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Profundidad [pies]
Pounds per Gallons
Tesoro
True Vertical Depth
Fluido de fractura base agua
Viscosidad [cp]
Tension Interfacial [dina/cm]
Numero Capilar
Presion Capilar [dina/cm?]

Angulo de contacto entre un fluido y un soélido



GLOSARIO

Estimulacion: Técnica, proceso o procedimiento, utilizado en la industria petrolera
para el aumento de la produccién de crudo y/o gas de los pozos de un campo.

Factor de Recobro: Es la relacion expresada en porcentaje que existe, de acuerdo
con métodos reconocidos por la industria petrolera, entre el hidrocarburo que
puede ser recuperado de un yacimiento y el hidrocarburo original existente en el
mismo yacimiento (Original Oil in Place).

Fluido de fractura: Suspensiones de particulas solidas en un liquido. Se
consideran fluidos pseudoplasticos, por lo cual su viscosidad aparente disminuye
cuando se aumenta la velocidad de deformacion.

Formacion: Conjunto de rocas con caracteristicas geoldgicas semejantes.

Gel roto: Fluido de fractura que por efecto del tiempo, velocidad de deformacion
(shear rate) y temperatura pierde su viscosidad a valores menores de 100 cp.

Gel vivo: Fluido de fractura de alta viscosidad que se obtiene después de agregar
el agente reticulador.

Mojabilidad: Es la preferencia de un solido a contactarse con un liquido o un gas,
llamado fase mojante, la cual tiende a ocupar la superficie y los poros del sdlido,
desplazando a la fase no mojante.

Permeabilidad: Es una propiedad que mide la capacidad de transferencia que
tienen los fluidos para atravesar un sélido poroso. Su forma mas sencilla es la ley
de Darcy.

Porcentaje de sedimentos y agua (%BS&W): Es una medida para una muestra
liquida que incluye agua libre, sedimentos y emulsion. Es relacionada como un
porcentaje volumen para una corriente de produccion.

Presion de confinamiento: Es la presion ejercida sobre una roca por el peso del
material que se encuentra sobre ella.



Presion de Yacimiento: Es la presidn a la que se encuentran los fluidos en los
poros del yacimiento, usualmente hidrostatica. Es equivalente a la presion de poro.

Shear Rate: Velocidad relativa a la cual una placa de fluido es deslizada por otra
placa, dividida por la distancia que hay entre ellas.
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CONTENIDO:

En los ultimos afios, Ecopetrol ha intensificado su campana de estimulacion y fracturamiento en los
campos maduros del Area de Lisama, debido a la disminucién en la produccién de recursos
hidrocarburos a causa de las bajas presiones y permeabilidades de yacimiento. Para los Campos
Nutria y Tesoro, localizados en el Area Lisama, se han utilizado ampliamente los fluidos de fractura
base agua, sin realizar hasta el momento una optimizacion de la formulacién usada. De otro lado,
debido a la naturaleza parafinica de los crudos del drea y la tendencia a la precipitacion de
organicos pesados en las cercanias al pozo, se ha considerado su sustituciéon por un fluido de
fractura base aceite.

El desarrollo experimental del presente trabajo de investigacion, comprendié la evaluacién de
variables criticas que afectan el desempefio de los fluidos de fractura base agua y base aceite,
partiendo de las formulaciones propuestas por una compafiia de servicios para los campos Nutria y
Tesoro, con el fin de obtener valores y comportamientos de referencia. Con estos resultados se
procedio en el marco de una metodologia de optimizacion a reformular los fluidos de fractura.Esta
metodologia comprendié pruebas de interaccion fluido-fluido, interaccidon roca-fluido, reoldgicas y
de velocidad de asentamiento de material propante.

Con la optimizacién del fluido de fractura base agua se logré reducir su costo gracias a la
disminucién en la concentracién de los aditivos que afectan la tension interfacial. Respecto al fluido
base aceite, se encontré a través de un estudio por espectroscopia infrarroja y DRX, que la
formulacion propuesta presenta interacciones secundarias indeseables entre sus componentes que
causan el deficiente rompimiento del fluido de fractura e incompatibilidad con el agua de formacién
de los campos Nutria y Tesoro.
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Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas, Escuela de Ingenieria Quimica, Directores: PACHON

CONTRERAS, Zarith del Pilar (ECOPETROL — ICP), RAMIREZ GARCIA, Alvaro (Universidad
Industrial de Santander).



ABSTRACT

TITLE: “DETERMINATION AND ANALISYS OF OPTIMUS WATER BASE AND OIL BASE
FRACTURING FLUIDS FOR HYDRAULIC FRACTURING JOBS IN THE AREA OF LISAMA”

AUTOR: NINO PENALOZA, Andrea.”

KEY WORDS: Lisama Area, fracturing fluid, hydraulic fracturing, fluids interaction tests, rock-fluid
interaction tests, rheological test and proppant settling velocity.

CONTENT:

In recent years, Ecopetrol has intensified its campaign of stimulation and fracturing jobs in the
mature fields of Lisama Area, due to the decrease in the production of hydrocarbon resources
caused by low reservoir pressure and permeability. For Nutria and Tesoro fields, located in Lisama
Area, have been widely used water base fracturing fluids, so far without an optimization of the
formulation used. Moreover, due to the paraffinic nature of the area oils and the tendency to
precipitation of organic heavy substances near the wellbore, has been considered its replacement
for oil base fracturing fluid.

The experimental development of this research work involved the evaluation of critical variables that
affect the performance of water and oil base fracturing fluids, based on the formulation proposed by
a service company for Nutria and Tesoro fields in order to obtain reference values and behaviors.
With these results, was proceed in the framework of optimization methodology to reformulate
fracturing fluids. This methodology included interaction fluid-fluid test, interaction fluid-rock test,
rheological test and proppant settling velocity

With the optimization of water base fracturing fluid was reduced its cost due to a decrease in the
concentration of additives that affect the interfacial tension. Respect to the oil base fluid, was found
through a study by infrared spectroscopy and XRD, that the proposed formulation presents
undesirable secondary interactions between the components that cause the weak breakdown of the
fracturing fluid and incompatibility with the formation water of the fields Nutria and Tesoro.

“ Research Work
" Physicochemical Faculty, Chemical Engineering School, Directors: PACHON CONTRERAS,

Zarith del Pilar (ECOPETROL — ICP), RAMIREZ GARCIA, Alvaro (Universidad Industrial de
Santander).



INTRODUCCION

El fracturamiento hidraulico es una técnica de estimulacién a yacimientos de
hidrocarburos, que involucra el bombeo a alta presion y velocidad de un fluido de
fractura hacia la formacion. Esto genera fracturas que son empacadas con agente
propante para evitar su cierre, y como resultado se obtienen canales de flujo de
alta permeabilidad por los que el crudo puede fluir desde la formacion hasta el
pozo. En este sentido, Ecopetrol ha implementado esta técnica con mayor
intensidad en los campos maduros del Area Lisama, que presentan reduccion de
permeabilidades de yacimiento y en consecuencia disminucion en la produccién
de hidrocarburos.

El alcance de este proyecto de investigacién se limita a determinar fluidos de
fractura Optimos base agua y base aceite propuestos por una compafia de
servicios' para los campos Nutria y Tesoro pertenecientes al Area Lisama. Los
fluidos base agua han sido empleados en estos campos sin haber sido sometidos
a una optimizacion de sus propiedades. Respecto al fluido base aceite se espera
pueda ser implementado en estos campos debido a que la naturaleza parafinica
de los crudos que alli se producen generan depdsitos organicos pesados en las
cercanias al pozo reduciendo su productividad.

En la primera parte de este trabajo, se hace la revisidn tedrica a conceptos
importantes que son fundamentales para desarrollar el proceso de optimizacion de
los fluidos de fractura. Seguidamente se expone la metodologia de evaluacién y
posterior optimizacion de los fluidos de fractura, que incluye: pruebas de
interaccion fluido-fluido, interaccién roca fluido y reoldgicas Finalmente, se
presentan las formulaciones éptimas del fluido base agua para cada campo y se
explica porque debido a una interaccidon no deseada entre los componentes del

fluido base aceite propuesto no fue posible su optimizacion.

Para mantener la confidencialidad de los trabajos realizados en el ICP, se maneja de forma codificada los nombres

comerciales de las formulaciones y aditivos usados.



1. GENERALIDADES DEL AREA LISAMA

1.1 Localizacién del Area Lisama
El Area Lisama esta situada en el Valle Medio del Rio Magdalena. La constituyen
cuatro areas operativas: Campo Lisama, Campo Tesoro, Campo Nutria y Campo

Peroles, los cuales se detallan en el Anexo A [34].

1.2 Modelo Estatico del Area Lisama

El modelo estatico de un area, permite caracterizar los recursos hidrocarburos y
las formaciones en las que estos se encuentran almacenados, determinandose
caracteristicas, entre otras, como saturacion de fluidos, OOIP, ubicacion de
contactos de agua, las cuales son importantes en la seleccion de pozos a

fracturar. En el Anexo B se amplia el modelo estatico del Area Lisama.

Figura 1: Elementos del Modelo Estatico
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1.3 Historial de produccién Area Lisama [31]

La disminucién en la producciéon de hidrocarburos debida, entre otros factores, a
bajas presiones y permeabilidades de yacimiento en los campos maduros del
Area Lisama, hace necesaria la implementacién de técnicas de estimulacion,

como el fracturamiento hidraulico, que garanticen el maximo aprovechamiento de



los recursos que se encuentran en el area. En el Anexo C, se amplia el historial de

produccion del Area Lisama.

El historial de produccion junto con el modelo estéatico, aportaron los criterios con
los que se definieron los campos y pozos del Area Lisama, en los cuales se planea
realizar trabajos de fracturamiento hidraulico. En primer lugar se definido la
formacion Mugrosa Zona B (MZB), de la que se extraen en la actualidad |la mayor
parte de los recursos hidrocarburos y 77.8 % del Petréleo Original en Sitio (OOIP)
se encuentra en ella. En segundo lugar, debido a las altas presiones de yacimiento
de sus pozos, se delimitd el alcance de este Proyecto a los campos Nutria (N) y
Tesoro (Tes). Por ultimo, con el fin de trabajar sobre informacion representativa
durante la evaluacion y optimizacion de los fluidos de fractura, se establecié que
los pozos seleccionados de estos campos fueran productores, no presentaran

colapsos en la tuberia y ni cierres prolongados.

2. MARCO TEORICO

El fracturamiento hidraulico es una técnica de estimulacibn a pozos para
incrementar su productividad. El proceso involucra el bombeo de un fluido de
fractura hacia la formacioén, a alta presion y velocidad suficiente para crear y
extender fracturas dentro de la formacion. Si la operacion es exitosa, como
resultado se obtienen nuevos canales de flujo o canales ya existentes de alta
permeabilidad por los cuales el crudo puede moverse desde la formacién hasta el

poZoO.

2.1 Generalidades del fracturamiento hidraulico.
El fracturamiento de la formacion se realiza en 6 etapas [5], las cuales se

mencionan a continuacion y se ilustran en el Anexo D. La mecanica, orientacién y
geometria de la fractura se precisan en el Anexo E.
e Limpieza del Pozo: Se remueven depdsitos organicos pesados en la tuberia y

cercanias al pozo con solventes organicos.



e Minifrac: Se bombea un volumen de fluido de fractura con baja cantidad de
propante con el fin de calcular parametros importantes de la operacion, como
gradiente de fractura, eficiencia del fluido, presion de cierre y fondo.

e Prepad: Se bombea fluido de fractura sin carga polimérica con el propésito de
establecer la velocidad de bombeo e iniciar delgadas fracturas.

e Pad: Se bombea el fluido de fractura y se da inicio a la generacion de fracturas
en la formacién.

e Propante: Una vez creadas las fracturas en la etapa del Pad, progresivamente
se bombea material propante transportado en el fluido de fractura, con el fin de
mantener abiertas las grietas creadas.

e Recuperacion del fluido o backflow: Se desplaza el fluido de fractura, el cual
debe haber perdido significativamente su viscosidad (<100 cp) por efecto de la
temperatura, shear rate y rompedores, hacia la superficie dejando el material

propante en la formacion.

2.2 Fluido de fractura.

Los fluidos o geles de fractura son suspensiones de particulas solidas en un
liquido. Se consideran fluidos Pseudoplasticos [32], por lo cual su viscosidad
aparente disminuye cuando se aumenta la velocidad de deformacion. Las
funciones basicas y propiedades deseables de un fluido de fractura se enumeran a

continuacion y se explican en el Anexo F:

Figura 2: Funciones y propiedades de un fluido de fractura
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Fuente: Chevron Drilling Reference Series. Completion Practices. Volume Sixteen [5].



2.2.1 Aditivos de los fluidos de fractura

Existe gran variedad de aditivos que afectan las propiedades de los fluidos de

fractura mejorando su desempefio (Ver Anexo G). El tipo de aditivo depende de

las condiciones de la formacion, y de la base del fluido de fractura.

Tabla 1: Aditivos de los fluidos de fractura

ADITIVO FUNCION WB | 0.8
Detienen el crecimiento de bacterias anaerobias que utilizan el polimero
Microbiocida | del fluido de fractura como fuente de carbono, disminuyendo la
viscosidad del mismo.
Son agentes que se adhieren a la superficie del mineral arcilloso,
Controlador . S L ~ e
. manteniendo el equilibrio idnico y previniendo el dafio a la formacién por | v/
de arcillas . L . . ;
migracion e hinchamiento de arcillas.
Solvente Usados para remover depositos pesados organicos (parafinas y v v
mutual asfaltenos), controlar la mojabilidad y prevenir emulsiones.
Controlador | Controlan el pH del fluido durante las reacciones de polimerizacion y |
de pH reticulacion.
Polimero Como agente gelificador otorga viscosidad al fluido para transportar el v v
propante y propagar la fractura.
Disminuye la tension interfacial entre el fluido de fractura y los fluidos de
Surfactante | formacién. Evita la formacion de emulsiones entre el crudo, agua de | v/ v
formacion y fluido de fractura.
Reticulador Aumeptan Ia' V|s.c03|dad del fluido, mejorando el transporte de propante y v v
estabilidad térmica.
Degrada el fluido de fractura reduciendo su viscosidad, con el fin de
Rompedor o . v v
facilitarle el retorno a superficie (backflow).

*W.B: Fluido de fractura base agua

2.2.2 Material apuntalante o propante (Anexo H)

Es empleado para prevenir el cierre de las fracturas creadas durante del

fracturamiento hidraulico, cuando el pozo es puesto en produccion.

2.2.3 Clasificacion de fluidos de fractura hidraulica [5, 15, 32]

**O.B: Fluido de fractura base aceite

A continuacion se presentan los fluidos de fractura que han sido desarrollados

teniendo en cuenta las caracteristicas del yacimiento, operacién y factores

economicos. En el Anexo | se amplian las propiedades de estos fluidos.

Tabla 2: Clasificacion de los fluidos de fractura

Tipo de fluido Gel Caracteristicas Aplicaciones
Lineal Viscosidad media Pozos profunqt?ls y f:)rma(:lones no
Fluido base agua Sensiles al agua
. Alta viscosidad por adicién de iones Usado para crear fracturas largas y
Reticulado o1
metalicos anchas.
. . Lineal Moderada - alta viscosidad e Formaciones sensibles al agua, crudos
Fluido base aceite ) -
Reticulado inflamables parafinicos




. . Fase externa: agua; fase interna: L
Emulsiones Lineal . Arenas comprimidas por gas
crudo y polimero.
FIU;?gsh%?Se Lineal Gel viscoso de metanol y agua. Baja tension interfacial
. . Burbujas de N, o CO, en una fase Formaciones sensibles al dafio por
Fluidos gaseosos Lineal P Y .
liquida retencion de fluido.

Surfactantes . . . . Yacimientos de crudo y de metano en

: o No aplica Fluido base agua, libre de polimero .
viscoelasticos capas de carbon

Fuente: HOWARD, G.C, FAST, C.R. Hydraulic Fracturing. [15]

3. METODOLOGIA EXPERIMENTAL

El desarrollo experimental del presente trabajo de investigacion, comprende la
evaluacion de variables criticas que afectan el desempefio de los fluidos de
fractura base agua y base aceite con los que se proyecta fracturar hidraulicamente
los Campos Nutria y Tesoro. Inicialmente se realiza la evaluacion de los fluidos de
fractura propuestos para Ecopetrol por una compafiia de servicios, con el fin de
obtener valores y comportamientos de referencia. A partir de estos resultados, se
procede en el marco de una metodologia de optimizacidén, a mejorar el desempefio

de los fluidos de fractura.

3.1 Caracterizacioén de aditivos, fluidos base y de formacion.
El propédsito es tener un registro de las propiedades mas relevantes de los
aditivos, fluidos base de los fluidos de fractura, crudo y agua de formacion de los

pozos seleccionados Nutria 31, Tesoro 44 y Tesoro 19.

3.1.1 Caracterizacion de los aditivos

Se determina para cada aditivo pH, densidad, indice de refraccion y espectro
infrarrojo. Los espectros IR fueron adquiridos en un equipo Shimadzu IR
Prestige21, en modo ATR. Las principales condiciones de operaciéon fueron: 32

scans, resolucion 8cm™, en el rango espectral de 4000 a 650 cm™.

3.1.2 Caracterizacion de crudo, diesel empleado como fluido base y
salmueras sintéticas equivalentes al agua de formacion.
Se determinaron propiedades como %BS&W, tension superficial y grados API

para el crudo; gravedad especifica y grados Brix para el diesel; propiedades




fisicoquimicas y contenido de metales para el agua de preparacion del fluido de
fractura base agua y para las salmueras sintéticas equivalentes al agua de

formacion.

3.2 Evaluacién de fluidos de fractura propuestos.
Los disefios de los fluidos de fractura propuestos por la compaiia de servicios

para fracturar hidraulicamente los Campos Nutria y Tesoro, son los siguientes:

Tabla 3: Formulacion fluido base aceite propuesto SRG 6:6

Formulacién fluido de fractura base aceite propuesto SRG 6:6

Aditivos Composicion Concentracion Unidad

Diesel Aceite diesel 1000 GPT*
Disolvente organico 1 Xileno 5.0 GPT
Disolvente organico 2 Mezcla de hidrocarburos 5.0 GPT
Solvente Mutual Etilenglicol mono butil éter 10 GPT
Dispersante de parafinas Hidrocarburos de terpeno 5.0 GPT
Inhibidor de asfaltenos Derivados de sarcosina 1.0 GPT
Surfactante Hidrocarburos aromaticos 0.5 GPT
Agente gelificador Alquil orto fosfato ester 6.0 GPT
Agente reticulador Sulfato férrico 6.0 GPT
Rompedor 1 Oxido de magnesio 0.5 GPT
Rompedor 2 Urea 3.0 GPT

Tabla 4: Formulacioén fluido base agua propuesto S.S 3000
Formulacién fluido de fractura base agua propuesto S.S 3000

Aditivos Composicion Concentracion Unidad

Agua Lisama Campo 23 Agua 1000 GPT*
Microbiocida Diatomaceous earth 0.3 PPT**
Controlador arcillas Cloruro Tetra metil de amonio 20 GPT
Agente Gelificador Goma Guar 7.5 GPT
Surfactante Hidrocarburos aromaticos 2.0 GPT
Solvente Mutual Etilenglicol mono butil éter 20 GPT
Solucion buffer Carbonato de Potasio 15 GPT
Agente reticulador Tetraborato de sodio 25 GPT
Rompedor enzimatico Enzima Semicelulosa 0.25 GPT

*GPT: Gallon Per Thousand of gallons of fluid (Galones por mil galones de fluido: 1GPT= 1mL)
**PPT: Pound per Thousand of Gallons of fluid (Libras por mil galones de fluido: 1PPT=0.1198 g)

El procedimiento de preparacion de estos fluidos en el laboratorio, se describe en
el Anexo J. En el siguiente diagrama se presenta el esquema de evaluacion
seguido para los fluidos de fractura propuestos. En el Anexo K, se explica el

procedimiento y los objetivos esperados de las pruebas realizadas.



Figura 3: Evaluacién de los fluidos de fractura base agua y base aceite propuestos.

Fuente: Autor
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Tabla 5: Resumen condiciones de las pruebas de evaluacion para los fluidos de fractura

FLUIDO DE FRACTURA BASE AGUA

PRUEBAS INTERACCION FLUIDO-FLUIDO

PRUEBA CONDICIONES DE PRUEBA __ OBSERVACIONES
Nutria Tesoro
Temperatura ambiente, y
Solubilidad seguimiento durante Fluido Base: Agua de Fluido Base: Agua de

calentamiento a temperatura de
pozo BHST (71°C/160°F)

captacion Lisama

captacion Lisama

Compatibilidad

Compatibilidades con
crudo y salmuera
equivalente al agua de
formacién de N-31

BHST, Norma API RP 42 [23]

Compatibilidades con
crudo Tes-44 y salmuera
equivalente al agua de
formacién de Tes-19

Tensién Interfacial

Fluido de fractura vs

Condiciones ambiente Crudo N-31

Fluido de fractura vs
Crudo Tes-44

PRUEBAS INTERACCION FLUIDO-ROCA

PRUEBA CONDICIONES DE PRUEBA = Sk ERUAEIENES
Nutria Tesoro
Moiabilidad Visual Condiciones ambiente. Norma Arenas 20/60 N-13 MZB Arenas 20/60 Lis- 125
) API RP 42 [23] (pf:7272 ft) MZC (pf:8341 ft)
Arenas 20/60 N-13 MZB Arenas 20/60 Lis-125
. (pf:7272 ft) MZC (pf:8341 ft)
Detergencia BHST Crudo y Salmuera Crudo Tes-44 y Salmuera
Sintética N-31 Sintética Tes-19
PRUEBAS REOLOGICAS
PRUEBA CONDICIONES DE PRUEBA = OBSERVACIONES
Nutria Tesoro
Comportamiento Norma API RP 39 [22] BHST BHST

Reoldégico

Sostenimiento
material propante

Condiciones estaticas. Prueba
realizada a BHST constante y
gradiente térmico

Material propante Carbolita 20/40 en cargas 4PPG y
7 PPG.




