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RESUMEN

Este trabajo tiene por finalidad analizar los principales
pardmetros que deben considerarse para disefar trabajos
de fracturamiento en pozos del Area del Golfo de Guaya-

quil.

El fracturamiento hidrdulico es una técnica que tiene
gran aplicacibén en la estimulacidén de pozos en los cuales
el dano de formacidén es apreciable, y en donde el trata-
miento mediante inyeccidén de 4cidos no es recomendable

para eliminar dicho dano.

Previo al andlisis que se efectila en este trabajo, hacemos
una revisién de algunos aspectos importantes sobre lo
que es dano de las formaciones productoras y de aspectos
fundamentales sobre fracturamiento y los fluidos involu-

crados.

La aplicacibén préactica de este proyecto se la realiza
en base al pozo B1-NSX1-1X perforado por 1la compania

BELCO en el Area del Golfo de Guayaquil.
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INTRODUCCION

El fracturamiento ha contribuido significativamente a
la industria petrolera como un método para incrementar
las tasas de produccién de petrbéleo y gas y, por consi-

\
guiente, aumentar las reservas recuperables.

Para realizar el presente trabajo, hemos tomado como
referencia la informacidén del pozo exploratorio B1-NSXI1-
1X, perforado por la compania BELCO PETROLEUM DEL ECUADOR

INC., en el Area del Golfo de Guayaquil.

Basicamente el analisis se fundamenta en informacidn
obtenida de: registros de lodos, de los registros eléctri-
cos, de los resultados de pruebas del pozo y de analisis

de nlGcleos del intervalo de mayor interés.

Se considera esta informacidén, con el fin de obtener
los parametros requeridos para nuestro estudio y poder
efectuar las debidas conclusiones y recomendaciones sobre
un posible trabajo de estimulacién a dicho pozo, tomando
en cuenta que el mismo presenta zonas de baja permeabili-

dad y apreciable dafno a la formacibén, lo que ocasiona
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una severa restricci6on al flujo de fluidos, dando como
resultado que el pozo no fluya a una disminucibén neta

en la tasa de flujo.



CAPITULO I

GENERALIDADES

Antes de analizar concretamente el tema de este trabajo,

es necesario revisar varios conceptos basicos tales como:

Qué es dafio de la formacidn.

Problemas que se pueden originar en las inmediaciones
de la boca del pozo, como resultado de las operaciones

de perforacién, completacibébn y/o reacondicionamiento.

DANOS DE LA FORMACION

Se entiende por dafio de una formacidén productora
de petrdleo y/o gas, cualquier disminucidén o altera-
cién de la permeabilidad alrededor de 1la boca del
pozo y Qque en consecuencia origina disminucidn de
la productividad del vyacimiento debido a wun tapo-
namiento parcial o total de la formacién producto-

ra.
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El dafio a la formacidén puede ocurrir en cualquiera

de las siguientes etapas de la vida de un pozo:

- Cuando se perfora.

- Al completarlo.

- Al inicio de la produccién o durante la vida produc-
tiva.

- Por los trabajos de reacondicionamiento.

- En operaciones de inyeccibén de agua o gas.

1.1.1 Causas del dafio de la formacidn

Entre las principales causas de dano de las
formaciones productoras, debido a fluidos y/o
s6lidos usados en las etapas de perforacidn,

4 . - . x
completacion y de reacondicionamiento; asi
como por otras circunstancias, podemos mencio-

nar.:

A. Por fluidos de perforacién.-El dano se origi-

na por:

1. Debido al filtrado.-El1 filtrado causa:
- Hidratacibén e hinchamiento de las arci-
llas de la formacidn.
- Dispersidén y desplazamiento de particu-

las de la formacidén debido al incremento
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de saturacidén de agua, lo que proporcio-
na una mayor movilidad.

- Formacién de emulsiones de alta viscosi-
dad.

- Precipitacidén de sales por desequilibrio

fisico-quimico.

2. Debido a los sdélidos._Origina:

- Arrastre de sb6lidos finos del 1lodo
de perforacién a la formacién mediante
el filtrado, pudiendo llegar a bloquear
los poros, las cavernas y las fracturas,
lo que <constituye wuna fuente seria
de dano.

- Penetracién y formacién de revoque
tanto en los poros de la formacidn
como en las paredes del pozo.

- Taponamiento debido a particulas finas

en suspensibn.

B. Por fluidos de completacidén.- E1 dafio se

presenta debido a:

1. Los fluidos de cementacién.-Originan:
- Filtrado de la lechada de cemento.
- Particulas de cemento arrastradas por

el filtrado a 1la formacibn, las que
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pueden llegar a taponar los poros,
las cavernas y las fracturas.

- Los quimicos usados para acondicionar
el hueco antes de bombear el cemento,
que pueden ocasionar cambios en las

arcillas de la formacién productora.

2, Los fluidos de completacidén.- Que causan:

- E1 filtrado y sé6lidos del fluido usado
en la completacidén del pozo, penetren
en la formacibn.

- Introduccién de asfaltos y parafinas
con los crudos usados en estas operacio-

nes.

C. Por fluidos usados en operaciones de reacon-

dicionamiento.- Se presenta dafno debido a:

- El1 uso de fluidos incompatibles con las
formaciones productoras, ocasiona dafos
iguales o mayores que los causados por
la invasidén de los fluidos de perforacién
o de completacibén, cuando éstos fracturan

a la formacién.

- Mientras se controla un pozo con lodo,

aceite o agua no filtrados, las perfora-
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ciones, los poros y fracturas de la forma-
cién pueden ser taponados por los sb6lidos.
AGn fluidos 1limpios pueden ocasionar
taponamientos debido al lavado de 1los

sblidos de la tuberia.

Durante un reacondicionamiento se procura
utilizar una minima densidad de fluido
para tener una caida de presidén lo més
bajo posible. De cualquier manera, siempre
tendremos flujo de fluido actuando hacia
la formacién por las aberturas existentes
(15). Esta pérdida de fluido puede causar
dafio por hidratacién e hinchamiento de
las arcillas, por formacién de emulsiones
o por bloqueode agua, reduciendo la per-

meabilidad al aceite o gas.

Cuando se realiza un fracturamiento de
la formacién utilizando A4cidos, puede
disminuirse la costra de 1lodo entre 1la

cara de la arena y el cemento.

La acidificacién de areniscas con Aacidos,
que puede dejar precipitados insolubles

en la formacidn.
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- Al realizarse fracturamiento hidraulico,
el uso de apuntalantes inadecuados para
fluidos fracturantes de alta viscosidad
puede causar taponamiento de las perfora-
ciones, de 1los poros de la formacidn

y de las fracturas formadas.

- En el caso de un pozo que ha sido parcial-
mente fracturado y se ha mantenido asi,
cualquier sbélido que entre en la fractura
actuard como puente entre los granos
de arena y causard reduccidén permanente

de la capacidad de flujo de la fractura.

D. Otras causas de dafo a la formacidn.- Puede

originarse dafo durante:

1. La iniciacién de la produccién de un
pozo.- En esta etapa se origina dafio por

las siguientes razones:

- La circulacién de fluidos incompatibles
o por pérdidas de finos en las perfora-
ciones, en los poros de 1la formacidbn
y en fracturas con alta pérdida de

fluidos, incluyento petréleo o gas.
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Por la depositacidon de escala, arcilla
o del exceso de grasas utilizadas para
enroscar los collares de la tuberia

durante la perforacidn.

Los fluidos de completacidén con conteni-
do de asfaltos hinchables, causan darfo
por el humedecimiento con aceite de
la formacibén, originando taponamiento

de las perforaciones.

La limpieza de un pozo a altas tasas
puede resultar en taponamiento severo
dentro de la formacidén, por particulas

que resultan libres para desplazarse.

