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Resumen y Abstract IX

Resumen

En la actualidad, el uso de la nanotecnologia aplicada a diferentes ramas de la industria
global ha sido de gran efectividad, esto incluye a la industria del petréleo y gas que cada
dia enfrenta retos mayores para suplir la demanda energética mundial, volcando sus
esfuerzos a la recuperacion de crudo pesado y extrapesado, principalmente en paises
como Colombia en donde esta condicion es caracteristica de los fluidos producidos.

El presente estudio tiene como objetivo desarrollar y evaluar nanofluidos de fractura con
doble propésito: aumento en la movilidad de crudos pesados y reduccion del dafio de
formacion. Se realizaron diferentes pruebas estéticas y dinamicas en condiciones de
laboratorio, empleando un crudo de 11,6 grados API, caracterizando y modificando
superficialmente dos nanoparticulas de silice fumarica de diferentes tamafos y
nanoparticulas de alimina, y utilizando un fluido de fractura comercial. Se evaluaron las
interacciones entre las nanoparticulas y el crudo pesado y la superficie de nudcleos
sintéticos humectables al agua y al aceite; ademas de su comportamiento en presencia de
aditivos criticos del fluido de fractura. La nanoparticula con mejor desempefio fue la silice
fumarica neutra de 7 nm a 1000 mg/L, la cual fue empleada para preparar un nanofluido
de fractura a partir del fluido de fractura comercial y garantizar condiciones idénticas de
comportamiento reolégico, asi como: cambio en la humectabilidad de medios porosos
hacia el agua, mejoramiento de permeabilidades relativas, disminucion de dafio de
formacion y reduccion de viscosidad del crudo pesado. Con base en estos resultados, el
nanofluido de fractura fue seleccionado y utilizado en la primera aplicacién de campo a
nivel mundial de fracturamiento hidraulico y nanotecnologia, obteniendo excelentes
resultados de incremental de aceite, disminucién de % BSW y reduccion de viscosidad de
crudos pesados, que han permitido llevar a cabo operaciones exitosas implementando la

tecnologia en campo.

Palabras clave: Nanofluido, fluido de fractura, comportamiento reolégico, dafio de

formacion, Movilidad.



Desarrollo de un nanofluido de fractura con doble propdsito: Aumento en la
movilidad de crudos pesados y reduccién del dafio de formacion

Development and evaluation from laboratory to field trial of a dual-purpose
fracturing nanofluid: Inhibition of associated formation damage and
increasing heavy crude oil mobility

Abstract

The utilization of nanotechnology across various global industry sectors has proven
remarkably efficacious. Notably, nanotechnology has emerged as a pivotal solution in the
oil and gas industry, where the imperative to meet escalating global energy demands poses
ever-greater challenges. This is particularly pronounced in regions such as Colombia,
where heavy and extra-heavy crude oil production is characteristic and demands innovative
approaches. This study endeavors to advance the development and assessment of
fracturing nanofluids with a dual objective: enhancing the mobility of heavy crude oil while
mitigating formation damage. Through a series of rigorous laboratory experiments
encompassing static and dynamic assessments, employing an 11.6-degree API crude all,
two variants of fumaric silica nanoparticles, alumina nanoparticles, and a commercial
fracturing fluid, this study scrutinized the interactions among nanoparticles, heavy crude
oil, and synthetic cores exhibiting both water- and oil-wettable characteristics. Furthermore,
the performance of these nanoparticle configurations in conjunction with critical fracturing
fluid additives was meticulously evaluated. The optimal nanoparticle configuration emerged
as the 7 nm neutral fumaric silica at a 1000 mg/L concentration. This nanoparticle was
integrated into a fracturing nanofluid derived from the commercial fracturing fluid, ensuring
uniform rheological behavior and inducing a shift in porous media wettability towards water.
Consequently, notable improvements in relative permeabilities, formation damage
reduction, and heavy oil viscosity attenuation were observed. Building upon these findings,
nanofluid fracturing was deployed, which marked the inaugural field application of hydraulic
fracturing integrated with nanotechnology. The outcomes were exceptional, manifesting in
substantial increments in oil production, a significant reduction in BSW%, and viscosity
mitigation in heavy crude oils. These successes catalyzed several subsequent operations

worldwide, firmly establishing the efficacy of this technology in practical field applications.

Keywords: Nanofluid, fracture fluid, rheological behavior, formation damage, Mobility.
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Introduccion

Para el afio 2030, se prevé que el 84% de la demanda energética global sera satisfecha
por la industria petroleray del gas [1]. Sin embargo, las reservas de crudo estan en declive,
lo que subraya la urgencia de incrementar su explotacion de manera efectiva Esta
necesidad se ve acentuada por la continua explotacion de recursos convencionales, como
el crudo liviano, que representan solo el 30% del total de reservas y estan en disminucion,
lo que obliga a dirigir mayor atencion hacia el restante 70%, compuesto por crudos pesados
y extrapesados [2, 3]. Uno de los principales desafios asociados a la produccién de estos
crudos es su alta viscosidad, lo que dificulta su flujo en el yacimiento [4-6]. Ademas, la
movilidad en estos yacimientos se ve comprometida por cambios en la humectabilidad del
medio poroso, que tiende a preferir la fase oleosa en lugar de la acuosa, complicando aun
mas el flujo de hidrocarburos [7]. Por tanto, es crucial que las operaciones destinadas a
enfrentar estos desafios sean altamente efectivas en todas las etapas de la vida util del
yacimiento [8]. Conforme a ello, diferentes técnicas han sido desarrolladas en yacimientos
de crudo pesado, aumentando su rentabilidad y productividad y disminuyendo el aceite
residual; algunos de ellos incluyen métodos de termdlisis [9], acuatermdlisis [10], inyeccién
de vapor [11], combustidn in situ [12], reduccidn de viscosidad a través de varios solventes
[13], estimulacién de vapor ciclica (CSS) [14], drenaje gravitacional asistido con vapor
(SAGD) [15], etc.

En este contexto especifico, se abordan dos técnicas de estimulacién que han demostrado
excelentes resultados en campos de crudo pesado en términos de incremento de la
produccion de petréleo [16, 17]. La primera es el fracturamiento hidraulico, uno de los
métodos de estimulacion mas utilizados en el mundo [16], y la segunda es la estimulacion
de reservorios mediante nanotecnologia, una alternativa innovadora y prometedora en la

industria petrolera y del gas [18].

El fracturamiento hidraulico, como técnica de estimulacion, se emplea en pozos con baja

0 media permeabilidad que no generan tasas de produccion rentables por si solos [19, 20].
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Introduccion

Esta operacion busca aumentar la produccion del pozo y las reservas recuperables de
hidrocarburos al fracturar la formacion objetivo mediante la inyeccién de un fluido de
fractura a alta presion, seguido de un medio propante para mantener la fractura abierta y
mejorar la conductividad del pozo [21]. Sin embargo, la etapa de flujo de retorno posterior
al fracturamiento solo recupera entre el 15% y el 30% del fluido de fractura utilizado [22-
24], lo que puede causar diversos dafios en la formacién y reducir los beneficios
potenciales de la operacién [25-28]. A lo largo de los afios, varios autores han estudiado
la importancia de las caracteristicas del fluido de fractura, ya que éste debe ser compatible
con el medio poroso y los fluidos propios del yacimiento [29-31], evitando la formacién de
emulsiones [32], bloqueo del flujo de fluidos por bancos de agua [21], reacciones
desfavorables con el medio poroso e hinchamiento de arcillas [33]. En la basqueda de FF
gque mejoren las operaciones, autores como Paktinat et al.[34] estudiaron el uso de
microemulsiones en yacimientos de gas, encontrando que este tipo de sistemas mejoran
el leakoff y contribuyen al incremento de la produccién dada su influencia sobre el aumento
de la permeabilidad relativa al gas en las areas circundantes a la fractura. Dos Santos et
al.[35, 36] emplearon los FF con modificadores de permeabilidad relativa (RPMs)
observando control del flujo de agua en areas con alta saturacién, esta mezcla es conocida
como fracturamiento hidraulico con control de agua CWF y se encontré que con este tipo
de fluidos, se alcanzaban cortes de agua del 20% en campos donde normalmente el corte
era del 50% al 90%. Precisamente, este tipo de fluidos ha ido implementado por Castafio
et al.[37], quienes combinaron el fluido de fractura con inhibidores de escamas inorganicas
y RPMs en un campo colombiano conocido por su alta capacidad incrustante: San
francisco, logrando un aumento en la produccion en un rango de 1.7 a 9.2 veces. Con este
mismo enfoque, para el campo San Francisco Leal et al.[38] implementaron una
combinacién de FF base agua y base aceite con la cual lograron incrementar las reservas

en aproximadamente 80 000 barriles.

En términos generales, las operaciones de fracturamiento hidraulico en yacimientos de
crudo pesado buscan mejorar el flujo de fluidos en el medio poroso, a pesar de ser, en
muchos casos, yacimientos de alta permeabilidad. Bahamon et al.[16] demostraron la
importancia de esta aplicacion en yacimientos de crudo pesado y extrapesado, obteniendo
un incremento de hasta 250 barriles de petréleo por dia (BOPD) por pozo estimulado, en

mas de 40 pozos intervenidos en el territorio colombiano; en los cuales también se observé
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una reduccion de mas del 60% en el corte de agua (BSW). Esta operacion se enfoco en
enfrentar diferentes darfios de formacion identificados como: dafio inducido, escamas
organicas e inorganicas, dafio de permeabilidad relativa, emulsiones, migracion de finos e

hinchamiento de arcillas.

Por otra parte, la nanotecnologia ha sido implementada en la industria del petroleo y el
gas, para mejorar diferentes procesos y resolver ciertos problemas de manera mas
eficiente en comparacion con otra tecnologias [39]. Todo esto, se logra debido a las
caracteristicas Unicas de los nanomateriales tales como su relacion de alta area
superficial/lvolumen, bajo tamafio y principalmente la posibilidad de ajustar sus
caracteristicas de acuerdo con los requerimientos técnicos y operacionales de cada campo
y problema a tratar [40]. El uso de nanoparticulas ha sido implementado para reducir la
viscosidad de crudos pesados, tal es el caso de Taborda et al.[41] quien estudio el efecto
de las nanoparticulas/nanofluidos sobre la reologia de crudos pesados. Estos ultimos
encontraron reducciones de viscosidad por encima del 90% comparando un sistema con y
sin nanoparticulas a condiciones de yacimiento a nivel de laboratorio [41]. En este trabajo,
los autores también demostraron la capacidad que poseen las nanoparticulas de
incrementar el recobro a través de pruebas dindmicas en nucleos (coreflooding),
obteniendo un 16% mas de capacidad de produccién de petroleo. Este tipo de aplicaciones
de nanotecnologia también ha sido probado en campo por Zabala et al.[17] quien expone
el uso de nanofluidos para mejorar la tasa de movilidad a nivel matricial en campos de
crudo pesado, encontrando incrementos de mas de 280 BOPD con un radio de penetracién
de s6lo 3 ft, ademas de obtener reducciéon del 11% en BSW, 73% de reducciéon en el dafio
tipo skin y reducciones de viscosidad del crudo de hasta el 47%, confirmando asi la
habilidad de los nanofluidos para mejorar las condiciones del flujo de fluidos en el
yacimiento. Otro de los factores determinantes en la movilidad del crudo en el medio
poroso es la humectabilidad de la roca [42], y varios autores que han desarrollado estudios
sobre nanoparticulas hablan de cambios y mejoras de esta propiedad, es asi como Giraldo
et al.[43] desarrollaron estudios sobre el uso de nanoparticulas de alimina que permiten
alterar la humectabilidad preferencial del medio poroso por el aceite a una gran afinidad
por la fase acuosa. Similarmente, Franco et al.[44] lograron cambiar la humectabilidad de
fase oleosa a acuosa en nucleos de formacion usando nanoparticulas de silice
impregnadas con niquel. Betancur et al.[45], utilizaron el mismo tipo de nanoparticulas con

modificaciones superficiales obteniendo un incremento en el factor de recobro a partir de
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una superficie porosa mas humectable al agua. Zhang et al.[46] también demostraron
significativas mejoras en la humectabilidad del medio poroso en yacimientos de crudo
pesado a través de uso de nanofluidos, logrando recobros del 55% y 50% de crudo

comparado con solo el 2% y el 17% del recobro obtenido sin nanofluidos.

El uso combinado de la nanotecnologia y el fracturamiento hidraulico ha sido reportado en
varios estudios, incluyendo Huang et al.[26, 29] quien estudio el comportamiento de fluidos
viscoelastico surfactantes (VES) con el objetivo de mejorar las altas tasas de pérdida de
fluido que presentan por lo general los fluidos VES. Para disminuir el contenido de polimero
en los fluidos de fractura, Lafitte et al.[47] implementaron nano-cossslinkers de 15
nanémetros que permitieron disminuir la cantidad de croslinker con un factor de 20 veces
y polimero un 10%. Con este mismo propa@sito, Lian et al.[48] encontraron una reduccion
en el uso del polimero por encima del 48%, y ademas lograron un fluido con alta resistencia
a la temperatura (350 °C - 400 °C). La adicién de nanoparticulas al fluido de fractura se ha
implementado principalmente para mejorar las condiciones del fluido a partir de la
reduccion del contenido de aditivos, es el caso también de Guzman et al.[49]. Quienes
encontraron que la adicién de nanoparticulas permitia una reduccién del 33% del uso de
metanol contenido en un FF comercial usado para estimular formaciones con altamente
sensibles a la presencia de agua; ellos ademas notaron una reduccion en el dafio de

formacion asociado a este tipo de fluidos [49].