PRUEBAS INTERACCION FLUIDO-FLUIDO

calentamiento a temperatura de
pozo BHST (70°C/160°F)

contenido de azufre) y
Neiva

PRUEBA CONDICIONES DE PRUEBA __ OBSERVACIONES
Nutria Tesoro
Temperatura ambiente, y Fluido Base: Diesel Fluido Base: Diesel CPF,
Solubilidad seguimiento durante CPF, Galan (Alto y bajo Galan (Alto y bajo

contenido de azufre) y
Neiva

Compatibilidad

BHST, Norma API RP 42 [23]

Compatibilidades con
crudo y salmuera
equivalente al agua de
formacion de N-31

Compatibilidades con
crudo Tes-44 y salmuera
equivalente al agua de
formacién de Tes-19

Tension Interfacial

Condiciones ambiente

Fluido de fractura vs
Salmuera Sintética
Equivalente al agua de
formacion de N-31

Fluido de fractura vs
Salmuera Sintética
Equivalente al agua de
formacioén de Tes-44

PRUEBAS INTERACCION FLUIDO-ROCA

FLUIDO DE FRACTURA BASE ACEITE

Reoldégico

PRUEBA CONDICIONES DE PRUEBA : Sk CRUAEINNES
Nutria Tesoro
Moiabilidad Visual Condiciones ambiente. Norma Arenas 20/60 N-13 MZB | Arenas 20/60 Lisama 125
) API RP 42 [23] (pf:7272 ft) MZC (pf:8341 ft)
Arenas 20/60 N-13 MZB | Arenas 20/60 Lisama 125
. (pf:7272 ft) MZC (pf:8341 ft)
Detergencia BHST Crudo y Salmuera Crudo Tes-44 y Salmuera
Sintética N-31 Sintética Tes-19
PRUEBAS REOLOGICAS
PRUEBA CONDICIONES DE PRUEBA : OBSERVACIONES
Nutria Tesoro
Comportamiento Norma API RP 39 [22] BHST BHST

Sostenimiento
material propante

Condiciones estaticas. Prueba
realizada a Tz CONstante y
gradiente térmico

Material propante Carbolita 20/40 en cargas 4PPG y
7 PPG.

3.3 Optimizacién de fluidos de fractura propuestos.

Teniendo como objetivo la optimizacion de los resultados de las variables
evaluadas para los fluidos de fractura base agua y base aceite propuestos, se
desarroll6 la siguiente metodologia de optimizacion, en la cual se mantienen las

condiciones a las que se realizaron las pruebas de evaluacidn de fluidos

propuestos como se presento en la Tabla 5:

Figura 4: Procedimiento de optimizacion a los fluidos de fractura base agua y base aceite

propuestos.
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CONVENCIONES
p: Fluido propuesto
i N° fluido
o : Tension Interfacial
N,: Mamero capilar
M: viscosidad

:f;mnmhzmn: T:a mpo ?8 ::t:lr;ﬁe1m|sr:tol;m o FLUIDO DE
SAditivos o: Precio aditivos que afectan o FRACTURA OPTIHU

3.3.1 Primera Fase: Pruebas Interaccién fluido-fluido

E

Fuente: Autor

3.3.1.1 Optimizacién de Tension interfacial

La finalidad es lograr entre los fluidos de fractura y de formacién, una tension

interfacial minima que cumpla con los siguientes requisitos:
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e Disminuir, respecto al fluido de fractura propuesto, el orden de magnitud del
Numero Capilar N; (Ver Anexo L donde se amplia el concepto de N;).
e Disminuir la concentracion de aditivos que afectan la tension interfacial,

reduciendo asi el costo del fluido de fractura.

La tension interfacial (o) depende de dos factores: la concentracion de surfactante
y solvente mutual. Para determinar una Ogptima, S€ planted un Disefio Compuesto
Central (DCC) que proporciona una mayor area de respuesta y permite evaluar el
efecto de interaccion entre los factores [18] (Ver Anexo M). Las concentraciones

de los otros aditivos se mantuvieron constantes.

El DCC sélo fue generado para la optimizacion de la tension interfacial del fluido
de fractura base agua propuesto; para el fluido de fractura base aceite no se
planteé un DCC, debido a los deficientes resultados en las pruebas de evaluacion

para el fluido de fractura propuesto que impidieron su optimizacion.

Tabla 6: DCC generado para determinar una tension interfacial 6ptima para el fluido de
fractura base agua SS300

Factores Naturales Factores naturales codificados
PRUEBA Concentracion Solvente Concentracion
Mutual [GPT] Surfactante X Y
[GPT]
1: Referencia 20.0 2.0 0 0
2 20.0 3.0 0 1.414*
3 20.0 1.0 0 -1.414*
4 16.0 2.0 -1.414* 0
5 24.0 2.0 1.414* 0
6 18.0 2.5 -1 1
7 22.0 2.5 1 1
8 18.0 1.5 -1 -1
9 22.0 1.5 1 -1

* . . " "
Los valores de los puntos axiales se ajustaron de acuerdo a las facilidades de mezcla en campo de los aditivos.

3.3.1.2 Compatibilidad

Se requiere que los fluidos evaluados en el DCC que cumplieron con los requisitos
citados anteriormente, al ponerse en contacto con los fluidos de formacion sean
compatibles, no formen emulsiones estables y presenten separaciéon de fases.

Estos criterios y su procedimiento de evaluacion se explicaron en el Anexo K.
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3.3.2 Segunda Fase: Pruebas Interaccion roca-fluido

3.3.2.1 Mojabilidad y Detergencia

Se evalud para el fluido de fractura base agua que cumplié satisfactoriamente las
condiciones de la primera fase, si la variacion en la concentracién de surfactante y
solvente mutual cambio6 la mojabilidad de las arenas y afectd la detergencia. Esta
valoracion se realizo, al igual que para el fluido de fractura propuesto, siguiendo
los procedimientos mencionados en el Anexo K. La importancia de la mojabilidad

se destaca en el Anexo N.

3.3.3 Tercera Fase: Pruebas Reolbgicas

3.3.3.1 Estabilidad Reologica

Los factores que afectan el comportamiento reoldgico en un fluido de fractura son:
concentracion de agente gelificador, soluciéon buffer, agente reticulador y
rompedor. La modificacién de estos factores se realizdé en base a los valores de
viscosidad y tiempo de rompimiento alcanzados por los fluidos de fractura base
agua que cumplieron satisfactoriamente la primera y segunda fase de
optimizacion. Al observar la pérdida de viscosidad acelerada en estos fluidos, se
buscd propiciar unas mejores condiciones en la reaccion de reticulacién variando
la relaciéon concentracion de solucion buffer y reticulador (SB/AR) para otorgar a

los fluidos mayor estabilidad reoldgica.

Tabla 7: Variacion en la concentracion de aditivos que afectan el comportamiento reolégico
para el fluido de fractura base agua SS3000.

° © Factores Naturales
g— = Concentracion Concentracion Concentracion Rompedor
8 nE_ SB/AR | Solucién buffer Agente Reticulador Agente Enzimatico
[GPT] [GPT] Gelificador [GPT] [GPT]
1* 0.6 1.5 25 7.5 0.25
e 2 0.8 2.0 2.5 7.5 0.25
o 3 0.833 2.5 3.0 7.5 0.25
i 4 1.5 3.0 2.0 7.5 0.25
- 5 1.5 25 1.6 7.5 0.25
6 1,36 3.0 2.2 7.5 0.25
x 7 0.6 1.5 2.5 7.5 0.25
- | 8 1,27 2.8 2.2 75 0.25

* Fluido 6ptimo de Fase 1y 2
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Como resultado de estas modificaciones, se obtuvieron dos fluidos de fractura,
uno para el campo Nutria y otro para Tesoro, que cumplen con las condiciones

reoldgicas descritas en la figura 4 y el Anexo K.

3.3.3.2 Velocidad de asentamiento

Se determiné la velocidad de asentamiento de material propante a los fluidos que
presentaron un comportamiento reologico dentro de los parametros establecidos
anteriormente. La prueba fue realizada para dos condiciones térmicas:
temperatura constante de pozo y gradiente térmico de pozo. Las cargas de
material propante fueron 4 y 7 PPG por ser valores minimos y maximos,
reportados en trabajos de fracturamiento hidraulico realizados para Ecopetrol. Se
espera obtener, velocidades de asentamiento menores a 8 mm/min [6,12,27,
35,37], que confirmen junto con la curva de comportamiento reoldgico, la
capacidad del fluido de transportar el material propante. El procedimiento y

metodologia se explican en el Anexo Ky O.

Tabla 8: Matriz de pruebas velocidad de asentamiento de Carbolita 20/40 en fluido de
fractura 6ptimo

. Carga de Carbolita s .
Fluido 20/40 (PPG) Condicién térmica
— BHST (71°C/160°F)
Base Agua optimo ! Gradiente térmico de pozo (8.0°C/min)
Base Agua 6ptimo 4 BHST (71°C/160°F)
9 P Gradiente térmico de pozo (8.0°C/min)

4. RESULTADOS
4.1 Caracterizacion de aditivos, fluidos base y de formacion

4.1.1 Caracterizacion de aditivos
En el Anexo P se presentan los resultados de la caracterizacion realizada a los

aditivos de la compariia de servicios que fueron utilizados en la preparacién del
fluido de fractura base agua y base aceite. Adicionalmente se incluyen, los valores

reportados en las MSDS de cada producto.
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4.1.2 Caracterizacion de crudo, diesel, agua de preparacion y salmueras
sintéticas equivalentes al agua de formacion.

Se presentan los resultados de la caracterizacion basica realizada a los crudos de
los pozos representativos seleccionados, y las propiedades fisicoquimicas y
contenido de metales del agua de pozo de captacion de Lisama utilizado para
preparacion de fluido de fractura base agua. En el Anexo Q, se muestran los
resultados de la caracterizacion de las salmueras sintéticas equivalentes al agua
de formacién, y de diferentes tipos de Diesel que fueron probados como fluidos

base del fluido de fractura base aceite.

Tabla 9: Caracterizacion crudo Tesoro 44 y Nutria 31

POZO %BS&W °API Tension SuperﬁCiaI
Norma ASTM D 4007-08 [26] Norma ASTM D 1298-05 [25] [dina/cm]
Nutria 31 0 25.8 28.1
Tesoro 44 0 31.8 27.3

Tabla 10: Propiedades Fisicoquimicas de agua Lisama Campo 23 utilizada para preparacion
de fluido de fractura base agua

Propiedad Resultado Val_o r
permitido
Conductividad Eléctrica [milisiemens/cm/°F] 0.1772 --
pH/I°F 6.49 5-8.5
Carbonatos [ppm] 0.0 --
Bicarbonatos [ppm] 53 <1000

Tabla 11: Contenido de Metales de agua Lisama Campo 23 utilizada para preparacion de
fluido de fractura base agua

lones Metalicos Resultado [ppm] Clisree e
[ppm]

Ba” 0.1
K" 2.0
Ftiz No detectado <10
I\CIIZ” 224"55 La suma debe ser <500
Na™ 4.1
si™ 0.1
sr? 0.1
cl’ 4.0

(S04)* 9.6

4.2 Resultados evaluacion fluidos de fractura propuestos

4.2.1 Resultados evaluacion fluido de fractura base aceite propuesto
A continuacion se presentan resultados generales de la evaluacion del fluido base

aceite. Para su preparacion fueron utilizados 4 tipos de Diesel con el propdsito de

14



determinar el fluido base que otorgara mejor armado y comportamiento reoldgico
al fluido. Ante el deficiente armado del fluido con los diesel Neiva y Galan Bajo
contenido de azufre (LS), se opt6 por continuar la evaluacion con los diesel CPF y
Galan Alto contenido de azufre (HS). En el Anexo R se presentan en detalle los

resultados de evaluacion del fluido.

Tabla 12: Resultados generales Evaluacioén al fluido de fractura base aceite propuesto

RESULTADOS PRUEBAS INTERACCION FLUIDO-FLUIDO
Solubilidad
Aditivos solubles en los 4 tipos de diesel empleados en la preparacion del fluido. Durante el calentamiento
del fluido, se observé la formacién de precipitado fino.
Compatibilidad

El fluido (vivo y roto) fue miscible en los crudos. El fluido roto no fue compatible con las salmueras
sintéticas debido a la formacion de precipitado fino después de 12 horas @ BHST similar al encontrado en
la prueba de solubilidad

Tensioén Interfacial (o)
Se obtuvieron resultados no representativos, al ser los valores hallados no reproducibles. Esto ocurrié por
el deficiente rompimiento del fluido de fractura y su re-armado a las condiciones de prueba.
RESULTADOS PRUEBAS INTERACCION ROCA-FLUIDO
Mojabilidad visual y detergencia
Conocida la dificultad del fluido a romper, esta prueba se realizé con el fluido de fractura sin agente
gelificador para observar la accion el surfactante.Las arenas representativas para los campos Nutria y
Tesoro presentaron mojabilidad visual al aceite y regular detergencia.
RESULTADOS PRUEBAS REOLOGICAS
Comportamiento reolégico
Griéfico 1: Perfil reolégico para fluido base aceite propuesto SRG 6:6

sl 1 [ ] ' [T=160° F / Shear Rate = API
1 (—i}m. Toh poplesta - Dissel Galda W5
Foamulachim propuesta . (Hesel CPF
120 Foamulacion modificada §§ GFT Rompedor 2) - Dissel CFF
P —Shea 120 feec.1}
g.-.w _—'I'-ml._-.-m._u [} l_|
=
-]
E i) |
"
[=]
.‘E Lrii]
>
&0
X0 i o
, & S v v R
LR0 LR (L3 P ) LIRS E-F) 1064 108 Nm 142% PRl ]
Elapsed Time [hh:mm:ss]
Diesel Galan (HS) Diesel CPF
e li: 459 cp e i 580cp
o Tiempo en el que la viscosidad se encuentra en el | e Tiempo en el que la viscosidad se encuentra en el
rango 200-500 cp : 30 minutos rango 200-500 cp: 37 minutos
e Minima viscosidad alcanzada: 113 cp después de | ¢ Minima viscosidad alcanzada : 168 cp después
2 horas 33 minutos de prueba de 1 hora 44 minutos de prueba
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e Los fluidos preparados con Diesel Galan y Diesel CPF no rompieron, es decir, la viscosidad minima
alcanzada no fue inferior a 100 cp en el intervalo de tiempo establecido

e Los fluidos preparados con Diesel Galan HS y Diesel CPF presentaron valores de viscosidad inicial y
viscosidad a los 30 minutos de iniciada la prueba dentro de los rangos establecidos

e No existe diferencia significativa en el comportamiento reolégico del fluido base aceite con el uso de
diesel CPF o Diesel Galan, si se opta por aumentar la concentracién de Rompedor 2 para lograr el
rompimiento del fluido en el tiempo establecido. Teniendo en cuenta esto y que el Diesel Galan HS se
encuentra cerca de los campos Nutria y Tesoro, se continuo con este diesel la evaluacion.

Sostenimiento material propante

© = @ T constante de pozo = 71°C (160°F) @ T gradiente térmico = 8.0 °C/min
%8 Velocidad Tiempo sostenimiento Velocidad Tiempo sostenimiento
ok asentamiento[mm/min] [min] asentamiento[mm/min] [min]

4 5.42 30 4.65 50

7 4.45 40 4.42 50

Los valores encontrados para el fluido base aceite propuesto, preparado con diesel Galan HS, son
satisfactorios para el transporte y soporte de material propante en la tuberia y en la fractura.

Con el fin de identificar la naturaleza del precipitado generado durante el
calentamiento del fluido base aceite propuesto, se adquirid un espectro IR del
sélido formado después de mantener el fluido de fractura, preparado sin agente

gelificador, por 12 horas a BHST.

Gréfico 2: Espectro IR de precipitado de fluido base aceite propuesto sin agente gelificador

sl @
] Ea) ®
pbs ] K 3
E 1= o
] 93 ! &
06 ! B 1
7 |
0.4
02
0
4000 3000 2000 1800 1000
1/em

Se realizo la comparacion entre el espectro presentado anteriormente y cada uno
de los espectros tomados a los aditivos. Es asi, como se pudo determinar que
existian senales similares (Ver Anexo S), entre los espectros del precipitado, el

agente reticulador y el Rompedor 2.
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Se establecio [20] que puede existir la coordinacién entre el oxigeno de la urea
(principal componente del rompedor 2) y los iones Fe*® del sulfato férrico (agente
reticulador), la cual produce decrecimiento en la frecuencia de estiramiento del
doble enlace carbono-oxigeno (C=0), que en un espectro IR se observa como un
corrimiento de la banda C=0 hacia un numero menor de onda. En el espectro
tomado al rompedor 2 (Ver Anexo S), el pico 11 representativo del enlace C=0 en
1678.04cm™, presenta corrimiento hacia 1627.92 cm™ en el espectro del
precipitado de fluido base aceite, lo cual puede ser debido a la formacion de un
compuesto de coordinacién entre la urea y el sulfato férrico a temperatura de
pozo. Adicionalmente, se realizaron pruebas entre urea comercial y cloruro férrico,
en las cuales se comprobo la interaccién entre los iones Fe*> y oxigeno de la urea
(Ver Anexo S).

Se evalu6 por DRX el precipitado mencionado anteriormente (Ver Anexo S). El
patrén cristalino mas cercano fue Ammoniojarosita sintética cuya formula quimica
es (NHy)Fe; + 3(SO4)2(OH)s, con lo que se comprueba la existencia en el

precipitado de elementos estructurales de la urea y el sulfato férrico.

A partir del estudio y analisis cualitativo anterior, se puede inferir que la dificultad
en el rompimiento del fluido base aceite propuesto observada a condiciones
estaticas y durante la evaluacion reoldgica, se debe a la interaccion no deseada

del rompedor 2 (reductor de viscosidad final) con el agente reticulador.

4.2.2 Resultados evaluacion fluido de fractura base agua propuesto.

Tabla 13: Resultados generales Evaluacion al fluido de fractura base agua propuesto.

RESULTADOS PRUEBAS INTERACCION FLUIDO-FLUIDO
Solubilidad
Aditivos solubles en el fluido base durante la preparacion y rompimiento del fluido.
Compatibilidad
El fluido (vivo y roto) fue miscible en las salmueras sintéticas equivalentes al agua de formacion de los
pozos N-31y Tes-19, y compatible con el crudo de los pozos N-31 y Tes-44.
Tension Interfacial (o)
Fluido base agua propuesto roto Vs Crudo N-31 | Fluido base agua propuesto roto Vs Crudo Tes-44
o = 6.5 dina/cm o = 7.2 dina/cm
RESULTADOS PRUEBAS INTERACCION ROCA-FLUIDO
Mojabilidad visual y detergencia
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Las arenas representativas para los campos Nutria y Tesoro presentaron mojabilidad visual al agua y
buena detergencia.

RESULTADOS PRUEBAS REOLOGICAS
Comportamiento reoldgico
Grafico 3: Perfil reolégico para fluido base agua propuesto SS3000

Perfil Reclégico fluido de fractura base agua propuesto

1000 GPT Agua + 90,3 PPT Microbiocida + 2,0 GPT Controlador arcillas + 7,5 GPT Agente gelificador + 2,0 GPT Surfactante +20,0 GPT
Solvente Mutual + 1,5 GPT Solucidn buffer +2,5% GPT Agente reticulador + 0,25 GPT Rompedeor enzimatico

1400
Viscosidad [cp]

——Shear Rate [sec-1]
—— Temperatura [°F]
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|
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|
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200 N &

5 | N
0:02:53 01008 0717 0:24:29 0:31:41
Elapsed Time [hh:mm:ss]

Parametros reolégicos

0:35:53 0:46:05

Parametros gel lineal

e Ui: 877cp
® U1omin - 27 Cp. o Tiempgoe(z)nsgloque 1I% vi§cotsidad se encuentra en el
rango - cp: 18 minutos
* PHsnbureer: 11.061 @ 22.5°C « Tiempo rompimiento : 27 minutos
El fluido base agua propuesto presenta excelente viscosidad inicial; sin embargo tiene poca estabilidad
reoldgica y esto se refleja en un tiempo de rompimiento menor a 30 minutos.
Sostenimiento material propante

® Usmin: 24 Cp.

o @ T constante de pozo = 71°C (160°F) @ T gradiente térmico = 8.0 °C/min
20 . . . .
oo Velocidad Tiempo sostenimiento Velocidad . . .
oo : . . : . Tiempo sostenimiento [min]
asentamiento[mm/min] [min] asentamiento[mm/min]
4 6.89 38 3.21 42
7 3.15 45 3.10 44

Los valores de velocidad de asentamiento determinados para el fluido base agua propuesto, son
satisfactorios para el transporte y soporte de material propante en la tuberia y en la fractura.

En el Anexo T, se muestran en detalle los resultados de las pruebas anteriores.

4.3 Optimizacién del fluido de fractura base agua propuesto.
4.3.1 Primera Fase: Pruebas Interaccion fluido-fluido

4.3.1.1 Optimizacion de Tension interfacial

Se genero para el DCC de Nutria y Tesoro, superficies de respuesta y mapas de
contorno utilizando el software STATISTICA 7.0. En ellas se pudo identificar la

zona, para concentraciones mayores a 3,0 GPT de surfactante, en la cual la
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tensioén interfacial es muy baja (zonas verdes) pero debido al armado deficiente
que presentd el fluido correspondiente a la Prueba 2, se descarté estudiar esta

zona. Se aplic6 ANOVA para los resultados del DCC, y con este analisis

se
confirmdé que el

efecto principal sobre la tensién interfacial

lo causa la
concentraciéon de surfactante.

Gréfico 4: Superficie de respuesta y mapa de contorno para DDC de Nutria

DRI O TR WHEDA v

15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25

Concentracién Solvente Mutual [GPT]

=N W s~

Tabla 14: Andlisis de varianza de tension interfacial para campo Nutria

Suma de Cuadrado 7 .
Fuente Cuadrados G.L Medio Razén F Razon P
EFECTOS PRINCIPALES
Concentracion Solvente mutual [GPT] 29775 5 0,5955 3,31 0,2482
Concentraciéon Surfactante [GPT] 27,42 4 6,855 38,08 0,0257
RESIDUOS 0,36 2 0,18
TOTAL (Corregido) 34,5292 11

Gréfico 5: Superficie de respuesta y mapa de contorno para DDC de Tesoro
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Tabla 15: Andlisis de varianza de tension interfacial para campo Tesoro

Suma de Cuadrado . .
Fuente Cuadrados G.L Medio Razon F Razon P
EFECTOS PRINCIPALES
Concentracion Solvente mutual [GPT] 2,575 5 0,515 3,40 0,2425
Concentracion Surfactante [GPT] 34,2725 4 8,56813 56,65 0,0174
RESIDUOS 0,3025 2 0,15125
TOTAL (Corregido) 38,8492 11

En las anteriores tablas, el valor P para la concentracion de surfactante es menor

que 0,05. En consecuencia este factor tiene un efecto estadisticamente

significativo sobre la tension interfacial entre el fluido de fractura base agua y los

crudos de los campos Nutria y Tesoro con un 95% de nivel de confianza.

