiento. Además, flujos de 

dos‐fases (líquido y apuntalante) e incluso de tres‐fases (líquido, apuntalante y gas) son comunes. 

Predecir la presión de fricción del fluido es, por lo tanto, un proceso poco fiable; realmente no hay 

sustituto  para  la  confiable  información  de  presión  de  fondo.  Fallando  eso,  la  siguiente mejor 

opción es usar las tablas de presión de fricción, usando la información generada por el bombeo del 

fluido alrededor de las turbulencias de flujo o vórtices de Taylor (por lo tanto la información está 

basada en una  situación  similar    al proceso de  tratamiento).  La mayoría de  los  simuladores de 

fracturas modernos    incorporan  información de estas pruebas en  sus modelos de  fluidos, así  la 

presión de fricción predicha por éstos también son razonablemente fiables (aunque no perfecta, 

ya que  la temperatura del pozo está cambiando continuamente) al menos que haya apuntalante 

en el fluido. 

Cuando  los  tres métodos mencionados  anteriormente  no  son  posibles,  la  presión  de  fricción 

podría ser calculada de la información 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 presión de fricción debido a que los mecanismos 

que crean  la pérdida de energía varían significantemente de  forma masiva. En  los  flujos tapón y 

turbulento  la pérdida principal de energía   es debido a  los efectos de fricción entre el fluido y  la 
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pared del canal de flujo (usualmente una tubería, pero también un ducto o una fractura). Ésta es 

aproximadamente proporcional a la velocidad del fluido. 

Sin embargo, para  flujo  turbulento,  la  situación es mucho más  compleja.  Las  fuerzas  internas e 

inerciales de viscosidad se vuelven mucho más significantes, y la pérdida de energía se incrementa 

mucho más  rápido  que  la  velocidad  del  fluido.  Es  por  lo  tanto  importante  conocer  el  tipo  de 

régimen de flujo que está experimentando el fluido ya que diferentes métodos son utilizados para 

calcular la fricción. 

Efecto del apuntalante en la fricción del fluido. La concentración de apuntalante tiene un efecto 

significante en  la presión de  fricción de  los  fluidos. Generalmente,  incrementar  la concentración 

de apuntalante  incrementará  la presión de  fricción. Shah y Lee  (1986) desarrollaron  la siguiente 

correlación, basada en el efecto de la correlación de la variación del apuntalante y el tamaño de la 

pipa, para fluidos fracturantes HPG borato. ݌߂௙௥௜௖௧௜௢௡ =  ଵି௠…………….(2.38)(௥ߩ)௠(௥ߤ)

Donde ݌߂௙௥௜௖௧௜௢௡ es la proporción de la fricción de fluidos con y sin sólidos, μ, es la proporción de 
las  viscosidades aparentes de  la  lechada al  fluido  limpio. El exponente m, es el gradiente de  la 

pendiente log‐log de fricción graficada contra el número de Reynolds, usualmente 0.2 es usado. 
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CAPITULO III: FRACTURAMIENTO A LA FORMACIÓN CON CO2 Y N2. 

 

3.1 Antecedentes históricos del uso de los gases en el fracturamiento y en la estimulación. 

3.1.1 Introducción. 

Históricamente,  los fluidos para estimulación por fracturamiento hidráulico han sido base agua o 

hidrocarburos, en  la estimulación con ácido, éstos han sido  realizados con ácido clorhídrico. Los 

fluidos de estimulación se han vuelto cada vez más complejos conforme se ha ido desarrollando la 

tecnología de fluidos. La búsqueda del fluido de estimulación  ideal es un proceso en marcha. Un 

fluido  ideal  debería  incorporar  todas  las  características  requeridas  de  varios  fluidos  de 

estimulación  en  uno  solo. Algunas  de  las  características  deseables  se muestran  en  la  siguiente 

tabla: 

Propiedades deseables de un fluido fracturante.  Espuma como fluido 
fracturante. 

1. Baja perdida de fluido.   

2. Alta viscosidad efectiva.   

3. Bajas perdidas de presión por fricción.   

4. Estabilidad en la temperatura.  X 

5. Solvencia cortante.  X 

6. Bajos efectos de daño a la formación.   

7. Baja depositación de residuos.   

8. Buenas características de viscosidad  de corte post‐tratamiento.   

9. Buen comportamiento post‐tratamiento que facilite la limpieza y flujo de regreso.   

10. Bajo costo.   

11. Que no  requiera activación después de un  trabajo de estimulación/ Bajo costo en 

tiempo de operación. 

 

Tabla 3.1 ‐ Muestra a la espuma como fluido fracturante deseable ya que cumple con la mayoría 

de los criterios de un buen fluido fracturante. 

El uso de gases arrastrados dentro del  fluido de estimulación espumoso, activa muchas de estas 

características  deseables,  mostradas  en  la  tabla.  Durante  los  50’s,  se  usaron  los  gases  de 

hidrocarburos  para mejorar  la  limpieza  del  pozo  después  de  inyección  de  ácidos  en  la matriz. 

Subsecuentemente,  el  ଶܰ  y  después  el   ଶܱܥ fueron  introducidos  como  energizantes  para  la 

estimulación de pozos. Actualmente, el  ଶܰ y el ܱܥଶ están siendo usados exclusivamente, porque 

otros  gases  fácilmente  disponibles  como  el  aire  y  gases  de  hidrocarburos  ponen  en  peligro 

potencial a personas y a equipo durante el tratamiento de estimulación. 
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Grundman y Lord, reportaron que el primer uso de espuma como fluido estimulante fue en 1968. 

Los fluidos para estimulación con espuma, se extendieron a inicios de 1970, como resultado de la 

investigación  de  Mitchell,  Blauer  y  otros.  Inicialmente,  las  espumas  fueron  consideradas  por 

último  como  el  fluido  de  fracturamiento  a  utilizar.  Se  pensó  que  tenían  todas  las  propiedades 

deseadas de un fluido de estimulación en común a la introducción de nuevos fluidos estimulantes.  

Como el uso de las espumas se incrementó durante la década de 1970, las siguientes ventajas se 

volvieron evidentes: 

1. Excepcional flujo de regreso y limpieza. 

2. Volumen de líquido reducido. 

3. Buena capacidad para llevar apuntalante. 

Otras características altamente consideradas de los fluidos de estimulación, como baja perdida de 

fluido y alta viscosidad, no eran pensadas como excepcionales, en un inicio. 

Tal  vez  la  ventaja más  reconocida  en  la  industria  petrolera  en  el  uso  de  espumas  como  fluido 

estimulante,  es  su  habilidad  para  limpiar  la  carga  de  líquido  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  debería  ser  removido  del  pozo  por  completo.  Este  paso  asegura  que 

polímeros residuales, finos, o geles no rotos dificulten la conductividad de la fractura. También es 

importante una limpieza rápida para poner el pozo de vuelta a producir. La limpieza de la fractura, 

es  complementada  haciendo  fluir  el  fluido  de  vuelta,  desde  la  formación  hasta  la  superficie. 

Conforme se libera la presión de superficie, el gas dentro de la espuma se expande, la estabilidad 

de la espuma es disminuida, y la interface gas‐líquido se debilita. Una mayor liberación de presión 

en  la  superficie  causará una  expansión  considerable del  gas. Conforme  el  volumen del  gas  sea 

mayor en comparación al volumen de líquido, la espuma no fluirá de regreso a la superficie como 

niebla. 

A  lo  largo de  la década de 1970,  los fluidos espumosos fueron considerados como ser el método 

más  aceptable  para  tratar  pozos  poco  profundos,  de  baja  presión,  esto  debido  al  volumen  de 

líquido reducido y  las excelentes capacidades de  flujo de regreso. Mayores desarrollos como  los 

fluorocarbonos,  hicieron  posible  espumar  fluidos  basados  en  hidrocarburos.  Así  se  logró  la 

disponibilidad de  los  fracturamientos en yacimientos  tanto de gas como de aceite, de cualquier 

forma, fue más común  la estimulación en pozos de gas. Los avances en gelificación y química de 

corte  del  gel,  desarrollos  en  concentradores  mecánicos  y  mejores  procesos  de  mezclado; 

permitieron la existencia de tratamientos de fracturamiento de alto gasto. 

El sistema de ܱܥଶ líquido ha sido bombeado como fluido fracturante en América del Norte desde 

principios de 1980 y el sistema de ܱܥଶ/ ଶܰ  líquido 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 colocación del apuntalante con estos fluidos de baja viscosidad 

y no‐dañinos será descrito, esto incluye los efectos de densidad y turbulencia, las consideraciones 
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para el diseño del modelo para el diseño 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  recuperación  de  fluidos  y  permeabilidad  conservada;  daño  a  la 

formación, construcción de enjarre y  la física de  la fractura son afectadas por  los parámetros de 

leakoff(*) del fluido fracturante. 

Varios artículos han descrito  la naturaleza única del ܱܥଶ  líquido  como  fluido  fracturante. Sin  la 

presencia de ningún otro fluido de transporte, gel u otros químicos, el apuntalante es colocado en 

la  formación sin causar ningún  tipo de daño. El uso de substancias amigables con el yacimiento  

como el ܱܥଶ  líquido   ofrece ventajas únicas a través de  la eliminación de  la retención de fluidos 

capilares  y el hinchamiento de arcillas. 

Sin embargo, el ܱܥଶ  líquido no es el fluido fracturante obvio debido a su baja viscosidad. Desde 
1981  (patentado en 1982) más de 1200  tratamientos de  fracturamientos han  sido  completados 

usando este fluido de baja viscosidad. Para entender el éxito  del fracturamiento con ܱܥଶ líquido, 
es importante entender la física y la química del proceso las cuales son descritas en este capítulo. 

La discusión de las teorías, operaciones y las aplicaciones históricas son descritas también. 

3.1.2 La utilidad del ࡻ࡯૛  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  diseños  de  los 

tratamientos. Una  investigación nueva para caracterizar  los  fluidos base ܱܥଶ,  fue conducida por 
Niel y cols. quienes reportaron lo siguiente: 

1. Los  aditivos  espumosos  con   ଶܱܥ   dan mejor  capacidad  de  recuperación  que  los  que 

contienen  ଶܰ. 
2. No se produjeron efectos corrosivos medibles por fluidos que contienen ܱܥଶ. 
3. El   ଶܱܥ   amortigua  el  pH  de  sistemas  acuosos  de  3.5,  lo  que  ayuda  a  controlar  el 

hinchamiento de arcillas. 

4. Fluidos que contienen ܱܥଶ  exhiben mejores características de leakoff. 

Muchos equipos de investigación han estudiado las propiedades de fluidos espumosos. Un trabajo 

reciente de David y Marsden propuso un modelo reológico parcial para espumas. La configuración 

del laboratorio requerida para la evaluación de las propiedades dinámicas del fluido para espumas 

fue  discutida  por  Wendorff  y  Earl.  Reidenbach  y  cols.  Comparó  las  actuales  propiedades  de 

(*)Leakoff: Es la magnitud de la presión ejercida en una formación, que causa al fluido ser forzado a penetrar la formación. El 

fluido tal vez fluya dentro de los espacios porosos de la roca o dentro de las fracturas abiertas y propagadas dentro de la 

formación por la presión de fluido. Este término está normalmente asociado a pruebas para determinar la resistencia de la roca, 

comúnmente llamadas prueba de integridad de presión (Pressure Integrity Test, P.I.T.) o una prueba de leakoff (Leakoff Test, 

L.O.T.). Durante la prueba, se grafica en tiempo real el fluido inyectado contra la presión de fluido. La porción inicial estable de 

esta gráfica, es para la mayoría de las paredes de pozos, una línea recta, dentro de los límites de las mediciones. El leakoff es el 

punto de inflexión de esta porción de línea recta, hacia un decremento permanente. 
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espumas base  ଶܰ  y ܱܥଶ   y concluyó que estos fluidos exhiben una reología  laminar muy similar. 

También,  Harris  demostró  que  los  fluidos  base  ଶܰ  y   ଶܱܥ   exhiben  propiedades  dinámicas  de 

pérdida de  fluidos similares que pueden ser mejoradas con  la adición de polímeros para  la  fase 

acuosa. 

Para predecir  la presión de superficie del tratamiento de forma precisa, Blauer y cols. estudiaron 

las pérdidas de presión por  fricción de espumas en regímenes  laminar,  turbulento y  transicional 

dentro  de  la  tubería.  Su  investigación  reveló  que  la  espuma  se  comporta  como  un  fluido 

pseudoplástico de una sola fase cuya viscosidad efectiva debe ser usada para calcular perdidas de 

presión  por  el  flujo  de  la  espuma.  La  pérdida  de  presión  para  cualquier  espuma  debe  ser 

determinada  como  se  hace  con  un  fluido  convencional  de  una  sola  fase,  con  el  número  de 

Reynolds y un diagrama de Moody. 