Es asi como el presente trabajo investigativo tiene como objetivo evaluar el efecto de
nanoparticulas de diferentes naturalezas quimicas en los fluidos de fractura, buscando
aumentar la movilidad del crudo pesado en el medio poroso mediante dos mecanismos: la
reduccion de la viscosidad del crudo y el cambio de humectabilidad en la superficie de la
roca, todo esto de la mano de una reduccién del dafio de formacién. Este enfoque abre la
posibilidad de utilizar el fluido de fractura no solo como medio de fracturamiento, sino
también como un vehiculo para transportar otros elementos. Se evaluaran y caracterizaran
diferentes tipos de nanoparticulas en un fluido de fractura comercial, denominado NF,
mediante pruebas estaticas y dinamicas en laboratorio, seguido de su implementacion en

campos colombianos de crudo pesado.

El desarrollo de la investigacion consta de dos capitulos, el primero acerca de la evaluacion

estatica y dindmica del nanofluido de fractura y el segundo que contiene la aplicacion de
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la tecnologia desarrollada en campos colombianos de crudo pesado, las respectivas

conclusiones y recomendaciones para posibles trabajos futuros.



Aspectos tedricos

A lo largo del siguiente trabajo investigativo se mencionan diferentes temas de interés, los

cuales son aclarados en este apartado con el fin de generar una mayor comprension.

Fluido de fractura

Son fluidos disefiados para fracturar la formacion y llevar el agente sostén o apuntalante,
comunmente llamado propante, hasta el fondo de la fractura generada con el fin de
aumentar la permeabilidad de la formacion al crear un canal con mayor conductividad [50].
Los fluidos de fracturamiento se clasifican generalmente en fluidos base agua, base aceite,

base alcohol, de emulsién, base espuma y fluidos de fractura energizados.

En general, los fluidos de fracturamiento deben cumplir caracteristicas basicas, entre las

cuales se encuentran [33, 51]:

- Compatibilidad con los constituyentes de la formacién y los fluidos del yacimiento.

- Capacidad de transporte del propante desde el pozo a la punta de la fractura.

- Ambientalmente amigables, la composicion del fluido debe acogerse a la
reglamentacién ambiental.

- Ser lo suficientemente viscoso para crear una fractura de las dimensiones
deseadas.

- Maximizar la distancia de desplazamiento del fluido para extender la longitud de la
fractura.

- El fluido debe romper de modo que pueda fluir hacia atras y permitir la limpieza de
la fractura al terminar la operacion.

- Se debe generar el minimo dafio a la permeabilidad de la formacion.
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- Tener un bajo coeficiente de pérdidas.

- Tener bajo costo

I Comportamiento reologico

El termino reologia fue acufiado por el profesor Bingham como el estudio de la deformacion
y flujo de la materia y a lo largo de los afios ha sido estudiada y ampliada en diversos
campos de la ciencia. Dicha rama caracteriza la materia de acuerdo a su elasticidad,
plasticidad y viscosidad [52]. Sin embargo, antes de introducir el termino viscosidad del
cual se hablara a lo largo del presente trabajo, es necesario definir el concepto de flujo,
gue en términos generales es la condicién en la que los elementos del liquido se deforman
y los puntos adyacentes en el liquido se mueven uno con respecto al otro. En este sentido,
todo flujo tiene una resistencia a fluir que depende de sus propiedades y caracteristicas y
es dicha resistencia lo que se conoce como viscosidad, a modo de ejemplo, para una
velocidad dada, la fuerza resultante aumenta cuando se aumenta la viscosidad, mientras

gue para una fuerza dada, la velocidad se reduce cuando se aumenta la viscosidad [53].

La viscosidad de los fluidos utilizados en el fracturamiento hidraulico es la propiedad mas
importante en estas operaciones, ya que juega un papel crucial al ser la encargada de
generar el ancho de fractura dependiendo del tipo y permeabilidad del yacimiento, ademas
de soportar el apuntalante desde superficie hasta su llegada a la cara de formacion,
generando una presion neta deseada para controlar el crecimiento en altura y proporcionar
un control de pérdida de fluido [54].

Existen 3 teorias principales de viscosidad: La teoria molecular, la teoria por procesos de
velocidad y la teoria de difusidon. Brevemente, la teoria molecular expone la viscosidad
como la distribucién de las moléculas mas cercanas que rodean a una molécula daday el
potencial intermolecular entre este par de moléculas, dando explicacion a la resistencia o
deformacién sufrida en un fluido debida principalmente a la fuerza intermolecular de las
capas que lo conforman [55]. La teoria por procesos de velocidad permite definir la
viscosidad mediante la premisa de una barrera de potencial que tiene que superar la
molécula para poder fluir, es decir, para pasar a un sitio desocupado, una molécula pasa
a través de un cuello de botella de energia potencial que se reduce cuando se impone la
fuerza de corte [56]. Finalmente, se presenta la teoria de difusion en la que se sugiere que,

bajo la aplicacién de una fuerza de corte externa, la auto difusién de las moléculas aumenta
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en la direccién del campo de corte y, naturalmente, el desplazamiento de una molécula
disminuye en la direccion opuesta al corte [57]. Bajo estas teorias se puede entender mas
facilmente el comportamiento de los fluidos de fractura, en los cuales la viscosidad
reacciona a esfuerzos y velocidades de corte que permiten simular las condiciones de

transporte a las que se ven expuestos desde superficie hasta la cara del pozo.

Los fluidos pueden ser clasificados segun sus comportamientos reoldgicos en varios tipos:
newtoniano, pseudoplastico, cizallamiento, tixotrépico y viscoelastico [58]. El fluido de
fractura utilizado en el presente estudio es un fluido polimérico reticulado a base de
metaborato, el cual presenta un comportamiento reoldgico de flujo no newtoniano con
caracteristicas pseudoplasticas, es decir, a medida que se incrementa la tasa de corte la
viscosidad se disminuye con un comportamiento en el que el esfuerzo no es una funcién
lineal de la tasa. Uno de los modelos empiricos mas simples que permiten describir este
comportamiento de la viscosidad (u) versus la velocidad de corte (y) es la expresion de la
ley de potencia [59] donde K y n son constantes determinadas por las graficas del
comportamiento reoldgico de cada fluido, cabe especificar que para los fluidos de tipo

pseudopléstico el valor de n suele ser menor a 1

p=Ky" N
Por lo general la norma API-RP 39 es utlizada para realizar las mediciones del
comportamiento reoldgico en fluidos de fractura [60], consta de 6 capitulos en los que se
evidencian las propiedades que debe cumplir el fluido, los procedimientos estandarizados
a nivel de laboratorio y campo y el célculo de las propiedades viscosas. En resumen, todas
las variables asociadas a la preparacion del fluido deben estar sujetas y corrida tras corrida
deben permanecer sin cambios, la temperatura de prueba se debe alcanzar en minimo 20
minutos y permanecer constante, las rampas de esfuerzo deben realizarse de la forma
mas agil posible y siguiendo el programa con pasos de 75seg*, 50 seg?, 25 seg?,50seg?,
75 seg?y 100 seg™ registrando el cambio de viscosidad en el tiempo de acuerdo con los

requerimientos que exija la formacion a fracturar.
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Nanotecnologia

En los dltimos afios la nanotecnologia se ha convertido en una herramienta util e
innovadora en los campos de la fisica, la quimica, la medicina y la ingenieria. Siendo una
gran promesa que ha generado diversos cambios a nivel tecnoldgico con avances en una
amplia gama de aplicaciones [61]. El interés en esta ciencia se remonta hacia el afio 1996
donde varios investigadores respaldados por el centro mundial de evaluacion de
tecnologias (WTEC) y la fundacion nacional de ciencias, apuntaron al estudio de las
propiedades fisicas y quimicas de particulas de menos de 100 nanémetros, permitiendo
asi categorizar la nanotecnologia como el estudio de las estructuras que tienen
dimensiones del orden de una billonésima parte de un metro. En estos estudios se
descubrié que los comportamientos fisicos y quimicos de muchos de los materiales
evaluados variaban de acuerdo al tamafo que pudieran llegar a tener [62]. Dicha
dependencia de los materiales con el tamafio de particula permite disefiar propiedades
Unicas y concisas de acuerdo con el objetivo de estudio a evaluar, dando asi un enorme
potencial que contribuye a avances significativos en una amplia y diversa gama de

tecnologias.

La nanotecnologia abarca dos enfoques principales para obtener los nanomateriales,
conocidos como “topdown” y “bottom-up”, la sintesis tipo “topdown” parte de estructuras
grandes que se reducen al tamafio de hanoescala mientras se mantienen sus propiedades
originales sin control a nivel atémico. El enfoque “bottom-up” conocido como
nanotecnologia molecular o fabricacion molecular parte de materiales disefiados a partir
de atomos o moléculas y es cada vez mas prometedor para los avances en materiales y
fabricacion [63]. Las particulas obtenidas son de naturaleza ultrafina, generalmente mas
grandes que un grupo de atomos, pero mas pequefias que las microparticulas ordinarias
y, por lo tanto, poseen un area superficial especifica muy alta que emplean para una

enorme cantidad de interacciones segun su disefio [64].

Esta ciencia ha sido ampliamente utilizada en industrias de materiales y fabricacion de
productos electronicos, biomédicos, farmacéuticos, aeroespaciales, fotograficos y también
en la industria energética, mostrando una amplia capacidad de introducir cambios
revolucionarios y resultados satisfactorios [65, 66]. La industria energética basada

principalmente en la produccién de petroleo y gas necesita tecnologias innovadoras y cada
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vez mas verdes que sean a su vez econdGmicamente sostenibles, es de esta forma que la
nanotecnologia emerge como alternativa y ha sido empleada en aplicaciones como
nanosensores para medir las condiciones especificas del yacimiento, nanofluidos y
nanocatalizadores que han demostrado mejorar la productividad y los procesos de
refineria, nanomembranas para una separacion mas efectiva del crudo, agua y gas
mejorando de forma sustancial la purificacién del petréleo y la limpieza de las aguas
residuales en la industria [67]. A continuacidn, se daran a conocer tres conceptos
importantes desde la perspectiva de la industria del petréleo y el gas y cobmo con el uso de

la nanotecnologia se han presentado avances significativos y mejoras en cada uno.

I Humectabilidad

La humectabilidad de las superficies minerales por el agua y el aceite se describe mediante
modelos de fuerzas superficiales que se vuelven importantes cuando dos superficies se
acercan entre si. Los componentes de la fuerza son de caracter electrostéaticos, de van der
Waals y estructurales [68]. En ingenieria de yacimientos se puede definir como la
tendencia de un fluido a adherirse sobre la superficie de la roca, en presencia de otros
fluidos inmiscibles que no se adhieren, éstos se pueden nombrar fase humectante y fase
no humectante respectivamente. La tendencia humectable de la roca controla la
distribucién y la movilidad de los fluidos presentes en el yacimiento, y ha sido una
propiedad reconocida como un factor importante en la distribucion microscépica y la
saturacion residual de los mismos, con influencia en la presién capilar y las curvas de

permeabilidad relativa [69, 70].

En la Figura 1 se presentan las tensiones interfaciales en el equilibrio, relacionadas por la
ecuacion de Young-Dupré, la cual se obtiene al considerar un equilibrio horizontal de
tensiones en el punto de contacto de las tres fases. Por convencién, el angulo de contacto

es siempre medido a través de la fase mas densa [71].

Ows + Owo (0S8 = 0,6 (2)

Ops — Oys = Oy C0SO 3)
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Donde g,,; es la tension interfacial agua-sélido, g, la tension interfacial aceite-sélido,

owo la tension interfacial agua-aceite y 6 el &ngulo de contacto medido a través del agua.

OOW
Aceite Agua \\\
Oy, " O \
% 7 !
Solido

Figura 1. Energias superficiales en un yacimiento. Adaptado de [70].

En literatura se pueden identificar varios tipos de humectabilidad, dentro de los cuales se
encuentran: humectabilidad por agua o por aceite, donde el fluido humectante ocupa
completamente los poros pequefios y entra en contacto con la mayor parte de la superficie
mineral expuesta. El fluido no humectante ocupa el centro de los poros grandes. También
se encuentra la humectabilidad neutra o intermedia, que es aquella en la que todas las
porciones de la superficie de la roca presentan igual preferencia a ser humectadas por
agua o por aceite. Por otra parte, la humectabilidad fraccional es el caso en el cual ciertas
porciones de la superficie mineral son humectadas por agua y otras son humectadas por
aceite. Puede ocurrir cuando una roca esta compuesta de varios minerales con diferentes
propiedades quimicas superficiales. Finalmente, se encuentra la humectabilidad mixta que
es un caso particular de la humectabilidad fraccional en la cual los poros mas pequefios

son humectados por agua y los poros més grandes son humectados por aceite [69], [72].

