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INTRODUCCION

Esta tesis tiene por objetivo proporcionar informacidén necesaria acerca de los pozos que requieren
la aplicacién de la técnica de frac-pack, asi como los pasos para su disefio y aplicacion.
Posteriormente se analizan dos casos historicos donde se ha aplicado esta técnica para comprobar
sus resultados. El trabajo se realizé buscando la informacién basica, desarrollando los temas en
base a articulos publicados en tema de fracturamiento hidraulico en yacimientos de alta
permeabilidad y localizando imagenes que pudieran ofrecer un apoyo a la comprension del tema.

El fracturamiento hidraulico en yacimientos de alta permeabilidad tanto para controlar Ia
produccidn de arena y sobrepasar el daifo a la formacion es una técnica de terminacidn de pozos
ampliamente aceptada. Actualmente una de las primeras decisiones que deben tomarse durante
la planificacién del desarrollo de campos que producen arena, es acerca de la conveniencia o no
de utilizar esta técnica de frac-pack; que es una combinacién de estimulacién por fracturamiento
seguida de un empaque de grava. Mas de dos décadas de éxitos prueba que esta técnica mejora
significativamente la productividad del pozo (en comparacién con otros métodos, por ejemplo,
gravel-pack).

Los tratamientos de frac-pack estan creciendo en forma continua dentro del conjunto de técnicas
de control de la produccién de arena, asi como también en términos de numeros de trabajos
realizados. Estos tratamientos representan el 65% de las terminaciones con control de arena en el
Golfo de México, EUA. En Africa occidental, cerca del 5% de los tratamientos de control de la
produccidn de arena son tratamientos de frac-pack, y en América Latina, se aplica esta técnica al
3% de los pozos. Desde sus inicios en la década de 1990, la técnica de frac-pack se ha convertido
en uno de los métodos mas utilizados en las operaciones de terminacion de pozos en formaciones
pobremente consolidadas.

La compaiiia Shell fue la primera en utilizar el término frac-pack a principios de 1960 para describir
aquellas terminaciones de pozos realizadas en Alemania que eran hidraulicamente fracturadas
previo al empaque de grava. En la actualidad, la expresidn fracturar y empacar (frac-packing) se
refiere a tratamientos de fracturamiento en los que se induce un arenamiento para controlar el
largo de la fractura (TSO, tip-screenout). Estos tratamientos crean fracturas cortas y anchas y
empacan grava detrds de los cedazos (filtros); todo en una sola operacién. Las fracturas
apuntaladas y altamente conductivas resultantes sobrepasan el dafio de formacién y mitigan la
migracién de finos, mediante la reduccién dela caida de presién y de la velocidad de flujo cerca del
pozo.

La técnica de frac-pack reduce las caidas de presién causadas por el dafio a la formacion vy las
restricciones impuestas por los componentes de la terminacidn, las cuales se hallan comdnmente
representadas por un valor adimensional conocido como factor de dafio. A diferencia del
empaque de grava (gravel-pack) el factor de dafio asociado con la técnica de frac-pack disminuye a
medida que los pozos producen y los fluidos de tratamiento se recuperan y, en consecuencia, la
productividad tiende a mejorar con el tiempo.
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CAPITULO 1

GENERALIDADES Y SELECCION DE POZOS CON ALTA
PERMEABILIDAD CANDIDATOS PARA FRACTURAMIENTO

El fracturamiento hidrdulico ha sido una técnica muy exitosa en la estimulacidon de pozos con baja
permeabilidad. Los avances tecnoldgicos han podido proporcionar bastantes opciones de
optimizacién de las fracturas y asi obtener un mejor desempefio en la produccion de los pozos.
Dichos estudios han alcanzado, en los ultimos afios, tecnologias de disefio para poder aplicar el
fracturamiento hidraulico en yacimientos de alta permeabilidad mediante la técnica de
fracturamiento y empaque, también llamada frac-pack. El rango de permeabilidades consideradas
por el fracturamiento se presenta en la siguiente tabla:

Tipo de yacimiento
Permeabilidad Gas | Aceite
Baja k<0.5md k<5md
Moderada 0.5<k<5md 5<k<50md
Alta k>5md k > 50 md
Tabla 1.1 Valores de permeabilidad considerados en el fracturamiento hidrdulico

El principio de una fractura hidrdulica en un pozo es hacer fallar a la formacidn, creando una
ruptura causada por la inyeccion de un fluido. La propagacion de la fractura en la formacion se
logra mientras se sigue inyectando dicho fluido a altos gastos. La presidén necesaria para iniciar la
ruptura es considerada mucho mayor que la necesaria para lograr propagar la fractura creada.
Después, en algin momento de la inyeccidn se agrega un agente sustentante al fluido que
mantendrd la fractura abierta. Asi, se crea un camino conductivo para el flujo de fluidos del
yacimiento al pozo.

A diferencia de un fracturamiento tradicional en bajas permeabilidades, en un tratamiento de
fracturamiento y empaque (frac-pack) se crean fracturas muy anchas y de corta longitud. La
longitud de la fractura usualmente es igual o menor de 50 pies, y el ancho de la fracturaesde 1 a 2
pulgadas (Figura 1.1). Las fracturas después de ser apuntaladas operan como canales conductivos
gue facilitan la recuperacién de los fluidos del yacimiento y disminuyen las caidas de presién. El
apuntalante que es empacado dentro de la seccidn anular previene la migracion de finos hacia el
pozo. En otras palabras, el control de arena, el incremento de la producciéon y la longevidad del
yacimiento son el centro de todo tratamiento de frac-pack.

P 20 a 50 pies
N\ '

1a2pulgadas

Espacio Anular Empacado
Figura 1.1- Fractura tipica de un tratamiento de frac-pack. Las dimensiones de la fractura se logran mediante la técnica

A
Y

Fractura Empacada

de TSO que restringe la propagacion de la fractura y subsecuentemente la “ensancha”.
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La técnica de frac-pack para crear una fractura que posteriormente va a ser apuntalada consiste
en bombear un fluido fracturante libre de agentes sustentantes conocido como “volumen de
colchon”, seguido de un fluido conocido como “lechada” (este fluido contiene concentraciones de
apuntalante). El fluido de colchdon eventualmente se filtrard hacia el yacimiento debido a la
pérdida de fluido. Esta pérdida de fluido deshidratard a la lechada originando zonas de baja
presion que restringiran la propagacion de la fractura. Como resultado, la fractura serd apuntalada
gradualmente desde sus extremos hasta el pozo, y hasta que se logre obtener el ancho de fractura
Optimo. La figura 1.2 muestra la respuesta de la presidén que corresponde a estos eventos.
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Figura 1.2 — Tratamiento de frac-pack. La respuesta de la presion de tratamiento de fondo de pozo para un tratamiento
de TSO efectivo demuestra un aumento significativo de la presién neta asociado con el empaque de apuntalante en una
fractura ancha, mds que la propagacion de la longitud y el crecimiento vertical. Como sucede en el empaque de grava
convencional (gravel-pack), la presencia de un pico en la presion de superficie indica el empaque completo del espacio
anular existente entre el filtro (cedazo) y la tuberia de revestimiento. (Ipc = psia y laa = libras de apuntalante agregado)
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La clave del fracturamiento en altas permeabilidades es la técnica de tip-screenout (TSO), que es
un procedimiento en el cual se detiene el crecimiento lateral de las fracturas para después poder
“inflarlas” y sustentarlas con el apuntalante necesario, dando como resultado el tipo de fractura
mencionada anteriormente.

Ademds del mejoramiento de la produccidn, existen muchas razones para realizar el
fracturamiento en yacimientos de alta permeabilidad tales como:

- Sobrepasar la zona dafada entre el pozo y la zona productora

- Controlar la desconsolidacién de arena

- Reducir la depositacién de finos y asfaltenos durante la produccion

- Evitar la conificacién de agua

- Mejorar la comunicacién entre el yacimiento y el pozo

- lgualar la distribucién de flujo a lo largo de grandes intervalos productores

Fracturamiento hidraulico en yacimientos de alta permeabilidad 3
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1.1 Historia del frac-pack

La compaiiia Shell Oil en Alemania fue la primera en usar el término frac-pack a principios de 1960
para terminaciones con control de arena que fueron fracturadas hidraulicamente (Ellis 1998). Otra
de las primeras operaciones de frac-pack data de 1963 en un campo de Venezuela, a una pequefia
escala bombeando un aceite crudo viscoso con arena. A pesar de que estas operaciones fueron
exitosas, esto ocurrié dos décadas antes de que la técnica fuera aplicada ampliamente. Después
de 1985, el estudio del frac-pack aumento, impulsado por el mejoramiento de la producciéon
debido a las ventajas de este tratamiento en comparacidon con otros métodos de terminacion
como el gravel-pack, para el desarrollo de reservas de hidrocarburos y el desarrollo en aguas
profundas en el golfo de México.

El interés por la técnica de frac-pack surgidé a principios de la década de 1980, cuando se
comenzaron a fracturar formaciones de alta permeabilidad utilizando técnicas TSO (tip-screenout).
En 1980 se realizo el primer trabajo de TSO exitoso en una arenisca. Las fracturas apuntaladas mas
anchas obtenidas, produjeron aumentos de la produccion sostenida en la Bahia de Prudhoe y en
los campos Kaparuk, ubicados en el Talud Norte de Alaska, EUA. Estos resultados atrajeron la
atencién de productores de otras dreas y motivaron la evaluacién de los fracturamientos TSO
como técnica de control de arena. Después de 1985, aumenté el interés por la técnica de frac-pack
como consecuencia de la actividad desarrollada en el Golfo de México, donde muchos pozos con
empaques de grava convencionales (gravel-pack) no alcanzaban la productividad adecuada.

Al principio de la utilizacién del frac-pack, la aplicacion del método TSO para la estimulaciéon con
fractura en pozos altamente desviados fue controversial, creando muchas preocupaciones
relacionadas con el incremento en los costos, crecimiento de las fracturas cerca del contacto con
agua, la falta de alineacion entre el plano de fractura y el eje de desviacidn del pozo. El equipo de
bombeo ha sido mejorado durante los Ultimos 10 afos. Por ejemplo, para satisfacer la demanda
de los pozos costa fuera, el nimero de barcos en el Golfo de México se incrementd de 5 en el afio
de 1985 a 13 en el 2003. Actualmente existe la posibilidad de que se concluyan de 100 a 200
trabajos de frac-pack por mes. De igual manera, se han realizado estudios sobre fluidos,
apuntalantes y otros aditivos para el tratamiento y este tenga un éxito mayor. Se han desarrollado
fluidos no tdxicos para cumplir con las regulaciones sobre el medio ambiente. Para poder evaluar
la cobertura de las fracturas, se cuenta con herramientas de fondo de pozo que cuentan con
medidores de temperatura, mandmetros, etc.

La técnica de frac-pack comenzd a ser el método preferido para controlar la produccién de arena
en el Golfo de México, donde varios yacimientos de petréleo y gas yacen debajo del agua, en areas
donde la profundidad del lecho marino excede los 914 metros. Durante 1992, BP completé
tratamientos de frac-pack en el Bloque 109 del Caidn de Mississipi, donde las profundidades del
agua varian entre 260 y 460 metros. Unos pocos afios mas tarde, Chevron y Shell utilizaron ésta
técnica para desarrollar campos en areas donde la profundidad del lecho marino alcanzaba los 914
metros.

Fracturamiento hidraulico en yacimientos de alta permeabilidad 4



Generalidades y seleccion de pozos con alta permeabilidad candidatos para fracturamiento

La transferencia de tecnologia y el éxito de la técnica de frac-pack en otras dreas, tales como
Indonesia, Mar del Norte, Medio Oriente, Africa Occidental y Brasil, estdn contribuyendo a
expandir aun mas la aplicacion de esta técnica en todo el mundo. La estimulacidn por
fracturamiento hidraulico y empaque (frac-pack) en yacimientos de alta permeabilidad ahora
representan el 20% del mercado de fracturamiento hidraulico.

1.2 Estimulacion de pozos

Uno de los principales objetivos de la industria petrolera es el de recuperar la mayor parte de los
hidrocarburos que se encuentran en los yacimientos. En muchas ocasiones los yacimientos
requieren de una ayuda externa para lograr este objetivo. La estimulacidn de pozos es una técnica
gue nos ayuda a mantener o mejorar la produccién de los pozos petroleros.

La estimulacién de un pozo es la actividad que se encarga de restituir o crear canales de flujo en la
roca productora para poder aumentar la produccidn o inyectabilidad de fluidos, y tiene el objetivo
de lograr una mayor conductividad entre los canales de flujo creados y la formacién. Esta actividad
puede ser llevada a cabo tanto para pozos de gas como para pozos de aceite como herramienta
para eliminar el dafo (s), asi como para resolver problemas asociados con la produccion de
hidrocarburos.

Existen muchos avances tecnoldgicos como simuladores y equipo de laboratorio que nos permiten
detectar pozos candidatos a estimular, diagnosticar su dafio y proponer los disefios mas
adecuados en forma rdpida y con mayor certidumbre. La seleccion del método mds adecuado para
la estimulacion depende de distintos factores tanto técnicos como econdmicos, siendo estos
ultimos los que determinan con mayor peso la seleccion del tratamiento. Existen en la actualidad
diversos tipos de estimulacién tales como fracturamiento hidraulico, acidificacion matricial,
fracturamiento acido y fracturamiento con espuma. Todos estos tratamientos tienen por objetivo
el mejorar el indice de productividad de los pozos. Existe una amplia gama de literatura técnica y
tedrica de estos tipos de estimulacién que pueden ejecutarse en un yacimiento de acuerdo con
sus caracteristicas.

1.2.1 Efectos de la estimulacion en un pozo petrolero

La ecuacidn de Darcy en su forma mds simple se puede usar para conocer la respuesta de un pozo
productor. En condiciones de flujo permanente, suponiendo un yacimiento radial circular como el
mostrado en la figura 1.3, se tiene la ecuacién de Darcy para condiciones ideales de flujo:

_ Zﬂkh(pws_pwfideal)
ulIn(re/my)

En esta ecuacidn la permeabilidad esta referida a una permeabilidad equivalente, efectiva a los
fluidos del yacimiento, funcién de la heterogeneidad de la formacién y otros factores; q es el gasto
del pozo, h es el espesor del intervalo productor, pyfigeqa: €S la presion de fondo fluyendo en
condiciones de flujo ideal, u es la viscosidad de los fluidos del yacimiento, 7,, es el radio del pozoy
1.€es su radio de drene.
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Pws

Pwf ideal
Pws | Pwf reats”” Pws
- ——

re
Figura 1.3 — Condiciones esquemadticas del flujo Darcy en un yacimiento radial circular.

La ecuacion anterior es vélida para condiciones en las cuales no existiera una alteracion en la
permeabilidad en la vecindad del pozo, asi como ninguna restriccion de flujo. En condiciones
reales, es comun que exista una caida de presion adicional, Ap,, la cual fue definida en funcidn del
“efecto de skin”, S, por Everdingen y Hurst.

Aps = prfideal - prfreal ..................................................... (12)
Dada por:
_aH
Ds = 5 Seeeeeesssssssssssssss s s s (1.3)
De donde:
pwfideal = %S + pwfreal .................................................. (14)

Sustituyendo py rigeq: €N la ecuacion 1.1 se tiene:

__ 2mkh(Pws—Pwfreal)
plIn(re/my)+5]

Ecuacion que en su forma mas sencilla representa las condiciones reales de flujo del yacimiento al
pozo, donde S es matematicamente adimensional. Cada uno de los términos de esta ecuacion
afectaran directamente a la produccion, pero los Unicos pardmetros que se pueden modificar se
restringen a la permeabilidad, k, y al efecto skin, S. un valor bajo de permeabilidad o un valor alto
del efecto skin provocaran una baja productividad en el pozo.

En un tratamiento tradicional de fracturamiento la meta principal es lograr un aumento de la
permeabilidad provocando un aumento en la produccion del pozo, y el efecto de dafio toma un
papel secundario debido a que las fracturas sobrepasan por mucho la profundidad del dafio. En el
caso del tratamiento de frac-pack, se busca eliminar el efecto de dafio en la vecindad del pozo
mediante la creaciéon de fracturas de gran amplitud (de 1 a 2 pg) y de corta longitud (de hasta 50

pies).
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1.3 Daio a la formacion

El dafio en un pozo petrolero se manifiesta como la pérdida de productividad o inyectabilidad,
parcial o total, natural o inducida, como resultado de un contacto de la roca con fluidos vy
materiales ajenos a la formacién, o como resultado de un obturacién de los canales de flujo
durante la vida productiva natural del pozo. Todo esto da como resultado el desarrollo de una
zona de permeabilidad alterada conocida como “zona dafada”. Este resultado es un limitante para
la produccién de fluidos ya que éste se manifiesta en las paredes del pozo restringiendo el flujo. El
dafo se considera como una caida de presidn adicional en la produccién de fluidos en la vecindad
del pozo, impidiendo un comportamiento ideal de producciéon que nos permitiera obtener la
maxima recuperacion de hidrocarburos del yacimiento.

Las razones por las cuales se puede originar el daifo se presentan principal e inicialmente en Ila
perforacidn y se van agravando con los procesos de cementacién de tuberias, terminacion y
durante la vida productiva del pozo, asi como con los trabajos de estimulaciéon que se realicen. La
fuente principal de su origen es el contacto de materiales extrafios con la formacién productora.

Es importante analizar las causas de la caida de presidn que se tienen al llevar los fluidos desde el
yacimiento al pozo. Esta caida de presion, 4p,, controla en gran medida el caudal de entrada de
fluidos al pozo. Esta caida de presidn se compone de:

Apr = Apgm + Apga + Ape + Appe + APaisp + BDtp = Dws — Dwfeeeeeeeeseereesnns (1.6)
Ddnde:

- Apgp,: Caida de presion requerida para mover los fluidos a través de la formacion en la
zona no alterada:

- Apgq: Caida de presion requerida para mover los fluidos a través de la zona alterada.

- Ap,: Caida de presidn causada por la turbulencia del fluido al entrar al pozo.

- Apyc: Caida de presion asociada con la penetracion parcial de la zona productora y/o
efecto de la inclinacidn relativa de la formacidn con el eje del pozo.

- Apgisp: Caida de presion asociada con los disparos (penetracion, desfasamiento y
densidad)

- Apyp: Caida de presion asociada con el flujo a través de los tuneles de los disparos.

Para determinar la caida de presidon Ap,, se requiere registrar la presion de fondo del pozo y su
variacion con el tiempo, lo cual se hace con un registrador adecuado. El analisis de la variacion de
la presién de pruebas de incremento o decremento, conduce a determinar una presion de fondo
fluyendo real, puseq. Si se considera una terminacién con agujero descubierto y la inexistencia de
alteracion alguna en la vecindad del pozo, el valor de la presién de fondo fluyendo seria diferente
y se podria indicar como pyyigeq. En estas condiciones y como se mostré en la figura 1.2 se define
una diferencia de presion entre |a pyyidea Y 12 Pusrea, dada por la ecuacion 1.2.
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El concepto de efecto skin fue introducido por primera vez por Hurst y Van Everdingen, quienes
proponen al factor de dafio como una manera de cuantificar el flujo no-ideal sobre el
comportamiento de la produccidn de fluidos del yacimiento hacia el pozo. Matematicamente el
efecto de dafio no tiene dimensién fisica. Este efecto de dafio esta indicado por la ecuacién 1.3, y
en unidades de campo se tiene que:

. 141.2 q(BPD)u(cp)B,(adim) .
Apg(psi) = k(md)h(pie)" NY (15 IO (1.7)

La Ap, se debe a las caidas de presidn adicionales causadas por los efectos de: |la zona alterada de
la formacion (Apyq), la turbulencia al llegar los fluidos a los disparos (Ap;), la terminacion relativa
del intervalo disparado con la zona productora (Ap.) y a la restriccidn al flujo por el patrén y
penetracion de los disparos (Apg;sp) Y por las restricciones en los tuneles de las mismas (Apy,), es
decir:

Aps = Apfa + Ape + BPpc + APaisp + ADipereevevesevserersseiseiinnnnn, (1.8)

En consecuencia se le puede asociar a cada caida de presion un factor de pseudodaiio, por lo que
el efecto skin, S, estd compuesto por los pseudofactores:

Ddénde:

- S¢q: Factor de dafio real de la formacion

- S¢: Pseudofactor de dafo por turbulencia

- Spc: Pseudofactor de dafio por terminacion

- Saisp: Pseudofactor de dafio por disparos

- S¢p: Pseudofactor de dafio por los tuneles de los disparos

Dado que las pruebas de presién permiten obtener el efecto skin o factor de dafio total, S, este
valor estard influenciado por el factor de dafio verdadero a la formacién y los otros
pseudofactores, algunos de los cuales pueden tomar valores negativos, positivos o nulos. En la
estimulacién solo compete el factor de dafio verdadero, S, y el pseudofactor por restricciones en
los tuneles de los disparos, por lo que es de extrema importancia cuantificar los componentes del
efecto skin y asi estimar el efecto de la estimulacion dirigida a la remocién del dafio verdadero de
la formacidn en la vecindad del pozo y la eliminacidn de las restricciones en los tuneles de los
disparos.

Considerando un sistema tipico de flujo de un pozo (figura 1.4), suponiendo que el pozo se
encuentra terminado en agujero abierto y que los pseudofactores de dafio son nulos, se tendria un
factor de dafio, S, debido exclusivamente al dafio verdadero, por efecto de una zona alrededor del
pozo con una permeabilidad, kx, diferente a la de la zona virgen de la formacion, k.
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zona virgen de
permeabilidad k

zona alterada de
permeabilidad kx

zona
productora h Pws

alterada | alterada
APr - APfm + APfd + APt + APpc + APpert + APtp
APr = Pws — Pwf
Figura 1.4 — Sistema tipico de flujo de un pozo donde se observa la zona de permeabilidad alterada de un pozo, kx.

Considerando el flujo a través de la zona alterada de radio r, y presion p,, se tiene:

a) Siky=k; = 2 e~ lden) (1.10)
b) Sik, <> k; q= 2”"’;’&2%}”“” ........................................ (1.11)

Combinando estas ecuaciones con las ecuaciones 1.2 y 1.3 se demuestra que:
S = [— - 1] ................................................................... (1.12)

De aqui puede observarse que:

a) Sik, <k,S>0,elpozo esta dafiado
b) Sik, =k,S =0, el pozo no tiene dafio
c) Sik, >k S <0,elpozo fue estimulado

A continuacion se presenta una tabla de valores tipicos de S y su significancia relativa.

Valor del dafio
Condicidon del pozo verdadero a la formacién

Altamente dafiado S>+10
Dafiado S$>0

Sin dafo $=0
Acidificado -1<5<-3
Fracturado -2<85<4
Masivamente fracturado $<-5

Tabla 1.2 Valores tipicos de S y su significancia relativa

Los mecanismos que gobiernan el daio a una formacion, son:
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Dafio a la permeabilidad absoluta:

Este tipo de dafio se asocia con todos los materiales que crean una obstruccién en los
canales de flujo tales como:

- Sélidos de los fluidos de perforacién y terminacion

- Migracion de finos y arcillas de la formacién

- Incrustaciones de depdsitos organicos (parafinas y asfaltenos)

Cambios en la permeabilidad relativa:

Este cambio se observa principalmente en la reduccidon de la producciéon del fluido
esperado asociada con los cambios de mojabilidad y/o por cambios en la saturacién del
fluido, debido a tratamientos previos, como ejemplo las intervenciones al pozo, etc.

Alteracion de la Viscosidad

Esta alteracion en la viscosidad de los fluidos se debe principalmente a la formacion de
emulsiones, polimeros, etc. Provocando una restriccion al flujo de fluidos.

Los tipos de dafio que se encuentran presentes durante la perforacién y terminacidon de un pozo

asi como durante su vida productiva son:

a)

b)

Dafio por invasion de fluidos:

La principal fuente de dafio a la formacién es el contacto de estd con fluidos ajenos. Los
fluidos mas comunes son: fluidos de perforacién, de cementacién, de terminacién o
reparacion asi como los fluidos de limpieza y estimulacion.

Dafio por invasion de sdlidos:

Esto se debe al obturamiento del sistema poroso causado por los componentes sdlidos de
los fluidos de perforacion, cementacidn, terminacién, reparacion o estimulacion.

Dafio asociado con la produccion:

La produccién de los pozos propicia a cambios de presidn y temperatura en o cerca de la
pared del pozo.

Existe una amplia gama de literatura donde se analizan tanto los mecanismos de dafio como los

tipos de dafio y sus caracteristicas principales. Todo pozo al inicio de su explotacion o durante la

misma, se encuentra en menor o mayor grado dafado, por lo que es imprescindible la remocidn

del dafio. Esta remocidn permitira restituir las condiciones naturales de produccién o inyeccién en
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su caso. La técnica de fracturamiento y empaque (frac-pack) permite sobrepasar la zona danada
en la vecindad del pozo, obteniendo asi una mayor productividad durante la explotacién de un
yacimiento.

1.4 Beneficios del fracturamiento en altas permeabilidades

El indice de productividad y de inyectabilidad de pozos son estudios involucrados dentro de la
ingenieria de produccién. Existe una diferencia con la ingenieria de yacimientos, que se ocupa del
yacimiento en general, en particular, con los alcances y posibilidades de la recuperacién de
hidrocarburos. La ingenieria de produccion se ocupa Unicamente de uno o en algunos casos de un
numero limitado de pozos. Un motivo frecuente y a menudo indispensable del estudio de los
pozos es el de acelerar la produccién por el incremento del ritmo de produccién o en su caso
aumentar el ritmo de inyeccidn. En la mayoria de los casos, es de suma importancia reducir las
caidas de presion (la diferencia entre la presién de operacion, presién de yacimiento y la presion
de fondo fluyendo p.y). Superficialmente, cuanto menor sea la presién de fondo fluyendo (puy),
mayor sera el gasto de produccion; aun asi, esta situacion no siempre es la adecuada. Una baja
presion de fondo fluyendo (pwy) tiene muchos efectos (incrustaciones, depositaciéon de parafinas y
asfaltenos, conificacion de agua o gas y/o produccién de arena). Tomando en cuenta esto,
entonces, la estimulacion y el posible incremento en el indice de productividad no estaran
automaticamente asociadas al incremento del gasto de produccién del pozo, se debe tener el
conocimiento sobre el comportamiento del indice de productividad sobre el incremento o
decremento de la produccién y las caidas de presidén, dependiendo de las caracteristicas
individuales de cada pozo.

Puede decirse que, el fracturamiento hidrdulico ha sido la técnica de estimulacion de pozos mds
exitosa en toda la historia de la industria petrolera. Como ya se mencioné antes, el principio de
una fractura hidraulica en un pozo es hacer fallar a la formacién, creando una ruptura causada por
la inyeccion de un fluido. La propagacién de la fractura del pozo en la formacidn se logra mientras
se sigue inyectando dicho fluido a altos gastos. La presion necesaria para iniciar la ruptura es
considerada mucho mayor que la necesaria para lograr propagar la fractura creada. Después, en
algin momento de la inyecciéon se agrega un agente sustentante al fluido que mantendra la
fractura abierta. Asi, se crea un camino conductivo para el flujo de fluidos del yacimiento al pozo.

En el pasado, el fracturamiento hidraulico solo se usaba para yacimientos con bajas
permeabilidades (ver la tabla 1.1). Una fractura hidrdulica invariablemente crea un camino
altamente conductivo. Asi, para los yacimientos de baja permeabilidad el objetivo es crear una
fractura de gran longitud que permita obtener una alta conductividad entre el pozo y el
yacimiento.

En yacimientos de alta permeabilidad (k > 50 md), el incremento de la conductividad obtenido
seria mas pequefio bajo circunstancias normales de un tratamiento de fractura tradicional, lo que
conduce a un sistema de baja conductividad. La baja conductividad también daria lugar a grandes
caidas de presidon a lo largo de la fractura durante la produccion. El fracturamiento hidraulico,
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entonces, seria un tratamiento ineficiente en yacimientos de alta permeabilidad porque solo una
pequefia extension de la fractura contribuiria efectivamente a la produccion del pozo.

Definiendo a la conductividad como la facilidad con la cual se mueven los fluidos dentro de la
fractura creada, en relacién con su movimiento si la fractura no existiera. En formaciones de baja
permeabilidad, incluso un tratamiento relativamente sin éxito puede producir una fractura de alta
conductividad. En formaciones de baja permeabilidad, se tienen fracturas de gran longitud y poca
amplitud (ancho de fractura alrededor de 0.25 (pg) y longitudes de hasta 3000 (pies)), en
contraste, en yacimientos de alta permeabilidad, la conductividad de la fractura resultante es
primordial y la longitud de la fractura es mds corta y toma un papel secundario.

La importancia de la conductividad sobre la longitud de la fractura en yacimientos de alta
permeabilidad fue ayudada en gran medida por la introduccion del tip-screenout (TSO), que
sostiene el crecimiento lateral de las fracturas, que son subsecuentemente “infladas”. El resultado
es una fractura de alta conductividad de longitud relativamente corta pero muy ancha en
comparacion con lo que un fracturamiento tradicional podria crear. Ademas, la longitud corta de
estas fracturas limita la pérdida de fluido de fracturamiento dentro de la formacién y por
consiguiente contribuye al éxito del tratamiento. Asi, en los Ultimos afios, los yacimientos de alta
permeabilidad también han sido atractivos candidatos para el fracturamiento hidrdaulico.

Desde las primeras aplicaciones, ha existido una cuestion persistente sobre el uso del frac-pack en
yacimientos de alta permeabilidad en lugar de métodos de menor costo. Existen razones
convincentes para el uso del frac-pack. Por ejemplo, la conductividad de los canales que minimizan
la velocidad del fluido también reducen las caidas de presidn evitando la migracién de finos. Por
otro lado, las terminaciones menos caras (gravel pack, y terminaciones naturales) se justifican
cuando hay cerca un casquete de gas y donde no hay barreras que previenen el crecimiento de la
altura de la fractura dentro de la zona, o cuando los hidrocarburos son muy pocos para justificar el
costo asociado con el tratamiento de frac-pack. En la mayoria de los casos, sin embargo, el costo
del frac-pack se recupera con la mejora de la produccion de los pozos.

1.5 Objetivos del fracturamiento en alta permeabilidad

El primer objetivo del fracturamiento en altas permeabilidades es mejorar el gasto de produccién
o inyeccidn de un pozo. Ademas de esto, son muchos otros objetivos los que se buscan con el uso
de esta técnica, como son:

- Atravesar la zona dafiada. Una fractura que penetra efectivamente mas alla de la zona
dafada nulifica los efectos del dafio. Estos efectos de dafio pueden perjudicar a la
productividad e invariablemente causan grandes caidas de presion. La estimulacién
matricial suele usarse para remover el dafio pero es parcial o totalmente inefectiva.

- Para reducir las caidas de presién en la vecindad del pozo durante la produccién. La caida
de presién que ocurre en el fondo de pozo es la Unica forma de conducir el flujo del
yacimiento al pozo. Como las caidas se incrementan, se puede afectar la estabilidad de la
formacidn. La inestabilidad de la formacién causa migracion de finos y arenas durante la
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produccion. Este problema se puede solucionar con la técnica de frac-pack y asi reducir las
caidas de presién y la velocidad de la arenas del yacimiento cerca del pozo.

- Para mejorar la comunicacién entre el yacimiento y el pozo. En multiples secuencias
laminadas de arenas vy lutitas, las delgadas |dminas de arena no pueden comunicar
eficientemente con el pozo hasta que se desarrolla la fractura.

- Para reducir el efecto del flujo No-Darciano. Este fendmeno se presenta en la mayoria de
los yacimientos de gas seco y/o gas y condensado. Generalmente, para permeabilidades
debajo de 5 md se presenta un pequefio efecto de flujo No-Darciano. En yacimientos de
alta permeabilidad, el término del flujo No-Darciano es muy importante y puede reducir el
ritmo de produccién significativamente. Una fractura hidraulica provee de una
conductividad mayor, y la velocidad del flujo del yacimiento se puede reducir
suficientemente para eliminar o reducir los efectos de flujo No-Darciano (Settari 2000).

- lgualar la distribucién del flujo a lo largo del intervalo productor. Las variaciones de la
permeabilidad dentro de una arena pueden causar un ambiente de flujo que puede tener
un impacto directo en la confiabilidad de la terminacidn. Dentro de la distribucion de la
permeabilidad, la relacién de la permeabilidad maxima con la permeabilidad promedio
determina la velocidad mdaxima de flujo a través de la fractura y en ultima instancia
determina la maxima caida de presion para obtener el flujo mdaximo. Cuando el
fracturamiento se aplica a cierto intervalo, el flujo a lo largo de éste es de manera mas
uniforme y de este modo se minimiza el impacto de la relacién de permeabilidades
maxima y promedio (Norman 2003).

1.6 Seleccion de pozos candidatos para frac-pack

Para determinar que pozo con alta permeabilidad es adecuado para fracturar y mas importante,
para decidir la geometria de la fractura en el tratamiento; los pozos se clasifican de acuerdo a dos
categorias: Pozos en los cuales se busca tener un mejoramiento en la produccion y pozos en los que
se tienen problemas de flujo o caidas de presion en la vecindad del pozo.

Dentro de la categoria de mejoramiento de la produccion se tiene:

- Formaciones en las cuales la acidificacién matricial no puede ser usada a causa de la
mineralogia o por que el dafio es muy profundo o es muy grande para ser removido
mediante la estimulaciéon matricial.

- Arenas donde los perfiles de permeabilidad indican flujo irregular que puede influir en la
longevidad de la terminacion.