El uso del ܱܥଶ   en  tratamientos de estimulación por  fracturamiento  tiene muchos beneficios. El ܱܥଶ  aporta una mayor recuperación de carga y es más rápida, 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, así 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 ࡻ࡯૛. 
El cálculo de  la masa real de ܱܥଶ 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 ecuación: ݊ = ௣௏௭ோ் …………………………………………….(3.1) 
Aquí, n permanece constante para ambas condiciones  in‐situ. Por  lo tanto,  la siguiente ecuación 

puede ser escrita con el siguiente subíndice dh para denotar condiciones in‐situ (fondo de pozo) y 

el subíndice sc para denotar condiciones estándar. ௣ೞ೎௏ೞ೎௭ೞ೎ோ ೞ்೎ = ௣	೏೓௏೏೓௭೏೓ோ்೏೓ ……………………………….(3.2) 
Que se reduce a: 

௦ܸ௖ = ௣೏೓௏೏೓௭ೞ೎ ೞ்೎௭೏೓்೏೓௣ೞ೎  ……………………………..(3.3) 

Debido a que ݖ௦௖ = 1 (ver figura – 3.3),  ௦ܶ௖ = ௦௖݌ y ,[ܥ°271]	ܨ520° =  la ,[ܽܲ݇	101.35]	ܽ݅ݏ݌	14.7
ecuación se reduce a: 

௦ܸ௖ = ଷହ.ଷ଻	௣೏೓௏೏೓௭೏೓்೏೓  ………………………………(3.4) 

Una propiedad adicional del ܱܥଶ debe ser considerada: su solubilidad en agua, que constituye  la 
fase  acuosa de  la  espuma  (ver  figura  –  3.1). Agregando  esta  solubilidad,  ssw,  y  la definición de 
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Los  tratamientos  rigurosos  del  sistema  de mezclado  seguirían  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  crítica  en  el 

mantenimiento  de  la  viscosidad  aparente  que  afecta  la  geometría  de  fractura  creada  y  la 

transportabilidad del apuntalante en la espuma. Por lo tanto, un tratamiento rigoroso del volumen 

de ܱܥଶ requerido  en la superficie vs la de fondo es requerida. El sistema de mezclado depende en 

las  propiedades  del  fluido  base  para  generar  la  geometría  de  la  fractura  y  para  transportar  el 

apuntalante. Por lo tanto, la concentración de  ܱܥଶ en un fluido mezclado no es tan crítica como 

con la espuma. El volumen de ܱܥଶ bombeado en un tratamiento mezclado es usualmente basado 

en  condiciones  de  superficie  solamente;  así  los  gastos  y  volúmenes  en  fondo  podría  variar  de  

alguna forma mientras el ܱܥଶ cambia de estado líquido a gaseoso. 

Debido a que  la reología de un sistema de ܱܥଶ mezclado es dependiente de  las propiedades del 

fluido base,  es  importante que  los  efectos químicos  y  físicos del ܱܥଶ  en  este  fluido base  sean 
considerados. El ܱܥଶ es significativamente soluble en  los dos fluidos, acuosos e hidrocarburos   y 

reduce  la viscosidad de estos  fluidos. También, debido a que el ܱܥଶ  ioniza en agua para  formar 

acido  carbónico,  otro  factos  debe  ser  considerado  cuando  los  polímeros  son  usados  para 

incrementar  la  viscosidad;  La  degradación  de  los  polímeros  por  oxidación.  Cuando  son  usados 

fluidos  complejos,  deben  ser  considerados  los  efectos  del  pH  del   ଶܱܥ en  el  mecanismo  del 

crosslinker(*). Es imperativo que una prueba extensiva de reología – donde las condiciones in situ 

de  temperatura  presión    y  tiempo  de  corte  son  simuladas‐  sea  realizada  en  fluidos  de 

fracturamiento con los que el ܱܥଶ es mezclado. 

3.2 Propiedades del CO2 y N2 

3.2.1 Propiedades del CO2 

3.2.1.2 Propiedades físicas del dióxido de carbono (ࡻ࡯૛)  
El ܱܥଶ puro es incoloro, inodoro, inerte, y un gas no combustible y tóxico cuando su contenido en 

la atmósfera alcanza un valor de 10%. El peso molecular a condiciones estándar es 44.010 g/mol, 

que es una y media veces más alta que el aire. El ܱܥଶ es sólido a bajas temperaturas y presiones, 

pero  más  dependiente  de  temperatura  como  se  muestra  en  la  figura  3.6.  También  puede 

encontrarse como líquido o en estado sólido. Pero si incrementamos la presión y la temperatura, 

la fase líquida aparece por primera vez y coexiste con las fases sólido y vapor en el triple punto. La 

fase líquida y de vapor del ܱܥଶ coexisten desde el triple punto y hacia arriba hasta el punto crítico 
de la curva. 

(*)Crosslinker:  No  existe  una  traducción  al  español  de  este  término,  en México  se  les  llama    “Polimeros  extendedores  de 

viscosidad”, son polímeros 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 metálicas 

y su  función 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 polímeros se adhieren a estas caras, facilitando la hidratación de cada unidad de arcilla, 

para que su estructura se rompa y forme caras y bordes cruzados, que dan como resultado un fluido más viscoso. Crosslinking se 

refiere únicamente 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 está hidratada. 
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El   ଶܱܥ   tiene  una  distribución  irregular  en  la  cubierta  sedimentaria,  siendo  sus  factores 

condicionantes las siguientes: fuentes múltiples, alta solubilidad en los fluidos de formación y alta 

reactividad  química.  Las  principales  fuentes  de   ଶܱܥ   son  la  oxidación  de  la materia  orgánica 

dispersa  (MOD),  la  maduración  de  la  MOD  húmica,  la  termodescomposición  y  el 

termometamorfismo de las rocas carbonatadas y el ܱܥଶ  profundo de origen metamórfico. 

 

El ܱܥଶ  generalmente se puede encontrar en: 

Yacimientos naturales 

Unidades químicas  

Industrias 

 

Debajo de la temperatura crítica, el ܱܥଶ puede ser líquido o gas en un gran rango de presiones. 
Arriba de la temperatura crítica, el ܱܥଶ existirá como un gas sin importar la presión.  Sin embargo, 

a presiones supercríticas altamente incrementales el vapor se convierte y comporta más como un 

líquido. 

Las  propiedades  físicas  del   ଶܱܥ líquido  lo  hacen  un  fluido  de  tratamiento  único.  El   ଶܱܥ 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  presión  y  temperatura,  existe  como  sólido,  líquido,  gas  o 

fluido súper crítico. Arriba del punto crítico es considerado un fluido súper crítico. En operaciones 

de  campo,  el   ଶܱܥ líquido  está  a  20.3936  ݇݃ ܿ݉ଶ⁄   (2.0  MPa)  y  ‐35°C  en  la  vasija  de 

almacenamiento  (mostrado  como 1 en  la  figura 3.6). Después de  la adición de apuntalante,  las 

bombas de alta presión, incrementan la presión  a la presión de tratamiento en superficie (STP por 

sus  siglas en  inglés)  (por ejemplo 356.888 ݇݃ ܿ݉ଶ⁄  a 407.872݇݃ ܿ݉ଶ⁄   (35 a 40 MPa)), como  se 

muestra  en  la  figura  3.6.  Conforme  el  fluido  entra  a  la  formación  la  temperatura  aumenta 

(mostrado como 4) hacia la temperatura de fondo (BHT por sus siglas en inglés). En los cierres, la 

temperatura continúa aumentando y la presión declina hacia la presión de formación. Durante el 

flujo de retorno la presión decrece  y el ܱܥଶ sale a la superficie (mostrado como 5) como gas. 

Las propiedades bajo condiciones estándar a 1.03297 ݇݃ ܿ݉ଶ⁄  (1.013 bares) y 0 °C son: 
• Peso Molecular: 44.010 g/mol 
• Gravedad específica al aire: 1.529 
• Densidad: 1.95 ݇݃ ݉ଷ⁄  
Propiedades Críticas: 
• Tc: 31.05 °C 
• Pc: 75.357 ݇݃ ܿ݉ଶ⁄  (73.9 bar) 
• Vc: 94 ܿ݉ଷ ⁄݈݋݉  
Punto Triple: 
• Ttr: ‐ 56.6 °C (304.2 K) 
• Ptr: 5.20055 ݇݃ ܿ݉ଶ⁄  (5.10 bar) 
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Las aplicaciones más simples de termodinámica son la transición de fases que una substancia pura 

puede sufrir. El proceso involucra una sola substancia que sufre un cambio físico. Una fase de una 

substancia  es  una  forma  de materia  que  es  uniforme  en  todo,  composición  química  y  estado 

químico. 

Una  transición de  fase,  la conversión espontanea de una  fase a otra, ocurre a una  temperatura 

característica  para  una  presión  dada.  Un  diagrama  de  fase  de  una  substancia  es  un mapa  de 

rangos de presión y temperatura a  los cuales cada  fase de una substancia es  la más 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  continuación  será  explicado  un  método  para  construir  el  diagrama  de  fase  del   ଶܱܥ   por 
separado, considerando los tres tipos de equilibrio basados en el criterio para el equilibrio de fase, 

la energía libre de Gibbs y la ecuación Clausius‐Clapeyron. 

3.2.1.4 Equilibrio de fase. 

Para que dos fases estén en equilibrio, el potencial químico de la substancia en dos fases debe ser 

equivalente. 

μα = μβ 
μα = μγ 
μβ = μγ ……………………………………………….(3.6) 

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

μ (α )+ dμ (α ) = μ (β )+ dμ (β ) 
μ (α )+ dμ (α ) = μ (γ )+ dμ (γ ) 
μ (β )+ dμ (β ) = μ (βγ )+ dμ (γ )…………..(3.7) 

y aplicando la definición del potencial químico, 

dμ (α ) = −S(α )dT +V(α )dP 
dμ (β ) = −S(β )dT +V (β )dP 
dμ (γ ) = −S(γ )dT +V(γ )dP………………….(3.8) 

y definiendo la transición, 

α ⇔β 
α ⇔γ 
β ⇔γ…………………………………………………...(3.9) 

La pendiente de cualquier frontera de fase puede ser obtenida de la ecuación Claperyron como se 

muestra esquemáticamente en la figura 3.13 
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3.2.1.6 Equilibrio sólido – líquido 
Un sólido está en equilibrio con su líquido cuando el gasto al cual las moléculas dejan el sólido es 
el mismo gasto al cual regresan. El proceso de derretir un sólido es conocido como fusión. Nótese 
que el punto de   derretimiento no es una fuerte función de temperatura. Para  la mayoría de  los 
compuestos  la  temperatura  de  fusión  se  eleva  conforme  incrementa  la  presión.  (Para  agua  lo 
opuesto es verdad). Por lo que, aquí asumimos que ambos ΔH y ΔV son constantes. Eso es porque 
consideramos  la transición sólido a  líquido o  líquido a sólido ser aproximadamente constante. La 
ecuación 3.14 preparada para integración da, 
׬  ߲ܲ௉మ௉భ = ∆௏∆ு ׬ ଵ் ߲ܶమ்భ்  ………………………………(3.15) 

 
Y la ecuación 3.15 integrada da,  ଶܲ = 	 ଵܲ + ൬∆ு೑ೠೞ∆௏೑ೠೞ൰ ln ቀ మ்்భቁ ………………………(3.16) 
  ଶܲ es la presión de equilibrio de la substancia a temperatura  ଶܶ, y  ଵܲ es la presión de equilibrio a 
temperatura  ଵܶ.   ௙௨௦ܪ߂ y  ߂ ௙ܸ௨௦  son  los  cambios  en  entalpía  y  volumen  de  la  substancia  que 

acompaña  la  fusión.  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 sólido‐vapor 
Un sólido está en equilibrio con su vapor  cuando el gasto al cual las moléculas dejan el sólido es el 
mismo  gasto  al  cual  regresan.  El  proceso  de  vaporización  de  un  sólido  es  conocido  como 
sublimación. Para una  temperatura dada,  la presión a  la cual es sólido está en equilibrio con su 
vapor  es  llamada  presión  de  vapor.  La  presión  de  vapor  se  incrementa  conforme  se  eleva  la 
temperatura. 
 
Ya que ΔV no es cercano a ser constante para el caso del sólido a vapor o líquido a vapor, tenemos 
que hacer más aproximaciones. Uno: 
 ∆ܸ = 	 ௚ܸ௔௦ − ௟ܸí௤௨௜ௗ௢ ≈ ௚ܸ௔௦ ∆ܸ = 	 ௚ܸ௔௦ − ௦ܸ௢௟௜ௗ௢ ≈ ௚ܸ௔௦ …………………..(3.17) 
 
Y dos; usando la ecuación de gas ideal, 
  ௚ܸ௔௦ ≈ ܴ݊ܶ ܲ⁄  ………………………………………..(3.18) 

 
La ecuación 3.14 junto con la 3.17 y 3.18 puede ahora ser escrita como, 
 ቀడ௉డ்ቁ∆ீ = ∆ு்೙ೃ೅ು = ∆ுோ ௉்మ …………………………..(3.19) 
 
Y preparada para integración, 
׬  ଵ௉ ߲ܲ௉మ௉భ = ∆ுഥோ ׬ ଵ்మ ߲ܶమ்భ்  ………………………….(3.20) 
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Los cálculos y construcciones del diagrama de fase están basados en la ecuación 3.16, 3.21 y 3.22, 
y los siguientes números: 
Ptr: 5.20055 ݇݃ ܿ݉ଶ⁄  (5.10 bar) 
Ttr = ‐56.6 °C (304.2 K) 
Constante de gas = 8.314 J/mol oK 

ΔHfus = 8330 J/mol K 
ΔHsub = 25230 J/mol K 
ΔHvap = 16900 J/mol K 
ΔV = 0.027 litros /mol 
 
 .૛ – Interacciones roca – fluidoࡻ࡯ 3.2.1.9
El efecto de  la interacción entre el ܱܥଶ, las rocas y los fluidos del yacimiento varía con el tipo de 
roca  y  fluidos,  así  como  la  presión  de  pozo  y  temperatura.  Además,  el   ଶܱܥ muestra  un 
comportamiento de fase más complejo con respecto el aceite del yacimiento, entonces también es 
más complejo que otros solventes. A continuación se describen algunas cuestiones. 
 