Se presentan a continuacion, en orden ascendente y por campo, los valores de

tension interfacial determinados para los fluidos de fractura base agua del DCC

con su correspondiente valor de Nc promedio y costo por concepto de surfactante

y solvente mutual. Ademas, se incluyen estos valores para las pruebas 10,11y 12,

las cuales fueron tomadas como puntos adicionales en una linea de tendencia de

baja tension interfacial. El calculo del numero capilar se amplia en el Anexo U.

Tabla 16: Resultados de optimizacion tension interfacial para Campo Nutria

Posicion Prueba o Numero Costo Aditivos para o Armado del
[dinas/cm] Capilar Nc [US/1000 Galones de gel] fluido
1 2 0.6 4,76E-05 635,0 Muy Regular
2 12 5.0 1,24E-05 637,5 Muy Bueno
3 10 6.2 1,10E-05 512,5 Muy bueno
4 7 6.4 9,89E-06 662,5 Muy Bueno
5 4 6.5 9,89E-06 490,0 Muy bueno
6 1:Referencia 6.5 9,75E-06 590,0 Bueno
7 6 6.6 9,61E-06 562,5 Bueno
8 11 6.7 9,48E-06 537,5 Muy bueno
9 3 6.8 9,35E-06 545,0 Bueno
10 9 6.9 9,22E-06 617,5 Muy bueno
11 5 7.0 9,10E-06 690,0 Muy regular
12 8 7.4 8,64E-06 517,5 Muy bueno
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Tabla 17: Resultados de optimizacion tension interfacial para Campo Tesoro

Posicion Prueba o Numero Costo Aditivos para o Armado del
[dinas/cm] Capilar Nc [US/1000 Galones de gel] fluido
1 2 0.7 8,30E-05 635,0 Muy Regular
2 12 5.3 1,10E-05 637,5 Muy bueno
3 7 5.7 1,08E-05 662,5 Muy bueno
4 6 6.0 1,04E-05 562,5 Bueno
5 10 6.5 9,68E-06 512,5 Muy bueno
6 11 6.6 8,80E-06 537,5 Muy bueno
7 5 6.7 8,67E-06 690,0 Muy Regular
8 9 6.8 8,54E-06 617,5 Muy bueno
9 4 6.9 8,42E-06 490,0 Muy bueno
10 3 71 8,18E-06 545,0 Bueno
11 1:Referencia 7.2 8,07E-06 590,0 Bueno
12 8 8.2 7,09E-06 517,5 Muy bueno

De acuerdo a los resultados anteriores se obtienen como fluidos 6ptimos en
tension interfacial, el correspondiente a la prueba 10 para el campo Nutria y el
fluido 6 para el campo Tesoro. Como se puede observar en estos fluidos se logro
disminuir en un orden de magnitud el Numero Capilar y la concentracion de
surfactante y solvente mutual respecto al fluido propuesto. El ahorro por fluido en
esta etapa, a una tasa tipica de bombeo de 18 bpm durante 30 minutos, es para
Nutria de US$2815 y para Tesoro de US$1000.

4.3.1.2 Compatibilidad.

Los fluidos elegidos en la etapa anterior, fueron compatibles con los fluidos de
formacion respectivos. El registro fotografico de estas evaluaciones se muestra en

el Anexo U.

4.3.2 Segunda Fase: Pruebas Interaccién roca-fluido
4.3.2.1 Mojabilidad y Detergencia.

Las arenas representativas de los campos Nutria y Tesoro, al estar en contacto
con los fluidos 10 y 6 respectivamente, presentaron mojabilidad al agua y buena
detergencia. El registro fotografico de estas evaluaciones se muestra en el Anexo
U.
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4.3.3 Tercera Fase: Pruebas Reolégicas

4.3.3.1 Estabilidad Reoldgica

Ante la pérdida acelerada de viscosidad del fluido propuesto y de los 6ptimos
determinados en las etapas 1 y 2, se decidi6 buscar mejores condiciones en la
reaccion de reticulacion modificando la relacidn Solucién Buffer/Agente
Reticulador (SB/AR) y mantener constante la concentracién de agente gelificador y
rompedor. Se exploraron relaciones SB/AR entre 0.6 y 1.5, determinandose una
relacion optima igual a 1.36 para el fluido de Tesoro y 1.27 para Nutria, con las
cuales obtuvo para cada campo, un fluido con un comportamiento reolégico que

cumple con los parametros establecidos en la figura 4 y en el numeral K.3.1.

Se presentan a continuacion los parametros reoldgicos de los fluidos evaluados en

esta fase y en el Anexo T los perfiles reologicos de los fluidos descartados.

Tabla 18: Parametros reoldgicos de los fluidos evaluados en la fase de optimizacion de

estabilidad reolégica.
g |8 Viscosidad | Rango viscosidad | Tiempo de
£ 2 | SB/AR inicial a 30 minutos rompimiento | Parametros de preparacion
S
© |a Hi [cp] M30min [cp] [hh:mm:ss]
1| 06 816 816-68 00:28:07 |, tempovortice: 49 [s]
tiempo release : 1:30 [mm:ss]
2 | o8 789 789-131 00:32:17 | . liempovortice: 59 [s]
tiempo release : 1:40 [mm:ss]
o | 3 | 0833 751 751-218 00:38:33 | fempo vortice: 104 [mm:ss]
= iempo release : 2:10 [mm:ss]
o No tiempo vortice: 1:27 [mm:ss]
w
= “ 1.5 771 771-507 determinado | tiempo release : 3:30 [mm:ss]
: No tiempo vortice: 1:54 [mm:ss]
E 15 352 352-482 determinado | tiempo release : 4:00 [mm:ss]
6 | 136 662 662-587 01:06:00 |, Uempo vortice:1:30 [s]
tiempo release : 2:30 [mm:ss]
< | 7| 06 766 166-65 00:26:07 |, tlempo vortice: 45 [s]
z tlgmpo relrea.se : 1:30 [mm:ss]
2 | 8 | 127 526 516-514 00:52:00 | flempo vortice: 1:30 [mm:ss]
tiempo release : 2:20 [mm:ss]

* Fluido 6ptimo de Fase 1y 2
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Gréfico 6: Perfil Reolégico 6ptimo para Campo Tesoro, Fluido N°6 (SB/AR=1,36)

Perfil Reoldgico optimo para Campo Tesoro (SB/AR=1,36)
1000 GPT Agua + 0,3 PPT Microbiocida +2,0 GPT Contrelador arcillas + 7,5 GPT Agente gelificador + 2,5 GPT Surfactante + 18 GPT
Solvente Mutual +3,0 GPT Solucién buffer +2,2 GPT Agente reticulador +0,25 GPT Rompedor enzimatico
1800 |— Viscosidad [cp]
—— Shear Rate [s ec-1]

1400 —1 ——Temperatura [°F]
— 1200 - —
=1
=
= 1000 | —+
=}
=
w 800 [— |
[=]
@
=[O0 Ry
>

400

200 —

0 Cl" e ey
0:00:03 1427 0:28:51 04315 AR ] 1:12:.03
Elapsed Time [hh:mm:ss]

Gréfico 7: Perfil Reolégico 6ptimo para Campo Nutria, Fluido N°8 (SB/AR=1,27)

Perfil Reoldgico éptimo para Campo Nutria (SB/AR=1,27)

1000 GPT Agua + 0,3 PPT Microbiocida + 2,0 GPT Controlador arcillas + 7,5 GPT Agente gelificador + 2,5 GPT Surfactante + 16 GPT
Solvente Mutual +2.8 GPT Solucién buffer #2,2 GPT Agente reticulador +0,25 GPT Rompedor enzimdtico
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4.3.3.2 Velocidad de asentamiento

La velocidad de asentamiento, fue determinada para los fluidos 6 y 8 de la etapa

anterior. Los graficos se muestran en el Anexo U

Tabla 19: Velocidad de asentamiento de Carbolita 20/40 en fluidos de fractura 6ptimos

Fluido N°6 6ptimo para Campo Tesoro
© — @ T constante de pozo = 71°C (160°F) @ T gradiente térmico = 8.0 °C/min
%g Velocidad Tiempo sostenimiento Velocidad Tiempo sostenimiento
O asentamiento[mm/min] [min] asentamiento[mm/min] [min]
4 2.18 44 1.78 64
7 1.95 50 1.69 54
Fluido N°8 6ptimo para Campo Nutria
© — @ T constante de pozo = 71°C (160°F) @ T gradiente térmico = 8.0 °C/min
%g Velocidad Tiempo sostenimiento Velocidad Tiempo sostenimiento
O asentamiento[mm/min] [min] asentamiento[mm/min] [min]
4 2.34 44 1.79 64
7 1.80 48 1.53 62

El comportamiento de sedimentacion de material propante para los fluidos de
fractura Optimos es diferente al observado en el fluido propuesto, ya que al
modificar la relacion SB/AR, la reaccion reticulacion se hace mas lenta lo que
causa que por un corto tiempo al inicio de las pruebas, la velocidad de
asentamiento sea alta y después, cuando el fluido arma completamente, esta se
reduzca casi a la tercera parte. En consecuencia, las velocidades determinadas
para los fluidos 6ptimos fueron menores a las velocidades de asentamiento para el
fluido de fractura base agua propuesto. Con esta ultima prueba se confirma la
capacidad de sostenimiento de material propante, por lo tanto son los fluidos 6 y 8
optimos para fracturar hidraulicamente los campos Tesoro y Nutria

respectivamente.
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5. CONCLUSIONES

La evaluacion del fluido de fractura base agua propuesto para los campos Nutria y
Tesoro, y el posterior mejoramiento de sus propiedades a través de una
metodologia de optimizacion, permitié determinar las siguientes formulaciones
Optimas:

Tabla 20: Formulaciones o6ptimas de los fluidos de fractura base agua para los campos
Nutria y Tesoro.

CAMPO NUTRIA CAMPO TESORO
ADITIVOS

Concentracion Unidad Concentracion Unidad

Agua Lisama 1000 GPT* 1000 GPT*
Microbiocida 0.3 PPT** 0.3 PPT**

Controlador arcillas 2.0 GPT 2.0 GPT

Agente Gelificador 7.5 GPT 7.5 GPT

Surfactante 25 GPT 25 GPT

Solvente Mutual 16.0 GPT 18.0 GPT

Solucién buffer 2.8 GPT 3.0 GPT

Agente reticulador 2.2 GPT 2.2 GPT

Rompedor enzimatico 0.25 GPT 0.25 GPT

Los fluidos optimos son compatibles con los fluidos de formacién, mojan a las
arenas productoras por agua y presentan disminucion en tension interfacial a
menor concentracion de surfactante y solvente mutual, lo que se refleja en ahorro
de costos por fluido. Son reolégicamente estables cumpliendo con los parametros
establecidos de viscosidad, tiempo de rompimiento, velocidad de asentamiento de
material propante y adicionalmente, al ser la reaccion de reticulacién lenta en

estos fluidos, se requerira menor potencia inicial de bombeo en superficie.

A través de un estudio cualitativo por espectroscopia infrarroja y DRX, se pudo
establecer que existia una interaccién entre el agente reticulador y el rompedor de
viscosidad final del fluido base aceite propuesto, lo cual ocasionaba el deficiente
rompimiento a condiciones estaticas y dinamicas del este fluido de fractura e
incompatibilidad con las salmueras sintéticas equivalentes al agua de formacién
de los campos Nutria y Tesoro. Debido a lo anterior, no fue posible la optimizacion

del fluido base aceite propuesto para los campos Nutria y Tesoro.
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6. RECOMENDACIONES

Estudiar la reaccion de reticulacidén en el fluido de fractura base aceite propuesto
con diferentes agentes reticuladores, como el Aly(SOs)s4 , con el objetivo de lograr

la compatibilidad con los fluidos de formacion y comportamiento reolégico éptimo.

Continuar la investigacion sobre la interaccion entre el agente reticulador (sulfato
férrico) y el rompedor 2 (urea), a través de un estudio mas especializado, con el fin
de confirmar la existencia de una reaccion por formacion de complejos de

coordinacion en los iones Fe*® y el oxigeno de la urea.

Como complemento a las pruebas reoldgicas desarrolladas siguiendo la noma API
RP 39, realizar los perfiles reoldgicos para los fluidos de fractura en ciclos e
intensidad de velocidades de deformacion (shear rate) mas exigentes, para tratar
de simular las condiciones a las que es sometido el fluido durante el bombeo por

la tuberia y su paso por las perforaciones hacia la zona a fracturar.

Continuar con las pruebas de desplazamiento del fluido de fractura 6ptimo base
agua determinado para los campos Nutria y Tesoro en corazones representativos
de la formacion productora MZB, como prueba final para determinar el dano a la
permeabilidad causado por el residuo del polimero proveniente del gel de fractura

roto.
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ANEXO A: UBICACION GEOGRAFICA DEL AREA LISAMA

El Area Lisama limita al Norte con los campos Aguas Claras y Salina, hacia el
este con la falla de La Salina, hacia el Oeste con la falla de Pefa de Oro y al

Suroeste limita con los campos La Cira e Infantas de ECOPETROL S.A.

Figura A1: Mapa de localizacién de Area Lisama.

Fuente: SOTO, Claudia, et al. Modelamiento para optimizar el factor de recobro en campos de
petréleo maduros de las cuencas del Valle medio del Magdalena. [34]

El Area abarca una extension de 6 Km de este a oeste, y 26 Km de norte a sur, en
la cual se encuentran 199 pozos productores de crudo de mediano grado API y

gas.
Figura A2: Mapa de Campos de Produccién en el Area Lisama
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Fuente: SOTO, Claudia, et al. Modelamiento para optimizar el factor de recobro en campos de

petréleo maduros de las cuencas del Valle medio del Magdalena. [34]
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ANEXO B: MODELO ESTATICO DEL AREA LISAMA

Hacen parte del modelo estatico, el modelo geoldgico y petrofisico. El primero se
encarga del estudio de caracteristicas estructurales y estratigraficas de un area en
particular; del segundo se obtienen las propiedades del yacimiento y los fluidos

que se encuentran en él.

Dentro de la conformacion geolégica de la zona del Valle del Magdalena a la cual
hace parte el Area Lisama, cabe resaltar las siguientes caracteristicas del modelo

geologico estructural:

Tabla B1: Geologia Estructural del Campo Lisama [28]

FALLAS ESTRUCTURALES PLACAS TECTONICAS
Cuenca extensional de retroarco (Triasico-Jurasico).
Pefia de Oro Cuenca Pericratonica (Cretaceo — Paleoceno).
Satélite o de Santa Helena Cuenca Antepais (Eoceno — Miceno temprano).
La Salina Cuenca Intramontana (Mioceno).

Fuente: OLMOS GARZON, Martha Patricia. Informe del Modelo Geomecanico y disefio de
fracturamiento hidraulico del campo Lisama [28]

Las Fallas Estructurales dan origen a la estructura anticlinal estrecha caracteristica
de esta area. La falla de la Salina es la mas antigua y las demas son

imbricaciones de esta falla que confluyen hacia el Oeste del campo.

El proceso evolutivo de conformacion de las cuencas, permitieron constituir las
formaciones Colorado (Zona A), Mugrosa (Zona B y C) de las cuales proviene la

produccién de hidrocarburos del Area Lisama.
El Modelo Estratigrafico permite localizar las zonas de interés como son la

formacion Mugrosa y Colorado, las cuales se encuentran dentro de los

catalogados horizontes fésiles del Valle Medio del Rio Magdalena.
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Figura B1: Columna Estratigrafica general del Valle Medio del Rio Magdalena [28]
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Fuente: OLMOS GARZON, Martha Patricia. Informe del Modelo Geomecanico y disefio de
fracturamiento hidraulico del campo Lisama [28]

Para efectos de este proyecto, sélo se presentan los resultados de los analisis
petrofisicos para los pozos seleccionados y sus formaciones representativas. Las
propiedades de los fluidos de formacion, crudo y agua, fueron evaluadas
siguiendo normas técnicas internacionales, como se expone la seccion

Metodologia Experimental.

Tabla B2: Propiedades petrofisicas para pozos de campos seleccionados del Area Lisama

Presion Presion Temperatura
Pozo _ I confinamiento’ Yacimiento’
yacimiento [psia] [psia] [°CI°F]
Nutria 31 1704 4025 71/160
Tesoro 44 2908 4509 71/160

*Valores referenciados del pozo Nutria 32 a una profundidad 8163° MD, en la cual se realizaron trabajos de fracturamiento
hidraulico el 17 de Diciembre de 2008

** Valores referenciados del pozo Tesoro 43 a una profundidad 8334° MD, en la cual se realizaron trabajos de
fracturamiento hidraulico el 20 de Agosto de 2008
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ANEXO C: RESENA HISTORICA DE LA PRODUCCION DE HIDROCARBUROS
EN EL AREA LISAMA

El area Lisama registré las maximas tasas de produccion entre 1982 y 1989,
extrayéndose del Area 8000 bbl/d de crudo y en promedio de 18000 Mcf/d de gas
con 87 pozos productivos [31]. Los datos de produccion hasta el 2006 muestran

una clara tendencia en la caida de la produccién con 199 pozos productores.

Figura C1: Historial de Producciéon Campos Nutria y Tesoro. a. Historial de Produccién
Nutria. b. Historial de Produccion Tesoro
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Fuente: SAAVEDRA, Néstor Fernando, et al. Modelamiento para optimizar el factor de recobro en
campos de petréleo maduros de las cuencas del valle medio del Magdalena y Catatumbo [31]

En la actualidad el 77.8 % de las reservas de crudo en Area Lisama provienen de
la formacién Mugrosa Zona B. A su vez los campos Nutria y Tesoro aportan un

significativo porcentaje estas reservas; sin embargo es generalizado para el Area
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los bajos valores de produccién acumulada (Np) y factor de recobro, que impiden el

aprovechamiento de los recursos hidrocarburos.

Tabla C1: Petroléo Original en el Sitio OOIP, Produccion Acumulada Np y Factor de recobro
Area Lisama

CAMPO OOIP Zona | OOIP MZB | OOIP MzC cﬁf\)nI:o Np CAMPO % F::t"
A(MMBO) | (MMBO) (MMBO) | LuEo) | (MMBO) Recobro
LISAMA 17.9 197 275 2423 48.99 20.22
TESORO 48 342 34 424 5.99 14.33
NUTRIA 15.6 17.9 0.1 336 572 17.02
PEROLES 11 32 16 59 1.09 1847
TOTAL 39.4 252.3 326 324.2 61.79 19.06
Porcentaje % 12.15 77.8 10.05 100

* Np hasta Agosto de 2006 (OFM)

Fuente: SAAVEDRA, Néstor Fernando, et al. Modelamiento para optimizar el factor de recobro en
campos de petroleo maduros de las cuencas del valle medio del Magdalena y Catatumbo [31]

En Colombia, a partir de la década de los noventa se iniciaron trabajos de
fracturamiento hidraulico con poca intensidad en relacidon con la tendencia mundial
de fracturar hidraulicamente el 90% de los pozos perforados. Actualmente de 304
campos de explotacion, sélo en 16 se fracturan hidraulicamente lo que
corresponde al 5% del total de campos [3]. Hasta Agosto de 2007 se habian

realizado 450 fracturas distribuidas de la siguiente forma:

Figura C1: Distribucion de pozos fracturados en campos Colombianos.
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Fuente: CARDENAS MONTES, Jose Carlos Evaluacion estadistica de los parametros obtenidos en
los Trabajos de fracturamiento hidraulico realizados en los Campos petroleros de Colombia [3]
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ANEXO D: ETAPAS DE UNA OPERACION DE FRACTURAMIENTO
HIDRAULICO

D.1. Limpieza del Pozo

Con el fin de eliminar depdsitos organicos pesados provenientes del crudo, como
parafinas y asfaltenos, se realiza una limpieza en las perforaciones y en las
cercanias al pozo. El limpiador puede ser un tratamiento organico compuesto de

xileno, varsol, surfactantes y solventes mutuales.

D.2. Minifrac

Consiste en bombear un pequefio volumen de fluido de fractura con baja
concentracion de propante, a la misma tasa que el tratamiento principal. El
objetivo es determinar parametros como eficiencia de fluido, calibracién de altura,
volumen del prepad y pad, los cuales permiten rediseiar el tratamiento principal y

disminuir la incertidumbre operativa.

D.3 Prepad

Se bombea un fluido de fractura sin carga polimérica con el propdsito de

establecer la velocidad de bombeo e iniciar delgadas fracturas.

Figura D1: Bombeo de fluido de en la etapa del Prepad

Inyeccion de
fluido de fractura
—

Propagacién
de la fractura

Fracturas
existentes

Fuente: EPA 816-R-04-003 [36].
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D.3. Pad

Es bombeado fluido de fractura el cual genera un aumento en la presién que crea
y propaga las fracturas desde el pozo en direccion perpendicular a la menor
tension de la roca. El fluido migra en la direccién de la fractura propagada e

inevitablemente ocurre migracion de fluido a la formacion.

Figura D2: Bombeo del fluido de fractura en la etapa del Pad y propagacion de las fracturas

Inyeccion de Direccion de la fuerza
fluido de actuando sobre la formacién
fractura como resultado de la presion
‘

del fluido

Direccion
del flujo

Fuente: EPA 816-R-04-003 [36].

D.4 Propante
Después que las fracturas han sido creadas por el Pad, se incorpora al fluido el

agente propante y se bombea hacia la fractura para llenar los espacios vacios.
Esta etapa contiene multiples etapas en las puede variar el tamafno y

concentracion de agente propante.

Figura D3: Inyeccién y asentamiento de material propante

Inyeccion de
fluido y propante 5
—=l

Fluido de
fractura

Pérdida
de fluido

Transporte
de propante

Fuente: EPA 816-R-04-003 [36].
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D.5. Recuperacion del fluido o backflow.

Se emplea un fluido para desplazar el fluido de fractura hacia la superficie, dejando en la formacion al
agente propante con el fin de mantener las grietas o fracturas abiertas. El fluido de
fractura en esta etapa, debido a la temperatura, shear rate y rompedores, debe
haber reducido su viscosidad hasta valores menores a 100 cp, para asi garantizar
su retorno a superficie y minimizar el dafo a la formacion por retencién del gel en

los poros.

Figura D4: Recuperacioén del fluido de fractura o backflow

Extraccion de

fluido
i

e Colocacién de
material propante

Extraccion de
fluido de fractura

Atrapamiento de
fluido de fractura

Fuente: EPA 816-R-04-003 [36].
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ANEXO E: MECANICA DE LAS FRACTURAS

Excepto en formaciones no consolidadas, las rocas alrededor del pozo estan en
estado de tension elastica y estas se fracturan por la aplicacion de una presion
mas grande que las fuerzas que las mantienen juntas. Debido a que las rocas son
débiles, la fractura inicial crea una concentracién de tensiones en el vértice de la

fractura que ayuda a la grieta a crecer y propagarse.