El uso de la nanotecnologia ha sido foco en investigaciones que buscan alterar las
condiciones de humectabilidad en los medios porosos de yacimientos que por diferentes
causas llegan a tener mayor afinidad al aceite, impidiendo una produccion 6ptima del
crudo, es el caso de Giraldo et al.[43] quienes estudiaron la alteracion de la humectabilidad
mediante el uso de nanofluidos a base de alimina para nucleos de areniscas con
humectabilidad inducida al aceite, encontrando que con sélo una concentraciéon de 100
mg/L de nanoparticulas, se obtenia el mayor cambio de humectabilidad a la fase acuosa.
Las nanoparticulas de silice han sido también empleadas en este campo por diversos
autores que ratifican y demuestran la existencia de alteraciones de las superficies

humectables al aceite por superficies humectables al agua. Maghzi et al.[73] realizaron
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estudios acerca de la alteracion de la humectabilidad causada por nanoparticulas de silice
en la inyeccion de agua para un sistema de crudo pesado en un arreglo de cinco puntos,
encontrando una mejora en la eficiencia de barrido del 8.7% y ademas un aumento en el
factor de recobro del 26% con una tendencia claramente mas humectable al agua luego
de mediciones de gota sésil. Un estudio muy interesante sobre la alteracion de
humectabilidad de rocas de carbonato de yacimientos con humectabilidad al aceite o mixta,
lo presentan Moghaddam et al.[74] tras realizar un desarrollo comparativo de los cambios
de humectabilidad presentados en la superficie de dichas rocas en presencia de
nanofluidos a base de diéxido de circonio, carbonato de calcio, diéxido de titanio, diéxido
de silicio, 6xido de magnesio, oxido de aluminio, oxido de cerio y nanotubos de carbono
confirmando el papel activo de las nanoparticulas de carbonato de calcio y de diéxido de
silicio en la mejora de recuperacion de petréleo evidenciando que la presion de desunién
de la capa de nanoparticulas cerca del punto de contacto puede ser lo suficientemente alta
como para eliminar el petréleo de la superficie. En general, diversos autores exponen la
capacidad de alteracién de humectabilidad de fase oleosa a acuosa en medios porosos,

tras el contacto y adsorcion de nanoparticulas de 6xido de silicio en las superficies [75-78]

ii.  Viscosidad en crudos pesados

La mayor parte de los recursos a nivel mundial corresponden a crudos pesados y extra
pesados, lo que implica que, tras el paulatino agotamiento de los recursos convencionales,
la economia se vea cada vez mas interesada en la explotacion de este capital [79]. Las
caracteristicas principales de los crudos pesados y extrapesados son la viscosidad y los
altos porcentajes de asfaltenos conocidos como la fraccibn mas pesada del crudo, la
gravedad especifica o0 mas evidentemente el rango de escala API evidencian estas
propiedades con valores que oscilan desde 10 a 22,3 para los crudos pesados y desde 0,0
a 9,9 en los crudos extrapesados, en concordancia, los valores de viscosidad que pueden
alcanzar 1°000.000 Cp lo que implica que su fluidez sea préacticamente nula [80]. El
ambiente de depositacion de los crudos pesados y extrapesados, teniendo en cuenta que
existen varios sedimentos que carecen de roca sello, afirma la teoria de la biodegradacién
de crudos livianos e intermedios a cargo de microorganismos que lo transforman en crudo

pesado, asociada a esta biodegradacion se produce la oxidacion del petréleo, reduciendo
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el GOR e incrementando la densidad, la acidez, la viscosidad, el contenido de azufre y de
otros metales [81]. Las caracteristicas anteriormente mencionadas, generan que las
condiciones de produccién y refinaciébn sean muy complejas, lo que a su vez aumenta el
costo de cada operacion y pone en riesgo la facilidad de obtencion cuando los precios del

crudo tienden a la baja [82].

Los retos asociados a la extraccion de estos recursos promueven inversién en nuevas
tecnologias e infraestructura por parte de las compafiias, todas ellas enfocadas a reducir
la viscosidad ya sea por métodos de recuperacion térmica o no térmica. En los métodos
asistidos térmicamente, el crudo, las cercanias de cara de pozo e incluso las tuberias por
las que debe pasar el fluido hasta llegar a las plantas de refinacion deben ser calentadas
[83, 84]. Existen diversas tecnologias que se han desarrollado alrededor de ésta técnica
encontrando como principal ventaja los altos porcentajes de crudo extraido, sin embargo,
los costos asociados son considerablemente altos, algunas de las mas famosas son la
estimulacion ciclica por inyeccion de vapor (CSS) con factores de recobro de hasta el 30%,
el desplazamiento con vapor de agua que permite un factor del 40%, el método de drenaje
gravitacional asistido por vapor (SAGD) el cual puede utilizar inyeccién de vapor, vapor
ciclico o inyeccién de solventes obteniendo recobros entre el 50% y el 70% dependiendo
de las condiciones estratigraficas de la formacién, la técnica de combustién in situ que
permite craquear el crudo a través de la quema de parte del petréleo generando la
separacion de las moléculas mas pequeiias del crudo y dejando las cadenas mas pesadas
atras [85]. Por otra parte, estan los métodos de produccién en frio los cuales radican su
importancia en los bajos costos que a su vez sacrifican el factor de recobro con valores
entre el 6% y el 12% [86, 87]. Entre los m&s empleados, se encuentra la inyeccion de
diluyentes como Nafta, que permiten facilitar la fluidez y por tanto la produccion a partir de
sistemas de levantamiento mecanico o bombas electrosumergibles (ESP) y sistemas de
bombeo de cavidad progresiva (PCP), técnicas de produccion de crudo con arena
(CHOPS) a partir de la creacion de agujeros de gusano dentro del yacimiento producto de
la desestabilizacién de la formacién tras la despresurizacion del gas asociado al crudo,
métodos de recuperacién mejorada (EOR) en frio como la inyeccién de agua, polimeros,
surfactantes o combinaciones de ellos [88, 89], sin embargo, la eficiencia de barrido de
todos estos sistemas disminuye considerablemente al enfrentarse a viscosidades cada vez
mayores, presentando problemas de interdigitacién por la diferencia de viscosidades y

factor de movilidad dejando en el yacimiento cantidades considerables de crudo [90].



30

Desarrollo de un nanofluido de fractura con doble propoésito: Aumento en la
movilidad de crudos pesados y reduccién del dafio de formacion

Finalmente, la técnica de extraccidn de petréleo asistida con vapor (VAPEX) hace parte de
los mecanismos de produccion en frio que aprovecha la temperatura del mismo yacimiento
con el fin de generar reacciones quimicas tras la inyeccion de solventes miscibles que

reducen la viscosidad [91].

Numerosas investigaciones basadas en el estudio de nanoparticulas y nanofluidos para la
reduccion de viscosidad en crudos pesados y extrapesados demuestran efectividad y
abren paso a una gran alternativa de optimizacién de produccion [92-95]. Es el caso de
autores como Shokrlu et al.[96], quienes estudiaron los mecanismos de reduccién de
viscosidad en crudos pesados al agregar micro y nanoparticulas metélicas a diferentes
concentraciones y temperaturas, encontrando que en todos los casos las particulas
disminuyen los valores de viscosidad e incrementan la eficiencia de los escenarios
evaluados. Del mismo modo, autores como Li et al.[97] utilizaron nanocatalizadores de
niquel para comprobar su efecto en los cambios de viscosidad de crudo extrapesado
mediante la aplicacion termolisis acuatica, encontrando reducciones en el peso molecular,
la cantidad de azufre y principalmente el contenido de resinas y asfaltenos, permitiendo
por ende una reduccion en la viscosidad del crudo del 98%. Nanoparticulas de silice
funcionalizadas con nanocristales de niquel fueron a su vez empleadas por Montes et
al.[98] en procesos de descomposicidén catalitica de las fracciones pesadas del crudo
utilizando cavitacioén por ultrasonido, en dicho estudio, se obtiene reduccién de la cantidad
de asfaltenos y a su vez de la viscosidad. En el estudio presentado por Taborda et al.[99]
se evidencian nuevamente las nanoparticulas de silice como las encargadas de la
reduccion de viscosidad de crudos pesados en hasta un 52%, ademas, éste mismo autor
en uno de los estudios més interesantes acerca de la reduccion de viscosidad en crudos
pesados, demuestra que las nanoparticulas de silice pueden mejorar los procesos ya
existentes de inyeccion de solventes como la nafta utilizado actualmente en la industria,
afirmando reducciones del 50% en el consumo de nafta [94]. Bajo el escenario expuesto,
se puede afirmar que el uso de la nanotecnologia en la reduccion de viscosidad en crudos
pesados y extrapesados es una alternativa prometedora que puede generar y mejorar las

operaciones de la industria del petréleo y gas.
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iii. Dafo de formacién
El dafio de formacién en su significado mas simple, es una restriccion de la capacidad
natural del flujo en pozos productores o inyectores, ya sea por una disminucién de la

permeabilidad y/o porosidad de la roca o por alguna obstruccién en las facilidades de

produccion, las cuales se ven reflejadas en pérdidas parciales o totales del flujo [100].

Los mecanismos de dafio a la formacion se pueden definir partiendo de la expresion de la
ecuacion de Darcy para flujo radial:
_ kAOP _ 0.0070kh (Po—Pyf)

- 75 - uBo(lnrr—;+S) @

Donde

q : Caudal (bbl/dia)

k: Permeabilidad intrinseca del medio poroso (mD)
A: Area de flujo (pie?)

u: Viscosidad (cP)

B,: Factor volumétrico del petréleo (adimensional)

aP: (P, — P,): Diferencia entre presion del yacimiento y presion de fondo fluyente (psi)
or: ln(r‘-’/rw): Relacion entre radio de drenaje del pozo y radio del pozo (pies)

S: Factor de dafio (adimensional)

Con la expresion anterior se puede evidenciar que la disminucién de productividad o
inyectividad de un pozo radica en la variacion de las propiedades mencionadas, ya sea por
un sistema mecanico o de levantamiento ineficiente que causaria una alta presion de fondo
fluyente, por baja permeabilidad del yacimiento o por restricciones alrededor del pozo

debido a dafios o pseudodarios [101].

Las causas de los diferentes dafios de formacién varian y dependen de las condiciones a
las cuales haya estado sometido el pozo. Los dafios mas comunes se atribuyen a la
produccion de fluidos que generan cambios termodinamicos alterando la estabilidad
quimica y fisica del medio poroso, ya sea por precipitacion inorganica, organica,

fendmenos interfaciales, bloqueo por emulsiones, bloqueo por agua, cambio de
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humectabilidad, migracion de finos, arcillas hinchables, o bien sea por dafio inducido en
operaciones tipicas como perforacion, cementacion, completamiento, empaquetamiento
de arena, produccion, estimulacion o inyeccion para el mejoramiento del recobro de
petroleo, ya que en dichas operacion hay intrusion de fluidos ajenos a la formacién que
generan obstruccion por particulas arrastradas como sélidos o polimeros, cambio de
humectabilidad debido a fluidos de perforaciobn base aceite, reacciones acidas,
subproductos acidos, precipitacion de hierro, formacién de sludge catalizado por la
presencia de hierro, bacterias, bloqueo por agua o incompatibilidades con el fluido de
perforacion, parafina en tubulares y lineas de flujo, parafinas en formacién, depositacion
de asfaltenos [102, 103].

La prevencion, evaluacion, control y remocion de los dafios de formacion en un yacimiento
han sido tema crucial de investigacion a lo largo de los afios, en este sentido se utilizan
diversas técnicas de remediacion dependiendo de la condicién o tipo de dafio. Se suele
utilizar empaques de arena, ajustar los limites de tasa de produccion, consolidacion
plastica, lavados y remojos con solventes aromaticos, solventes mutuales, tratamientos
acidos retardados y fuertes, fracturamiento hidraulico si el dafio es profundo, limpiezas con
espuma o jetting, recafioneo, tratamiento de pequefas fracturas o perforacion tipo
sidetrack, inyeccion de controladores de arcillas, uso de alcoholes y surfactantes, inyeccién
de gas, control de caidas de presion y represurizacion del yacimiento, raspado y cortes de
tuberia, uso de inhibidores, tratamientos con hipoclorito de sodio, remocién mecanica,

lavados con salmuera, entre otros [104].