2. La fase productiva:

Si un pozo de petrdleo o gas produce
agua, ya sea por un canal o por una
fuga en el casing, la escala precipitada
puede taponar la boca del pozo, las

perforaciones y la formacidn.

Cuando se produce una apreciable caida
de presidén durante 1la produccibén del

fluido de la formacidn.
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- Los pozos localizados en yacimientos
cercanos a la presién de agotamiento,
son mé&s susceptibles a taponarse con
parafinas 0 asfaltos, que aquellos

con alta presidn.

3. Causas de dafio durante la inyeccidn de

agua o gas:

- En la inyeccibén de agua los surfactantes
base agua-petréleo obtenidos de tanques
de almacenamiento, pueden humedecer
con aceite la formacibén alrededor de
la boca del pozo. Bajo estas condiciones
las emulsiones pueden ocurrir en la

formacidén adyacente a esta zona.

- La tuberia de produccién, la de revesti-
miento, perforaciones, 1la cara de la
formacién y las fracturas podrian ser
taponadas con lodo, arcilla, parafinas,
asfaltos, emulsiones, escala e inhibido-

res de corrosion.

- Durante 1la inyecci6én de gas ocurre
dafnioc debido a que el gas inyectado

saca de la linea de inyeccidbén parafina,
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escala u otros sb6lidos, pudiendo dar
lugar a un taponamiento de la boca
del pozo, perforaciones, espacios vacios

y fracturas de la formacibn.

El aceite usado como lubricador de
los compresores de gas puede humedecer
con aceite la zona de inyeccidén y causar

que se forme una emulsién.



CAPITULO II

FUNDAMENTOS TEORICOS

Las acumulaciones de hidrocarburos, generalmente ocurren
en vyvacimientos formados por trampas estructurales, que
pueden ser: una falla, un anticlinal o una trampa estra-

tigrafica.

Los yacimientos, asi mismo, estan constituidos por rocas
de depdésito, hacia las cuales los hidrocarburos migraron
y se acumularon. Las rocas de depbésito o yacimiento,
por lo general, son rocas sedimentarias porosas, entre
las que se puede encontrar: calizas, dolomitas, arenas
y areniscas, que estdn cubiertas de <capas impermea-

bles.

2.1 ESTIMULACION DE FORMACIONES

Las estimulaciones son tratamientos de diferente
tipo que tienen como propdsito rehabilitar y mejorar
las condiciones de las formaciones productoras, luego

de que éstas han dejado de producir o su producién
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es deficiente. Uno de los principales objetivos de
las estimulaciones es remover el dafio a la formacidn

producida por las causas citadas en el Capitulo I.

Se considera un trabajo de estimulacién el achicamien-
to o pistoneo que se realiza a un pozo para alivianar
su columna hidrostidtica y permitir que éste fluya.
De igual manera, un trabajo de repunzonamiento es

una estimulacidn.

En el presente Capitulo, por ser tema de este trabajo,
nos referiremos a las operaciones de estimulacidn
mediante fracturamiento hidrdulico y por inyeccibn

de Acidos.

2.1.1 Fracturacién

Es el proceso que consiste en inyectar un fluido
apropiado a alta presidén para incrementar la

productividad de un pozo.

Durante el fracturamiento, la particidén de
la roca se produce en cualquier plano de sedi-
mentacidén o de debilidad estructural y depende
de las condiciones fisicas de los sedimentos
(13), tales como: compatibilidad, elasticidad,

plasticidad, etc. Es decir que se puede producir
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fracturas en funcidén de los esfuerzos que son

absorbidos por la roca.

En base a estudios, a experimentos de laborato-
rio y a resultados de campo, la técnica de
fracturamiento ha logrado un gran desarrollo,
pudiéndose pronosticar con bastante exactitud
los resultados del tratamiento cuando se ha

disefiado bien la operacidn.

En la actualidad se programan estas operaciones
en base a la informacidén que se dispone del
pozo, de los fluidos utilizados y los limites

’ . - « P
economicos de retorno de la inversiodn.

2+l+l 1l La Eracturas

Una "fractura ideal" seria aquella
que tenga una muy buena conductividad,
que esté alojada en una magnitud igual
al 90%Z de 1la 1longitud del yacimiento
Yy que tenga un espesor igual al espesor

de la formacidn.

Cuando se efectfia el fracturamiento,
la presién hidrdulica aplicada en 1la

formacidn a determinada profundidad
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del pozo, crea fuerzas de tensidn.
Cuando estas fuerzas llegan a ser supe-
riores a los esfuerzos de la roca vy
a su resistencia a la tensidn, la parten
y es asi como empiezan a formarse frac-
turas que son extendidas por el fluido
al entrar en la formacién. Toda fractura
creada de esta manera casi siempre
es vertical. A continuacién de la ruptu-
ra se bombea junto con el fluido el
agente de sostén para mantener la frac-
tura abierta, mediante la continua

aplicacién de la presidn.

Esta mezcla penetra en la formacidn
ddndole cuerpo y extensidén a la fractu-
ra, a la vez que causa en el yacimiento
un aumento en la cantidad del flujo
de fuidos desde 1la formacidén hacia

el hueco.

La presién de iniciacidén de una fractu-
ra, tambien llamada presidén de ruptura
de la formacién, es definida como 1la
minima presién necesaria para crear
una fractura en el pozo a una cierta

profundidad.
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Cuando se aplica presibén, se estd origi-
nando fractura en dos alas de distribu-
cién, tal como se muestra en la Figura

2eds

Punte donde se

aplica la presion

Fig. 2.1 Alas de distribucién de una fractura

Siendo L la longitud de la fractura.

La extensidn, orientacidn (vertical
u horizontal), asi como 1la direccién
y grosor de una fractura, dependen
de muchos factores relacionados entre
si y que hasta la presente son poco
conocihos, lo que hace imposible prede-
terminar con exactitud sus caracteristi-

cas para ejecutar un trabajo.

El gradiente de fractura es un indicati-
vo de orientacién de las fracturas.
Los esfuerzos verticales resultantes

del peso de sobrecarga tienen alrededor
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de 1.0 psi/pie. Tebéricamente el gradien-
te de presidén de propagacibén de la
fractura debe exceder este valor para

propagar una fractura horizontal.

Agente de sostén o agente apuntalante

Se llama asi a aquel material utilizado
para que la fractura se mantenga abierta
luego que finaliza el tratamiento vy
termina la accién de la presidén ejer-

cida.

La seleccién del agente apuntalante
apropiado para un caso determinado
se hace en base a pruebas, siendo 1la
arena el mids generalizado por sus carac-
teristicas y costos relativamente bajos.
Pero en una inyeccidn para fracturamien-
to se requiere que los granos de arena
tengan un tamano uniforme y sean redon-
dos. Granos de arena de diferente tamanfo
y forma darian como resultado una frac-
tura de permeabilidad mas baja y hasta
se podria dar el caso que estos granos
se desmoronarian reduciendo alin més

la permeabilidad.
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Otro de 1los apuntalantes mas comunes

es la bauxita.

Hay tres maneras de distribuir los
apuntalantes, tal como muestra la Figura

2.2

00 000 &%

mono - capa

parcial mono - capa multi-capa

Fig. 2.2 Maneras de distribuir los apuntalantes

Todos 1los autores coinciden que 1la
. ’, -
mono-capa parcial es la mas conductiva
pero, asi mismo, es la méAs peligrosa
en caso de surgir un embebimiento.
La mis usada es la multicapa, por cuanto

brinda mayor seguridad.