- Mudltiples zonas productoras en secuencias de arena y lutitas, en donde las capas
laminadas no permiten una comunicacién con el pozo a menos que una fractura pueda
proporcionar tal conexion.

- Pozos de gas en donde la produccion se obstaculiza a causa del flujo No-Darciano. Como
se menciond anteriormente, una fractura puede reducir de gran forma los efectos del
flujo No-Darciano. De acuerdo a Settari, para cualquier permeabilidad del yacimiento, la
longitud de la fractura estd ligada con la presién del yacimiento, para una presion del
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yacimiento mayor, la fractura se vuelve menos eficaz en la reduccidn de la turbulencia en
el yacimiento, por lo tanto se requiere una fractura mas larga.

Pozos con problemas de caidas de presion en la vecindad del pozo, incluyen:

- Pozos pobremente consolidados en los cuales el fracturamiento sustituye al
empacamiento con grava (gravel-pack), pero sin obtener el dafio positivo provocado por
ese tratamiento. El principal mecanismo que favorece el fracturamiento en alta
permeabilidad (frac-pack) sobre el gravel-pack en formaciones poco consolidadas, es la
reduccion en el flujo de fluidos a un ritmo deseado a causa del incremento sustancial en
el drea de contacto con el yacimiento. Este incremento en el area previene la
desconsolidacidn de la arena y su migracién hacia el pozo.

- Distribucidn de permeabilidad discontinua con secciones de alta permeabilidad que
puede causar una excesiva erosion en el cedazo durante la vida productiva.

Todos los pozos que son candidatos para gravel-pack (especialmente pozos en los cuales
el gravel pack puede reducir la permeabilidad en la vecindad del pozo) tienden a ser
mejores candidatos para frac pack.

1.7 Procedimiento y consideraciones para el reconocimiento de pozos
candidatos.

Para determinar cuando un pozo es candidato para el fracturamiento hidraulico, y especialmente
para determinar la geometria de la fractura necesaria, se siguen el siguiente procedimiento:

1. Determinar y confirmar que el pozo es de bajo rendimiento. Un ritmo de produccion del
pozo que estd por debajo de las expectativas puede o no ser destinado como un pozo
candidato para una estimulacion. Mejor dicho, el ingeniero de produccién debe
determinar esto en base al conocimiento del pozo como su geologia, presién de
yacimiento y agotamiento, drene real y por su puesto la permeabilidad del yacimiento.

2. Realizar una prueba de presidn. Si no se conoce la permeabilidad del yacimiento y el
efecto de dafio que se tiene en el pozo se pueden obtener muchos errores, no solo para la
seleccion del tratamiento adecuado (estimulaciéon matricial o fracturamiento hidraulico),
sino también para el tamano de la fractura. Es bastante recomendable llevar a cabo una
prueba de presidn, especialmente en yacimientos de alta permeabilidad, para tener un
mayor control en la produccién debido a los cambios en la permeabilidad y la reduccidn
del daio.

3. Analizar el desempefiio del pozo e identificar los impedimentos de la produccidn. Puede
estar presente un efecto de dafio ocasionado por un tratamiento anterior. Los efectos de
dafio pueden ser causados por otros factores (tales como el comportamiento de las fases y
las turbulencias), la turbulencia es particularmente importante en pozos con alta
permeabilidad de gas o de dos fases por que puede ser el factor mds importante en el
ritmo de produccién del pozo. El andlisis del desempefio del pozo y los impedimentos de la
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produccion debe ser minucioso, para la fase de evaluacién y disefio del tratamiento de
estimulacion.

4. Conocimiento de la roca del yacimiento y la quimica de los fluidos en el pozo,
especialmente en relacién con los efectos no deseados obtenidos de un tratamiento de
estimulacion matricial. En el pasado, cuando solo se fracturaban en bajas
permeabilidades, el método mas adecuado para permeabilidades mayores a 10 md era la
estimulacion matricial. Si los efectos secundarios eran inevitables, el ingeniero solo tenia
dos opciones: realizar el tratamiento y asumir los riesgos, o no hacer nada. Hoy en dia,
mediante el frac-pack, se puede evadir el dafio en yacimientos de mayor permeabilidad.

5. Incuestionablemente, los yacimientos con produccién de arena son atractivos para aplicar
el método de frac-pack. En casi todos los casos, los pozos con problemas de produccién de
arena son mucho mas probables de ser beneficiados con el método de frac-pack que
muchas otras técnicas como el gravel-pack.

6. Si ocurre una falla temprana en el control de arena, se debe determinar si la falla fue
ocasionada por problemas operacionales (¢fue el disefio de la terminacion instalado
apropiadamente?) o por no ocuparse de los problemas intrinsecos de la formacién
(problemas con el tamafio y distribucién de las particulas, problemas con los perfiles de
permeabilidad o problemas de produccién de fluidos como agua).

1.8 Factores importantes del fracturamiento en altas permeabilidades

El fracturamiento en altas permeabilidades no difiere del fracturamiento tradicional en bajas
permeabilidades. El valor de la conductividad adimensional dptima de la fractura es 1.6 y puede
ser utilizada para cualquier volumen de apuntalante en un tratamiento (Propuesto por Prats
1961). El desarrollo tedrico de fracturas en alta permeabilidad se muestra en el apéndice A. La
forma de calcular la conductividad adimensional de la fractura propuesta por Cinco Ley (1978) es:
_ ka

Crp = o (1.13)
Donde, Gy es la conductividad adimensional de la fractura; kr es la permeabilidad del apuntalante
(md); w es el ancho promedio de la fractura (pie); k es la permeabilidad de la formacién (md) y x;
es la longitud de la fractura (pie), en una de sus alas, ya que la longitud de la fractura es igual a 2xy.

En el fracturamiento en altas permeabilidades, el objetivo es tener una mayor conductividad de la
fractura (kw), y la longitud de la fractura (x;) es de menor importancia. La alta conductividad se
logra al crear una fractura muy ancha (1 a 2 pg) y de longitud corta (x; < 50 pies), utilizando un
agente sustentante de alta permeabilidad.

Debido a la necesidad de una alta concentracién de apuntalante en la fractura, el fracturamiento
en altas permeabilidades requiere de una mayor planeacién, un mayor entendimiento de la
reologia del fluido y de las caracteristicas del agente sustentante, asi como tener un mayor
cuidado con su colocacidn. La técnica TSO se usa para maximizar la concentracién de apuntalante
dentro de la fractura para lograr una mayor conductividad. En el TSO, la propagacion de la fractura
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se detiene para después de continuar bombeando y ensanchando la fractura. El resultado es una

fractura corta pero con una conductividad muy alta. Para ejecutar adecuadamente un tratamiento

de TSO, se realiza un tratamiento previo o minifractura para determinar los valores exactos de

presidn de cierre de la fractura, tiempo de cierre, y las propiedades de los fluidos.

La pérdida de fluido es un problema muy grande durante la creacién de fracturas en un yacimiento

de alta permeabilidad. Por lo general se usan fluidos que crean una barrera en la cara de la

fractura (por ejemplo polimeros reticulados) para reducir la invasion de estos fluidos dentro de la

formacion, dirigiéndose principalmente a la propagacién de la fractura.

1.8.1 Tipos de daiio después del fracturamiento

Los tipos de dafio que pueden afectar el desarrollo del pozo son los siguientes:

1.

Reduccion de la permeabilidad del agente sustentante. Esta es una manifestacion del
aplastamiento del apuntalante y, especialmente, del uso de polimeros en el fluido
fracturante. Estos dos fendmenos son particularmente perjudiciales y se deben minimizar
o evitar.

El aplastamiento del apuntalante se evita utilizando materiales altamente resistentes. El
uso de materiales de mayor calidad reflejara un ahorro en el costo a largo plazo, debido a
que la reduccidn en la permeabilidad serd minima.

Para resolver los problemas relacionados con el uso de polimeros, en los ultimos afios se
ha realizado una amplia investigacién en la tecnologia, asi como en el uso de quimicos
apropiados en el tratamiento.

Dafio por obturamiento parcial de la fractura. Cinco Ley y Samaniego (1981) identificaron
al obturamiento parcial como un dafo dentro de la fractura. Esto puede ser representado
como un efecto de dafio. El daifio por obturamiento parcial se crea por distintas causas
tales como la migracién de finos durante la produccién y su acumulacién cerca del pozo (y
en el interior de la fractura); por el uso excesivo de agente sustentante al final del
tratamiento; y por una mala comunicacién de los disparos del pozo con las fracturas.
Considerando flujo en estado estacionario dentro de la zona dafada, Cinco Ley y
Samaniego (1981) definieron el factor de dafio por obturamiento parcial como:

nxgk

(Sts)op = T (1.14)

Ddénde: (s5)op €5 €l factor de dafio por obturamiento parcial de la fractura, X;, by, ks, son la
longitud, el ancho y la permeabilidad de la zona dafiada dentro de la fractura,
respectivamente. La siguiente figura, es un ejemplo del dafio por obturamiento parcial.
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Fractura Zona Dafada
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Figura 1.5 - Fractura con efecto de dafio por obturamiento parcial ocasionado por migracion de finos o por el
uso excesivo de apuntalante.

Dafio en la cara de la fractura. Convencionalmente, es el resultado de la pérdida de fluido
fracturante, y causa el deterioro de la permeabilidad en la superficie alrededor de la
fractura. De nuevo Cinco Ley y Samaniego (1981) obtuvieron una forma de calcular este
factor de dafio definido por:

_ ”_bs(i _ )
Sfs = 2, \k; 3 OO (1.15)
Ddénde: sg es el factor de dafio de la cara de la fractura, bs es la penetracion del dafio en la
cara de la fractura y k; es la permeabilidad en esta zona de dafio. La siguiente figura es un
ejemplo de este tipo de dafio.

A
ZonaDanada b

Y, el Ol

be ks ( Pozo ) Fractura

N

k i
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Xf

Figura 1.6 - Ejemplo de dafio en la cara de la fractura como resultado de la pérdida de fluido durante el
tratamiento.

Dafio por efectos combinados. Mathur (1995) propuso una expresiéon para cuantificar la
magnitud del dafio combinado. Esta expresion para obtener el dafio compuesto estad dado
por:

g = E[ bk _ (ohk %y (1.16)
d 2 Tsksi+(xf_rs)kso rskrs+(xf_rs)k xf ------------------------------------------ .

Dénde: s, es el dafio compuesto, r; es el radio del dafio (pie), ks es la permeabilidad en la
zona de invasiéon de la cara de la fractura y también dentro del radio de dafio, ks, es la
permeabilidad en la zona de invasidn de la cara de la fractura pero fuera del radio de
dafo, y ks que es la permeabilidad en la zona de dafio radial. La siguiente figura es un
esquema representativo del dafio compuesto.
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Dafio Radial

L AR T

Dafioen la cara de la fractura

| Fractura ( Pozo) I

Pt o~k T

< Xt >

< >

Figura 1.7 - Esquema representativo de dafio compuesto por obturamiento parcial y dafio en la cara de la fractura.

A la ecuacién anterior se le puede sumar directamente al efecto de dafio equivalente de la
fractura, sy, (Cinco Ley 1978), para obtener el dafio total, s;:

30
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Figura 1.8 - Relacion entre s;, x;, r,y Cpp(Cinco Ley 1978), para la obtencion de Sy para obtener el dafio total.

Para fracturas con longitudes mayores a 100 pies, el dafio en la cara de la fractura tiene un
pequefio impacto en el rendimiento del pozo, pero no es lo mismo para fracturas de longitud
corta. Para este tipo de fracturas, como las desarrolladas en yacimientos de alta permeabilidad, el
deterioro por el dafo en la cara de la fractura debe ser muy considerado junto a la alta
conductividad de la fractura.

La baja productividad inicial debida al dafo en la cara de la fractura puede disminuir con el buen
disefio del tratamiento. Aggour y Economides (1999) concluyeron que la penetracién normal del
dafio a la cara de la fractura es mas importante que el grado del dafio. La penetracion del dafio en
la cara de la fractura debe ser minimizada, ya que esto afecta en un 99%, reduciendo
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considerablemente la permeabilidad del yacimiento. Esta es una conclusién importante, e indica
gue a pesar de que se espera que el rendimiento del frac-pack mejore con el tiempo en tanto que
la limpieza de la fractura ocurra, la seleccidon adecuada del fluido fracturante puede ayudar a la
produccidn inicial significativamente.

Aggour y Economides (1999) también propusieron el uso de fluidos fracturantes reticulados con
altas concentraciones de polimeros para minimizar la penetracion del dano. El uso de aditivos es
crucial para completar el disefio del fluido fracturante debido a que con su uso se puede minimizar
la pérdida de fluido durante la operacidon. En consecuencia, a pesar de que la principal
preocupacién en el fracturamiento en altas permeabilidades deberia ser crear una fractura
altamente conductiva, el tratamiento también debe ser disefiado para prevenir el dafio en la cara
de la fractura que es un evento altamente perjudicial.

1.8.2 Causas de bajo rendimiento

Las causas de un bajo rendimiento en el fracturamiento en alta permeabilidad son:

- Fallas para realizar la geometria disefiada.

- Disparos que no estan alineadas con el plano preferente de fractura, que pueden dar
lugar a la creacidn de multiples y tortuosas fracturas.

- Extensidn asimétrica de la fractura (mas comun en yacimientos por agotarse)

- Cobertura insuficiente de la fractura, lo cual puede romper con la comunicacién entre la
formaciény el pozo.

Ademas, en el caso de yacimientos de gas y condensado el bajo rendimiento de la fractura creada
puede contribuir a la formacién de liquido condensado.

1.9 Tipos de pozos que necesitan mejorar la produccion

1.9.1 Pozos horizontales

En este tipo de pozos las fracturas hidraulicas para la gran mayoria de los casos son verticales y en
direccion normal al esfuerzo minimo horizontal. Uno de los aspectos desafortunados del
fracturamiento es que el azimut de la fractura a menudo es el menos favorable en el que la
direccion del minimo esfuerzo horizontal también es la direccidon de la minima permeabilidad. Por
lo tanto, la menor permeabilidad es la dominante en el flujo del yacimiento hacia la fractura
(Economides 1993).

Los pozos horizontales pueden ser una alternativa para fracturamiento hidraulico vertical, Brown y
Economides (1992) presentaron un estudio sobre el desarrollo de pozos horizontales y verticales
fracturados. Se han realizado estudios mas avanzados que demuestran que los pozos horizontales
pueden ser perforados de manera perpendicular a la maxima permeabilidad horizontal.
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1.9.2 Fracturamiento de pozos horizontales

Los pozos horizontales también pueden ser fracturados, y pueden ser perforados ya sea en
direccién normal al azimut de la fractura lo que resultaria en fracturas transversales; o longitudinal
al azimut de la fractura que daria fracturas longitudinales. La primera configuracion se aplica en
yacimientos relativamente de baja permeabilidad, mientras que el segundo es aplicable para
formaciones de alta permeabilidad (Economides 1993).

En formaciones de alta permeabilidad, las fracturas verticales siempre producen un
comportamiento de conductividad finita, esto puede ser remediado hasta cierto punto si se usa la
técnica del TSO. Los pozos horizontales fracturados longitudinalmente proporcionan un
comportamiento de conductividad infinita. Una fractura longitudinal en un pozo horizontal
proporciona una caida de presién mas pequeia que la que ocurre en la interseccién de la fractura
con un pozo vertical. Por lo tanto, los pozos horizontales longitudinalmente fracturados pueden
ser una de las herramientas mas poderosas para el incremento de la produccién.

El fracturamiento en altas permeabilidades no estd limitado a crear fracturas anchas, que pueden
ser obtenidas solo por la técnica TSO; de hecho, la combinacién de pozos horizontales y fracturas
longitudinales pueden proveer una solucidon éptima para mejorar la produccién. Ademas, la
ventaja con los pozos horizontales es que aumentan su eficiencia si la relacidn con el espesor de la
formacidn para la longitud de la fractura decrece.

1.9.3 Pozos complejos

La aparicion de pozos complejos ofrece una serie de ideas potenciales para nuevas
configuraciones. Algunas de estas ideas eventualmente reemplazarian el fracturamiento de pozos
horizontales, e incluso de pozos verticales.

Los problemas con el incremento de produccidn se pueden solucionar mediante el uso de pozos
complejos, asi como los problemas que se tienen en la periferia tales como la estabilidad del pozo.
Por ejemplo, en muchas formaciones una fractura de un pozo horizontal en teoria debe ser
superior a la de un pozo vertical, pero en los yacimientos de alta permeabilidad, el perforar el pozo
horizontal a lo largo del esfuerzo horizontal maximo puede causar problemas de estabilidad a
largo plazo.

Una manera muy audaz de evitar este problema podria ser perforar un pozo horizontal por encima
o por debajo de la zona productora para después fracturar y penetrar potencialmente a la
formacidn y poder crear los canales de flujo entre el yacimiento y el pozo.

Economides (1998) da otra idea muy innovadora que es la de perforar un “pozo madre o principal”
para después perforar “ramas” (pequefios pozos verticales) para comunicar al yacimiento con el
pozo. Esta configuracién permitiria que la perforacién horizontal se colocara en el intervalo mas
adecuado, estable y no productor. Existen varias ventajas en la fractura vertical en lugar de ramas
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horizontales ya que se evitan muchos problemas; la estrategia de perforacion se simplifica; y los
efectos de obturamiento parcial se minimizan. Con la separaciéon adecuada de las ramas, una
configuracion como esta podria tener fundamentalmente la produccidon equivalente al mismo
numero de pozos verticales, pero sin duda tendria una considerable exigencia en el disefio y
ejecucion.

1.10 Terminaciones sin cedazo

Debido a que muchas caidas de presion asociadas con las terminaciones para control de arena
estan asociadas con la grava en los disparos y con el cedazo, las terminaciones sin cedazo han sido
continuamente estudiadas con investigaciones avanzadas y algunas pruebas de campo.
Econdmicamente, es de gran interés conocer el tiempo necesario para instalar algun tipo de
control de arena, especialmente porque el costo del equipo de terminacion es muy alto.

Se ha invertido mucho esfuerzo para reducir los costos y simplificar la ejecucidn del tratamiento.
Uno de los objetivos ha sido eliminar o simplificar los cedazos y herramientas que se utilizan en el
fracturamiento en altas permeabilidades. Kirby (1995) estudio muchos tratamientos de
fracturamiento sin cedazo y observo que han sido terminados exitosamente. Estos tratamientos
eliminaron el cedazo y usaron el método de fracturamiento convencional con una modificacidn
(en la etapa final se le recubre al apuntalante con resina para tener el control de flujo). Como sea,
se estdn realizando investigaciones para asegurar que el apuntalante recubierto con resina se
pueda colocar de manera adecuada para prevenir el retorno de flujo, lo que garantiza que exista
una conexidn de alta conductividad entre la fractura y el pozo.

En el fracturamiento en alta permeabilidad, el no usar cedazos permitiria el desarrollo de
terminaciones con fracturas en multiples zonas de alta permeabilidad. Hailey (2000) propuso una
herramienta para el control de arena sin usar cedazos la cual reduciria el tiempo requerido para
realizar el tratamiento en multiples zonas productoras y formaciones desconsolidadas durante un
solo viaje dentro del pozo. Este método incorpora el proceso utilizado anteriormente bombeando
el fluido con el apuntalante y se lleva a cabo la consolidacion quimica del apuntalante. El
apuntalante recubierto con resina se usa mientras se bombea el fluido, dejando limpia la tuberia al
atravesar el intervalo (a excepcion de los empacadores de aislamiento multiples que pueden ser
usados para el manejo de la produccién durante la vida del pozo y el control de produccion de
varias zonas, para una recuperacion dptima y una maxima produccion).Los ahorros asociados con
esta aplicacién vienen principalmente de la reduccion del tiempo requerido del equipo de
terminacion.
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CAPITULO 2

FLUIDOS FRACTURANTES Y AGENTES SUSTENTANTES UTILIZADOS
EN FRAC-PACK

Los materiales que se usan dentro de una operacion de fracturamiento hidraulico se dividen en:

- Fluidos fracturantes
- Aditivos
- Agentes sustentantes (apuntalantes)

Los fluidos fracturantes y los aditivos actlan juntos para producir la ruptura de la formacidn
siendo bombeados desde la superficie, transportan el apuntalante dentro de la fractura con el
propodsito de permitir que este material se deposite y la fractura quede apoyada y no colapse y
crea la conductividad de la fractura.

2.1 Fluidos fracturantes

La seleccidn del fluido de fracturamiento es uno de los pasos de disefio mds importantes para
garantizar el éxito del tratamiento de frac-pack. El fluido adecuado para cada disefio normalmente
se determina una vez que se han revisado los objetivos del tratamiento, asi como la evaluacién
adecuada del sistema de fluidos y su control sobre su pérdida, el transporte del apuntalante, asi
como el dafio a la formacidn que se presente.

Existen factores que se deben tomar en cuenta para la eleccién del fluido adecuado para una
operacion de fracturamiento, tales como disponibilidad, seguridad, facilidad para meazclar,
compatibilidad con la formacién, capacidad para transportar el apuntalante, cantidad de fluido
que se puede recuperar de la fractura, impacto ecoldgico y costos.

Existen distintos tipos de fluidos de fracturamiento que generalmente se conocen como:

a) Fluidos base agua
b) Fluidos base aceite
c) Fluidos multifasicos (espuma, emulsiones y energizados).

Los fluidos base agua se clasifican en lineales o reticulados. Los fluidos lineales son aquellos que
estan constituidos principalmente por polimeros que son solubles en agua y moléculas de alto
peso molecular, las cuales se adicionan para obtener una mezcla viscosa. Los reticuladores se usan
para aumentar el peso molecular efectivo del polimero, que dan como resultado una viscosidad
alta con respecto a una baja concentracién de polimeros.

Los fluidos base aceite se requieren cuando se necesita una mayor compatibilidad con los fluidos
de la formacidn. Los hidrocarburos y la kerosina se mezclan con distintos aditivos para obtener las
caracteristicas requeridas del fluido fracturante.
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Los fluidos multifasicos son necesarios para formaciones con caracteristicas especiales como son:

- Formaciones sensibles al agua u otro tipo de fluido.
- En calizas o dolomias.
- Pozos con baja presiéon de fondo fluyendo.

Dentro de los fluidos que se encuentran en esta categoria y que nos ayudan a minimizar los
problemas presentes se encuentran:

- Espumas (una emulsidn estable de gas con liquido)

- Fluido energizado (contiene nitrégeno o didxido de carbono)
- Emulsiones (dispersion de dos fases inamisibles)

- Acidos (para calizas)

Se han realizado estudios en los cuales se indica que existe un equilibrio entre la alta viscosidad y
el control de la pérdida de fluido proporcionado por sistemas reticulados, los cuales ofrecen una
mejora en la conductividad de la fractura; los sistemas no-reticulados, geles lineales de polimeros
o geles surfactantes, ofrecen un menor control de pérdida de fluido. Ademas, los geles no-
reticulados, polimeros lineales y geles surfactantes causan menos dafo a la formacién que los
sistemas reticulados, sin embargo, pueden aumentar significativamente la invasién al yacimiento,
lo cual puede resultar en tiempos prolongados de limpieza después de que el pozo comienza a
producir. En algunos casos es conveniente maximizar el crecimiento de la altura de la fractura del
tratamiento de frac-pack para conectar verticalmente largos intervalos heterogéneos. Esto se
logra mas facilmente conservando una alta viscosidad con el uso de sistemas reticulados. En otros
casos, la presencia de agua o contactos de gas podrian hacer necesario minimizar el crecimiento
de la altura de la fractura, esto se logra mas facilmente con una viscosidad baja con el uso de un
gel lineal.

En las operaciones de frac-pack se usan distintos sistemas de fluidos. En intervalos de baja a
moderada permeabilidad (ver tabla 1.1) o en yacimientos que tienen contactos de fluidos cercanos
es comun el uso de gel lineal de polimeros y surfactantes. Los fluidos de borato reticulados son
preferentemente usados en intervalos mas largos, laminados y de moderada a alta permeabilidad.

2.1.1 Aditivos

Los aditivos son materiales que se usan para producir un efecto especifico independientemente
del tipo de fluido fracturante. Algunos de los aditivos usados comiunmente son:

Polimeros

Son moléculas orgdnicas formadas por una o mas estructuras unitarias unidas quimicamente. La
goma de guar, que es una goma derivada de la semilla de la planta de guar, es un ejemplo de
polimero usado en la industria, y se clasifica como polimero natural. Existen los polimeros
modificados que son aquellos que requieren de distintos procesos para modificarlos y permitir su
solubilidad en el agua o en el aceite, como la celulosa. Otro tipo son los polimeros sintéticos y se
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forman ligando las estructuras unitarias a través de los carbonos, se utilizan como reductores de
friccion, pero son dificiles de remover de la fractura.

Bactericidas

Estos aditivos controlan la contaminacién por bacterias en el fluido. En los fluidos base agua se
presenta un degradacion de los polimeros debido a que estas bacterias se alimentan de ellos. La
presencia de estas bacterias puede alterar la viscosidad.

Aditivos para pérdida de fluido

Debido a que la presién de fractura es mucho mayor que la presion de poro, el fluido tiende a
perderse en la formacién. Los materiales que se usan para mitigar este problema son particulas de
grano finas de 0.1 a 50 micras y los mas utilizados son silice y arena por su disponibilidad y bajo
costo. Estos aditivos se deben considerar en gran medida en el tratamiento de frac-pack debido a
gue durante el proceso de fracturamiento las pérdidas de fluido son muy considerables.

Rompedores de gel

Es un aditivo que se utiliza para reducir la viscosidad del fluido degradando el tamafio de los
polimeros utilizados. Estos materiales también trabajan con el aumento de la temperatura del
fluido, pero son materiales peligrosos y dificiles de manejar.

Surfactantes

Son compuestos organicos formados por dos grupos, uno afin al agua y otro al aceite. Su empleo
permite reducir las tensiones superficiales e interfaciales. Se requieren para prevenir emulsiones
estables, crear emulsiones, espumas y principalmente para facilitar la recuperacion del fluido
dentro de la fractura. Son compuestos organicos anidnicos (Sulfatos, fosfatos, sulfonatos,
fosfonatos), catidnicos (cloruros de amonio), no iénicos (6xidos de polietileno, polipropileno),
anfotéricos (fosfatos de amina).

Agentes espumantes

Se requieren para mantener el gas en dispersién en fluidos espumantes. Estos aditivos también
actuan como surfactantes y emulsificadores. Una espuma estable no se puede preparar sin un
agente surfactante.

Estabilizadores de arcillas

Estos productos evitan el dafno a la formacidén en contacto con el fluido fracturante base agua,
previniendo el hinchamiento y dispersién de arcillas contenidas en la roca.

Estabilizadores

Su funcion es prevenir la degradacién de los polimeros a altas temperaturas.
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La seleccién de los aditivos depende de las caracteristicas individuales de cada tratamiento,
teniendo una gran variedad de ellos para cada tipo de problema que se presente en cada pozo en
particular.

2.1.2 Propiedades generales de los fluidos utilizados en frac-pack

En la actualidad se han desarrollado diversos sistemas de fluidos para resolver las distintas
necesidades en los tratamientos de frac-pack en pozos de aceite y/o gas. Los fluidos mas comunes
utilizados en la industria son los fluidos newtonianos (agua, diesel, salmuera), fluidos de polimeros
lineales no-reticulados, fluidos de polimeros reticulados (borato, érgano-metalico), aceites
gelificados, geles surfactantes, y espumas o emulsiones creadas con nitrégeno, didxido de
carbono, o mezcla de agua/aceite.

Fluidos newtonianos

El comportamiento de estos fluidos es facil de predecir debido a que la viscosidad aparente del
fluido es la misma independientemente de las condiciones que se tengan. Debido a su baja
viscosidad, la pérdida del fluido en la formacién es muy grande, siendo utiles solo en formaciones
de baja a moderada permeabilidad. Ademas de que su capacidad para transportar el apuntalante
es minima, por lo que solo se usan para distancias cortas mas alld de la zona dafada. Aun asi,
cuando estos fluidos se utilizan con mucha atencién y cuidado, pueden ofrecer un daifio minimo al
realizar el tratamiento.

Geles de polimero no-reticulado

Los geles lineales convencionales son simples de usar y pueden ser desarrollados con una amplia
gama de polimeros. El polimero mas comun en el frac-pack es el hidroxietil celulosa (HEC). Existen
muchos mas tales como: hidroxipropil de guar (HPG), carboximetil (CMHPG), carboximetil de guar
(CMG), xantano y biopolimero succinoglican.

Los sistemas de fluidos de HEC estdn practicamente libres de residuos, lo cual ayuda a mejorar la
permeabilidad del apuntalante empacado y minimiza el dafio a la formacién.

Los geles lineales han mejorado el control de la pérdida de fluido y su capacidad para transportar
el apuntalante en comparacion con los fluidos newtonianos. La invasion de estos fluidos a la
formacidn necesitaria largos periodos de tiempo de limpieza después de iniciar la produccion. Este
problema se puede agravar en yacimientos de alta permeabilidad debido a las altas pérdidas de
fluido.

Fluidos reticulados de borato

Estos fluidos son los mas utilizados actualmente en los tratamientos de frac-pack. En estos
sistemas se utilizan a menudo polimeros como guar y HPG, y pueden desarrollarse usando agua,
agua de mar o salmueras de cloruro de sodio (NaCl) o cloruro de potasio (KCl). Este tipo de fluido
es reversible y se controla mediante la alteracidon del pH. Por encima de un pH igual a 9 se
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presenta la reticulacion y por debajo de un pH igual a 8 la reticulacién desaparece. Esta
reversibilidad permite obtener una mejora de la permeabilidad y la conductividad mediante la
ruptura del sistema reticulado. Esta propiedad mejora el control de pérdida dentro de Ia
formacion debido a que se limita la profundidad de invasién dentro del yacimiento al crearse un
filtro-barrera. El comportamiento de este filtro-barrera (enjarre) depende de la permeabilidad del
yacimiento, presion diferencial, y de la profundidad de invasién en la cara de la fractura.

Ademas de su facil limpieza y buen control de pérdida, este sistema proporciona una reologia
estable y es muy eficiente para transportar el apuntalante. Todas estas caracteristicas lo hacen el
mas popular y efectivo para tratamientos de frac-pack.

Fluidos reticulados érgano-metadlicos

Estos fluidos se han utilizado por afios. Su uso mas comun es para yacimientos de baja
permeabilidad. Los polimeros que usa este tipo de fluidos son titanio y zirconio, complejos de
guar, HPG, CMG y CMHPG, los cuales son extremadamente estables a altas temperaturas y
actualmente son el Unico tipo de fluido utilizado para temperaturas mayores de 300 °F en el fondo
de pozo.

Estos fluidos tienen una capacidad de transporte del apuntalante excelente y forman un filtro-
barrera resistente en la cara de la fractura. Los enlaces metdlicos que se forman son irreversibles y
no se rompen cuando son expuestos a los rompedores de gel convencionales. Debido a este fuerte
enlace, el filtro que se crea en la cara de la fractura puede ser dificil de limpiar y causa un
deterioro en la conductividad. En las aplicaciones en alta permeabilidad se obtienen valores de
dafio altos debido a que ocurren pérdidas del fluido provocando que se formen pequefios filtros
internos. Debido a esto, su uso en los tratamientos de frac-pack no es muy comun.

Sistemas de aceite gelificado

Estos fluidos de alta viscosidad fueron los primeros en usarse en operaciones de fracturamiento
hidraulico. La mayor ventaja de estos sistemas es su compatibilidad con los fluidos de la
formacidn. Las desventajas que se tienen al gelificar algunos aceites crudos son los altos costos del
aceite refinado, las condiciones de seguridad personal y el impacto ambiental. La nueva
generacién de fluidos tiene buena capacidad para transportar el apuntalante, buen control
pérdida de fluido, y buena limpieza. Aun asi, los impactos en el medio ambiente y en la seguridad
personal son muy importantes para operaciones costa fuera. En consecuencia, solo se usan en
operaciones en tierra y raramente en alguna operacion costa fuera.

Geles surfactantes

Este fluido es una alternativa para los fluidos convencionales que son tradicionalmente usados en
las operaciones de frac-pack. Este gel es un fluido viscoso libre de polimeros que puede
transportar al apuntalante eficientemente y tiene una menor fricciéon en las tuberias. La ausencia
de polimeros en este fluido elimina los mecanismos de dafio convencional.
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Este fluido se crea usando surfactantes de bajo peso molecular, que tienen diferente solubilidad
dependiendo de su uso. Algunos surfactantes son solubles en agua (polares), llamados hidrofilicos;
y solubles en aceite (no polares), llamados tipofilicos. Con la concentracidn de surfactantes en la
salmuera base agua, se obtienen estructuras llamadas micelas. Los geles surfactantes aumentan su
viscosidad con la formacion de micelas de gran tamafio. El tamafio, forma y nimero de micelas
presentes determinan la cantidad de interaccion y las propiedades del fluido.

Debido a que las micelas son una asociacion de muchas moléculas pequeiias, el fluido dptimo se
obtiene mediante la alteracion de la estructura de micelas. Esto se hace mediante la introduccion
de hidrocarburos o cambiando el equilibrio electrolitico de la solucion (diluyéndolo con agua o
salmuera). La siguiente figura muestra como los surfactantes pueden generar la viscosidad
mediante la formacién de una micela de gran tamafio o en forma de micelas de gusano, y luego
disminuir la viscosidad reduciendo la estructura a partes mds pequefias en forma de micelas
esféricas con el uso de hidrocarburos.

Micelz en forma de gusano

Micelas esféricas

Figura 2.1 — Moléculas surfactantes asociadas a una micela en forma de gusano, con la presencia de hidrocarburos se
obtienen micelas esféricas. Mediante esta alteracion se controla la viscosidad del fluido.