E.1. Orientacion de la fractura
Las fracturas pueden ser horizontales o verticales y esta orientacion dependera

del estado de tension alrededor del pozo. Las formaciones fracturan en el plano en
el cual se tiene la menor tension perpendicular [5], es por esto que generalmente a
profundidades menores de 3000 ft las fracturas son horizontales y para
profundidades mayores a 3000 ft la intensidad de las tensiones solo permiten

hacer fracturas verticales .

Figura E1: Orientacion de las fracturas hidraulicas
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E.2. Geometria de la fractura
El area de la fractura determina el grado de penetracién del trabajo de

fracturamiento y por lo tanto de la productividad del pozo. Los parametros mas

importantes que afectan las dimensiones de la fractura son:

e Altura: Contraste de esfuerzos horizontales de la roca, velocidad y viscosidad

de fluido inyectado
¢ Ancho: Viscosidad del fluido y modulo de elasticidad de la roca

e Longitud: Se incrementa hasta que la velocidad de leakoff es igual a la
velocidad de inyeccion del fluido, es asi, que para tener largas fracturas (lo mas
deseado en formaciones de baja permeabilidad) es necesario controlar el

leakoff a través de la viscosidad y polimerizacién del fluido de fractura.

Existen modelos de prediccion de geometria de la fractura bidimensionales,
tridimensionales y pseudo- tridimensionales. Para esto requieren generalmente
informacion sobre de la presion diferencial, valores geomecanicos de la
formacion (modulo de young, poisson), tasa y tiempo de bombeo, y viscosidad del

fluido de fractura de fluido de fractura.
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ANEXO F: FUNCIONES Y PROPIEDADES DE UN FLUIDO DE FRACTURA.

Dependiendo de las condiciones del yacimiento, la formacion y los fluidos que se
encuentran en ella, existen guias de seleccion para disenar fluidos de fractura [10].
Las propiedades de un fluido de fractura se derivan de la seleccidon y del disefio

del mismo.

F.1. Funciones de un fluido de fractura.
e Creary extender una fractura hidraulica: Para una presion de superficie dada, la
habilidad con que un fluido de fractura crea una fractura en la formacién

depende de su viscosidad y la pérdida de fluido hacia la formacién.

e Transporte y suspension del material propante: Un fluido de fractura debe
mantener en suspension la concentracién deseada de agente propante en las
fracturas, facilitando su colocacion en estas y asi mantener las grietas abiertas
e incrementar la permeabilidad de la formacion. Esto se puede controlar a
través de la velocidad de bombeo (factor econémico) y principalmente con la

viscosidad del fluido.

F.2. Propiedades deseables de un fluido de fractura.

e Baja perdida de fluido a la formacion o leakoff: Un bajo leakoff permite al fluido
crear grietas y abrir fracturas mas profundas, en consecuencia, la tasa de
produccion después de un trabajo de fracturamiento hidraulico se mantiene
elevada por mas tiempo [4]. Adicionalmente se genera menos dafio a la
formacion y se emplea menor volumen de fluido. La velocidad de leakoff
depende de la viscosidad y puede controlarse con aditivos para perdida de
filtrado [11].

e Habilidad de transportar material propante: Se busca que el fluido de fractura
sea capaz de transportar el material propante largas distancias y este logre

distribuirse uniformemente en la fractura. La viscosidad, la concentracion de
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propante, el volumen de tratamiento y la velocidad de inyeccién de fluido

influyen en esta propiedad.

Perdidas por friccion: Altas velocidades de bombeo han probado ser efectivas
en tratamientos de fracturamiento, es por esto que las pérdidas de friccion
deben ser bajas en el transporte del fluido por la tuberia y en la formacion con el
fin de requerir menor potencia de bombeo en superficie. Los polimeros se
emplean como aditivos en el control de la friccion [11] aunque el mecanismo no

es bien conocido y se cree que actuan cerca a las paredes del tubo.

Facil remocién de la formacion: Las altas viscosidades que manejan los
actuales fluidos de fractura requieren un rompedor efectivo, que disminuya su
viscosidad después de un tiempo cuando haya cumplido su funcion y se
encuentre a las condiciones de la formacion, para asi permitir su bombeo a la
superficie (backflow) de manera eficiente. Adicionalmente, se requiere que la
tension interfacial sea baja entre los fluidos de formacion y el fluido de fractura
roto, para que no exista riesgo de retencion capilar en los poros de la formacién

por parte del fluido de fractura.

Compatibilidad con la formacion y los fluidos de formacion: Las pruebas de
compatibilidad permiten evaluar posibles formaciones de emulsion vy
precipitados, cuando entran en contacto el fluido de fractura con el crudo y agua
de formacion. De igual manera, se debe revisar la mojabilidad de la formacion

respecto al fluido de fractura procurando que esta moje por agua.

Estabilidad a la temperatura de la formacion: Tanto la base del fluido de fractura
(aceite 0 agua) y los aditivos tienen comportamientos 6ptimos en ciertos rangos
de temperatura. Esta es una de las razones por las que se debe conocer las

condiciones de la formacién para decidir el disefio del fluido de fractura.

Seguro, disponible y de bajo costo: Los mejores disefios de fluidos de fractura

se realizan empleando la menor cantidad de aditivos posibles, en consecuencia
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el costo es menor. Ademas se debe cuidar que los componentes del fluido de
fractura estén disponibles en el mercado y que por lo tanto en el campo se
encuentren las cantidades suficientes. El factor de seguridad esta relacionado
con el trabajo de mezcla que los operadores realizan en laboratorio y campo,
procurando emplear la menor cantidad posible de sustancias téxicas y/o

peligrosas.
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ANEXO G: ADITIVOS PARA FLUIDOS DE FRACTURA

G.1. Biocidas

Tedricamente los fluidos base aceite no llevan carga de biocidas. Los biocidas
eliminan la degradacion superficial del polimero en los tanques de mezcla y
protegen del crecimiento bacteriano en la formacion. En este ultimo caso, las
bacterias sulfato reductoras producen sulfuro de hidrogeno acidificando el crudo
de la formacidn. El biocida debe ser el primer compuesto adicionado al agua en la

preparacion del fluido de fractura.

Las aminas cuaternarias, Ilutaraldehidos, carbamatos, Isothiazolinas vy
microparticulas de plata [2], son empleados como biocidas. En estas ultimas, los
iones plata conocidos por eliminar a mas de 650 tipos de bacterias, reaccionan
con la membrana de bacterias unicelulares interrumpiendo el paso de oxigeno

hacia el interior de la célula matando al microorganismo.

G.2. Controlador de hinchamiento de arcillas

Las arcillas se encuentran rodeadas de una solucién de agua de formacién que
contiene sales. Esta solucion sufre desequilibrio idnico cuando entra en contacto
con el agua del fluido de fractura, produciéndose la absorcion de agua por parte
de las arcillas. El cloruro de potasio KCI, impide el hinchamiento de arcillas
manteniendo una concentracion cationica alrededor de ellas. De igual manera
funciona el cloruro de amonio y cloruro de calcio aunque este ultimo precipita en
medios alcalinos. Tipicamente la concentracion para KCI es 1-3% y para NaCl de
10%.
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Figura G.1: Hinchamiento de arcillas debido a un fluido de fractura sin controlador de
arcillas.

Sales Fluido de Inchamiento de arcilla

(K,Na,Cl, " Fractura
Mg,Ca) con En contacto con fluido

agua de de fractura sin

formacion controlador de arcillas

Fuente: Autor

T
t

Algunos estabilizadores de arcillas como sales de cloruro de zirconio se adhieren
a la superficie de la arcilla formando un complejo polimero inorganico que forma
puentes de grupos hidroxilos con las arcillas para mantenerlas juntas. Existen
poliaminas modificadas que pueden inhibir el hinchamiento de arcillas y ademas

prevenir la migracion de finos.

G.3. Solvente Mutual

Un solvente mutual tiene multiples funciones como aditivo en un fluido de fractura
base aceite, agua o acido. Esta compuesto por surfactantes no ionicos, co-
solventes y agua 6 aceite disueltos en alcohol. Son empleados para remover
depdsitos organicos por la accidén de los solventes, controlar la mojabilidad antes,

durante y después del tratamiento y prevenir emulsiones.

Un solvente mutual muy conocido es el Etilenglicolmonobutileter (EGMBE), al cual
se le puede adicionar surfactantes que hacen que la concentracion final requerida

sea la mitad del convencional EGMBE.

G.4. Controlador de pH

En su mayoria son soluciones buffer, pero algunos pueden ser acidos y bases
fuertes. Las soluciones buffer son empleadas para controlar el pH de las

reacciones de reticulacién, hidratacion de polimero y rompimiento del polimero.
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Otras funciones importantes en campo es la neutralizar los tanques de mezcla, ya
que esta agua puede tener carbonatos, bicarbonatos u otros minerales que

afectan el pH en las reacciones en el fluido de fractura.

G.5. Surfactante

Los surfactantes son definidos como moléculas que cuando estan presentes a
bajas concentraciones en un sistema, tienen la propiedad de adsorberse en la
superficie o interfase del sistema alterando de manera significativa el grado de
energia libre de superficie o interfase [30]. Un surfactante esta casi siempre
compuesto por dos partes: una larga cadena hidrocarbonada (o0 en lugar de
atomos de hidrogeno atomos de fluor para surfactantes flurocarbonados) que es
insoluble en agua pero soluble aceite, y una cola altamente soluble en agua.

La cola hidrofilica puede ser catidnica, anidénica, amfotérica o no tener carga neta.
La carga i6nica es muy importante en los fluidos de fracturamiento debido que
pueden cambiar la mojabilidad de la formacién. La mayoria de las formaciones
mojan por agua, lo que favorece el movimiento del petréleo a través de la roca, es
asi como la carga de la cola hidrofilica del surfactante debe tenerse en cuenta

segun el tipo de formacion:

e Surfactante Cationico: A las formaciones de carbonato las deja mojadas por
agua y las areniscas mojadas por aceite. Algunos ejemplos son: poliaminas y
sus sales, sales de amonio cuaternarias, oxido de aminas.

e Surfactante Anionico: Deja a las calizas mojadas por aceite y a las areniscas
mojadas por agua. Algunos ejemplos son: Sales de acido carboxilico, sales de
acido sulfénico, esteres de acido fosforico y polifosférico.

e Surfactante Amfotérico: Son moléculas organicas en la cuales su carga idnica
depende del pH del fluido.

e Surfactante no lonico: No modifican la mojabilidad de la roca y son los mas

empleados en cuanto es dificil por la heterogeneidad de las rocas, determinar
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una unica carga. Algunos ejemplos son alquilfenoles polioxietilenados,
alcoholes  polioxietilenados, glicoles polioxietilenados, mercaptanos
polioxietilenados, esteres de acido carboxilico, alcanoaminas, glicoles

acetilénicos ternarios, siliconas polioxietilenados, entre otros.

Otra funcién importante de los surfactantes es evitar la formacion de emulsiones
entre el crudo y el agua de formacion, debido a que si una emulsion es creada
cerca al pozo (wellbore) se puede producir bloqueo de la produccion. Lo mas
deseable es que el surfactante se mantenga activo a las condiciones del
yacimiento y que no se absorba por contacto sobre la roca, de esta manera, se
mantiene su actividad que conlleva a reducir tensiones interfaciales entre los
fluidos de formacion y el fluido de fractura, reduciendo presiones capilares y

facilitando la salida del fluido de fractura hacia superficie.

Los surfactantes flurocarbonados son mas eficientes que los surfactantes
hidrocarbonados en cuanto a: tienen mas superficie activa, se requiere menor
cantidad de surfactante para reducir tension interfacial y dejan la superficie mojada

por agua.

G.6 Polimero
El tipo de polimero o agente gelificante empleado depende de la base del fluido de

fractura. La velocidad de hidratacion es el factor clave para determinar si un
polimero debe ser mezclado de forma batch o continua, y esta depende del

tamano de particula y de la temperatura de trabajo.

G.6.1. Polimeros para fluidos base agua
Respecto a los fluidos base agua, el primer polimero usado fue almidon para

viscosificar y disminuir las perdidas por friccion en la tuberia. Los siguientes, son
algunos de los polimeros que partir de la década de los 60’s son aditados a los

fluidos de fractura:
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G.6.1.1. Goma Guar
Es ampliamente usada en fluidos base agua, salmueras y no es soluble en fluidos

base aceite. Es un polisacarido de origen natural, compuesto por dos unidades de
manosa y una de galactosa unidos por enlaces a (1-6). La goma Guar se hidrata y
reticula en un medio de alto pH; la reticulacién se debe a la orientacion cis de los
grupos hidroxilos (-OH) en la goma [11]. El problema principal es el alto porcentaje

de residuo (10%) en la formacion [5].

Figura G2: Estructura Quimica de Goma Guar

Manosa
_'_,_,.p" " o
- Orientacion

Galactosa .
cis

Fuente: ELY, John W. Selection of Water Non-Water or Acid-Based Fracturing Fluids. En SPE
Recent Advances in Hydraulic Fracturing [10]

G.6.1.2 Goma Hidroxipropil Guar (HPG)
Desarrollado en la década de 1970, HPG es el polimero mas usado en fluidos de

fractura base agua. Se obtiene por la reaccion entre 6xido de propileno y goma
guar, creando un polimero con estabilidad térmica superior a la goma guar, con
mas propiedad viscosificante y dejando residuos del 1-4%, lo cual deja de ser
ventajoso si la formacién es de alta permeabilidad y se requiere el residuo como
un agente controlador de fluid loss. Al igual que la goma guar, la reticulacién se
debe a la orientacion cis de los grupos hidroxilos (-OH). El HPG se vende
comercialmente con rompedor interno, con efecto retardado en la hidratacion o sin

este efecto, para mezcla batch o continua.
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Figura G3: Estructura quimica de Hidroxipropil Guar HPG

ICI-H
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Fuente: ELY, John W. Typical Products Available From Service Companies. En SPE Recent
Advances in Hydraulic Fracturing [11]

G.6.1.3. Hidroxietilcelulosa (HEC)

Es considerado un polimero sintético que se forma al tratar celulosa (que proviene
del algoddon o madera) con hidréxido de sodio y 6xido de etileno. El reactivo limite
es el oxido y como producto secundario se obtiene grupos oligoméricos producto

de la reaccion entre HEC vy el 6xido de etileno.

Figura G4: Sintesis de Hidroxietilcelulosa a partir de celulosa y 6xido de etileno

— CH20H FHZOH —
|
CH2
CHz 98
0 -
P
CH20H CH2 CH2
|
CH2
H A °. o Chz S0
P
—o_NoH i + CH2CH2 4 NaOH —» no Ch 4+ NaOH
H  OH o HAH
H |
H o

CH2CH20H

Fuente: MEISTER, John. Polymer Modification: [17]

La HEC es utilizada en sistemas de fluidos lineares y al igual que sus derivados,
no dejan residuos pero su uso es limitado por su alto costo [10]. La HEC presenta

grandes dificultades en la reticulacion; el uso de retardadores como glicoxilato,
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permiten que tratamientos de fractura a alta temperatura sean realizados con altas

concentraciones de HEC. Este polimero es disefiado para aplicaciones batch o

continuas y puede ser de hidratacion retardada o rapida.

Figura G5: Estructura quimica de Hidroxietil Celulosa (HEC)
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Fuente: ELY, John W. Selection of Water Non-Water or Acid-Based Fracturing Fluids. En SPE
Recent Advances in Hydraulic Fracturing [10]

G.6.1.4. Carboximetilcelulosa (CMC)
Tiene muy poco uso en fluidos de fracturamiento debido a su sensibilidad a las

sales y por su alto costo. El grupo carboxilmetileno facilita la reticulacion de este

polimero con metales pesados, pero su uso se limité en la década de los 70’s [10].

CMC es producido por la reaccién de celulosa y monocloroacetato a condiciones

muy controladas. Este polimero es disefiado para aplicaciones batch o continuas y

tiene rapida hidratacion.

Figura G6: Sintesis de Carboximetilcelulosa a partir de celulosa y monocloroacetato de

sodio.
CH20H CH20CH2CO2Na H  CH20CH2CO2Na |
wA ° nh °
—o-I\g# 1l + CICH2C00Na® —» |_o_Non # | + NaCl
H OH H OH
Celulosa CarboximetilCelulosa

Fuente: MEISTER, John. Polymer Modification: [17
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G.6.1.5. Carboximetil Hidroxietil Celulosa (CMHEC)
Este polimero se crea por una doble derivacion, combinando la reaccion para

producir HEC seguido de la reaccion con monocloroacetato con HEC. CMHEC es
un avance del CMC, por que mantiene la facilidad de reticulacion pero no es
sensible a sales. CMHEC es usado muy poco en fluidos lineales, es disefiado para

hidratarse rapido y tiene aplicacion en trabajos batch o continuos.

Figura G7: Sintesis de Carboximetil Hidroexietil Celulosa a partir HEC y monocloroacetato
de sodio.

_ CH20H CH20H _

0 OCH2CO2Na CH20H
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Hidroxietil Celulosa Carboximetil Hidroxietil Celulosa

Fuente: MEISTER, John. Polymer Modification: [17

G.6.1.6. Carboximetil Hidroxipropil Guar (CMHPG)
Es un derivado de la goma guar y su sintesis ocurre con la reaccion de HPG con

monocloroacetato de sodio. Este producto es usado unicamente en geles
reticulados debido a que sus mejoradas propiedades y tiene muy poca aplicaciéon
en geles lineares por su alto costo respecto al HPG. Puede conseguirse con
hidratacion retardada; disefada para aplicaciones batch o continuas. Tipicamente

no contiene rompedor interno y el residuo que deja es del orden de 1-3%.

G.6.1.7 Goma Xanthan
La goma Xanthan es un polisacarido producido por una bacteria del género

Xanthomonas .El esqueleto o backbone esta conformado por una cadena de
Glucopiranosil que se enlaza en 3-D (1-4) con un trisacarido compuesto de a-D-

manopiranosil, Acido glucénico y B-D —manopiranosil. Esta goma es utilizada
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tanto en fluidos base agua lineares como reticulados y es relativamente costosa.
La goma Xanthan es reticulada con Cromo (lll) y Borato creando soluciones
tixotropicas. Entre 10-93°C la viscosidad de las soluciones de Xanthan permanece
constante, asi como también permanece constante a pH entre 1-13.Esta goma

tiene aplicaciones en operaciones batch o continuas.

Figura G8: Estructura quimica de Goma Xanthan
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Fuente: ELY, John W. Typical Products Available From Service Companies. En SPE Recent
Advances in Hydraulic Fracturing [11]

G.6.2. Polimeros para fluidos base aceite

Los primeros trabajos de fracturamiento hidraulico se basaron en fluidos base
aceite, los cuales se gelificaron con Napalm (sal de aluminio de acido graso). Afios
mas tarde los jabones fueron empleados para impartir viscosidad a los fluidos
base aceite por agregacidon micelar, seguido del uso de sales de aluminio
carboxiltato. Durante los ultimos 25 afios, los fluidos base aceite gelificados han

estado asociados al avance de la quimica de fosfatos de ester [16].
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Una gran variedad de aceites pueden ser polimerizados, incluyendo diesel,
keroseno y condensado. Usualmente, los crudos son mas dificiles de gelificar pero

esto se puede mejorar con la dilucién del crudo con aceites livianos.

G.6.2.1 Fosfato de Ester
Los fosfatos esteres son producto de la reaccidén entre un pentoxido de fésforo y

un alcohol, formando en mayor proporcién éster dialquilos y en menores
cantidades éster mono y trialquilos. La solubilidad en el hidrocarburo esta limitada

por la presencia de los grupos alquilos.

Figura G9: Esquema de la formacién de fosfatos de éster
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u P W] 0" “oH 0" “oR" 0" “OH
, o ESTER ESTER ESTER
PENTOXIDO DE DIALQUILO TRIALQUILD MONOALQUILO
FOSFORO DE FOSFORO DE FORFORO DE FOSFORO

Fuente: MEISTER, John. Polymer Modification: [17

El grupo alquilo representa la cadena hidrocarbonada que debe permanecer
soluble en el aceite y sirve para mantener al fosfato de ester en solucién. El ester

dialquilo de fésforo es el compuesto que se reticula.

G.6.2.2 Jabones de acidos grasos
Este jabdn incrementa la viscosidad, reduciendo la perdida de filtrado del fluido de

fractura y la friccion durante el bombeo por tuberia. Estos geles pueden ser
preparados in situ de manera continua o batch, mezclando una base fuerte (30-
50%) con una acido graso disuelto en el aceite. La reaccién forma micelas que son
gotas de agua rodeadas de moléculas de acido graso en el aceite. Capas
alternantes de moléculas alrededor de las gotas interactuan formando una

estructura gelificada.

53



Estos sistemas no pueden ser usados a mas de 200°F debido a que tienen a

convertirse en una grasa semisolida [15].

G.7. Agentes reticuladores o crosslinkers.
Se emplean iones metalicos que se entrecruzan con las cadenas poliméricas

generando estructuras tridimensionales aumentando el peso molecular, la
viscosidad y dando al fluido una apariencia de soélido semielastico. Los fluidos

reticulados no aumentan las perdidas por friccién.

La reaccién de reticulacion se ve afectada por la hidrataciéon del polimero
(ligante), la concentracion del agente reticulador (metal), el pH, la temperatura y la
velocidad de cizalla (shear rate). La estabilidad de un fluido reticulado es mayor
cuando durante la reaccion las velocidades de cizalla son bajas, de esta manera la
reticulacion ocurre de manera ordenada y uniforme confiriendo al fluido mejor

estabilidad térmica y oxidacion.

Los primeros fluidos fueron reticulados con borato y amonio. En la década de los
70’s se empleo el aluminio, cromo, cobre y manganeso. Afios después, el uso del
titanio y zirconio se implementd por conferir al fluido mayor estabilidad térmica.
Como los fluidos reticulados tienen tendencia a perder viscosidad a altas
velocidades de cizalla, se presentaron problemas de reticulaciéon en superficie, por
lo cual se ha avanzado en el uso de fluidos reticulados de accion retardada, es
decir, la reaccion de reticulacidon y el aumento de viscosidad solo ocurre en la

formacion.