2.1.2 Fracturamiento hidrédulico

Bidsicamente representa el proceso mediante
el cual se aplica presidén hidrdulica a wuna

formacibén productora con la finalidad de crear

fracturas y asi mejorar su permeabilidad. Para
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que se logre el fracturamiento la presidén debe
ser mayor que la presién de la formacidén. Con
el fracturamiento hidrdulico 1lo que se hace
realmente es cambiar el flujo de radial o pseudo
radial a 1lineal (hacia 1la fractura), aunque
de ésta hacia el pozo es radialmente, logréandose
con ello un camino altamente conductivo para
que los fluidos primeramente fluyeran hacia
la fractura y luego al agujero donde se hizo

la perforacibén, seglin como muestra la Figura

Zuds

- |

L
MUy

MR

Fig. 2.3 Flujo de fluidos a la fractura y al pozo

Generalmente la conductividad es mantenida
por medio de agentes apuntalantes tales como
arena y que son utilizados para separar las

caras de la fractura.
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Fracturamiento Quimico

Involucra la mayoria de las normas consideradag
en el fracturamiento hidrdulico, pero en este
caso la conductividad es generada debido a
proporciones removidas de la cara fracturada
con 4acido, dejando canales lavados luego de

que la fractura se cierra.

Mecanismos béAsicos del fracturamiento

Los factores que deben analizarse para la ini-
. « F « F s
ciacion y extension de 1la fractura asi como
la geometria de la misma, son los siguientes:
esfuerzos de las rocas, propiedades de 1las
rocas, caracteristicas del fluido fracturante

y la forma como se inyectan los fluidos.

2.1.4.1 Esfuerzos de las rocas

Las rocas del subsuelo se encuentran
bajo diversos esfuerzos debido al peso
de sobrecarga. Bajo 1la influencia de
ésta, las rocas sufren esfuerzos verti-
cales de compresidén y tienden a expan-
dirse lateralmente, lo que es impedido

por las rocas vecinas, creAndose asfi
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esfuerzos horizontales. Normalmente
los esfuerzos a la compresién son de
10 a 100 veces mayores que los esfuerzos
a la tensidén, es decir que una roca
cede méds fAcilmente a la tensibén que

a la compresién.

Supongamos un ntcleo (como el de 1la
Figura 2.4), donde se aplica una fuerza
F en la direccién z (plano x, vy, z),

la que origina wuna deformacidén del

nicleo.
F

5 ! LW

z P | SO SI— -

: i L

l ' )

: ! ¢ |

: ! .

, :

! -
1 —

: i ek

| ’I il

Y | i [
n ]

L | il

Fig. 2.4 Nicleo sometido a una fuerza de com—
) presién F

El esfuerzo aplicado en esa direccidn

es igual a:

P e et oA (2.1)

y la deformacidn:
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_(L-AL) - L
L

€ (2.2)

=

si se mide la deformacidédn en x, la
. . ’, L
misma que es igual para y, ésta seria:

B (r+Ar) - r _Ar &y (2/3)

3 ] r

Los estudios de la magnitud de “losiciceca

esfuerzos asi como las deformaciones,

se cubre en la Mecinica de Rocas.

Existe una proporcionalidad directa
entre los esfuerzos y las deformaciones,
afectadas por un coeficiente elastico
que es una constante y que en términos
de MecAdnica de Rocas se 1llama Médulo
de elasticidad de Young, que se expresa

I

asil.:

=Yz (2.4)
=

N

La relacidén entre las deformaciones,
horizontal y vertical, determina otra
constante llamada Relacidén de Poisson

Y que se expresa como:
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L2.3)

2.1.4.2 Propiedades de las rocas

En las ecuaciones anteriores, se defi-
nieron algunas propiedades de las rocas.
Si el elemento mas pequefio que se puede
obtener conserva las mismas propiedades
eldsticas in-situ, se dice que es homo-
géneo e isotrbpico, pero ninguna roca
es perfectamente eldstica ni homogénea.
En general, debemos aceptar que las
rocas son elésticas, homogéneas e iso-
trbépicas, con el objeto de dar solucio-

nes.

Se cree generalmente que las fracturas
hidrdulicas en formaciones superficiales
son horizontales y en formaciones no
consolidadas es posible tener esfuerzos
horizontales iguales a los esfuerzos
verticales, pero que en pozos mAs pro-

fundos tienden a ser verticales.

Las formaciones mAs susceptibles de

ser fracturadas son las que estdn cons-
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tituidas por areniscas consolidadas,
calizas, dolomitas, granitos lavados
y lutitas duras o quebradizas. A veces,
la roca de la formacién no se fractura
durante el tratamiento porque se halla
en un estado ya fracturado; ellas son
las que constituyen los denominados

yacimientos naturalmente fracturados.

Las caracteristicas del fluido de frac-
turamiento, se verd en el Capitulo

siguiente.

2.1.5 Geometria de la fractura

Los

parametros que determinan la geometria

de la fractura son: el ancho, longitud, altura

y area de la fractura. Estos pardmetros estén

representados en la Figura 2.5.

J

Fig.2.5 ParAmetros que determinan la geometria de la fractura
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Ancho de 1la fractura (w).- Estd determinado
por la elasticidad de 1la roca, propiedades
del fluido fracturante, tasa de inyeccidn vy

tamano de la fractura.

Durante un tratamiento con fluidos no-newtonia-
nos, para un régimen laminar, el ancho que

se obtiene es:

3 1/6 142 1/3
W o= Loka|S X BT B (2.6)
h3xE
donde:
W : ancho de la fractura, pulgadas
Q : tasa de inyeccidédn durante el tratamien-
to, BPM

M : viscosidad del fluido fracturante, cps
h : altura de la formacidén a ser fracturada,

pies

E : Médulo de Young, Lpc

Ed : eficiencia diferencial promedio
t : tiempo, minutos
Longitud de la fractura (L).- Hay una relacién

de dependencia lineal entre 1la 1longitud de

la fractura, considerando como variable paramé-
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trica la altura de la fractura en el caso de

una fractura vertical. Esta relacidn es:

A
L, e (2.7)
2h
donde:
L : longitud de la fractura, pie
Ap ¢ Area de la fractura, pie
h : altura de la formacidbn, pie.

Altura de la fractura (H).- También es llamada
propagacibén vertical de fractura. Una buena
determinacidén de este parametro depende del

fluido fracturante con el cual se estad operando.

Area de la fractura (Af).— Para la determinacidn
del Area se asume que durante el proceso de
fracturamiento, el fluido fracturante es inyec-
tado en el pozo a wuna tasa constante q. Con
la tasa de bombeo q, se determina el volumen
total de fluido inyectado, mediante la expre-

sioén:

Ve

I
L
<
(g

(2::8)
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Durante la operacién de fracturacidén, una parte
de este volumen permanece dentro de la fractura
y se conoce como volumen de fluido de fractura
(Vf) y 1la otra parte constituye el volumen
de fluido que se pierde durante la misma (Vi).
En base a lo anotado, se tiene la expresiodn

siguiente para el volumen total de fluido:

Ve = VE + Vi (2.9)

Para el cAlculo del &4rea de fractura, se toma

como suposicibén ademds, lo siguiente:

- La fractura tiene un ancho uniforme.

- E1 flujo de fluido fracturante es lineal.

- En cualquier punto en la cara de la fractura,
la velocidad de flujo en la formacibén, es
una funcién del tiempo de exposicibén de
dicho punto al flujo.

- La presién en 1la fractura es igual a la

presion de inyeccidn en la cara de la roca.

El 4rea de la fractura se obtiene utilizando

la siguiente ecuacidn:

2
A= QW | 2x + e¥ erfc(x)-1 (2.10)
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donde:

X : (2Cvme) /W

A : Area de la fractura, pie
Q : tasa de inyeccidn en pie3/minuto
W : ancho de la fractura, pulgada
t : tiempo de inyeccidn, minutos
& : coeficiente de fluido de fractura,
P/\V minuto
erfc(x) : funcidn error complementario.

2.1.6

Los valores de esta funcibén se encuentran en

la Tabla I.