Debido a que el gel surfactante no contiene polimeros y no se forma ningun filtro en la cara de la
fractura, la pérdida del fluido se rige por la viscosidad asi como por la compresibilidad del fluido
del yacimiento. En consecuencia, la pérdida de fluido es similar a la de fluidos newtonianos o geles
lineales y es significativamente mas alta que los fluidos reticulados. Por lo tanto, el gel surfactante
provee un fluido efectivo para situaciones en las cuales se tienen altas cantidades de fluido y buen
transporte de apuntalante.

Espumas o emulsiones

Las espumas o emulsiones usan surfactantes para generar mezclas de dos fases viscosas y
estables; emulsiones (mezclas de agua y aceite) o espumas (mezclas de N,/agua o CO,/agua). Los
fluidos espumantes de nitrogeno, en particular, han tenido un éxito en el desarrollo de
tratamientos de frac-pack, pero su uso ha sido limitado los equipos costa fuera. La mezcla de dos
fases puede tener menor pérdida de fluidos, esto se debe principalmente a la expansion del fluido
durante el desarrollo de la fractura. Las espumas o los fluidos energizados podrian ser usados para
tratamientos de frac-pack en yacimientos de gas con baja presién. Un inconveniente de las
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espumas de nitrégeno para la aplicacidon en el frac-pack es la dificultad para empacar la fractura
debido al aumento de la compresibilidad de la mezcla de espuma.

Rompedores de gel

El uso de rompedores de gel en los tratamientos de frac-pack es crucial para poder obtener Ia
madxima permeabilidad y conductividad de la fractura. En aplicaciones en bajas permeabilidades, el
uso de rompedores provee un mejoramiento en la limpieza del fluido fracturante y el filtro-
barrera; en altas permeabilidades, la invasion del gel dentro de la formacidn crea preocupaciones
adicionales:

- Los rompedores encapsulados se quedan en la cara de la fractura y permanecen en el
apuntalante. Esto podria ayudar a romper el filtro-barrera y el gel en el apuntalante. Estos
aditivos no ayudan a romper el gel dentro de la formacién.

- El dafio causado por la invasidn del gel viscoso es muy serio si el gel permanece intacto en
la primera etapa de produccién. Este gel aumentara el tiempo de limpieza, incrementara
el dafio en la cara de la fractura, podria dafar la conductividad de la fractura, y
posiblemente causaria una limpieza inefectiva.

- La profundidad de invasidn del gel viscoso puede incrementar drdsticamente el tiempo de
limpieza. Produciendo el pozo a altas caidas de presiéon mayores a las deseadas se pueden
generar esfuerzos adicionales en la formacién provocando migracién de finos y
obturaciones del apuntalante, creando un dafio a largo plazo y, posiblemente, una falla
prematura en el control de arena.

- La interaccién de los rompedores solubles con la mineralogia de la formacién puede
alterar su funcionalidad. Estudios han demostrado que muchas de las enzimas y oxidantes
reaccionan con la mineralogia de la formacioén.

En la mayoria aplicaciones de frac-pack en altas permeabilidades, el tiempo de bombeo es
relativamente corto, y una vez que el TSO se inicia, se incrementa la perdida de fluido de tal modo
gue se deshidrata el apuntalante empacado para generar altas concentraciones de sustentante en
la fractura. Por esta razén, y para contrarrestar estos problemas se usan rompedores muy
agresivos. En muchos casos los rompedores estan disefiados para completar el rompimiento del
gel en el tiempo esperado de bombeo. En otros casos, el rompedor esta disefiado para que el
tiempo de rompimiento sea el doble que el tiempo de bombeo para proporcionar un factor de
seguridad cuando ocurra un cierre inesperado durante el bombeo.

El programa de rompedores agresivos provee un fluido estable en las primeras etapas del
tratamiento para el control de pérdida de fluido y genera la geometria de fractura deseada.
Entonces, estos materiales agresivos proveen la degradacion rapida del gel lo que ayuda a
incrementar la pérdida de fluidos después en el trabajo, lo que permite una colocacién mas
eficiente del apuntalante dentro de la fractura creada. La presencia de altas concentraciones de
rompedor en el fluido también aumenta la limpieza ayudando a garantizar que la actividad del
rompedor se mantenga en el fluido invadido.
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2.1.3 Seleccion del fluido fracturante

Una apropiada seleccion del fluido fracturante requiere una revisiéon de los objetivos del
tratamiento y de una comprensién del impacto sobre la perdida de fluidos en su ejecucién, dafio
en la cara de la fractura, y el dafio en la conductividad para un conjunto de condiciones que se
presenten en cada pozo en particular. Los puntos clave de responder son:

- ¢Como afectaria el dano en la cara de la fractura causado por la invasién del fluido en un
post-tratamiento de productividad? ¢ Qué técnicas podrian limitar o prevenir tal dafio?

- ¢los aditivos para el control de pérdida de fluido causarian problemas con las
herramientas de fondo? A menudo, los aditivos sélidos generan una capa en el cedazo de
fondo. Otro problema asociado con los aditivos sélidos es el dafio que se crea en la punta
de la fractura conforme esta se propaga, este problema se asocia con formaciones poco
consolidadas que presentan una dilatacion conforme se crea la fractura. Este tipo de dafio
no es facil de remediar una vez que la fractura ha sido creada.

- ¢Cudles otros factores pueden afectar la seleccidon del fluido? éla permeabilidad del
yacimiento? ¢la calidad del yacimiento (arenas uniformes, arenas laminadas, o capas de
arena y arcillas)? ¢éla longitud del intervalo y la geometria de la fractura deseada? ¢la
proximidad con los contactos de agua o gas?

- ¢lareduccion de pérdida de fluido ocasionara un crecimiento no deseado de la fractura?

Se debe recordar que las condiciones son distintas para cada pozo, por lo cual se deben tomar en
cuenta consideraciones individuales para la seleccién adecuada. En muchas aplicaciones donde
existen intervalos productores de espesores grandes y laminados, el gel de borato reticulado es
muy eficiente, mientras que en zonas productoras pequefias y uniformes, con contactos de agua
cercanos, el gel lineal o surfactante es muy eficiente y atractivo para realizar la operacidn. Debido
a que la seleccion del fluido afecta la geometria de la fractura, el modelado de la fractura ayudaria
a determinar el fluido requerido para lograr el resultado deseado para condiciones especificas.

2.1.3.1 Importancia de la pérdida de fluido en la seleccién adecuada

Las pruebas de laboratorio indican que en rocas de alta permeabilidad, la seleccién del fluido
apropiado es la parte principal para poder optimizar el control de pérdida para el disefio de un
tratamiento en especifico. Usando aditivos para pérdida de fluido se puede mejorar la fuga de
estos hacia la formacidn; estos aditivos también pueden causar dafio a la conductividad en la cara
de la fractura y su uso se debe evitar siempre que sea posible.

Se ha observado que para temperaturas de 180°F y 240 °F usando geles reticulados para el control
de pérdida de fluidos, los sistemas de borato son mas eficientes que otros (como fluidos con
titanio y el zirconio). Esto da como resultado la reduccidon de la pérdida del fluido con el
incremento de la viscosidad. Los polimeros de HEC y surfactantes no son muy eficientes a
temperaturas de 240°F debido a su baja estabilidad a estas condiciones. La formacién del filtro
barrera siempre se obtiene para los sistemas reticulados bajo estas condiciones.

Fracturamiento hidrdulico en yacimientos de alta permeabilidad 30



Fluidos fracturantes y agentes sustentantes untilizados en frac-pack

Los fluidos en frac-pack requieren de un buen manejo en el control de pérdida para mantener y
poder aumentar la presidn diferencial, esto con la finalidad de lograr dos objetivos:

1. La masimportante, es deshidratar la lechada (fluido con apuntalante).
2. Incrementar la apertura de la fractura para colocar altas concentraciones de apuntalante.

El dafio a la formacion es un punto que también se evalla, pero la importancia del dafio en la cara
de la fractura se reduce significativamente debido al incremento del area superficial de la
formacion productiva que estd expuesta a la fractura creada. Existe la posibilidad de una invasién
profunda de fluidos a lo largo de la cara de la fractura, lo cual podria tener un impacto negativo en
la productividad. El dafio a la conductividad de la fractura también puede reducir
significativamente la efectividad el tratamiento de frac-pack. Por lo tanto la evaluacion de los
fluidos de frac-pack requiere un estudio del comportamiento de la perdida, caracteristicas del
dafio a la formacidn, y el deterioro de la conductividad de la fractura.

Un factor importante para el control de la pérdida de fluidos es la viscosidad. Este factor, mas a
menudo que cualquier otro, determina la importancia de utilizar un sistema de fluidos reticulados
para reducir los requerimientos de volumen. La mayoria de los tratamientos de frac-pack se
instalan en formaciones donde la recuperacién del fluido no es importante. Hay muy pocas
posibilidades de que el fluido fracturante retorne durante el inicio de la produccion. Los geles no-
reticulados han sido utilizados exitosamente en tratamientos de frac-pack y han podido ser
aplicados en muchos yacimientos y/o en casos en los que se requiera tener un mayor control en el
crecimiento de la geometria de la fractura. Los geles de borato reticulado, han demostrado tener
éxito en los tratamientos de frac-pack debido a la creacion de las dimensiones de fractura
deseadas en yacimientos de alta permeabilidad.

Algunos de los factores que controlan las principales pérdidas de fluido son la viscosidad del fluido
y su compresibilidad, diferencial de presidn, la permeabilidad de la formacidn, la temperatura y la
reologia del fluido.

2.1.3.2 Importancia del dafio en la cara de la fractura y en la conductividad para la
seleccion del fluido

La disminucion de la conductividad y el dafo en la cara de la fractura no solo afectan a la
produccidn, también tienen un impacto en la limpieza durante la primera etapa de produccion.
Existen dos cuestiones que se deben tener en cuenta respecto a los fluidos de frac-pack y la
evaluacién del efecto de dafio. Primero, cuanto mayor es la permeabilidad, es menos probable
que el fluido fracturante sea recuperado. La segunda cuestién se documentd por Stewart, quien
demostré que para la mayoria de los campos con terminaciones de frac-pack el efecto dafo ha ido
decreciendo con el tiempo, esto se observé mediante una evaluacién periddica. Estos estudios han
demostrado que los fluidos fracturantes se degradan, y los segmentos de la fractura de igual
manera se limpian con el paso del tiempo.
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Sin embargo, los datos de profundidad de la invasién y las modificaciones en la permeabilidad
para los fluidos mas comunes del frac-pack indican que el daio en la cara de la fractura raramente
es un problema significativo en la seleccién del fluido. Solo los fluidos reticulados 6rgano-
metalicos causan un dafio en la cara de la fractura mayor al 90%, a pesar que la profundidad del
dafio sea menor a 20 centimetros. Adicionalmente, el dafo en la conductividad de la fractura es
mucho menos importante si el objetivo del frac-pack es el de remover el efecto de dano cerca del
pozo. El dafio en la cara de la fractura raramente es un factor significativo en la seleccién del fluido
fracturante, mientras que el dafo en la conductividad de la fractura es significante solo si se afecta
el coeficiente de conductividad adimensional, Cp.

2.1.3.3 Importancia de la temperatura en la seleccién del fluido

La temperatura juega un papel muy importante sobre el comportamiento de los fluidos
fracturantes, esto se debe tomar en cuenta dependiendo de las caracteristicas del tratamiento. La
temperatura de inyeccion se controla por el gasto de inyeccion y con el uso de perfiles de
temperatura. En pozos en aguas profundas, estos perfiles incluyen las caidas de temperatura cerca
del fondo marino por debajo de 30 °F. Esta temperatura tiene un profundo efecto en los fluidos. El
tiempo de exposicidn y la composicidn del fluido causan la cristalizacién o salinizacién, y algunas
temperaturas de cristalizacion pueden potencialmente eliminar los componentes que son
fundamentales para el funcionamiento del fluido. Ademas, la temperatura de inyeccién medida en
el pozo tiene un efecto significativo en la temperatura del fluido en la fractura.

La eficiencia del fluido también juega un papel importante en la temperatura a lo largo de la
longitud de la fractura. Las eficiencias del fluido normalmente medidas en operaciones de frac-
pack estan en un rango del 5 al 30%. Cuando las eficiencias del fluido son mas altas, se vuelve muy
dificil lograr aplicar el método TSO. El trabajo de Sinclair sugiere que la temperatura en la fractura
para fluidos de baja eficiencia estd muy cerca a la temperatura de inyeccion. Se han realizado
varios estudios en los que se demuestra que la temperatura del fluido en la fractura se asemeja
mas a la que se tiene en la inyeccién y no a la temperatura del yacimiento. Por esta razén el
desarrollo del fluido debe ser evaluado a una temperatura cerca de la temperatura de inyeccién
en lugar de la temperatura del yacimiento.

Algunos sistemas de fluidos y ciertos rompedores de gel pueden presentar algunas dificultades en
el funcionamiento dentro de algunos rangos de temperatura, especialmente si se extiende el
rango de temperaturas por encima de la necesaria para que los rompedores de gel realicen su
trabajo. Si se ha medido la temperatura de inyeccidn y se anticipa una baja eficiencia del fluido,
esto se debe usar como un criterio para la seleccion del fluido. Las bajas temperaturas
definitivamente tienen una influencia significativa en la seleccién del fluido y del rompedor,
porque estas diferencias de temperatura pueden retardar el tiempo de trabajo. Los tiempos de
trabajo de los sistemas de fluidos no pueden exceder el tiempo de bombeo de 30 a 45 minutos.
Parte de la légica para el disefio de un fluido dentro de estos criterios, es que el fluido debe tener
buena capacidad de transporte del apuntalante y, mas importante, ser lo suficientemente
“delgado” (con relacién a la viscosidad) para entrar y abrir la formacién. Cuando el fluido viaja muy
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rapidamente a la punta de la fractura y, en este punto el fluido se expone a la temperatura del
yacimiento, se provoca un adelgazamiento muy rapido. Estas condiciones se necesitan cuando se
quiere deshidratar al lodo.

2.1.3.4 Otros factores que afectan la seleccién

La seleccién del fluido de frac-pack también se ve afectado por el comportamiento del crecimiento
de la fractura y las restricciones de entrada cerca del pozo. Una alta viscosidad y un sistema
reticulado permiten un mayor crecimiento en la altura de la fractura en comparacién con el mismo
volumen de fluido de un sistema no-reticulado. En muchos casos de frac-pack, se desea maximizar
el crecimiento de la altura de la fractura para sobrepasar al dafio a lo largo del intervalo productor,
mientras que en otros casos, se debe controlar el crecimiento de la fractura debido a la presencia
de contactos con gas y/o agua.

Durante el disefio del tratamiento, gran parte de las pruebas del fluido giran en torno a la
seleccidon de las propiedades reoldgicas adecuadas. Existen distintos factores que se deben
considerar, incluyendo la historia de intervenciones, comportamiento de los fluidos a diferentes
temperaturas especificas, el comportamiento de corte de la fractura en las distintas etapas
durante el trabajo, y el comportamiento de los rompedores de gel. La historia del corte es muy
importante en pozos que son profundos y que se bombean con tasas elevadas. Se trata de un
fendbmeno en que la viscosidad de los fluidos se degrada cuando se exponen a excesivos y
prolongados esfuerzos de corte para abrir la fractura. La mayor parte del tiempo, es la duracidn
del corte la que tiene un mayor impacto en el comportamiento del fluido. Rivas (2008), discute
este aspecto en el desarrollo de fluidos fracturantes de alta densidad para pozos que estdn a mas
de 20,000 pies de profundidad. La degradacion del corte es un efecto acumulativo asociado a la
tasa de bombeo y a la profundidad, esto se ha observado en pozos en aguas poco profundas de
16,000 pies de profundidad. En la mayoria de la circunstancias, la degradacién de corte se
recupera con el tiempo, pero dependiendo de la formulacidn quimica, la cantidad de recuperacion
y el tiempo requerido para la recuperacion varia significativamente. Se trata de una propiedad que
tendria que ser evaluada para la selecciéon del sistema de fluidos deseado.

Existe otro problema asociado con la tasa de corte del fluido dentro de la fractura durante
diferentes etapas en la inyeccion. Norman (1998) y Morales (2001), demostraron como influye el
fluido en la apertura de la fractura. Una vez que se ha producido el TSO, se hacen cambios
dramaticos en la apertura de la fractura a medida de que aumenta la presién de inyeccién, lo que
cambia la velocidad de corte aplicada del fluido, que a su vez provoca un cambio en la viscosidad
aparente. El cambio de la viscosidad tiene un efecto dramatico en la presidn, y finalmente en la
geometria de la fractura, obteniendo resultados no deseados. La viscosidad excesiva del fluido
impide la deshidratacién del lodo. Este fendmeno también se traduce en el aumento anormal de la
presion neta. Por estas razones, se necesita una buena comprension del comportamiento de la
reologia bajo estas condiciones para obtener un disefio dptimo.
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2.1.4 Resumen

No existe un fluido ideal para el frac-pack en este momento; todos los fluidos presentan algin
dafio, una pérdida y cierta invasién a la formacidn. Por lo tanto, el sistema de fluidos seleccionado
debe basarse en el comportamiento de la reologia a ciertas temperaturas, comportamiento de la
pérdida de fluido y el comportamiento de la reologia dentro de la fractura.

Desde el punto de vista de la pérdida de fluido, los fluidos no-reticulados son los menos eficientes
y pueden usarse para intervalos cortos en formaciones donde el crecimiento de la altura es un
limitante y la formacidn tiene presiones muy grandes.

Para tener un efecto adverso en la productividad del pozo, el dafio provocado por la pérdida de los
fluidos de frac-pack puede ser extremo. La informacion disponible indica que no es muy favorable
usar fluidos reticulados 6rgano-metdlicos para condiciones en las cuales se pueda tener una
pérdida del fluido considerable debido a que este tipo de sistema crea obturaciones internas que
pueden dafiar extremadamente a la formacién. Garantizar que el fluido de frac-pack es compatible
con los fluidos del yacimiento evitard el desarrollo de emulsiones y problemas de precipitacion
gue también pueden causar un dafo severo.

El uso de rompedores de gel agresivos ayuda a minimizar el dafio a la formaciéon y mejora la
limpieza de los fluidos de frac-pack.

Los sistemas de fluidos reticulados normalmente se usan cuando se requiere maximizar la altura
de la fractura o si el pozo esta desviado, largas exposiciones, e intervalos que deben conectarse
efectivamente con el pozo y las fracturas creadas.

Los sistemas lineales gelificados o fluidos surfactantes normalmente se usas en situaciones en las
cuales se debe tener un mayor control sobre el crecimiento de la altura de la fractura (Intervalos
productivos pequefios y/o contactos con fluidos cercanos como gas y agua).

La tabla 2.1 se puede usar para evaluar los sistemas de fluidos para diferentes aplicaciones. No es
una guia de seleccion de fluidos, pero proporciona un medio para identificar los fluidos candidatos
mas apropiados. La decision final, sin embargo, debe ser validada por un disefio mas riguroso,
incluyendo el modelado de la fractura para determinar el fluido apropiado.
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Condiciones del yacimiento

Longitud del intervalo productor

<50 pies
50 a 100 pies

>100 pies

Fluido adecuado

Gel lineal

Gel surfactante
Gel lineal

Gel surfactante
Borato reticulado
Borato reticulado

Permeabilidad del yacimiento y tipo de fluido

Gas, <50 md

Gas, > 50 md

Aceite, < 500 md

Aceite, > 500 md

Aceite pesado, > 500 md

Calidad del yacimiento

Arena uniforme

Intervalos laminados
Capas intercaladas con arcillas

Contactos cercanos de agua o gas

< 50 pies
> 50 pies

Gradiente de presidn del yacimiento

< 0.4 psi/pie

> 0.4 psi/pie

Gel lineal

Gel surfactante
Borato reticulado
Borato reticulado

Gel lineal

Gel surfactante
Borato reticulado
Borato reticulado

Gel lineal
Gel surfactante
Borato reticulado

Gel lineal
Gel surfactante
Borato reticulado

Borato reticulado

Borato reticulado

Gel lineal
Gel surfactante
Borato reticulado

Borato reticulado

Gel lineal
Gel surfactante
Borato reticulado

Fluido no adecuado

Borato reticulado

Gel lineal
Gel surfactante

Gel lineal
Gel surfactante

Gel lineal
Gel surfactante

Gel lineal
Gel surfactante
Gel lineal

Gel surfactante

Borato reticulado
Gel lineal

Gel surfactante

Gel lineal
Gel surfactante

Tabla 2.1 Tabla de referencia para la seleccion de fluidos fracturantes
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2.2 Agente sustentante (apuntalante)

El agente sustentante o apuntalante es un material sélido el cual es transportado por el fluido
fracturante para ser colocado dentro de la fractura creada.

El agente sustentante o apuntalante que se bombea durante un tratamiento de frac-pack es una
parte integral y vital del sistema de fractura debido a que proporciona la conexién hidraulica entre
el yacimiento y el pozo. El flujo dentro de la fractura apuntalada pasa a través de una seccidn
transversal relativamente pequefia. Por lo tanto, se debe tener mucha atencidn en el disefo de
esta via de flujo para optimizar la produccién y recuperacion de hidrocarburos y de igual manera
proporcionar el control de arena necesario.

Normalmente, el ingeniero tiene que resolver dos dudas: éQué tipo de apuntalante se requiere? Y
¢Qué cantidad de apuntalante se necesita? Se debe analizar el tamafio 6ptimo de la fractura (la
extension lateral y vertical), pero su enfoque principal es la conductividad efectiva de la fractura y
las caracteristicas de los diferentes tipos de apuntalante.

2.2.1 Apuntalantes utilizados en el fracturamiento hidraulico

Existe una amplia gama de materiales sustentantes disponibles para fracturamiento hidraulico.
Estos materiales se categorizan ya sea como arena de silice natural o apuntalantes fabricados de
ceramica llamados apuntalantes de ceramica ligera (LWC por sus siglas en inglés lightweight
ceramic). Los apuntalantes LWC tienen una densidad similar a la arena de silice, pero son
disefiados con una mayor esfericidad, redondez, y dureza para maximizar la conductividad efectiva
de la fractura.

En 1940 los primeros tratamientos de fractura en la industria no usaban apuntalante. Uno de los
primeros apuntalantes utilizados fue arena dragada del rio de Arkansas en 1950. Mas tarde, se
hizo evidente para los ingenieros que la productividad puede ser mejorada mediante el uso de
ciertos apuntalantes, lo que los llevo a usar arena mono-cristalina de la formacion de San Pedro en
Ottawa lllinois. Conocida como arena blanca de Ottawa, esta arena se compone de cristales de
cuarzo que son mas resistentes en comparacién con otras arenas. En 1950 aumento la demanda
de suministros de apuntalante debido al incremento de operaciones de fracturamiento. En 1958,
se abrieron minas de arena café abiertas en la formacion de arenas Hickory cerca de Brady, Texas.
Estas arenas son poli-cristalinas, donde la existencia de planos de corte de cada grano reduce las
propiedades de resistencia. Las arenas blancas y cafés del norte de Texas siguen siendo las
principales fuentes de arena del frac-pack y el gravel-pack en la industria, junto con las arenas de
formaciones como Jordan, Ironton y Galesville en Wisconsin, Minnesota.

La tecnologia en los fluidos de fracturamiento todavia se encontraba en su infancia en la década
de los sesentas. La preocupacion principal era entonces la capacidad del fluido para el transporte
de apuntalante dentro de la fractura. Las concentraciones de apuntalante se mantenian bajas y
estaban limitadas a menos de 0.5 (Ib/pie’) de material en la fractura. Se usaron materiales mas
ligeros y deformables como bolas de vidrio o plastico e incluso cascaras de nuez.
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Uno de los problemas que se tuvo que enfrentar fue la explotacién de yacimientos de gas
profundos que requerian de un fracturamiento hidraulico. Se disefiaron apuntalantes de ceramica,
de bauxita y de silicatos de aluminio. Los apuntalantes de bauxita fueron comercialmente
producidos en 1979 y fueron utilizados Unicamente para pozos de gas profundos. De igual forma
se crearon apuntalantes llamados de resistencia intermedia (ISP por sus siglas en inglés de
intermediate-strength proppant) los cuales junto con los de bauxita se utilizaban para pozos de
gas con profundidades mayores a 10,000 pies.

Los problemas que presentaban los granos de cuarzo dieron lugar al desarrollo de un producto
base arena: apuntalantes cubiertos de resina. Los apuntalantes cubiertos de resina (RCS por sus
siglas en ingles resin-coated sand), son granos de arena encapsulados por una capa fendlica de
resina. Este tipo de apuntalante fue usado en donde se requeria obtener una mayor
permeabilidad. La resina aumenta la esfericidad y la resistencia al aplastamiento. Estos materiales
se usaron en fracturas de poca profundidad, formaciones con bajas tasas de produccién y solo
ocasionalmente se usan en tratamientos de frac-pack.

Los primeros apuntalantes LWC se utilizaron desde 1985, pero no son tan resistentes como los
sustentantes de bauxita o los ISP, pero comparados con la arena tienen la misma densidad, pero
con una mayor esfericidad y resistencia. El apuntalante LWC se usd por primera vez en una
formacidn de alta permeabilidad a mediados de los 80’s en Alaska. En los afios 90’s su aplicacion
crecié en formaciones de alta permeabilidad y con baja consolidacidn. El apuntalante LWC es el
material mas usado en tratamientos de frac-pack.

2.2.2 Conductividad de la fractura

Después de completar el trabajo de fracturamiento, el Unico componente que queda en la fractura
es el apuntalante. El apuntalante proporciona una trayectoria conductora que aumenta la
capacidad de flujo y proporciona un beneficio econémico cuando el pozo se pone a producir. El
producto entre la permeabilidad del apuntalante y el ancho de la fractura (kw, md-pie) se utiliza
para definir la conductividad de la fractura, que es un parametro clave en el disefio. Debido a un
analisis dimensional en que la permeabilidad es [? y la dimensién del ancho de fractura es L, la
conductividad de la fractura se puede considerar como la capacidad volumétrica de la fractura
para transmitir fluidos del yacimiento al pozo.

En el laboratorio, el American Petroleum Institute (API) ha definido las pruebas y procedimientos
para medir la permeabilidad del apuntalante y una conductividad de fractura de referencia, en la
cual se mide la friccidn del fluido viscoso sobre el apuntalante. En el disefio de un tratamiento de
fracturamiento, se debe de buscar la conductividad mas eficaz, tomando en cuenta la caida de
presion total que se produce en la fractura durante la produccién. Esto incluyendo los efectos de
la friccién sobre el apuntalante, efectos de la velocidad del flujo entro de la fractura empacada,
etc.
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2.2.3 Forma

La redondez y esfericidad son propiedades importantes debido a que estos factores afectan la
porosidad y el empacamiento del sustentante. La redondez del grano es una medida de la
suavidad de las esquinas del grano, y la esfericidad de la particula es una medida de que tanto se
acerca la forma de una esfera. Después de que se aplica un esfuerzo y los granos comienzan a
rotar, un empacamiento de granos con mayor redondez y esfericidad proporciona una mejora en
la porosidad y en la permeabilidad comparada con agente sustentante sin estas caracteristicas.
También, en altos esfuerzos de cierre, las particulas mas redondas hacen que el esfuerzo se
reparta de manera mas uniforme y se tenga un menor trituramiento.

El agente sustentante debe ser lo mas redondo y esférico posible. Esta propiedad se mide a través
de los factores de redondez y esfericidad, cuyos valores se asignan en las normas API, basandose
en la comparacidn estadistica de las particulas de sustentante con la grafica propuesta por
Krumbein. Los fabricantes de apuntalantes se refieren al factor de forma de Krumbein de
redondez y esfericidad (figura 2.2). Por ejemplo, los apuntalantes LWC tienen una redondez y
esfericidad de 9.0, mientras que un agente sustentante de arena normalmente tiene un valor de
0.7.

Esfericidad

Redondez
Figura 2.2 - Grdfica de Krumbein para obtener los valores de redondez y esfericidad del apuntalante.

2.2.4 Tamaio

El tamafio de la particula tiene un impacto considerable en la permeabilidad del apuntalante. La
siguiente figura muestra graficas de conductividad para una variedad de tamafios de particulas de
Carbolite y un apuntalante LWC de uso comun. Normalmente un tamafio mas grande de
apuntalante proporciona una mayor permeabilidad pero solo cuando se tienen bajos esfuerzos de
cierre. A medida de que el esfuerzo de cierre aumenta, el efecto del tamafio de la particula en la
conductividad se reduce debido al incremento del trituramiento de las particulas. En ultima
instancia, como se observa en la figura, por encima de los 10,000 (psia), las particulas mas
pequefias, como el apuntalante de tamafio 20/40 conservan una conductividad mayor que la que
se observa en apuntalantes de tamafio 16/20 6 12/18.
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Figura 2.3 — Grdfica de comparacion de conductividad para distintos tamarios de apuntalantes Carbolite.

Aunque un tamafio grande de apuntalante puede ofrecer una mayor conductividad, también
requiere de una fractura mas amplia para poder ser transportados eficientemente sin tener una
condicidn denominada “bridge-out” o “puente” durante el tratamiento. Una condicién bridge-out
o puente se produce cuando la limitacidn del ancho de fractura impide que el apuntalante pueda
ser transportado dentro de la fractura. Esto ocurre frecuentemente cuando el tamafio de las
particulas es mds grande que la mitad del ancho de la fractura creada. Los problemas asociados
con la restriccion del ancho de la factura son de menor importancia para la optimizacién de los
tratamientos de frac-pack debido a que mediante el uso de la técnica del TSO en el disefio a una
mayor presién neta se crean fracturas mas anchas que las creadas en un tratamiento tradicional
de fracturamiento.

2.2.5 Densidad

Se necesita que el agente sustentante tenga una densidad adecuada para poder ser transportado
por el fluido a través de la fractura evitando su asentamiento prematuro. La porosidad permitira
optimizar la permeabilidad del canal conductivo creado. Algunos valores se muestran en la
siguiente tabla:

SUSTENTANTE MALLA TAMANO DENSIDAD  POROSIDAD
(PG) (Lb/pie3)

1220 0.0496 165 038

Arena Blanca 16/30 0.0350 165 0.39
20/40 0.0248 165 0.40

Arena café de Texas 1220 0.0496 165 0.39
16/30 0.0350 165 040

20/40 0.0248 165 042

Arena resinada 1220 0.0496 160 04
precurada 16/30 0.0350 160 043
20/40 0.0248 160 041

g 1z 1220 0.0496 160 0.38

Arena Ceramica 16730 0.0350 160 037
20/40 0.0248 160 0.37

1220 0.0496 198 0.42

Bauxita 20/40 0.0248 202 0.42
20/40 0.0248 170 0.40

16/20 0.0400 231 043

20/40 0.0248 231 0.42

Oxido de Zirconio 4070 00124 1 042
20/40 0.0248 197 0.42

Tabla 2.2 - Tamaiio, densidad y porosidad de apuntalantes comunes
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Ademas de ser mds caros, los agentes de sostén mads fuertes también son los mds densos. La
siguiente tabla muestra los valores de la densidad especifica (ASG) y la densidad bulk (aparente)
de los apuntalantes estdndar. La densidad bulk, DB, describe la masa de apuntalante que ocupa
una unidad de volumen, incluyendo los espacios vacios entre el apuntalante. La ASG representa la
densidad aparente de un solo grano, y a pesar de que incluye cualquier porosidad interna de la
particula de apuntalante, no incluye la porosidad entre los granos. Generalmente, la ASG se utiliza
para estimar el tiempo de asentamiento del sustentante, mientras que la densidad bulk se utiliza
para estimar los volimenes de transporte y el volumen real obtenido de la fractura. Ambas
propiedades se miden si tomar en cuenta el esfuerzo de cierre, por lo que la densidad bulk
(aparente) se incrementard sustancialmente si la aglomeracion y el aplastamiento del material
reducen la porosidad.

Tipo ASG DB DB
(g/cm’) (Ib/pie’) (g/cm’)
Arena 2.65 100 1.60
LWC 2.72 101 1.62
ISP 3.27 115 1.84
Bauxita 3.56 128 2.05
Tabla 2.3 — Comparacion de densidades de apuntalantes comunes

A pesar de que el apuntalante se compra en masa, su beneficio se basa en su volumen.
Obviamente una fractura que contiene 100,000 (/b,,) de arena va a ocupar mas volumen que una
fractura que contenga 100,000 (/b,,) de bauxita. Para los disefios de TSO, la fractura puede ser
llenada para conservar su ancho, independientemente del sustentante elegido. Sin embargo, en
todos los tratamientos la densidad del material afectara significativamente el ancho de la fractura
creada. Para una concentracidon dada de apuntalante dentro de la fractura, un sustentante mas
denso aportara una disminucién proporcional en el ancho de la fractura apuntalada.

2.2.6 Resistencia

El apuntalante debe ser lo suficientemente fuerte para evitar que la fractura se colapse, ya que
este seria aplastado y la permeabilidad del canal conductivo se reduciria enormemente. Los
tratamientos de fracturamiento en formaciones con grandes profundidades requieren que el
apuntalante usado sea muy resistente. La bauxita sinterizada, el primer apuntalante de ceramica,
se puede utilizar en pozos muy profundos, ya que contiene corinddn, uno de los materiales mds
resistentes conocidos. Otra de las ventajas de los agentes de sostén de ceramica es que cuando
fallan, no se rompen de la misma manera que los apuntalantes de arena, si no que se rompen en
pequefios fragmentos aun capaces de proporcionar una conductividad significativa. La siguiente
figura compara los principales tipos de sustentantes tamafio 20/40: arena, RCS, LWC vy
apuntalantes de cerdmica muy pesados.
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Figura 2.4 - Comportamiento de la conductividad en funcion de la resistencia del sustentante. Los apuntalantes con una
mayor resistencia proveen una conductividad mds alta.