Con el fin de remediar diversos dafios de formacién, también se ha implementado el uso
de la nanotecnologia como fuente potencial para introducir cambios revolucionarios en la
industria del petréleo y gas, dado que se pueden ajustar las caracteristicas de las particulas
para cumplir con requisitos ambientales, operativos y técnicos[105], tal es el caso de
autores como Betancur et al.[45, 106] quienes realizan un estudio sobre la importancia del
tamafio y la acidez de la superficie de nanoparticulas de silice en la inhibicién del dafio de
formacion causado por precipitacion y depositacion de asfaltenos, encontrando una
relacion directa entre la capacidad adsortiva de las nanoparticulas y el porcentaje de

inhibicion de agregacion de asfaltenos, ademas que dicha capacidad adsortiva aumentaba
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a medida que aumentaba la acidez superficial de las particulas. El dafio de formacién
causado por la precipitacion y depositacion de asfaltenos ya sea en las cercanias de cara
de pozo o en la tuberia, también fue un tema estudiado por Lépez et al.[107] quienes
utilizaron nanocompuestos amigables con el medio ambiente a partir de silice y Cardanol
encontrando que dicha sinergia conduce a una superficie heterogénea con varios grupos
funcionales que promueven la adsorcion de asfaltenos y reducen el tamafio de agregado
de estos ultimos en hasta un 58.5%. La migracion de finos ha sido tema de investigacion
en el &rea de nanotecnologia, con autores como Belcher et al.[108] quienes utilizaron una
alta concentracion de nanoparticulas en el medio propante de las operaciones de fractura
llevadas a cabo en el golfo de México. Autores como Mansour et al.[109] evaluaron la
eficiencia de dos tipos de nanoparticulas para la prevencién de migracion de finos durante
la produccién, encontrando que las nanoparticulas de 6xido de magnesio a una
concentracion de 0.5 g/L permitian mejorar la permeabilidad del medio en un 64.83%
incluso a la mayor tasa de flujo evaluada. La nanotecnologia también ha sido empleada
para mejorar la formacion y precipitacion de escamas inorganicas en los yacimientos de
petréleo y gas, con el uso de nanoemulsiones, nanoparticulas de 6xidos metélicos y
nanoparticulas metalicas cubiertas de polimeros o surfactantes, con casos reconocidos
como los nanomatriales de metal-fosfonatos que han demostrado propiedades quimicas y
fisicas Unicas en la inhibicion de formacion de escamas inorganicas, uso de nanoparticulas
magnéticas, de aluminio, de cobre y finalmente nanoparticulas de silice [110]. En general,
en la literatura se encuentran estudios que muestran la eficiencia de las nanoparticulas y
nanofluidos para disminuir, prevenir y remover muchos de los dafios de formacion

mencionados.






1.Investigacion y evaluacion experimental

En el presente capitulo, se describen los procedimientos y metodologias llevados a cabo
para el desarrollo de la evaluacion estética del uso de nanoparticulas en un fluido de
fractura comercial de base acuosa. Se detalla el paso a paso de cada una de las
caracterizaciones realizadas a los fluidos de yacimiento, los fluidos de trabajo y las
nanoparticulas empleadas, asi como la evaluacion a condiciones estéticas del nanofluido
de fractura, denominado asi cuando el fluido de fractura tiene las nanoparticulas inmersas

en él.

1.1 Materiales

En las diferentes evaluaciones en las que se emple6 crudo de formacion, se utilizé crudo
pesado de un campo petrolero ubicado en Colombia en el area de los llanos orientales
cerca de Villavicencio. Se us6 dos (2) tipos de nanoparticulas comerciales de silice
fumarica distribuidas por Sigma-Aldrich de igual naturaleza quimica y diferente tamafio,
denominadas silica de 7nm (Si07) y silica de 200 nm (Si200), ademas, se vari6 la
naturaleza quimica empleando nanoparticulas comerciales de Alumina (Al) distribuidas por
una empresa nacional. Para la modificacién de la acidez y basicidad de la superficie de las
nanoparticulas, se utilizé6 HCI (37%, Sigma-Aldrich, United States), NH4sOH (30%, J.T.
Baker, United States) y agua desionizada. En la evaluacion de acidez total se emple6 una
mezcla 10/90 de NHs/ He (Linde. Medellin-Colombia). Finalmente se empleé un fluido de
fractura comercial de base acuosa otorgado por una compafiia prestadora de servicios.
Para el proceso de presurizacién en la ruptura del fluido de fractura se utilizd6 N2 (Linde.

Medellin-Colombia).
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1.2 Métodos

Esta seccion presenta los experimentos y pruebas realizadas para desarrollar un
nanofluido de fractura que mejore la movilidad del crudo dentro de los medios porosos. En
este sentido, el Esquema 1.1 muestra el flujo de trabajo experimental comenzando con

pruebas estaticas y concluyendo con pruebas dinamicas.

Pruebas estaticas Pruebas dinamicas
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Esquema 1.1 Flujo de trabajo experimental para desarrollar y probar un nanofluido de
fractura con pruebas estaticas y dinamica en laboratorio.

1.2.1 Caracterizacién de fluido del yacimiento

La caracterizacion fisicoquimica del crudo se realiz6 a través de la medicion de
propiedades como el tamafio de gota por medio de microscopia Optica y andlisis de
campana gaussiana, utilizando el microscopio Motic BA310 (Motic, Stockholm, Sweden)
con una escala de 100 pum [111]. La gravedad API se midio empleando el viscosimetro de
cilindro rotativo Anton Paar Stabinger SVM 3000 (Madrid, Espafia) empleando una muestra

de aproximadamente 5 mL de crudo totalmente deshidratado a una temperatura de 50°C
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[112]. Se realizO0 el analisis termogravimétrico del crudo empleando el Q50
thermogravimetric analyzer (TA Instruments, Inc., New Castel, DE, USA) en el cual se
somete una muestra de 5 mg en un rango de temperatura que para los efectos de este
trabajo fue entre 40°C y 200°C con el fin de determinar la temperatura méaxima de trabajo
sin perder compuestos livianos del mismo. Se evalué el comportamiento reoldgico del
crudo a presion y temperatura atmosférica, empleando un reémetro Kinexus-Pro (Malvern,
United Kingdom) con una geometria plato-plato equipado con una placa Peltier para el
control de temperatura y una secuencia de tasas de corte entre 0 y 100s* con GAP de 0.3
mm [41]. Se realizé andlisis SARA (Saturados, Aromaticos, Resinas y Asfaltenos) mediante
la técnica de microdesafaltado con n-heptano acoplado con la técnica de cromatografia de
capa fina siguiendo el método IP 469 utilizando el equipo TLC-FID/FPD latroscan MK6
[113]. Finalmente se empled el método cromatografico estandarizado que modela la curva
de destilacion de una mezcla de hidrocarburos y la convierte a tiempo de retencion del
punto de ebullicién. La cuantificacion de cadenas de carbono hasta Ci2 se lleva a cabo en
un analizador de destilacion simulada marca Agilent Technologies de la compafia AC
Analytical Controls by PAC siguiendo la norma ASTM D2887 con algunas modificaciones
[114].

Se realizé la caracterizacién fisicoquimica basica al agua utilizada en la preparacion del
tratamiento hidraulico denominada Agua Cafio Grande, la cual consiste en medicion de
pH, turbidez (NTU), conductividad (mS/cm), salinidad (%), hierro (mg/L), cloruros (mg/L),
carbonatos (mg/L), bicarbonatos (mg/L), calcio (mg/L), sulfato (mg/L) y bario (mg/L).

1.2.2 Modificacion superficial y caracterizacion de
nanoparticulas

Las nanoparticulas de silice, y en general todos los nanomateriales, se han popularizado
en las ultimas décadas. En esta investigacion se plante6 el uso de tres nanomateriales
denominados Silica 07 (Si07), Silica 200 (Si200) y Alumina (Al), los cuales en su estado
original se encontraban sin modificaciones en la superficie. Segun lo planteado por
diversos estudios, la alteracion 4cida y basica de la superficie de las nanoparticulas puede
mejorar su actividad [45, 115, 116]. El procedimiento para las modificaciones de superficie

acidas y basicas es similar, cambiando Unicamente el reactivo utilizado en cada caso
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(acido clorhidrico e hidroxido de amonio respectivamente). Para la modificacién de 1 g de
material nanoparticulado, se preparan 200 mL de solucion 0.3% v/v de &cido o base, segun
el caso, y se mezcla con las nanoparticulas. Luego el recipiente se tapa y se somete a
ultrasonido durante dos horas a temperatura ambiente, para después agitar a 100 rpm por
12 horas. En este punto, la superficie de las nanoparticulas ha sido modificada. Para
finalizar, la mezcla se centrifuga a 4500 rpm durante 15 minutos y se secan las
nanoparticulas depositadas a 248 °F por 4 horas [45]. La homenclatura empleada para
diferenciar las nuevas nanoparticulas fue Si07A; Si200A; Al-A para las superficies acidas,

y Si07B; Si200B; Al-B para las superficies basicas.

La caracterizacion de las nanoparticulas de estudio consisti6 inicialmente en la evaluacion
del tamafio de particula a través de dos técnicas. La primera con el uso de microscopia
electrénica de transmision (TEM) empleando el microscopio Tecnai F20 Super Twin TMP
(FEI, EE. UU.) con una resolucién de 0,1 nm, operado a 200 kV como voltaje de
aceleracion. La preparacion de muestra se realiz6 en etanol, dando un tiempo de
ultrasonido para favorecer la dispersién y posteriormente se depositar en la rejilla de
carbon de encaje TEM. La segunda con dispersién dinamica de luz (DLS) empleando el
Zetasizer nanoplus-3 Micromeritics (Norcross, ATL) para determinar el diametro
hidrodinamico de las nanoparticulas. La preparacion de muestra se realizé dispersando
diferentes concentraciones entre 100 mg/L y 10 mg/L de nanoparticulas en agua
desionizada, dando un tiempo de ultrasonido minimo de dos horas para favorecer la
dispersion, el tamafio de particula se consider6 valido cuando a diferentes concentraciones

el tamafio no presenté variabilidad [117].

La acidez total de las particulas se evalu6 a través de desorcién de temperatura
programada con NHs; (TPD-NH3) empleando el equipo Chembet 3000 (Quantachrome
Instruments, Boynton Beach, FL, EE. UU.). La preparacién de la muestra se realizd
sometiendo 100 mg de cada tipo de nanoparticula a diferentes influjos de gas a partir del
andlisis de la desorcién de NHs, el cual genera una curva de intensidad contra temperatura,
gue relaciona el volumen de NHs desorbido y la sefial proporcionada por el detector de
conductividad térmica (TCD), que detecta los cambios en el flujo de gas a través del

instrumento, en la rampa de calentamiento [118].
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Se realizé analisis de caracterizacion composicional de las particulas de estudio a través
de la técnica de difraccion de rayos X (DRX) empleando el difractometro (Rigaku, Miniflex)
con configuracion Bragg-Brentano (6-20), el cual permite obtener informacion cualitativa y
cuantitativa sobre los compuestos cristalinos presentes en un sdlido, basandose en el
hecho de que cada sustancia cristalina presenta un diagrama de difraccion Unico [119].
Como complemento de la técnica de DRX, se realiz6 el analisis de los grupos funcionales
caracteristicos del tipo de nanoparticulas a utilizar, empleando el espectrofotometro de
infrarrojo por transformada de Fourier (FTIR) IRAffinity (Shimadzu, Japdn). La preparacion
de la muestra se realiz6 con el calentamiento previo de cada nanomaterial a una
temperatura de 230 F durante 4 horas, luego se mezclé el 10% (p/p) de cada material con
KBr empleado como blanco de mediciéon, todo ello a condiciones ambiente, en modo
transmitancia con una resolucion de 2 cm™ con un rango de longitud de onda de 4000s* a
400s*[120].

Finalmente, la caracterizacion de las nanoparticulas de estudio culminé con el analisis del
potencial zeta y punto de carga cero, empleando el equipo Zetasizer nanoplus-3
Micromeritics (Norcross, GA) mediante dispersion electroforética a través de la ecuacion
de Smoluchowski que determina la medida de la fuerza eléctrica existente entre atomos,
moléculas, particulas y células en un liquido. Se aplica un campo eléctrico a una dispersion
de nanoparticulas en agua, dichas particulas poseen una nube de carga superficial positiva
0 negativa que migran hacia el lado opuesto de la carga aplicada. Mientras las particulas
se mueven, la dispersion de luz que generan en el medio causa el efecto Doppler, es decir,

el movimiento de las particulas dispersas bajo la influencia del campo eléctrico [121].

1.2.3 Diseiio y evaluacién del fluido de fractura

En las operaciones de fracturamiento hidraulico es indispensable tener un disefio
adecuado de los fluidos de fractura. Se utilizé un fluido de fractura comercial de base
acuosa, con carga polimérica #35 ideal para formaciones de alta permeabilidad y con el
comportamiento reolégico especifico capaz de generar la geometria de fractura,
transportar el material apuntalante y finalmente romper las cadenas poliméricas reticuladas
para salir de la formacion luego del tiempo estipulado. El fluido se preparé en nueve (9)
etapas, cada una agregando un aditivo diferente que cumple con una funcién esencial,
entre ellos se encuentran: (1) bactericida, (2) estabilizador de arcillas, (3) polimero de tipo

goma guar, (4) surfactante, (5) modificador del potencial Z (Zeta flow), (6) controlador de
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pH de alta, (7) rompedor oxidante, (8) rompedor polar tipo éster y finalmente el (9)
entrecruzante de cadenas poliméricas de tipo metaborato. En la tercera etapa,
correspondiente a la adicibn de goma guar se necesitd esperar 15 minutos
aproximadamente buscando la hidratacion total del polimero, este proceso se desarrollé a
1800 rpm de agitacion y al final de esta etapa, se considera que el fluido de fractura en

preparacion se encuentra en la fase de gel lineal (GL).