3.2.1.10 Condiciones PVT. 
Las condiciones PVT son más complejas en un “desplazamiento” de ܱܥଶ en la formación que uno 
de hidrocarburos, y el comportamiento de fase con el aceite del yacimiento es difícil de predecir y 
medir durante el periodo entero del “desplazamiento”. La relativamente alta solubilidad en agua y 
la reducción de PH asociada, afectará  la química del yacimiento dependiendo de  las condiciones 
PVT, y  la composición de  la roca del yacimiento. Grigg y Siagian han  investigado esos fenómenos 
para  flujo de 4  fases en  “desplazamientos” de baja  temperatura.  La  conclusión principal de esa 
investigación es: 

 Más de 5  fases, acuosa, hidrocarburos  líquidos, ܱܥଶ  líquido, ܱܥଶ gaseoso y precipitados 
de asfalteno sólido, pueden coexistir en un “desplazamiento” de ܱܥଶ. 

 El número actual de fases depende de la presión, temperatura y composición. 

 El gas que se condensa en una segunda fase líquida puede ser significante a temperaturas 
justo por encima de la presión crítica del ܱܥଶ, y cerca de la presión de saturación para el ܱܥଶ   a  menores  temperaturas.  Se  asume  que  esto  sólo  ocurre  detrás  del  frente  de 
temperatura para un campo típico costa afuera. 

 La  eficiencia  de  desplazamiento  del   ଶܱܥ puede  incrementar  conforme  la  temperatura 
decrementa hasta que se alcanza la presión mínima de miscibilidad. 

 Es  necesario  considerar  todo  este  comportamiento  complejo  cuando  se  predice  un 
rendimiento  de  “desplazamiento”.  También  es  importante  hacer  simulaciones 
composicionales detalladas como parte la planeación del “desplazamiento” con ܱܥଶ. 

 
3.2.1.11 Hidratos de ࡻ࡯૛. 
Cuando el agua está presente, se pueden formar hidratos de ܱܥଶ a determinadas temperaturas y 
presiones. Los hidratos de ܱܥଶ  pueden ocurrir a temperaturas tan altas como 10°C si la presión es 
mayor  a  45.8872  ݇݃ ܿ݉ଶ⁄   (45  bar).  La  formación  de  hidratos  puede  ser  un  problema  en 
estranguladores y válvulas donde  la presión es  reducida de  repente y el ܱܥଶ  enfría debido a  la 
expansión.  

 
3.2.1.12 Mojabilidad. 
Las  características  de  mojabilidad  de  la  roca  del  yacimiento  aparentan  ser  el  factor  más 
controlante de la estrategia para un proceso de EOR, pero de acuerdo a McDougal, Dixit y Sorbie, 
1997;  la  taxonomía  precisa  de  mojabilidad  sigue  carente.  También  hay  indicaciones  de  que 
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inundaciones de núcleos y pruebas visuales de tubos capilares pueden dar cambios inconsistentes 
en mojabilidad debido al “desplazamiento” de ܱܥଶ miscible. El ܱܥଶ 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 
características de mojabilidad son críticas para el “desplazamiento” con ܱܥଶ. 
Rogers  y  Grigg  concluyen  que  condiciones  de  agua  como  fluido  mojante  sugieren  inyección 
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  formación  de  hidratos  es  a menudo  vista  en  conexión  con  inyección  de  agua  o  donde  la 
producción  de  agua  está  incrementando.  No  es  un  problema  para  el  flujo  de  fluidos  en  el 
yacimiento, pero restringe el flujo en los pozos de producción y los pozos de inyección. Cuando el ܱܥଶ es  inyectado éste  tiende a exacerbar algunos problemas de hidratos de Ca ܱܥଷ porque  la 
concentración de bicarbonato en el agua producida incrementa.  

 
3.2.1.14 Anomalías durante la  inyectividad. 
La  experiencia  de  “desplazamientos”  con   ଶܱܥ en  EUA muestra  ejemplos  de  inyectividad  que 
aumenta o decrementa cuando se implementa la inyección de ܱܥଶ o WAG (water alternating gas). 
Basándose  en  las  propiedades  de  flujo  de  fluido  de   ,ଶܱܥ uno  espera  intuitivamente  que  la 
inyectividad  del  gas  fuera  mejor  que  un  “desplazamiento”  con  salmuera.  En  la  práctica  este 
comportamiento no siempre es observado. Además,  la  inyectividad del agua puede ser mayor o 
menor  que  la  inyectividad  de  la  salmuera.  Lo  que  puede  ser  más  confuso  es  que  algunos 
yacimientos pueden perder inyectividad y en otros puede aumentar la inyectividad después de la 
primera  inyección  de   .ଶܱܥ Además,  este  fenómeno  puede  ocurrir  en  escala  local.  Pozos  de 
inyección  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 encontró que  los 
mecanismos que  afectan  la  captura  en desplazamientos miscibles  en  escala  de  laboratorio  son 
difusión de solventes, expansión del aceite, saturación de agua y tiempo de contacto con solvente. 
En  un  proceso  de  “desplazamiento”  con   ,ଶܱܥ el  aceite  se  vuelve  incrementalmente  pesado, 
sugiriendo  que  parte  del  aceite  es  inicialmente  pasado  por  algo  y  después  recuperado  por 
extracción. 
El entrampamiento capilar es un fenómeno que puede ocurrir en un proceso de “desplazamiento” 
terciario de ܱܥଶ desde que el solvente debe desplazar agua para movilizar y recuperar el aceite. 
Este entrampamiento ocurre cuando  la  saturación 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 relación de 
movilidad  del  “desplazamiento”  con   .ଶܱܥ Definida  como  la  relación  de  desplazamiento  con  la 
movilidad  desplazada,  la  eficiencia  total  del  desplazamiento  miscible  tal  vez  puede  ser 
decrementada por el efecto de una relación de movilidad desfavorable. La permeabilidad relativa 
ocurre porque  la porosidad de  la roca contiene múltiples  fases  incluyendo aceite, agua y gas. La 
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permeabilidad  relativa  afecta  la  inyectabilidad  del   ଶܱܥ y,  por  consecuencia,  es  un  factor 
importante en el gasto al que el ܱܥଶ será secuestrado. 
La  permeabilidad  relativa  es  una  entrada  importante  para  cualquier modelo  de  yacimiento  y 
simulaciones,  pero  debe  ser  considerada  como  un  parámetro  que  incluye  efectos  de 
características  de  mojabilidad,  heterogeneidad  de  rocas  del  yacimiento  y  fluidos  (tensiones 
interfaciales),  saturaciones  de  fluidos  y  otras  influencias microscópicas  y macroscópicas.  Se  ha 
visto en estudios de laboratorio que grandes diferencias en la permeabilidad relativa del ܱܥଶ y 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 análisis 
geo‐estadísticos  y  auto‐correlación  de  la  distribución  de  la  permeabilidad  del  yacimiento.  Ellos 
encontraron que la inyectividad en un yacimiento heterogéneo es una función de 10 parámetros: 
  ܫ = ,௫ܭ)݂ ݇௭, ,ߤ ௅ܲ, ,ܮ ℎଵ, ℎଶ, ,ܹ,ܪ  (ݍ

 
En esta  función, kx y kz  son  la permeabilidad en dirección “x” y “z”, μ es  la viscosidad, PL es  la 
presión  en  el  punto  del  yacimiento  x,  L  es  la  longitud  de  un  yacimiento  rectangular,  h1  y  h2 
representan el punto más alto y el más bajo de un  intervalo de perforación, H es el espesor del 
yacimiento, W es el ancho de un yacimiento rectangular y q es el gasto. 
La recuperación WAG (water alternating gas) es más sensitiva a la heterogeneidad del yacimiento, 
comparado  con  la  recuperación de  aceite por  inyección de  agua  sola,  y  además  es un  aspecto 
importante a  considerar en un  “desplazamiento”  con ܱܥଶ donde  se  considera al WAG  como el 
mecanismo óptimo de recuperación. 
 
3.2.2 Propiedades del N2 

3.2.2.1 Historia del nitrógeno 

Más de cien años después del descubrimiento del nitrógeno, un método para  licuar el nitrógeno 

fue desarrollado en 1883 por Wroblewski y Olszewski. Hoy la producción comercial del nitrógeno 

líquido se obtiene de la destilación fraccionada del aire líquido. El aire es licuado por compresión y 

progresiva  refrigeración a una presión de 46.7651 ݇݃ ܿ݉ଶ⁄   (665 psi.),  y el nitrógeno  líquido  se 

evapora  a  ‐195.805  °C  (‐320.45  °F).  Solo  recientemente  materiales  y  equipos  han  sido 

desarrollados para manejar líquidos muy fríos como el nitrógeno a un nivel comercial. El campo de 

la ciencia que trata con  la tecnología del manejo de líquidos más fríos que ‐121.66°C (‐187 °F) es 

llamada  criogénica.  Todos  los  líquidos  y  el  equipo  para  manejar  estos  líquidos  fríos  son 

considerados equipos y  líquidos  criogénicos. Aluminio y aceros especiales  son  los materiales de 

construcción  criogénica más  ampliamente  usados;  sin  embargo,  aleaciones  de  cobre  y  bronce 

también son usados para aplicaciones específicas (Dowell (1982), Barber (2005)). 

3.2.2.2 Generalidades. 

El nitrógeno constituye el 78% en volumen de la atmósfera terrestre, en donde se presenta como 

moléculas de  ଶܰ, aunque el nitrógeno es un elemento  para la vida, los compuestos de nitrógeno 

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 orgánica (en las plantas y en organismos vivos o muertos que conforman el humus)  

‐Bajo la forma mineral (amoníaco) permitiendo contribuir a la fertilidad del suelo. 

 

3.2.2.3 Preparación y usos. 

El  nitrógeno  se  obtiene  en  cantidades  comerciales mediante  la  destilación  fraccionada  del  aire 

líquido. Cerca del 1.6 x l010 kg (18 millones de toneladas) de  ଶܰ se producen anualmente tan sólo 

en los Estados Unidos. 

Las  sales del ácido nítrico  incluyen  importantes compuestos como el nitrato de potasio  (nitro o 

salitre empleado en la fabricación de pólvora) y el nitrato de amonio fertilizante.  

Los compuestos orgánicos de nitrógeno 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  ଶܰ como una cubierta 

inerte  gaseosa  para  excluir  el  02  durante  el  procesamiento  y  empacado  de  alimentos,  la 

producción  de  sustancias  químicas,  la  fabricación  de  metales  y  la  producción  de  aparatos 

electrónicos.  

La  industria  química  es  el  usuario más  grande  de  nitrógeno.  Una  porción  larga  del  uso  de  su 

nitrógeno es para  la  fabricación de amoniaco para  fertilizantes. Algunos usos más pequeños del 

amoniaco  son  los  electrónicos,  aviación,  refinería,  utilidad  pública,  misiles  e  industrias  de 

procesamiento de alimentos. Desarrollos recientes con nitrógeno líquido, para la preservación de 

alimentos muestran un gran crecimiento de potencial es esta industria. 

El interés en el nitrógeno para trabajos de estimulación, está enfocado en la fuente compacta de 

gas de alta energía disponible   a un costo razonable. Sin un equipo de compresión caro, el gas a 

1054.85 ݇݃ ܿ݉ଶ⁄  (15 000 psi) de presión está disponible para la estimulación de pozos a través de 

nitrógeno líquido y sus dispositivos de manejo criogénico (Dowell (1982), Barber (2005)). 

3.2.2.4 Suministro en campo de nitrógeno líquido 

La ubicación de las instalaciones para la fabricación de nitrógeno líquido sólo está limitada por la 

disponibilidad  de  poder;  ya  que  el material  en  bruto  es  aire. Una  planta  de  nitrógeno  líquido 

también  producirá  oxígeno  líquido  y  otros  gases  raros  encontrados  en  el  aire.  Vagones  están 

disponibles para transportar nitrógeno líquido de la planta al usuario o a proveedores mucho más 

grandes. Esta distribución extensiva ha  tenido un efecto estabilizador en el precio del mercado. 

Los  vagones  y  camiones  usados  para  transportar  el  nitrógeno  líquido  son  tanques  criogénicos 

cerrados al vacío. Un tanque  interno hecho de acero  inoxidable contiene al nitrógeno  líquido. La 

capa externa de acero dulce (acero que tiene poco contenido de carbono) provee un espacio vacío 

para propósitos de aislante. Los tanques cuentan con válvulas de alivio para  liberar nitrógeno en 

forma de  gas  cuando  la presión  se  incrementa en el  tanque debido a  la expansión del  gas por 

calor. Los vagones contendrán 365760 m (1200000 pies) cuadrados de nitrógeno líquido. El tanque 

de  un  camión  comercial  carga  26495.1  litros    (7000  galones)  de  nitrógeno  líquido  o  60546.5 ݉ଶ(651480 pies cuadrados) (Dowell, 1982) 
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Tabla 3.2 ‐ Propiedades del nitrógeno 

Símbolo Químico  ૛ࡺ
Peso Molecular  28.016

Punto Triple  ‐209.95  °C  a  0.12799  ݇݃ ܿ݉ଶ⁄   (‐345.9  °F  a  1.82 

psig).  