Algunos crosslinker empleados son: Pironatimoniato de Potasio que trabaja a
bajos pH, Trietiloamina de Titanio (pH 6-9), Tetraborato de Sodio, Acido Bérico,
Oxicloruro de Zirconio empleado en sistemas CMHPG y CMHEC, Lactato de
Zirconio (pH 9-10), Acetato de Aluminio en sistemas CMHPG o CMHEC (pH 3 a
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5), Sulfato de Aluminio como reticulador de Ester de fosfato en fluidos base

aceite.

G.7.1. Reticulacion de fluido base aceite con sulfato de aluminio

Actualmente, los compuestos de aluminio son los mas ampliamente utilizados en
la reticulacién de fluidos base aceite. La reaccion de reticulacién ocurre en un
medio con un solvente activador, entre un ester dialquilo de fésforo seleccionado
y el sulfato de aluminio. Se produce la sal aluminio fosfato o fosfato esteres de
aluminio mas agua y acido sulfurico; estos dos ultimos son removidos con un

solvente.

Figura G10: Reaccién de reticulacién para producir fosfato ester de aluminio

R'C OR
\P/
RO oR'
N 7
’ +  ALSO) O\/ o oR
N 2(504); + SOLVENTE ———» ~
o o o A{—0=P—0 {—Al+ HO + HSO,
ESTER "
DIALQUILO DE 0\\ /0 Cl)R' AGUA ASULFURICO
DE FOSFORO ALUMINIO
o
RO  OR
— —I'n
FOSFATO ESTER DE ALUMINIO

Fuente: MABERRY, L.J et al. Chemistry and Field Application of an Improved Continuous-Mix
Gelled Oil [16]

Al igual que los fosfatos esteres de aluminio, los fosfatos esteres de hierro crean
fluidos con estabilidad térmica superior (BHT 260°F) y buena propiedad de
transporte de propante.

Figura G11: Reacciodn de reticulacion para producir fosfato ester de hierro

RO OR
N
P
RO OoR'
S vy
: +  Feu(S0) 0\/ o ™
i =] 4): + SOLVENTE ——» Ve
o o FE—0—P—0 -—Fe+ HO + H:SO.
ESTER SULFATO PRy
DIALQUILO DE O o] | AGUA A.SULFURICO
RN OR'
DE FOSFORO HIERRO b
sN
RO OR
— —In
FOSFATO ESTER DE HIERRO

Fuente: MABERRY, L.J et al. Chemistry and Field Application of an Improved Continuous-Mix
Gelled Oil [16]
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G.7.2 Reticulacién de HPG con acido borico en fluidos base agua.

Inicialmente el acido bérico se disocia en agua, produciendo iones borato. Como la
soluciéon se hace mas alcalina el equilibrio se desplaza hacia la derecha y
suficientes iones esta disponibles para reaccionar con los grupos cis-hidroxil
(cuadro rojo) de la Goma Guar para formar el complejo 1(monodiol) como se

muestra en el paso 2 de la Figura G12.

El complejo 1 reacciona con un grupo cis hidroxilo de otra molécula de la Goma
Guar para formar el complejo 2 (didiol) como se muestra en el paso 3. El complejo
dos polimeriza formando una red de cadenas moleculares conectadas que

incrementan la viscosidad del fluido.

Figura G12: Reticulacién de Goma Guar con Acido Bérico

PASO 1 B,
B(OH): + OH «——— B(OH)s

Acido Bérico
PASO 2 AT
B(OH)s + R p— B + 2H:0
\O / b OH
HPG Complejo 1 Agua

PASO 3

0 OH CHz 0 0
7 \B_ i / Kz R/ LY

R + R
— Rl ™\
o NoH N GH, 0o/ Mo/
C leio 1 Complejo 2
e GEL VISCOSO

Fuente: DE KRUIJF, Alexander et al. The Relation between Chemistry and Flow Mechanics of
Borate Crosslinked Fracturing Fluids

La cantidad de complejo, el cual proporciona la viscosidad para transportar al
propante, es proporcional a la cantidad de iones borato disponibles producidos por
la reaccion de hidrdlisis (paso 1). Tedricamente la conversion completa en iones

borato llega hasta alcanzar un pH de 11 a 25°C.
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G.8. Rompedor o breaker

Los polimeros se degradan en el tiempo, por la velocidad de cizalla o shear rate, y
por el incremento de temperatura. Para promover el maximo rompimiento del gel
en un tiempo razonable, los breaker o rompedores son aditados a los geles. Los
rompedores estan clasificados como externos o internos. Estos ultimos son
mezclados con el polimero desde la planta de produccion. Uno de los factores

mas criticos en la accion de los rompedores es el pH.

G.8.1. Rompedores para fluidos base agua

G.8.1.1. Enzimas
Usadas frecuentemente como breaker internos. Su funcion consiste en romper las

cadenas moleculares con el fin de disminuir el peso molecular. La mayoria de las
enzimas funcionan entre un pH de 3 a 8, con Optimos en 5. Se usan como

agentes rompedores para goma guar, derivados de goma guar y celulosa.

G.8.1.2. Agentes oxidantes
Tienen un efecto rompedor superior que las enzimas. Actuan rompiendo la

estructura molecular del polimero. Usualmente son muy téxicos. El persulfato de
sodio o de amonio tiene un rango de aplicacion entre 120-200°F. Existen agentes
oxidantes para mas elevadas temperaturas (160-230°F) y al igual que los

anteriores oxidantes, degradan goma guar, derivados de goma guar y celulosa.

G.8.1.3. Acidos débiles
Tiene limitacion en su uso, debido a que si la formacion contiene carbonatos, el

rompedor preferira reaccionar con la formacién y no con el fluido de fractura. Su

rango de aplicacion es por encima de 200°F.
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G.8.2. Rompedores para fluidos base agua

G.8.2.1. Bases débiles
Rompen el fosfato éster de aluminio. Ejemplos de este rompedor es el bicarbonato

de sodio y cal. Su funcionalidad esta dada desde los 100°F en adelante

G.8.2.2. Acidos orgénicos débiles
Son rompedores que actuan a baja temperatura y rompen jabones creados por la

reaccion de soda caustica y acidos grasos.

G.8.2.3. Compuestos Amoniacales-Alta temperatura
Degradan los jabones mencionados anteriormente.

G.8.2.4. Compuestos Aminos
A través de la liberacion de radicales libres, esta técnica de degradacion es

patentada, pero se sabe que requiere de la presencia de agua. Solo tiene

aplicacién en bajas temperaturas.
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ANEXO H: MATERIAL PROPANTE O APUNTALANTE

Como se indico en la seccion 2.2.2, el material propante mantiene abiertas las

fracturas creadas por el fluido de fractura, creando canales de flujo por los cuales

el crudo puede fluir, es decir, mejorando las condiciones de permeabilidad. Si la

trituracion e incrustamiento son minimos (de esta manera se maximiza el ancho

de fractura) la capacidad de flujo aumenta.

Algunos tipos de material propante son:

Silica Sand: Por su bajo costo, la silica sand (usualmente de Ottawa) es la mas

ampliamente usada como agente propante en fracturamiento hidraulico.

Carbolita®: Es un tipo de material ceramico, compuesto principalmente de Oxido
de Aluminio (Al,O3) y Silica (SiO;). Otorga a la fractura alta conductividad.

Comercialmente se encuentra en tamanos estandares 12/18, 16/20 y 20/40.

Glass Beads o UCAR prop®: Son propantes esféricos, con una gravedad
especifica de 2,65. Tienen mayor resistencia que la silica sand y por
consiguiente pueden ser empleadas a mayores profundidades. Son muy

costosas.

Alumina de alta resistencia o Bauxita Sinterizada: Por su alta resistencia
(contiene Corinddn, uno de los materiales mas resistentes conocidos por el
hombre) se emplea a mayor profundidad que UCAR prop con igual valor
economico. A altas presiones la Bauxita no se muele sino se parte en pedazos

que siguen aportando permeabilidad.

La tensiéon aplicada cuando la fractura se cierra tiende a moler los granos de

propante, reduciendo la permeabilidad por la gran cantidad de finos creados. Es

2 Marca registrada de Carboceramics Corporation.
¥ Marca registrada de Union Carbide Corporation.
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deseable, que el propante aparte de tener resistencia tenga dureza, es decir, que
ante la aplicacién de una tension, el material no se pulverice sino se deforme.

Silica Sand y UCAR Props tienen baja dureza.

El material propante se puede distribuir en las grietas en una sola capa o en
multiples capas. El método de una capa es teéricamente el mas eficiente, con cero
incrustamiento, alta resistencia y la mas alta conductividad obtenida con una

concentracion minima de propante.

Figura H1: Incrustamiento de propante en la formacion.

Formacidn/l//\

]

CAPA UNICA

Reduccion
@ de flujo

INCRUSTAMIENTO PARCIAL

X X3 -

INCRUSTAMIENTO TOTAL

Fuente: Fuente: Chevron Drilling Reference Series. Completion Practices. Volume Sixteen [5]

El principal factor en la seleccién del propante, es la tension de cierre de la
fractura (Fracture Closure Stress), que es la presidn ejercida por la formacion

sobre las caras del propante en la fractura empacada (con material apuntalante).
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De acuerdo a lo anterior, el siguiente es un grafico de ayuda preliminar de

seleccion del propante.

Figura H2: Guia para la seleccion de material apuntalante o propante

Sand

Resin-
Coated Sand

Intermediate
Strength Ceramic

Intermediate
Strength Bauxite

High-Strength
Bauxite

0

Fuente: DANESHY, Ali A et al. Well Stimulation [8]
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ANEXO I: CLASIFICACION

A continuaciéon se amplia la informacion

DE FLUIDOS DE FRACTURA

citada en el numeral 2.2.3, referente a los

diferentes sistemas de fluidos de fractura disponibles:

Tabla I1: Descripcion de los sistemas de fluidos de fractura

FLUIDOS BASE AGUA

LINEALES

PROPIEDADES

APLICACIONES

¢ Son aditados con un polimero que les confiere
de media a alta viscosidad.

¢ No tienen peligro de incendio.

¢ El agua se encuentra disponible en la mayoria
de areas y su costo es bajo.

¢ Alta gravedad especifica

e Mezcla batch o continua

ePozos de petréleo y gas

eFormaciones de rocas areniscas, calizas vy
rocas de baja solubilidad

ePozos profundos por su baja pérdida de
presion por friccion

eLimpieza de la formacion

RETICULADOS O CROSS-LINKED

PROPIEDADES

APLICACIONES

¢ Adicion de iones metalicos formando fluidos
de alta viscosidad y mayor estabilidad térmica

e Los fluidos reticulados soportan mas carga de
propante y lo transportan mejor en la fractura.

¢ No tienen peligro de incendio.

ePor aumento en gravedad especifica
disminuyen potencia de bombeo

¢ Mezcla batch o continta.

e Rompimiento lento que causa dafo a la
formacion.

ePozos de petréleo y gas

eFormaciones no sensibles al agua.

¢BHST 70-450°F (20 — 230°C).

eUsado para crear fracturas largas y anchas.

FLUIDOS BASE ACEITE

PROPIEDADES

APLICACIONES

eSe emplea 6 crudo
gelificado.

¢ Media a alta viscosidad.

¢ Son inflamables.

¢ Son costosos y dificiles de manejar.

¢ Jabones de acidos grasos y polimeros de alto
peso molecular son adicionados para
controlar las altas perdidas por friccién.

e Por baja gravedad especifica se requiere
mayor potencia de bombeo.

eBajos dafios a la permeabilidad por

hinchamiento de arcillas.

keroseno, diesel

¢ Pozos de petrdleo y gas

e Formaciones sensibles a agua, rocas
areniscas, calizas y rocas de baja solubilidad.

¢ Pozos con baja presion en su fondo.

e Zonas de interés donde ocurre bloqueo por
agua en la formacion.

¢ BHST por encima de 300°F (150°)

EMULSIONES

PROPIEDADES

APLICACIONES

e Contiene: fase externa 25-40% agua, fase

e Pozos de crudo y gas.
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interna 70% hidrocarburo, emulsificador y
polimero.

e EI hidrocarburo empleado es lease o
condensado y se puede recuperar en un
70%.

e Bajo fluid loss que se traduce en fracturas
largas por volumen bombeado.

¢ Tienden a romper naturalmente.

e Dificiles de preparar y costosas.

e Arenas comprimidas por gas.
¢ BHST por encima de 350°F (175°C).
¢ Formaciones sensibles al agua.

FLUIDOS BASE ALCOHOL

PROPIEDADES

APLICACIONES

¢ Gel viscoso de alcohol (60% metanol) y agua.

e Alta presion de vapor del alcohol y baja
tension interfacial hacen eficiente la
recuperacion del fluido de fractura de la
formacion.

e Alta solubilidad con el gas y agua de la
formacion.

¢ Alto costo y manejo especial de equipos.

¢ Pozos de gas.

e Formaciones con baja presion y baja
permeabilidad susceptibles a bloqueos por
agua.

¢ BHST por encima de 300 °F (150°C).

¢ Inyeccion de CO, para aumentar velocidades
recuperacion de fluido.

FLUIDOS GASEOSOS ENERGIZADOS O ESPUMAS

PROPIEDADES

APLICACIONES

¢ Burbujas de gas dispersas (N, 0 CO,) en una
fase liquida (Agua, agua-metanol, agua
gelificada, aceite gelificado.) que contiene
surfactante.

¢ Excelente limpieza de la formacion

N, se inyecta gaseoso y da mejores
resultados reduciendo la cabeza hidrostatica.

¢ CO, se inyecta liquido disuelto en agua dando
pH menores a 4 controlando hinchamiento y
migracion de arcillas

e Pozos de crudo y gas

e Formaciones sensibles al dafio por retencién
de fluido.

e Desde el punto de vista econdmico N, es
mejor que CO, por menores volumenes de
flujo.

¢ BHST por encima de 300°F (150°C).

FLUIDOS SURFACTANTES

VISCOELASTICOS (VES)[27]

PROPIEDADES

APLICACIONES

e Fluido base agua, libre de polimero.

e Surfactantes VES en presencia sales, toman
forma micelas tipo barra que se entrecruzan
en condiciones estaticas, proporcionado al
fluido viscosidad.

¢ La aplicaciéon de una energia de corte disocia
las micelas y el fluido tiene comportamiento
reoldgico como el agua.

¢ Menos energia de bombeo.

e Con valores bajos de viscosidad tiene alta
eficiencia en el transporte de particulas.

e La viscosidad se pierde cuando se pone en
contacto con rompedores, hidrocarburos o
agua de formacion.

¢ BHST desde 100°F (38°C) hasta 275 °F (
135°C)

e Fluidos portadores de empaques de grava

¢ Yacimientos de metano en capas de carbdn
(CBM).

¢ Divergencia acida:
agua.

e Incluidos en formulaciones
energizados o espumas

e El surfactantes VES se mezcla de forma
continua (ahorro de tiempo).

menos produccion de

de fluidos
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ANEXO J: PREPARACION DE LOS FLUIDOS DE FRACTURA EN EL
LABORATORIO

La adicion de los aditivos se realiza teniendo en cuenta el orden presentado en las
tablas 3 y 4. A continuacién se describe el procedimiento de preparacion de los

fluidos de fractura base agua y base aceite:

J.1. Preparacion de fluido de fractura base agua en el laboratorio

El siguiente procedimiento se debe realizar en una cabina extractora de gases,
debido al manejo de sustancias nocivas para la salud. El rompedor enzimatico, se

disuelve en agua en una proporcién 1:66 y se debe mantener refrigerado.

e Se mide un volumen del fluido base, en este caso agua de un pozo de
captacion del Area Lisama. No se emplea agua de la formacién, porque puede
presentar dureza que afecta las propiedades finales del gel de fractura.

e Se trasvasa el volumen de agua al vaso de un blender o agitador, limpio y
purgado (Figura J.1). Se inicia la agitacion a una velocidad entre 2100-2200
rpm.

e Se agrega el microbiocida, controlador de arcillas, y la goma guar. A partir del
momento en que se termina de agregar la goma, se contabilizan 15 minutos de
hidratacion para el polimero, sin dejar de agitar el fluido.

e Se mide a los 3 y 15 minutos de hidratacion, el valor de la viscosidad de gel
lineal, segun la norma API RP 13M [21] a 300 rpm, en un viscosimetro Fann 25
(Figura J.2). De la primera medicion a la segunda, debe existir un aumento en la
viscosidad, pasando de 20-23 cp a 25-28 cp.

e Se adiciona, transcurridos los 15 minutos, el surfactante, solvente mutual y
solucion tampon.

¢ Se mide el pH del fluido, el cual debe encontrarse entre 10-11.5. Esta condicion

es necesaria para que se produzca la reaccion de reticulacion.
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Se agregan simultaneamente o “al vuelo” el agente reticulador y el rompedor
enzimatico previamente disuelto.

Desde que se agregan los dos ultimos aditivos, se mide el tiempo que tarda en
cerrarse el vortice en el fluido (t verice)) Momento en el cual se detiene la
agitacion mecanica.

Sin parar de medir el tiempo, se transvasa el fluido a un vaso de precipitados y
se le agita manualmente, dandole tiempo al fluido para que reticule
completamente.

Se transvasa el fluido a un segundo vaso de precipitado. Se debe observar la
formacion de una lengua en el momento que se pasa el fluido de un recipiente a
otro (Figura J.4). Asi mismo, el fluido debe moverse en un solo cuerpo y no
debe quedar residuos de gel en el primer vaso.

Se reporta hasta el paso anterior, el tiempo total transcurrido como tiempo de
release (t rerease) © de completamiento, es decir, el tiempo que tarda el fluido en

“armar” o tomar la consistencia adecuada. Este fluido es llamado gel vivo.

Figura J.1. Blender LB10, Modelo 38BL54, Figura J.2. Viscosimetro Marca Fann,
empleado en la preparacién de fluidos de Modelo 35 A, utilizado para medir
fractura. viscosidades de gel lineal.

Figura J.3. Potenciometro Marca HORIBA, Figura J.4. Formacion de la lengua del
utilizado en la medicion de pH antes de la fluido base agua vivo

reticulacion en fluidos base agua
L
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J.2. Preparacién de fluido de fractura base aceite en el laboratorio

El siguiente procedimiento se debe realizar en una cabina extractora de gases,
debido al manejo de sustancias nocivas para la salud. El rompedor 2, se prepara

disolviendo 13g del producto en 20 mL de agua.

¢ Se mide un volumen del fluido base, en este caso diesel. Se debe observar que
el diesel no contenga material suspendido, precipitados ni trazadores, para no
afectar las propiedades finales del gel de fractura.

e Se trasvasa el volumen de diesel al vaso de un blender o agitador, limpio y
purgado (Figura J.1). Se inicia la agitacion a una velocidad entre 2100-2200
rpm.

e Se agregan los aditivos desde el disolvente organico 1 hasta el agente
gelificador. En este tipo de fluidos no es necesario el tiempo de hidratacién del
polimero.

e Se agrega el rompedor 1 para facilitar la distribucion homogénea de sus sélidos
suspendidos en el fluido.

e Simultaneamente o “al vuelo”, se agregan el agente reticulador y el rompedor 2.

e Desde que se agregan los dos ultimos aditivos, se mide el tiempo que tarda en
cerrarse el vortice (t voriice) Y formarse una joroba (t joroba) €n €l fluido, momento
en el cual se detiene la agitacion mecanica.

e Sin parar de medir el tiempo, se transvasa el fluido a un vaso de precipitados y
se le agita manualmente, dandole tiempo al fluido para que reticule
completamente.

e Se transvasa el fluido a un segundo vaso de precipitado. Se debe observar la
formacion de una lengua en el momento que se pasa el fluido de un recipiente a
otro (Figura J.5). Asi mismo, el fluido debe moverse en un solo cuerpo y no

debe quedar residuos de gel en el primer vaso.



Se reporta hasta el paso anterior, el tiempo total transcurrido como tiempo de
release (t release) © de completamiento, es decir, el tiempo que tarda el fluido en

“armar” o tomar la consistencia adecuada. Este fluido es llamado gel vivo.

Figura J.5. Formacion de la lengua del fluido base aceite vivo

.
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ANEXO K: PRUEBAS DE EVALUACION Y OPTIMIZACION PARA FLUIDOS DE
FRACTURA BASE AGUA Y BASE ACEITE

K.1 Pruebas de interaccion fluido-fluido

K.1.1 Prueba de solubilidad
Esta prueba se realiza durante la preparacion del fluido de fractura, y se hace

seguimiento durante rompimiento del mismo, es decir, cuando el fluido pierde
viscosidad por efecto de la accién del rompedor y del calentamiento a condiciones
estaticas, por 12 horas a temperatura de pozo. Se observa, para ambas
situaciones, si los aditivos empleados son solubles entre si o tienden a formar
insolubilidades, manifestadas en la turbidez del fluido y/o formaciéon de

precipitados.

K.1.2 Prueba de compatibilidad
Tomando como referencia la norma APl RP 42 [23], se evalua cualitativamente la

accién del surfactante y solvente mutual en la separacion de fases y formacion de
emulsiones. De igual manera, se evalua si existe incompatibilidad del fluido de

fractura con los fluidos de formacion.

Para la prueba de compatibilidad se realizan mezclas entre fluido de fractura y
crudo, y fluido de fractura y agua de formacion, en proporciones 50-50 y 80-20, en
las que se espera separacion de fases superior al 80%. Los fluidos de fractura se
evaluan vivos (reticulados) y rotos (cuando por efecto del rompedor y la
temperatura el fluido tiene una viscosidad por debajo de 100 cp) contra el crudo de
los pozos Nutria 31 y Tesoro 44, y las salmueras sintéticas equivalentes al agua

de formacion de los pozos Nutria 31 y Tesoro 19.

Todas las mezclas se emulsifican manualmente por 60 segundos y se llevan a la

temperatura de pozo (71.1°C/160°F) durante 2 horas.
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K.1.3 Tension interfacial
Esta prueba es realizada en el laboratorio de Fendmenos Interfaciales y Reologia

del ICP, segun el procedimiento PTE-119.001, por el método del anillo de DuNouy
en un tensiometro Kruss K12. Este equipo mide, a temperatura y presion
ambiente, la energia de interfase que debe vencer el anillo para pasar de una fase

a ofra.

La prueba se ejecuta entre el fluido de fractura roto y el fluido de formacion que
genere interfase entre los dos. De esta manera, la tensién interfacial (o) se mide
entre el fluido base agua y los crudos de los pozos Nutria 31 y Tesoro 44, y entre
el fluido base aceite y las salmueras sintéticas equivalentes al agua de formacion

de los pozos Nutria 31 y Tesoro 19.

La tension interfacial depende de la concentracion del surfactante y solvente
mutual. El concepto de tension interfacial es desarrollado en el Anexo L, en cual
se explica la importancia de conseguir bajos valores de tension interfacial para

minimizar el dafio a la formacion por retencién en los poros del fluido de fractura.