Se monitore6 diferentes parametros durante el proceso de armado del fluido de fractura
con el fin de obtener puntos de comparacion durante el desarrollo de la investigacion. El
pH se midi6 en las etapas (3), (5) y (6) empleando el pHmetro digital (Horiba Navih). Para
el GL se evalué el comportamiento reolégico a temperatura y presién atmosférica,
empleando un redbmetro Kinexus-Pro (Malvern, United Kingdom) con una geometria de
cilindros concéntricos doble gap DG41 equipado con una placa Peltier para el control de
temperatura y una secuencia de tasas de corte entre 0 y 100st. Se midi6 el valor de
viscosidad aparente del GL con el uso del viscosimetro Fann 35 a 300 rpm y una
temperatura de 104 F. En la etapa (9) luego de la adicion del entrecuzador de tipo
metaborato, se contabilizé el tiempo de vortice, correspondiente al punto donde el fluido
inicia a cerrar su vortice de agitacion; corona, correspondiente al punto de cierre total y
leve curvatura convexay el tiempo de armado, correspondiente al tiempo en el que el fluido

de fractura no moja la superficie y tiene una consistencia uniforme.

Se evalu6 el comportamiento reolégico del fluido de fractura con dos tipos de mediciones.
La primera empleando el reémetro Kinexus-Pro (Malvern, United Kingdom) para la etapa
armada justo después de su preparacion y para la etapa rota luego de someter el fluido a
presion de 50 psi y temperatura de 170 F durante 16 horas, se empled la geometria de
cilindro macizo equipado con una placa Peltier para el control de temperatura y una
secuencia de tasas de corte entre 0 y 100s. La segunda, empleando el viscosimetro
rotacional Chandler Engineering Modelo 5550 (Oklahoma, USA) de alta presiéon y alta
temperatura (HPHT) bajo diferentes condiciones de esfuerzo, siguiendo el protocolo
planteado en la norma API RP39 que permite conocer las propiedades reologicas del fluido
armado y roto bajo la accion de esfuerzos entre 0y 100s! en pasos de 25s* hasta alcanzar
la ruptura [122]. La temperatura evaluada corresponde a la temperatura yacimiento (170

F), bajo condiciones de presién de 5500 psi.
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1.2.4 Evaluacion de las Nanoparticulas

La evaluacidn de las nanoparticulas se desarroll6 en tres etapas. La primera, con el fin de
determinar qué tipo nanoparticulas generan mayor reduccion de viscosidad del crudo
pesado. La segunda, con el fin de determinar qué tipo de nanoparticulas generan el mayor
cambio de humectabilidad de aceite a agua. La tercera, con el fin de determinar la
interaccion de las nanoparticulas con los componentes principales del fluido de fractura.

La evaluacién de diferentes nanoparticulas como agentes reductores de la viscosidad de
crudos pesados se desarroll6 mediante pruebas de comportamiento reol6gico utilizando
un redbmetro Kinexus-Pro (Malvern, Reino Unido) tal y como se describe en la seccién
1.2.1. Se realizé pruebas a baja y alta concentraciéon de nanoparticulas 100 mg/L y 1000
mg/L respectivamente; para ello, se peso el crudo, se agregoé las nanoparticulas y se agito
manualmente durante 15 minutos a 95 F, el proceso se realiz6 de igual forma para el crudo
sin nanoparticulas buscando tener las mismas condiciones en todas las medidas, luego se
repos6 cada muestra hasta alcanzar temperatura ambiente. Se evalué asi mismo el efecto

de la acidez superficial a la concentracion mas representativa en el cambio.

La evaluacion inicial de nanoparticulas como agentes modificadores de humectabilidad
para medios porosos se desarrollé mediante pruebas cualitativas del angulo de contacto
del agua, este proceso implico la fabricacion de nucleos sintéticos que emulan la formacién
humectable al aceite. Los nucleos se desarrollaron a base de arena de Ottawa
(principalmente cuarzo) y matriz de cemento en relacién 75/25 respectivamente, esta
mezcla se sometid a procesos de secado, corte homogéneo y finalmente a una etapa de
restauracion de la mojabilidad al aceite por depositacién forzada de componentes pesados
de crudo con n-heptano en relacion 60/40 crudo/solvente. Cada nucleo se introdujo en
diferentes dispersiones acuosas de nanoparticulas a concentraciones de 100 mg/L y 1000
mg/L, y se sometieron a temperatura de yacimiento de 170 F durante 24 horas, luego de
este proceso, se realizé la medicién cualitativa del angulo de contacto liquido/aire/roca,
colocando una gota de agua sobre la superficie del nicleo antes y después del contacto
con las nanoparticulas. Las mediciones se procesaron con el software comercial
LayOut2015 [123].

Se evalué la interaccion de las nanoparticulas con dos componentes del fluido de fractura,
gue segun su funcién pueden afectar la accion de las particulas. Se evalué la estabilidad

de las nanoparticulas en presencia del modificador de potencial Z con el fin de garantizar
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que las particulas no se aglomeren y generen taponamiento en el medio poroso, a través
de mediciones del comportamiento reolégico antes y después de la adicién de modificador
de potencial Z al sistema de GL con y sin hanoparticulas. Utilizando un reémetro Kinexus-
Pro (Malvern, Reino Unido) tal y como se describe en la seccion 1.2.3. para el GL. La
concentracion de las nanoparticulas en la evaluacion de su estabilidad se define a partir
de la mejor concentracion obtenida en las pruebas de reduccion de la viscosidad del crudo

pesado y la evaluacién del cambio de humectabilidad.

Se realiz6 una isoterma de adsorcion entre el polimero base goma guar del fluido de
fractura y las nanoparticulas de mejor actividad y concentracion, de acuerdo con las
pruebas nombradas anteriormente. La isoterma de adsorcion se desarrollé por el método
| basados en estudios previos [124], donde la concentracion de nanoparticulas permanece
constante y la concentracion de polimero varia 1000, 3000, 5000, 7000 y 9300 mg/L.
siendo este Ultimo la concentracién de polimero correspondiente a la formulacion del fluido
de fractura evaluado de 35 gpt. Se empledé el espectrofotbmetro UV-Vis Thermo
Scientific™ 336012000 (Madrid, Espafia) para medir los valores de absorbancia en dos
procesos que garantizan la confiabilidad de los datos. En el primero, se midi6 la curva de
calibracién a partir de los valores de absorbancia de las soluciones de polimero a las
concentraciones mencionadas, con el fin de no sobreestimar los valores de adsorcion de
las nanoparticulas teniendo en cuenta que el polimero por si mismo se deposita por su
peso, se centrifugd las soluciones poliméricas, empleando la centrifuga Hermle Z 306
Universal Labnet, NJ (Alemania), a 4500 rpm durante 30 minutos. En el segundo, se midié
los valores de absorbancia correspondientes a las concentraciones de polimero en el
medio sobrenadante a una longitud de onda de 290 nm con + 0,001 a.u. de incertidumbre
en las medidas de absorbancia lo que implica una desviacion de 0.05 mg/L en el calculo
de la concentracion residual, esta medida se realiza luego de someter las soluciones
poliméricas a interactuar con las nanoparticulas a una misma concentracion durante seis
horas y centrifugar las soluciones a 4500 rpm empleando la centrifuga Hermle Z 306

Universal Labnet, NJ (Alemania) durante 30 minutos [124].

1.2.5 Evaluacion del Nanofluido de Fractura

La evaluacion del nanofluido de fractura se desarroll6 en cuatro etapas. La primera con el

fin de evaluar el comportamiento reolégico y verificar que la presencia de nanoparticulas
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no afectara las propiedades de viscosidad, acarreo y ruptura del fluido. La segunda con el
fin de determinar cuantitativamente el cambio de la humectabilidad de aceite a agua en el
medio poroso, causado por el contacto del nanofluido de fractura. La tercera con el fin de
observar las curvas de permeabilidad relativa, dafio de formacion y factor de recobro del
nanofluido de fractura a condiciones dinamicas con presion y temperatura de yacimiento.
La cuarta con el fin de determinar la reduccion de viscosidad del crudo pesado luego de

fluir por medios porosos en contacto con el nanofluido de fractura.

La viscosidad del fluido de fractura es la propiedad méas importante que se debe mantener
si se requiere un cambio de formulacion, que en el caso del presente trabajo seria a través
de la adicion de nanoparticulas que buscan modificar propiedades en la superficie del
medio poroso y en la viscosidad del crudo del yacimiento. Mediante evaluaciones de
viscosidad se determina si el fluido tiene la capacidad suficiente para generar la geometria
de fractura y transportar el medio apuntalante [125]. La evaluacion de esta propiedad se
desarrollé inicialmente mediante pruebas comparativas de comportamiento reolégico del
nanofluido de fractura contra el fluido de fractura en el reébmetro Kinexus-Pro (Malvern,
United Kingdom) tal y como se describe en la seccion 3.2.3. para el fluido armado. Luego
de esta evaluacion se acept6 la nanoparticula que menos afectara la viscosidad del fluido
de fractura, que modificara positivamente la humectabilidad del medio al agua y redujera
la viscosidad del crudo. Se evalué el comportamiento reoldgico del nanofluido de fractura
utilizando el reémetro Chandler 5550 siguiendo APl RP39 tal y como se describe en la

secciéon 3.2.3.

Se realiz6 pruebas comparativas de imbibicion espontanea en medios porosos sintéticos
con el fin de determinar la alteracion de la humectabilidad de forma cuantitativa. Las
pruebas permiten cuantificar la cantidad de masa embebida en la muestra de roca tratada
que cuelga bajo una balanza electrénica mientras esta sumergida dentro del agua; a
medida que el agua entra en el medio poroso, su peso es registrado como funcién del
tiempo y la prueba termina cuando el peso permanece constante y se alcanza un estado
estacionario. Se elaboré cuatro nlcleos sintéticos, tres de los cuales fueron sometidos al
proceso de restauracién de mojabilidad al aceite como se describe en la seccion 4.1.4. y
dos de ellos puestos en contacto con el fluido de fractura y el nanofluido de fractura
respectivamente, en un sistema de presurizacion de 50 psi y temperatura de yacimiento

de 170 F por un periodo de 16 horas garantizando la ruptura del fluido [126].
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Se evaluo dos tipos de escenarios para el desarrollo de las pruebas de desplazamiento, el
primero con el fin de tener el escenario de movilidad en empaques de propante referente
al material que estaria en la geometria de fractura y el segundo en la cara de ndcleos de
formacién referente al limite de la geometria de fractura y el yacimiento. Se realiz6 la
construccion de las curvas base, de la inyeccion del fluido de fractura y de la inyeccion del
nanofluido de fractura, todo ello a condicidn de presion de sobrecarga y presion de poro
de 3200psi y 1200psi respectivamente, con una temperatura de 170 F y un caudal de 0,3

cm?3/ min.

Para la construccién de las curvas base de cada medio poroso, se inyecté salmuera
sintética basada en la composicién de la salmuera de formacion y se calculé la
permeabilidad absoluta del medio poroso, luego se inyectd el crudo pesado evaluado
anteriormente y se calcul6 la permeabilidad efectiva al aceite a saturacion residual de
salmuera, posteriormente, se inyecté salmuera para la construccién de las curvas de
permeabilidad relativa, de recobro (Np) y permeabilidad efectiva al agua a saturacion

residual de aceite, siguiendo el método de JBN en estado no estable [127-129].

Para inducir la interaccion del fluido de fractura y el nanofluido de fractura, con dos medios
propantes de las mismas caracteristicas, se inyectd 3 volimenes porosos de cada fluido
en sentido de inyeccion, se dejé durante 24 horas a condiciones de presion y temperatura
de yacimiento garantizando la ruptura del fluido. Una vez finalizado el tiempo estimado, se
construyo las curvas de permeabilidades efectivas, permeabilidades relativas, recobro y

dafio de formacidn siguiendo la metodologia descrita anteriormente.

Para inducir la interaccion del fluido de fractura y el nanofluido de fractura respectivamente,
con la cara de dos nucleos de la misma formacion, se utilizé6 un cabezote disefiado
especialmente para este tipo de operaciones que permite albergar un colchén de fluido,
sobre la cara de produccién de la muestra con dos puntos de inyeccidn, de tal manera que
por un punto se inyecta el fluido y por el otro sale. una vez se garantizé el llenado de la
capsula, se cerr6 la valvula y se presurizo el sistema a 4500 psi monitoreando la tasa de
filtrado a la salida del nacleo durante 24 horas. Finalizado el tiempo estimado, se adecué

el montaje de pruebas dindmicas convencional presentado en la Figura 1-1, se construy6
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las curvas de permeabilidades efectivas, permeabilidades relativas, recobro y dafio de

formacion siguiendo la metodologia descrita anteriormente.