Punto Normal De Ebullición  ‐195.805 °C (‐320.45 °F)

Calor Latente O De Evaporación  85.67 BTU/lb

Temperatura Crítica  ‐147.15°C (‐232.87 °F)

Presión Crítica  34.6203 ݇݃ ܿ݉ଶ⁄  (492.3 psig) 

Calor Específico (Cp) 77 °F  0.4471 BTU/(lb)(°F)

Calor Específico (Cv) 70 °F  0.3197 BTU/(lb)(°F)

Proporción De Calor Específico  1.401

Conductividad Térmica 60 °F  0.01462 BTU/sq ft hr (°F/ft)

Densidad De Vapor Saturado A 14.7 Psia 0.03635 lb/ cu ft

Gravedad  Específica  De  Vapor  Saturado  A  14.7 

Psia (Aire =1.0) 

0.967

Densidad Del Nitrógeno Líquido Al Punto Normal 

De Ebullición 

50.443 lb/ cu ft

1 Lb De Nitrógeno Líquido  0.1438 gal

1 Lb De Nitrógeno Líquido  13.81 SCF

1 Gal De Nitrógeno Líquido  6.743 lb

1 Gal De Nitrógeno Líquido  93.12 SCF

100 SCF De Nitrógeno  7.247 lb a ‐320.4 °F

100 SCF De Nitrógeno  1.075 gal a ‐320.4 °F
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Los  fluidos de baja  viscosidad  y baja  temperatura  tienen mayor  tasa de  leakoff que  los  fluidos 

convencionales,  pero  esta  característica  tiene  un  mayor  límite  que  es  dependiente  de  los 

parámetros 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 está expuesto a presiones bajas y altas temperaturas de la formación. Estos fluidos no están 

en  estado  estacionario  y  así  ocurren  efectos  positivos  transitorios.  Este  efecto  de  expansión 

térmica, como lo describió Settari, inhibe el leakoff cerca de la cara de la fractura, y promueve el 

desarrollo de ancho de fractura. Una combinación de expansión térmica, efectos de permeabilidad 

relativa y posible turbulencia a través de gargantas de poro de yacimiento pequeñas, sirven como 

cortina al leakoff de ܱܥଶ  líquido de la fractura al yacimiento. 

 

3.3.1.2 Características hidrostáticas.  

Las presiones de  fricción observadas en el campo muestran una correlación con  la densidad del 

fluido. Esta observación corresponde a presiones de fricción calculadas usando  las ecuaciones de 

Fanning usadas para flujo de gas en una sola fase en tubulares. 

La  ecuación  de  Fanning  para  gas  en  una  sola  fase  usada  para  calcular  las  pérdidas  de  energía 

debido a la fricción es: 

݌݀  = ଶఘ௙௨మ஽	ௗ௅  ……………………………………………..(3.21) 

 

dp = Perdida de presión debido a la fricción ߩ = Densidad de la mezcla gas/líquido de ܱܥଶ (km/m3) 

u = Velocidad de la mezcla de gas/líquido (m/min) 

f = Factor de fricción 

D = Diámetro hidráulico de los tubulares (m) 

dL = Caída de presión diferencial de longitud (m) 

 

El cálculo del factor de fricción durante la turbulencia es: ݂ = (4.0 log ቀௗఋቁ + 2.28)ିଵ ଶ⁄ ……………….….(3.24) 

 

    D = Diámetro de los tubulares (mm) 

    δ = factor de rugosidad (normalmente igual a 0.015 para tubería de pozo). 

 

El uso de estos cálculos en conjunto con cálculos hidrostáticos se ha aproximado cercanamente a 

los resultados vistos en campo usando la mezcla de ܱܥଶ/ ଶܰ o ܱܥଶ líquido. 
 

3.3.1.3 Transporte del apuntalante. 

El transporte del apuntalante puede ser dividido en dos áreas:  

1) A las perforaciones 

2) En la fractura 
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El movimiento del apuntalante a  través del equipo de superficie y  los  tubulares del pozo es 

realizado  relativamente  fácil  por  las  altas  tasas  de  bombeo  típicamente  utilizadas  en  el 

fracturamiento con ܱܥଶ  líquido o ܱܥଶ/ ଶܰ. La alta turbulencia causada por el alto número 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  ଶܰ  es agregado al ܱܥଶ líquido a una relación 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 

reducción de  la  tasa de sedimentación de  la arena. El  rozamiento entre el apuntalante y  las 

paredes  de  la  fractura  es  incrementado  de  este  modo  disminuyendo  las  tasas  de 

sedimentación 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  relación  de  la 

velocidad terminal a la velocidad horizontal. 

 

3.3.1.4 Modelado. 

No  se  pueden  usar  modelos  convencionales  para  modelar  estos  tratamientos.  Se  usó 

exitosamente  una  aproximación  de  Settari  para  este  propósito.  Él  asumió  que  el  ancho  de  la 

fractura  es  relativamente  pequeño.  Del  diagrama  de   ,ଶܱܥ se  sabe  que  el   ଶܱܥ está  en  estado 
líquido a bajas  temperaturas. Durante el calentamiento y el bombeo, puede estar en  fase súper 

crítica. La concentración 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 ܱܥଶ líquido no tiene ninguna característica de construcción de 
enjarre. Los tiempos de cierre de la fractura son esencialmente cortos (0.5 – 1.5 minutos) debido 

al volumen pequeño de fractura y grandes valores de leakoff. 

 

3.3.1.5 Operaciones. 

Las técnicas de operación en superficie para fracturamiento con ܱܥଶ líquido y ܱܥଶ/ ଶܰ puede ser 
divididas en  tres áreas: entrega del producto, mezcla de  los  sólidos  y  líquidos  y bombeo a alta 

presión. Un  tratamiento de  fractura con ܱܥଶ/ ଶܰ   líquido, es un  tratamiento de  fractura con ܱܥଶ 
líquido,  con  un máximo  de  50%  de  ଶܰ  (por  volumen)  agregado  a  la  boca  del  pozo.  El  ଶܰ  es 
bombeado con equipo convencional de bombeo de  ଶܰ y no requiere consideraciones especiales. 
Entrega del producto. El ܱܥଶ  líquido es almacenado en unidades de almacenamiento a granel a 

20.3936 ݇݃ ܿ݉ଶ⁄  (2.0 MPa) y ‐35°C. Cada contenedor tiene una capacidad de 50 m3 de líquido. El ܱܥଶ  líquido es movido del contenedor a  la  licuadora de ܱܥଶ y a  las bombas de alta presión por 

nitrógeno líquido. Se usa un remolcador de tubería de nitrógeno para realizar esta función. 

Mezcla de sólidos y  líquidos. La mezcladora de ܱܥଶ (figura 3.17) es un recipiente a presión y un 
sistema manifold que mezcla el apuntalante dentro de la corriente de ܱܥଶ líquido antes de que el 
fluido llegue a las bombas de alta presión. 
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3.3.2 Propiedades de las espumas de fracturamiento hidráulico. 

Mitchell presentó la determinación de viscosidades efectivas para espumas, y describió la relación 

entre viscosidad efectiva, taza de cambio de velocidad (velocidad de flujo)  y calidad de la espuma. 

Él mostró que las medidas de las propiedades de flujo  son reproducibles. Mitchell demostró que 

la  espuma  se  comportó  como  un  fluido  plástico  de  Bingham,  con  alto  límite  elástico  en  flujo 

laminar. Krug presentó viscosidades plásticas y límites elásticos de espumas como una función de 

la calidad de espumas (ver tabla 3.3). La base teórica de estas investigaciones se encontraba en los 

trabajos de Einstein y Hatscheck. 

Tabla 3.3 ‐  Viscosidad plástica y límite elástico de la espuma (después de Krug 1971) 

Rango de calidad  Viscosidad Plástica cp Límite elástico  ࢌ࢈ࡸ/૚૙૙  ૛࢚ࢌ
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 extensión de la información de Mitchell, para 

artículos  tubulares  de  gran  tamaño,  y  flujo  turbulento.  Estos  resultados  son  usados  para  la 

determinación de la caída de presión, debido a la fricción de flujo a través de las tuberías. 

3.3.2.1 Pérdida de fluido 

Fue diseñado un experimento fue diseñado para evaluar las características de la pérdida de fluido, 

así un valor del coeficiente de fractura‐fluido pudiera ser desarrollado para el cálculo de eficiencias 
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La pérdida de fluido de  la espuma no se midió directamente. Se asumió que  la pérdida de fluido 

igualó al agua desplazada. No se usaron paquetes de sal de baja permeabilidad porque los gastos 

fueron  muy  pequeños  para  medidas  exactas  con  el  equipo  disponible.  No  fueron  usadas 

mediciones  convencionales  de  las  características  de  pérdida  de  fluidos,  a  través  de  láminas 

delgadas del núcleo evacuado, porque no fue posible medir precisamente los gastos separados de 

gas y líquido, en un sistema tan corto. 

Debido  a  que  el  fluido  de  saturación  en  el  núcleo  no  estaba  confinado,  los  resultados 

experimentales no dieron el coeficiente total del fluido fracturante, como el usado en la ecuación 

de Howard & Fast para el cálculo del área de  fractura. El coeficiente  total del  fluido  fracturante 

está dado por la ecuación: ଵ஼೅ = ଵ஼಺ + ଵ஼಺಺ + ଵ஼಺಺಺	……………………………………(3.25) 
 
Donde 
ூܥ  = 1.483	x	10ିଷ ൬௞೑	∆௉	ఃఓ೑ ൰ଵ ଶൗ

 ………………..(3.26) 

ூூܥ  = 1.183	x	10ିଷ∆ܲ ቀ௞ೝ	ః	஼ೝఓೝ ቁଵ ଶൗ
ூூூܥ (3.27)...…..……   no está 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 ecuación general 

ଵܸ =  ଵ/ଶ ……………………………………………….(3.28)ݐܥ
 

Donde v1 es la velocidad de leakoff del fluido, y t es el tiempo 

 

Las  pendientes  de  las  líneas  en  la  figuras  3.19  y  3.20  han  sido  usadas  para  calcular  ூܥ   ,  una 
evaluación de la influencia del fluido de fractura en la perdida de fluido: ܥூ = ௏ః஺√௧		………………………………………………..(3.29) 
De esta ecuación, fueron calculados de  información experimental  los valores de ܥூ  mostrados en 

la tabla 3.4. Estos valores son graficados en la figura número 3.21. 
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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  reducción  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  adición  de  agentes 

constructores de  paredes o  sólidos, por  lo  tanto  no  causa  reducción de  la  conductividad de  la 

fractura o daño a la formación. 

Debido a las bajas pérdidas de fluido, la invasión del fluido de fractura de la formación es pequeña, 

consecuentemente la reacción entre el fluido de tratamiento y los fluidos del yacimiento o la roca 

del yacimiento es minimizada, y la posibilidad de causar daño a la formación por estos fenómenos 

es baja.  

Se ha notado que la caída de presión es muy lenta después de que la inyección ha sido completada 

durante  las  operaciones  de  campo,  indicando  gastos  muy  pequeños  de  leakoff  de  fluido 

subsecuente  al  tratamiento.  Estos  gastos  de  caída  de  presión  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 observación 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  características  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 indicación de asentamiento de arenas fuera del agujero del pozo. 

Para evaluar estas características, fue medida la velocidad de asentamiento de varias partículas de 

arenas  de  tamaño  común,  en  espuma  estática.  La  tabla  3.5  y  la  figura  3.22    presentan  los 

resultados de estas mediciones. La velocidad de asentamiento es una función de la viscosidad de 

la espuma,  la  tensión  interfacial entre  la  fase  gaseosa  y  líquida, el  tamaño de  la partícula,  y el 

tamaño 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 partícula en espuma estática 

Diámetro de la 

Partícula Pulgadas 

Peso 

Gramos 

Espesor de la 

Espuma 

Pulgadas 

Tiempo de 

Asentamiento 

Segundos 

Velocidad de 

Asentamiento ࢚ࢌ ⁄࢙  

0.028  0.004  0.25 5280 3.9	x	10ି଺ 
0.027  0.004  0.25 6480 3.2	x	10ି଺ 
0.030  0.005  0.25 8160 2.5	x	10ି଺ 
0.040  0.012  0.50 1426 2.9	x	10ିହ 
0.041  0.012  0.50 1381 3.0	x	10ିହ 
0.060  0.040  3.00 1530 1.6	x	10ିସ
0.064  0.043  3.00 1728 1.4	x	10ିସ
0.061  0.041  6.00 1680 1.5	x	10ିସ
0.088  0.126  6.00 630 7.9	x	10ିସ
0.090  0.129  6.00 641 7.8	x	10ିସ
0.086  0.129  6.00 542 9.2	x	10ିସ
0.106  0.225  6.00 171 2.9	x	10ିଷ 
0.098  0.214  6.00 204 2.5	x	10ିଷ 
0.100  0.240  6.00 110 4.5	x	10ିଷ 
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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 estática. El área de  la    fractura apuntalada es por  lo 

tanto casi tan grande como  el área 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 

proporción  de área apuntalada a área creada es mucho menor a uno. 

Además, si la operación de inyección debe ser detenida, con fluido cargado de arena en el agujero 

del pozo, la espuma suspenderá la arena por un tiempo considerable. 

3.3.2.3 Viscosidad de la espuma 

Como se mencionó previamente, Mitchell ha descrito la viscosidad efectiva de la espuma y mostró 

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

para tubería, ߤ௘ = ௣ߤ + 6.646 ఛ೤ௗ೔௩ 	………………………………(3.30) 
 

para una anula concéntrico, ߤ௘ = ௣ߤ + 4.490	߬௬ ቀௗ೔ିௗ೚௩ ቁ ……………………(3.31) 
 

para una ranura, ߤ௘ = ௣ߤ + 7.162	 ఛ೤ௐమ௛௤ 	………………………….(3.32) 
La  figura  3.23 muestra  la  velocidad  efectiva  como  una  función  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  caídas de 

presión durante tratamientos. 