2.2.7 Esfuerzos

Los datos de conductividad del apuntalante son cominmente presentados en funcidn del esfuerzo

aplicado sobre el apuntalante. La siguiente figura muestra una tipica presentacién de los datos de

conductividad para tres tipos de apuntalante (tamafio de malla 20/40) usados en tratamientos de

frac-pack. La grafica proporciona datos sobre la conductividad de la fractura de referencia para un

tipo y tamafio determinado de apuntalante, a determinadas condiciones de esfuerzo del

yacimiento y por una concentracidn particular de apuntalante en la fractura.
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Figura 2.5 — Comparacion de conductividad para distintos materiales a una concentracion de 2 (b m/piez)
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La mayoria de los ingenieros dedicados al disefio de la estimulacién estan familiarizados con el
esfuerzo al cierre de la fractura, o el gradiente de fractura, como se le conoce cuando el esfuerzo
de cierre esta dividido por la profundidad vertical verdadera. Esto se define como la presién a la
cual la roca ha sido fracturada y estd lista para aceptar el fluido, o la presion a la cual se abre Ia
fractura y se cerrara sobre si misma. Esto no es lo mismo que el esfuerzo efectivo en el
apuntalante en la fractura, que debe tener en cuenta tanto el esfuerzo adicional para mantener
abierta la fractura y la presion del fluido dentro de la fractura. La presion del fluido fracturante
debe ser calculada para las diferentes condiciones a lo largo de la vida del pozo para determinar la
conductividad de la fractura que se realizara bajo la condicién de maxima de esfuerzo.

2.2.7.1 Cierre de fractura

Mientras que la fractura se estd creando, la presién adicional del fluido dentro de la fractura se
llama presidon neta (Ap,). Esta presion, por arriba y mas alld del esfuerzo de cierre, es la
responsable de la creacién del ancho de la fractura. Una vez que entra el fluido a la formacién y se
detiene el bombeo, la fractura comienza a cerrarse sobre el apuntalante. En este punto, el
esfuerzo adicional asociado con el ancho de la fractura pasa a formar parte del esfuerzo total
aplicado en el sustentante empacado (o). Por lo tanto, en el momento de cierre de la fractura, el
esfuerzo total en el apuntalante es la suma del esfuerzo de cierre de la fractura y la presidn neta
asociada con el ancho de apuntalante empacado, o:

Donde gy es el gradiente de fractura en psia/pie; D profundidad vertical verdadera en pies; y Ap, es
la presidon neta en la fractura cuando esta se cierra sobre el apuntalante.

El esfuerzo efectivo sobre el apuntalante (o), es el esfuerzo total del apuntalante menos la
presion del fluido ejercida en el sustentante empacado. Para condiciones estaticas, antes de poner
el pozo a produccidn y la presién de fluido dentro de la fractura se ha reducido a la presién del
yacimiento,

Ope = gD + APy — Digeeerenrnenisiei (2.2)
Donde py, es la presidn inicial de yacimiento (psia).
2.2.7.2 Produccion inicial

Una vez que la produccién ha comenzado, se inicia una presién transitoria dentro de la fractura,
mientras se crea una reduccién de presion en la formacién. Durante la produccion, la caida en la
presién del fluido se aproxima a la presién de fondo fluyendo (p,y) y se crean condiciones en el
esfuerzo efectivo sobre el apuntalante en la desembocadura de la fractura como:
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2.2.7.3 Agotamiento del yacimiento

Como el yacimiento tiende a agotarse, el esfuerzo total actuando sobre el apuntalante se reduce y
el esfuerzo efectivo sobre el sustentante se puede calcular mediante:

Ope = gD + App — @(Dyi — Pra) — Pwfereeeeiismmeiisseriisseneiniennns(3.4)

Donde a = 0.7 y se conoce como la constante poro-elastica de Biot y py es la presidon de
agotamiento del yacimiento.

2.2.8 Concentracion

La concentracién de apuntalante se refiere a la masa de apuntalante por unidad de superficie de
fractura que se coloca en el tratamiento, por lo general se expresa en Ib,/pie’. En la mayoria de las
pruebas de laboratorio, en las muestras de nucleo de areniscas duras se utiliza una concentracion
de 2 (Ib,/pie’). Algunas pruebas de laboratorio han demostrado que para una concentracién de
0.5 (Ib./pie’) de apuntalante se puede llegar a perder el empotramiento en la cara de la fractura
en formaciones moderadamente duras. En formaciones suaves, esta pérdida puede ser mucho
mayor.

La siguiente figura muestra el impacto de la concentracién de apuntalante en la conductividad de
la fractura en las pruebas de rocas duras. Cuanto mayor sea la concentracidon, mayor sera la
conductividad de fractura. Aunque la mayoria de las pruebas de laboratorio se ejecutan para
concentraciones menores de 4 (Ib,,,/piez), la conductividad de la fractura es de importancia
primordial en tratamientos de frac-pack, y los tratamientos a menudo se disefian para colocar
concentraciones de apuntalante de 6 a 12 (/b,/pie®).
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Figura 2.6 - Comportamiento de la conductividad para distintas concentraciones de apuntalante Carbolite, a mayor

concentracion se tiene una conductividad mayor.
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2.2.9 Flujo de retorno

El retorno significativo del apuntalante puede ser altamente perjudicial debido a que la fractura
podria cerrarse y actuar como un estrangulador de produccién. El RCS se introdujo en 1975 como
una forma de bloquear al apuntalante en la fractura hidrdulica. Este tipo de agente sostén junto
con la temperatura de la formacion crean un enlace entre la arena y las particulas de cerdmica. La
aplicacién para terminaciones con frac-pack esta un poco limitada debido a que el empacamiento
anular evita la necesidad de la cohesién entre grano y grano. Sin embargo, los apuntalantes RCS
han sido usados en tratamientos de frac-pack sin cedazo, y en formaciones con una débil
consolidacion. Una serie de aditivos también estan disponibles para evitar el flujo de retorno,
incluyendo agentes de modificacion de superficie, fibras y sustentantes deformables, pero hasta el
momento ninguno de estos ha sido usado ampliamente en terminaciones con frac-pack.

2.2.10 Pasos para la seleccion del apuntalante

La seleccion del apuntalante es una parte integral del disefio de frac-pack. El potencial de
produccidn, control de arena y la disponibilidad del apuntalante son las tres consideraciones clave
dentro del proceso de disefio.

2.2.10.1 Potencial de produccién

La evaluacion del apuntalante comenzaria con la identificacién del potencial de produccion para
los diferentes tipos y tamafios de apuntalante que se llevan a cabo como parte del proceso del
disefio de estimulacion. Por lo general, los apuntalantes de gran tamafio (16/20 o 12/18) proveen
grandes beneficios de produccidn. En esta etapa del proceso de seleccion el ingeniero debe
comparar los beneficios de los apuntalantes de gran tamafo o de menor tamafio los cuales se
usarian de ser necesarios por los requerimientos de un control de arena.

Existen muchos reportes de éxito de apuntalantes de cerdmica con cubierta de resina en
terminaciones sin cedazo donde la produccidon en formaciones de arena previamente ha tenido
problemas. En algunos casos el flujo de retorno del apuntalante es alto y se requiere una
consolidacion con resina, cedazos u otros aditivos para controlar este fendmeno. Con el uso de
apuntalantes mas angulares se crea un bloqueo en el empacamiento, el cual es mas resistente al
flujo de retorno. Sin embargo, esto causa una pérdida de la conductividad efectiva que puede dar
pauta a una reduccién en la productividad, o bien, incrementando potencialmente el movimiento
de finos en la formacion. El estudio para seleccionar el tipo de apuntalante debe llevar una
evaluacién de las condiciones de produccién sobre la vida del pozo incluyen cambios en la presién
del yacimiento y del fondo de pozo que ocurren debido a los procesos del yacimiento o la
actividad en los trabajos de pozo.

2.2.10.2 Control de arena de la formacién

Una solucion ideal para el control de arena de la formacién puede ser el aumento de la longitud de
la fractura hasta que las velocidades de la matriz sean lo suficientemente bajas para prevenir el
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movimiento de finos de la formacidn; sin embargo, la energia requerida para liberar estos finos y
la longitud de fractura correspondiente siguen siendo una ciencia imprecisa. En casos en donde la
migracién de finos no puede ser eliminada, el tamafio maximo de la grava debe determinarse
usando el tamafio de los finos que migran y un apropiado control de arena. Esto provee una cota
para el rango mas bajo del tamafio de apuntalante para ser seleccionados.

Se debe tener en cuenta que la velocidad del fluido dentro de la formacién se reduce mediante el
disefio de frac-pack debido a que el area a la que esta expuesto el flujo es mayor. A consecuencia,
la fuerza de arrastre se reduce significativamente, con una disminucién consecuente en la
produccidn de arena.

2.2.10.3 Disponibilidad del apuntalante

Ademads de examinar que tipo y tamafo de apuntalante hay disponibles, el ingeniero que
selecciona el sustentante para el frac-pack debe estar bien informado sobre qué productos se
estan utilizando y que se puedan manejar logisticamente. En ambientes costa afuera en donde se
imitado, tanto en términos de

usan barcos para fracturar, por ejemplo, el espacio disponible esta
volumen total y el almacenamiento de diferentes tipos de apuntalante.
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CAPITULO 3

REQUERIMIENTOS DE DISPAROS Y ANALISIS DE PERDIDA DE
FLUIDO EN TRATAMIENTOS DE FRAC-PACK

3.1 Requerimiento de disparos en terminaciones con frac-pack

En el caso de las terminaciones con pozo ademado, los disparos conectan al pozo con el
yacimiento, es decir, los disparos son el conducto del fluido entre la fractura y el pozo. A
continuacién se comentan las recomendaciones para elegir los mejores pardmetros del disefio de
disparos tales como la fase y densidad del disparo, tipo de carga, orientacion de las pistolas y la
longitud del intervalo disparado.

El objetivo del disefio de los disparos en frac-pack es el de elegir los parametros y procesos que
minimicen las caidas de presién cerca del pozo durante el fracturamiento y la produccion. Los
disparos también deben permitir la colocacidn de una barrera de grava efectiva entre el
yacimiento y el pozo. Las restricciones de flujo causadas por el desalineamiento de las pistolas y la
tortuosidad de la fractura del fracturamiento clasico en rocas duras, no son relevantes en el caso
de un tratamiento de frac-pack en formaciones suaves. Estos efectos no se toman en cuenta
debido a que la roca débil del yacimiento es erosionada durante la operacidn de bombeo. Durante
la produccién, se debe considerar:

- El dafio a la permeabilidad de la grava empacada y del canal de disparo

- El dafio a la permeabilidad de la grava dentro del tunel (agujero que se crea en la tuberia 'y
el espacio anular cementado que conecta a la formacién con el pozo)

- Laconectividad del flujo entre la fractura y los disparos

- Elempaque de grava de los disparos que no esté conectado directamente con la fractura

Los granos de arena residual en el canal de disparo es otro parametro que puede afectar los
sistemas de disparo y su proceso. El canal de disparo es el agujero perforado en la roca, y el tunel
es el pasadizo a través de la tuberia cementada. La existencia del canal del disparo depende de la
resistencia de la formacion y de los esfuerzos de la roca. Estos mismos factores, mas el disparo
bajo balance y la reduccién de la produccién, determinara si el canal se mantiene intacto o no. El
bajo balance es la diferencia de presidén que se crea durante el proceso de disparo entre el pozo y
la formacion.

3.1.1 Canal de disparo

Como se menciond anteriormente, el canal es la perforacidon que se obtiene en la formaciéon como
resultado de un disparo. Comprender la naturaleza de los disparos dentro del yacimiento es
fundamental para comprender la fisica de la colocacion de la grava, su reduccion de
permeabilidad, el flujo de la terminacién de frac-pack y la formulacidn de los modelos de dafio por
disparo. Actualmente se realizan experimentos de laboratorio bajo condiciones simuladas de
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fondo de pozo en nucleos sélidos, débilmente consolidados y sin consolidar, para determinar la
naturaleza de los disparos y formular modelos apoyados con datos de campo para desarrollar
mejores practicas de disparo para las terminaciones de frac-pack.

3.1.1.1 Arenas no consolidadas

Los datos de experimentos en nucleos no consolidados (saturados de aceite a cierta saturacion
residual de salmuera) muestran que no existe un canal de disparo uniforme (Wong 1997 y Walton
2001). En este caso, el minimo esfuerzo es suficiente para superar la resistencia de la roca.
Aplicando un disparo con una condicion de bajo-balance (esta condicién se da cuando la presién
en el pozo es menor que la presién del yacimiento), se crea una regién hemisférica con un
incremento de porosidad, causada por la produccién local de arena. La produccion masiva de
arena también ocurre durante los disparos si la tasa de flujo generada por el disparo bajo-balance
es muy alta durante la produccién. El inicio de la produccién diaria de agua también puede
provocar una produccién masiva de arena, debido a que el agua destruye la tensién superficial
intergranular, la cual es el Gnico recurso de cohesidn en estas arenas.

A pesar de que no se obtiene el canal de disparo en los nucleos no consolidados, el proceso de
disparo crea una reduccién del tamafo del grano de la formacién original. Estos granos de arena
crean la zona dafiada triturada. Si el yacimiento no consolidado se dispara con un bajo-balance o
es sometido a un post-tratamiento de flujo después de los disparos, entonces estos granos de
arena se eliminan (limpian). Los finos de la formacién dafiada y las arcillas liberadas por los
disparos también podrian dafar la grava de control de arena. Estos finos pueden deteriorar la
permeabilidad de la grava empacada dentro del canal del disparo o en el tunel. Algunos de los
residuos de arena en el tratamiento de disparos en formaciones no consolidados se deben
producir para remover los finos del canal de disparo antes del frac-pack.

Canal de Residuos de la roca Zona triturada
Tanel disparo y del disparo (Permeabilidad alterada)
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Figura 3.1 - Canal de disparo. Se observa la zona de permeabilidad alterada creada por la modificacion del tamarfio de
granos de la roca de la formacion, asi como el dafio generado por el disparo. Estos residuos de roca generados por el
disparo se pueden eliminar llevando acabo un disparo bajo-balance o mediante un tratamiento de limpieza al término de
los disparos.
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3.1.1.2 Arenas débilmente consolidadas

Dependiendo de la resistencia a la compresion de la zona no confinada (RCNC), los esfuerzos de la
roca, y la litologia; las arenas débilmente consolidadas pueden o no lograr un canal de disparo. El
esfuerzo efectivo es usualmente suficiente para superar el esfuerzo de la roca y poder fallar a la
formacion. Los disparos bajo-balance crean un canal de disparo adecuado pero se debe tener
cuidado debido a que si se crea una caida de presién muy grande debido a este bajo-balance, se
tendra una producciéon masiva de arena. Los disparos sobre-balance crean un canal con una
morfologia estable, pero desafortunadamente en muchas ocasiones también crea un tapén sélido
e impermeable a lo largo del disparo.

La capacidad de la roca virgen para sostener el canal del disparo depende de la relacién de carga
de compresidon y RCNC, asi como del didametro del canal. Schlumberger Cambridge Research
Center ha desarrollado un modelo de la estabilidad del canal. Este modelo demuestra que la falla
ocurre cuando el esfuerzo efectivo alrededor del canal del disparo supera a la RCNC. Esto depende
del didmetro del canal de disparo. Los canales de menor amplitud suelen ser mas fuertes que los
de mayor amplitud. En su término mas simple, el esfuerzo efectivo es la diferencia entre el
esfuerzo de sobrecarga y la presidn de poro. Por lo tanto, el esfuerzo efectivo incrementa en tanto
la presion de poro disminuye, por ejemplo, durante el agotamiento del yacimiento o durante el
proceso de disparo bajo-balance. Durante los disparos, la presién del pozo sufre una variacién en
décimas de segundo inmediatamente después de que las pistolas se disparan. Esta variacion de
presion es transmitida a los fluidos en los poros inmediatamente alrededor del disparo,
ocasionando una disminucion en la presién de poro local, y por lo tanto generar un esfuerzo
efectivo capaz de crear el canal de disparo. La variacion de presién del pozo también puede
generar un aumento de flujo si la presién del pozo cae por debajo de la presién del yacimiento
(bajo-balance). Adicionalmente la distancia entre los disparos adyacentes, y la naturaleza del
fluido en el espacio poroso, afecta la estabilidad del canal del disparo.

3.1.2 Consideraciones de disefio de disparos

Los datos de campo y su interpretacion se utilizan con los datos de laboratorio para ofrecer una
mejor practica de disparos para frac-pack. Algunos supuestos de base para la determinacion del
tipo de carga, fase, densidad y proceso de los disparos para la terminacion con frac-pack, son:

1. Para rocas débilmente consolidadas, la zona triturada dafiada alrededor del canal del
disparo solo es importante cuando los disparos no estan directamente conectados con la
fractura debido a que se asume que la fractura evita este dafio.

2. Se asume que el tunel de la tuberia cementada tiene cierto grado de deterioro de la
permeabilidad de la grava (ya sea por movimiento y/o incrustacion de finos, y residuos del
fluido fracturante), independientemente de su ubicacién con respecto a la fractura.

3. La tortuosidad no es un problema en rocas débilmente consolidadas debido a que los
procesos de bombeo de fluido erosionan estas formaciones débiles.
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4. La construccién de un anillo de grava alrededor del pozo (llamado halo) generado por el
TSO, crea un camino potencial de alta conductividad desde la fractura hacia los disparos
no alineados como se muestra en la figura. Este anillo no se crea de manera uniforme y es
menos probable que se forme en rocas débilmente consolidadas. Este anillo también
puede ser dafiado por distintas causas como los son los restos de roca generados por los
disparos y dafio a la formacidn por finos.

Fractura Empacada

Figura 3.2 — Halo (Anillo) alrededor de la tuberia. Este anillo se crea durante el TSO en el tratamiento de frac-pack. Se
crea un camino de alta conductividad alrededor del pozo que se comunica con los disparos que no estén alineados
directamente con la fractura.

3.1.3 Fase del disparo

La fase es la orientacion de los disparos o el angulo entre los disparos. La optimizacion de la fase
reduce las caidas de presidn cerca del pozo proporcionando conductos de flujo en todos lados de
la tuberia minimizando la interferencia y la interconeccién de zonas dafiadas adyacentes
reduciendo el riesgo de fallar la formacion sin comprometer la tasa de flujo por disparo.

- 7

Fase del Disparo

Figura 3.3 — Fase del disparo. La fase es el angulo entre disparos. La optimizacion de la fase reduce las caidas de presion
cerca del pozo.

Para los disparos que no estén alineados en el plano preferente de fractura (PPF) la
recomendacién convencional es usar fases a 60° (Welling 1998; Behrmann y Nolte 1999). Se
asume que para los disparos que estén dentro de 30° del PPF estaran directamente conectados
con la fractura. Por lo tanto, en general, el 33% de los disparos pueden estar conectados
efectivamente a la fractura, y el resto de los disparos pueden producir desde la matriz del
yacimiento. Cuando se utiliza mas de una pistola, se debe tener cuidado para asegurar que todas
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las fases estén correctamente alineadas. La fase de las pistolas, permeabilidad del yacimiento,
permeabilidad en la zona dafiada, permeabilidad de la grava, resistencia de la roca, y la
profundidad de penetracion determinaran la fraccion de flujo a través de la fractura. En
yacimientos de baja permeabilidad, el factor dominante de flujo es a través de la fractura,
suponiendo que la permeabilidad de la grava no se reduce significativamente. En casos de alta
permeabilidad, el aumento del flujo a causa de la fractura serd mucho menor. En estos casos el
mayor aporte de flujo puede ser a través de los disparos no alineados con la fractura. La figura 3.3
muestra la fraccion del flujo en la fractura vs fase de las pistolas y la permeabilidad de la grava. Si
se dispara con una fase de 0° — 180° el 100% del flujo serd a través de los disparos
independientemente de la permeabilidad de la grava y del yacimiento.
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Figura 3.4 — Flujo en la fractura contra fase de las pistolas y permeabilidad (Behrmann y Nolte 1999). Longitud de la
fractura x;=25 pies; permeabilidad de la grava k, = permeabilidad de la fractura k= 50 darcy; didmetro de la fractura
dr = 0.75 pg; radio del pozo r,,= 0.354 pie, didmetro del disparo dy=0.75 pg. La figura muestra la fraccion del flujo en la
fractura contra la fase de las pistolas y la permeabilidad de la grava. Si se dispara con una fase de 0°— 180°, el 100% del
flujo serd a través de los disparos independientemente de la permeabilidad de la grava y del yacimiento.

En tanto el dngulo (fase) decrece y la permeabilidad del yacimiento incrementa, la fraccion del
flujo a través de los disparos alineados con la fractura decrece (a menos del 50% para un
yacimiento de 1 darcy con una grava de 50 darcy para fases menores de 60°). Hay que notar que la
fraccion de flujo a través de la fractura es independiente de la densidad del disparo y al didmetro
del agujero en la tuberia.

El fracturamiento en yacimientos de alta permeabilidad puede ser menos efectivo que un
fracturamiento en yacimientos de baja permeabilidad; por lo tanto, se deben seguir
procedimientos para minimizar el dafio en la permeabilidad de la grava (usando mejores practicas
de circulacion de la grava empacada; disparos bajo-balance; materiales de pérdida de circulacién,
etc.).
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3.1.4 Densidad, diametro del canal y penetraciéon del disparo

El requisito general es que el didametro minimo del canal del disparo no debe ser inferior a 6 veces
el diametro maximo del apuntalante. Sin embargo, debido a la variacion entre los didmetros
nominales y reales del agujero, la posicién de las pistolas, variaciones en el tamafio del
apuntalante y su concentracion, el diametro minimo del canal del disparo debe ser 8 veces el
didmetro mdaximo del apuntalante. La tabla 3.1 muestra los tamafios de apuntalante
recomendados para cada didmetro de canal de disparo.

Tamaiio del Didmetro del canal (pg) para 6 Didmetro del canal (pg) para 8
apuntalante veces el tamafio del apuntalante veces el tamaiio del apuntalante
30/60 Carbo 0.14 0.19
20/40 Carbo 0.20 0.26
16/20 Carbo 0.28 0.53
12/20 Carbo 0.40 0.53
10/20 Carbo 0.47 0.63
8/16 Brady 0.56 0.75
6/10 Carbo 0.79 1.05
Tabla 3.1 — Relacion del diametro del canal del disparo y tamario del apuntalante

La minima densidad de disparo (nimero de agujeros por pie) se determina por el didmetro del
tunel en la tuberia, el gasto de inyeccidn por disparo, la presién por friccion por disparo y las
propiedades de los fluidos. Con la ecuacién 3.1 se obtiene la presidn por friccién por disparos (p,y)
para fluidos no reticulados:

2
Ppr = 0237p (F5) e (3.1)

Donde p es la densidad del fluido en /b,/gal; g es el gasto de inyeccidn en bl/min por disparo; d es
el didmetro del agujero del disparo en el pozo ademado en pg; C, es el coeficiente de descarga
adimensional y esta dado por:

C, = (1 _ e_Z'Zd/u"-l) ........................................................... (3.2)

Donde los superindices d y u son el didmetro de los disparos en la tuberia, en pulgadas; y la
viscosidad aparente en cp, respectivamente.

El didametro del disparo en la tuberia esta en funcion de la fase de la pistola. El gasto de inyeccién
es diferente para diferentes didmetros de disparos. El didmetro promedio de los disparos (d) se
calcula mediante:

d=( 52’;“’—2)05(33)

n
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Donde n es el numero de agujeros efectivos en la tuberia.

Para pistolas y sistemas de tuberia especifica, las compaiiias de servicio deben proveer datos de la
variacion de los tamafiios del agujero en la entrada de la tuberia para diferentes valores de holgura
entre las pistolas y la tuberia. El tamafio del agujero también puede incrementarse debido a la
erosion provocada por la arena de fracturamiento, lo cual incrementa el coeficiente de descarga.
Este efecto causa una disminucion en la presién por friccién por los disparos.

La potencia hidraulica y los limites de presién superficial del tratamiento determinan la tasa
maxima permisible del tratamiento. El nimero de disparos conectados con la fractura determina
el promedio de tasa de inyeccidn por disparo. Para fases de 0° y 180°, todos los disparos deben
contribuir a la fractura. Para la fase de 120°, solo dos terceras partes de los disparos pueden
comunicarse con la fractura, y para fases de 60° solo una tercera parte de los disparos podrian ser
eficientes.

En el proceso de disparo se debe considerar el impacto del dafo a la permeabilidad de la grava
colocada en el tunel de la tuberia. Este dafio puede ser por los finos del yacimiento, finos
generados durante el proceso de disparo, finos generados durante el proceso de bombeo, y/o
fluidos utilizados en el proceso de bombeo. La importancia relativa de los pardmetros de los
disparos (diametro del agujero en la tuberia, densidad del disparo, profundidad del disparo)
depende de la fuerza del yacimiento y sus fluidos.

Para arenas no consolidadas, la profundidad de penetracidn no es importante debido a que no hay
canal de disparo. Algunas obras inéditas de Schlumberger sugieren que el didmetro del agujero de
la tuberia de al menos 0.5 pulgadas es suficiente para tener flujo en una sola fase sin produccion
de arena. El drea abierta al flujo, AAF, la permeabilidad de la grava en el tunel de la tuberia
cementada, y la longitud del tunel controlan las caidas de presidn a través del tunel de la tuberia
cementada. Si no se presenta dafio a la permeabilidad de la grava, entonces esta caida de presion
es pequeina y se puede llegar a tener turbulencia con altos gastos. El incremento del dafio a la
grava requiere de un incremento de AAF. Para arenas débilmente y no consolidas, la
recomendacién es maximizar el AAF. Normalmente, para una AAF dada, la productividad es mayor
en tanto se incrementan los disparos por cada pie. Cualquier dafio a la formacidn significativa
limitard la contribucién del flujo de los disparos que no estén alineados cerca del plano preferente
de fractura (PPF) a menos que el anillo (halo) no tenga algun dafio.

En arenas débilmente consolidadas, puede existir el canal de disparo y la penetracién puede
convertirse en una variable importante. La caida de presién adicional del deterioro de la grava
ahora puede ocurrir dentro de la canal y del tunel de la tuberia. En la préctica se ha observado que
cuando se tienen altos gastos y los diametros del agujero en la tuberia cementada son pequefios,
entonces se generan mayores caidas de presion.
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3.1.5 Cargas DP y BH

Las cargas DP (deep-penetrating o penetracion profunda) son relativamente largas pero con un
didmetro pequeiio que varia de 0.2 a 0.5 pulgadas. Este tipo de cargas por lo general se usa en
formaciones duras. Las cargas BH (big-hole o de agujero grande) se usan normalmente para
formaciones no consolidadas. Este tipo de cargas generan diametros entre 0.6 y 1.5 pulgadas y
una longitud que no llega a exceder 8 pulgadas. En yacimientos de alta permeabilidad, el flujo
dominante es a través de los ejes de los disparos y se requiere una mayor AAF, y cargas BH. En el
caso de pozos de gas se puede hacer hincapié en el uso de cargas BH y una amplia AAF para
minimizar las caidas de presidn en el tunel de la tuberia cementada debidas a la turbulencia del
gas.

Para un bajo-balance dado, las cargas DP tendran un menor dafio localizado por disparo, y debido
a la diferencia de la geometria de la cavidad generaran menos residuos de la roca comparados con
las cargas BH. Es mas facil de eliminar los residuos de roca de una cavidad de disparo DP durante
un disparo bajo-balance o durante el flujo posterior a la perforacién (los disparos de un tunel mas
estrecho, aporta una mayor velocidad de flujo). Ademads, los requisitos de un bajo-balance éptimo
son menores para una carga DP que para una carga BH. Sin embargo, el AAF puede ser menor para
una carga DP que para una carga BH, lo que puede llevar a tener caidas de presidn mayores en el
tunel. Por lo tanto, el gasto esperado por disparo es una consideracién importante debido a que
juega un papel muy importante en la caida de presién. Se sugiere el uso de simuladores de
afluencia para determinar las ventajas de cada tipo de carga, considerando las diferentes caidas de
presion a través del yacimiento, la cavidad del disparo y el tunel de la tuberia cementada.

3.1.6 Disparos bajo-balance, sobre-balance y limpieza

En formaciones no consolidadas, el dafo a la permeabilidad de la grava puede minimizarse a
través del uso de un disparo bajo-balance y/o un tratamiento post-disparo de limpieza. En
formaciones de mayor consolidacidn, para remover el dafio por disparo, se utilizan disparos bajo-
balance. El propdsito de un bajo-balance y/o un trabajo de limpieza es remover el dafio en la zona
triturada y remover los finos de la formacion y los disparos.

Los disparos bajo-balance se definen como los disparos donde la presién del pozo es mucho
menor que la presion de la formacién. Los disparos bajo-balance crean un ambiente en el cual los
fluidos de la formacidon pueden entrar inmediatamente al pozo. En este instante del disparo, se
espera que la presion diferencial del pozo ayude a limpiar el canal y eliminar los residuos de roca
triturada, asi como los gases provenientes de la formacién. El tipo de fluido y formacién son los
dos factores primarios que afectan el nivel de bajo-balance para poder eliminar cualquier
mecanismo de dafio cerca del pozo.

Los disparos bajo-balance generalmente estan asociados a la remocién del dafo por disparos de la
zona triturada. Pruebas de laboratorio sugieren que en rocas no consolidadas, una zona triturada
se elimina facilmente con la produccion de arena. Por lo tanto, los disparos bajo-balance en arenas
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no consolidadas parece ser importante, siempre y cuando se aplique un tratamiento de limpieza
para eliminar cualquier grano de arena y/o finos producidos durante el trabajo. En arenas
débilmente consolidadas, si no existe una canal de disparo se crea una zona compactada de baja
permeabilidad a lo largo del disparo, o se puede presentar la zona triturada en caso de que
existiese un canal de disparo. Ambas zonas dafiadas por disparos deben ser eliminadas para
obtener una produccién éptima y minimizar el dafio a la grava empacada.

Los disparos sobre-balance en arenas no consolidadas son aceptables siempre y cuando se use un
post-tratamiento de limpieza para remover los finos de la regidon disparada. El disparo
convencional sobre-balance no se recomienda en arenas débilmente consolidadas debido a que
cualquier dafio de disparo seguira presente y la efectividad del flujo de los disparos que no estén
alineados con la fractura serd minima.

Existen datos importantes de campo que indican que es fundamental realizar un post tratamiento
de flujo (limpieza) en los disparos en una formacién no consolidada antes de realizar un frac-pack.
El uso de la técnica de limpieza ayuda reducir el efecto de dafio en pozos que han sido disparados
reduciendo la produccién de arena.

Nuevas técnicas de disparo, como el single-trip y trabajos de limpieza; han sido implementadas
exitosamente en pozos de gas y aceite en aguas profundas seguidas de un tratamiento de frac-
pack. Se han realizado disparos sobre-balance seguidos de un tratamiento de limpieza que dan
como resultante un cero en el efecto de dafio para algunas terminaciones lo cual indica la
efectividad de ésta técnica para producir hidrocarburos antes de una operacién de control de
arena. Sin duda para arenas no consolidadas, la limpieza posterior a los disparos eliminara los
residuos de arena que se encuentra por detras de la tuberia. En general, un bajo-balance durante
el proceso de disparo se requiere para eliminar la zona triturada.

3.1.7 Frac-pack sin cedazo y su relacion con los disparos

Los requerimientos de disparo para tratamientos de frac-pack sin cedazo son diferentes a los
listados anteriormente para terminaciones convencionales. Estos tratamientos no cuentan con el
cedazo que impide el flujo de retorno de grava y arena. En cambio, el método se basa en que la
fractura se llena con el apuntalante cubierto de resina para prevenir el flujo y transporte de arena
al pozo. Para lograr esto, es imperativo que todos los disparos se conecten directamente con la
fractura. Los parametros clave que afectan estos requerimientos son:

- Orientacion: los disparos deben estar orientados al plano preferente de fractura, si se
conoce.

- Fase: se pueden usar disparos con fases de 0° a 180° cuando se conoce el PPF, y cuando no
se conoce se deben usar disparos con fases de 0°.

- Intervalo: el intervalo disparado esta limitado a 30 pies para pozos verticales y debe estar
mas restringido para pozos desviados (preferentemente de 10 pies o menos).
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Aparte de estas, otras consideraciones que afectan el éxito de esta técnica se relaciona con la
estabilidad del apuntalante empacado. La estabilidad del sustentante se puede mejorar por el uso
de apuntalantes recubiertos de resina.

A pesar de que varios intentos en fracturamiento sin cedazo fallaron, la experiencia ha
demostrado que el éxito de la ejecucidn es posible por el disefio del apuntalante. Tal disefio debe
combinar todos los elementos (seleccidén de un buen candidato, conocimiento de las propiedades
geométricas de la formacién y barreras de lutitas adyacentes, disefio del disparo y de la fractura).
Una fractura mediante TSO es también importante para el éxito. Muchas de las fallas en el pasado
se relacionan con esta técnica en arenas no consolidadas. Recientemente, fracturamientos sin
cedazos han tenido éxito en este tipo de formaciones, ya que primero se consolida con resina el
area cerca del pozo y después se fractura (Acock 2003).