Figura 1-1. Representacion esquematica de la prueba de desplazamiento. (1) Soporte
del nucleo, (2) Presion de poro, (3) Cilindro de desplazamiento, (4) Bomba de
desplazamiento positivo (5) Multiplicador de presion (6) Mandmetro, (7) Filtro y (8)

Colector de muestras.

Después de desarrollar las pruebas dinamicas, se evalu6 el comportamiento reoldgico de
los efluentes obtenidos en la etapa de construccién de las curvas de permeabilidad relativa.
Cada 0.5 volumenes porosos inyectados se tomo6 muestra de crudo tanto del medio puesto
en contacto con fluido de fractura como del medio puesto en contacto con nanofluido de
fractura. Esta prueba busca simular la fase de produccion y determinar el cambio de
viscosidad del crudo. Se utiliz6 un redmetro Kinexus-Pro (Malvern, Reino Unido) tal y como
se describe en la seccion 3.2.1. comparando dos puntos de viscosidad a baja y alta tasa

de corte, especificamente en 10 sty 100s™.



46 Desarrollo de un nanofluido de fractura con doble propésito: Aumento en la

movilidad de crudos pesados y reducciéon del dafio de formacion

1.3 Resultados y Analisis

1.3.1 Caracterizacion de fluido del yacimiento

Los resultados iniciales constituyen la caracterizaciéon del crudo pesado de un campo
petrolero ubicado en Colombia en el area de los llanos orientales cerca de Villavicencio,
empleado en la investigacion. La Figura 1-2 presenta los resultados de distribucion del
tamafio de gota de agua presente en el crudo por medio de microscopia Optica y el andlisis
de campana gaussiana, en la cual se puede observar la presencia de una emulsion de
bajo contenido de agua con tamafo de gota variado que arroja un BSW cercano al 0.1%.

Ademas, se evidencia segun la distribucion de tamafios, un tamafio promedio de 51 um.

0.014
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Figura 1-2. Distribucién de tamafio de gota de agua en el crudo.

La Figura 1-3 presenta el andlisis termogravimétrico del crudo que relaciona la pérdida de
masa con respecto al aumento de temperatura en un rango de 40°C a 200°C, en ella se
comprueba que a temperaturas menores de 60°C no hay un porcentaje de pérdida de masa
significativo (<0.5%), lo cual indica la conservacion de la estructura quimica de los
diferentes compuestos quimicos del crudo. Bajo estas condiciones se puede establecer
que las propiedades del crudo se consideran iguales a temperaturas < 60°C y se sugiere

realizar los diferentes tipos de pruebas a condiciones iguales o menores a este valor.
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Figura 1-3. Analisis termogravimétrico del crudo

La Figura 1-4 presenta el comportamiento reoldgico del crudo pesado medido a
temperatura y presion atmosférica con tasas de corte entre Os! y 100st. Se observa que
a medida que aumenta la tasa de corte, la viscosidad del crudo disminuye, demostrando
un comportamiento pseudoplastico o también denominado “shear-thinning” caracteristico
de crudos pesados [130]. Este tipo de comportamiento se puede interpretar con modelos
reolégicos de ley de potencia, como el planteado por Cross en la ecuacion 1-1, donde a
partir de los datos obtenidos experimentalmente se puede ajustar e interpolar los valores
desde un punto de vista practico y de ingenieria.

No—Neo

M= Moo+ Liym

(1-1)

Donde 7 es la viscosidad, a el tiempo de relajacion caracteristico por encima del cual el
sistema muestra un comportamiento de adelgazamiento por cizallamiento, y la velocidad
de corte, m una constante, 1, la viscosidad cuando la velocidad de corte tiende a cero y

N la meseta de viscosidad a velocidades de corte altas [131].
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Figura 1-4. Comportamiento reoldgico del crudo pesado medido a presion y temperatura

atmosférica.
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La Tabla 1-1 presenta los pardmetros del modelo Cross aplicado para determinar una
tendencia légica del comportamiento reoldgico del crudo, en donde se puede observar un

RSME menor a 1% indicando un buen ajuste.

Tabla 1-1. Parametros del modelo reoldgico de Cross evaluados para los datos
experimentales del comportamiento reolégico del crudo pesado.

Moo (CP) no (CP) a (s) m RSME

21497.76 87857,79 0,0205 2.55 0,0374

En la Tabla 1-2 se presentan los resultados del analisis SARA, la gravedad APl y la
gravedad especifica del crudo. Segun los datos obtenidos se corrobora la caracteristica
pesada del crudo al tener un valor de gravedad API entre 10 y 22,3 y un alto contenido de

asfaltenos [132].

Tabla 1-2. Gravedad especifica, APl y andlisis SARA del crudo

GE@G60F 0,98

°API @ 60 F 11,6
Saturados (%) 18,96 + 1.03
Aromaticos (%) 31,71 +£1.02

Andlisis SARA Resinas (%) 32,46 £ 0.45
Asfaltenos (%) 16,87 £ 0.03

La Figura 1-5 presenta los resultados de destilacion simulada del crudo, en la que se puede
observar que la curva de hidrocarburos es de Csp en adelante, debido a compuestos
principalmente pesados en la muestra. Ademas, esta afirmacién se ve corroborada en la
curva de fraccién en peso de compuestos categorizados de acuerdo con su temperatura

de ebullicién, ya que la mayor fraccién se descompone a temperaturas mayores a 400°C.
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Figura 1-5. Curvas SimDis para el crudo pesado a) fraccion en peso de los compuestos
presentes en el crudo en funcién del numero de carbonos y b) fraccion en peso de
compuestos categorizados de acuerdo con su temperatura de ebullicion.

La Tabla 1-3 presenta la caracterizacion fisicoquimica del agua de preparacién de los
tratamientos, la cual posee parametros en rangos aceptables para su implementacion en
operaciones de fracturamiento hidraulico al tener valores bajos de salinidad, turbidez, iones
disueltos y pH neutro.

Tabla 1-3. Caracterizacion fisicoquimica del agua de preparacién de los tratamientos

Muestra pH Conductividad Salinidad Turbidez
(mS/cm) (%) (NTU)
Agua Cafio 7,42 0,03 0,01 12,9
Grande
Fe Cl Ba* S04 HCOs Ca*?
(mg/L) (mg/L) (mglL) (mg/L) (mglL) (mg/L)
0 124 4 20 122 32

1.3.2 Caracterizacion de nanoparticulas

La Figura 1-6 presenta las caracteristicas de textura en términos de tamafio de particula 'y
morfologia a través de imagenes TEM realizadas a las nanoparticulas sin modificacion de
la superficie. Puede observarse que las nanoparticulas de Al tienen una morfologia no
definida con alto grado de aglomeracion respecto a las nanoparticulas Si07 y Si200 lo que

impide que estadisticamente se pueda afirmar un valor puntual del tamafo de particula
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observado [133]. Teniendo en cuenta lo anterior, solo se puede dar un estimativo del orden
de tamafio: Si07 <Si200 <Al todas ellas en un tamafio nanométrico, es decir, con valores

menores a 100 nm [134].

Figura 1-6. Analisis de microscopia electronica de transmision TEM para las
nanoparticulas a) Al, b) Si07 y c) Si200.

La Figura 1-7 muestra la distribucion del tamafio hidrodindmico de las particulas sin
modificacion superficial [45, 49], se puede observar que a medida que el diametro de las
particulas disminuye, también lo hace la dispersién de los valores para cada distribucion
de nanoparticulas, ademas la secuencia de los valores del tamafio de particula
corresponde a la secuencia determinada por el analisis TEM Si07 <Si200 <Al con valores

de 11.6 nm, 37.2nm y 95nm respectivamente.
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Figura 1-7. Técnica de dispersion dinamica de luz aplicada a la distribucion del tamafio

de particulas de nanoparticulas Si07, Si200 y Al
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Luego de la caracterizacion inicial de las nanoparticulas sin modificaciones superficiales,
se presentan los resultados de acidez total de cada particula buscando verificar la acidez
adquirida durante el proceso de alteracion de la superficie, la Tabla 1-4 presenta los valores
de acidez total de cada una de las nanoparticulas evaluadas, en todos los casos, se
presenta un valor menor para las nanoparticulas basicas, seguidas por las neutras y

finalmente por las acidas, demostrando asi, la adecuada modificacion superficial.

Tabla 1-4. Valores de acidez total de las nanoparticulas Si07, Si200 y Al con

modificaciones superficiales

Sio7 Si200 Al
Acidez Acidez Acidez total
Naturaleza total + Naturaleza total + Naturaleza (mmol/g)
(mmol/g) (mmol/g) _ ’
Virgen 2,16 Virgen 1,99 Virgen 0,61
Acida 2,85 Acida 2,91 Acida 0,77
Basica 1,29 Béasica 1,46 Basica 0,59

El patron de difraccion de rayos X de las nanoparticulas de Si07, Si200 y Al se muestran
en la Figura 1-8. De acuerdo con la normal JCPDS 46-1045, los espectros de Si07 y Si200
exhiben un pico amplio a 22°, atribuido a la silice amorfa. En cuanto al espectro de la
muestra Al, esta exhibe picos de difraccién correspondientes a las facetas (012), (104),
(110), (113), (024), (116), (018), (300), y (119) de una estructura romboédrica de a-Al;Os,
considerando la norma JCPDS 46-1212. El tamafio de cristal fue calculado usando la

ecuacion de Scherrer, obteniendo valores de 2.1 nm, 6.6 nm, y 32.4 nm para Si07, Si200,
y Al, respectivamente.

a) Sio7

b) Si200

Intensidad (U.A.)

c) Al

T T T T T T [
20 40 60 80

228 (%)

Figura 1-8. Difraccion de rayos X de las nanoparticulas evaluadas a) Si07, b) Si200 c) Al
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La muestra el espectro infrarrojo por transformada de Fourier de cada una de las
nanoparticulas con y sin modificaciones superficiales, en donde se puede observar la
presencia de vibraciones de enlaces caracteristicos de cada material, incluyendo los
enlaces O-H de las bandas 3400cm a 3600cm™ que hacen referencia a la adsorcion de
agua en sal de KBr. En el caso de ambas nanoparticulas de silice (Figura 1-9a y b), las
bandas en 3400cmy 780cm corresponden a los grupos Silanol Si-OH, las vibraciones
del enlace Silano Si-H se aprecian en las bandas 2250cm a 2100cm-?, la banda 1635 cm-
1 se asocia a enlaces de agua H-O-H adsorbida y diéxido de carbono CO, en el ambiente
y en las bandas 1100cm a 1010cm se encuentran los grupos funcionales Siloxano Si-
O-Si. Las nanoparticulas de Aliumina (Figura 1-9c), presentan el grupo funcional
caracteristico del hidroxido de aluminio Al-OH en la banda 3400cm, la banda 1070cmt
se asocia a la estructura octaédrica Al-O6, las bandas entre 1100cm™ y 1010cm™ en
general corresponden a los grupos de Oxidos de aluminio Al-O-Al y las bandas entre

1340cmy 2000cm™ se pueden asociar a fluctuaciones de agua H-O-H. [135-137]
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Figura 1-9. Espectro FTIR de las nanoparticulas evaluadas a) Si07, Si07A, Si07B
b) Si200, Si200A, Si200B c) Al, Al-A, Al-B

La Figura 1-10 presenta los valores de potencial zeta en funcién del pH de cada una de
las nanoparticulas con y sin modificaciones superficiales, en donde se puede observar que
las nanoparticulas de silice sin importar el tamafio presentan caracteristicas muy similares
con valores de potencial zeta negativos en aproximadamente todo el rango de pH, lo que
indica que las cargas de las particulas en la doble capa eléctrica en medio acuoso son
principalmente negativas y por ende la probabilidad de aglomeracion por atraccion entre
ellas es baja. En elc(%aso de las nanoparticulas de alimina, se puede observar que éstas
tienen cargas positivas en condiciones de pH &cidas y a medida que el pH aumenta el
potencial tiene valores negativos, esta variacibn en las cargas indica una mayor
probabilidad de aglomeracién por atraccidén electrocinética entre las nanoparticulas en

comparacion con las nanoparticulas de silice [138].
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Figura 1-10. Potencial Zeta de las nanoparticulas evaluadas dispersas en solucién
acuosa a) Si07, Si07A, Si07B b) Si200, Si200A, Si200B c) Al, Al-A, Al-B

En la Tabla 1-5 se presenta el punto isoeléctrico o punto de carga cero de cada una de
las particulas, correspondiente al valor del pH en el cual la carga neta total (externa e
interna) sobre la superficie del material es neutra, es decir el nimero de sitios positivos y
negativos es igual [139]. Se puede observar que el punto de carga cero para las
nanoparticulas de Silice sin importar el tamafio ni la modificacién superficial, esta alrededor
de un pH de 2, mientras que para las nanoparticulas de Alimina el valor del pH cuando

las particulas tienen carga cero esta entre 6 y 9 indicando valores mas neutros y por ende
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una probabilidad mayor de que en las cercanias de estos pH las nanoparticulas se

aglomeren y pierdan area superficial activa y funcionalidad.