FRACT
 

 

Como 

usadas

calcula

Reynol

diagram

A perd

୼௉୼ଵ = ௙ଶ
Debido

función

una fu

presión

de trat

segme

nueva 

el sigu

de pre

caídas 

TURAMIENT

Figur

es mostrado 

s para calcula

adas  con  est

lds es usado 

ma de Moody

ida de presió

௙ఘ೑௩మହ.଼	ௗ೔ ……………
o  a  que  el  vo

n de presión,

nción de pre

n sólo si el to

tamiento  larg

nto   y  la cali

presión. El cá

iente segmen

sión para cad

de presión pa

O	A	LA	FORM

ra 3.23.‐Visco

por Blauer, M

ar  la viscosida

as  viscosidad

para determ

y convencion

ón por fricción

……………………

olumen  de  la

, calidad de e

sión. Por lo t

tal de la caíd

ga de TR o TP

idad de  la es

álculo es repe

nto es calcula

da segmento

ara cada segm

MACIÓN	CON

osidad efectiv

Mitchell, y Ko

ad efectiva. L

des,  y  las  ec

inar el régim

al. 

n es  

………………(3.

a  fase  de  ga

espuma, veloc

tanto, la ecua

a de presión 

P es dividida

spuma,  la den

etido hasta qu

ada de la mis

 ha sido dete

mento. 

N		ܱܥଶ	ܻ	 ଶܰ.		

va de la espu

ohlhaas; 1974

Las caídas de 

cuaciones  pa

en de flujo   y

33) 

s  de  la  espu

cidad y viscos

ación (3.33) p

es pequeña. 

en segmento

nsidad de  la 

ue el cambio 

sma forma. El

erminada. La 

																							

uma en tuberí

4,  las ecuacio

presión debi

ara  fluidos  N

y el factor de

uma  varía  co

sidad variará

puede ser usa

Así, para pro

os,  la caída d

velocidad, y 

es despreciab

l proceso es 

caída total d

																								

 

ías y ranuras

ones 3.30 y 3

ido   a  la fricc

Newtonianos. 

e fricción es 

nsiderableme

n considerab

ada para calc

opósitos de di

de presión ca

la viscosidad

ble. La caída 

repetido  has

de presión es

	CAPÍTULO	

s. 

3.31 podrían s

ción podrían s

El  número 

obtenido de 

ente  como  u

blemente  com

cular la caída 

iseño, una sa

lculada para 

d corregida a

de presión pa

sta que la caí

s  la suma de 

III 

91	

ser 

ser 

de 

un 

una 

mo 

de 

rta 

un 

a  la 

ara 

ída 

las 



FRACT
 

 

Para e

ser incቀ୼௉୼ଵቁ்௢
Y  ቀ୼௉୼ଵቁ஼௔
Los cam

ଶܸ = ቀ
La calid߁ଶ = ೇభೇమ
Donde

La  figu

calidad

las pér

Como 

líquida

F

TURAMIENT
l cálculo de lo

luida: 

௢௧௔௟ = ቀ୼௉୼ଵቁி௥
௔௕௘௭௔ = −0.0
mbios de voluቀ௉௏௭்ቁଵ ቀ௭௉் ቁଶ…
dad de espum௰భభమ(ଵି௰భ)ାଵ	………
 las calidades

ura  3.24 mue

d de espuma,

rdidas por fric

resultado los

a es la única fa

Figura 3.24 ‐ 

O	A	LA	FORM
os cambios d

௥௜௖௖௜ó௡ + ቀ୼௉୼ଵቁ
ଵߩ052 ቀଵ଴଴ି௰ଵ଴଴ ቁ
umen de la fa

……………………

ma es después

……………………

s son expresa

estra  caídas  d

 en TR de 4 1

cción son mu

s requerimien

ase que requi

Caída de pres

MACIÓN	CON
e presión en 

ቁ஼௔௕௘௭௔	....(3.
ቁ…………....(3.
ase gaseosa so

………………..(3.

s corregida po

………………..(3.

das como fra

de  presión  c

1/2 pulgadas  

cho menores

ntos de HP pa

iere bombeo 

sión debido a

N		ܱܥଶ	ܻ	 ଶܰ.		
cada segmen

34) 

35) 

on calculados

36) 

or el cambio 

37) 

cciones decim

alculadas  de

y TP de 2 7/8

s que las pérd

ara la inyecció

pero tambié

a la fricción d

																							
nto la diferen

s con la ley de

de volumen d

males 

bido  a  la  fric

8 pulgadas. D

didas por agu

ón son meno

n por las caíd

de espumas fl

																								
ncia debido a 

e los gases re

de la fase gas

cción  para  fl

Debe tomarse

ua en los mism

ores, nos sólo

das de presión

 

luyendo en la

	CAPÍTULO	
la cabeza de

ales 

seosa 

lujo  de  70% 

e en cuenta q

mos conduct

o porque la fa

n menores. 

a tubería. 

III 

92	

ebe 

de 

que 

os. 

ase 



FRACTURAMIENTO	A	LA	FORMACIÓN	CON		ܱܥଶ	ܻ	 ଶܰ.																																																			CAPÍTULO	III 
 

93	
 

Debido a  las altas viscosidades muchas espumas están en  flujo  laminar durante el  tratamiento, 

una condición que es raramente realizada con fluidos en fase  líquida. Las bajas caídas de presión 

debida  a  la  fricción,  combinada  con  medios  más  eficientes  de  fracturamiento,  significan  que 

muchos pozos  podrían ser tratados a gastos deseados a lo largo de la TP, que normalmente serían 

usados para  tratamiento a  lo  largo de  la TR. Sobretodo el costo del  tratamiento es por  lo  tanto 

reducido. 

De acuerdo a  la ecuación de Perkins y Kern, para un máximo espesor de  la  fractura durante el 

tratamiento con  fluidos Newtonianos,  la alta viscosidad efectiva de espumas causará anchos de 

fracturas mucho mayores que las creadas con fluidos convencionales: 

Fractura vertical, fluido Newtoniano: 

௙ܹ = 0.4	 ൬௤మ	ఊ	௅	ா௛೑ ൰ଵ ସൗ
………………………..………(3.38) 

Fractura vertical, espuma no‐Newtoniana: 

௙ܹ = 1.134	 ቀ௤	ఛ೤	௅	ா ቁଵ ସൗ
………………………..….(3.39) 

Fractura horizontal, espuma no‐ Newtoniana: 

௙ܹ = 0.15	 ቀ௤	ஜ೐	௥೑	ா ቁଵ ସൗ 	……………………………(3.40) 
Son mostradas  comparaciones de anchos de fracturas calculados en el agujero del pozo para 70% 

de  calidad de  espuma  y  agua  gelificada  (40  lbs  agente  gelificante/1000  galones de  agua), para 

fracturas horizontales y verticales en la figuras 3.25 y 3.26 respectivamente. Para estos cálculos, se 

supuso una L de 40 pies y ݎ௙ se supuso 400 pies. 
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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 

disminuirá,  la  viscosidad  se  incrementará  y  el  espesor  de  la  fractura  aumentará.  El  diseño  de 

fracturas  horizontales,  debe  seleccionar  sólo  el  gasto  suficiente  para  crear  una  fractura  lo 

suficientemente ancha para la entrada de arena. Con un espesor estrecho, es creada más área de 

fractura por unidad de volumen de fluido fracturante inyectado. 

El espesor de fracturas verticales es mucho más grande para  la  inyección 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 reducción de presión en la superficie, al 

final del tratamiento debido a  la abertura del agujero, causa un gran  incremento del volumen de 

gas. Tal incremento generalmente incrementará la calidad más allá de los límites para una espuma 

estable  (Γ  >  95%)  y  se  formará  niebla.  La mayoría  de  la  fase  líquida  del  fluido  fracturante,  es 

producida  de  vuelta  en  esta  forma  de  niebla  durante  la  purga,  resultando  en  la  rápida 

recuperación de fluido. El tiempo de plataforma para limpieza y arranque es reducido. 

Debido  a  que  la  presión  hidrostática  de  una  espuma  es muy  pequeña,  cuando  la  presión  de 

superficie  decae,  el  fluido  en  la  fractura  rápidamente  estará  a menos  presión  que  el  fluido  de 

formación  (bajo  balance),  y  el  flujo  será  desde  la  formación  a  la  fractura  poco  después  del 

tratamiento. El diferencial de baja presión, tiempo de exposición corto, y la baja pérdida de fluido 

se combinan para minimizar la entrada de fluido, resultando en daño a la fractura de la formación 

o cualquier otra formación expuesta en el agujero del pozo. 

Los bajos contenidos de líquido reducen requerimientos para la transportación y almacenamiento 

del agua. 

3.3.3 Evaluación de propiedades de espumas y consideraciones de diseño. 

Dos  importantes parámetros que describen a  la espuma  son  la  textura y  la estabilidad. Aunque 

ambos son  factores dominantes en  la determinación de  la  reología de  la espuma,  tampoco está 

estipulado pero se asume cuando se diseña un tratamiento de fluido espumoso. 

3.3.3.1 Textura. 

La textura del  fluido es un parámetro  importante que afecta  la reología del  fluido espumoso. La 

textura de  la espuma es resultado de una clasificación de  la espuma de acuerdo a su tamaño de 

burbuja, forma y distribución dentro de la matriz de la espuma. La textura es una descripción de la 

manera en  la que  las burbujas de gas están distribuidas entre toda  la fase  líquida de  la espuma. 

Esta propiedad no solamente influye la reología de la espuma, sino también a la perdida de fluido, 

transporte del apuntalante, y propiedades de limpieza. La textura de la espuma es cualitativa más 

que  un  valor  cuantitativo,  y  por  lo  tanto  no  se  usa  un  número  para  describirla;  se  usa  una 

descripción  física.  Los  factores  que  afectan  la  textura  de  las  espumas  son  la  calidad,  presión, 

técnica de generación de la espuma y composición química. 
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Las espumas son fluidos que dependen de la historia de corte. La textura de la espuma alcanzará 

un estado de equilibrio a una velocidad de corte en particular. Se producen espumas de textura 

más fina, dinámicamente más estables, a altas velocidades de corte, alta presión, y con mayores 

cualidades  de  surfactante.  Reidenbach  y  cols.  observaron  que  a  altas  velocidades  de  corte,  se 

creaban más burbujas  finas y uniformes. Esta  información  indica que a condiciones de  fondo de 

pozo, durante la estimulación con fractura cuando las condiciones de alta presión y el corte están 

presentes, las espumas tienen una textura fina con burbujas en forma de tubería en paralelo. 

Harris determinó mediante experimentación que el tamaño de burbujas de espumas de fluidos de 

fracturamiento varía de 300 a 1200 μm con una distribución de tamaño de las burbujas y tamaños 

pequeños de burbuja en relación con el conducto de flujo en la fractura, las espumas pueden ser 

consideradas homogéneas. La densidad es una función de la temperatura, presión y calidad. 

Algunos tipos de surfactantes y concentraciones tienen un impacto importante en la textura de la 

espuma  y  viscosidad.  En  general,  el  tamaño  de  burbuja  se  reduce  con  un  incremento  en  la 

concentración de surfactantes; un tamaño de burbuja disminuido,  incrementa  la viscosidad de  la 

espuma.  Porque  al  crear  las  espumas,  se  requiere  energía  para  crear  nuevas  superficies  y  los 

surfactantes dan menor tensión superficial, ellos promueven  la formación de espumas y son más 

estables. Por lo tanto, los tamaños de burbuja más chicos requieren mayores concentraciones de 

surfactante  para  mantener  la  estabilidad.  Incrementando  el  gelificante  o  crosslinking,  la  fase 

externa  incrementa  dramáticamente  la  viscosidad  de  la  espuma,  pero  la  textura  no  se  afecta, 

relativamente.  

3.3.3.2 Estabilidad. 

La estabilidad estática 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 líquido de la espuma, resultando de un incremento en la calidad por encima de 

0.95 debido a la reducción de presión, 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 líquido. Entre más tiempo 

tome drenar el  líquido, más estable será  la espuma. Un  factor mayor que afecta  fuertemente  la 

estabilidad  es  el  método  de  la  generación  de  la  espuma.  Además,  la  vida  media 

experimentalmente medida está en función de la altura de la columna de espuma. 

Esos  factores  que  fueron  previamente mencionados  que  producen  espumas  con  texturas más 

finas  también  producen  espumas  más  estables.  Factores  tales  como  tipo  de  surfactante, 

concentración, presión  incremental, y mayores entradas de energía mecánica, generan espumas 

más estables. Para mayores temperaturas tales como aquellas que existen en el fondo del pozo, la 

estabilidad dinámica de las espumas se basa en el tipo de surfactante y concentración más que en 

la adición de espesantes (estabilizadores de polímeros). No es conocido qué gastos son necesarios 

para mantener la estabilidad dinámica en las fracturas, o si esas condiciones existen típicamente. 
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3.3.4 Criterio de diseño de espumas de fracturamiento. 

Cuando  se  diseña  un  tratamiento  de  fracturamiento,  la  selección  apropiada  del  fluido  es muy 

importante. Debido  a  que  el  pozo  específico  contrasta,  la  selección  del  fluido  correcto  para  el 

tratamiento es difícil. Las características son: 

 Pérdida de fluido. 

 Compatibilidad con la formación y fluidos in‐situ. 

 Reología y fricción. 

 Efectos del apuntalante. 

3.3.4.1 Pérdida de fluido. 

Los  fluidos espumosos  tienen características de  leakoff controladas por viscosidad. Las espumas 

altamente gelificadas o con crosslinkers desarrollarán características de una barrera. El mecanismo 

de  control  leakoff de  fluidos espumosos que  son  crosslinked(*) o altamente gelificadas  tendrán 

que  ser  determinadas  por  métodos  de  mini‐fractura  o  en  laboratorio.  Las  espumas  que  son 

ligeramente gelificadas o usan un  surfactante no  formarán 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 más  eficientes. 