Eficiencia de un fracturamiento

La eficiencia de un fracturamiento, se la deter-
mina dividiendo el volumen de fractura por
el volumen total de fluido bombeado, es decir

que se tendrd la expresiodn:

Efic., = — = (2.11)

sustituyendo el Area tenemos:

x2 2%
e erfc(x) + -1 (2.12)

x VT
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X 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9

0.0 1.0000 0.9887 0.9774 0.9662 0.9549 0.9436 0.9324 0.9211 0.9099 0.8987
0.1 0.8875 0.8764 0.8652 0.8541 0.8431 0.8320 0.8210 0.8100 0.7991 0.7882
0.2 0.7773 0.7665 0.7557 0.7450 0.7343 0.7237 0.7131 0.7026 0.6921 0.6817
0.3 0.6714 0.6611 0.6509 0.6407 0.6306 0.6206 0.6107 0.6008 0.5910 0.5813
0.4 0.5716 0.5620 0.5525 0.5431 0.5338 0.5245 0.5153 0.5063 0.4973 0.4883
0.5 0.4795 0.4708 0.4621 0.4535 0.4451 0.4367 0.4284 0.4202 0.4121 0.4041
0.6 0.39%1 0.3883 0.3806 0.3730 0.3654 0.3580 0.3506 0.3434 0.3362 0.3292
0.7 0.3222 0.3153 0.3086 0.3019 0.2953 0.2888 0.2825 0.2762 0.2700 0.2639
0.8 0.2579 0.2520 0.2462 0.2405 0.2349 0.2293 0.2239 0.2186 0.2133 0.2082
0.9 0.2031 0.1981 0.1932 0.1884 0.1837 0.1791 0.1746 0.1701 0.1658 0.1615
1.0 0.1573 0.1532 0.1492 0.1452 0.1414 0.1376 0,1339 0.1302 0.1267 0.1232
1.1 0.1198 0.1165 0.1132 0.1100 0.1069 0.1039 0.1009 0.0980 0.0952 0.0924
1.2 0.0897 0.0870 0.0845 0.0819 0.0795 0.0771 0.0748 0.0725 0.0703 0.0681
1.3 0.0660 0.0639 0.0619 0.0600 0.0581 0.0562 0.0544 0.0527 0.0510 0.0493
1.4 0.0477 0.0461 0.0446 0.0431 0.0417 0.0403 0.0389 0.0376 0.0363 0.0351
1.5 0.0339 0.0327 0.0316 0.0305 0.02% 0.0284 0.0274 0.0264 0.0255 0.0245
1.6 0.0237 0.0228 0.0220 0.0212 0.0204 0.019% 0.0189 0.0182 0.0175 0.0168
1.7 0.0162 0.0156 0.0150 0.0144 0.0139 0.0133 0.0128 0.0123 0.0118 0.0114
1.8 0.0109 0.0105 0.0101 0.0097 0.0093 0.0089 0.0085 0.0082 0.0078 0.0075
1.9 0.0072 0.0069 0.0066 0.0063 0.0061 0.0058 0.0056 0.0053 0.0051 0.0049
2.0 0.00468 0.00448 0,00428 0.00409 0.00391 0.00374 0.00358 0.00342 0.00327 0.00312
2.1 0.00298 0.00285 0.00272 0.00259 0.00247 0.00236 0.00225 0.00215 0.00205 0.00195
2.2 0.00186 0.00178 0.00169 0.00161 0.00154 0.00146 0.00139 0.00133 0.00126 0.00120
2.3 0.00114 0.00109 0.00103 0,00098 0.,00094 0.00089 0,00085 0.00080 0.00076 0.00072
2.4 0.00069 0.00065 0.00062 0.00059 0.00056 0.00053 0.00050 0.00048 0.00045 0.00043

(a) Los encabezamientos de las columas se refieren al segundo lugar decimal, ejm.:

erfc (0.48) = 0.4973
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2.1.7 Principales variables operacionales para el

disefo de un fracturamiento

a) Cllculo de la presidbén hidrostatica (Ph)

La ecuacibén para calcular la presidén hidros-

titica es:

Ph = 0.052 o X D (2. 13}

Siendo f%, la densidad del fluido fracturan-
te, que incluye también el agente de sostén,

y D, la profundidad.

La densidad de la mezcla sera:

1 ]
o _8.3hy' + x (2.14)

1 + 0.0456

donde:

y': gravedad especifica del fluido fracturante

x': concentracibén del agente de sostén, Lb/gal

b) Determinacién de la presidén de fracturamiento

en el fondo del pozo (BHTP)

Se la determina en base al gradiente de
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fractura y a la profundidad:

BHTP G x D (2.15)

Il
h

El gradiente de fractura se calcula usando

la siguiente expresién:

o

2V

1 -3Y |p

0

. = o, (2.16)
£ 1-) o 1w Y

donde:

v : relacién de Poisson

PO : peso de los sedimentos , gramos

P : presibén estltica de la formacidn, en

Lpc.

Determinacién de 1la presién diferencial

del tratamiento (Ap)
Es la caida de presién entre la presién
en la fractura (BHTP) durante el tratamiento

y la presidén estitica del yacimiento (P).

AP = BHTP - P (2.17)
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Determinacibén de la caida de presidén a través

de las perforaciones (pr)

Esta caida de presidén es tomada en considera-
cibén si se tiene un nimero limitado de perfo-
raciones en la tuberia de revestimiento
y si ademds la relacidén entre el caudal
y el nimero de perforaciones es mayor que
0.5 BPM/perf. La caida de presidn pr, se
calcula usando la ecuaciédn:

Ga 22

P ¢ = ——— (Lpc) (2.18)
8.090 A

donde:

f% : densidad de la mezcla, lpg.
q : tasa de bombeo, GPM

A : area de las perforaciones, pulgadas2

Determinacién de 1las pérdidas de presidn

por friccién en la tuberia (APf)

Para el calculo de las pérdidas de presidn
por friccibén, es necesario conocer el tipo
de fluido con que se va a trabajar. Por
lo general, 1los fluidos de fracturacibn

caen dentro de la clasificacidén siguiente:
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- Fluidos newtonianos: petrdleo, agua, A&ci-
dos, etc.
- Fluidos no-newtonianos: lodos de perfora-

ci6n, emulsiones, geles.

Una vez conocido el tipo de fluido, se deter-
mina el régimen de flujo, el mismo que depen-
de del nlmero de Reynolds que se expresa

de la siguiente manera:

N, = 928

Fhv d
R A

(2.19)
donde:

f% : densidad del fluido

v : velocidad del fluido

d : didmetro interno de la tuberia
M-+ viscosidad del fluido fracturante
Si N

R<:2.000. el $lujo es laminar

Si N§:>2.000, el flujo es turbulento

Para flujo laminar, las pérdidas por friccidn
se determinan por la ecuacidn:

Ap, o 2Bl ¥ a0 (2.20)

1.500 d2
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y para flujo turbulento:

L Fh v2
25.80 d

Ap_ = f (Lpc) (2.21)

siendo f, el factor de friccién.

En la Figura 2.6 se tiene una curva del

NR vs f.

Ecuacibén para calcular la presién de inyec-

cibén en superficie (PS)

Esta presién estéd definida de 1la manera

siguiente:

P, = BHTP + pr +APf - Ph (2.22)

donde:

P : presidén en superficie, Lpc.

BHTP : presidén de fractura de fondo

pr : caida de presidén en las perforaciones,
Lpc
ﬂPf : caida de presidén por friccidn en la

tuberia, Lpc.

Ph : presibén hidrostatica, Lpc.
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g) Ecuacién para calcular la potencia hidréulica

(H.P.)

La potencia hidriulica se la determina por

la ecuacidn siguiente:

H.P. = P_ x Q (2.23)

h) Presi6én de cierre

Es 1la presién que ejerce 1la sobrecarga,

la misma que tiende a cerrar la fractura

creada después de haber terminado el bombeo

del fluido de fracturamiento.