3.1.8 Resumen de la importancia de los disparos en frac-pack

El sistema éptimo de disparos y el proceso de terminacidn para un frac-pack se debe seleccionar
tomando en cuenta la resistencia de la formacién, fluidos del yacimiento, y el gasto esperado por
cada disparo. Por ejemplo, se deben considerar las diferencias entre arenas débilmente
consolidadas y no consolidadas. Un pozo de gas se trata diferente a un pozo de aceite. Para todos
los sistemas de control de arena, una mejor practica es producir arena antes de colocar cualquier
control de arena. Esta produccion de arena se logra a través de un disefio apropiado de bajo-
balance y/o flujo de limpieza posterior a los disparos. Mediante el uso de un disparo bajo-balance
se puede eliminar la zona triturada por disparos y minimizar la produccién de arena en
formaciones débilmente consolidadas.

Si se desea utilizar cargas DP o BH se debe tener en cuenta la fuerza de la formacidn, la
permeabilidad del yacimiento, los fluidos (gas o aceite), y los posibles mecanismos de dafo a la
grava. Para un tratamiento de frac-pack en pozos con altos gastos de gas se requiere el uso de
cargas BH para lograr una maxima area abierta al flujo, AAF. El uso de cargas DP se recomienda en
pozos de aceite débilmente consolidados, donde existe un extenso dafio a la formacién y a la
permeabilidad. Es muy recomendable realizar pruebas de laboratorio de flujo de los disparos bajo
condiciones de fondo de pozo para evaluar los mecanismos de dafio a la permeabilidad de la
grava.

Debe considerarse con cuidado la seleccién de los intervalos disparados para evitar el crecimiento
vertical indeseado de la fractura hidraulica en las capas de lutita que sobreyacen y subyacen los
intervalos productivos. El fracturamiento dentro de las capas de lutita restringe la pérdida de
fluido. Las fracturas dindmicas en la lutitas permanecen abiertas mas tiempo porque la pérdida de
los fluidos de tratamiento no es suficientemente rapida. Esto también dificulta la obtencién de un
empaque de grava completo alrededor del extremo de los cedazos de control de arena.

Después de los disparos, un tratamiento TSO exitoso resulta esencial para generar fracturas
anchas y empaques de apuntalante externos y promover el contacto entre los granos del
apuntalante, desde el extremo de la fractura hasta el pozo. El logro de estos objetivos
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interrelacionados exige la seleccion de fluidos de tratamiento adecuados en base los criterios del
frac-pack, asi como al analisis de pruebas de inyeccién disefiadas.

3.2 Analisis de pérdida de fluido en tratamientos de frac-pack

Las pruebas de laboratorio para fluidos utilizados en el empacamiento de grava (gravel-pack)
generalmente se basan en las propiedades de pérdida de fluido y el dafio a la permeabilidad de Ia
formacidn. Las pruebas se han concentrado exclusivamente en el dafio a la permeabilidad y Ia
eficiencia del empacamiento debido a que estos factores son la clave para determinar la
efectividad del tratamiento. Los fluidos generalmente deben tener una moderada pérdida de
fluido debido a que esto genera un adecuado empacamiento de grava. Se necesitan fluidos con
suficientes capacidades de transporte pero manteniendo cierta pérdida de fluido para lograr el
empacamiento 6éptimo. La razén por la que el dafo a la permeabilidad causado por el
empacamiento de grava es critico es que, bajo condiciones de flujo radial, cualquier dafo a la
formacidn causa problemas en la produccion.

Para las operaciones con frac-pack se requieren caracteristicas diferentes a las del gravel-pack. Los
fluidos requieren de un control de pérdida de fluido suficiente para permitir el incremento de la
presion diferencial para lograr dos objetivos:

1. El mdsimportante, deshidratar la lechada (fluido con apuntalante)
2. Incrementar la apertura de la fractura para colocar altas concentraciones de apuntalante
dentro de la misma

Se debe evaluar el dafio a la formacidn, pero la importancia del dafo en la cara de la fractura se
reduce debido al incremento del drea superficial que estd expuesta a la cara de la fractura. Sin
embargo, si hay una invasion de fluido profunda a lo largo de la cara de la fractura, esta tendra un
impacto muy grande en la productividad. El dafio a la conductividad de la fractura también puede
reducir la efectividad del frac-pack. Por lo tanto, las evaluaciones de laboratorio de los fluidos de
frac-pack requieren una examinacion completa sobre el comportamiento de pérdida de fluido, las
caracteristicas del dafio a la formacién y el deterioro de la conductividad de la fractura. A
continuacién se presenta un andlisis de la pérdida de fluido en base a pruebas de laboratorio
realizadas a fluidos reticulados y no-reticulados, para comprender la naturaleza del
comportamiento de pérdida de fluido de estos dos sistemas utilizados en el frac-pack.

3.2.1 Revision general

Los resultados de las pruebas de laboratorio indican que, en rocas de alta permeabilidad, la
apropiada seleccion del fluido es la principal forma de controlar u optimizar la pérdida de fluido
para un tratamiento de disefio en especifico. Usando aditivos para controlar la pérdida de fluidos
se puede controlar la invasién hacia la formacién; sin embargo, estos aditivos también pueden
causar dafio a la conductividad de la cara de la fractura y por lo tanto su uso se debe evitar
siempre que sea posible.
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Se han realizado pruebas de pérdida de fluido que han mostrado que los fluidos reticulados tienen
un mayor control (en comparacion con gel lineal o sistemas no gelificados) de pérdida de fluido en
formaciones de alta permeabilidad. La figura 3.5 compara la prediccion de la pérdida de fluido a
una temperatura de 120°F para un sistema de borato, gel lineal HEC, gel lineal HEC con aditivos
para la pérdida de fluido, un sistema gel surfactante, un sistema de aceite gelificado, y agua. Los
datos del sistema gel surfactante fueron tomados de los estudios realizados por Brown 1996; los
datos de las otras curvas se tomaron de los estudios realizados por McGowen 1993. Se observaron
bajos volumenes de pérdida de fluido en tanto la viscosidad aparente del fluido bajo altas tasas de
corte se incrementaba.
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Figura 3.5 — Comparacién de la pérdida de fluido a 120°F, 1,000 (psia), 50 (seg™), y 500 (md) (McGowen 1993; Brown
1996; Samuel 1997). (# = Ib,,/1,000 gal). Los sistemas reticulados (borato, Aceite gelificado, HEC con aditivos) muestran
un mayor control en la pérdida de fluidos. La construccion del filtro-barrera, el cudl ayuda a controlar la pérdida de
fluido, se observa con el comportamiento de una linea recta en los fluidos utilizados en la prueba.

El control de pérdida de fluido por la creacion de un filtro-barrera, se observa como una linea recta
en el comportamiento del volumen de pérdida de fluido contra la raiz cuadrada del tiempo. Este
comportamiento es evidente en los sistemas de borato, aceite gelificado, y HEC con aditivos. La
formacidn del filtro no se observé en los sistemas de agua, HEC y geles surfactantes.

Las figuras 3.6 y 3.7 muestran una comparacion del comportamiento de los fluidos a temperaturas
de 180°F y 240°F respectivamente. En estas graficas, la comparacion de la pérdida de fluido
usando geles reticulados muestra que los fluidos de borato reticulado son mas eficientes que
cualquier otro sistema reticulado utilizado en la prueba (titanio o zirconio). Esto demuestra la
tendencia del decremento de la pérdida de fluido con el incremento de la viscosidad para los
sistemas de fluidos reticulados. Los datos de HEC no se observan a temperaturas de 240°F debido
a su inestabilidad a esas condiciones de temperatura. La creacion del filtro es evidente en el caso
de los fluidos reticulados.
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Figura 3.6 — Comparacion de pérdida de fluido a 180°F, 1,000 (psia), 50 (seg'l), y 500 (md). McGowen 1993; Brown 1996;
Samuel 1997. (# = Ib,,,/1,000 gal). El mecanismo que controla la pérdida de fluido en los sistemas reticulados es el
aumento de la viscosidad. La efectividad para controlar la pérdida se observa aun mds en los sistemas de borato que en
los de titanio y zirconio.
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Figura 3.7 — Comparacién de pérdida de fluido a 240°F, 1,000 (psia), 50 (seg™), y 500 (md). McGowen 1993; Brown 1996;
Samuel1997. (# = Ib,,/1,000 gal). Los datos de HEC y gel surfactante no se muestran debido a su inestabilidad bajo estas
temperaturas.

3.2.2 Sistemas de fluidos no-reticulados

La naturaleza de la pérdida de fluido de los sistemas no-reticulados en yacimientos de alta
permeabilidad ha dado lugar a algunas ideas interesantes dentro del comportamiento de pérdida,
especialmente cuando se aplican a fluidos con adelgazamiento de las tasas de corte tales como gel
lineal y sistemas no gelificados. Una consecuencia de usar estos fluidos es que su pérdida de fluido
decrece mas rapido que en el tiempo que lo hace un fluido newtoniano. En tanto el fluido invade
la formacion, la tasa de corte en el medio poroso es muy alta, normalmente de 10,000 (seg™). En
tanto la profundidad de invasion se incrementa, la tasa de filtracion decrece, como lo hace la tasa
de corte dentro de la roca, causando un incremento en la viscosidad aparente del fluido. El
incremento de la viscosidad aparente ayuda a tener un control en la pérdida de fluido.
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Para comprender mas el comportamiento de pérdida de los fluidos no-reticulados, las figuras 3.8 y
3.9 muestran las predicciones de pérdida para un gel lineal a 70 (/b,,/1,000 gal) de HEC a una
temperatura de 120°F. En la figura 3.8 se varia la permeabilidad de la formacién, resultando en un
dramadtico incremento en la pérdida de fluido en tanto la permeabilidad se incrementa mas alla de
100 (md). Este dramatico incremento en la pérdida de fluido es causado por no tomar en cuenta la
importancia de la zona no invadida en el control de la pérdida de fluido y que varia dependiendo
de la compresibilidad del yacimiento y de los valores de viscosidad del fluido de la formacion.
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Figura 3.8 — Pérdida de fluido para un sistema de HEC a 70 (Ib,,/1,000 gal) a 120°F, 1,000 (psia) y 50 (seg’l). El
incremento dramadtico de la pérdida de fluido se debe al comportamiento de la compresibilidad de la formacion y a la
viscosidad de los fluidos del yacimiento.

La figura 3.9 presenta una comparacién similar de las predicciones de filtracién para el mismo
fluido pero con una permeabilidad de yacimiento de 500 (md), variando la presién de filtracion. Se
observa un incremento en la pérdida de fluido en tanto la presidon de filtracién aumenta. La
presion de filtracion es la diferencia entre la presién de fracturamiento y la presién local del
yacimiento, tal que el agotamiento del yacimiento y el incremento de la profundidad pueden
causar altos valores de presién de filtracion.
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Figura 3.9 — Pérdida de fluido para un sistema de HEC 70 (Ib,,/1,000 gal) a 120°F, 500 (md) y 50 (seg™). La figura muestra
el comportamiento de la pérdida de fluido cuando varia la presion de filtracion. La presion de filtracion es la diferencia
entre la presion de fracturamiento y la presion local del yacimiento, tal que el agotamiento del yacimiento y el
incremento de la profundidad pueden causar altos valores de presion de filtracion.
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Ademas de la permeabilidad de la formacién y de la presién de filtracion, otro parametro
dominante que afecta la filtracién de fluidos no reticulados es la reologia. La figura 3.10 muestra la
importancia de la reologia del fluido en la prediccién de la pérdida variando la concentracién de
HEC de 40 a 100 (/b,,/1,000 gal). Se observa que la pérdida de fluido disminuye en tanto la
concentracién de HEC en el fluido se incrementa; sin embargo, la pérdida de este fluido a una
concentracién de 100 (/b,,/1,000 gal) es mayor que la de un sistema de borato (ver la figura 3.5).
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Figura 3.10 — Pérdida de fluido para un sistema de HEC 70 (Ib,,/1,000 gal) a 120°F, 500 (md), 1,000 (psia) y 50 (seg™). El
control de pérdida de fluido tiene una mayor respuesta cuando se incrementa la concentracion de polimeros. Aun asi, los
sistemas reticulados pueden tener mejor control de pérdida (borato) con una menor concentracion de polimeros (ver la
figura 3.5)

3.2.3 Sistemas de fluidos reticulados

Todos los sistemas de fluidos reticulados muestran una invasion de fluido no-newtoniano durante
la fase de pérdida instantanea de fluido, seguida de la formacién del filtro-barrera; si se tiene un
volumen de pérdida de fluido adecuado. Un factor importante de estos sistemas es que, a pesar
de que los resultados de las pruebas de pérdida siguen los modelos clasicos de pérdida
instantanea seguida de la formacién del filtro; se han presentado tiempos largos y grandes
volimenes de pérdida instantdnea en nlcleos de alta permeabilidad. Todas las observaciones
sugieren que aun con la alta viscosidad de los fluidos reticulados, la tasa de pérdida se gobierna
por la invasion del fluido viscoso (gel) dentro de la formaciéon. La profundidad de invasion vy el
tiempo requerido para construir el filtro-barrera estan en funcion directa con la permeabilidad de
la formacidn, la viscosidad del fluido y el diferencial de presidn. Los sistemas reticulados no tienen
la misma profundidad de invasidn que los sistemas no-reticulados, pero pueden dejar altas
concentraciones de polimeros en la superficie de la fractura o en el medio poroso, lo cual causa
dificultades para la limpieza.

La figura 3.11 muestra como afecta el incremento de la permeabilidad a la pérdida de fluido de un
sistema de borato a 30 (/b,,/1,000 gal) a una temperatura de 120°F, 1,000 (psia) y una tasa de
corte de 50 (seg™). Se observa que la pérdida de fluido se incrementa en tanto se incrementa la
permeabilidad del yacimiento. Los puntos muestran que el tiempo de pérdida es poco en
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formaciones de permeabilidad menor a 1,000 (md), y de mas de 20 minutos para formaciones de
5,000 (md). Durante este tiempo, el gel que invade el medio poroso controla la pérdida de fluido.
Después se forma el filtro, el cual controlard en gran medida la pérdida de fluido.
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Figura 3.11 - Efecto de la permeabilidad en el comportamiento de pérdida de fluido para un sistema de borato a 30
(Ib,,/1,000 gal) a 120°F, 1,000 (psia) y 50 (seg'l). Antes de formar el filtro-barrera, el mecanismo que controla la pérdida
de fluido es la viscosidad del sistema. Después la pérdida de fluido se controla mediante el filtro-barrera.

La figura 3.12 muestra el incremento de la pérdida de fluido en tanto se incrementa la presion de
filtracidn. En esta grafica la permeabilidad de la formacion es de 500 (md) y los rangos de presién
de filtracién varian de 500 a 4,000 (psia). El tiempo de pérdida solo aumenta gradualmente y no es
tan fuerte como en el caso anterior.
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Figura 3.12 — Efecto de la presion en la pérdida de fluido para un sistema de borato a 30 (Ib,,/1,000 gal) a 120°F,
500 (md) y 50 (seg'l). El tiempo de pérdida antes de la formacion del filtro-barrera no es considerado un problema debido
a que el aumento de presion solo genera un pequefio aumento gradual en el tiempo de pérdida.

La figura 3.13 muestra la importancia de la reologia en la pérdida de fluido en los sistemas
reticulados. Se tiene una temperatura de 180°F y se tienen variaciones en la concentracién de
polimeros (y por lo tanto variaciones en la viscosidad del fluido) en un yacimiento de 500 (md). El
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incremento de la concentracién de polimeros afecta en menor medida la formacion del filtro-

barrera, el incremento de la viscosidad del fluido reduce significativamente el tiempo de pérdida
de fluido.
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Figura 3.13 — Efecto de la concentracidn de polimeros en la pérdida de fluido para un sistema de borato a 30 (Ib,,/1,000
gal) a 180°F, 500 (md), 1,000 (psia) y 50 (seg'l). El incremento de la concentracion de polimeros afecta en menor medida
la formacion del filtro-barrera, el incremento de la viscosidad del fluido reduce significativamente el tiempo de pérdida
de fluido.

Debido a que la viscosidad del fluido afecta en gran medida el tiempo de pérdida de fluido, la
estabilidad del fluido también afectara la pérdida de fluido. Las figuras 3.14 y 3.15 comparan las
pérdidas de fluido para un sistema reticulado de borato a 40 (/b,,/1,000 gal) a una temperatura de
180°F con rompedores, en formaciones de 100 y 1,000 (md) respectivamente. El punto mas
interesante de estas figuras es que el fluido rompedor (el fluido con 2.5 (/b,,) de presulfato de
sodio tiene una viscosidad aparente de < 10 (cp) durante la prueba de pérdida de fluido) permite
la formacidn de un filtro. Esto indica que a pesar de que se rompe la viscosidad del fluido, las
grandes cantidades de polimeros permiten la formacién del filtro.

2.5lb, PS

Volumen/area, m*/m’

0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10
Raiz cuadrada del tiempo, N min

Figura 3.14 — Efecto del rompedor en la pérdida de fluido para un sistema de borato a 40 (Ib,,/1,000 gal) a una
temperatura de 180°F y 100 (md). La formacidn del filtro-barrera se presenta aun con altas concentraciones de rompedor
de presulfato de sodio (PS). El tiempo de pérdida antes de la formacion del filtro es gradual. Se debe tener cuidado con el

uso de rompedores.
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Figura 3.15 - Efecto del rompedor en la pérdida de fluido para un sistema de borato a 40 (Ib,,/1,000 gal) a una
temperatura de 180°F y 1,000 (md).

3.2.4 Profundidad de invasion

La profundidad de invasidn de los fluidos de fracturamiento también tiene un impacto en la
efectividad del tratamiento. Usando la informacién previa de la figura 3.5 para predecir la
profundidad de invasién, estudios realizados por McGowen han obtenido las predicciones para el
comportamiento de dichos fluidos. Los resultados se muestran en la figura 3.16. Esta grafica indica
gue para una presion de 1,000 (psia) en una formacidon de 500 (md) podria permitir profundidades
de invasién de 5 a 200 (cm), dependiendo del fluido y del tiempo de filtracidon. Para un tiempo de
filtracidon de 30 minutos se observan profundidades de aproximadamente 120 (cm) para agua, 60
(cm) para un gel surfactante al 6%, 45 (cm) para 70 (/b,/1,000 gal) de HEC, 20 (cm) para un
sistema de aceite gelificado, y 8 (cm) para 30 (/b,,/1,000 gal) de fluido de borato-HPG.
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Figura 3.16 — Profundidad de invasién para 120 °F y 500 (md), (# = Ib,,,/1,000 gal). El comportamiento de los fluidos
reticulados muestra que tienen una menor invasion en la formacion, pero su limpieza se dificulta debido a los residuos de
polimeros depositados en el medio poroso.

Esta invasion afecta directamente a la formacién provocando un dafio que disminuird Ia
efectividad del tratamiento. Algunos estudios realizados por McGowen 1993, Parker 1994, y
Brown 1996, han proporcionado informacién sobre el comportamiento de algunos sistemas de
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fluidos en cuanto al dafio a la formacidn que pudieran provocar. Encontraron que el dafio a la
formacion se basa en la profundidad de invasion, y las propiedades del fluido del tratamiento. Sus
observaciones mas relevantes son que el dafio causado por los sistemas de borato se reduce
significativamente cuando se incrementa la carga de polimeros, lo cual limita la distancia de
invasion. El incremento en la profundidad de invasién para estos sistemas con el incremento de la
permeabilidad es mas sustancial que la habilidad para remover el daio en el medio poroso de la
formacion. Los fluidos 6rgano-metdlicos causan un dano mas severo en la cara de la fractura.
Aunque la profundidad de invasion es minima, la limpieza de los residuos de polimero que crean
pequeiios filtros en los poros de la formacion es nula. La profundidad de invasidn de los sistemas
HEC y geles surfactantes es muy grande, pero son mas faciles de limpiar de la zona dafiada.

El dafo a la conductividad de la fractura depende de la concentracidn de polimeros, tipo de
apuntalante, tamafio de apuntalante, concentracién de apuntalante, y permeabilidad de la
formacién. El tamafio y el tipo de apuntalante se deben considerar debido a que estas
caracteristicas permitiran la limpieza efectiva de la fractura. El uso de rompedores (cuando se
utilizan sistemas reticulados) facilita la limpieza de la fractura, obteniendo asi una mejora en la
conductividad.

3.2.5 Resumen del concepto de pérdida de fluido

La formacién del filtro-barrera por parte de los fluidos reticulados ayuda a tener un mayor control
de pérdida que los fluidos no-reticulados, bajo las mismas condiciones de tratamiento
(permeabilidad, presién, temperatura).

El factor dominante en el control de pérdida de fluido de los sistemas no-reticulados es la
viscosidad, debido a que en estos sistemas no se forma ningun filtro. Se deben tener en cuenta las
caracteristicas de la formacidon como la compresibilidad y viscosidad de los fluidos del yacimiento
para controlar la profundidad de invasion. Una forma de incrementar la viscosidad es aumentar la
concentracién de polimeros, pero aun asi, los sistemas reticulados suelen ser mds efectivos aun
teniendo menores concentraciones (ver figura 3.5y 3.10).

Los sistemas reticulados ofrecen un mayor control de pérdida de fluido, su invasidon dentro de la
formacidn es menor pero pueden dejar residuos de polimeros dificiles de limpiar. Los fluidos que
usan polimeros como el titanio y el zirconio pueden tener gran impacto en el dafio a la
permeabilidad de la cara de la fractura, aunque su profundidad de invasién sea menor. Antes de la
formacidn del filtro, el control de pérdida se basa en el gel que ya ha invadido la formacién,
después de esto, el control de pérdida se rige por las caracteristicas del filtro. El uso de
rompedores de reticulacion permite tener una limpieza mas efectiva del fluido de tratamiento,
pero se debe tener cuidado con su uso debido a que con altas concentraciones el filtro- barrera no
se podria formar y el sistema reticulado perderia su efectividad para el control de pérdida (ver la
figura 3.14y 3.15).
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Se ha observado que los fluidos de fracturamiento menos eficaces (altas pérdidas de fluido) con
cargas de polimeros menores y tasa de pérdida mayores tienden a causar menos dafo a la
formacidn y al apuntalante empacado.

Produccidn de gas, MMpc/D

Pozo
Figura 3.17 - Mejoramiento de la productividad mediante frac-pack. Algunos tratamiento de frac-pack que se llevaron a
cabo en la Isla Matagorda en el golfo de México se llevaron a cabo con una concentracion de polimeros de 50 (/bm/pgz)
(rojo) y algunos otros con concentraciones de 35 (Ibm/pgz). Los resultados en la produccién mostraron que los
tratamientos con una menor concentracion proporcionaron una produccion mayor. El pozo numero 7 pudo ofrecer una
mayor, pero el didmetro de la tuberia de produccion era pequerio.
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CAPITULO 4

DISENO DE FRACTURAMIENTO HIDRAULICO MEDIANTE FRAC-PACK

Para llevar a cabo un disefo de fracturamiento en yacimientos de alta permeabilidad (frac-pack) es
necesario tener conocimiento de las condiciones del yacimiento, registros, nucleos, etc. Por
ejemplo, los registros de rayos gama, resistividad y densidad se necesitan para identificar zonas de
produccidon y capas delimitadoras. De igual manera se requieren propiedades petrofisicas
(permeabilidad, porosidad y mineralogia) para estimar la produccion de hidrocarburos asi como el
volumen de fluido para el tratamiento de frac-pack. Las propiedades mecanicas de la formacion
(mdédulo de Young, E, relacién de Poisson, v, y la resistencia de la fractura) proveen datos para la
estimacidn de los esfuerzos in-situ y de la geometria de la fractura. La resistencia del apuntalante
debe soportar los esfuerzos confinados durante toda la vida productiva del yacimiento y el fluido
de transporte debe ser lo suficientemente viscoso para acarrear al apuntalante y colocarlo en el
lugar adecuado para evitar el regreso del apuntalante.

La presion de bombeo estimada no puede exceder los limites dados por colapso o presién interna
de los elementos utilizados tales como empacadores, valvulas, tuberias, etc. El fallo de cualquiera
de estos dispositivos requiere de intervenciones muy costosas.

Una simulacion es la imitacién de una operacion de un tratamiento por un programa de
computadora que usa una serie de ecuaciones para describir la operacién del tratamiento. El
conjunto de ecuaciones se conoce como el modelo, y la simulacidn es la corrida del modelo. Los
simuladores de fracturamiento resuelven el modelo de fracturamiento hidraulico (el conjunto de
ecuaciones se usan para determinar las dimensiones de la fractura hidrdulica). En los tratamientos
de frac-pack los simuladores tienen tres aplicaciones:

- Paradisefiar el programa de bombeo

- Para simular la geometria de la fractura y la colocacién del apuntalante logrado por el
programa de bombeo especifico

- Para evaluar el tratamiento comparando el comportamiento del modelo con el
comportamiento actual.

4.1 Informacion necesaria para el diseio

Para un disefio apropiado, se requiere de cierta informacién que se obtiene y recopila durante los
trabajos de perforacion, terminacidén y/o de registros. Dentro de esta informacion para poder
Ilevar el tratamiento de fracturamiento se deben conocer los espesores del intervalo productor y
sus barreras, propiedades de los fluidos del yacimiento, propiedades mecdnicas de la roca (mddulo
de Young, relacidon de Poisson), temperatura, etc. Ademas, antes de realizar el tratamiento se
debe tener un analisis de las condiciones del pozo (tuberias de produccién y revestimiento,
cabezal, empacadores, etc.) que permitan realizar el tratamiento con los gastos necesarios y con la
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seguridad necesaria. La tabla 4.1 es una descripcion breve del tipo de informacion y sus fuentes,

para realizar el disefio de frac-pack.

Informacién para el diseiio de fracturamiento

Permeabilidad promedio del yacimiento, md

Radio del drene del pozo

Datos de registros

Perfiles de esfuerzo

Dureza de la fractura

Mddulo de Young, E

Relacidon de Poisson, U

Propiedades y reologia del sistema de fluido fracturante

Distribucién del tamafio de particulas

Descripcidn y uso

La permeabilidad efectiva de la formacidn, se usa para el
calculo de la pérdida de fluido después de los disparos y
del coeficiente de pérdida de fluido. Esto ayudarad a la
eleccidon del tamafio del apuntalante y la geometria de la
fractura requerida.

Requisito necesario para lograr la geometria éptima de la
fractura.

Los perfiles de rayos gama, densidad, porosidad, S, So, S,
litologia, resistividad, permeabilidad; nos ayudan a limitar
las zonas productoras, pérdida de fluido, seleccién de los
disparos, y colocacidn de las herramientas.

Registro acustico, calibrado con datos de nucleos; las
correlaciones son validadas por medio de mediciones de
campo reales; se usan para definir la geometria de la
fractura y el comportamiento de la presidn; también
permite la evaluacion del esfuerzo del apuntalante y la
conductividad durante la produccién.

Derivados de registros acusticos; se usa como un
importante factor para hacer los calculos de las
mediciones de presidn, la presion neta (ppe:)
generalmente controla el crecimiento de la fractura.

Se obtiene de medidas de nlcleos, pero también puede
obtenerse de registros acusticos; los valores del médulo
de Young son necesarios para determinar el médulo de
tensidn natural, E’. Este mddulo se usa para describir la
geometria que se genera.

Esta propiedad de la formacién es medida de nucleos; se
usa para entender los parametros geométricos de la
fractura; se requiere para el calculo del médulo de
tension natural.

La densidad, formulacion, n”y k’ del fluido a temperaturas
asociadas con la temperatura de inyeccion y
comportamiento del rompedor.

Se obtiene de informacion de nucleos; el tamafo
apropiado del apuntalante, y la justificacién para las
técnicas de terminacion hacen frente a la cantidad de
finos presentes en el intervalo productor.

Tabla 4.1 Informacién necesaria para el disefio de frac-pack

4.2 Modelos de fracturamiento hidraulico

Las fracturas y los modelos de fracturas hidraulicas se desarrollaron antes de que existiesen las

computadoras, y pueden resolverse analitica o semianaliticamente. En esta seccidn se revisaran

estos modelos para introducir los conceptos y pardmetros usados para el disefio de la fractura.

Los primeros modelos de fracturas hidrdulicas se establecieron entre finales de los afios 50’s y

principios de los 70’s. Los autores se enfocaron en distintas partes del problema. Carter (1957) se

concentrd en la pérdida de fluido en la formacidn, Kristianovitch y Zheltov (1955) en la mecanica
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de la fractura, Perkins y Kern (1961) en el flujo de fluidos. El modelo de Kristianovitch y Zheltov fue
mejorado por Geertsma y de Klerk (1969) y el modelo de Perkins y Kern por Nordgren (1972) para
crear los primeros modelos que incluyen el balance de volumen y la mecdnica de sélidos. Estos dos
modelos se conocen como KGD y PKN, y junto con el modelo radial, siguen siendo los principales
modelos de disefio de fracturas. Los modelos KGD y PKN se aplican a fracturas que estdn
confinadas entre dos capas delimitadoras que restrinjan el crecimiento de la altura.

El modelo PKN asume que la altura de la seccién transversal controla la presidn para esa seccion
transversal, lo cual se aplica cuando la longitud de la fractura es mucho mayor que la altura. El
modelo KGD, por otro lado, se aplica si la longitud de la fractura es quien controla la presién, lo
cual es valido cuando la altura es mucho mayor que la longitud. Los dos modelos pueden predecir
geometrias y presiones muy diferentes.

Los modelos tratados a continuacidn tienen muchas suposiciones; todos ellos asumen que la
fractura es plana (se propaga en direccidn perpendicular al minimo esfuerzo), el flujo es a lo largo
de toda la fractura en una sola direccién, y que el comportamiento de la pérdida de fluido esta
gobernado por una teoria de filtracion (Carter 1957). La roca en la cual se propagara la fractura es
continua, homogénea, sélida e isotrépica. Los modelos PKN y KGD asumen que la altura de la
fractura es fija; y es grande o pequeia en relaciéon con la longitud. La altura de una fractura radial
se basa de acuerdo al confinamiento del intervalo productor.

4.2.1 Modelo KGD

Kristianovitch y Zheltov (1955) asumen que una fractura vertical de altura fija se propaga en la
zona productora de un pozo confinado (los esfuerzos en las capas superiores e inferiores de la
zona productora son lo suficientemente grandes para prevenir el crecimiento de la fractura fuera
de esta zona). Asumen que el ancho de la fractura para cualquier distancia del pozo es
independiente de la altura. Su solucién incluye los aspectos mecanicos de la fractura y de sus
extremos (la punta de la fractura). Asumen que el gasto es constante, y la presidon puede
aproximarse a una presién constante en la mayoria del cuerpo de la fractura, excepto para la
region cercana a la punta sin una penetracion de fluido y por consiguiente sin presién de fluido.
Este concepto de retraso de fluido sigue siendo un elemento de la mecanica de la punta de la
fractura (este concepto se analiza mas adelante).

h
f he>>1
b\‘/ 4

-

Figura 4.1 — Esquema de un modelo de fractura KGD. La altura de la fractura se considera fija y siempre debe ser mucho
mayor que la longitud.
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Sneddon y Elliot (1946) muestran que la fractura es una forma eliptica, con un ancho maximo dado
por:

Donde b, es el ancho de la fractura en la cara del pozo; L es la longitud de la fractura; y p, es la
presion neta (presidn en la fractura menos el esfuerzo en el cual la roca comienza a abrirse). Ellos
usaron esta geometria para la seccidon transversal de la fractura, junto con las ecuaciones para el
flujo de fluidos entre placas paralelas, desarrollaron una soluciéon para la presién de fractura (p,, w)
y el ancho, dadas por:

Prw = [ 2Mai gy ] N (17

641h L2

b, = [(8;4) (“E‘f—;f;)rM ........................................................ (4.3)

Donde u es la viscosidad y hy es la altura de la fractura. Sin pérdida de fluido, el balance de
volumen permite que la geometria de la fractura pueda ser calculada como:

Eq 16 2/3
L(t) =0.38 E273 et sttt (4.4)
f
#q? 1/ 1/3
b, = 1.48 2 e ceeeeeserseenssennnns (B.5)
f

Donde E’ es el mddulo de tensidn natural y se obtiene a partir del médulo de Young (E) y la
relacion de Poisson (v) como:

Geertsma y de Klerk (1969) extendieron el modelo considerando la pérdida de fluido, suponiendo
gue se altera el balance de volumen pero sin tener un efecto en la forma de la fractura o en Ila
distribucién de la presion. El volumen de una fractura KGD es:

T

Vf = EhbeW ............................................................... (47)
Realizando un balance de volumen, obtuvieron:
Chbw R
= Gecin; [e erfc(s) + — =S 1] cerveeeressseensrsesessnsesnenenes (4.8)

Donde C, es el coeficiente de pérdida de fluido y s es una cantidad adimensional dada por:
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Para incluir los efectos de la pérdida de fluido instantanea, S,, b,, se reemplaza por [bw + (%Sp)].

4.2.2 Modelo PKN

Perkins y Kern (1961) también obtuvieron una solucidn para una fractura vertical de altura fija.

Figura 4.2 — Esquema de un modelo de fractura PKN. La longitud de la fractura se considera mucho mayor que su altura.

Ellos usaron la solucidon de Sneddon y Elliot (1964), como en la solucién del modelo KGD, pero
reemplazando la longitud del ala de la fractura L por la mitad de la altura de la fractura, para
obtener el ancho maximo en la seccion transversal, b:

El ancho promedio, b, en la seccidn transversal es (m/4)b. Perkins y Kern combinaron esta
geometria de la seccidn transversal con ecuaciones de flujo de fluidos para desarrollar su solucién
para la presidn de fractura y el ancho, esto es:

16uq;(E"3 1/4
p, = [%L] ......................................................... (4.11)
b, = 3[—"‘““"‘)]1/4 (4.12)
x - E, ---------------------------------------------------------- .