Asumiendo que los gastos y los volúmenes inyectados son los mismos, la espuma, que es un fluido 

más eficiente, creara fracturas con mayor área. Esta característica resultará en mayor incremento 

de la productividad usando espumas en lugar de agua gelificada. 

3.3.4.2 Compatibilidad con el fluido de la formación. 

Los fluidos espumosos son mezclas de gases y  líquidos. La relación volumétrica de gas está dada 

por la calidad de la espuma para fluidos de estimulación. Está designada a estar entre 70 y 85%. La 

relación de gas permanece alta por muchas razones y por lo tanto, un volumen reducido de líquido 

hará contacto con  la formación. Por esta razón,  la posibilidad de causar daño en  la formación es 

reducida. 

Los  fluidos  espumosos  tienen  baja  perdida  de  líquido  en  formaciones  de  baja  permeabilidad. 

Como resultado, la invasión de fluidos fracturantes es baja, y consecuentemente la reacción entre 

el fluido de tratamiento y el fluido del yacimiento o la roca está minimizada. Debido a la naturaleza 

energizante  de  los  fluidos  espumosos,  la  cantidad  de  tiempo  que  están  en  contacto  con  la 

formación se mantiene al mínimo. Si se le permite asentar por periodos extendidos a condiciones 

de fondo de pozo, estos fluidos perderán la energía disponible del gas. El gas se disipa dentro de la 

formación. Por esta razón, el tiempo de contacto de  la espuma en  la formación es minimizado, y 

los potenciales efectos de  los daños se reducen más. Las espumas son muy compatibles aún con 

las formaciones más sensibles. Los volúmenes de líquido reducidos, tiempo de contacto, y perdida 

de  fluido  hacen  a  las  espumas  uno  de  los  fluidos  más  versátiles  para  estimulaciones  poco 

profundas de formaciones sensibles. 

 

 



FRACTURAMIENTO	A	LA	FORMACIÓN	CON		ܱܥଶ	ܻ	 ଶܰ.																																																			CAPÍTULO	III 
 

101	
 

3.3.4.3 Reología y fricción. 

La reología es un criterio importante en el diseño de un tratamiento de estimulación ya que varios 

elementos  importantes  de  diseño  son  afectados  por  las  predicciones  reológicas.  La  presión  de 

fricción  es  dependiente  a  la  reología  del  fluido,  y  la  presión  de  superficie  del  tratamiento  es 

directamente  dependiente  a  la  presión  de  fricción  del  fluido.  La  determinación  del  ancho  y 

longitud de  la  fractura y predicciones económicas de  simuladores de  fractura usan predicciones 

reológicas.  Así,  un  modelado  preciso  de  las  propiedades  actuales  reológicas  de  la  espuma, 

permiten  la  predicción  del  éxito  del  tratamiento  de  fractura  y  presiones  de  superficie  del 

tratamiento. 

Matemáticamente, los modelos se expresan como: 

Bingham plastic: ߬ = 	 ߬௬௣ +  (3.41)…………………………………	ߜ௣ߤ
Donde,  τ  es  el  esfuerzo  cortante,  ߬௬௣  es  el  esfuerzo  cortante  al  límite  de  elasticidad,   ௣ߤ es  la 
viscosidad plástica y ߜ es la velocidad de corte. 
Ley de poder. ߬ =  ௡………………………………………(3.42)(ߜ)ᇱ௙ܭ
Usando  el modelo Hershel  Buckley  de  tensión‐deformación,  la  pérdida  de  presión  para  fluidos 

espumosos en tubería puede determinarse por: ߬௪ =  (3.43) …..………………………(ܮ4)/(ܲ߂ݔ݀)
Donde, d es el diámetro interno de la tubería, ΔP es el diferencial de presión y L es la longitud de 

la tubería. 

La velocidad de corte puede escribirse como: ߜ =  (3.44)……..………………………………݀/(ݒݔ8)
Donde, v es la velocidad promedio del fluido y d es el diámetro interno de la tubería. ௗ௱௉ସ௅ = ߬௬௣ + ᇱ௙[଼௩ௗܭ ]௡………………………..(3.45) 
3.3.4.4 Efectos del apuntalante. 

La introducción de un apuntalante dentro de los fluidos de estimulación aumenta la dificultad de 

predecir la caída de presión debido a la fricción. Harris y cols. desarrolló un método analítico muy 

útil para tomar en cuenta los efectos en la reología por la introducción 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 diseño 

Debido a que  los pequeños cambios de presión 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 presión.  La presión 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  porción  del  sistema  de  flujo.  Con  esta  consideración  básica  el 

siguiente procedimiento ha sido usado para el diseño del tratamiento: 

1.‐ Estimar la presión de fondo BHP necesaria para fracturar la formación y propagar la fractura. 

2.‐ Suponer un espesor y altura de fractura, la cual será abierta durante la inyección. 

3.‐Seleccionar  arbitrariamente  una  calidad  de  espuma  y  gasto  de  inyección  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  información  del  laboratorio  con  la  geometría  de  fractura  supuesta  y  la  presión  de 

fractura. 

5.‐ Calcular la geometría de la fractura resultante del tratamiento: altura, espesor y área. 

6.‐ Si la geometría 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 geometría aceptable. 

7.‐ Determinar la caída de presión a través de la perforación: ∆ ௣ܲ௘௥௙ = ఘ೑௤೛మ଼଴ଽ଴஺೛మ………………………………..(3.46) 
8.‐ Estimar  la calidad de espuma, velocidad, densidad, y viscosidad al fondo del agujero del pozo 

dentro de la tubería. Estos valores serán los mismos que en los pasos 3 y 4 si ∆ ௣ܲ௘௥௙ es pequeña. 
9.‐ Dividir el conducto del fluido, TP o TR, en segmentos. Calcular la diferencia de presión durante 

el tratamiento para cada segmento. Hacer las correcciones necesarias a velocidades, viscosidades, 

densidades y calidades y repetir los cálculos 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, presión de inyección, y gasto superficial de inyección. 

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 inyección en el fondo. 
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3.3.6 Prácticas y procedimientos de seguridad 

Cuando el ܱܥଶ es manejado en el  lugar, se deben de  tomar algunas precauciones   simples para 

asegurar  un  tratamiento  seguro.  Anteriormente,  el   ଶܱܥ fue  descrito  como  un  gas  denso  y  no 

toxico a condiciones atmosféricas; debido a  la densidad del ܱܥଶ en  forma de gas, sin embargo, 

puede desplazar al aire y provocar asfixia. Para minimizar  la exposición, sólo el personal esencial 

debería estar en  el área de inyección de ܱܥଶ y todos los pasos deberían de ser tomadas en cuenta 

para asegurar la ventilación adecuada y tener un suministro de aire auxiliar. 

Cuando el ܱܥଶ es manejado como un líquido frío (0 a ‐20°F [‐18 a ‐29°C]) en el lugar. Los metales 

expuestos al ܱܥଶ  líquido, deberán  ser  tocados  sólo con  las manos enguantadas. Se debe  tomar 

cuidado  en  remover  el  agua  de  las  líneas  de  tratamiento.  El  agua  presente  en  el  sistema  se 

congelará  y  generará  un  tapón.  Para  remover  el  agua  del  sistema,  las  bombas  y  las  líneas  de 

tratamiento de ܱܥଶ deben ser limpiadas con un rápido flujo de combustible diesel. 

Es esencial evitar cualquier situación en la cual el ܱܥଶ pueda estar atrapado sin ningún método de 

seguridad de alivio de presión. Por lo tanto las válvulas de alivio de presión  deben ser colocadas 

en puntos bajos en  líneas de tratamiento donde  los  fluidos densos tenderán a recolectarse y en 

tubos flexibles de ܱܥଶ de baja presión. Permitir a la presión del sistema de ܱܥଶ caer debajo de 63 
psi  [4.43038  ݇݃ ܿ݉ଶ⁄ ]  causará  un  rápido  enfriamiento  y  solidificación    del   .ଶܱܥ El   ଶܱܥ sólido 
podría formar un tapón y de nueva cuenta crear condiciones explosivas. Así  las válvulas de alivio 

de  presión  deberán  establecerse    arriba  de  63  psi  [4.43038  ݇݃ ܿ݉ଶ⁄ ].  Finalmente,  para 

incrementar  el margen  de  seguridad  para  operadores  de  bombas  de ܱܥଶ,  todas  las  bombas  y 

válvulas deberán ser operadas desde ubicaciones remotas. 

3.3.7 Aspectos económicos. 

Conforme los precios del petróleo se moderan, la optimización económica de los tratamientos  de 

estimulación  se  incrementa  urgentemente.  Un  sistema  energizado  o  de  espumas  debe  ser  

considerado cuando:  

(1) La zona está bajo‐presionada y la recuperación del fluido de  fracturamiento es cuestionable, 

(2) La formación 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 deberá   de ser usado. La decisión entre ܱܥଶ y  ଶܰ 
debe ser hecha. 

Una  consideración  importante  es  que  ଶܰ  es  suministrado  y  bombeado  por  la  compañía 

proveyendo el servicio de estimulación mientras que el ܱܥଶ es normalmente suministrado por un 

contratista externo.  

Debido a que la ocupación primaria de los proveedores de ܱܥଶ no está relacionada al campo, ellos 

no proveen equipo especializado de inyección para aplicaciones de fracturamiento. En contraste el 
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tratamiento de  ଶܰ, es especializado a tal grado de que se encuentran listas y disponibles unidades 
consolidadas de bombeo/transporte. 

Cuando  el ܱܥଶ  es bombeado, muchas piezas  separadas del  equipo  deben  ser  conectadas para 

formar un sistema de  inyección  totalmente separado antes de que el bombeo pueda comenzar. 

Por lo tanto, la economía del bombeo de ܱܥଶ en pequeños tratamientos no es tan atractivo como 

para el  ଶܰ. También es exigido normalmente por los proveedores de ܱܥଶ, un orden mínimo 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 ܱܥଶ   en  los  fluidos de  tratamiento,  tiempos de cierre más  largos que para el  ଶܰ 
podrían ser tolerados sin pérdida excesiva de la energía del gas. 

Sin embargo, en pozos muy someros y de bajas temperaturas, pueden ser requeridos tiempos de 

cierre  mayor  con  el   ଶܱܥ en  vez  de  con  el  ଶܰ  para  permitirle  calentarse  lo  suficiente  para  

vaporizar. Los parámetros y requerimientos específicos para cada situación de estimulación deben 

ser analizados cuidadosamente antes de que la decisión de que gas usar sea tomada. 

La  ventaja  principal    que  tienen  los  fluidos  carbonatados  sobre  fluidos  nitrificados,  son  las 

densidades más  grades    cuando  son  tratadas  formaciones  profundas  con    altas  presiones  de 

fracturamiento.  Las presiones hidrostáticas  incrementadas  con ܱܥଶ,  comparadas  con  las de  ଶܰ,  
pueden resultar  en presiones superficiales de tratamiento mucho menores. En tuberías pequeñas 

(2  7/8‐  y  2  3/8‐in  [7.3cm‐  y  6.03‐cm]),  las  propiedades  de  fricción  de  las  espumas  de     ଶܱܥ
observadas en el campo son similares a las presentadas por 9 a 10 lbm [4.08 a 4.54 Kg] de agua de 

salmuera.  Sin  embargo,  las  presiones  superficiales  para  los  tratamientos  con  espuma  de   ଶܱܥ
todavía  podrían  ser  de  1500  a  3000  psi  [105.485  a  210.970  ݇݃ ܿ݉ଶ⁄ ]  más  bajos  que  un 

tratamiento con  ଶܰ. En pozos muy profundos, o en cualquier pozo con presión de fracturamiento 

muy alta, el uso de ܱܥଶ en vez del  ଶܰpuede  reducir  la presión  superficial de  tratamiento a  tal 

grado que se pueden ahorrar miles de dólares en cargos a HP hidráulico. Muchos pozos han sido 

tratados con espumas de ܱܥଶ simplemente porque las limitaciones de la presión de los tubulares 

no permitirían el tratamiento con espumas de  ଶܰ. 
Nomenclatura 

A = Área transversal del paquete de arena, ݂ݐଶ 
Ap = Área transversal de una perforación, ݂ݐଶ ܥூ  = Coeficiente de pérdida de fluido para el fluido de fractura, ݂ݐ √݉݅݊⁄ ூூܥ   = Coeficiente de pérdida de fluido para el fluido de formación, ݂ݐ √݉݅݊⁄ ூூூܥ   = Coeficiente de pérdida de fluido para el fluido de construcción de pared, ݂ݐ √݉݅݊⁄ ݐ݂ ,Coeficiente de pérdida de fluido total = ்ܥ  √݉݅݊⁄  
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ܿ௥ = Coeficiente de la compresibilidad isotérmica  para los fluidos del yacimiento, ି݅ݏ݌ଵ ݀௜ = Diámetro interno de la tubería, pulgadas ݀௢ = Diámetro externo de la tubería, pulgadas 

E = Modulo de elasticidad de Young, psi 

f= Factor de fricción 

h = Altura de la ranura, pies 

 ℎ௙= Altura de la fractura vertical, pies ݇௙ = Permeabilidad de la roca de yacimiento al fluido de fracturamiento, mD ݇௥  = Permeabilidad de la roca de yacimiento al fluido del yacimiento, mD 

L = Longitud de una fractura vertical, medida del agujero del pozo, ft 

l = Longitud de la TR o TP, ft 

P = Presión, psi 

q = Gasto, bpm ݍ௣ = Gasto por perforación, gal/min ݎ௙ = Radio de una fractura horizontal, ft 
t = Tiempo, minutos 