2.1.8 Seleccibébn de pozos como candidatos a ser fractu-

rados

Los principales <criterios para la seleccién

de pozos recomendados para fracturamiento,

son:

1. Tener suficiente reserva producible.

2. Disponer de presién suficiente para fluir

petr6leo o gas a la fractura.
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Estar perforado dentro de un horizonte de
baja permeabilidad original en formaciones

consolidadas y duras.

Pozos ya completados con un alto contenido

de arcillas.

Pozos con fracturas naturales muy pequenas,

que necesitan ser interconectadas.

Pozos inyectores de agua o gas para incremen-

tar la inyectividad.

Pozos depletados produciendo de =zonas len-
ticulares, para comunicar el pozo con nuevas

zonas no drenadas.

Cuando hay evidencia de deposicién de finos,
escalas o parafinas en las fracturas natura-

les o poros existentes.



CAPITULO III

FLUIDOS DE FRACTURAMIENTO

El fluido de fracturamiento debe cumplir dos objetivos:

1. Mantener abierto y extender una fractura vy,

2. Transportar y distribuir el agente apuntalante o

de sostén a lo largo de la fractura creada.

3.1 TIPOS DE FLUIDOS DE FRACTURAMIENTO

Hay algunos tipos de fluidos fracturantes y aditivos
especiales que les dan ciertas caracteristicas a
dichos fluidos. Normalmente son clasificados en tres
tipos, de acuerdo a 1la base del fluido utilizado.

Estos son:

a) Base-petrbleo (petrbéleo de 1la formacidbén, petrdleo

refinado o base kerosene).

b) Base agua (agua dulce, salmuera o 4cido, general-
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mente clorhidrico inhibido en concentraciones

del 5 al 157).

¢) Base 4cido (fluidos emulsionados o dispersantes

generalmente emulsiones tipo Acido en petrdleo).

El uso de los fluidos base agua se ha incrementado
rdpidamente a partir de 1955. La seleccién de 1la
base mias conveniente depende de la naturaleza quimica
de la roca a ser tratada (caliza, arenisca, etc.),
de sus caracteristicas fisicas (temperatura, presioén,
humectabilidad, saturacién de fluido, etc.), y de
la naturaleza del fluido presente en el yacimiento
(gas, petroleo o agua salada). Los fluidos de base
dcida son generalmente wusados en la fracturacidn

de formaciones de calizas y dolomitas.

CARACTERISTICAS DE LOS FLUIDOS DE FRACTURAMIENTO

Para la seleccién de un fluido de fracturacibén, es
necesario tener idea de las propiedades de los varios
fluidos en combinacidén y cbémo modificarlos si es
necesario para mejorar el efecto deseado.

Un buen fluido de fracturamiento debe tener:

a) Un bajo porcentaje de filtracidén, es decir, poca
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pérdida de fluido.

b) Buenas propiedades de viscosidad para poder arras-

trar s6lidos en condiciones dinamicas.

c) Baja pérdida de presidén por friccidén durante el

bombeo.

Ademds, debe poseer las siguientes cualidades estan-

dar:

1. Ser compatible con los fluidos de la formacién.

2. Ser estable a la temperatura de fondo del pozo.

3. No formar emulsiones estables con los fluidos

del pozo.

4, No causar dafos permanentes a la permeabilidad

de la matriz.

5. Ser fAcilmente recuperable luego que la operacidn

de fracturamiento haya sido terminada.

6. Debe cumplir con los limites aceptables de fluidez,

punto de ebullicidén y contenido de sélidos.
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7. Facil de obtener, econdémico y no peligroso de

manipular.

El fluido fracturante no s6lo debe romper la resisten-
cia de la formacibén sino que también debe extenderké
y transportar el agente de apoyo dentro de la fractu-

ra.

Una de las propiedades importantes que deben conside-
rarse en un fluido de fracturamiento, que ademés
contiene agentes de apoyo, separador y aditivos que
lo convierten en una sustancia altamente compleja,
es su viscosidad aparente que no debe confundirse

con la viscosidad absoluta.

La razén para wutilizar 1la viscosidad aparente es
porque los fluidos de fracturamiento no son verdaderos
fluidos y su viscosidad aparente variard con el es-

fuerzo y tensidn cortante.

Un fluido de suficiente viscosidad a la temperatura
de la profundidad de tratamiento, ayuda a transportar
y mantener en suspensidén el material de sostén, dismi-
nuyendo la filtracién, pero perjudica a la formacidn

al aumentar la presidén de bombeo.

Al reducir la tasa de filtracién en un fluido de
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fracturamiento, se consigue mantener mas fluido en
las fracturas logrando, por consiguiente, crear unas
fracturas mas largas y productivas, lo que permite

obtener buenos resultados del tratamiento.

ADITIVOS PARA EL FLUIDO DE FRACTURAMIENTO

Para que un fluido de fracturamiento alcance las
propiedades requeridas para un trabajo de estimula-
cién, debe agregadrsele acondicionadores o aditivos
apropiados que modifiquen de manera conveniente las
propiedades de dichos fluidos. Entre esos reductores
de friccidén o aditivos, tenemos: creadores de viscosi-

dad y agentes de tensi6n superficial.

3.3.1 Surfactantes

Los agentes que afectan el valor de la tensidn
superficial, son conocidos <como surfactantes
o demulsificantes. Constan de dos partes: una
que es soluble en agua y otra, que es soluble
en aceite. La parte que es soluble en agua
tiene mayor apetencia quimica que la parte
soluble en aceite. Los surfactantes deben ser
escogidos con gran cuidado, puesto que un sur-
factante que da baja tensidén interfacial también

tiende a estabilizar wuna emulsién, si ésta
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estuviere presente.

Los surfactantes son particularmente importantes
en el fracturamiento de formaciones que contie-

nen tanto agua como petrdleo.



CAPITULO IV yd

i

ANALISIS DE LOS _PRINCIPALES PARAMETROS REQUERIDOS PARA

DISENAR TRABAJOS DE FRACTURAMIENTO AL P0OZ0 BI-NSX1-1X

UBICADO EN EL AREA DEL GOLFO DE GUAYAQUIL

El correcto disefio de un trabajo de fracturamiento requie-
re de un anadlisis detallado del mayor nimero de pardmetros
y la seleccidén de la informacién mAs representativa que
defina las propiedades fisicas de la roca y las caracte-
risticas de los fluidos de la formacidén, asi como del

fluido de fracturamiento.

Entre los principales pardmetros tenemos:

1. Compatibilidad entre el fluido de fracturacidén con

las caracteristicas litolbégicas de 1la formacién vy

con los fluidos del yacimiento.

2. Conocer el Area de drenaje y su configuracidn.

3. Espesor de la formacidén productora.
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4, Conocimiento de las propiedades fisicas del yacimiento
(k, ¢ , Sw, So, P, T, Médulos de Young, compresibili-

dad de la roca, etc.).

5. El1 agente de sostén debe seleccionarse de acuerdo
a la profundidad del pozo, presiones de tratamiento
y de cierre y, caracteristicas reolébgicas del fluido

fracturante.

6. Seleccionar las propiedades reoldbgicas que debe tener

el fluido fracturante (u, n', K').

7. Dimensiones esperadas de la fractura (L, W, h, Af).
8. Establecer el volumen total del tratamiento y tasas

de inyeccidn.

Datos generales del pozo:

El B1-NSX1-1X fue el tercer pozo de caricter exploratorio
perforado por BELCO en el bloque 1. Estéd localizado "costa
afuera” (off-shore) a 7.25 km. de la Peninsula de Santa

Elena).