Donde b, es el ancho a una distancia x desde el pozo. En unidades de campo, el ancho en la cara

del pozo (x = 0) es:

b, = 0.38 ("E—“L)lm(ms)

Perkins y Kern (1961) no toman en cuenta los efectos mecdanicos de la fractura, ya que bajo
condiciones de un fracturamiento hidraulico, la presién neta promedio en la fractura podria
exceder en gran medida la presién minima para propagar de la fractura. Desprecian tanto la
pérdida como el almacenamiento de fluido en la fractura. Carter (1957) demuestra que para un
ancho de fractura constante, by, la longitud de la fractura, L, es:
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_ _dibse [ s2 2
= San,ct [e erfc(s) + =5 1](414)
Dénde:
O T e (4.15)
bgc

Donde C, es el coeficiente de pérdida de fluido. Harrington y Hannah (1975) demostraron que la
ecuacion 4.14 se puede simplificar con una pequefia pérdida de precision de la forma:

_ qit
L= (be+ch m) J2Rf e (4.16)

El disefio se logra con la iteracion de la solucidn de Carter para la longitud de la fractura en funcidn
del tiempo (ecuacion 4.14) y el modelo de Perkins y Kern para el ancho (ecuacién 4.13) hasta
encontrar una solucién consistente y para encontrar la presidén neta se ocupa la ecuacién 4.11.

Nordgren (1972) agrego la pérdida y el almacenamiento del fluido en la fractura (por el
incremento del ancho) al modelo de Perkins y Kern, obteniendo lo que ahora se conoce como
modelo PKN. El resuelve este modelo numéricamente para obtener el ancho y la longitud en
funcién del tiempo.

Debido a que la solucion de Nordgren se obtiene numéricamente, no puede ser expresada
analiticamente; sin embargo, se puede obtener la geometria de la fractura en casos limitados de
alta y baja eficiencia. La aproximacidn de una alta eficiencia (baja pérdida de fluidos) es:

193 1/5

L(t) = 0.39 (’%) ORI I/ )
\1/5

b, = 2.18 (;—L) EL/5 e (4.18)

Mientras que la aproximacién para una baja eficiencia (con alta pérdida de fluido) es:

_ ait*?
O —————— (4.19)
1/4
_ paf 1/8
b, = 4 (H3E,6th) 1B e (4.20)

Una vez que se obtiene el ancho de la fractura de la ecuacidn 4.18 o 4.20, se puede obtener la
presion usando la ecuacién 4.10. Estas expresiones proporcionan informacién util sobre el
comportamiento fisico de las fracturas. Por ejemplo, la ecuaciéon para la longitud cuando se tienen
altas pérdidas de fluido (baja eficiencia, como lo es una operacién de frac-pack) indica que la
longitud se determina simplemente por el balance de masa entre la perdida de fluido y el flujo
dentro de la fractura.
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Finalmente, es importante el enfatizar que la solucién PKN es solo valida cuando la longitud de
fractura es de por lo menos tres veces la altura.

4.2.3 Modelo de fractura radial

Perkins y Kern y Geertsma y de Klerk también consideraron fracturas radiales, que crecen sin
confinamiento a partir de una fuente puntual. Esto ocurre cuando no existen barreras limitando el
crecimiento de la altura o cuando se crea una fractura horizontal. Geertsma y de Klerk (1969)
muestran que el ancho de la fractura esta dado por:

b, = 2.56 [%Lr]l/4 .......................................................... (4.21)

Donde L, es la longitud radial, y se calcula como:

_  [9i(4bw+8Sp) (2 2 .
L, _\/—3071205 (e erfc(s)+ﬁs 1)(422)
Ddnde:
__ 15C vmt
= —4bw+155p .................................................................... (4.23)

La aproximacion para el modelo radial sin pérdida de fluido esta dada por:

2 31/9
b, = 2.17 [%] V9 e (4.24)
Y
3\ 1/9
L, = 0.52 (ET") Y9 e (4.25)

Con una alta pérdida de fluido (baja eficiencia) la aproximacién de la longitud radial es:

L = i(qcift)m .............................................................. (4.26)

T

Estas expresiones no proveen el ancho de la fractura para el caso con altas pérdidas de fluido.
4.3 Pérdida de fluido

Un parametro clave para el disefio del tratamiento es la tasa de pérdida de fluido hacia la
formacion. La pérdida de fluido generalmente se expresa como:

VY, = e e e e re e e s s menas (427)
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Donde v, es la velocidad de pérdida y t. es el tiempo al cual la roca estd expuesta a la pérdida. Los
tratamientos de minifractura se desarrollan para estimar el coeficiente de pérdida. La ecuacién
4.27 (la ecuacidn basica de filtracién) fue usada por primera vez por Carter (1957), quien demostré
que es aplicable para tres procesos distintos de pérdida de fluido:

- La construccidn del filtro-barrera externo (empaque de apuntalante externo)
- Lainvasion de la formacién por el filtrado o el fluido de fracturamiento
- Desplazamiento y compresibilidad del fluido del yacimiento

4.3.1 Filtro-barrera (enjarre)

Experimentos de filtracion en el laboratorio se han desarrollado a presiéon constante y han
demostrado que la tasa de filtracion es proporcional a la raiz cuadrada del tiempo. Asumiendo que
la cantidad del filtro-barrera depositado es proporcional al volumen de fluido que atraviesa la
superficie, la permeabilidad del filtro es independiente de este espesor, el flujo a través de este
filtro sigue la ley de Darcy, y la caida de presidn a través de este filtro es constante:

dvy, kfc abpgc
T e e e e s e s saeresaens 2
vy, ar P (4 8)
Donde k;. es la permeabilidad del filtro, Apy. son las caidas de presidn a través del filtro, y a es un
constante de proporcionalidad el cual asume que el espesor del filtro es proporcional al volumen

de fluido (V,=ahy). Integrando para V,, se obtiene:

En la practica, se ha observado un volumen inicial de pérdida cuando no se construye el filtro, y la
ecuacion 4.28 se aplica después de que el filtro se estabiliza. Esto produce la siguiente
interpretacion:

Vi, =20, /T = tsp F Speiiee s (4.31)
Donde t,, es el tiempo de pérdida instantanea de fluido.

4.3.2 Zona de filtrado

La zona de filtrado o zona invadida es la parte del yacimiento mas cercana a la superficie de la
fractura y esta invadida por el fluido fracturante. Asumiendo que las caidas de presion a lo largo de
esta zona son constantes; el filtrado desplaza totalmente a los fluidos del yacimiento, provocando
saturaciones de filtrado de hasta 100%; el fluido y la roca son incompresibles:
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Donde k es la permeabilidad, pres la viscosidad del filtrado, Ap,, es la caida de presion a través de
la zona invadida, y D; es la profundidad de invasidn. Integrando esta ecuacidn se obtiene:

Donde ¢ es la porosidad. El volumen de pérdida a cualquier tiempo se calcula como:
L O £ (4.35)

Este mecanismo de pérdida en operaciones de frac-pack es importante por dos razones. La
primera, la mayor parte del tratamiento puede ocurrir durante esta fase. Segundo, los fluidos
usados en el frac-pack normalmente se encuentran entre los fluidos fracturantes mads limpios (con
una concentracién de polimeros baja o surfactantes), y por lo tanto tienen muy poca capacidad en
la construccion del filtro.

4.3.3 Zona del yacimiento

Aungue la zona del yacimiento no invadida no contiene fluidos de fracturamiento, se requiere de
cierta presidn para desplazar el fluido del yacimiento lejos de la cara de la fractura para permitir
que el fluido fracturante se filtre. Asumiendo una caida de presidn constante entre la zona
invadida y la parte mds alejada de esta zona, el flujo compresible con una constante total de
compresibilidad, movimiento relativamente lento por la parte frontal del fluido invasor, y un
yacimiento infinito, la parte frontal puede ser tratada como la cara de un medio poroso infinito, y
su una solucidn analitica (Collin 1961) se puede usar para obtener:

Donde Cr es la compresibilidad del fluido del yacimiento, uges la viscosidad del fluido del
yacimiento, y Ap,. es la caida de presién debida a la compresibilidad.
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4.3.4 Coeficiente total de pérdida de fluido

En cada uno de estos tres mecanismos, se asume que las caidas de presién a lo largo de la zona
bajo consideracién son constantes durante todo el tratamiento. Este podria ser el caso si un
mecanismo simple controla la pérdida de fluido, por lo que la mayoria de las caidas de presién son
a través de esa zona. En la préctica, sin embargo, los tres mecanismos de pérdida de fluido ocurren
simultdneamente y uno no puede dominar a los otros. Las velocidades de pérdida de fluido en las
ecuaciones 4.28, 4.32 y 4.36 deben ser iguales, y la suma de las caidas de presidon debe ser igual a
la diferencia de presidn total entre la presidn del yacimiento y la presién de fractura:

kfcalpyc k¢Ap, kCr¢
= = AP (B
\/ RVL(t=tsp) \/ 2ut \/ krt "PC (4.38)
Y
Aprc + APy + AP = APpeveiieii e (4.39)

Donde Ap; es la diferencia entre la presion en la fractura y la presidn en la parte mds alejada del
yacimiento. Estas tres ecuaciones se pueden combinar para generar el coeficiente de pérdida total
(CWCV):

2C.CyCyy

Cowev =
cvcw+\/c‘§,c§ +4C2(C2+cd)

Con los coeficientes C,, C. y C, calculados usando las diferencias de presion entre el yacimiento y la
fractura. C,., se usa como el coeficiente de pérdida total. Los simuladores de fracturas aceptan
este Unico valor o los tres mecanismos por separado.

4.4 Problemas durante el desarrollo de fracturas

4.4.1 Comportamiento de la punta de la fractura

Uno de los temas mas mal entendido en el modelado del tratamiento es el comportamiento de la
punta, el cual controla la forma de la fractura. La punta de la fractura es la zona entre el fluido
fracturante y la roca no perturbada delante de la fractura. En fracturas hidraulicas, dos de los
efectos mas importantes que se deben considerar son la plasticidad y el retraso de fluido.

4.4.1.1 Resistencia de la fractura

El campo de esfuerzo en la roca delante de la fractura tiene una singularidad en la punta de la
fractura (la elasticidad lineal predice que el esfuerzo en la punta de la fractura es infinita). La
magnitud de esta singularidad se puede representar mediante un factor llamado factor de
intensidad de esfuerzo. Para una fractura 2D creada a presion constante, Irwin (1957) mostré que
el factor de intensidad de esfuerzo, K|, esta dado por:
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K =2 ipn ................................................................. (4.42)

La roca también tiene una propiedad llamada resistencia a la fractura, o factor critico de la
intensidad de esfuerzo (K). Cuando K, excede a K;, la fractura se propaga. Se asume que la
resistencia de la fractura incluye todos los procesos del resultado de |la propagacién, tal como la
plasticidad alrededor de la punta.

4.4.1.2 Region de retraso de fluido

Como se discutié en la seccién 4.2.3, Kristianovitch y Zheltov (1955) introdujeron el concepto de
region de retraso del fluido, el cual estd en la zona no mojada en la punta de la fractura. Esta

region de baja presion reduce la intensidad de esfuerzo en la roca, lo cual incrementa la presion

requerida para propagar la fractura. Jeffrey (1989) define la resistencia efectiva a la fractura (K):

KT = KEO 4 K[ e (4.43)

. . . . 1
Donde K;°““es la resistencia de la fractura debida a las propiedades de la roca y chag es la

resistencia al efecto de retraso de fluido y se calcula como:

! L (L n L L—d
K20 = ZJ;IL_de%dX = ant\/;[g — arcsen (Tf)] .................. (4.44)

Para una fractura KGD, donde la p,; es la presidn neta (presidn cerca de la punta menos la presion

de cierre) en la regidn no mojada y d; es la distancia con el fluido de retraso. Se asume que la
fractura se propaga cuando la intensidad del esfuerzo excede la resistencia efectiva a la fractura,
K en lugar de la resistencia de la roca actual, K;.

4.4.1.3 Plasticidad

Yew y Liu (1993) presentaron una forma de obtener la resistencia efectiva a la fractura para
contabilizar la plasticidad alrededor de la punta:

eff _ jprroca 1446° 1-v (E-E;
K.’ =K +\/§n2(1+\/§6) /1+v( _EEt)KI ................................. (4.45)

Donde E; es el mddulo de Young del material plastico y & es un nimero adimensional y se

encuentra resolviendo:

Donde 6 es el angulo de friccion.
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4.4.1.4 Aplicaciones de campo en formaciones débilmente consolidadas

Actualmente los mecanismos de propagacion para las fracturas en rocas débilmente consolidadas
no se han entendido correctamente. Por esta razén, es suficiente asumir una fractura radial y
calibrar el modelo. Shlyapoberski (1988) propuso un método para calibrar la resistencia a la
fractura, asumiendo que la fractura detiene su crecimiento muy poco después de cerrar el flujoy
este se detenga dentro de la fractura. Mediante la determinacidon de una presion de cierre inicial
(PCI) al tiempo en la cual la fractura detiene su crecimiento (si es posible) y el esfuerzo de cierre en
la formacidn, midié la presién neta asociada con una fractura abierta (p,) al final del bombeo.
Usando p, calculé la resistencia efectiva a la fractura:

KT = @gDp[Towe e sesssssssesssssnes (4.47)

Donde r. es el radio efectivo de la fracturay ag = 0.64 .

4.4.2 Comportamiento en la vecindad del pozo

Las fracturas tratadas hasta ahora han sido tratadas como fracturas de un solo plano
extendiéndose desde el pozo hasta la punta; sin embargo, la iniciacion de la fractura y su
coalescencia con la formacion puede ser muy compleja, ocasionando altas pérdidas por friccién en
la vecindad del pozo, especialmente en pozos desviados o en los que se efectuaron disparos
inadecuados. Estas pérdidas de friccion pueden derivarse de una pobre comunicacion con el pozo
(friccion por disparos), desalineamiento de las fases de los disparos, y la tortuosidad. Estos efectos
pueden provocar un aumento en la presién neta y pueden incrementar el riesgo de la formacidn
de un arenamiento por el ancho reducido de la fractura en la vecindad del pozo o en el espacio
anular.

4.4.2.1 Iniciacion de la fractura

Es poco probable que los disparos en un pozo estén alineados con el plano preferente de fractura
a menos que se hagan esfuerzos especiales para obtener informacidn confiable sobre las
direcciones de los esfuerzos en el pozo. Behrmann y Elbel (1991) y Daneshy (1973) encontraron
gue la fractura se inicia en un disparo y se extendera solo si los disparos estan orientados dentro
de 10 a 20° del plano preferente de fractura. A diferencia de los efectos en la punta, los efectos en
la vecindad del pozo no influyen el comportamiento a lo largo de la geometria de la fractura a
menos que causen la formacién de un arenamiento.

4.4.2.2 Friccidn por disparos

McClain (1963) encontré que las caidas de presidon por disparo estan dadas por:

2
App = 0.2369 - e (4.48)

2442
nde
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Donde g es el gasto total de flujo, n es el nimero de disparos, d, es el diametro de los disparos, y C
es el coeficiente de descarga. El coeficiente de descarga representa los efectos de la forma de
entrada de los disparos. La alta friccién por disparos puede ser erosionada por el apuntalante, lo
cual suaviza el agujero del disparo, incrementando el coeficiente de descarga y el didmetro de los
disparos.

4.4.2.3 Tortuosidad

El cuerpo principal de la fractura se encuentra en un plano que es normal al minimo esfuerzo
debido a que esto permite que la fractura se abra en contra del minimo esfuerzo, lo cual requiere
menos energia que cualquier otra operacidon; sin embargo, si la fractura no se inicia en esta
direccion debido al desalineamiento de los disparos, la fractura inicial se gira y voltea para llegar a
la orientacidn preferida. La tortuosidad describe el camino complicado para comunicar el pozo con
el cuerpo principal de la fractura. El ancho de la fractura es proporcional a la diferencia entre la
presion en la fractura y el esfuerzo en cual la fractura se abre; por lo tanto, cuando la fractura se
abre en contra del esfuerzo que es mas alto que el minimo esfuerzo in-situ, el ancho de la fractura
es mas pequeino de lo que habria sido en la orientacién éptima. Si la relacidén entre el esfuerzo
contra el cual la fractura se abre y el minimo esfuerzo in-situ es mayor que de aproximadamente
1.5, la boca de la fractura actia como inyector, permitiendo la entrada del fluido, pero con una
gran caida de presién debido a la reduccién en el ancho de la fractura en el pozo. Esta reduccidn
del ancho restringe el flujo y puede causar la formacién de un arenamiento en la vecindad del
pozo. Es importante notar que a pesar de que la tortuosidad puede incrementar la presiéon en el
pozo, el alto esfuerzo puede reducir el ancho, esto puede causar la formacién de un arenamiento,
las cuales deben tenerse en cuenta para considerar la entrada del apuntalante si el ancho de Ia
fractura es demasiado pequeiio.

La tortuosidad puede reducirse incrementando la viscosidad del fluido, lo cual se ha demostrado
gue previene la formacion de arenamientos en la vecindad del pozo. Afiadiendo tiempo a la
bomba antes de la introduccién del apuntalante (incrementando el volumen de colchdn) e
incrementando la viscosidad se puede reducir la formaciéon de arenamientos en la vecindad del
pozo debido a que se crea un incremento en el ancho en la zona tortuosa; sin embargo, estos
cambios pueden ser perjudiciales para la colocacién del apuntalante en la fractura.

4.4.2.4 Desalineamiento de fase de los disparos

Nolte (1988) sefialo que si la fractura no se inicia en los disparos, el fluido puede comunicarse con
la fractura a través de un canal estrecho de la tuberia de revestimiento. Este canal puede causar
altas presiones del tratamiento debido a dichas restricciones (figura 4.3). Como en la tortuosidad,
esto puede causar un incremento en la presion y la formacién de un arenamiento en la vecindad
del pozo. A diferencia de la tortuosidad, sin embargo, la restriccion del ancho causada por el
desalineamiento de las fases puede ser erosionada por el apuntalante. El circulo en la figura 4.3
representa un pozo rigido (tuberia y cemento), el fluido sale del pozo a través de los disparos, que
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debe atravesar el micro espacio anular y pasar la zona de restriccion antes de entrar al cuerpo

principal de la fractura.

Restriccion

Pozo

Obstruccion

Canal de flujo Disparo

Figura - 4.3 Disparos no alineados con el plano preferente de fractura provocando obstrucciones de flujo.

Para mantener el flujo a través de la fractura en el punto de restriccién, el micro espacio anular se
debe presurizar hasta un nivel mas alto que la fractura. La figura 4.4 muestra la ampliacién del
ancho de la obstruccidn cuando la presion neta varia de 0 a 1,000 psi para un caso tipico. Tenga en
cuenta que el ancho aumenta a medida que aumenta la presién de fracturamiento, en contraste
con el efecto de tortuosidad, el cual disminuye en tanto la presién y el ancho aumentan.
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Figura 4.4 — Efectos de la presion neta en la obstruccion causada por desalineamiento de fases. En tanto la presion
aumenta la obstruccion se hace cada vez mds amplia debido a la erosién causada por el fluido del tratamiento.

Si la restriccidon se presenta cuando se intenta introducir el apuntalante a la fractura, puede ocurrir
un taponamiento, causando un arenamiento. Debido a la restriccidn, el fluido viaja a gran

velocidad, esto puede erosionar este punto de obstruccion.
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4.4.2.5 Iniciacion de la fractura y efectos en la vecindad del pozo en agujero
descubierto

En pozos con agujero descubierto, especialmente en pozos desviados, la iniciacién de la fractura se
puede producir por un esfuerzo cortante. En este caso, una serie de fracturas escalonadas pueden
desarrollarse, sin definir claramente la fractura dominante. Si esto ocurre, todas las fracturas seran
mas estrechas que lo que una fractura simple lo seria, resultando en altas presiones netas y la
formacion de arenamientos si son muy estrechas para permitir el paso del apuntalante.

4.5 Bombeo del tratamiento

Bajo condiciones ideales de yacimiento (arenas limpias limitadas por lutitas), el fluido de colchdn
(pad) propaga la mayor parte de la geometria de la fractura. Para un gasto de bombeo constante,
el tiempo al cual el fluido de colchdén se agota a través de la pérdida de fluido (conocido como
tiempo de inicio de TSO, t,) se obtiene resolviendo las ecuaciones 4.49 y 4.51 o 4.50 y 4.51.
Ademas, la ecuacion 4.45 es el tiempo de bombeo subsecuente (t; — &), el cual define el volumen
de fluido mezclado con apuntalante conocido como lechada para lograr el ancho de la fractura
deseada, y t;es el tiempo en el cual se termina el trabajo en minutos.

_ 2nxphpCerp 2
ty = [—5.614“1 (1_ES)] ...................................................................... (4.49)
b = [ T 4.50
T e R ——— (4.50)

Donde t,;;, en minutos, es el tiempo de TSO para una fractura PKN o una fractura KGD; y t,;, en
minutos, es el tiempo TSO para una fractura radial. C; es el coeficiente de pérdida de fluido,
pie/\/ﬁ; xs es la longitud de la fractura, en pies; g es el gasto de inyeccidn total, bl/min; r es el
radio de la fractura, en pies; y r, es la relacién de la altura de perdida de fluido y la altura de la
fractura, h,/hy. La eficiencia del fluido, E;, estd dada por:

E, = e T (4.51)

Ws+21y (gctt?'5+5p)

En la ecuacién anterior, S, es la pérdida instantanea de fluido, en pies; y ws es el ancho del
arenamiento, en pies (en general se toma de 5 a 8 veces el diametro del apuntalante).

Alternativamente, el disefio se puede basar en la eficiencia del fluido, en lugar del coeficiente de
pérdida de fluido, y t, se obtiene resolviendo la ecuacién 4.49 y 4.52 o por la ecuacion 4.50y 4.52.

ws(1-E5)—21,EsSp

C: = T (4.52)
La ecuacidn 4.53 proporciona el tiempo al final del trabajo, tx:
Gay_,
T
L (4.53)
Cs E P
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Donde ¢; es la concentracion promedio del apuntalante al final del trabajo, en lbw/pie%; ¢
(ecuacion 4.56) es la concentracion de apuntalante deshidratado al comienzo del TSO, en lb/pie’;
y At es el tiempo adimensional definido como:

E es la eficiencia sin pérdida instantdnea de fluido:

Wet 21 (ZCpt 9545
E=2 ”(2,5505”) Geveereesmseee s oo e (4.55)
w5+2rpECttS'
Ademas, c; es:
Cs = PpfoWsermmrnniierissisns s (4.56)

Donde p, es la densidad del apuntalante, en Ibm/pie3; £, el factor de volumen adimensional, esto
es:

7.481Cmax

T — (4.57)
Pp

Donde ¢, es la maxima concentracién de apuntalante afadido. Las ecuaciones que definen p y
G(At) son:

4.5.1 Fluido de colchdn, lechada y apuntalante

Para el At calculado de la ecuacidon 4.53, el volumen total de fluido V; (barriles) esta dado por:
Ve =V + Ve = (1 + A EG e (4.60)

Donde V; es el volumen de la lechada (fluido del tratamiento con cierta carga de apuntalante), en
barriles, y el volumen de fluido de colchén, V, (es el volumen de fluido que se inyecta a principio
del tratamiento para abrir la fractura) esta dado por:

Donde f, es:

_ 1-Eg (1-E5)(x—1)
e R— (4.62)

Donde K esta dado por:
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P R R K (4.63)

0.5
ECttS

También, por conveniencia, V; puede dividirse entre n etapas, Vi

_Jfo
ettt eetaeeeeeenas (4.66)
Ef
i S
v (4.67)

A continuacidn se presenta un ejemplo donde se aplican las ecuaciones presentadas. Considerar el
siguiente disefio de frac-pack: x; = 50 (pie), ¢; = 9 (Ib,./pie’), y q = 25 (bl/min). La figura 4.5 muestra
que el TSO empieza poco después de que el apuntalante alcanza los disparos, tal como se
especifica por la diferencia entre t; y t,. Adicionalmente, el volumen de lechada, definido por la
diferencia entre t;y t,, incrementa con el decremento de la eficiencia del fluido, lo que indica que
se requiere un mayor volumen de fluido para formaciones de mayor permeabilidad. Para
mantener una relacién adecuada de apuntalante/volumen de fluido, el aumento de la
concentracién de apuntalante para formaciones de alta permeabilidad (fluido de baja eficiencia)
incrementa gradualmente la concentracion maxima, cq, mientras que el incremento para bajas
permeabilidades (fluido de alta eficiencia) es mas fuerte y no es gradual.

35.0 T

300
25.0 {-&

Tiempo de bombeo, minutos

Eficiencia, %
Figura 4.5 — Bombeo de lechada, iniciacion del arenamiento, y tiempo final de trabajo contra eficiencia del fluido.

La figura 4.6 muestra un ejemplo de incremento de la cantidad de apuntalante para dos casos
limites (eficiencias de 5% y 50%).
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S A e
| Fluid efficiency 50%
T |

Concentracion Anadida, ppa
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Figura 4.6 — Impacto en la eficiencia del fluido debida al aumento de la concentracion del apuntalante. El aumento de la

concentracion del apuntalante afecta directamente la eficiencia del fluido para una relacion de volumen de lechada y
volumen total.

La figura 4.5 también muestra que se puede obtener la misma geometria de fractura y ancho
apuntalado con cualquier c,q; sin embargo, el volumen de lechada aumenta en tanto Cp
disminuye. En general, en la industria se usan valores de ¢, de 8 a 10 (lbm/piez); sin embargo para
yacimientos donde el arenamiento es dificil de lograr, se recomiendan altos valores (14 a 15
Ib./pie®). En los casos donde el espaciamiento anular en el fondo del pozo para el ensamble de
herramientas es pequefio, o las herramientas de gravel-pack tienen limitaciones, lo mas practico
es usar valores pequefios (4 a 5 Ib,/pie’).

Ademas, la figura 4.7 indica que, para una pérdida constante de fluido, la eficiencia el fluido
decrece con un incremento en la longitud de la fractura, por consiguiente, para un disefio de
lechada basado en la eficiencia del fluido, la eficiencia obtenida de un tratamiento de calibracion
debe disminuir si la longitud del frac-pack es mayor que la longitud de la calibracién, o por el
contrario ésta aumente. Sin embargo, no se requiere ningun ajuste si el disefio se basa en la
pérdida de fluido en lugar de la eficiencia.

30 - 1.6E-02
r—| o 1 a

1 1.4E-02
25 | 1 126-02 O
= { 1.0E-02 ©
= ]
5 20 1 8.0E-03 5
S + 6.0E-03 =’;3
w15 - 1 40e-03 “

) 1 2.0e-03

10 , : 0.0E+00

20 30 - 40 50 60

Longitud de la fractura, pies
Figura 4.7 — Eficiencia de fluido contra longitud de la fractura para una pérdida de fluido constante. Para un disefio de
lechada basado en la eficiencia del fluido, la eficiencia obtenida de un tratamiento de calibracion debe disminuir si la
longitud del frac-pack es mayor que la longitud de la calibracion, o por el contrario ésta aumente.
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Disminucion del gasto de inyeccion

Disminuir el gasto de inyeccion casi al final del tratamiento de frac-pack a veces es necesario
debido a que el TSO no se produjo dentro del plazo previsto y no hay una lechada con apuntalante
necesaria para para finalizar correctamente el tratamiento. Existen dos factores principales:
incrementando el tiempo de exposicion del fluido facilita el evento de TSO, pero el aumento de la
viscosidad del fluido dificulta el empacamiento. La mejor alternativa para evitar esto es disminuir
el gasto de inyecciéon, empacar la fractura y el espacio anular. Hay dos formas de hacer frente a
esta complicacion: 1) si el TSO no se observd en el tiempo planeado, disminuir el gasto de
inyeccidn al tiempo que se mejore la distribucidon del apuntalante cerca del pozo; 2) si no se
corrobora un incremento de presion hacia el final del tratamiento, una disminucién gradual del
gasto de inyeccién puede al menos crear un empacamiento en la seccién anular. Si el TSO se
produce al final del tratamiento, el riesgo de la separacion entre la fractura apuntalada y el pozo
desaparece en tanto el volumen de colchdn se filtra como pérdida de fluido.

4.6 Calibracion del tratamiento

La calibracién del tratamiento provee los datos necesarios (esfuerzo minimo in-situ, coeficiente de
pérdida de fluido y la eficiencia del fluido) para el disefio del tratamiento de bombeo; consiste en
el volumen de fluido fracturante (aproximadamente igual al volumen de colchén) bombeado a un
gasto de inyeccidn constante para propagar el drea de la fractura, con el fluido de frac-pack, y
preferentemente al gasto de inyeccién del frac-pack. Debido a que los datos se obtienen de la
declinacidn de la presidn, la presién de bombeo se debe monitorear aun después de que se
termina la prueba. Antes de realizar la calibracion del tratamiento, el primer paso es llevar a cabo
un trabajo con acido, el cual consiste en bombear algunos cientos de galones de HCl (10 a 25
gal/pie) para mejorar la comunicacion del yacimiento con el pozo mediante la remocion de los
residuos en el tunel de disparo.

4.6.1 Prueba de inyeccion

Esta prueba se basa en la inyeccidn de un fluido a distintos gastos previamente establecidos, que
se van incrementando hasta un valor superior de la presién de extension de la fractura. En
yacimientos de alta permeabilidad, los intervalos del gasto varian desde 0.5, 1, 2 4, 8, 10 y 12
(bl/min), y luego hasta el maximo gasto posible y permitido por las herramientas. Los intervalos de
tiempo que se manejan entre cada etapa son de 2 a 3 minutos.

Las pruebas de inyeccidn nos ayudan a identificar el gasto y la presidon de propagacién de la
fractura. La presién de fondo a cada etapa de bombeo se grafica en contra del gasto de inyeccién.
Con los puntos graficados se trazan dos lineas de tendencia, el punto en el cual estas dos rectas se
intersectan se conoce como la presidn de propagacion de la fractura.
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Presion de -
propagacion de
la fractura

Presion

Gasto de inyeccion
Figura 4.8 — Grdfica de presion contra gasto de inyeccion de una prueba de inyeccion. La interseccion de las dos lineas de
tendencia proporciona la presion de propagacion de fractura y el gasto de inyeccion para lograr dicha presion.

Con esta prueba se puede determinar:

- Limite superior para la presion de cierre de fractura

- Presion superficial del tratamiento la cual debe ser prolongada durante el
fracturamiento

- El gasto de inyeccién que aseguraran una extension de la fractura deseada

- ldentificar la friccién a la entrada del pozo debida a los disparos y a problemas
relacionados con la vecindad del pozo (esto se observa en el incremento de la
presion de fondo debida al incremento del gasto de inyeccion)

Disminuir el gasto de inyeccidn y observando como varia la presion de fondo con dicha
disminucion la prueba ayuda a identificar las restricciones en la vecindad del pozo (tortuosidad o
friccion por disparos). Por ejemplo si la presion solo cambia gradualmente durante el decremento
del gasto de inyeccién, se puede detectar que no existe una restriccion. Una vez que la prueba
finaliza, se realiza una minifractura para determinar la presién de cierre y el coeficiente de pérdida
de fluido.

4.6.2 Minifractura

El objetivo principal de realizar una minifractura es el de obtener la presién de cierre de la fractura
y el coeficiente de pérdida de fluido los cuales son pardmetros esenciales para el disefio del
fracturamiento. El primer paso en el analisis de la minifractura es determinar la presién de cierre
el cual se obtiene de una grafica de la declinacién de la presion contra alguna funcidn del tiempo.
Los graficos mas utilizados son:

- Presidon contra tiempo, t.
- Presion contra vt
- Presion contra funcion G

Debido a que el cierre ocurre al final del régimen de flujo lineal, en una grafica existe un punto de
inflexion en la raiz cuadrada del tiempo total de bombeo contra la declinacién de la presion, el
cual proporciona el esfuerzo minimo in-situ o presidn de cierre. Alternativamente, el uso de la raiz
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cuadrada del tiempo de cierre (no el tiempo total de bombeo), también nos ayuda a obtener la
presidn de cierre.

Para encontrar el coeficiente de pérdida de fluido se utiliza una gréfica de presién de fondo contra
una funcion G. El desarrollo de esta grafica se describe a continuacion.

4.6.3 Coeficiente de pérdida y eficiencia del fluido estimada: método analitico

Para evaluar el coeficiente de pérdida de fluido, C;, se puede usar la siguiente ecuacién:

hy PKN
Co=—22 2% KGD | (4.68)
Tptr Er | 32 .
— 7 Radial
31

Esta ecuacion provee una solucién directa para el modelo PKN, asumiendo que la altura de Ila
fractura, hy, se conoce. Sin embargo, para otros modelos, se requiere la longitud de penetraciény
debe ser determinada mediante:

1
—  PKN
Xf |[2h}2c
2| _ 5614(1-E)V,Er| 1
arc,; = I4hf KGD oo es e ees e (4.69)
2—: Radial

El mdédulo de tension natural a partir del médulo de Young, E’ (psia), es:

V; es el volumen total de fluido inyectado, barriles; m es la pendiente de la grafica presion contra
la funcion G, psia; r, es la relacién de h, para hy; t, es el tiempo total de bombeo, minutos; E, es el
maddulo de Young, psia; v es la relacidn de Poisson; A es un pardmetro de modelo dependiente
igual a 0.75 para PKN, y 0.9 para fracturas KGD o radiales; y g, esta dado por la siguiente ecuacion:

_[m/2  E<02

8o = 4/3 s (g s (4.71)
La eficiencia del fluido se obtiene mediante:
o (4.72)
Ve 246G,

Donde G, es la abscisa de la presidn de cierre en el eje G; V;; es el volumen de fluido en la fractura
al cierre, barriles; y V; es el volumen total inyectado, barriles.