V = Volumen de fluido desplazado del paquete de arena, ݂ݐଷ 
ଵܸ,ଶ = Volumen de la fase de gas a condiciones de presión 1 y 2, ݂ݐଷ 
W  = Espesor de la ranura, pulgadas 

௙ܹ	= Espesor de la fractura, pulgadas 
F = Calidad de espuma, decimal ݇௙௟ = Coeficiente de pérdida de fluido, ݂ݐ/√݉݅݊	[݉/√݉݅݊]  
n = Número de moles 

p = presión, psia [KPa] 

ௗܲ௛ = presión de fracturamiento in situ, psia [KPa] 
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௦ܲ = Presión de superficie 
௦ܲ௖  = Presión estándar, 14.7psia [101.4 KPa] ܵ௦௪ = solubilidad en agua del 	ܱܥଶ, scf/bbl [std ݉ଷ/݉ଷ] 
T= Temperatura, R [K] 

ௗܶ௛ = Temperatura in situ promedio, R [K] 

V = Volumen, scf [std ݉ଷ] 
	ܸ஼ைమ  = Volumen de 	ܱܥଶ, scf [std ݉ଷ] 
	ܸௗ௛ = Volumen a  ௗܲ௛ y  ௗܶ௛, ݂ݐଷ [ ݉ଷ] 
	ܸி = Volumen de espuma, bbl [ ݉ଷ] 
	ܸ௦௖  = Volumen a  ௦ܲ௖  y  ௦ܶ௖, ݂ݐଷ [ ݉ଷ] 
Z = Factor de compresibilidad ݖ	௦௖ = 	ܱܥଶ factor de compresibilidad a  ௦ܲ௖  y  ௦ܶ௖  ଶ factor de compresibilidad aܱܥ	 = ௗ௛	ݖ 1 =  ௗܲ௛ y  ௗܶ௛   
Símbolos griegos 

Γ = Calidad dela espuma, gasto del volumen de la fase gaseosa, fraccional o porcentaje 

Υ = Gravedad específica 

Φ = Porosidad de la roca del yacimiento, fraccional ߤ௘ =  Viscosidad efectiva, cp ߤ௙ = Viscosidad del fluido de fracturamiento, cp ߤ௣ = Viscosidad plástica, cp ߤ௥ = Viscosidad del fluido del yacimiento, cp ߩ௙	 = Peso específico del fluido fracturante (espuma), lbs/gal ߩ௜	 = Peso específico de la fase líquida (espuma), lbs/gal ߬௬	 = Límite elástico, lbf/100 ݂ݐଶ 
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CAPITULO IV: APLICACIONES REALES DE TRATAMIENTOS CON ࡻ࡯૛ Y ࡺ૛. 
 

4.1 Historial exitoso de aplicaciones del  sistema de fracturamiento con ࡻ࡯૛ y ࡻ࡯૛/ࡺ૛. 
1. 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  formación  de 

esquisto Brown en Lincoln Country, West Virginia. 

2. Se  terminó un pozo de  aceite  en  la  formación Redford en Kingsfisher  country, OK. El pozo  fue 

tratado con 75.7 m3  (20,000 gal) de espuma de 75% de calidad 2% KCL/agua y 9979 kg  (22,000 

lbm)  de  arena  de  20/40.  La  producción  inicial  después  del  tratamiento  fue  de  18.3  m3/d 

(115bopd). 

3. Se perforaron 8 pozos en piedra  caliza de  la  formación Pettit   en Arkansas a profundidades de 

1280 a 1448 m con un promedio de porosidad de 15% y permeabilidad de 10 md. La producción 

inicial promediada  fue de 4.8 m3/d de aceite; 30 días después de  la  terminación,  la producción 

había  declinado  de  1.6    a  2.4 m3/d  de  aceite.  Fueron  hechos  cuatro  pozos  con  tratamientos 

convencionales de fracturamiento acidificado con 37.8 m3 de mezcla de ácido mineral y orgánico. 

Estos  pozos  fueron  lentamente  limpiados  y  se  requirió  una  unidad  de  limpieza  de  raíz  para 

recuperar la mayor parte de los fluidos de fracturamiento. La producción inicial después de estos 

tratamientos  estuvo  en  el  rango  de  5.9  a  12.7 m3/d  de  aceite.  Cuatro  semanas más  tarde,  la 

producción había declinado a la original 1.6 a 2.4 m3/d de nivel de aceite. Los otros cuatro pozos 

fueron estimulados con un ácido espumoso con calidad de 60‐65%, que utilizo una mezcla de 15.1‐

22.7  m3  de  ácidos  minerales  y  orgánicos.  El  volumen  total  de  la  espuma  acidificada  fue 

aproximadamente  de  45.4‐75.7 m3.  Estos  pozos  exhibieron  rápida  limpieza  y  fueron  puestos  a 

producción 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 producción inicial 

después del tratamiento estuvo en el rango de 6.6 a 11.4 m3/d de aceite. 

4. 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 neumático, el Devonian a través del espacio anular. 

Para acidificar la formación Devonian convencionalmente fue necesario tirar la tubería y el equipo 

de BN,  correr un puente más,  correr  la  tubería, el  ácido,  limpiar de nuevo,  tirar  la  tubería  y el 

puente  conectado,  entonces  reinstalar  el  equipo  de  BN.  Esta  operación  tomó  dos  semanas.  El 

Devonian  fue acidificado  con nitrógeno puesto abajo a  través del espacio anular  sin  cambiar el 

equipo  sub‐superficial.  El  pozo  estaba  fluyendo  de  vuelta  hasta  la  batería  de  almacenamiento 

dentro de 6 horas. 

5. Un  pozo  produciendo  con  patrón  de  canalización  de  agua  de  5  puntos  en Ward  Country,  Tex. 

Había  declinado  de  2  a  5  BOPD.  Después  de  fracturar  con  75.7  m3    de  salmuera  gelificada 

conteniendo 450 scf/bbl de ܱܥଶ,   el pozo  fluyo  la carga de  regreso, entonces se estabilizó a 90 
BOPD. La compensación de producción del pozo después de un tratamiento comparable sin ܱܥଶ, 
fluyó  solamente 25 BOPD. Nueve meses más  tarde el pozo  fracturado  con ܱܥଶ, estaba  todavía 
produciendo 52 BOPD, el compensado, 15 BOPD. 
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6. El  incremento de producción 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 más ܱܥଶ, 
resultó en un  incremento de cero a una producción colocada de 21 BOPD en un pozo viejo. Otro 

fue incrementado de 4 a 15 BOPD mediante un tratamiento similar. 

7. 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 dañado 

por agua mientras se terminaba la formación Morrow sobre éste. Intentos de volver a obtener la 

producción original mediante la acidificación fueron  inútiles y la zona Chester potencializada sólo 

por 200 Mcf/D. Durante todo el año entero de 1962, la zona produjo solo 3,000 Mcf. El pozo fue 

tratado  a inicios de 1963 con 94.6 m3 de ácido que contenía 1,000 scf ܱܥଶ/bbl, Después de limpiar 

la punta el Chester ha estado produciendo 1,500 Mcf/D a la línea de descarga con una presión de 

52.73 kg/cm2 psi. 

8. Diez pozos de inyección de agua en el campo Aneth, San Jun, Country, Utah, fueron tratados cada 

uno  con  5.678  m3  de  ácido  más   .ଶܱܥ   Después  del  tratamiento  los  pozos  se  abrieron  para 

recuperar el ácido gastado, entonces se pusieron a  inyección de flujo. Los gastos de  inyección de 

agua se incrementaron de dos a cuatro veces en cada pozo. 

9. El dióxido de carbono se ha usado sólo de forma efectiva como fluido de limpieza. Un nuevo fluido 

en Grayson  Country,  Tex.,  no  respondió  bien  a  un  tratamiento  de  agua  gelificada  de  75.7 m3. 

Estaba fluyendo  incrementalmente 16 BOPD. 20 000 kg de dióxido de carbón fueron bombeados 

dentro del pozo y desplazados con menos aceite. Después de este tratamiento, el pozo produjo 31 

BOPD. 

10. Las propiedades surfactantes del ܱܥଶ  fueron utilizadas para remover bloques de emulsión en  la 

formación de San Andrés de  tres pozos en Andrews Country, Texas, el  tratamiento  refinado de 

aceite‐dióxido de carbono incrementó la producción de 30 a 96 BOPD, de 3 a 18 BOPD y de 0 a 41 

BOPD. 

11. A  través de  los últimos 10 años, operadores en busca de yacimientos comerciales en  the Rome 

Trough, no han tenido éxito. La mineralogía compleja de la arena the Rome hizo un cambio en el 

fluido  de  terminación.  Análisis  de  núcleo  indicaron  que  la  formación  era  sensible  a  fluidos 

convencionales, y tratamientos de fracturamiento a altas presiones excluyeron la estimulación con 

espuma de nitrógeno. Consecuentemente,  ingenieros diseñaron espuma de dióxido de carbono, 

que bombearon a través de tubería de 2 7/8 in J‐55 para estimulación de fractura del intervalo the 

Rome.  Los  fluidos  del  tratamiento  se  limpiaron  en  2  días  y  el  pozo  comenzó  a  producir  250 

mcf/día.  Este  único  tratamiento  permitió  a  los  operadores  estimular  zonas  previamente 

consideradas inadecuadas para producción comercial, y generó nuevos lugares para perforar. 

Por  lo  tanto,  de  las  ilustraciones  de  campo  anteriores,  es muy  claro  que  la  estimulación  con 

espumas tiene mejor rendimiento y resultados si se les compara con métodos convencionales. 
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4.2 Resultados de campo 

Más  de  60  pozos  han  sido  fracturados  con  espumas.  La  tabla  4.1  enlista  las  características  de 

tratamientos y resultados para 15 pozos para  los cuales alguna historia está 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  están  entre  4‐veces  y    800‐veces,  basados  en 

productividades en esos momentos antes y después del tratamiento. Los gastos de producción son 

de  2  a  15  veces  los  gastos  de  pozos  convencionalmente  fracturados  en  las mismas  áreas.  La 

producción declinó 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  inyección 

para pozos de menos de 1524 m de profundidad. Para tratamientos a profundidades mayores que 

1524  m,  el  volumen  de  nitrógeno  para  mantener  las  propiedades  de  la  espuma,  es  lo 

suficientemente grande para que  los costos del nitrógeno  incrementen el costo del tratamiento. 

Arriba  de  1524  m  el  costo  del  nitrógeno  es  contrarrestado  por  bajos  requerimientos  de  HP 

hidráulicos y la ausencia de aditivos químicos. 

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 

m3 de espuma y 24 948 kg de arena de malla 20‐40 a 15 bpm. Un tratamiento convencional   de 

este tamaño cuesta $130000 MXN  (aprox.). A 2012 m de profundidad un pozo de gas en Nuevo 

México puede ser fracturado con 174.1 m3  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 tamaño 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 Revisión de los resultados de campo 

Recientemente,  varios  investigadores  han  reportado  exitosas  estimulaciones  por  fracturas  con 

fluidos que contienen ܱܥଶ. Warnok  y cols. describieron  el éxito de la espuma de ܱܥଶ en la región 
Ark‐La‐Tex, y Harris y cols.  reportaron sobre  fracturamiento con  fluidos de ܱܥଶ en  la  formación 

Red  Fork  en  la  cuanca  de  Andarko  en  Oklahoma.  Varios  grupos  también  han  reportado 

estimulación exitosa con fluidos fracturantes de ܱܥଶ en el oeste de Texas y el sureste de Nuevo 
México. La  figura 4.1 muestra  las ubicaciones geográficas para   estas áreas y varias ubicaciones 

adicionales que serán presentadas después. 
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Tabla  4.1  Porcentaje  de mineral  en  las  formaciones Muddy,  Frio,  Queen  City,  Olmos,  Bend 

Conglomerate. 

  Formación, % de mineral.

 
Muddy  Frio  Queen City  Olmos 

Bend 

Conglomerado 

Cuarzo  38 a 56  50 a 80 70 a 80 40 a 77 65 a 75 

Feldespato  37 a 61  5 a 15 cerca de 14 8 a 12 15 a 20 

Calcita  0  1 a 18 cerca de 2 1 a 10 cerca de 20

Dolomita  0 a 2  cerca de 4 cerca de 7 0 a 1 0 

Siderita  0  cerca de 0 0 0 0 

Pirita  0  cerca de 0 0 cerca de 10 0 

Caolinita  1 a 3  1 a 6 1 a 3 2 a 4 cerca de 0

Ilita  0  0 0 0 0 a 7 

Clorita  cerca de 2  1 a 3 1 a 2 5 a 8 0 a 3 

Montmorillonita  0  0 0 0 0 a 2 

Capa‐mixta 

Ilita/Montmorillonita 
cerca de 3  1 a 16  2 a 7  4 a 15  0 

15% de HCl soluble  1 a 5  10 a 50 4 a 10 1 a 11 2.5 a 14 

Hierro soluble en ácido  0.2 a 0.3  0.6 a 1.9 0.7 a 1.0 0 a 1.2 0.4 a 2.9 

 

La  región de  la  costa del  golfo  en  el  sur de  Texas  es otra  área donde  los  fluidos  con ܱܥଶ  son 
exitosos, La formación Frio (4000 a 11000 ft [1220 a 3355 m])  y la formación Queen City (4000 a 

10000 ft [1220 a 3050 m]) ambas responden bien a  los tratamientos de espuma de ܱܥଶ, 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   ଶܱܥ tienden  a  dar  una  mejor  producción  y  una  limpieza  más  rápida  después  del 

fracturamiento. 
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4.4 Comparación de los resultados de aplicar tres diferentes fluidos de fracturamiento 

energizados con  ࡻ࡯૛, en pozos de campos en Alberta, Canadá. 