Se lo comenz6 a perforar el 13 de febrero de 1988 y se
terminé la perforacién el 30 de marzo del mismo aio,

alcanzando una profundidad total (T.D.) de 7.942'.
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El pozo se encuentra completado con la siguiente tuberia

de revestimiento (casing):

Didmetro de hueco Casing Profundidad
—— 20" conductor 220"
Y7 1y2® 13 3/8" 1.024"
12 1/4" 9 5/8" 4.087'
8 1/2" 7 o 7.930'

Este pozo en su estado actual se encuentra taponado vy
abandonado, por cuanto de las formaciones probadas algunas
presentan una muy pobre condicibén de yacimiento, teniendo
permeabilidades muy bajas. Pero en dos de las cinco zonas
probadas, las mismas que fueron evaluadas a través de
intervalos aislados, los registros indicaron existencia
de hidrocarburos, lo que fue ratificado por los niicleos
obtenidos de dichos intervalos. La zona de 5.586' a 5.838'
es de mayor interés por la presencia en el lodo de perfo-
racidén y en registro del mismo, de indicios de hidrocarbu-

ros.

Particularmente las muestras (cores) que fueron tomadas
en el intervalo 5.677' a 5.688' confirmaron claramente
la existencia de petrbéleo en las fracturas. Asi mismo,
los registros eléctricos indicaban que ésta es la =zona

mads atractiva del pozo.



58

Se evalubé la formacibén a través de un andlisis cuantitati-
vo, el mismo que no fue favorable probablemente porque
algunos de 1los parametros tales como 1la resistividad

del agua fueron asumidos.

Por los pobres resultados obtenidos, se programbé un lavado
de 4cido con el objeto de limpiar la boca del pozo, utili-
zidndose para el efecto 28 Bls. de HCl al 15%, inyectandose
el 4cido con una presién inicial de 2.600 psi. y una
tasa de 1.5 BPM. La méAxima tasa de inyeccién fue de 3
BPM y se alcanzdé con una presién de 3.000 psi., luego
de lo cual la presibén declind muy lentamente hasta 2.580
psi. en el lapso de 1 hora 25 minutos. Al término del
lavado de &cido, el pozo fue abierto disminuyendo 1la
presi6on a 0O psi. en el lapso de 3 horas. El retorno total
del fluido fue de 58.8 Bls. de agua salada con indicadores

de Acido. No se recobré fluido de la formacidn.

Por lo visto en la prueba, se observa que ocurre una
lenta disipacién de la tasa, lo que es una indicacidn

de la pobre transmisibilidad de la formacidn.

4.1 COMPATIBILIDAD ENTRE EL FLUIDO DE FRACTURAMIENTO

CON LAS CARACTERISTICAS LITOLOGICAS DE LA FORMACION
Y CON LOS FLUIDOS DEL YACIMIENTO

Es muy importante determinar la compatibilidad entre
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el fluido de fracturamiento, la formacidén y los flui-
dos del yacimiento, por cuanto al introducir a la
formacién un fluido que no sea el existente en ella
(petréleo y/o gas), a menudo se corre el riesgo de
crear emulsiones que vayan a bloquear parcial o total-
mente la conductividad de 1la formacibén, asi como
también reducir 1la eficiencia del tratamiento que

se esté realizando.

Pueden formarse emulsiones en el momento en que el

fluido inyectado haga contacto con la formacidn.

Debe realizarse pruebas con el objeto de chequear
la compatibilidad del fluido de fracturamiento con
los fluidos de la formacidén. Este chequeo puede hacer-
se a través de una simple prueba en la que el fluido
de fracturamiento es mezclado con muestras de fluidos
de 1la formacién (agua y aceite), para determinar
si se forma alguna emulsidén o precipitacién no desea-

ble.

Es posible prevenir las emulsiones con los surfactan-
tes, cuya concentracidén al agregarse al fluido fractu-
rante dependen de los fluidos de la formacidén, pero
por lo general se usa 1 6 2 galones por cada 1.000

galones de fluido de fracturamiento.
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4.1.1 Pruebas de laboratorio para determinar 1las

propiedades petrofisicas y fluidos de la forma-

cidn

a) Determinacién de la porosidad

La porosidad es la medida de 1la capacidad
que tiene un yacimiento para almacenar flui-
dos (gas y/o petrbleo); se expresa por la
relacidén siguiente:

T porosidad = —— 100 (4.1)

VT

La porosidad efectiva de wuna muestra, es
la razdén porcentual del volumen de poros
interconectados al volumen total de la mues-
tra. La porosidad varia <con: (1) tamaifo
y forma de grano y, (2) distribucién de

granos.

Uno de los métodos usados en laboratorio
para determinar la porosidad de rocas porosas
consolidadas, es el porosimetro de Ruska,
que admite muestras de hasta 1 1/4" de longi-

tud y 1 1/2" de didmetro.
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Determinacién de la permeabilidad

La permeabilidad es la habilidad de la roca
de acumulacibén para permitir circulacidn
de los fluidos a través de la red de poros
interconectados. Si los poros de 1la roca
no estan interconectados, no existe permeabi-
lidad; por lo tanto, es de esperar que exista
una relacién entre la permeabilidad de un

medio y la porosidad efectiva.

La permeabilidad depende del tamafio y distri-
bucién de los granos. Las areniscas con
grandes poros tienen alta permeabilidad,
en cambio que una de grano muy fino tiene

muy baja permeabilidad.

En el laboratorio se wusa un permeametro

que mide la permeabilidad horizontal.

Determinacidén de la saturacidén de fluidos

La saturacidén es la cantidad de fluidos

contenidos en los poros, expresado como

un porcentaje del volumen poroso.

La saturacibén del agua depende del tamaifio
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y distribucién de poros.

Para determinar la saturacidéon de las muestras
del pozo se ha utilizado el método de extrac-

. F
cion con solvente.

En las Tablas II y III se tiene los resulta-
dos de las pruebas de analisis de muestras

de este pozo.

4.1.2 Determinacién del Médulo de Young (E) y la

Relacibén de Poisson (V)

El Moédulo de Young es determinado en base al
registro sbnico, usando la Figura 4.1, para

el caso de una arena; y, la Figura 4.2, para

“¢cuando se trata de una caliza.

Un valor _aproximado de (1 _~92) se selecciona

de la Tabla IV.
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Resultados de andlisis de muestras
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# Profundidad K Porosidad Saturacion Densidad de
Muestra (ft.) horizontal (%) (Vol. poro.) granos
(md.) So Sw (gr/cc)

(%) (%)

1 5.677' - 78 0,75 20,0 8,6 78,2 2,56
7 5.678' - 79 4,22 21,6 4,2 84,3 2452
3 5.679' - 80 3,37 19,3 4,9 81,5 2,58
4 5.680"' - 81 0,45 19,9 5,4 85,7 2,55
9 5.681' - 82 3,15 3.2 5,9 84,3 2,04
6 5.682' - 83 0,02 20,7 2,0 85,7 2:56
7 5.683"' - 84 0,96 17,9 3,8 88,5 2,48
8 5.684' - 85 0,06 20,2 1,7 87,3 M L
9 5.685"' - 86 0,01 12,8 6,3 77,8 2,60
| 1,44 19,5 4,7 83,7 2,55

PROMEDIO
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. '}_}\\‘

Sumario de datos obtéuu;ghs‘(da las

Profundidad tope: 5.677'

Profundidad fondo: 5.686'

Nimero de muestras: 9

Espesor representativo: 9,0'

Datos Porosidad Permeabilidad
(%) (md.)