Para bajas eficiencias de fluido (E < 0.2), el eje G esta dado por:

G = %{—(1 + Ats)sen™1[(1 + Ats)™%3] + Ats®5 — %}(473)
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Para altas eficiencias de fluido (E > 0.2), el eje G es:

G = ﬁ[(l F AES)O5 — ALS®S = 1o (4.74)

Donde Ats es la relacion t;; a t,; y ts es el tiempo al cierre, en minutos.

Se debe notar que de la ecuacion 4.68 el médulo de Young es inversamente proporcional a C;; por
lo tanto, un E,, erréneo hara un C; erréneo. Debido a que la relacion de Poisson es un nimero
fraccionario pequeiio elevado a la segunda potencia, un valor erréneo de la relacién de Poisson no
cambiara el valor significativamente de C..

4.6.4 Ejemplo de calibracion

El tratamiento consiste en bombear 108 (bl) de un gel lineal de 20 (Ib,,/1,000 gal) a inyeccién
constante de 15 (bl/min) dentro de yacimiento de 40 (pie) de espesor delimitado por lutitas. Los
parametros de entrada son: esfuerzo minimo in-situ 7,100 (psia), el coeficiente de pérdida de
fluido es de 0.01 (pie/m), el médulo de Young es de 800,000 (psia), y la relacién de Poisson es
de 0.29. Los datos completos se muestran en la tabla 4.2. Las figuras 4.9 y 4.10 muestran la
geometria de la fractura y la presidn de bombeo para los datos del ejemplo.

Longitud, pies
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Figura 4.9 — Geometria de la fractura hidrdulica para el ejemplo de calibracion
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Figura 4.10 — Presion de fondo y gasto contra tiempo de bombeo para el ejemplo de calibracion
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Presién de cierre, o 7,100 psia
Presion de sobrecarga, o, 10,000 psia
Maéximo esfuerzo horizontal, 0ymex 8,000 psia
Altura de la fractura, hs 41 pies
Altura de la pérdida de fluido 40 pies
(leakoff), h,

Mddulo de Young, E,,, 800,000 psia
Relacién de Poisson, v 0.29
Tiempo de bombeo 6.9 minutos
Presion del yacimiento, p, 4,800 psia

Permeabilidad del yacimiento, k 300 md
Permeabilidad del apuntalante, k, 100,000 md

Compresibilidad, ¢; 0.00001 psia'1
Viscosidad del yacimiento, u lcp

Radio de drene, r, 2,890 pies
Fluido del yacimiento Aceite
Pendiente del gréfico-G, m 505 psia
Relacién de altura, r, 0.976
Coeficiente dependiente del 0.9

modelo, A

Tabla 4.2 Datos del yacimiento para el ejemplo de calibracion del
tratamiento de fracturamiento

4.6.4.1 Calculo de la presion de cierre

El punto de inflexidon de la presidn de fondo contra la raiz cuadrada del tiempo en la grafica
obtenida durante la minifractura representa una presion de cierre claramente de 7,100 psia (figura
4.11). Para la comparacidn, la misma figura muestra la grafica de BHP contra el tiempo de cierre
(no el tiempo total); sin embargo el punto de inflexidon es menos claro.

Raiz Cuadrada (Tiempo Total), min®3

26 2.7 2.8 29 3 3.1
7,250 =
7,200 A
7,150 4
7,100
7,050
7,000 4
6,950 -

6,900 +— SR——— '
0 0.5 1 1.5 2
Raiz Cuadrada (Tiempo transcurrido

Presion de cierre = 7,100 psia

Presion de Fondo, psi

desde que se detiene el bombeo) min®®

Figura 4.11 Grafica de presion de fondo contra la raiz cuadrada del tiempo total y tiempo de cierre. El punto de inflexion
de la grdfica proporciona la presion de cierre de la fractura.

4.6.4.2 Calculo de la eficiencia del fluido

La ecuacidén 4.72 proporciona una eficiencia de fluido de 11% para el cierre relacionado con un G,
de 0.25 (figura 4.12). La tabla 4.3 lista los datos graficados de la funcion G.
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7,250 T
© 7900 PCl
%]
g: m =505 psia
=
S 7,150 4
-2 Presion de cierre
= 7,100
2
%]
g
& 7,050 4

G,=0.25
7,000 v : . ' —
0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5
Funciéon G

Figura 4.12 — Presion de fondo contra la funcion G para el ejemplo de calibracion muestra una pendiente de 505 psia y G,

de 0.25
Time 13 At G BHP
6.893 0.000 0.0000 0.0000 7,234
6.902 0.009 0.0013 0.0026 7,232
6.946 0.053 0.0077 0.0148 7,223
6.993 0.100 0.0145 0.0275 7.215
7.043 0.150 0.0218 0.0408 7,207
7.092 0.199 0.0289 0.0536 7,199
7.140 0.247 0.0358 0.0659 7,192
7.152 0.259 0.0376 0.0690 7,190
7.199 0.306 0.0444 0.0809 7,183
7.244 0.351 0.0509 0.0922 7177
7.288 0.395 0.0573 0.1031 171
7.330 0.437 0.0634 0.1134 7,165
7.371 0478 0.0693 0.1234 7,159
7411 0.518 0.0751 0.1331 7,154
7.452 0.559 0.0811 0.1429 7,147
7.489 0.596 0.0865 0.1517 7,142
7.515 0.622 0.0902 0.1579 7,138
7.549 0.656 0.0952 0.1659 7,133
7.592 0.699 0.1014 0.1759 727
7.633 0.740 0.1074 0.1855 7,121
7.651 0.758 0.1100 0.1896 7,118
7.700 0.807 0.1171 0.2009 7,111
7.770 0.877 0.1272 0.2169 7,101
7.800 0.907 0.1316 0.2237 7,097
7.900 1.007 0.1461 0.2461 7,087
8.000 1.107 0.1606 0.2682 7,076
8.100 1.207 0.1751 0.2900 7,085
8.200 1.307 0.1896 0.3116 7,055
8.300 1.407 0.2041 0.3329 7,045
8.400 1.507 0.2186 0.3540 7,035
8.500 1.607 0.2331 0.3748 7,025
8.600 1.707 0.2476 0.3954 7,015
8.700 1.807 0.2622 0.4158 7,005
8.800 1.907 0.2767 0.4359 6,995
8.900 2.007 0.2912 0.4559 6,986
9.000 2107 0.3057 0.4757 6,976
Tabla 4.3 Datos de la declinacién de la presién y la funcion G
para el ejemplo de calibracion

4.6.4.3 Calculo del coeficiente de pérdida de fluido

Como se indicé anteriormente, la ecuacidn radial (4.68) reproduce los resultados correctos con un

error insignificante.

32 maR (505)(0.9)(46)
== 2 1, = e (475
Ce 312 1yt SE (0.96)(7.29-5)(873,500) ( )
La penetracion radial R se obtiene de la siguiente manera (ecuacion 4.69):
Fracturamiento hidrdulico en yacimientos de alta permeabilidad 91



Disefo de fracturamiento hidraulico mediante frack-pack

1
1/ /3
R = [37‘[5614(1 E)VtE] 3 _ 0.295 5.614(1—(7)1.11)(108)(873,500) — 46 pies.....(4.76)
2g,Am 2(5)(0.9)(505)

La pendiente m entre la presidn de cierre instantanea (PCl) y la presion de cierre se muestra en la
figura 4.12. Debido a las condiciones de la arena que se encuentra limitada por lutitas, se deberia
considerar el modelo PKN para el calculo de C;. Sin embargo, el error mas grande que incurra
(30%) implica un comportamiento de fractura radial y no de una fractura PKN.

4.7 Produccion con frac-pack

La fractura estd representada por un radio equivalente de produccion del pozo, r’, (Cinco Ley
1978), dado por la curva de C4 contra r’,/x; (figura 4.13).

1 T - T
/‘/-' 1
/
// 5
x 9
o O A
N
7
/|
/
0.01 ‘
0.1 1 10 100
Cd

Figura 4.13 — Radio del pozo equivalente contra la conductividad y longitud de la fractura (Cinco-Ley y Samaniego 1981)

La conductividad adimensional de la fractura para el eje C, esta definida como:

En esta ecuacidn, k, y k son la permeabilidad del apuntalante y del yacimiento respectivamente,
md; xs es la longitud de la fractura, pies; y w, es el ancho promedio apuntalado, pies.

Alternativamente, r’, se puede obtener con el siguiente polinomio que se ajusta al grafico de
Cinco-Ley (1978):

2= AgC3 + ALCE + ApCy F A (4.78)
f

Donde los valores de las constantes A estan listados en la tabla 4.4:
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Cy Ay A, A; Az
0.1-1 0.0109 -0.0649 0.2298 0.0043
1-10 0.0006 -0.0136 0.1132 0.0847

10-100 4E-7 -8E-5 0.0052 0.4033

Tabla 4.4 Constantes para el polinomio de Cinco-Ley (1978)

Las siguientes ecuaciones nos ayudan a obtener el gasto y el tiempo adimensional (Fetkovich
1980):
q(t)

141.3u3(1n1,&—%>
Tw

0.00634kt

C, T’z
tpg = e eeeeeeeee e s seenen (4.80)

2
Tl
2 Tw Tw 2

Las ecuaciones 4.81 y 4.82 son las ecuaciones exponenciales, hiperbdlicas y armdnicas (Arps 1945):

t 1 1
pq = X2 = 5= 75 b > O (4.81)
qi (14+bD;t)b  (1+btpg)d
t 1
qu=%=W; A | (4.82)

En estas ecuaciones, g(t) es el gasto de produccion en superficie al tiempo t, barriles; h es el
espesor neto del intervalo productor, pies; p; presion inicial del yacimiento, psia; u es la viscosidad
del yacimiento, cp; B es el factor de volumen, adimensional; r. es el radio de drene, pies; ¢ es la
porosidad, fraccidn; t es el tiempo, dias; y ¢; es la compresibilidad, 1/psia. Los valores de b se
determinan de la siguiente manera:

- b =0 (exponencial) para yacimientos de aceite bajosaturado.

- b =0.2 (exponencial) para drene por gravedad sin superficies libres.
- b =0.5paradrene por gravedad con una superficie libre.

- b=0.333a0.667 para yacimientos con empuje de gas en solucion.
- b =0.5a1 parayacimientos con empuje de agua.

Ademas, D; esta definido como:

Donde @imqx €S el gasto de produccidn inicial sin restricciones para pwf = 0, en bl; y N, es la
produccidon acumulada de aceite desde p; hasta p,, en bl:
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_ n(é-n)pcth(®@i—pr) (1-Sw)

Np; = e ceereenrennnnnn(4.84)
Y g; es la produccién inicial en barriles por dia:
kR(pi—Pw
4 (Pi—Pwy) (4.85)

_Wm:_‘i_%) ......................................................

4.7.1 Produccion en pozos de gas

Las ecuaciones para las reservas de gas, en pies cubicos; a presiéon p,, en psia; y para una
produccién inicial de gas, scf/dia, son:

_ m(rgd—ry)h¢(1-Sy)

Np; = S, (4.86)
g
_ kh®i-pip)
e e (4.87)
Donde B, esta definido como:
0.028292T
e ————————— Y-

En donde z es el factor de compresibilidad del gas, adimensional; y T es la temperatura, en grados
Rankin (T = °F + 460).

4.7.2 Procedimiento de solucion

Usar la ecuacidn 4.78 para obtener r’, para el C; correspondiente para las propiedades de la
fractura. El valor de r’,, puede expresarse también como un efecto de dafio:

Sin embargo, el efecto de dafio de la fractura es solo un componente del efecto de dafio total.
Para considerar todo el dafio se deben utilizar las siguientes ecuaciones:

St = Sp Sy FSc F Spgecenn (4.90)
Ty = € Shieee ettt er e s e (4.91)

En donde s;, s, S, Sha, SON el efecto de dafio de la fractura, por disparos, por la terminacion y
efecto de dafo debida al flujo no-Darciano respectivamente. El siguiente paso es estimar la
declinacidn de la produccién. Asumiendo, por ejemplo, que b > 0, la produccién se obtiene como:

1
q(t) = mql .......................................................... (4.91)
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Donde g; se evalla en la ecuacion 4.85 para produccion de aceite, o de la ecuacién 4.87 para
produccidn de gas.

4.8 Optimizacion de la fractura mediante el analisis del valor presente neto

El siguiente paso, después de analizar el tratamiento de calibracion, es el disefio del programa de
bombeo con el cual se creard la fractura, y cuya longitud de fractura estd determinada por el
analisis del valor presente neto:

Donde VPN es el valor presente neto, R, son los ingresos netos, y C, es el costo de la terminacion.
R, esta dado por:

R iy ST (4.93)
Donde qu G son los ingresos de la produccién acumulada al intervalo del tiempo j en el caso de
fracturar y no fracturar; I es la tasa de interés a devengar durante j, en fraccién; y n es el nimero
de intervalos j.

Los costos de terminacidn incluyen el costo del fluido, apuntalante y equipo utilizado en el
tratamiento.

La produccion con fractura y sin fractura puede ser estimada usando las ecuaciones de declinacion
de la produccién descritas anteriormente.

4.8.1 Ejemplo de optimizacion mediante el andlisis del valor presente neto

Considere el siguiente caso de disefio, el cual persigue la longitud dptima apuntalada para un
yacimiento con las caracteristicas listadas en la tabla 4.2. Siguiendo el disefio, se selecciona un
ancho uniforme apuntalado de 1 pulgada (o 9 Ib,./pie?). El procedimiento descrito anteriormente
se usa para obtener el programa de bombeo para seis fracturas con longitudes que se
incrementan de 20 a 70 pies. La figura 4.14 muestra el dafio por fractura, dafio por terminacién y
dafio total del cual se obtienen el radio efectivo del pozo, r’y, para cada longitud de fractura. En la
figura 4.15 se muestra la declinacion de la produccién para los seis casos de frac-pack y para la
longitud x; = 0. La grafica de VPN dada por la ecuaciéon 4.92 y 4.93 (figura 4.16) representa que no
hay una ganancia significativa en la producciéon después de 30 pies; por lo tanto, se puede
seleccionar para el disefio el programa de bombeo una longitud de 30 pies. En la figura 4.16
también se incluye los costos de terminacién y los ingresos netos para las seis fracturas y para el
caso de x¢= 0.
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Figura 4.14 — Dafio por fracturamiento, terminacion y dafio total contra longitud para la optimizacion de la fractura
mediante el andlisis del VPN. Este grdfico se usa para determinar el radio efectivo del pozo para cada longitud de
fractura (de 20 a 70 pies), a partir del dafio.
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Figura 4.16 — VPN, ingresos netos, y costo del frac-pack contra longitud de fractura para la optimizacion del tratamiento
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4.9 Seleccion de fluidos en el disefio de frac-pack

Las prdcticas actuales de fracturamiento en yacimientos de baja permeabilidad se realizan con
fluidos con una tasa de corte de 100 seg”, y temperaturas estéticas; sin embargo, los datos
presentados a continuacién (Morales 2001) muestran que la seleccidn de fluidos para yacimientos
de alta permeabilidad deben basarse en bajas tasas de corte (alrededor de 40 seg?) y
temperaturas de enfriamiento. Esto es, La seleccién de fluidos para formaciones de alta
permeabilidad se basa en las tasas de corte y temperaturas de enfriamiento.

Por ejemplo, considerando un comportamiento de fluido no-newtoniano durante todo el
fracturamiento, usando un fluido reticulado de borato de guar (35 /b,,/1,000 gal) bombeado a 25
(bl/min). Después de iniciar la fractura y durante la inyeccion del fluido de colchdn, la tasa de corte
es de 100 seg™ (figura 4.17); sin embargo, después del TSO, la tasa de corte decrece rapidamente a
valores de 10 seg™ 0 menos. En consecuencia la viscosidad se incrementa (para una tasa de corte
de 100 seg™ la viscosidad es de 180 cp, y se incrementa continuamente después del TSO hasta 900
cp). Dicho comportamiento indica que debe utilizarse una tasa de corte de post-TSO debido a que
la mayoria del apuntalante se coloca en esta parte del tratamiento.
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Figura 4.17 Tasa de corte y viscosidad contra tiempo de bombeo para un fluido no-newtoniano. Al momento que se crea
el TSO la tasa de corte disminuye, pero la viscosidad del fluido aumenta drdsticamente, se debe tener cuidado con este
fenémeno debido a que la colocacion del apuntalante se da en esta etapa del tratamiento.

El enfriamiento causado por la inyeccidn se representa en la figura 4.18, donde las pruebas de
calibracion causan un decremento sustancial de la temperatura cerca del pozo (de 280°F a 170°F);
el yacimiento solo recupero 20°F después de 100 minutos de haber iniciado el frac-pack. Un
enfoque practico es estimar el enfriamiento del yacimiento con un simulador de calibracién de
temperatura.
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Figura 4.18 Disminucidn de la temperatura causada por la inyeccion de fluidos durante la calibracion del tratamiento de
frac-pack

El enfriamiento no ocurre solo en la regidn cerca del pozo, también se extiende en toda la fractura.
Por ejemplo, Sinclair (1971) (figura 4.19) muestra que, si la eficiencia del fluido es menor del 20%,
el fluido dentro de la fractura continua disminuyendo su temperatura para un mayor tiempo de
exposicion.
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Figura 4.19 — Perfil de temperatura dentro de la fractura para fluidos viscosos (Sinclair 1971) en base a su eficiencia

En esta figura, Tp = 0 es la temperatura de enfriamiento, y Tp = 1 es la temperatura del en el
extremo de la fractura:

Donde T; es la temperatura adimensional, T, es la temperatura del fluido dentro de la fractura, T;
es la temperatura del pozo, y T, es la temperatura de yacimiento.

La tasa de corte y la temperatura alteran la viscosidad del fluido obteniendo una condicién no
deseada dando como resultado un fluido de baja eficiencia lo cual es un problema para llevar a
cabo el empacamiento del apuntalante. La reduccién de la concentracién de polimeros (por
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ejemplo guar) nos ayuda a mantener la viscosidad constante, pero operacionalmente es muy dificil
llevar esto a cabo. Una concentracién mas baja de guar causa menos dafio al apuntalante, pero se
debe tener en cuenta que la viscosidad debe ser la adecuada para transportar al apuntalante sin
un asentamiento prematuro.

4.10 Ejecucion del tratamiento

Inicialmente, la técnica de frac-pack se realizaba en varias etapas; un tratamiento de
fracturamiento TSO seguido de la limpieza del pozo, instalacion de filtros de exclusién de arena
(cedazos) y operaciones de empaque de gravas separadas. Sin embargo, los altos factores de dafio
positivo y la productividad limitada obtenidos, indicaban dafio entre la fractura apuntalada y el
empaque de grava interno. La técnica de frac-pack se simplific6 a una Unica operacién para
mejorar ain mas la produccién del pozo y reducir los costos operacionales. El tratamiento de
fracturamiento TSO ahora se ejecuta con filtros de grava (cedazos) ya instalados en el fondo del
pozo. El empaque de grava en pozos con instalaciones de cedazos se logra al final del tratamiento.

Al igual que con el empaque de grava convencional (gravel-pack) los fluidos y apuntalantes para
esta técnica combinada se inyectan a través de la tuberia de produccidon y de un empacador de
grava que incluye una herramienta de servicio configurada en modo de circulacidn o inyeccién
forzada. Sin embargo, para soportar presiones mas altas durante las operaciones de
fracturamiento TSO las compaiiias de servicio adaptaron las instalaciones de empaque de grava
estandar. Las modificaciones incluyen una mayor dureza del metal, areas de flujo mds amplias y la
minimizacion de los cambios bruscos en la direccién del flujo, para reducir la erosiéon del metal
causada por los fluidos y el apuntalante.

La configuracidn en modo de inyeccién forzada se utiliza para la mayoria de los tratamientos de
frac-pack especialmente en pozos ademados con tuberias de revestimiento y de produccion que
no pueden manejar presiones altas. La configuracion en modo de circulacion provee una
trayectoria para el retorno de fluido a la superficie a través del espacio anular existente entre la
tuberia de produccidn y la tuberia de revestimiento, o comunicacién (un espacio anular “vivo”)
para vigilar rutinariamente la presion en la superficie en forma independiente de la friccién que se
produce en las tuberias del pozo, dependiendo de si la valvula de superficie anular esta abierta o
cerrada. Las caidas de presidn por friccion generadas por el bombeo de lechada con apuntalante a
través de la tuberia de producciéon y de los componentes de terminacién, generalmente
enmascaran las respuestas de presién en el fondo del pozo, cuando la presion del tratamiento se
registra en la tuberia de produccion.

La técnica de frac-pack generalmente comienza con la herramienta configurada en modo de
inyeccion forzada. Una vez que se detiene el crecimiento lateral de la fractura, se cambia a modo
de circulacién para asegurar el empaque completo de los cedazos y el contacto entre los granos
del apuntalante. La herramienta de servicio luego se utiliza para limpiar el exceso de lechada,
bombeando fluido dentro del espacio anular y hacia la tuberia de produccién. EI movimiento
ascendente que se requiere para mover algunas herramientas de servicio, arrastran los fluidos del
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yacimiento hacia el pozo. En este efecto la succidn (suaveo) puede traer la arena de formacién a
los tuneles de disparo, antes de que una fractura esté completamente empacada, o reducir la
conductividad entre la fractura y empaque de grava interno, lo cual puede limitar la productividad
del tratamiento del frac-pack.

b |_— BOP anular
-
Figura 4.20 — Herramienta de fondo de pozo. TI l ﬁ';%grd:esgrﬁ?;'z:ular
i | Herramienta de servicio
En los tratamientos de empaque de gfa_va (.g'ravel—pa_ck) y Orificios de cimulacion
frac-pack una herramienta de servicio dirige el flujo de Empacador de
fluidos a través de un empacador de grava y alrededor del l T grava QUANTUM
filtro. La configuracion en modo de inyeccion forzada se T T
establece cerrando el preventor de reventén anular (BOP) Asiento esférico
y la vdlvula de superficie de cierre del espacio anular l T l
existente entre la tuberia de produccion y la tuberia de || lu
revestimiento (izquierda), o cerrando la vdlvula esférica, /’/
ubicada en el fondo del pozo (derecha). El cierre en el w

espacio anular con la valvula esférica de fondo de pozo
abierta, permite vigilar rutinariamente la presion en el
fondo de pozo, independientemente de la friccion que se
produce en la tuberia de produccion. Al cerrar la vdlvula
de fondo de pozo se previene que el flujo retorne a la
superficie y se protege a la débil tuberia de revestimiento
de altas presiones; también se puede aplicar presion al
espacio anular para compensar la alta presion ejercida
dentro de la tuberia de produccion. Los dispositivos
mecdnicos tales como las vdlvulas de charnela previenen
la pérdida excesiva de fluido dentro de las formaciones
luego de retirar la herramienta de servicio.

o
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Las herramientas de servicio para sentar los equipos de fondo, cierran la valvula esférica de fondo
de pozo y cambian la configuracién de la herramienta con movimiento ascendente. Este tipo de
herramienta también se utiliza para terminaciones profundas y tratamientos ejecutados desde
equipos de perforacion flotantes o buques de perforacion.

Ademads de una variedad de condiciones de yacimiento y de requerimientos de frac-pack, la
ejecucion del tratamiento debe encarar otras situaciones complejas, tales como la terminacién de
multiples zonas de intervalos largos. Aun los mejores disefos de frac-pack fracasan si una pérdida
excesiva de fluido dentro de la formacién provoca la formacién de tapones de apuntalante entre
los cedazos y la tuberia de revestimiento, restringiendo o bloqueando el flujo de fluido en el
espacio anular. El empaque de apuntalante en el espacio anular o taponamiento, da como
resultado la terminacion temprana del tratamiento, la baja productividad de la fractura y un
empaque incompleto alrededor de los cedazos.
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La mayoria de las operaciones de Frac-pack se llevan a cabo en yacimientos convencionales que
son homogéneos y de espesor delgado (Normalmente < 100 pies). En estos casos, es mas probable
que la fractura se propague en todo el yacimiento. Existen muchos yacimientos heterogéneos con
espesores mayores a 100 pies, sin embargo, y a menos que se use una técnica especial, las
probabilidades para cubrir completamente estos yacimientos es enteramente minima.

Solo por mencionar, existen otras formas mas eficientes ademas del método convencional de frac-
pack para yacimientos heterogéneos de gran espesor y donde se presenten problemas de
taponamiento del espacio anular. Uno de ellos es un proceso que utiliza tuberias de derivacion o
tuberias rectangulares céncavas que proveen caminos de fluido adicionales para sobrepasar el
apuntalante. Los tubos de derivacion proveen canales para que la lechada vaya mas alla de la zona
del pozo donde se produce un arenamiento prematuro. Si se forman restricciones en el espacio
anular, aumenta la presién de inyeccion y la lechada se desvia a los tubos de derivacién. Esto
garantiza la cobertura del fracturamiento y el empaque de apuntalante alrededor de los filtros de
grava (cedazos) y a través de todo el intervalo de terminacion.

Tubos de
derivacion

Boquilla

Figura 4.21 — Tubos de derivacion. Los tubos de derivacion ofrecen un camino alternativo para el flujo de la lechada con
apuntalante para sobrepasar las obstrucciones ceradas por un arenamiento prematuro.
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CAPITULO 5

CASOS HISTORICOS

Una vez que se ha determinado que un pozo es candidato para ser tratado con un tratamiento de
frac-pack tanto para control de arena como para una estimulacién, se debe generar un disefio
preliminar. Este disefno esta basado en una combinacién de datos medidos y empiricos, incluyendo
suposiciones y experiencias de campo. La eficiencia y los valores de pérdida de fluido se obtienen
de la permeabilidad estimada que estd basada en datos de registros y del pozo en general. Se
debe determinar la tasa de bombeo déptima, tipo de apuntalante y fluido, y se debe disefiar el
programa de bombeo del tratamiento.

El objetivo principal del disefio preliminar es aproximar el tamafio y el tipo de materiales
requeridos, asi como el equipo necesario que se usara en el tratamiento. Esto no representara el
tratamiento exacto de bombeo. Se deben realizar cambios en el tratamiento de acuerdo a los
resultados de calibracién, como lo es en el volumen de fluido y apuntalante.

Los supuestos del disefio preliminar se validan por el test de calibraciéon usando un simulador de
fracturamiento. Se realizan pruebas que generalmente consisten en un tratamiento acido, una
prueba de inyeccidn y una minifractura. Subsecuentemente se realiza el redisefio del tratamiento
para poder llevar acabo un tratamiento éptimo de frac-pack.

Trabajo Objetivo
Inyeccion de acido Remover el dafio asociado con la pérdida de circulacién después de los disparos
Prueba de inyeccién Determinar el gasto y la presion de extension de la fractura y limite superior de la

presién de cierre.

Minifractura Determinar la presion de cierre, tiempo de cierre, la eficiencia y el coeficiente de
pérdida de fluido

Redisefio del tratamiento Se requiere para modificar los requerimientos de volumen de fluidos y las
concentraciones de apuntalante por etapa de acuerdo al andlisis de los resultados
obtenidos de la prueba de inyeccién y minifractura.

Tabla 5.1 — Trabajos previos para el tratamiento de frac-pack

En este capitulo se revisaran dos casos histéricos para ilustrar la aplicacion en yacimientos que
usaron la técnica de frac-pack. Estos dos casos se tomaron del mismo campo South Marsh Island
Area ubicado en el Golfo de México. Los dos trabajos se redisefiaron después de un andlisis de la
calibracion. Ademas, los dos pozos tenian medidores de presidon que se recuperaron después de
gue se realizé el bombeo, ya que después se analizaron los valores medidos y se compararon con
los resultados de los datos superficiales.
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5.1 Caso histérico 1 — South Marsh Island Area, arena I-2

La arena I-2 es una zona de aceite con una profundidad medida (MD) de 6,776 a 6,870 pies
(espesor de 94 pies) y de 6,316 a 6,401 (85 pies) de profundidad verdadera (TVD). La revisién del
registro del pozo revela tres I6bulos de arena de alta calidad que estan separados por dos
secciones laminadas (figura 5.1). El objetivo del tratamiento es comunicar estas tres arenas con el
pozo para incrementar su produccion. La arena I-2 estd confinada por lutitas. Los datos de presion
(BHP) y la temperatura de fondo (BHT) son 2,566 (psia) y 195°F respectivamente. Después de
establecer la circulacidn inicial y la tasa de inyeccion, se establecieron los limites de presién en
funcion de las tuberias, esto es, 7,500 (psia) para la sarta de trabajo y 3,000 (psia) en la tuberia. La
prueba de calibracidon se realizé con el espacio anular en vivo. Los medidores de BHP y BHT se
colocaron a una profundidad medida de 6,811 y 6,870 pies.
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Figura 5.1 Registro de la seccion de arena del caso histdrico 1. Se observan os tres Iobulos de arena separados por dos
secciones laminadas, y limitada por lutitas en la parte superior e inferior. La arena I-2 es una zona de aceite con una
profundidad medida (MD) de 6,776 a 6,870 pies (espesor de 94 pies) y de 6,316 a 6,401 (85 pies) de profundidad
verdadera (TVD)

5.1.1 Trabajo con acido

Con la herramienta de servicio en la posicién de circulacién, se inyectaron 2,500 gal con 10% HCI
(26 gal/pie) dentro de la arena I-2 a tasas de 0.5 a 5 (bl/min). La limpieza de los residuos de los
disparos mas significante ocurrié a 1.5 (bl/min), con una caida de presidon aproximadamente de
200 (psi), indicando la ruptura de los residuos que fueron dejados después de los disparos. La
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presidon declino ligeramente hasta que la tasa se incrementé a 5 bl/min y el resto de acido se
desplazara. Las caidas de presidn se registraron con los medidores de fondo. El acido se desplazé
con agua tratada (agua con una concentracion de polimeros de aproximadamente 10 (/b,,/1,000
gal) de fluido fracturante) durante la prueba de inyeccién.

5.1.2 Prueba de inyeccion

Se realizé una prueba de inyeccidon para determinar el gasto y la presion de extensién de la
fractura. Las herramientas de servicio no se movieron de su posicién, y la prueba de inyeccién se
desarrollé con 20 (/b,,/1,000 gal) de agua tratada. Los resultados de la prueba de inyeccidn, segun
lo determinado por el medidor de BHP se muestran en la tabla 5.2.

Mientras el gasto de inyeccidon se incrementaba gradualmente, no se observé una presidn de
extension clara. La figura 5.2 es la grafica de presion de fondo (BHP) contra la tasa de inyeccidn,
pero no revela un comportamiento para indicar el gasto y la presidon de extensién de la fractura.
Los datos de BHP confirmaron la respuesta de la presién en la tuberia de revestimiento analizados
en tiempo real.

] Gasto de inyeccion BHP (psia)
(bl/min)
0.68 2,856
0.99 2,901
1.99 2,951
3.00 3,026
4.00 3,103
i i 4.99 3,204
5 1.0 1-_5 20 7.49 3,364
. .y . 10.01 3,576
Gasto de inyeccion, bl/min 15.01 3.954
19.90 4,469
Figura 5.2 — Grdfica de la prueba de inyeccion del caso histdrico 1. No se
observa la presion de extension de la fractura. Tabla 5.2 Resultados de la prueba de
inyeccion (caso historico 1)

5.1.3 Minifractura

Aunque la extensién de la fractura no se determind con la prueba de inyeccidn, la prueba de
calibracion continud con la minifractura la cual consistié de 8,400 galones de 30 (/b,,/1,000 gal) de
un fluido reticulado de borato de guar bombeado en un promedio de 23.5 (bl/min). La
herramienta de servicio no fue manipulada, y la minifractura se bombeo en la posicion de
circulacion y con el espacio anular en vivo.

Se realizd un analisis de la declinacion de la presidn en tiempo real usando la presién superficial de
la tuberia y un simulador de fracturamiento. Las graficas de la raiz cuadrada del tiempo vy la
funcién-G se usaron para determinar los parametros de cierre (presidn, tiempo, eficiencia,
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coeficiente de pérdida y presidon neta). Estos resultados se resumen en la tabla de comparacién de
resultados (tabla 5.3). El subsecuente analisis de los datos del medidor de BHP confirmaron los
resultados obtenidos.

Presion de la Medidor de Medidor de
tuberia/ andlisis  BHP/anélisisde = BHP/analisis
de minifractura minifractura del frac-pack

Presion de flujo radial (p,), psia 4,024 3,856 N/A
Presion de cierre inicial (PCl), psia 5,429 5,425 N/A
Presion de cierre (p.), psia 5,009 4,974 N/A
Gradiente de cierre, psi/pie 0.79 0.79 N/A
Tiempo de cierre (t.), min 2.35 2.37 N/A
Eficiencia del fluido (Ef), % 19 19 N/A
Presion neta (p,), psi 421 451 N/A
Coeficiente de pérdida, pie/v/min 0.022 0.022 0.023
Modulo de Young (8), psi 6.0E5 6.0E5 6.0E5

Tabla 5.3 — Parédmetros de comparacion de resultados (caso histérico 1)

Se usé un simulador de fracturamiento hidraulico para generar la historia de la presidn neta de la
minifractura con el ajuste de las propiedades de la roca y las caracteristicas de la pérdida de fluido
para obtener un modelo mas representativo. Primero, la grafica de la raiz cuadrada del tiempo
(figura 5.3) se uso para determinar la presion de cierre, tiempo de cierre y la eficiencia del fluido.
El gradiente de fractura obtenido de este analisis fue de 0.79 (psi/pie). La eficiencia del fluido y el
tiempo de cierre son de 19% y 2.3 minutos respectivamente.