K.2 Pruebas interaccion fluido-roca

K.2.1 Pruebas de mojabilidad visual
Se realiza, siguiendo la norma API RP 42 [24], para determinar la tendencia que

tiene un fluido de fractura a cambiar la mojabilidad de la roca del yacimiento por
agua o por aceite. Lo ideal es que la formacion productora presente mojabilidad
por agua, asi el crudo puede moverse con mayor facilidad desde la formacién
hasta el pozo. En el Anexo M, se amplia el concepto de mojabilidad y su

importancia.

Se toma 50 mL de fluido de fractura roto, se le adicionan 5mL de arena de la
formacion de interés y se agita la mezcla, la cual es llevada a temperatura de pozo

durante 1 hora.
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Pasado este tiempo, se vierte la muestra de arena impregnada, en una probeta
con varsol y en otra probeta con agua. La dispersion de la arena en una
determinada fase indica que la arena esta mojada preferencialmente por esa fase;

el aglutinamiento indica la no mojabilidad de la arena en ese medio.

En esta prueba se emplearon como arenas representativas para el campo Nutria,
arenas del pozo Nutria 13, formacién mugrosa B, (pf: 7273’) y como arenas
representativas para el campo Tesoro, arenas del pozo Lisama 125, formacién

mugrosa C (pf: 8341’), a tamarfio de grano entre los tamices N° 20/60.

K.2.2 Prueba de detergencia
Se mezclan 50 mL de fluido de fractura roto, 50 mL de crudo, 50 mL salmuera

sintética equivalente al agua de formacion y arenas representativas. Se agita el
recipiente que contiene la mezcla y se deja en reposo por 1 hora a temperatura de
pozo. Cumplido el tiempo, se evalua cualitativamente la accién del surfactante y
solvente mutual por la cantidad de crudo que haya quedado impregnado en las
arenas y la separacion de las fases. La siguiente, es la escala de evaluacion

cualitativa para esta prueba:

Tabla K1: Escala evaluacién cualitativa de detergencia.

Grado impregnacion de .
arenas por c?udo (ppm) DI
<2 Excelente
2.1-50 Buena
51-200 Regular
>200 Mala

Fuente:

K.3 Pruebas Reoldgicas

K.3.1 Prueba de estabilidad reolégica de fluidos de fractura.
Para el desarrollo de esta prueba se emplea un reémetro marca Nordman ubicado

en las instalaciones de una base de la Compania de Servicios. En este equipo se

realizan las mediciones de estabilidad reoldgica para los fluidos de fractura base
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agua y base aceite a condiciones dinamicas segun la norma APl RP 39 [22], a la

temperatura de los pozos Nutria 31 y Tesoro 44 (71°C/160°F) y 500 psi de presion.

En esta prueba, las condiciones reolégicas que deben alcanzar los fluidos de

fractura 6ptimos son:

e Valores de viscosidad iniciales entre 400-600 cp, los cuales garantizan la
generacion de fracturas en la formacion.

¢ Valores de viscosidad entre 200-500 cp en los primeros 30 minutos de prueba,
para asegurar la propagacion de las fracturas y el transporte del material
propante.

e Tiempo de rompimiento del fluido en un intervalo de 1-2 horas, para causar un

dafio minimo a la formacién por retencion del fluido de fractura en los poros.

K.3.2 Evaluacion de velocidad de asentamiento de material propante en
fluidos de fractura.

Se realiza siguiendo un procedimiento interno desarrollado por Ecopetrol para este
Proyecto, en el cual se establece la metodologia para calcular el volumen de fluido
de fractura y cantidad de material propante a emplear en la prueba, asi como
también la determinacion y analisis de velocidad de asentamiento a temperatura
constante y a gradiente de temperatura de pozo. En el Anexo N, se presenta una
aproximacion tedrica a la velocidad de asentamiento en fluidos de fractura y se

describe la metodologia empleada.

Las variables mas importantes que afectan la velocidad de asentamiento en los
fluidos de fractura son sus caracteristicas de fluidos no newtonianos, las paredes
de la fractura, la concentracibn de material propante y el shear rate [19]. El
montaje de las pruebas realizadas tuvieron en cuenta las siguientes restricciones,

las cuales se ven reflejadas en el andlisis y posteriores conclusiones:

¢ Se consideran efectos de concentracion de material propante sobre la velocidad

de sedimentacion.
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e Se desprecian efectos de pared por ser el ancho de la probeta en la cual se
realizaron las pruebas mucho mayor que el didametro de particula de material

propante.

elLas pruebas se realizaron a condiciones estaticas, por lo tanto se desprecian
efectos inerciales y de turbulencia

Con el fin de establecer un criterio de velocidad maxima de asentamiento, se
realizd una recopilacion de informacién en revistas especializadas [6,12,27,35,37],
en busca de valores de velocidades de asentamiento en fluidos de fractura
obtenidos en montajes semejantes al empleado en el laboratorio, probados en
campo y con los cuales se hayan obtenido resultados excelentes . De esta
manera, se determiné que un fluido de fractura que mantenga su viscosidad entre
200-500 cp en los primeros 30 minutos de su curva reoldgica y que presente
valores de velocidad de asentamiento no mayores a 8 mm/min, garantiza el

transporte de material propante.

La velocidad de asentamiento se evalu6 para los fluidos de fractura propuestos y
optimos a 4 y 7 PPG de material propante. Estos valores fueron evaluados por ser
cargas tipicas reportadas en trabajos de fracturamiento hidraulico realizados para

Ecopetrol. La matriz de pruebas a realizar es:

Tabla K2: Matriz pruebas velocidad de asentamiento de Carbolita 20/40 en fluidos de fractura
propuestos

SO Volumen | Peso de Carbolita
Fluido a & Condicion térmica gel VGEL 20/40 WCARBOUTA 20/40
o= [mL] [a]
Base Aceite 7 Temperatura constante de pozo (71°C) 191 160.15
propuesto Gradiente térmico de pozo (8.0°C/min) 191 160.15
Base Aceite 4 Temperatura constante de pozo (71°C) 212 101.83
propuesto Gradiente térmico de pozo (8.0°C/min) 212 101.83
Base Agua 7 Temperatura constante de pozo (71°C) 191 160.15
propuesto Gradiente térmico de pozo (8.0°C/min) 191 160.15
Base Agua 4 Temperatura constante de pozo (71°C) 212 101.83
propuesto Gradiente térmico de pozo (8.0°C/min) 212 101.83
Base Agua 7 Temperatura constante de pozo (71°C) 191 160.15
Optimo Gradiente térmico de pozo (8.0°C/min) 191 160.15
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ANEXO L: TENSION INTERFACIAL

La importancia de la tension interfacial es fundamental cuando, en la ultima etapa
del fracturamiento hidraulico, se debe sacar de la formacién el fluido de fractura

roto, para no producir taponamiento en los poros debido a residuos de polimero.

Consecuencia de lo anterior, se requiere que la tensién interfacial entre el fluido de
fractura y el fluido de formacién que le genere interfase sea baja, para facilitar el
desplazamiento en los poros, haciendo la recuperacion del fluido de fractura mas
efectiva y generando menor dafo a la formacién. Es asi como la tension

interfacial se relaciona con la Presion capilar (Pc) y el Numero Capilar (Nc).

En los poros de la formacion, P; es el resultado de la diferencia de las presiones
que ejercen sobre la interfase, una fase acuosa y una fase aceitosa. Se requiere
que la presion capilar sea baja, para que ocurra flujo en los poros y se disminuya
el riesgo de retencion capilar. P; es directamente proporcional a la tension

interfacial, es decir, a menor tension interfacial habra menor P

Ecuacion L.1 [1]:

Donde:

Pc [dina/cmz]: Presion Capilar

©: Angulo de contacto entre un fluido y un sélido
o [dina/cm]: Tension interfacial

r [cm]: Radio capilar

El término angulo de contacto se amplia en el Anexo M, que trata sobre la

mojabilidad.
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El Numero Capilar N;, es un numero adimensional que relaciona las fuerzas
viscosas de drenaje y la fuerza capilar. Es empleado en waterflooding de recobro
mejorado, en el cual se inyecta un fluido desplazante (agua), hacia la formacion
generandose un efecto piston que moviliza el crudo (fluido desplazado). Se ha
establecido que, entre mas grande sea el valor de N. el porcentaje de

recuperacion de crudo es mayor.

Ecuacion L.2 [14]:
_ Fuarzasviscosas _ V. f
"~ Fuerzas captiarss - Tprm

o

Donde:
Vy [ft/dia]: Velocidad interdicial a la saturacion de crudo irreducible (Ser)
Mw [poises]: Viscosidad del agua.

Ow-o [dina/cm]: Tension interfacial entre el crudo y agua.

En recobro recobro mejorado, se tienen las siguientes consideraciones para N :
eN.<10° : La recuperacion crudo tiende 0%

eN.< 10 : La recuperacion de crudo tiende a 100%

El Numero Capilar, para efectos de este Proyecto de Investigacion, es tomado
como un parametro en la optimizacion de la tensién interfacial de fluidos de
fractura, por que junto con aspectos de tipo econdémico, permite decidir entre
valores cercanos de tensiones interfaciales el valor 6ptimo. Es entonces, como el
fluido desplazado es el fluido de fractura, y el fluido desplazante es crudo.
Teniendo en cuenta lo anterior, la ecuacion que se emplea es:

Ecuacion L.3

Fuerzar viFcosas Vot
= = 00353 =
Fusrzars captlarss T

5

Donde:

V, [ft/dia)]: Velocidad interdicial a la saturacion de agua irreducible (Swir)
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Mo [poises]: Viscosidad del crudo

Ow-o [dina/cm]: Tension interfacial entre el crudo y fluido de fractura

Ecuacion L.4 [14]:

v, - 561410

Aots
Donde:
V, [ft/dia]: Velocidad interdicial a la saturacion de agua irreducible (Swir)
Qo [bbl/dia]: Caudal de crudo después del fracturamiento hidraulico

At [ft2]: Area efectiva de flujo

Ecuacion L.5 [14]:

Aepp = Apges - P .(L— 5]
Donde:
At [ft2]: Area efectiva de flujo
Atota [ft°]: Area total de flujo
®: Porosidad de la formacion en el intervalo fracturado
Swir: Saturaciéon de agua irreducible

Artotal, €S €l area de la cara de la fractura que se asume como una elipse. La altura
y el ancho, se toman de las simulaciones de la geometria de la fractura de trabajos

de fracturamiento pasados.
De acuerdo a las anteriores ecuaciones, no se obtiene un numero capilar unico

para una tension interfacial dada, sino una serie de valores de N que dependen

del caudal de crudo dias después del trabajo de fracturamiento hidraulico.
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ANEXO M: DISENO EXPERIMENTAL COMPUESTO CENTRAL DCC

El Disefio Central Compuesto (DCC) es el disefio experimental mas usado,
cuando se requiere ajustar modelos de segundo orden y evaluar interaccion de
factores sobre una variable de respuesta. Generalmente consta de un disefio 2
factorial (2= numero de niveles, k=numero de factores), con 2k puntos axiales y
minimo dos puntos centrales. En el diseio del DCC se debe especificar la

distancia axial o , que es (k)"

Las superficies de respuesta, son una serie de técnicas matematicas y
estadisticas que ayudan a modelar y analizar una respuesta de interés que esta
influenciada por varios factores, convirtiéndose en una herramienta fundamental
para el DCC.

El DCC planeado para evaluar la influencia de los factores: la concentracion de
surfactante y solvente mutual, sobre la variable de respuesta: tensién interfacial
(o), fue 2° + 2 puntos centrales + 4 puntos axiales. Sobre estos ultimos su

distancia axial fue +1,414.

Figura M1: DCC planteado para optimizacion de tension interfacial en fluido de fractura base
agua

NE-118 [GPT] 2 920,30
- 2225
6 T
16,2.0 4| 2020
H o 24.2.0
! 5
8 9
18,1.5 .
3 & 20,1.0
Us-40 [GPT]

Fuente: Autor
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Sobre este disefio experimental se trabajo aplicando el principio de aleatoriedad
en la medicion de la variable de respuesta, y realizando dos mediciones en el
punto central. Los valores axiales para los factores analizados se ajustaron a las
facilidades en campo al realizar la preparacion del fluido de fractura, debido a que
concentraciones de mas de dos cifras decimales son dificiles de medir en el area

donde se realiza el fracturamiento hidraulico.

Los resultados obtenidos de la evaluacion de la tension interfacial fueron
alimentados el software de manejo estadistico STATISTICA, version 7.0, con el
cual se realizd el Anadlisis de Varianza ANOVA, para determinar la interaccion

entre factores y cual de ellos tiene mas efecto sobre la variable de respuesta.
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ANEXO N: MOJABILIDAD

El término mojabilidad describe la preferencia de un sélido por estar en contacto
con un fluido en lugar de otro [1]. Un fluido no mojante sera desplazado de la
superficie del solido por el fluido mojante, y este ultimo a su vez se extendera por
toda la superficie (Figura N1.a). Al contrario si un fluido no mojante cae sobre una
superficie cubierta de fluido mojante, formara gotas, minimizando su contacto con
el sélido. (Figura N1.b). Si la condicién no es fuertemente mojable por agua ni por
petréleo, el equilibrio de las fuerzas del sistema petroleo-agua-solido dara como

resultado un angulo de contacto 6 (Figura N1.c).

Figura N1: Angulo de contacto en la mojabilidad. a. Superficie mojable por petréleo. b.
Superficie mojable por agua. c. Superficie con mojabilidad intermedia.

Q| DY
_ | \ —— | o Tow 'I

6 - 180° -0 Yoo = Yow + Tou €08 O

a. b. c.
Fuente: Abdallah, Wael. et al. Wettability Fundaments [1].

En la anterior figura, una gota de petrdleo (verde) rodeada de agua (azul) sobre
una superficie mojable por agua (Figura b), forma un angulo de contacto 6 que es
aproximadamente igual a cero. En una superficie mojable por petréleo (Figura a),
la gota se dispersa, generando un angulo de contacto aproximado de 180°. Una
superficie con mojabilidad intermedia (Figura c) también se forma una gota, pero el
angulo de contacto esta dado por el equilibrio de fuerzas resultante de la
interaccion de tres tensiones interfaciales: las que existen entre el petrdleo y la

superficie (Yso), entre el agua y la superficie (ysw) y entre el petréleo y el agua (Yow).
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Las rocas de los yacimientos estan compuestas por diferentes tipos de minerales,
y cada uno puede tener mojabilidades distintas, lo que hace que el caracter de la
mojabilidad de una roca sea dificil describir. Es asi como factores como la
profundidad y el historial de produccién de crudo del yacimiento, modifican la

mojabilidad.

Figura N2: Mojabilidad en los poros. a. Mojabilidad por agua. b. Mojabilidad mixta. c.
Mojabilidad por petréleo.

. Petroleo D Salmuera (agua) . Granos de roca

a. b. c.
Fuente: Abdallah, Wael. et al. Wettability Fundaments [1].

Lo ideal es que la roca o formacién presente mojabilidad por agua, para favorecer
la produccion de crudo. Es conocido, que el crudo y el agua de formacion se
encuentran en los poros de la roca yacimiento, y para efectos de explicar la
mojabilidad, estos poros se asemejan a tubos capilares. En un tubo capilar, las
fuerzas de la superficie mojada por agua (WW) hacen que el agua se eleve
desplazando al petréleo; sin embargo, si la superficie interna es mojable por
petréleo (OW), el petréleo desplazara el agua hacia abajo. De esta manera se
explica como la mojabilidad por agua, facilita el movimiento del crudo hacia afuera

de los poros.
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Figura N3: Fuerzas de mojabilidad. a. Superficie mojada por agua. b. Superficie mojada por
petréleo.

a. b.
Fuente: Abdallah, Wael. et al. Wettability Fundaments [1].

La presidon con la que la fase mojante expulsa a la fase no mojante del poro, se
relaciona con la presion capilar Pg:
Ecuacion N1 [1]:
Pe=Pnw-Pw
Donde:
Pc [dina/cmz]: Presion capilar
P.w [dina/cm?]: Presion de la fase no mojante

P. [dina/cm?]: Presidn de la fase mojante
Entre mayor sea la presion de la fase mojante, menor sera la presion capilar. Lo

anterior explica porque la presion capilar P, debe tener valores bajos para facilitar

la produccién de crudo.
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ANEXO O: EVALUACION DE VELOCIDAD DE ASENTAMIENTO DE MATERIAL
PROPANTE EN FLUIDOS DE FRACTURA.

0.1 Aproximacion teédrica al asentamiento de material propante en fluidos de
fractura. [19]

Gran parte del éxito de una operacion de fracturamiento hidraulico se debe a la
distribucion del material propante en la fractura que depende principalmente de la

velocidad de asentamiento del propante.

En general, la velocidad de asentamiento de particulas en fluidos newtonianos y
no-newtonianos es afectada por la velocidad de fluido, tamano del material
propante, ancho de la fractura y reologia fluido, esta ultima influenciada a su vez
por la concentracion polimero, reticulador y material propante, turbulencia debida a
altas velocidades del fluido y efectos inerciales asociados a altas velocidades

relativas entre el propante y el fluido.

Los nuevos modelos de asentamiento de particulas (correcciones a la ecuacion
de velocidad de asentamiento de Stokes) tienen en cuenta los anteriores factores
y por lo tanto los valores de velocidad de asentamiento que predicen son mas

cercanos a la realidad.

Figura O1: Simulacion en ULTRAFRAC-3D de distribucion de propante en fluido de 100 cp
sin considerar asentamiento.

50

1] 100 200

X

.

Iicﬂ'.__i_-:l-: Wolbodr 005 01 015 02 035 03 0 '=‘.'-E

Fuente: MUKUL. S. Advanced fracturing technology for tight gas: An east Texas field demonstration
[19]
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Figura 02: Simulacién en ULTRAFRAC-3D de distribucion de propante en fluido de 100 cp
empleando velocidad de asentamiento de Stokes.

S0

200
Xift)

Prop Conc [voltoll 005 01 015 02 035 03 0 "‘._I

Fuente: MUKUL. S. Advanced fracturing technology for tight gas: An east Texas field demonstration
[19]

Figura O3: Simulacion en ULTRAFRAC-3D de distribucion de propante en fluido de 100 cp
empleando correccion a velocidad de asentamiento de Stokes.
S0

200
Xt}

Prop Comc [voldoll 005 01 015 02 035 03 0 3')].

Fuente: MUKUL. S. Advanced fracturing technology for tight gas: An east Texas field demonstration
[19]

0.2 Metodologia

0.2.1 Determinacion del volumen de fluido de fractura y cantidad de material
propante a emplear en la prueba de determinacion de velocidad de
asentamiento.

A continuacion se describe el procedimiento general para determinar el volumen
de fluido de fractura hidraulica y la cantidad de material propante. Fue
seleccionado como propante la Carbolita 20/40, por ser un material con muy
buenas propiedades de resistencia y dureza, y de amplio uso los trabajos de

fracturamiento hidraulico de Ecopetrol.

e Establecer la carga de material propante (PPG) a utilizar segun el programa de

fracturamiento que se tenga previsto.

85



e Consultar el factor volumétrico del material propante (Fya). En este caso, para la
Carbolita 16/20 6 20/40 es:

Fva= 0.0442

e Determinar el Factor Volumétrico (Fv) reemplazando la carga de material
propante (PPG) y el factor volumétrico del material propante (Fva) en la

siguiente ecuacion:
Ecuacion Of:
Fv=1+ (PPG x Fya)
Donde:
Fva: 0.0442
Fv: Factor Volumétrico
PPG [Ib/galon] : Carga de material propante
e Calcular de volumen de gel de fractura (VgeL):

Vs es el volumen de la probeta en la cual se realizara la capacidad de
sostenimiento de propante, el cual fue para los ensayos reportados en este

proyecto de 250 mL.
Ecuacion O2:
Vs = VGEL X FV =250 mL

Reemplazando el valor obtenido de Fy se obtiene el volumen de gel Vgg. a

emplear

e Calcular el peso de Carbolita 20/40 (WcarsoLITA 20/40):
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La cantidad de Carbolita 20/40 a emplear halla a través de la siguiente

ecuacion:
Ecuacion O3:
W CARBOLITA 20/40 [g] = Carga de Carbolita 20/40 [g/mL gel] X VGEL

Convirtiendo la carga de Carbolita en unidades PPG a g/mL y reemplazando el

volumen de gel a emplear en la prueba se obtiene el peso de la Carbolita

WCARBOLITA 20/40-

0.2.2 Restricciones consideradas en el montaje de la prueba.
Para el estudio de velocidades de asentamiento en fluidos de fractura base agua

S.S3000 y base aceite SRG 6:6, se hicieron las siguientes consideraciones en el
desarrollo experimental teniendo en cuenta diferentes efectos que inciden sobre la

velocidad de asentamiento:

e Efectos Inerciales en Asentamiento de propante

Para Re, < 5, los efectos inerciales (que son directamente proporcionales al
Reynolds de particula) no afectan la velocidad de asentamiento de asentamiento,
como es el caso del Re, manejado en las pruebas de laboratorio realizadas. En

este sentido, aplicar la velocidad de asentamiento de Stokes es valido:

Ecuacion 04 [19]:

~

7 (P —pr)ed,
18

Donde:

Vs [cm/s]: Velocidad de asentamiento de particula de Stokes
Pp [9/cm3]: densidad de la particula

pr [g/cm3]: densidad del fluido
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g: 980 cm/s? aceleracién gravedad
dp [cm]: diametro de la particula

M [poises]: viscosidad del fluido.

e Efecto de la concentracion de material propante

Para sistemas ilimitados (donde se desprecian efectos de pared), la relacion que
se ha encontrado es que a medida que aumenta la concentracion del material
propante la velocidad de asentamiento disminuye, de tal manera que en un
maximo empaquetamiento del fluido esta velocidad tiende a cero. Por lo tanto, las

mejores correlaciones seran las que logren predecir este limite.

Figura O4: Efectos de la concentracion de propante sobre la velocidad de asentamiento

Farticka
S8 685586856
- ) L oS D = O i

(=]

Ratio of Sebling Rates of
Concenfraied Paricles to Single

61 62 03 04 05 08 OF
Particle Congentration

i

Fuente: SUBHASH, S. Proppant Settling Correlations for Non-Newtonian Fluids Under Static and
Dynamic Conditions. [35].

“‘Matched Curve” como es nombrada en la convencion de la anterior figura,
corresponde a la siguiente correlacion, la cual ha tenido un muy buen ajuste a los

datos experimentales de diversos estudios.