Promedio aritmético 19,5 1,44

Minima 12,8 0,01

MAxima H,2 4,22

Media 20,0 0,75

Desviacidén estandar +2,9 + 1,66
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TABLA IV

Seleccién del valor (1—D2)

Formacién Y (1-92)
Arena dura | 0.15 0.98
Arena media .17 0.97
Arena blanda 0.20 0.96
Caliza dura 0.25 0.94
Caliza media .27 0.93
Caliza blanda 0.30 0.91

Propiedades de los fluidos de la formacibn

Las propiedades de 1los fluidos de 1la forma-
cién que deben conocerse para un disefio, son:
viscosidad y densidad. Se determinan de muestras
de fluidos medidas a condiciones de presiébn

y temperatura del yacimiento.

La viscosidad es una medida de la interaccidn
molecular dentro de los canales donde estan

los fluidos del yacimiento.

Frecuentemente es obtenida de los analisis

de laboratorio; siendo el método de pruebas
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P.V.T. uno de los mis confiables para su deter-

minacidn.

Para el petrbleo (sin gas en solucibén), a la
presién atmosférica, puede estimarse su viscosi-

dad por la correlacidn siguiente:

D
U0= 0.32 + 1.8 x4123 % 360 (4.2)
(API) T+200
donde:
-]
5 10043 + (8.33/°API)
UO : viscosidad del petrdleo (sin gas en solé-
cibn); cps.

API : gravedad del petrdleo ( “API). -
T : temperatura del yacimiento (°F).
Para el petréleo (con gas en solucidén), la

viscosidad puede estimarse a diferentes presio-
nes hasta la presién de burbuja incluida: utili-

zando la correlacidén siguiente:
u_=q (u)R (4.3)
os o '

4.2 SELECCION DEL FLUIDO DE FRACTURAMIENTO

Previo a la seleccidén del fluido de fracturamiento,
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debe realizarse pruebas en el laboratorio para che-
quear la compatibilidad del fluido de fracturamiento

con los fluidos de la . -formacibdn.

La seleccién del fluido de fracturamiento, constituye
el factor mAs importante para el disefio, porque tiene
rd

una influencia significante en el resultado del trata-

miento asi como en el costo del mismo.

Entre las pruebas mAs importantes que se realizan
para la seleccibén de fluidos de fracturamiento tene-

mos:

- AnAlisis petrogréafico

- Pruebas de inmersién

- Andlisis de difraccibébn de rayos x
- Pruebas de flujos de fluidos

- Pruebas de pérdida de fluido.

Como un propbésito de este trabajo, se hace mencidn
en esta parte al andlisis petrogriafico realizado
a las muestras del B1-NSX1-1X, siendo éste el siguien-

te:

Las muestras del B1-NSX1-1X, intervalo 5.677' a
5.686', revelan una serie de areniscas de grano fino

y lutitas laminadas. Pero la mayor parte de las are-
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niscas son muy barrosas, por cuanto contienen grandes
cantidades de detritos intersticiales de arcilla
y ceniza volcanica. La abundancia de arcilla en la
matriz le da la caracteristica de una pobre estructura

de grano,.

Es comin encontrar fracturas en este intervalo, lo
que es indicativo de que esfuerzos tectdénicos compre-
sionales han jugado un papel importante en la acentua-

cién de la calidad del yacimiento.

Cuarzo, ©plagioclasa, fragmentos de roca volcénica
y fésiles son los componentes primarios en la estruc-
tura de las areniscas y lutitas laminadas. La montmo-
rillonita es el mineral de arcilla mAs pequefio, con

pocas contribuciones de kaolinita, illita y clorita.

La seleccibén del fluido fracturante, se ve afectada
por las propiedades de la roca y fluidos del yacimien-

to.

En el Capitulo anterior, revisamos los tipos de flui-
dos de fracturamiento existentes y las caracteristicas

que deben tener para cumplir con su objetivo.

La naturaleza quimica de la roca determina bAsicamente

el tipo de fluido a utilizarse. Las propiedades petro-
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fisicas de la roca (permeabilidad, porosidad, satura-
cibén, conductividad eléctrica de los fluidos), normal-
mente no afectan directamente la seleccidén del tipo
de fluido, pero si el escogitamiento de las propieda-
des de los fluidos. Por ejempleo, en rocas de alta
permeabilidad puede ser recomendable wusar fluidos
viscosos o fluidos con aditivos para pérdida de flui-

dos (8).

Los fluidos base agua, base aceite y base A4cida,
pueden ser modificados para semejar las propiedades

fisicas de la roca.

La seleccibén entre fluidos base agua o base aceite,

depende del contenido de arcilla de la roca.

Para el caso del pozo que estamos analizando, por
tener formaciones de baja permeabilidad y con gran
contenido de arcillas, recomendariamos el wuso de
un fluido de fracturamiento base agua, de preferencia

agua salada.

Debido a que las propiedades viscosas y tixotrdbpicas
del agua son bajas, es necesario utilizar aditivos
que controlen el hinchamiento de las arcillas y un
agente gelificante que posea propiedades tixotrdpicas.

Ademas, el fluido de fracturamiento recomendado para
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este pozo, deberd tener las siguientes caracteristi-

cas:

- No formar emulsiones con los fluidos de la forma-

’

cion.

- Baja pérdida por filtrado a la formacibn.

- Baja pérdida de presibén por friccibdn, que ocurre

entre el fluido y la pared interna de la tuberia.

- No ocasionar dano a la permeabilidad de la forma-

. 2
cion.

- Ser capaz de mantener en suspensidén y transportar

el apuntalante a través de la fractura creada.

- Alta pérdida de presidén por friccidén en la fractura.

- Buen control del Ph.

- Ser estable a la temperatura del fondo de la forma-

. #
cion.

- Buena condicidén de retorno después del tratamiento.

Aumentando la viscosidad del fluido de fracturamiento,
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reduciremos el trituramiento del apuntalante en las
operaciones de bombeo y cuando se produce el empaque-

tamiento de la fractura.
PROPIEDADES REOLOGICAS DEL FLUIDO DE FRACTURAMIENTO

El incremento de la viscosidad para fluidos newtonia-
nos se logra agregando ciertos quimicos para darles
una textura gelatinizada volviéndolos fluidos
no-newtonianos. La viscosidad para estos fluidos
varia con la tasa de corte. En cambio que los fluidos
no-newtonianos estan provistos de una viscosidad

aparente, la que cambia con la tasa de flujo.

El comportamiento de 1los fluidos de fracturamiento
describe un modelo matemdtico exponencial, en que
la relacién esfuerzo de corte-tasa de corte graficada
en papel log-log es practicamente una linea recta,

"indice de comportamien-

donde la pendiente es llamada
to de flujo" (n') y que se calcula mediante lecturas
en el viscosimetro de FANN a 300 y 600 RPM. de 1la-

manera siguiente:

(Lect. a 600 RPM
Lect. a 300 RPM

n' = 3.32 log Jadimensional (4.4)

La intercepcién del esfuerzo de corte con la tasa
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de corte es el "indice de consistencia" (K') determi-
nado en igual forma a partir de lecturas del viscosi-
metro de FANN, por la siguiente expresidn:

K' = N Lect. a 300 RPM,(Ib/SEgn /p1e2) (4.5)

'
100 x 511"

Siendo N, el factor del resorte del viscosimetro

(generalmente se asume el valor de 1).

La viscosidad aparente para fluidos no-newtonianos

se determina mediante la férmula:

4
Iig - _4.788 x 10 k (4.6)

n '

(tasa de corte)l-

La tasa de corte para flujo en la tuberia se calcula

mediante la expresidn:

—1) _ 1.6 v (3n + 1

Di 4n

Tasa de corte (seg

) (4.7)

y para flujo en el anular se usa la ecuacidn:

ly _ 2.4V (204l (4.8)

Dh - Dp  3n

Tasa de corte (seg
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4.4 SELECCION DEL AGENTE DE SOSTEN

Uno de los objetivos del agente de sostén, es mantener
la conductividad de 1la fractura creada, lo que va

a depender de los factores siguientes:

- Tipo, tamafio y uniformidad del agente de sostén.
- Grado de empaquetamiento.