Tabla 1-5. Valores de punto isoeléctrico de las nanoparticulas Si07, Si200 y Al con

modificaciones superficiales

Sio7 Si200 Al
Punto Punto Punto
Naturaleza isoeléctrico Naturaleza isoeléctrico Naturaleza isoeléctrico
(mV) (mV) (mV)
Virgen 2,05 Virgen 1,95 Virgen 6,4
Acida 2,25 Acida 2,05 Acida 7.3
Basica 2.4 Basica 2,35 Basica 9,7

1.3.3 Evaluacion del fluido de fractura

La Tabla 1-6 presenta la formulacion del fluido de fractura comercial de base acuosa que
cumple con las propiedades reoldgicas necesarias para fracturar, soportar la fractura y
transportar el material apuntalante. Se puede observar que en la columna de
observaciones se plantean las recomendaciones para elaborar el fluido siempre de la

misma manera.

Tabla 1-6. Formulacién y recomendaciones del fluido de fractura comercial
Etapa Funcion Cantidad (gpt) Recomendaciones

1 Bactericida 0,05
2 Estabilizador de arcilla 2
15 min de hidratacion —
Polimero 8,75 _
3 Monitorear pHy
4 Surfactante 2
5 Modificador de potencial Z 15 Monitorear pH
6 Controlador de pH 4 Monitorear pH
7 Rompedor oxidante
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8 Rompedor tipo ester 1

9 Entrecruzador 1,2 1.5 gr/sml

La Tabla 1-7 presenta los parametros de verificacion medidos en diferentes etapas del
proceso de armado del fluido de factura, que permiten tener pautas puntuales de
comparacion para garantizar que el fluido de fractura en cada preparacion sea igual en

términos practicos.

Tabla 1-7. Parametros de verificacion del fluido de fractura

pH p GL o Corona
pHGL pHMDZ Vértice (s) Armado (s)
Buffer ~ @300rpm (cP) (s)

7.96 7.03 11.23 32 12 16 55

La Figura 1-11 presenta el comportamiento reoldgico del gel lineal del fluido de fractura
medido a temperatura y presion atmosférica con tasas de corte entre 0s' y 100s™. Se
observa que a medida que aumenta la tasa de corte, la viscosidad del GL disminuye,
demostrando un comportamiento pseudoplastico o también denominado “shear-thinning”
caracteristico de los fluidos poliméricos en los que las cadenas del polimero se estiran y
posteriormente se orientan a la direccién de la velocidad de corte [140]. Este tipo de
comportamiento se puede interpretar con modelos reoldgicos de ley de potencia, como el
planteado por Cross en la ecuaciéon 1-1, donde a partir de los datos obtenidos
experimentalmente se puede ajustar e interpolar los valores desde un punto de vista

practico y de ingenieria.
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Figura 1-11. Comportamiento reoldgico del gel lineal del fluido de fractura. Medido a
temperatura y presion atmosférica

La Tabla 1-8 presenta los parametros del modelo Cross aplicado para determinar una
tendencia l6gica del comportamiento reolégico del gel lineal del fluido de fractura, en donde

se puede observar un RSME menor a 1% indicando un buen ajuste.

Tabla 1-8. Parametros del modelo reolégico de Cross evaluados para los datos

experimentales del comportamiento reolégico del gel lineal del fluido de fractura.

e (CP) 1o (CP) a (s) m RSME

0.069 0.555 0,068 1,24 0,992

El comportamiento reolégico del fluido de fractura es de gran importancia para realizar la
operaciébn de manera satisfactoria [33]. La Figura 1-12 presenta el comportamiento
reoldgico del fluido de fractura armado (a) y roto (b) medido a 170 F y presién atmosférica
con tasas de corte entre 0s* y 100s?. Se observa que a medida que aumenta la tasa de
corte, la viscosidad del fluido en ambas condiciones disminuye, demostrando el ya
mencionado comportamiento pseudoplastico o “shear-thinning”. Los valores de viscosidad
alcanzados por el fluido de fractura armado comparados con los valores del gel lineal
aumentan aproximadamente un 90%, lo que demuestra la accién del entrecruzante de
cadenas poliméricas que permite generar las condiciones de apertura de fractura, soporte

y suspension del material apuntalante adecuados para el campo en particular. Por otra
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parte, los valores de viscosidad que presenta el fluido de fractura roto estan por debajo de
50 cP, valor recomendado para garantizar un buen proceso de retorno de fluidos en la

puesta a produccion del pozo.
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Figura 1-12. Comportamiento reoldgico del fluido de fractura a) Armado b) Roto. Medido

40 60
Tasa de corte (s2)

a 170 F y presién atmosférica

La Tabla 1-9 presenta los pardmetros del modelo Cross aplicado para determinar una
tendencia logica del comportamiento reoldgico del fluido de fractura armado y roto, en

donde se puede observar un RSME menor a 1% indicando un buen ajuste.

Tabla 1-9. Pardmetros del modelo reolégico de Cross evaluados para los datos

experimentales del comportamiento reologico del fluido de fractura armado y roto.

Fluido de fractura N (CP) 1o (cP) a (s) m RSME
Armado 870 4989 0,0706 1,41 0,0472
Roto 13 39 0,0606 1,07 0,0230

La Figura 1-13 presenta el comportamiento reolégico del fluido de fractura empleando el
equipo Chandler 5550 que permite conocer el proceso continuo de reduccién de viscosidad
xhasta alcanzar el punto de ruptura del fluido de fractura. Se puede observar que en el
primer esfuerzo, el fluido tiene valores altos de viscosidad y a medida que acttan en él

tiempo, temperatura, presion, estrés y rompedores, se observa una reduccion de su
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viscosidad alcanzando valores cercanos a los del agua, en este punto el fluido se considera
roto [51]. Este gréafico seréd la base del comportamiento reoldgico que se espera en el fluido

de fractura durante todo el desarrollo experimental.
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Figura 1-13. Comportamiento reol6gico del fluido de fractura. Medido a 170 F, 5500 psi y

tasas de corte de 0 a 100 s* en pasos de 25 s™.

1.3.4 Evaluacion de las Nanoparticulas

La Figura 1-14 muestra la interaccion de cada nanoparticula con el crudo pesado, evaluada
mediante pruebas de comportamiento reolégico a 77 F, presién atmosférica y tasa de corte
entre 0 y 100 s*. Se observa que el efecto en reduccion de viscosidad a bajas
concentraciones de 100 mg/L de nanoparticulas es nulo en todos los casos, ademas, la
acidez superficial generada en las particulas no tiene efecto alguno en la viscosidad de
este crudo especificamente. Al agregar 1000 mg/L se puede observar que solo una

nanoparticula tiene un efecto positivo de reduccion de viscosidad.

Las nanoparticulas de silice fumarica 07 (Si07) sin modificacion superficial, alcanzaron una
reduccion de viscosidad de 10000 cP a baja tasa de corte, este comportamiento se debe
a la modificacion de las redes viscoelasticas de los crudos pesados y extrapesados,

principalmente en la reconfiguracion de la microestructura de los agregados de asfaltenos,
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dada la alta afinidad que presentan estos ultimos con las nanoparticulas especialmente de

silice [77] [141]. Varios autores han reportado el comportamiento observado en la gréfica,

denotando que las interacciones entre los enlaces hidroxilo de los asfaltenos, y los grupos

silanol presentes en la superficie de nanoparticulas de silice permiten la desagregacién de

los asfaltenos y por ende la reduccion de la viscosidad del crudo [142]. Como era de

esperar, el comportamiento reolégico del crudo es pseudoplastico [130] y se ajusté a partir

de la ecuacién 1-1 que presenta el modelo de Cross.
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Figura 1-14. Comportamiento reoldgico del crudo pesado en presencia y ausencia de

nanoparticulas. a) Si200, b) Al, ¢) Si07. Medido a 77 F y presion atmosférica.

En la Tabla 1-10 se presenta un resumen de los parametros obtenidos aplicando el modelo

de Cross para el comportamiento reologico de crudos pesados en presencia de diferentes
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nanoparticulas a baja y alta concentracién, como se observa en puntos experimentales, la

Unica nanoparticula que disminuye la viscosidad del crudo fue SiO7 sin modificacion

superficial, este comportamiento se comprobd comparando la viscosidad a tasa de corte

cero (no ) del crudo sin nanoparticulas y con 1000 mg/L de nanoparticulas de Si07. La
reduccion neta fue de 10236 cP equivalente a una reduccién de la viscosidad del 11,65%.
Los demas parametros verifican el comportamiento pseudoplastico del crudo en todas las
mediciones, la similitud de los valores de viscosidad del crudo en presencia de las demas

nanoparticulas a las concentraciones evaluadas y el buen ajuste de este modelo con

valores RSME menores al 1%.

Tabla 1-10. Parametros del modelo reolégico de Cross evaluados para datos

experimentales de una interaccién entre nanoparticulas y crudo pesado.

Crudo sin Si200 Si200 Si200A Si200B
Nanoparticulas 100 mg/L 1000 mg/L 1000 mg/L 1000 mg/L
N (CP) 21497,76 21884,76 21157,80 21331,19 21843,35
no (cP) 87857,79 86881,78  86044,27 87267,08 87101,90
a (s) 0,0205 0,0209 0,0210 0,0211 0,0205
m 2,55 2,611 2,610 2,614 2,627
RSME 0,0374 0,0488 0,0486 0,0492 0,0446
Crudo sin Al Al Al-A Al-B
Nanoparticulas 100 mg/L 1000 mg/L 1000 mg/L 1000 mg/L
Neo (CP) 21497,76 21701,18 21698,76 21557,05 20486,17
1o (CP) 87857,79 86847,72  84335,92 87697,57 85215,54
a (s) 0,0205 0,0209 0,0217 0,0208 0,0207
m 2,55 2,65 2,67 2,57 2,62
RSME 0,0374 0,0438 0,0447 0,0401 0,0437
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Crudo sin Sio7 Sio7 Si07A Si07B
Nanoparticulas 100 mg/L 1000 mg/L 1000 mg/L 1000 mg/L
Ne (CP) 21497,76 20953,69 18617,21 21945,71 21704.,47
no (CP) 87857,79 85926,09 77621,58 87757,28 86802,22
a (s) 0,0205 0,0213 0,0202 0,0207 0,0206
m 2,55 2,36 2,33 2,60 2,56
RSME 0,0374 0,0478 0,0413 0,0408 0,0363

La Figura 1-15 presenta la interaccion de las nanoparticulas con el medio poroso, mediante
la medicién de valores del angulo de contacto al agua para los diferentes tipos de
nanoparticulas en un sistema de roca sintético humectable al aceite, las concentraciones
se evaluaron principalmente a 100 mg/L teniendo en cuenta que la mayoria de los estudios
sobre cambios positivos en la humectabilidad del medio poroso se reportan a bajas
concentraciones de nanoparticulas [43]. EI mayor cambio observado fue con
nanoparticulas de Si07 a 100 mg/L, aumentando la afinidad en un 56% con respecto al
sistema base, sin embargo, la medicion se realiza a 1000 mg/L debido a que a esta
concentracion se observd el Unico cambio en reduccion de viscosidad del crudo e
idealmente es necesaria una sinergia en estas propiedades. A esta concentracion de
nanoparticulas, se observa un aumento de un 37% en la humectabilidad al agua. Por este
motivo y a pesar de haber obtenido un resultado mas favorable a 100 mg/L, se continuo la
experimentacion a 1000 mg/L. La alteracion de la humectabilidad se da por procesos
adsortivos de las nanoparticulas sobre la superficie de la roca del yacimiento, formando
una capa humectable al agua donde las fuerzas viscosas superan las fuerzas capilares
[143].
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Figura 1-15. Angulo de contacto al agua de nucleos sintéticos humectables al aceite en

contacto con dispersiones acuosas de nanoparticulas durante 24 horas a 170 F
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Figura 1-16 presenta la interaccion de las nanoparticulas en presencia del modificador de
potencial Z, al ser este uno de los aditivos criticos del fluido de fractura. La evaluacion se
realiza a través de la medicion del comportamiento reoldgico del gel lineal con y sin
nanoparticulas, antes y después de la adicion del modificador de potencial Z, esta medida
permite atribuir los cambios en la viscosidad del fluido a causa de la aglomeracion o
inestabilidad de las nanoparticulas. La viscosidad del gel no cambia en ninguno de los
escenarios evaluados, por lo que se demuestra la estabilidad de cada nanoparticula
después de estar en contacto con el modificador de potencial Z, ademas se observa que
los nanomateriales con modificaciones superficiales acidas y basicas no se alteran, este
comportamiento puede sustentarse en las mediciones de potencial Z en las que el valor
del punto isoeléctrico no varia considerablemente cuando las nanoparticulas adquieren la
moadificacion de la superficie. Se observa un fluido con comportamiento pseudoplastico que

disminuye su viscosidad a medida que aumenta la tasa de corte [144], caracteristico de

este tipo de fluidos poliméricos [145] debido a que el tamafio de la molécula de goma guar
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es grande [146] en comparacion con moléculas como el

comportamientos reolégicos newtonianos.
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Figura 1-16. Curvas comparativas de comportamiento reoldgico del gel lineal antes y
después de la adicién del modificador de potencial Z (MDZ) con y sin nanoparticulas a)
Si07 b) Si200 c) Al d) Np &cidas y €) Np béasicas. Medido a 77 F y presion atmosférica.