Ecuacion O5 [35]:
Y= Virriam
Donde:

Vs [cm/s]: velocidad de asentamiento corregida
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®[%V/%V]: concentracion de propante

17 [cm/s]: velocidad de asentamiento de Stokes.

e Efecto del ancho de fractura

Siendo / la mitad del ancho de una fractura y a el radio de la particula, al disminuir
I, 1a relacién a/l tiende a 1 y la velocidad de asentamiento disminuye en fluidos
pseudoplasticos, como los fluidos de fractura. En la siguiente figura V,, es la
velocidad de asentamiento de particula y Vs es la velocidad de asentamiento del

slurry (fluido de fractura con propante)

Figura O6: Efectos de pared en la velocidad de asentamiento
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Fuente: MUKUL. S. Advanced fracturing technology for tight gas: An east Texas field demonstration
[19]

En las pruebas realizadas en laboratorio a, para la Carbolita 20/40, tiene un valor
de 0.073 cm para Carbolita 20/40 y L, radio de la probeta, un valor de 1.5 cm,
entonces a/L es 0.049 pudiéndose asemejar el comportamiento a la siguiente
curva, en la cual los efectos de pared no son significativos pues la tendencia a

disminuir la velocidad asentamiento en las cercanias a la paredes es baja.
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Figura O7: Efectos de pared para a/L=0.04 [19]
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Fuente: MUKUL. S. Advanced fracturing technology for tight gas: An east Texas field demonstration
[19]

e FEfecto de la turbulencia

En los fluidos pseudoplasticos, como son los fluidos de fractura, en los cuales
disminuye la viscosidad al aumentar el shear rate (que equivale a aumentar el

numero de Reynolds), la velocidad de asentamiento aumenta considerablemente.

Las pruebas realizadas en el laboratorio y se reportadas en este Proyecto, fueron
realizadas a condiciones estaticas, es decir, el fluido de fractura no se expuso a
esfuerzo cortante, en consecuencia el numero de Reynolds del fluido tiende a cero

y por lo tanto no existen efectos de turbulencia.

0.2.3 Determinacion de la velocidad de asentamiento
A continuacion se presenta el procedimiento para la determinacion de la velocidad

de asentamiento de material propante en un horno BINDER APT.line FD, a dos

condiciones térmicas: temperatura constante de pozo y gradiente de pozo:

0.2.3.1 Temperatura constante de pozo
e Se agrega en el blender, la cantidad de Carbolita 20/40 (WcarsoLita 20/40) al

volumen de gel de fractura (VgeL), cuando este haya cerrado vortice.
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¢ Se dispone esta mezcla en una probeta de 250 mL. Se mide el volumen inicial

que ocupaba la mezcla en un tiempo t=0.

e Se lleva la probeta al horno precalentado a la temperatura correspondiente al
pozo. Se mide cada 2 minutos el volumen de Carbolita que sedimenta hasta que

no se observan mas cambios en este volumen.

e Se calcula el volumen de gel limpio en cada medicién, que equivale al volumen

ausente de Carbolita y el respectivo porcentaje.

e Se realiza una regresion lineal de Longitud de Carbolita vs Tiempo, teniendo en
cuenta que en la probeta usada 1 cm® equivale a 1 milimetro. La pendiente de la
ecuacién es la velocidad de asentamiento de material propante en unidades

milimetro/minuto.

0.2.3.2 Gradiente de temperatura de pozo
e Se agrega en el blender, la cantidad de Carbolita 20/40 (WcarsoLita 20/40) al

volumen de gel de fractura (VgeL), cuando este haya cerrado vortice.

¢ Se dispone esta mezcla en una probeta de 250 mL. Se mide el volumen inicial

que ocupaba la mezcla en un tiempo t=0.

eSe lleva la probeta al horno precalentado a una temperatura similar a la de

superficie de la zona donde se ubican campos Nutria y Tesoro.

¢ Se mide cada 2 minutos, a partir de t=0, el volumen de Carbolita que sedimenta
hasta que no se observan mas cambios en este volumen, mientras el horno
aumentaba la temperatura segun el gradiente programado (correspondiente al

campo).

e Se calcula el volumen de gel limpio en cada medicion, que equivale al volumen

ausente de Carbolita y el respectivo porcentaje.
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e Se calcula el volumen de gel limpio en cada medicion, que equivale al volumen

ausente de Carbolita y el respectivo porcentaje.

¢ Se realiza una regresion lineal de Longitud de Carbolita vs Tiempo, teniendo en
cuenta que en la probeta usada 1 cm® equivale a 1 milimetro. La pendiente de la
ecuacion es la velocidad de asentamiento de material propante en unidades

milimetro/minuto.

El horno fue programado para alcanzar la temperatura de pozo con un gradiente
de temperatura, el cual fue determinado empleando la Ecuaciéon N5 y N6, en las
cuales se tiene en cuenta el caudal promedio de bombeo de fluido registrado en
trabajos de fracturamiento anteriores, diametro de tuberia empleada en estos y el
gradiente geotérmico.

Ecuacion O6:

Q FLuibo FrACURA (ft3/min) = ASARTA(ft2) x VELuibo FracTURA (ft/mm)

Ecuacién O7:

Gradiente térmico (°F/min) = VrLuibo FracTura (ft/min) x Gradiente Geotérmico (°F/ft)

Tabla O1: Informacién necesaria para el calculo del gradiente térmico

Informacién de trabajo fracturamiento anterior Gradiente
térmico
Campo Profundidad | Q promedioc | Didametro | Velocidad o TS
Pozo | Fecha (ft) (bblimin) | sarta (in) | (ft/min) (F/"r::i’;))/( ¢/
7900°-
Nutria- | Nutri . 7913y
Tesoro | a 32 Dic/08 7736 18.0 31/2 1487.31 14.87 / 8.26
7746°
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ANEXO P: CARACTERIZACION DE LOS ADITIVOS EMPLEADOS EN LOS
FLUIDOS DE FRACTURA BASE AGUA Y BASE ACEITE

P.1 Caracterizacion de los aditivos empleados en fluido de fractura base

agua
Tabla P1. Resultados de la caracterizacion de aditivos para fluido base agua
Indice de refraccion
pH/T (°C) Densidad
[%°BRIX/ °C]
ADITIVO < _
. . ompaiiia
ICP Cemuagie IcP S omnania . Servicios
Servicios Servicios [(g/ecm®)/(°C)] (S.G)
Controlador de Arcillas | 6.92/20.7°C 5-10 45.8/22.5 N.R 1.0203/18.2 1.02
Agente gelificador 7.76/20.7°C N.R 73.4/21.5 N.R 1.0647/18.9 1.045-1.055
Solvente Mutual 6.01/20.9°C N.A 49.4/21.5 N.R 0.9027/20.0 0.902
Surfactante 9.29/18.9°C 8-11 ** 47.4/21.2 N.R 0.8580/19.8 0.857
Solucién buffer 12.8/20.7°C >13 9.76/19.7 N.R 1.4138/18.7 1.4
Agente reticulador 4.24/20.7°C 7.5% 40.6/22.9 N.R 1.2669/18.1 1.33
Rompedor enzimatico | 5.1/12.0°C 3.8-8.0 26.9/22.5 N.R 1.1126/17.8 1.2
Gréfico P1: Espectro IR Microbiocida
& |
P
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Grafico P3: Espectro IR Agente gelificador fluido base agua
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Grafico P4: Espectro IR Surfactante (base agua-aceite)

o g o
LT S

asd [

) )JVJU

1em
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Grafico P6: Espectro IR Solucién buffer
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P.2 Caracterizacion de los aditivos empleados en fluido de fractura base

aceite

Tabla O2. Resultados de la caracterizacion de aditivos para fluido base aceite

Indice de refraccion
pH/T (°C) Densidad
[%°BRIX/ °C]
ADITIVO —
Compania Compaiiia ICP Com'_)a_ma
ICP o ICP " ST Servicios
Servicios Servicios [(g/ecm®)/(°C)] (S.G)
Solvente Mutual 6.01/20.9°C N.A 49.4/21.5 N.R 0.9027/20.0 0.902
Dispersor de parafinas | 4.14/20.5°C N.R 71.9/21.3 N.R 0.863/19.5 0.86
Inhibidor de o . 1.02-1.03
Asfaltenos 2.90/20.9°C 3.0-34 74.6/21.3 N.R 0.9915/19.8 120°C
Surfactante 9.29/18.9°C 8-11 ** 47.4/21.2 N.R 0.8580/19.8 0.857
Agente gelificador 1.01/19.8°C 2.39* 59.5/20.6 N.R 1.3659/19.5 1.049
Agente reticulador 1.41/19.9°C 2.92* 63.8/20.6 N.R 1.3336/19.8 1.3508
Rompedor 1 8.65/19.9°C N.E 73.8/20.7 N.R 1.7345/19.8 1.78/23.9°C
Rompedor 2 8.37/19.8°C 7.0-9.5 24.2/20.6 N.R 1.3066/19.6 1.34

* Concentracion de la solucion para pH: 1.0%

Grafico P9: Espectro IR Dispersante de parafinas

** Concentracion de la solucion para pH: 5.0%
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Gréfico P11: Espectro IR Agente gelificador fluido base aceite

Grafico P12: Espectro IR Agente reticulador fluido base aceite
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Grafico P13: Espectro IR Rompedor 1
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Grafico P14: Espectro IR Rompedor 2
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ANEXO Q: CARACTERIZACION DE DIESEL EMPLEADO COMO FLUIDO
BASE EN SRG 6:6 Y SALMUERAS SINTETICAS EQUIVALENTES AL AGUA
DE FORMACION.

Tabla Q1: Caracterizacion diesel empleado como fluido base en SRG 6:6

Tipo Diesel Gravedad Especifical °F %BRIX /°F
CPF-Cusiana 0.8457/66.0 71.1/67 .4

Neiva 0.8676/66.0 75.3/67.4

Galan alto contenido azufre 0.8769/74.0 73.9/71.8
Galan bajo contenido azufre 0.8590/72.5 69.0/70.8

Para la realizacion de las diferentes pruebas que incluyen el uso de agua de
formacion de pozo, se prepararon y caracterizaron en el laboratorio salmueras

equivalentes al agua de formacion de los pozos Nutria 31 y Tesoro 19.

Tabla Q2: Propiedades Fisicoquimicas de Salmueras Sintéticas Equivalentes al agua de
formacién de pozo.

Conductividad Eléctrica

Pozo (milisiemens/cm/°F) pH/I°F Catil;:r:]tos Bicarbonatos [ppm]
Nutria 31 3.00/68.2 6.9/66.7 0 0
Tesoro 19 7.85/68.2 6.2/65.3 0 305

Tabla Q3: Contenido de Metales de Salmueras Sintéticas Equivalentes al agua de formacién
de pozo.

lones Metalicos Nutria 31 [ppm] Tesoro 19 [ppm]
Ba™ 0 0
K" 114.23 98
Fe 0 0
Ca™’ 57 537
Mg~ 3.21 5.4
Na™’ 608.46 2524
Si** 0 0
Sr? 1.37 5.9
cl’ 378.73 5670
(S04)™ 0 0

99



ANEXO R: RESULTADOS EVALUACION FLUIDO BASE ACEITE PROPUESTO

R.1 Compatibilidad
Los resultados obtenidos en las pruebas de compatibilidad para el fluido de

fractura base aceite propuesto para fracturar hidraulicamente los campos de Nutria
y Tesoro, no fueron satisfactorios. Aunque se determiné miscibilidad del fluido
(vivo y roto) con los crudos, el fluido roto no fue compatible con las salmueras
debido a la formacién de un precipitado fino de color amarillo después de 12

horas de calentamiento a temperatura de pozo.

R.2 Tensién Interfacial
Se determiné para fluidos de fractura preparados con diesel Galan HS para Nutria

y para Tesoro con diesel CPF.

Tabla R1. Tension interfacial para fluido base aceite propuesto

Salmuera Sintética equivalente al Tension Interfacial
agua de formacién (dinas/cm)
Nutria 31 4.7
Tesoro 19 36.4

Se debe resaltar ninguno de los fluidos de fractura sometidos a BHST rompieron
completamente. En consecuencia, los fluidos retomaban una viscosidad muy
cercana a la inicial a condiciones ambiente, en las cuales se realiza la prueba de
tension interfacial, haciendo estos valores de tension no representativos por la no
reproducibilidad de la medicion minutos después para el mismo fluido a iguales

condiciones.

R.3 Mojabilidad visual y detergencia
Se empled fluido de fractura sin agente gelificador, para observar la accion del

surfactante sin que la alta viscosidad del fluido impidiera la observacion de la
mojabilidad visual y detergencia. Las arenas representativas para Nutria y Tesoro,
mojaron por aceite. Ademas, se observé un bajo grado de impregnacién de crudo
en estas arenas. Se presentan a continuacion los resultados de las

compatibilidades y detergencias, organizada por tipo de diesel y pozo.
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Tabla R2: Resultados solubilidad, compatibilidades y detergencia de fluido de fractura base

aceite propuesto preparado con diesel Galan HS para Campo Nutria y Tesoro

SOLUBILIDAD

Observaciones

Precipitado formado después de 12horas de
calentamiento del gel de fractura preparado con diesel

Galan HS a BHST

COMPATIBILIDADES

Fluido de fractura

vivo

Salmuera Sintética Equivalente Nutria 31

Observaciones
80%-20%:
Compatibles,
rompimiento
95%.
50%-50%:
compatibles,
rompimiento
95%.

fases

fases

Crudo Nutria 31

Observaciones

80%-20%: Miscibles.
50%-50%: Miscibles.

Fluido de fractura roto

Salmuera Sinttica Equivalente Nutria 31

Observaciones

80%-20%: No
compatibles,
precipitado fino de
color amarillo.

ia 31

Observaciones

80%-20%: Miscibles
50%-50%: Miscibles

Fluido de fractura

vivo

lente Tesoro 19

Observaciones
80%-20%:
Compatibles,
rompimiento
95%.
50%-50%:
compatibles,
rompimiento
95%.

fases

fases

Observaciones

80%-20%: Miscibles.
50%-50%: Miscibles

Fluido de fractura

roto

lente Tesoro 19

Observaciones
80%-20%: No
compatibles,
precipitado fino de
color amarillo.
50%-50%: No
compatibles,
precipitado fino de
color amairillo.

Observaciones

80%-20%: Miscibles
50%-50%: Miscibles.

DETERGENCIAS

Nutria

Tesoro

Observaciones

Buena detergencia: Bajo grado
impregnacion de crudo en

arenas
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Tabla R3: Resultados solubilidad, compatibilidades y detergencia de fluido de fractura base
aceite propuesto preparado con diesel CPF para Campo Nutria y Tesoro

SOLUBILIDAD
Observaciones
Precipitado formado después de 12horas de
calentamiento del gel de fractura preparado con diesel
CPF a BHST
COMPATIBILIDADES
& Salmuera Sintética Equivalente Nutria 31 Crudo Nutria 31
; Observaciones Observaciones
© 80%-20%:
] Compatibles,
§ rompimiento  fases
A 97%. 80%-20%: Miscibles.
© 50%-50%: 50%-50%: Miscibles
3 compatibles,
3 | rompimiento  fases
T — 95%.
° Salmuera Sintética Equivalente Nutria 31 Crudo Nutria 31
s Observaciones Observaciones
o
=
8 80%-20%: No
"q', compatibles, 80%-20%: Miscibles
© precipitado fino de 50%-50%: Miscibles.
-g color amairillo.
S
i
° Salmuera Sintética Equivalente Tesoro 19 Crudo Tesoro 44
; Observaciones Observaciones
© 80%-20%:
= Compatibles,
§ rompimiento  fases
& 95%. 80%-20%: Miscibles.
© 50%-50%: 50%-50%: Miscibles
3| compatibles,
3 rompimiento  fases
5 95%.
o Salmuera Sintética Equivalente Tesoro 19 ) ] _ Crudo Tesoro 44
‘é’ Observaciones = == 1 Observaciones
o 80%-20%: No
% compatibles,
© precipitado fino de
o | color amarillo. 80%-20%: Miscibles.
'g 50%-50%: No 50%-50%: Miscibles
) compatibles,
= precipitado fino de
w color amairillo. - - R
DETERGENCIAS
Nutria ! Tesoro
Observaciones - Observaciones
Buena detergencia: Bajo Buena detergencia: Bajo
grado impregnacion de grado impregnacioén de
crudo en arenas crudo en arenas
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R.4 Comportamiento reolégico

Como se present6 en la Tabla 12, los fluidos base aceite preparados con diesel
Galan HS y CPF, presentaron valores dentro de los rangos establecidos de
viscosidad inicial y viscosidad en los 30 minutos iniciales de prueba. Sin embargo,
los dos fluidos tuvieron gran estabilidad en la viscosidad final y en consecuencia
no se observd rompimiento. Por esta razén se decide evaluar una tercera
formulacién, preparada con diesel CPF, en la cual se adiciona 1 GPT mas de

Rompedor 2.

Se reportan los tiempos de vortice, joroba y release por ser parametros de control
durante la preparacion del fluido en campo, los cuales fueron normales para un

tipo de fluido como el evaluado que no es retardado en la reaccion de reticulacion.

Tabla R4: Resultados comportamiento reolégico para fluido base aceite propuesto.

P;;e Fluido P:n;aer:ae:;zfé:‘:le Parametros reolégicos
« Tiempo Vértice: 7s * Viscosidad Inicial @ 9 min 24 s iniciada la prueba: 459cp
Formulaci(_’)n « Tiempo Joroba:- 10s e Tiempo en el que Ia_ viscosidad se encontraba en el
1 propéjes,ta -diesel « Tiempo Release : 55 s rango_200-5_00 cp : 30 minutos
alan HS e Minima viscosidad alcanzada : 113 cp @ 2 horas 33
minutos
«Viscosidad Inicial @ 8 min 27 s iniciada la prueba: 580cp
Formulacion e Tiempo Vortice: 5 s eTiempo en el que la viscosidad se encontraba en el
2 propuesta -diesel | e Tiempo Joroba: 7 s rango 200-500 cp: 37 minutos
CPF e Tiempo release: 45 s e Minima viscosidad alcanzada: 168 cp @1 hora 44
minutos
Formulacion ‘ » o Viscosidad Inicial @ 8 min 27 s iniciada la prueba: 518cp
modificada -diesel | * T!empo Vortice: 5's eTiempo en el que la _ viscosidad se encontraba en el
3 CPF (4 GPT e Tiempo Joroba: 7 s rango 200-500 cp: 33 minutos 27 segundos
Rompedor 2) e Tiempo release: 45 s . _Ml'rtmima viscosidad alcanzada: 168 cp @ 1 hora 46
minutos

No se logré el rompimiento del fluido 3, ya que igual que los fluidos 1 y 2, tiene
buenos parametros reologicos iniciales pero su viscosidad final es muy alta y
estable.La tendencia observada en estas pruebas, hace suponer que un aumento
en la concentracion de rompedores igualara las curvas de SRG 6:6 diesel Galan
HS y SRG 6:6 Diesel CPF, perdiéndose ganancia inicial de viscosidad que se

lograba con el uso del Diesel CPF.
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Grafico R1: Perfil reolégico para fluido base aceite propuesto Super Rheo Gel 6:6
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Teniendo en cuenta las observaciones anteriores, se continuo la evaluacion del
fluido con diesel Galan HS, cuyo transporte hacia las areas de los trabajos de

fracturamiento hidraulico se facilita por su cercania a los campos Nutria y Tesoro.

R.5 Sostenimiento material propante

R.5.1 Capacidad de soporte de 4 y 7 PPG de Carbolita 20/40 en SRG 6:6, en
horno precalentado a BHST.

En la siguiente figura se presentan las velocidades de asentamiento para dos
cargas de material propante, determinadas de acuerdo a las restricciones y al

procedimiento explicado los Anexos Ky O, a temperatura constante de pozo:

Grafico R2: Velocidad de asentamiento en fluido base aceite propuesto para 7 y 4 PPG de
Carbolita 20/40, a BHST constante

Velocidad asentamiento Carbolita 20/40 en fluido de fractura
base aceite propuesto SRG 6:6 a BHST
300

SRGG6ETFPG@71°C
250 SRGEE4PPG@71°C

200 '

Welozidad ascntamicnto [medmin] —4.45

150

0
L

100 ——{ velocidad asentzmiento mmimin] =5.42 |

oC

Longitud Carbolita 20/40 (mm)

0 4 10 14 X0 25 a0 35 40 45
Tiempo {minutos)

Estos valores de velocidad de asentamiento menores a 8 mm/min, junto con la
viscosidad del fluido mayor a 200 cp durante los durante los 30 minutos iniciales
de prueba reolodgica, son los requeridos para garantizar sostenimiento del material

propante.



R.5.2 Capacidad de soporte de 4 y 7 PPG de Carbolita 20/40 en SRG 6:6, a
condiciones de gradiente de pozo.

Las velocidades de asentamiento para esta condicidén térmica, se determinaron

siguiendo las restricciones y el procedimiento explicado en el Anexo Ky O.

Grafico R3: Velocidad de asentamiento en fluido base aceite propuesto para 7 y 4 PPG de
Carbolita 20/40, a gradiente térmico de pozo
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Con estos resultados de velocidades de asentamiento menores a 8 mm/min en el
fluido base aceite propuesto que presento viscosidades mayores a 200 cp durante

los primeros 30 minutos, se asegura el transporte de material propante.

Se debe tener en cuenta, que el gel de fractura no experimenta condiciones
isotérmicas durante su inyeccién hacia la formacion, por lo tanto determinar
velocidades de asentamiento a temperatura constante de pozo es una condicion
exigente para el gel. Sin embargo, si las cargas de material propante son altas no
existe diferencia significativa entre las velocidades determinadas a temperatura

constante de pozo y con gradiente de temperatura.
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ANEXO S: ANALISIS DEL PRECIPITADO FORMADO EN EL FLUIDO DE
FRACTURA BASE ACEITE PROPUESTO

Se realizé un estudio cualitativo, por espectroscopia infrarroja y Difraccién de
Rayos X (DRX), del precipitado formado durante la prueba de solubilidad y
compatibilidad con salmueras sintéticas, en el fluido base aceite sometido a
calentamiento a temperatura de pozo. A continuacion se presenta el analisis y

conclusiones sobre este estudio.

S.1 Observaciones realizadas en el laboratorio.
Con el fin realizar las pruebas de interaccién fluido-fluido y roca-fluido, se calentd

el fluido de fractura temperatura de pozo por 12 horas. Pasado este tiempo, se

observo la aparicion de un sélido de color amarillo en el fondo del recipiente.