En  los  pasados  años,  yacimientos  superficiales  de  gas  al  sur  de  Alberta    a menudo  han  sido 

tratados con fracturamiento, con el objetivo principal de minimizar costos de terminación de estos 

pozos marginales. Estrategias tales como simplificación de logística para tomar ventaja de la escala 

económica, y reducción 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  economía  de  ambas 

formaciones: Medicine Hat y Milk River. El objetivo final del proyecto fue improvisar la economía 

total    por medio  del  incremento  de  la  producción,  en  vez  que  basarse  solamente    en  costos 

reducidos. Pruebas exitosas proveyeron  justificación   para  futuro espaciamiento de  fondo en el 

campo.  El  impacto  de  variar  el  gasto  de   ଶlíquidoܱܥ relativo  al  fluido  base  en  12  pozos  fue 
observado. 

Los  resultados de producción  inicial han  sido exitosos   y  sugieren  fuertemente  la posibilidad de 

doblar los gastos de producción a largo plazo, 

4.4.1 Introducción 

Campos de gas poco profundos comúnmente existen en la región sureste de Alberta cerca de  las 

formaciones   Medicine Hat  y Brooks. El gas es  típicamente producido de  las  formaciones   Milk 

River, Medicine Hat y de  las areniscas de  la formación 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 históricamente una variedad de estabilizadores de arcilla. Además, para 

ayudar a  la rápida recuperación de  la carga de  fluidos y minimizar el daño a  la  formación, estos 

tratamientos  han  sido  energizados  frecuentemente  con  pequeñas  cantidades  de  dióxido  de 

carbono líquido o Nitrógeno. 

Colectivamente  referido  como  un  proyecto,  estas  terminaciones  han  sido  diseñadas  para 

minimizar el costo y optimizar logística. 

Los tratamientos de fractura en estos pozos se han adherido históricamente   al mismo principio. 

Estas  consideraciones  de  diseño  han  dictado  que  el  volumen más  grande  de  apuntalante  sea 

colocado con una cantidad mínima de fluido, gas  y equipo, y hacerlo en varios pozos cada día, de 

tal modo que se minimicen los costos totales de operación. 

(*)Crosslinker:  No  existe  una  traducción  al  español  de  este  término,  en México  se  les  llama    “Polimeros  extendedores  de 

viscosidad”, son polímeros 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 metálicas 

y su  función 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 polímeros se adhieren a estas caras, facilitando la hidratación de cada unidad de arcilla, 

para que su estructura se rompa y forme caras y bordes cruzados, que dan como resultado un fluido más viscoso. Crosslinking se 

refiere únicamente 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 está hidratada. 
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Muchos  tratamientos han sido bombeados usando  fluidos base agua crosslinked  (*) energizados 

ya  sea  con  nitrógeno  o  dióxido  de  carbono  líquido.  Los  requerimientos  del  fluido  han  sido 

minimizados por medio del uso del volumen de fluido de bache colchón pad (usualmente menos 

de  6  ݉ଷ)  y  altas  concentraciones  de  apuntalante.  La mayoría  del  apuntalante  es  usualmente 

bombeado  a  concentraciones  mayores  de  1600  ݃ܭ ݉ଷ⁄   con  la  mayoría  de  los  tratamientos 

incluyendo    20  a  30  toneladas  de  apuntalante  de malla  20/40  inyectado  TR  abajo.  Aunque  la 

mayoría  de  los  pozos  han  usado  tradicionalmente  2‐3  etapas  de  fractura,  la  tubería  flexible 

recientemente  se ha vuelto un método común de colocar  tratamientos  similares en un número 

incrementado  de  intervalos    en  una  sola  operación  de  fracturamiento.  Colectivamente  estas 

técnicas  han  permitido  que  varios  tratamientos  sean  realizados  en  un  solo  día  mientras 

significativamente reducen el costo total por etapa. 

 

A pesar del éxito económico de estos proyectos en el pasado, su rentabilidad disminuye conforme 

más prospectos marginales son evaluados. Un proyecto piloto se realizó para evaluar el  impacto 

de    la  variación  de  la  cantidad  de  dióxido  de  carbono   (ଶܱܥ) líquido  relativa  al  fluido  en  los 
tratamientos  de  fractura.  El  objetivo  fue  incrementar  la  producción  sin  incrementar 

substancialmente    los  costos  totales  de  terminación.  Pruebas  exitosas  proveerán  el  incentivo 

económico  para proceder con un programa de perforación de relleno en el área. 

4.4.2 Descripcción del proyecto. 

El proyecto piloto  fue diseñado para evaluar  los efectos de añadir  tres gastos discretos de ܱܥଶ 
líquido al fluido base. Un total de doce pozos fueron escogidos como candidatos, con cada sistema 

de  fluidos  tratando 4 pozos. Estos pozos están  localizados en el área 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 desempeño final de los pozos. 
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alternativos. El  fluido base consistió de un gel   de goma guar Carboximetil Hidroxipropil CMHPG 

(Carboxymethyl Hydroxypropyl Guar) de   3 ݇݃ ݉ଷ⁄  en agua con un crosslinker circoniado (el cual 

tiene  un  reticulante más  resistente  a  la  temperatura).  El   ଶܱܥ líquido  iba  a  ser  añadido  a  ଷ݉ݏ 50 ⁄ଷ݉ݏ . El volumen de fluido de bache colchón (pad) fue lo suficientemente alto para llenar el 

agujero  antes de que  se  empezara  con  el  apuntalante.  La  concentración  del  apuntalante  en  la 

mezcladora  fue  incrementada  a  1,800  ݇݃ ݉ଷ⁄   muy  rápidamente  para  minimizar  los 

requerimientos  de  fluidos  y  fue  diluido  con  el   ଶܱܥ para  arrojar  una  concentración  efectiva 
agujero‐abajo de 1,648 ݇݃ ݉ଷ⁄  ૛ࡻ࡯ . a  alto  gasto  asistido.  El  tratamiento  de   ଶܱܥ 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 ݇݃ ݉ଷ⁄  en agua con un crosslinker circoniado. En este diseño, sin embargo, el ܱܥଶ líquido iba a ser añadido a un gasto de  150 ݉ݏଷ ⁄ଷ݉ݏ . La etapa del fluido de bache colchón 

(pad) también fue sólo lo suficientemente grande para llenar el agujero  antes de que se empezara 

con  el  apuntalante.  La  concentración  de  apuntalante  en  la  mezcladora  fue  rápidamente 

incrementada a 2,000 ݇݃ ݉ଷ⁄    y fue diluido con ܱܥଶ para resultar en una concentración efectiva 
agujero‐abajo de 1,568 ݇݃ ݉ଷ⁄ . 

Espuma de ࡻ࡯૛. El tratamiento de espuma de ܱܥଶconsistió de un gel CMHPG (guar Carboximetil 

Hidroxipropil) linear de  3.6 ݇݃ ݉ଷ⁄  en un fluido base de 80% de agua – 20% metanol. La inclusión 

del metanol en el  fluido base  tiene varios beneficios. Primero, el volumen de agua es  reducido 

incluso más  como  se  ve  en  la  figura  4.5.  Segundo,  la  solubilidad  del   ଶlíquidoܱܥ en  la mezcla 

agua/metanol es  incrementada,  lo que  se  cree que ayudará más en  la  recuperación de  fluidos. 

Finalmente, el metanol reduce la tensión superficial del fluido. La calidad de la espuma en el fluido 

de bache colchón (pad) comenzó a 70% y decreció a través del tratamiento a 40%. Esto permitió 

una  concentración  de  apuntalante  en  el  fondo  del  agujero  de  1,200  ݇݃ ݉ଷ⁄  mientras    en  el 

mezclado fue de 2,000 ݇݃ ݉ଷ⁄ . 
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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 ܱܥଶ y/o  ଶܰ como fluidos de fracturamiento para estimulación de pozos mediante el 

fracturamiento hidráulico.  

Se  presentaron  los  diferentes  tipos  de  fluidos  de  fracturamiento  para  poner  en  contexto  la 

selección del ܱܥଶ y/o  ଶܰ, conociendo  las características de otros fluidos de fracturamiento y así 

poder ponderar las ventajas que se tienen con los fluidos de fracturamiento base ܱܥଶ y/o  ଶܰ. 
En  el  marco  teórico  se  describen  las  características  petrofísicas  de  la  formación  que  son 

determinantes para el diseño de la fractura y selección del fluido de fracturamiento; se describen 

también:  las presiones  involucradas en el tratamiento a  la  formación,  fenómenos  involucrados y 

características mecánicas de la roca para entender cómo se forma la fractura y de qué tipo se debe 

diseñar  ésta,  de  acuerdo  al  tipo  de  formación;  y  finalmente  se  describen  las  características 

reológicas del  fluido, con  lo cual  se  tienen  las bases para entender  las ventajas que brindan  los 

fluidos de  fracturamiento base ܱܥଶ y/o  ଶܰ y cómo  se  logrará aumentar  la productividad de  los 

pozos en donde se apliquen estos tratamientos. 

Las propiedades de  los fluidos de fracturamiento base ܱܥଶ y/o  ଶܰ ayudan a cumplir eficazmente 

los objetivos de fracturar una formación, pues hay una mayor y más rápida recuperación del fluido 

inyectado  al  terminar  el  tratamiento,  son  gases  inertes  por  lo  que  no  reaccionarán  con  la 

formación, una vez finalizado el tratamiento facilitan la limpieza del pozo, es relativamente fácil la 

obtención de estos gases, existe bajo  filtrado de  fluido de  fracturamiento a  la  formación; con el 

uso de ܱܥଶ y/o  ଶܰ se tiene buena capacidad de suspensión 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 formación debido a que causan mínimo 

daño  porque  no  hay  hinchamiento  de  arcillas.  Estas  propiedades  son  las  que  proporcionan 

ventajas  al uso de  los  fluidos de  fracturamiento  en  los que  se  seleccionó  el ܱܥଶ  y/o  ଶܰ  como 

fluidos base y que finalmente facilitan cumplir los objetivos del fracturamiento hidráulico, que son 

incrementar la producción mediante el aumento del radio efectivo de drene y con el bajo filtrado 

de fluido de fracturamiento se evita el daño a la formación. 

Otras ventajas que se tienen con la selección de fluidos de fracturamiento base ܱܥଶ y/o  ଶܰ 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  reducción de  la conductividad de  la  fractura  también es 

minimizada. 

 

2. Gracias a  la alta viscosidad del  fluido de  fracturamiento  con ܱܥଶ y/o  ଶܰ    se  crean  fracturas 
verticales más amplias y fracturas horizontales de área mucho mayor. 

 

3. Debido a las bajas pérdidas de presión por fricción, se reducen los caballos de fuerza necesarios 

para la inyección del fluido de fracturamiento. 
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4. El  Bajo  contenido  de  líquido  en  el  fluido  de  fracturamiento  reduce  los  caballos  de  fuerza 

necesarios para la inyección, la poca cantidad de líquido resulta en baja presión hidrostática, la 

cual,  en  cambio,  resulta  en  condiciones  bajo  balance  poco  después  de  abrir  el  pozo, 

minimizando  la  entrada  de  fluido  y  el  daño  a  la  formación.    Los  costos  de    transporte  y 

almacenamiento de agua son menores. Los tiempos de arranque y recuperación de la carga de 

agua son mucho menores. La mayor parte de  la carga de agua que se  inyectó 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 inyección de 

fluido de fracturamiento y gastos de inyección 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 

comparándolo  con  el  costo  de  tratamientos  usando  fluidos  de  fracturamiento  convencioanles, 

esto debido a que se requieren mayores volúmenes de ܱܥଶ o  ଶܰ para mantener las propiedades 

de la espuma y seguir teniendo las ventajas que aportan estos gases. 

El sistema de ܱܥଶ/ ଶܰ 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 producción 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 ܱܥଶ líquido o ܱܥଶ/ ଶܰ es un pozo de 
gas  seco  que  tiene  las  siguientes  características:  formación  de  arenisca  sucia,  dañada,  bajo 

presión, bajo saturado con sensibilidad al fluido. 

 

Históricamente  los  resultados demuestran que  los  sistemas de ܱܥଶ  líquido y ܱܥଶ/ ଶܰ    son muy 

exitosos en algunas formaciones pero no en otras. 

El proyecto piloto de  la  aplicación del  tratamiento de  tres diferentes  fluidos de  fracturamiento 

energizados  con   ,ଶܱܥ en  doce  pozos  de  un  campo  petrolero  en  Alberta,  Canadá;  llevó  a  las 

siguientes conclusiones: 

1. Usando un sistema con  fluido de  fracturamiento espumoso base ܱܥଶ, en vez de  los sistemas 

convencionales de baja  tasa de ܱܥଶ, se pueden  incrementar significativamente  los gastos de 

producción a  largo plazo, porque  con una calidad de espuma mayor a 75%  se  recupera más 

fluido de fracturamiento que con tratamientos convencionales, evitando daño a la formación o 

reducción de la conductividad de las fracturas. 

2. Incrementando solamente el contenido de ܱܥଶ, no se  impacta  la producción a  largo plazo de 

los gastos de producción. 

3. Al  reducir  la  concentración máxima  de  apuntalante  no  se  tuvo  un  impacto  negativo  en  la 

producción de los pozos. 
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4. La gran cantidad de ܱܥଶ en la espuma de tratamiento no incrementó significativamente el flujo 

de retorno del apuntalante en los pozos observados. 
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