- Manera de distribuirlo dentro de la fractura.

- Cantidad del agente.

- Geometria de la fractura.

La cantidad del agente de sostén que puede ser inyec-
tado a 1la formacidén es funcién de 1los siguientes
parametros: ancho de la fractura; tipo, viscosidad
y velocidad del fluido de fracturamiento; condiciones

de peso del fluido.

La arena es uno de los principales agentes de sostén
y es bastante usada porque tiene buen rendimiento
en pozos de baja a mediana profundidad. Generalmente
se emplean arenas de tipo Otawa 10-20 6 20-40 mesh.,
en concentraciones entre 1 y 4 1lbs. por cada galén

de fluido de fracturamiento.

Para el caso del pozo en estudio, en el que se tiene

formaciones medianamente duras y no existiendo alta
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presiéon de confinamiento, se recomienda el uso de

arena de tamano 10-20 mesh. como agente de sostén,

El agente de sostén dentro de la fractura alcanza
una altura que es determinada por la diferencia entre
la altura neta de la formacién (hi) y la altura en

equilibrio abierta al flujo (heq.), a decir:

hf = hi - heq.

TR -y £ p— - (4.9)
W veq
donde:
hf : altura del agente de sostén en 1la fractura,
pie.

hi : espesor neto de la formacidbn, pie.

heq : altura en equilibrio abierta al flujo, pie.
Q : tasa de flujo de la mezcla, BPM.

W : ancho de la fractura, pulgada.

veq : velocidad de equilibrio, pie/segundo.

DETERMINACION DEL VOLUMEN TOTAL DEL TRATAMIENTO Y

TASA DE INYECCION

a) Volumen de fluido.- El1 volumen de fluido a inyec-

tarse se calcula de 1la concentracién de arena
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estimada de la siguiente manera:

Volumen de fluido (Bls)

= 2.3809 # sacos de arena (4.10)
concentrac. (lbs/gal)

La concentraciéon de arena depende de las caracte-

risticas de la formacién y varia para cada é&rea.

Volumen de desplazamiento.- Luego que se inyecta
la mezcla del fluido de fracturamiento con arena,
es necesario bombear un fluido de desplazamiento,
cuyo volumen se 1lo determina por 1la siguiente

ecuacibn:

Volumen de desplazamiento (Bls)

= prof.tope sup. x capac.tub.fract. (4.11)

La capacidad de la tuberia se la determina de

tablas.

Tasa de inyeccibén.- La tasa de inyeccidn se calcu-
la midiendo el volumen de fluido de fracturamiento
inyectado en un tiempo determinado, desde el
momento en que se produce la ruptura de la for-

macidn.



CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

CONCLUSIONES

El andlisis del mayor nimero de pardmetros y un buen
aprovechamiento de la informacibén acerca de las pro-
piedades fisicas de la roca, de las caracteristicas
de los fluidos de la formacién y del fluido a utili-
zarse para el tratamiento, son factores determinantes
para lograr un buen disefio de una operacidén de fractu-

ramiento.

Aunque es poco comiin el realizar operaciones de frac-
turamiento en pozos exploratorios, es aplicable en
el pozo analizado, por tener formaciones de caliza,
arenisca, dolomita, donde este tipo de operaciones
por lo general resultan exitosas y porque ademéas
presenta condiciones que lo podrian hacer productivo,
ya que aparecen secuencias litoldbgicas similares
a algunos pozos productores del &rea de Ancbén, en

la Peninsula de Santa Elena.

El fluido de fracturamiento recomendado para este
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pozo es base-agua salada gelificada con aditivos
para control del hinchamiento de las arcillas y que

posean propiedades tixotrodpicas.

Incrementando la viscosidad del fluido de fractura-
miento hasta un cierto valor, se obtendrd una mayor
drea de fractura debido a que menor cantidad de flui-

dos se perderd a la formacidn.

La presi6én de la formacibén debe ser determinada antes

de realizar el trabajo de fracturamiento.




RECOMENDACIONES

Considerar otros intervalos donde 1los resultados
de pruebas indican la existencia de buenas caracteris-
ticas de yacimiento y donde existe un factor de dano
positivo, lo que senala que la capacidad de flujo
podria ser aumentada mediante la ejecucién de un

trabajo de estimulacién,

Evaluar 1los fluidos de fracturamiento a wutilizarse
para lograr determinar el que mejor se adapte a las

condiciones que se tienen en la formacidn.

Analizar los aditivos disponibles con el objeto de
utilizar el ma&s apropiado para tener un buen control
del filtrado, y disponer de un buen estabilizador
de arcilla, mineral que es muy comin en la formacidn.
De esta manera lograriamos con el trabajo, incrementar

la permeabilidad alrededor de la boca del pozo.



SIMBOLO

E
Ed

erfc(x)

=

€z

NOMENCLATURA

DESCRIPCION

Area del nilcleo

Area de la fractura

Area de las perforaciones

Gravedad del petrdleo

Presion de fracturamiento en el fondo
del pozo

Coeficiente de fluido de fracturamiento
Profundidad

Didmetro interno de la tuberia

Médulo de elasticidad de Young
Eficiencia diferencial promedio
Funcién error complementaria de x
Deformacion

Deformacién en la direccidn Z

Fuerza

Factor de friccién

Gradiente de fractura

Altura de la formacidn

Altura del agente de sostén en la fractura

UNIDADES

pulgadas2
pies
pulgadas2

°APT

Lpc.
PA/minutos
pies
pulgadas
Lpc.
fraccién
adimensional
adimensional
adimensional
1bf.
fraccioén
Lpc/pies
pies

pies



SIMBOLO

hi
heq

H.P.

DESCRIPCION

Espesor neto de la formacidén

Altura en equilibrio abierta al flujo
Potencia hidréulica

Permeabilidad efectiva

"Indice de consistencia"

Longitud de la fractura

Factor del resorte del viscosimetro
"Indice de comportamiento de flujo"
Nimero de Reynolds

Presi6n estatica de la formacidn
Presién hidrostatica

Peso de los sedimentos

Caida de presidén a través de las
perforaciones

Presién en superficie

Tasa de inyeccidn durante el tratamiento
Tasa de bombeo

Radio del niicleo

Saturacién del petrdleo

Saturacién de agua

Temperatura del yacimiento

Tiempo

Viscosidad del petrdleo (sin gas

en solucién)
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UNIDADES

pies

pies

H.P

md .
lb-segn'/pie2

pies

adimensional
adimensional
Lpc.
Lpc.

gramos

Lpc.

Lpc.

GPM
pulgadas
%
%

F

minutos

cps.
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0s

Vi

Vt

DESCRIPCION

Viscosidad del petrdéleo (con gas

en solucidn)

Viscosidad del fluido de fracturamiento

Viscosidad aparente

Velocidad del fluido de
fracturamiento

Velocidad promedio

Velocidad de equilibrio

Volumen del fluido de
fracturamiento

Volumen de fluido que se pierde
durante el tratamiento

Volumen total de fluido
inyectado

Volumen poroso

Volumen total de roca

Ancho de la fractura

Constante (2 CVTt)/W
Concentracidon del agente de sostén
Gravedad especifica del fluido
fracturante

Porosidad

Densidad del fluido fracturante

Esfuerzo

UNIDADES

cps.
cps.

CPpSs.

pies/segundo
pies/segundo

pies/segundo

Bls.

Bls.

Bls.

3
cm

3
cm
pulgadas

adimensional

1bs/gal

adimensional

%
1bs/gal

Lpc.



SIMBOLO

DESCRIPCION

Esfuerzo en la direccién Z

Presién diferencial del tratamiento
Pérdida de presidén por friccidn

en la tuberia

Relacidén de Poisson

UNIDADES

Lpc.

Lpc.

Lpc.

adimensional
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