Figura S1: Precipitado formado en fluido base aceite propuesto después de 12 horas de
calentamiento a BHST

S.2 Analisis IR del precipitado del fluido base aceite propuesto.
Con el fin de identificar la naturaleza del precipitado generado durante el

calentamiento del fluido de fractura (Figura S1), se adquirié un espectro IR de este
s6lido. Como el fluido propuesto no rompié a BSHT, el espectro IR mostro senales
caracteristicas del gel de fractura, que impedian la identificacion plena del sélido.
Debido a esto, se procedio a preparar el fluido sin el agente gelificante y se llevo a
calentamiento durante 12 horas a temperatura de pozo. Concluido el tiempo de
calentamiento, se observd un precipitado de similares caracteristicas al

encontrado en el fluido propuesto.
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Figura S2: Precipitado formado en fluido base aceite propuesto sin agente gelificador
después de 12 horas de calentamiento a BHST

Se procedio a retirar el sobrenadante, recolectar el precipitado, y llevar la muestra

a medicion de espectro infrarrojo.

Grafico S1: Espectro IR de precipitado de fluido base aceite propuesto sin agente gelificador
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Se realizé la comparacion entre el espectro presentado en anteriormente con cada
uno de los espectros de los aditivos que hacen parte del fluido base aceite
propuesto. Es asi, como se pudo determinar que existian sefiales similares entre
los espectros del precipitado, Agente reticulador y Rompedor 2. A continuacion se
presentan la caracterizacion de los espectros infrarrojos de Agente reticulador y
Rompedor 2:
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Tabla S1: Caracterizaciéon de espectro IR de agente reticulador

3 N o
0.6 |
] Ewﬁ
Abs
0.45 -
0_3—5
0.15
4000 3000 2000 1500 1000
1/m
Numero de pico | Nimero de onda (cm™) | Absorbancia | Tipo de vibracién Compuestos
2 1064.71 0.249347 (S04)* Sulfato iénico
3 1111.0 0.251619 (S04)* Sulfato iénico
4 1184.29 0.145856 S=0 Sulfatos
Tabla S2: Caracterizacion de espectro IR de Rompedor 2
0.4
s ]
0_3—5
5 @ 5
02 @
] @
0.1 —_
0-
4000 3000 2000 1800 1000
1/icm
Numero de pico Ntmero de onda (cm™) | Absorbancia | Tipo de vibracién | Compuestos
7 1149.57 0.074400 C-N Amidas
9 1462.04 0.169983 C-N Amidas
10 1589.34 0.191971 NH2 Amidas
11 1678.07 0.115149 C=0 Amidas
13 3332.99 0.208794 N-H Amidas
14 3429.43 0267433 CONH; Amidas
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Se sumaron los espectros individuales del agente reticulador y Rompedor 2, en las
proporciones masicas determinadas en la formulacion propuesta de fluido base
aceite (Ver Tabla 3). Luego se compard este espectro con el del precipitado del

fluido base aceite propuesto sin agente gelificador.

Haciendo uso del Software OriginPro® (Version 7.5), se obtuvieron los espectros
en las proporciones masicas: 80%-20% y 70-30% de agente reticulador y

rompedor 2 respectivamente, como se muestra a continuacion:

Grafico S2: Comparacion entre el espectro IR tomado al precipitado y los espectros
sumados.
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Como se puede apreciar en la figura anterior, existen importantes similitudes en
las sefales de los grupos funcionales amido y sulfato, entre el espectro del sélido

original, y los espectros sumados de los aditivos.

En base a la informacion anterior, se consulté en la literatura si era posible la
formacion de enlaces entre la urea (principal componente del rompedor 2) y el

hierro (procedente del Sulfato Férrico ¢ reticulador). Se establecio que puede

existir la coordinacion entre el oxigeno de la urea y los iones Fe*® del sulfato
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férrico, lo cual produce decrecimiento en la frecuencia de estiramiento del doble
enlace carbono-oxigeno (C=0), que en un espectro IR se observa como un

corrimiento de la banda (C=0) hacia un numero menor de onda.

En el espectro de GBO-6L, el pico 11 representativo del enlace C=0 en
1678.04cm™", presenta en el espectro del precipitado de SRG 6:6 sin Agente
gelificador un corrimiento hacia 1627.92 cm™”. Esto probablemente puede ser
debido a la formacién de un compuesto de coordinacién entre la urea y el sulfato

férrico, que se manifiesta en este nuevo pico del espectro.

Para entender mejor la interaccién que se produce entre la urea y los iones Fe*?,
se decidid realizar unas pruebas adicionales que consistieron en poner en
contacto Cloruro Férrico (FeCls3) y Urea Comercial a 71°C por 6 horas. Pasado
este tiempo, se recolectd el precipitado y se le tomo un espectro IR, que se

presenta a continuacion:

Grafico S3: Espectro infrarrojo de precipitado de FeCl; y urea comercial a 71°C después de 6
horas.
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En el anterior espectro, la banda caracteristica del enlace C=0 de la urea aparece

en 1674 cm™ y en el espectro del rompedor 2 (Tabla R2) en 1678 cm™, lo que se

108



consider6 un corrimiento de numero de onda muy pequefio. Entonces, se agrego
mas FeCl; a la mezcla y se llevo nuevamente a 71°C esperando que con el
exceso de cloruro férrico se presentara un corrimiento mas significativo. Pasadas
12 horas de haber agregado el cloruro férrico en exceso, se tomo un infrarrojo al

precipitado.

Grafico S4: Espectro infrarrojo de precipitado de FeCl; (en exceso) y urea comercial a 71°C
después de 12 horas.

1.5 b
wed  td | |l
1 —- I r;"?.llll | | |
b i |
i l'g I
057 | ".% z i \I 1o
[ | A
0 ,j + i j A I )ll\“' II
4{;@3 3000 2000 1500 1000

175CIm

Como se observa, la banda de C=0 present6 un corrimiento de numero de onda
de 1674 cm™ a 1612 cm™, con aumento de la intensidad de esta ultima banda.
Como resultado del estudio por IR, se concluye que temperatura de pozo
(71°C/160°F) puede ocurrir interaccion de coordinacion entre el oxigeno de la

urea y los iones Fe*>.

S.3. Evaluacion de sensibilidad térmica del Agente reticulador y Rompedor 2.
Con el proposito de determinar si existe una relacidon entre la temperatura y la

formacion del precipitado en el fluido SRG 6:6, se realizaron una serie de pruebas,
que consistieron en calentar a diferentes temperaturas, incluida la temperatura de

pozo (71.1°C/160°F), los aditivos por separado y los aditivos mezclados en la
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proporcion establecida en la formulacion de fluido base aceite propuesto .El
seguimiento al comportamiento de los aditivos y las mezclas se realizé cada hora.

A continuacion se presentan los resultados:

Tabla S3: Evaluacion de sensibilidad térmica de aditivos Agente reticulador y rompedor 2.

« .
’-‘:;n wlat by
o o B

Mezcla de 3mL Rompedor 2 y 6 mL de Mezcla de 3mL Rompedor 2y 6 mL de gente
Agente reticulador después de 12 horas de reticulador después de 12 horas de
calentamiento a 51°C calentamiento a 61°C

e

Mezcla de mL Rompedor 2 y 6 mL de Mezcla de 3mL Rompedor 2 y 6 mL de Agente
Agente reticulador después de 12 horas de reticulador después de 12 horas de

calentamiento a 71°C calentamiento a 81°C

— = _ —
Figura S3: Comparacion de mezclas después de 12 horas de calentamiento a 81°C, 71°C,
61°C y 51°C.

En la Figura S3, se puede observar la relacién existente entre la temperatura y la
formacién de precipitado. En la mezcla calentada a 51°C no se observa la

110




formacion de precipitado ni turbidez; la mezcla calentada a 61°C presenta turbidez
y precipitacion de un solido fino en muy baja cantidad; a 71 y 81 °C se observa la
formacion de precipitado de color amarillo, en mayor proporcion para la
temperatura mas alta. De lo anterior se concluye que existe una relacion directa

entre la formacion de precipitado y el aumento de temperatura.

S.4 Difractograma para precipitado formado en el fluido de fractura base
aceite

Grafico R5: Difractograma del precipitado formado después del calentamiento de fluido de
factura base aceite propuesto sin agente gelificador

Precipitado de SRQ 8:8 sin QO-84

La Ammoniojarosita sintética, fue el patrdn cristalino mas cercano al precipitado
formado durante el calentamiento del fluido base aceite propuesto sin agente
gelificador, cuya formula quimica es: (NHs)Fes + 3(SO4)2(OH)s.

Con esto, se comprueba la existencia en el precipitado de elementos estructurales
de la urea y el sulfato férrico, pero no es posible afirmar, a partir de la informacion
y analisis de este estudio cualitativo, si este compuesto es el producto de una
reaccion de coordinacién entre el oxigeno de la urea y los iones Fe*™ del sulfato

férrico.
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ANEXO T: RESULTADOS EVALUACION FLUIDO BASE AGUA PROPUESTO

T.1 Compatibilidad
El fluido base agua propuesto es compatible con los fluidos de formacién

representativos de los campos Nutria y Tesoro. Se observo, para el fluido vivo y
roto, miscibilidad en las salmueras sintéticas de los pozos N-31 y Tes-19. Con los
crudos de N-31 y Tes-44, se obtuvieron rompimientos de fases superiores al 90%,

sin emulsiones estables.

T.2 Tension Interfacial
Se determind la tension interfacial entre el fluido base agua propuesto y los crudos

de N-31y Tes-44.

Tabla T1: Tension interfacial para fluido base agua propuesto

Tension Interfacial
ek (dinas/cm)
Nutria 31 6.5
Tesoro 44 7.2

T.3 Mojabilidad visual y detergencia
Las arenas representativas para Nutria y Tesoro presentaron mojabilidad al agua y

se observé un bajo grado de impregnacion de crudo en estas arenas.

Tabla T2: Resultados pruebas interaccion fluido-fluido y roca-fluido, de fluido de fractura
base agua para Campo Nutria y Tesoro

COMPATIBILIDADES
_ Salmuera Sintéta quivalente Nutria 31 Crudo Nutria 31
2 -*-_L., Observaciones : Observaciones
' 80%-20%:
Compatibles,

rompimiento fases
97%.

50%-50%:
compatibles,
rompimiento fases
95%.

80%-20%: Miscibles.
50%-50%: Miscibles.

Fluido de fractura vivo
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Salmuera Sintética Equivalente Nutria 31 Crudo Nutria 31

compatibles,
rompimiento fases
98%.

% Observaciones Observaciones

0 -

S - e 80%-20%:

2 o et 1| compatibles,

© Ll 3 rompimiento fases
I 80%-20%: Miscibles 98%.

© 50%-50%: Miscibles 50%-50%:

S

3

(19

Salmuera Sintética Equivalente Tesoro 19

— Observaciones

Crudo Tesoro 44

Observaciones
80%-20%:
Compatibles,
rompimiento fases
98%.

50%-50%:
compatibles,
rompimiento fases
95%.

80%-20%: Miscibles
50%-50%: Miscibles

Fluido de fractura
vivo

Observaciones

80%-20%:
Compatibles,

| rompimiento fases
95%.

50%-50%:
compatibles,
rompimiento fases
95%.

Observaciones

80%-20%: Miscibles
50%-50%: Miscibles

Fluido de fractura roto

DETERGENCIAS
Nutria ] Tesoro
Observaciones == !

Observaciones

Buena detergencia: Bajo grado
impregnacion de crudo en
arenas

Buena detergencia: Bajo
grado impregnacion de
crudo en arenas

T.4 Comportamiento reolégico
Se reportan los tiempos de vortice, joroba y release por ser parametros de control

durante la preparacién del fluido en campo, los cuales son caracteristicos de estos
sistemas base agua en los cuales la reaccion de reticulacion es un poco

retardada.

Tabla T3: Resultados comportamiento reolégico para fluido base agua propuesto.

Parametros de preparacion Parametros reoldgicos

e Ui @ 02 min 53 s: 877 cp
® M 200-500 cp : 18 minutos
e Tiempo rompimiento : 27 minutos

e Tiempo Vortice: 24s
e Tiempo Release : 1:30
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Gréfico T1: Perfil reolégico para fluido base agua propuesto Spectra Star 3000

Perfil REDngiCD fluido de fractura base agua pmpuestn
1000 GPT Agua +0,3 PPT Microbiocida +2,0 GPT Contrelador arcillas + 7,5 GPT Agente gelificador + 2,0 GPT Surfactante +20,0 GPT
Solvente Mutual + 1,5 GFT Seluciéen buffer +2,5 GPT Agente reticulader + 0,25 GPT Rompedor enzimatico
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Como se aprecia en el grafico anterior, el fluido base agua propuesto presenta una
excelente viscosidad inicial, pero esta tiene una fuerte disminuciéon durante los
primeros 20 minutos de prueba, que indican inestabilidad reoldgica en el fluido

debida a condiciones poco Optimas en la reaccién de reticulacion.

T.5 Sostenimiento material propante

T.5.1 Capacidad de soporte de 4 y 7 PPG de Carbolita 20/40 en S.S.3000, en
horno precalentado a BHST.

En el siguiente grafico se presentan las velocidades de asentamiento para dos
cargas de material propante, determinadas de acuerdo a las restricciones y al

procedimiento explicado los Anexos Ky O, a temperatura constante de pozo:

Grafico T2: Velocidad de asentamiento en fluido base aceite propuesto para 7 y 4 PPG de
Carbolita 20/40, a BHST constante
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Aunque los valores de velocidad de asentamiento determinados en condiciones
estaticas son menores a 8 mm/min, no son suficientes para garantizar el

transporte de material propante en el fluido de fractura base agua propuesto,



debido a que la viscosidad en condiciones dinamicas de éste solo se mantuvo 18

minutos entre 200 y 500 cp.

T.5.2 Capacidad de soporte de 4 y 7 PPG de Carbolita 20/40 en S.S.3000, a
condiciones de gradiente de pozo.

Las velocidades de asentamiento para esta condicidn térmica, se determinaron

siguiendo las restricciones y el procedimiento explicado en el Anexo Ky O.

Gréfico T3: Velocidad de asentamiento en fluido base agua propuesto para 7 y 4 PPG de
Carbolita 20/40, a gradiente térmico de pozo
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Aunque las velocidades de asentamiento determinadas anteriormente, en
condiciones estaticas, son muy menores a 8 mm/min, la inestabilidad reologica
presentada en el fluido de fractura propuesto en condiciones dinamicas no permite

tener certeza sobre el sostenimiento del material propante en la formacion.

Al igual como se presentd en el fluido base aceite propuesto, si las cargas de
material propante son altas no existe diferencia significativa entre las velocidades

determinadas a temperatura constante de pozo y con gradiente de temperatura.
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ANEXO U: AMPLIACION DE RESULTADOS OPTIMIZACION DE FLUIDO DE
FRACTURA BASE AGUA PROPUESTO

U.1 Calculo de Numero Capilar Nc

Nc se calcula empleando las ecuaciones L3, L4 y L5, como se explico en el Anexo
L. Los datos de caudal de crudo y geometria de fractura se tomaron de los
registros de las pruebas de produccién posteriores a trabajos de fracturamiento
realizados en el pozo Tesoro 43. Es asi como los valores de Nc corresponden a

un valor promedio determinado para este periodo.

Tabla U1: Registro prueba de produccion después de fracturamiento hidraulico en Tesoro 43
con fluido de fractura base agua.

Caudal total Caudal crudo Qo

Fecha [bbl/dia] %BS&W [bbl/dia]
24-ago 160 0,69 49,60
25-ago 133 0,20 106,40
26-ago 122 0,05 115,41
27-ago 125 0,07 116,25
28-ago 125 0,08 114,43
29-ago 125 0,06 117,25
30-ago 125 0,02 122,64
31-ago 125 0,01 123,75
01-sep 125 0,11 111,81
02-sep 109 0,07 101,23
02-sep 95 0,05 89,80
03-sep 95 0,09 86,30
03-sep 95 0,09 86,30
05-sep 80 0,00 79,92

Tabla U2: Informacion para calculo de Nc, Campo Nutria y Tesoro.

Parametro Campo Nutria Campo Tesoro
Longitud promedio fractura [ft] 81,907 81,907
Altura promedio fractura [ft] 70,0 70,0
o 0,18 0,18
Swir 0,182 0,253
A« [ft] 2652,13 2421,13
Ho @ Tyozo[poises] 0,09 0,07

*Valores de analisis petrofisico realizado para Nutria 13 a 7273 [ft]
*Valores de andlisis petrofisico realizado para Tesoro 32 a 7476 [ft]
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U.2 Compatibilidad y Detergencia para fluidos éptimos Fase 1y 2

Tabla U3: Resultados pruebas compatibilidad y detergencia para fluidos éptimos Fase 1y 2

COMPATIBILIDADES
Salmuera Sintética Equivalente Nutria 31

Observaciones

Crudo utria 31
Observaciones

80%-20%: Compatibles,
rompimiento fases 97%.
50%-50%: compatibles,
rompimiento fases 95%.

80%-20%: Miscibles.
50%-50%: Miscibles.

Fluido N° 10 vivo

Salmuera Sintética Equivalente Nutria 31 Crudo Nutria 31

° Observaciones Observaciones

s

o

o 80%-20%: Compatibles,
% 80%-20%: Miscibles rompimiento fases 93%.
_'g 50%-50%: Miscibles 50%-50%: compatibles,
(T8

rompimiento fases 92%.

Salmue Sintética uivalente Tesoro 19 Crudo Tesoro 44
o Observaciones - Observaciones
>
E
©
S 80%-20%: Compatibles,
o 80%-20%: Miscibles rompimiento fases 98%.
-'g 50%-50%: Miscibles 50%-50%: compatibles,
o rompimiento fases 95%.
il
Salmuera Sintética Equivalente Tesoro 19 Crudo Tesoro 44
Observaciones Observaciones
o
s
©
> TJ-EL—- s | 80%-20%: Compatibles,
o 80%-20%: Miscibles rompimiento fases 95%.
= 50%-50%: Miscibles 50%-50%: compatibles,
=] .
T rompimiento fases 95%.

DETERGENCIAS
Nutria Tesoro
Observaciones Observaciones
i)
R s
Buena detergencia: Bajo grado Buena detergencia: Bajo
impregnacion de crudo en grado impregnacioén de
arenas crudo en arenas

U.3 Perfiles Reoldgicos de fluidos evaluados en Segunda yTercera Fase
Se presentan a continuacion los perfiles reoldgicos de los fluidos evaluados en la

Fase 2y 3:
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Griéfico U1: Perfiles Reolégicos Fluidos Optimos Fase 1-2 para Nutria y Tesoro

Perfiles Reoldgicos Fluidos Optimos Fase 1-2 para Nutria y Tesoro

Cuide Hutria @ 1000 GPT Agua ' 0,3 PPT Microbiocida » 2,0 GPT Comirelador arcillas » 7,5 GPT Agente gelilicador + 2,5 GPT Surfactante
+ 16,0 GPT Solvente Mutual + 1,5 GPT Solucion buffer + 2,5 GPT Agente reticulador + 0,25 GPT Rompedor enzimatico

Hude lesoro @ TUO0GRL Agua + 0,3 PP 1 Microlmecida + 2,0 GP 1 Controlador arcillas + 7,5 GP1 Agente gelficador + 2,5 GF1 Surtactante
+ 18,0 GPT Solvente Mutual + 1,5 GPT Solucion buffer + 2,5 GPT Agente reticulador + 0,25GPT Rompedor enzimatico
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Gréfico U2: Perfil Reolégico Prueba 2 (SB/AR=0,8)

Perfil Reologico PRUEBA 2 (SB/AR=0,8)
Fluido Tegora: 1000 GPT Agua +0,3 PPT Micrabiocida + 2,0 GPT Controlador arcillae + 7.5 GPT Agente gelificador + 2,5 GPT Surfactante
+ 18,0 GPT Solvente Mutual + 2,0 GPT Solucion buffer + 2,5 GPT Agente reticulador + 0,25 GFT Rompedor enzimatico
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Grafico U3: Perfil Reolégico Prueba 3 (SB/AR=0,833)

1000

Perfil Reologico PRUEBA 3 (SB/AR=0,833)

[CMuido Tesoro: 1000 GPT Agua + 0,3 PP'T Micrebiecida 1 2,0 GPT Controlador arcillas + 7,5 GPT Agente gelificador « 2,5 GPT Surfactante
+18 GPT Solvente Mutual + 2,5 GPT Solucién buffer + 3,0 GPT Agente reticulador + 0,25 GPT Rompedor enzimatico
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Graéfico U4: Perfil Reolégico Prueba 4 (SB/AR=1,5)

Viscosidad[cp]

Perfil Reoldgico PRUEBA 4 (SB/AR=1,5)

Fluido Tesoroz 1000 GPT Agua +0,3 PPT Micrebiocida + 2,0 GPT Controlador arcillas +7.% GPT Agente gelificador + 2.5 GPT Surfactante

+18 GPT Solvente Mutual + 2,0 GPT Solucion buffer + 3,0 GPT Agente reticulador + 0,25 GPT Rompedor enzimatico
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Grafico U5: Perfil Reolégico Prueba 5 (SB/AR=1,5)

Viscosidad[cp]

Perfil Reologico PRUEBA § (SB/AR=1,5)

Fluido Tesoro: 1000 GPT Agua +0,3 PPT Microbiocida + 2,0 GPT Contrelader arcillas + 7,5 GPT Agente gelificador +2,5 GPT
Surfactante + 18 GPT Solvente Mutual + 2,5 GPT Solucion buffer + 1,6 GPT Agente reticulador + 0,25 GPT Rompedor enzimatico
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Grafico U6: Perfil Reolégico 6ptimo para Campo Tesoro (SB/AR=1,36)

Perfil Reoldgico éptimo para Campo Tesoro (SB/AR=1,36)

1000 GPT Agua + 0,3 PPT Microbiocida + 2,0 GPT Contrelador arcillas + 7,5 GPT Agente gelificador + 2,5 GPT Surfactante + 18 GPT
Solvente Mutual + 3,0 GPT Selucién buffer +2,2 GPT Agente reticulador + 0,23 GPT Rompedor enzimatico
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Gréfico U7: Perfil Reoldgico 6ptimo para Campo Nutria (SB/AR=1,27)
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U.4 Graficos de la Velocidad de asentamiento de Carbolita 20/40 en los
fluidos de fractura 6 y 8.

Grafico U8: Velocidad de asentamiento en fluido de fractura N° 6 para 7 y 4 PPG de
Carbolita 20/40, a BHST constante y gradiente térmico.
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Grafico U9: Velocidad de asentamiento en fluido de fractura N°8 para 7 y 4 PPG de Carbolita
20/40, a BHST constante y gradiente térmico.
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