5.000]w+eeees A pPe=48,973.827 psia  fereee o TR eeeeeneens ...................................... :
t.=2.372 minutos : : :

E;=0.187609

PCl = 5,424.731 psia
p» = 450.904 psi

500) T S S— T e W O :

BHP, psia

ap/a(Vat)

20 25 3.0

0.5 1.0 1.5

VAt

Figura 5.3 Grdfica de la raiz cuadrada del tiempo (caso histdrico 1)
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Se desarrollé una historia de las caidas de presion después de terminar el trabajo de minifractura.
El modelo del simulador se validé por la grafica generada de datos medidos de la caida de presidn
y de datos simulados. En este ejemplo, el coeficiente de pérdida de 0.022 (pies/A/min), se usé para
generar los datos en la figura 5.4. Se observé una ligera caida de presion por friccidn al cierre de la
minifractura. Los datos fueron ajustados para un total de 26 (psi) para tener en cuenta la friccion
cerca del pozo. Los perfiles de presidn neta se ajustaron de acuerdo con estos efectos de friccion.

Datos Simulados

500 [++vee i Ot T T R eeeseravenensnonses e cremts s RN

400 |rerernrnenin e i e So eennnneinenn Eovesobiviinin Shieig S R renennnn T desrisiiien {

Presion neta, ps

Tiempo, minutos
Figura 5.4 — Grdfica de presion neta de la minifractura (caso historico 1)

5.1.4 Rediseiio del tratamiento

La revision de los datos de la minifractura determind que no se requeria otra prueba de inyeccién
para redisefiar el programa del tratamiento de fractura. Después de un ajuste del coeficiente de
pérdida de fluido y validando el modelo como se describid anteriormente, el volumen de fluido se
incrementd significativamente debido a que la eficiencia del fluido era mucho menor de lo
esperado. Los cambios se describen en la tabla 5.4.

El volumen de fluido de colchdn se incrementd de 17% por el volumen a mas del 32%. El volumen
total del fluido se incrementé en un 30%, de 17,720 a 23,100 galones. Este es un cambio
significante que valida la importancia de una prueba de calibracidn antes del fracturamiento. Se
hubiera producido un arenamiento prematuro si no se hubiera realizado la minifractura. Se realizé
un cambio menos significativo en el programa del apuntalante. De hecho, el principal cambio fue
la adicién de una etapa de 12 (/b,/gal) de concentracion. Operacionalmente, el gasto del
tratamiento de frac-pack se ajustd a 23 (bl/min), y el limite de presion de la tuberia se restablecid
a 8,000 (psia). Estos valores representan los mds altos permitidos, dadas las condiciones de la
tuberia. El gasto de inyeccion del tratamiento de frac-pack se ajusté a 23 (bl/min).
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Etapas del volumen de Concentracion del Redisefio del Redisefio de la
fluido previo al apuntalante por etapas volumen de concentracion del
tratamiento (gal) previo al tratamiento fluido por etapa apuntalante por etapa
(Iby/gal) (sal) (Ib/gal)

3,000 0 7,500 0
2,000 0.5 3,000 0.5
1,750 0.5a2.0 1,600 0.5a2.0
1,750 2.0a4.0 1,600 2.0a4.0
1,750 4.0a6.0 1,600 40a6.0
1,750 6.0a8.0 1,600 6.0a8.0
1,750 8.0a10.0 1,600 8.0a10.0
1,750 10.0a12.0 1,600 10.0a12.0
1,750 12 3,000 12

Total 17,720 85,438 lb, 23,100 95,500 Ib,,

Tabla 5.4 — Rediseno del tratamiento (caso historico 1)

5.1.5 Frac-pack

El gradiente de fractura anormalmente alto 0.79 (psi/pie) para esta profundidad produjo presiones
superficiales mayores de las esperadas. Consecuentemente, el trabajo se bombeo en la posicidn
de inyeccién forzada de la herramienta de servicio.

La BHP comenzd a subir con una pendiente de 0.7, con el cambio de etapa de apuntalante de 0.5 a
2.0 (Ib,/gal), lo que indica el crecimiento restringido de la fractura (figura 5.5). Ocurrid un
pequefio salto de presion aproximadamente a los 16 minutos de haber comenzado el tratamiento,
donde se observd una pendiente de 1.0 lo cual indica el inicio del TSO. El TSO ocurrié en la etapa
de 4 (Ib,,/gal). La BHP continud incrementandose, eventualmente con una pendiente de 2.4 antes
de la formacion del arenamiento con una concentracién de 9.2 (/b,/gal) de apuntalante. Se
generé un total de 500 (psi) de presion neta. El coeficiente de pérdida se ajustd a

0.023 (pie/A/min).

p.=4,973.83 Pendiente 1=1.001
- Pendiente 2 =2.422 [ s o 4

1,000]+teerseseisnn veninns

- 5 10 20
At
Figura 5.5 — Grdfica de presion neta del frac-pack (caso histdrico 1)
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La presion neta del tratamiento dio los siguientes valores de la geometria de la fractura: longitud
de la fractura apuntalada = 37.8 pies, altura de la fractura = 88.8 pies, y una concentracion
promedio = 5.7 (Ib,/pie’) (figura 5.6).

Ancho maximo =2.11 pg

ojeus

pueg

pueg

pueg

oeuS

: y 1
4,500 5,000 5,500 6,000 g DO 50 100

Esfuerzo, psia Ancho, pg Penetracion al cierre, pies

Figura 5.6 — Geometria de la fractura (caso histérico 1)

La cantidad final de apuntalante usado en el tratamiento se muestra en la tabla 5.5.

Apuntalante bombeado, /b, 48,368
Apuntalante en la formacién, /b, 31,133
Apuntalante recuperado, /b, 15,111
Apuntalante en el espacio anular, /b, 2,124
Ib,/pie, MD 331
Ib,/pie, TVD 366
Tabla 5.5 - Apuntalante total final (caso historico 1)

5.1.6 Resultados en la produccidon

A pesar de que se produjo un arenamiento prematuro, el TSO logré un incremento en la presion
neta mayor de 500 psi. Tomando en cuenta la evidencia histérica, esto normalmente equivale a
una terminacion con ningun o casi ningun efecto de dano. La produccién inicial de la arena I-2 fue
807 barriles de aceite por dia, 322 barriles de agua por dia, 433 mil pies cubicos de gas. Este
rendimiento es coherente con el potencial de produccion previsto basado en un pozo vecino; sin
embargo, el registro de la seccién del pozo con agujero descubierto indica que este pozo es capaz
de dar una mayor produccién. Hasta la fecha, no se ha realizado ninguna prueba para cuantificar la
eficiencia de la terminacidn y del efecto de dafio, informacion que es critica para determinar el
verdadero éxito o fracaso del tratamiento de estimulacion.
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5.2 Caso histdérico 2 — South Marsh Island Area, arena I-1

La arena I-1 estd localizada a una profundidad medida (MD) de 7,259 a 7,288 pies (29 pies), y de
una profundidad verdadera (TVD) de 6,587 a 6,613 pies (26 pies). Al revisar el registro del pozo
(figura 5.7) se observé que la arena esta confinada por lutitas, y hacia la zona inferior se observa
un deterioro en la calidad de la arena. Ademas, el disparo inferior estd a una distancia de 10 pies
por encima de la barrera de lutitas. La presidén de fondo (BHP) es de 2,623 (psia) y la temperatura
de fondo (BHT) es de 182°F. Se realizd un andlisis posterior al trabajo usando medidores de fondo
durante todo el tratamiento.
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Figura 5.7 — Registro de la seccion I-1 del caso histdrico 2. La seccion de arena se encuentra a 7,259 pies y finaliza a los
7288 pies de profundidad medida.

5.2.1 Trabajo con acido

Se inyectaron 750 galones de un fluido al 10% de HCl con gastos de 1 a 6 (bl/min) con la
herramienta de servicio en la posicién de circulacién y con el espacio anular en vivo. Se presentd
una caida de presidén de 150 (psi) y un gasto de 1 (bl/min) cuando el acido limpio los residuos de
los disparos. La tasa de inyeccion se incrementd gradualmente hasta 6 (bl/min). No se observaron
otras caidas de presion con el volumen de acido restante. El trabajo con acido se desplazé con
agua tratada que se usé en la prueba de inyeccion.
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5.2.2 Prueba de inyeccion

Se desarrollé6 una prueba de inyeccidon para determinar la presién y el gasto de inyeccion
necesarios para lograr la extension de la fractura. La prueba se llevé a cabo con 20 (/b,,/1,000 gal)
de agua tratada. Los resultados de la prueba de inyeccidon se muestran en la tabla 5.6. A pesar de
gue se observd un cambio en la pendiente aproximadamente a los 5 (bl/min) (figura 5.8), la grafica
de BHP contra la tasa de inyeccidn no revelé un rompimiento indicativo de la tasa de inyeccidn y la
presidn para la extension de la fractura. Se presentd un cambio de pendiente a una presién de
3,307 (psia) y un gasto de 5.1 (bl/min). Esto se interpreté como la representacion del limite
superior para la presion de cierre.

3600 Tasa de inyecciéon =~ Medidor BHP
(bl/min) sia
3,500 |
7 3400 0.66 2,597
g 0.94 2,974
= 1.96 3,056
3 so0| 3.01 3,148
) | 4.09 3,222
3,100 5 00 329
O N 4 V. YVSIN —1 S— | p—— 754 3364
10.00 3,485
Tiempo, minutos 11.99 3,618
Figura 5.8 — Grdfica de la prueba de inyeccion del caso histérico 2. Con el Tabla 5.6 - R.e'sultados de ’0 prueba
andlisis obtenido de los resultados de la prueba de inyeccién se establecid el de inyeccion (caso historico 2)

limite superior de la presidn de cierre de 3,307 (psia) y una gasto de 5.1 (bl/min)

5.2.3 Minifractura

Para la minifractura se us6 un sistema de fluido reticulado de guar a 25 (/b,/1,000 gal). Se
inyectaron 5,040 galones de fluido a un gasto 12 (bl/min). La herramienta de servicio se mantuvo
en la posicién de circulacién con el espacio anular en vivo durante la prueba. Se desarrollé un
analisis de la declinacién en tiempo real usando los datos de superficie y de nuevo mas tarde con
los medidores de BHP.

La gréfica de la raiz cuadrada del tiempo y la funcién G se usaron para determinar los parametros
de cierre (presidn, tiempo, eficiencia, y presidon neta). Los resultados se resumen en la tabla 5.7.
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Presion de la
Tuberia/ Andlisis
de Minifractura

Medidor de

BHP/Anilisis de

Minifractura

Presion de flujo radial (p,), psia 3,566
Presion de cierre inicial (PCl), psia 4,371
Presion de cierre (p.), psia 3,875
Gradiente de cierre, psi/pie 0.59
Tiempo de cierre (t.), min 1.04
Eficiencia del fluido (Ef), % 8
Presion neta (p,), psi 496
Coeficiente de pérdida, *pie/v/min 0.032
Modulo de Young (8), psi 7.5E5

3,515
4,248
3,749
0.57
1.25
19
499
0.022
7.5E5

Medidor de
BHP/Anadlisis del
Frac-pack

0.017
1.0E6

N/A
N/A
N/A
N/A
N/A
N/A
N/A

Tabla 5.7 — Parametros de comparacion (caso historico 2)

Se uso un simulador de fracturamiento hidrdulico para generar la presién neta (figura 5.9) de la

minifractura para ajustar las propiedades de la roca y las caracteristicas de la pérdida de fluido

para obtener un modelo mas representativo del tratamiento. El gradiente del minifractura fue de

0.59 (psi/pie), mientras que el analisis del medidor de fondo proporcioné un gradiente de 0.57
(psi/pie). El mddulo de Young fue de 750,000 y el coeficiente de pérdida fue de 0.032 (pie/vmin)
en la superficie y 0.022 (pie/Ymin) de los datos del medidor de fondo el intervalo de la arena

principal. La eficiencia del fluido y el tiempo de cierre fueron de 9% y poco mas de un minuto. Se

presentd una caida de presién de 108 (psi) al término de la minifractura, mientras que en el

medidor de fondo se registrd una caida de 167 (psi). Estas caidas de presién pudieron ser

resultado da la tortuosidad y/o de la friccidn cerca del pozo. El perfil de la presion neta se ajustd

de acuerdo a estas caidas de presidn por friccion.
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~
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Presion de fondo BHP, psia

2 4 . 8 0 8
Tiempo, minutos
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—

Figura 5.9 — Grdfica de la presion neta de la minifractura (caso histérico 2)

La presién del tratamiento de la minifractura comenzd en el mismo tiempo en que la prueba de

inyeccion termind y continud con una pendiente ascendente de 1.36 hasta que se detuvo. Debido

a que el TSO esta representado por una pendiente de valor 1.0, se puede concluir que la fractura

no se cred a los 12 (bl/min), o que se cred pero fue severamente restringida en ancho y en altura.
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Debido a esto el frac-pack eventualmente se bombeo a 15 (bl/min). La presion de cierre
seleccionada del andlisis de declinacién es mayor que la presidon de extension de la fractura
obtenida de la prueba de inyeccién, ademds esta conclusidn valida que la extensién de la fractura
no se logré durante la prueba de inyeccién. Debido a que la principal funcién de la prueba de
inyeccién es la determinacidon del limite superior de la presién de cierre, el desarrollo de esta
prueba arrojo datos erréneos. Por lo tanto se llegd a la conclusion de que durante la prueba de
inyeccién no se logro propagar la fractura.

Una vez mads, estos resultados indican la importancia del disefio cuidadoso del tratamiento de
calibracion y su evaluacion. En este caso, se creyd que el intervalo disparado un tratamiento de
fractura bombeado de 12 a 15 (bl/min) podria lograr una extensién de la fractura facilmente. En
retrospectiva, se deberan repetir la prueba de inyeccién y la minifractura para asegurar que estos
parametros sean claramente entendidos.

5.2.4 Rediseiio del tratamiento

Basandose en el analisis de calibracion de las pruebas anteriores, el programa del tratamiento se
resume en la tabla 5.8. Debido a que las interpretaciones acerca del gradiente de fractura y el
coeficiente de pérdida de fluido fueron muy diferentes a las esperadas, el volumen de fluido se
incrementd significativamente, mientras que las etapas de apuntalante se redujeron
considerablemente. La geometria y el perfii de conductividad redisefiadas fueron
aproximadamente de 10 (/b,,/pie®) con una longitud de 30 pies.

Etapas del volumen de Concentracion del Rediseio del Rediseno de la
fluido previo al apuntalante por etapas volumen de concentracion del
tratamiento (gal) previo al tratamiento fluido por etapa apuntalante por etapa
(Ib/gal) (sal) (Ib/gal)
1,500 0 5,000 0
500 0.5 2,000 0.5
1,100 0.5a2.0 750 0.5a2.0
1,100 2.0a4.0 750 2.0a4.0
1,100 4.0a6.0 750 4.0a6.0
1,100 6.0a8.0 750 6.0a8.0
1,100 8.0a10.0 750 8.0a10.0
1,100 10 750 10.0
Total 8,600 39,025 lby, 11,500 27,438 lb,,
Tabla 5.8 — Rediseiio del tratamiento (caso historico 2)

5.2.5 Frac-pack

Basandose en el andlisis de la prueba de inyeccion y la minifractura, la tasa del tratamiento se
incrementd a 15 (bl/min). El volumen de fluido de colchén se incrementé de 1,500 a 5,000 galones
de acuerdo al andlisis de la eficiencia del fluido de la minifractura. El tratamiento se bombeo en
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modo de inyeccién forzada. Se desarrollé un analisis posterior al frac-pack con los medidores de
fondo y con un simulador de fracturamiento hidraulico.

La presidn de fondo se estabilizd aproximadamente a 4,800 (psia), indicando que la extension de
la fractura finalmente se habia alcanzado. La presion comenzd a subir con una pendiente de 0.5
después de 10 minutos de bombeo, indicando la restriccion del crecimiento de la fractura (figura
5.10).

Pendiente 1=0.486
Pendiente 2=1.001 ‘

a - . Sy
At

Figura 5.10 — Grdfica de la presion neta del frac-pack (caso histérico 2)

Una segunda pendiente de 1 se observd a los 15 minutos, indicando el inicio del TSO. Finalmente
se observé una pendiente de 2.2, que condujo al arenamiento del pozo. En total, se generaron 800
(psi) de presidn neta durante el tratamiento. Los medidores de temperatura verificaron que el
medidor superior se enfri6 mas rapido que el medidor inferior, indicando la iniciacién de la
fractura en la porcidn superior. Hacia el final del tratamiento, mientras se llevaba a cabo el TSO, el
medidor inferior se enfri6 mas de 10°F, eventualmente llegando al mismo nivel que el otro
medidor. Este enfriamiento indica un flujo de fluidos hacia el fondo del intervalo, un
comportamiento que es consistente en la prueba de inyeccién y la minifractura.

Para que coincida con la respuesta de la presidn neta (figura 5.10) el coeficiente de pérdida de
fluido se redujo a 0.017 (pie/A/min). Debido a que la pérdida de fluido fue mucho menor que la
interpretada por la minifractura, la geometria de fractura realizada no fue como se esperaba. El
registro de presion neta del frac-pack proporciond la siguiente geometria de fractura: longitud de
la fractura apuntalada = 95.5 pies, altura de la fractura = 34 pies, y concentracidén in situ
promedio = 3.4 (lb,/pie’) (figura 5.11y 5.12).
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Figura 5.11 — Geometria de la fractura (caso histdrico 2)

Datos simulados
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Figura 5.12 — Grdfica de la presion neta registrada con el medidor de fondo (caso histérico 2)

La restriccion del crecimiento de la fractura a la porcidn superior del intervalo perforado no se
logrd; sin embargo, esto podria deberse al comportamiento de la temperatura de fondo. Algunas
caidas de presion estdn asociadas con el cambio de temperatura, que representa la conexién de
un drea mayor de fractura. La cantidad de apuntalante usada en el tratamiento se muestra en la
tabla 5.9.

Apuntalante bombeado, Ib,, 30,899
Apuntalante en la formacién, lb,, 18,019
Apuntalante recuperado, by, 10,868
Apuntalante en el espacio anular, Ib, 2,012
Ib,/pie, MD 624
Lb../pie, TVD 697
Tabla 5.9 Apuntalante total final (caso historico 2)
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5.2.6 Resultados en la Produccion

Este pozo fue trabajado debido su bajo rendimiento; antes de la intervencién estaba produciendo
solo 200 barriles de aceite por dia y 200 mil pies cubicos de gas. Con la ayuda del frac-pack, se
logré obtener una producciéon de 1,718 barriles de aceite por dia y 968 mil pies cubicos de gas. Con
estudios posteriores se observé un efecto de dafio de 2.3; una eficiencia de flujo de 87%;
Apskin = 16 (psi); y un indice de productividad IP = 14.05 (BPD/psi).

5.3 Analisis de la aplicacion del frac-pack

Los datos presentados en estos casos histéricos revelan la importancia de llevar a cabo un
tratamiento con 4cido antes de las pruebas de calibracidn, debido a que se logra eliminar e el dafio
asociado con los materiales en la pérdida de circulacién después de los disparos. Normalmente el
trabajo consiste en inyectar de 25 a 50 (gal/pie) de HCl al 10%, dependiendo del volumen de
materiales de pérdida de circulacién.

Estos ejemplos proporcionan una vision sobre el proceso de frac-pack, enfatizando la importancia
de conducir y analizar apropiadamente las pruebas de calibraciéon (prueba de inyeccidén vy
minifractura). El disefio, ejecucidn y analisis de las pruebas de calibracién nos ayudan a mejorar
enormemente la probabilidad de lograr el disefio de TSO deseado. Los casos histéricos
presentados ilustran el comportamiento de la fractura dentro del mismo campo. En base a esto, es
recomendable que todos los trabajos de frac-pack se realicen de acuerdo al redisefio del
tratamiento en base a las pruebas de calibracién para definir las caracteristicas de la pérdida de
fluido y optimizar el tratamiento. En los dos casos histdricos se realizaron cambios en el volumen
de colchdn en relacidn con los que estaban previamente estimados.

En ambos casos, la prueba de inyeccidn no fue suficiente para determinar el gasto y la presion de
extension de la fractura. A pesar de esto, se puede concluir que esta prueba no es necesaria
debido a que se logré un TSO eficiente, cabe recordar que esta prueba provee informacién valiosa
para el redisefo del tratamiento. Estas pruebas definen la friccion y las presiones de tratamiento,
en base al limite superior de cierre, indicando el gasto maximo permisible y su influencia en las
herramientas.

Debido a problemas similares para definir la extensién de la fractura, muchos operadores realizan
la prueba de calibracién en forma inversa, primero llevan a cabo la minifractura y después la
prueba de inyeccién. Este cambio provee una pendiente mas definida en el grafico de presion
contra gasto, mejorando la exactitud del andlisis.

El uso de los datos de presién de la seccidon anular para evaluar las pruebas de calibracion y
redisefiar el tratamiento es una técnica probada y rentable. Sin embargo, debido a los limites de
presion en las tuberias, estas pruebas deben realizarse en la posicién de inyeccion forzada. Cuando
esto ocurre, es muy dificil diferenciar el evento de TSO de las restricciones por friccion generadas
durante las pruebas. Por lo tanto, se recomienda el uso de medidores de presion de fondo (BHPG
por sus siglas en inglés) para todos los tratamientos de frac-pack. Sin esta informacion es
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imposible realizar un analisis de los resultados del tratamiento y poder incorporar estos resultados
en tratamientos futuros.

En resumen, el lograr un TSO y obtener mediciones del incremento de la presion neta se traducen
en un tratamiento de frac-pack exitoso. Esto se logra bombeando un tratamiento acido, seguido
de las pruebas de calibracién. El gasto y la presion de extension de la fractura se determinan por
medio de la prueba de inyeccion, mientras que la presién de cierre, el coeficiente de pérdida de
fluido se obtienen de la minifractura. Esta informacién se incorpora al rediseifo del tratamiento,
ajustando el gasto de inyeccién, volumen de fluido de colchdn, y las etapas de apuntalante antes
de ejecutar el tratamiento de frac-pack. Realizar un analisis posterior al trabajo con los medidores
de fondo ayuda a validar los parametros de disefio y los resultados del tratamiento.
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

Mediante el desarrollo de esta tesis se presenta informacién sobre los proyectos en tema de
fracturamiento hidrdulico aplicado a yacimientos de alta permeabilidad. La técnica de
fracturamiento y empaque (frac-pack) ha sido un método utilizado en la terminacién de pozos
para resolver problemas de inestabilidad de la formacién en arenas pobremente consolidadas,
produccidon de arena, y cuando se requiere sobrepasar el dafo de la formacién. Mediante el
estudio de la bibliografia acerca del fracturamiento en altas permeabilidades se pudo comprender
y analizar la informacidn necesaria para que sirva de referencia para evaluar los pozos candidatos,
disefio y aplicacidn del método de frac-pack.

La seleccion de los pozos candidatos debe ser minuciosa teniendo en cuenta la evaluacién
econdmica y logistica para poder aplicar esta técnica, a pesar de que existan otros métodos que
puedan ayudar a resolver los mismos problemas durante la vida productiva de un pozo.

Los problemas de pérdida de fluido requieren de la comprensién de los sistemas de fluidos que
actualmente se usan en el fracturamiento en altas permeabilidades. Las caracteristicas del fluido,
apuntalante, geometria de la fractura y propiedades del yacimiento permiten realizar estudios en
los cuales se seleccione el sistema éptimo que permita el éxito del tratamiento. La revisidn
bibliografica que se realizé en este trabajo, permitié ofrecer un anadlisis sobre dicho
comportamiento de pérdida la cual es crucial para la optimizacidn de las fracturas en yacimientos
de alta permeabilidad.

Es muy recomendable actualizarse en articulos que sean publicados sobre fluidos de vanguardia
que se utilicen durante el proceso de frac-pack, ya que debido al aumento de la aplicacién de esta
técnica alrededor del mundo, se siguen realizando estudios y pruebas a distintos sistemas de
fluidos.

El procedimiento de disefio debe tener en cuenta el uso de simuladores, trabajos previos de
calibracion del tratamiento, optimizacién del tratamiento mediante el analisis econémico del valor
presente neto; y su ejecucién. Es de suma importancia conocer la longitud de la fractura dptima
econdmica, ya que se pueden tener longitudes de fracturas innecesarias y costosas.

Con el estudio de los casos histdricos presentados se justifican las ventajas que se tienen al realizar
un tratamiento de frac-pack. El aumento de la produccién a causa de la aplicacion de esta técnica
es indicativa de que el método puede remunerar su costo, sin embargo, la mala comprensién de
los parametros claves para el disefo podria conducir a tener grandes pérdidas monetarias.

El avance de los métodos de terminacién en la industria petrolera es muy extenso. Con esta tesis
se logré proporcionar un enfoque general de la técnica de frac-pack para poder ser aplicado en
pozos que tengan problemas en la produccion de hidrocarburos. Se recomienda conocer vy
estudiar los diversos programas de coémputo que facilitan el disefio del fracturamiento que se
tienen en la actualidad ya que son una herramienta esencial diaria en el drea de terminacién de
pozos en la industria petrolera, asi como la previa comprensidn de las bases tedricas.
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Valkd, Economides y Fan realizaron algunos estudios tedricos sobre el disefio de fracturas en
yacimientos de alta permeabilidad y encontraron la relacion que existe entre la conductividad de
la fractura y su longitud. Desarrollaron un método que nace de la definicién del indice de
productividad (/) para flujo en estado pseudo-estacionario en funcién del indice de productividad
adimensional (Jp):

__ 2mkh

J = o = T e sss s (A.1)

T p-pwr  aiBu

Dénde: h es el espesor neto del intervalo productor (pie); B es el factor de volumen de formacion;
u es la viscosidad del fluido (cp); o; = 887.22 (para unidades de campo); g es el gasto (bpd); p es la
presion media del yacimiento (psia); y pus es la presién de fondo fluyendo (psia). Para un pozo
vertical ubicado en el centro de un area de drene circular el indice de productividad adimensional
es:

Donde r. es el radio de drene (pie). Para una fractura apuntalada, existen varios métodos para
incorporar el efecto de la estimulacion dentro del indice de productividad. Uno de estos incluye el
concepto de dafio como sigue:

Ip lnrr_j,‘%“f ........................................................................... (A.3)
Y el concepto de radio equivalente del pozo:
1
]D _l TG B tteteteeeeeeeeeeens e e (A4)
R

Donde 7;, es el radio efectivo del pozo (pie).

A.1 Método de Economides y Valko

Considerando un pozo vertical con interseccién a una fractura vertical desde el fondo hasta la
parte superior del volumen de drene (figura A.1). El desarrollo depende de la relacién de
penetracion (/,) en la direccion del eje X.
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(Xe, Ve, 2e= h)

2Xf

(0,0,0)

Figura A.1 - Notacidn para el desarrollo de la fractura.

Y la conductividad adimensional de la fractura esta dada por la ecuacién 1.1:

fb = ka

Donde x. es la longitud del area en estudio en direccién X. La longitud y el ancho de la fractura se
optimizan una vez que se conocen las propiedades del yacimiento y las del apuntalante y su
cantidad a usar.

El volumen de la zona apuntalada parte del producto de estas dos ecuaciones como sigue:

4kxfw
kx?

IJ%CfD =

Donde x. es la extension del drea de drene (pie®). El producto 12 Crp es una constante considerada
como la relacion de dos areas transversales (are apuntalada y area del yacimiento) multiplicada
por el coeficiente de permeabilidad. Multiplicando al numerador y al denominador por el espesor
neto del intervalo productor (h) se tiene:

4kfxfw _ 4kfxfwh _ Zkap

Ny = ICrp = =L Tl WRNE— (A.7)

Donde N, ha sido definido por Valké y Economides (1998) como el nimero adimensional de
apuntalante, que es la relacion de permeabilidad ponderada del volumen del yacimiento con el
volumen sustentado de la fractura; V, es volumen apuntalado (incluyendo el espacio vacio entre
las particulas del sustentante y las dos alas de la fractura); y V,que es el volumen de drene (el area
de drene multiplicada por el espesor del intervalo productor).
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Existe un algoritmo para el cédlculo del indice de productividad adimensional (Jp) (Valkd vy
Economides 1998). La figura A.2 muestra como obtener J, en funcidon de la conductividad
adimensional de la fractura (Cp), con I, como un parametro. Las curvas se aplanan en tanto Cp
crece, los valores limite estan trazados en funcién de I, trazando el comportamiento de
“conductividad infinita” de la fractura creada.
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Conductividad de la fractura adimensional Cp
Figura A.2 - Cdlculo de Jp en funcion de Cyp e I, (Valké y Economides)

La figura A.2 no es muy util para resolver problemas de optimizacién en los cuales se presenta una
cantidad fija de sustentante. En la figura A.3 las curvas individuales representan Jp para un valor
fijo de N,.
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Conductividad de la fractura adimensional Cyp
Figura A.3 - Cdlculo de J, como funcién de Cpp y N (Valké y Economides)

Fracturamiento hidrdulico en yacimientos de alta permeabilidad 123



Apéndice A

Para un valor dado de N, hay una conductividad de fractura adimensional éptima Cgp,pr que
representa la capacidad de la formacidn para llevar el flujo a la fractura y la capacidad de la
fractura para llevar el flujo hacia el pozo. Para un valor pequefio de apuntalante (N,), el arreglo
optimo ocurre para valores de Cypp = 1.6 (es el caso de pequefios volimenes de apuntalante y/o
formaciones de alta permeabilidad). El maximo valor absoluto para el indice de productividad
adimensional es Jp = 6/t = 1.909 (este es el valor ideal para flujo lineal en un yacimiento). Cuando
el volumen de apuntalante aumenta, el arreglo 6ptimo esta dado para valores altos de Cp.

En la figura A.3, el indice de productividad dptimo esta representado por la curva que cruza a las
demas. La curva comienza para valores de Cp = oo y termina en Cp = 1.6. Normalmente, para
yacimientos de alta permeabilidad, el volumen de apuntalante disponibles permite solo valores
pequefios, Ny < 0.1. Cuando N4 < 0.1, el valor éptimo de Cyp es 1.6 (Cinco Ley 1978). Para N,
mayores se recomienda usar la figura A.3. En formaciones de alta permeabilidad (k > 50 md), es
practicamente imposible conseguir un N, > 0.1. Para el fracturamiento en altas permeabilidades
los rangos de N, van de 0.0001 a 0.01, por lo tanto, Cypop: Siempre es 1.6.

A.2 Optimizacion del Tratamiento

El siguiente proceso para la optimizacién de tratamiento se usa tomando en cuenta un estado de
régimen de flujo pseudo-estacionario. El indice de productividad adimensional maximo (/o) esta
en funcion de N,.

1 .
]Dmax(NA) = m Si NA <01 (AS)

El valor de Cypope €5 1.6 para valores de N, pequefios.

Croopt (Ng) = 1.6 Si Ng<O0.L coersserrssrressersrserrsssennsns (A9)

Una vez que se obtiene Cpopr, la longitud de la fractura dptima (xpp:) v €l ancho 6ptimo (wey) se
determinan de la siguiente manera:

0.5
N UAS
Xfopt = [Cmmkh] ..................................................................... (A.10)

0.5
CrpoptkV
Wopt = [%] .................................................................... (A.11)

Donde V;es el volumen de la fractura de un solo flanco y es V= V,,/2.

Para N4 < 0.1, Jp puede ser expresada en términos de N, y Cp. Estas correlaciones fueron
obtenidas mediante el ajuste de una curva simple hecha por Cinco Ley y Meng (1998), que
proporciona una vision mas clara sobre el papel individual de N, y Cqp. Para valores de Ny < 0.1, Jp
esta dada por:
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1

Jo(Na, Crp) = Si NA<O oo (A12)

Cc
fD
-0.629+0.5 lnﬁ+f(ch)

Donde f(Cpp) esté propuesta por Cinco-Ley y Samaniego (1981) como:

1.65-0.328u+0.11u?
f(CfD) = T 018070 064w 1000503 Para u=InCrp v, (A.13)
El maximo valor de Jp(N,4, Cpp) para valores de N, < 0.1 estd dado por:
1
Tomax = p(Na, 1.6) = ———————— e (A.14)

0.990—0.5In N 4
De la correlacién mas general de Jpmqx (€CUaion A.8).

Estas correlaciones son la base del diseiio éptimo de las fracturas.
A.3 Procedimiento de Diseio

El procedimiento para el disefio 6ptimo es simple, consiste en cinco pasos:

Determinar la cantidad de apuntalante para el tratamiento.

Determinar Ny.

Determinar el Cypop para el Na.

Determinar Xpp: ¥ Wopt Para el Cepop Obtenido, y el apuntalante disponible.

vk w N e

Determinar el tiempo de inyeccion y momento en que se usara el apuntalante para
obtener las dimensiones dptimas.

Una vez que se conocen V;y Cpopt, las dimensiones dptimas de la fractura se calculan mediante las
ecuaciones A.10y A.11:

0.5 0.5
keV§ _ CrpoptkVy
y Wopt =

Xfopt = [ keh

Cfpoptkh

Un aspecto importante que se debe considerar es que el procedimiento de optimizacion descrito
aqui es estrictamente una técnica de optimizacién fisica que proporciona el gasto maximo de
produccidn. Para yacimientos de alta permeabilidad, donde los ingresos incrementales serian
abrumadores, este procedimiento casi siempre es el éptimo econémico también. La técnica
provee informacién invaluable sobre la morfologia de la fractura deseada, es decir, como
configurar el largo y el ancho.
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