La Tabla 1-11 presenta los parametros del modelo Cross aplicado para determinar una
tendencia légica del comportamiento reolégico del gel lineal antes y después de la adicién
de Z-Flow con y sin nanoparticulas, en donde se puede observar un RSME menor a 1%
indicando un buen ajuste. Ademas, se presenta solo un conjunto de valores ya que las

tendencias observadas son practicamente iguales.

Tabla 1-11. Pardmetros del modelo reolégico de Cross evaluados para los datos
experimentales del comportamiento reoldgico del gel lineal antes y después de la adicion
del modificador de potencial Z con y sin nanoparticulas.

N (CP) 1o (cP) a (S) m RSME

0.069 0.555 0,068 1,24 0,992

Teniendo en cuenta que las nanoparticulas de silice 07 (Si07) presentan el mejor
comportamiento en la evaluacion de reduccién de viscosidad del crudo pesado, mayor
alteracion de la humectabilidad del medio poroso y buena estabilidad al contacto con el
modificador del potencial zeta. La interaccién con el polimero goma guar, se realiza solo
con este tipo de nanoparticulas a una concentracion constante de 1000 mg/L. La Figura
1-17 presenta las curvas de calibracién obtenidas a partir de valores conocidos de
concentracion y medidas de absorbancia, ademas se evidencian las ecuaciones
representativas con las cuales es posible encontrar a partir del valor de la absorbancia la
concentracion deseada. Se presentan dos regiones de concentraciones con
comportamiento diferente y punto de inflexion en 900 mg/L el cual representa la

concentracion de agregacion critica del sistema.
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Figura 1-17. Curvas de calibracion del polimero goma guar en medio acuoso y

nanoparticulas de Si07 a 1000 mg/L. Medido por el método | a 77 F y presién atmosférica

La Figura 1-18 presenta la isoterma de adsorcion desarrollada por el método | [124] en el
gue la concentracién de nanoparticulas permanece constante e igual a 1000 mg/L y punto
a punto la concentracion del polimero varia. Las propiedades autoasociativas de las
moléculas de goma guar permiten utilizar el modelo SLE (Equilibrio Sélido-Liquido) [147],
basado en la teoria quimica, que brinda informacion sobre la afinidad entre sitios activos
del adsorbente y las moléculas del adsorbato, en este caso de nanoparticulas Si07 y las
moléculas de goma guar respectivamente. Segun la clasificacion IUPAC, [148] la adsorcidn
de polimero en la superficie de nanoparticulas de Si07 presenta la forma de una isoterma
tipo I, que es caracteristica de un proceso de adsorciébn en monocapa, la cantidad
adsorbida se acerca a un valor limite determinado por el volumen de microporos accesibles
y no por una superficie interna. En general, las isotermas tipo | muestran una alta afinidad

entre adsorbente y adsorbato.
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Figura 1-18. Isoterma de adsorcion del polimero goma guar en medio acuoso y

nanoparticulas Si07 a 1000 mg/L. Medido por el método | a 77 F y presién atmosférica
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La relacion a temperatura constante entre la cantidad adsorbida y la concentraciéon en
equilibrio dada al final del proceso adsortivo es cominmente conocida con la siguiente

expresion

14
Ngas = (Ci - Ce) w (1-2)

Donde, C;: Concentracion inicial (mg/L); C,: Concentracion Equilibrio (mg/L); V: Volumen
de Solucién (L); W: Masa de Nanoparticulas (g).

Finalmente, es importante modelar el proceso adsortivo teniendo en cuenta las
caracteristicas del sistema. El modelo SLE describe las isotermas de adsorcion
dependientes de la temperatura utilizando tres parametros a saber: la cantidad maxima
adsorbida, la constante de las reacciones i-mer y la constante de la ley de Henry. A

continuacién, se muestra las ecuaciones correspondientes al modelo SLE a bajas

presiones.
_ YH P .
Ce = Trky P (Nads) (1-3)
Ademas
_ —1+/1+4K.E _ ( NaasN _
¥ = 2K y ¢ = (NadS—N) (1-4)

Donde, N(mg/m?) es la cantidad adsorbida, N,;, (mg/g) es la cantidad maxima adsorbida,
C, (mg/L) corresponde a la concentracion en el equilibrio. El parametro K (g/g) es una
constante de reaccion, la cual se encuentra relacionada con el grado de auto asociacion
de las moléculas en la superficie del adsorbente y H (mg/g) es la constante de Henry,
ligada con la preferencia de las moléculas a permanecer en la solucién y en la fase
adsorbida. Valores altos de K indican un alto grado de auto asociacion. Ademas, si el valor
H es bajo, indica una gran afinidad de las moléculas de goma guar por permanecer en la

fase adsorbida, debido a altas interacciones entre la molécula y la superficie del material.
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La Tabla 1-12 presenta los valores obtenidos del modelo SLE, donde se puede reafirmar
una alta afinidad entre adsorbato - adsorbente ya que existe un valor bajo del pardmetro
H, ademas, el valor RSME permite inferir un buen ajuste del modelo estando por debajo
del 10% aceptado.

Tabla 1-12. Pardmetros del modelo SLE de la isoterma de adsorcion del polimero goma
guar en medio acuoso y nanoparticulas Si07 a 1000 mg/L.

H (mg/g) K(mg/g) N, (Mmg/g) RSMS
0,037 0,072 5,75 3,99

1.3.5 Evaluacion del Nanofluido de Fractura

En la Tabla 1-13 se muestra el cambio de viscosidad del fluido de fractura con y sin
nanoparticulas, evaluado para el primer esfuerzo y reportado a las tasas de corte que se
utilizan en la norma APl RP 39, en donde puede apreciarse que el menor porcentaje de
cambio se obtuvo al adicionar nanoparticulas Si07, esta propiedad es beneficiosa ya que
el enfoque de este trabajo es mantener el comportamiento reolégico del fluido de fractura,
y lograr el uso mdltiple de las nanoparticulas con afectaciones directas en mejoras de
movilidad demostrada anteriormente con el cambio de humectabilidad en el medio poroso

y la reduccion de la viscosidad del crudo pesado.

Tabla 1-13. Valores comparativos entre la viscosidad del fluido de fractura base y el

nanofluido de fractura para el primer esfuerzo.

Tasa de MF. F iU Si200  Cambio LAl Cambio puSi07 Cambio

corte (s) base (cP) (cP) (%) (cP) (%) (cP) (%)
25 1850 3453 86 2376 28 2406 30
50 1332 1611 21 1521 14 1327 0,3
75 998 1184 19 1260 26 1078 8

100 915 954 4 955 4 913 0,2
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La Figura 1-19 presenta una prueba completa del comportamiento reoldgico del nanofluido
y su proceso de ruptura en condiciones de presion, temperatura, esfuerzo y tiempo. Se
evalud la nanoparticula de Si07 a 1000 mg/L ya que mostré buenos resultados en las
etapas anteriores de reduccién de la viscosidad del crudo pesado, alteracion de la
humectabilidad y también, un menor porcentaje de cambio en la viscosidad del fluido de
fractura al primer esfuerzo. Como se esperaba, el primer esfuerzo es segln se presenta
en la Tabla 1-13 observando comportamientos reol6gicos similares, sin embargo, las
viscosidades de ambos fluidos difieren considerablemente para los demas esfuerzos. El
nanofluido de fractura presenta un comportamiento acelerado del proceso de ruptura, con

valores de viscosidad cercanos a cero en el segundo tren de esfuerzos aplicados.
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Figura 1-19. Comportamiento reol6gico del fluido de fractura base y el nanofluido de
fractura. Medido a 170 F, 5500 psi y tasas de corte de 0 a 100 s en pasos de 25 s™.

La situacion observada previamente puede considerarse una oportunidad para optimizar
la formulacion del FF original con 1000 mg/L de Si07. En este sentido, para alcanzar el
comportamiento reolégico deseado para el nanofluido de fractura, se realizan diversas
reducciones de cantidad de rompedores. La Figura 1-20 presenta una prueba completa del
comportamiento reoldgico del nanofluido y su proceso de ruptura en condiciones de
presion, temperatura, esfuerzo y tiempo, encontrando que con una reduccion de un 20%
en el rompedor oxidante y del 10% en el rompedor tipo éster se puede obtener una réplica

practicamente exacta del comportamiento reoldgico, lo que permite llevar a cabo uno de
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los objetivos secundarios de la investigacion al disminuir la carga de aditivos y mantener

la conducta original del fluido.

Esta condicién en presencia de nanoparticulas de silice puede explicarse por los hallazgos
realizados con la isoterma de adsorcién del polimero a base de goma guar sobre este tipo
de nanomaterial. En ausencia de nanoparticulas, los grupos hidroxilo libres formarian entre
si un enlace de hidrégeno, incluso con la ayuda del reticulante. Por el contrario, esos
grupos libres preferirian interactuar con las nanoparticulas de Si07 cuando se agregan,
convirtiéndolas en un punto de nucleacién. En el Ultimo escenario, se formarian menos
enlaces de hidrégeno mediante interacciones polimero-polimero, lo que implica que los
rompedores afiadidos para interrumpir este tipo de interacciones encuentran menos

enlaces por romper y por ende estarian en exceso.
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Figura 1-20. Comportamiento reolégico del fluido de fractura base y el nanofluido de
fractura con disminucién de rompedores. Medido a 170 F, 5500 psi y tasas de corte de 0

a 100 s en pasos de 25 s,

Luego de garantizar un comportamiento reolégico adecuado que permitiera mantener las
condiciones necesarias para generar geometria de fractura y ademas acarrear el material
apuntalante durante una operacion de fracturamiento hidraulico, es importante validar que
la interaccion de las nanoparticulas inmersas en el fluido de fractura continda alterando de
forma positiva la humectabilidad del medio poroso. La Figura 1-21 presenta los resultados

de la prueba cuantitativa de alteracion de humectabilidad a través de la imbibicién
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espontanea de agua en 4 ndcleos sintéticos de roca mojable al agua, con su mojabilidad
restaurada al aceite y luego de ser sumergida en los fluidos de fracturamiento original y
nanofluido de fractura optimizado anteriormente. Los resultados obtenidos evidencian que
existe una pequefia mejoria de la humectabilidad del ndcleo humectable al aceite tratado
con el fluido de fractura original, lo que puede explicarse si se considera la naturaleza
hidréfila del polimero, sin embargo, esta alteracion es poco significativa si se observa
comparativamente contra la curva de imbibicion espontanea del ndcleo humectable al
aceite tratado con el nanofluido de fractura optimizado, en el que a lo largo de todo el
proceso de imbibicion se observa como paulatinamente se acerca a la curva base del
ndcleo totalmente humectable al agua, esta claro entonces el efecto de la presencia de
nanoparticulas de Si07 a 1 000 mg/L, por ejemplo, a los 120 min el peso normalizado siguié
el orden: roca humectable al aceite < FF original < NanoFF optimizado < roca humectable
al agua con valores de 0,47, 0,55, 0,88 y 0,99, respectivamente. Estos resultados han sido
respaldados por trabajos que exponen las nanoparticulas como agentes que mejoran la

humectabilidad de las areniscas [149, 150].
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Figura 1-21. Curvas de imbibicién espontanea a nucleos sintéticos de arena otawa
medidas a 25°C y presién atmosférica para 4 sistemas: humectable al agua, al aceite y
humectables al aceite en contacto, durante el proceso de ruptura de 16 horasa 170 F y

50 psi, con el fluido de fractura original y el nanofluido de fractura optimizado.

De forma ilustrativa, la Figura 1-22 presenta el registro fotografico de los nucleos

recuperados justo después de ser sometidos al proceso de ruptura del fluido de fractura
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original y el nanofluido de fractura optimizado. Si bien el fracturamiento hidraulico puede
ser considerado el mejor mecanismo de remediacion de dafio de formacion, ha sido
reportado en literatura que la presencia de residuos poliméricos de los fluidos de fractura
pueden disminuir la efectividad de la conductividad en el medio poroso [151, 152], bajo las
mismas condiciones de arme y ruptura del fluido de fractura, es posible observar que el

nacleo en contacto con el nanofluido de fractura presenta una superficie mas limpia.

a) FF Original b) Nanofluido de fractura

Figura 1-22. Registro fotografico de sistemas humectables al aceite en contacto con el
fluido de fractura original y el nanofluido de fractura optimizado, durante el proceso de

ruptura de 16 horas a 170 F y 50 psi.

Luego de confirmar la alteracion positiva de la humectabilidad del medio poroso en
contacto con el nanofluido de fractura optimizado, se evalian mediante pruebas dinamicas
de desplazamiento positivo, las condiciones creadas en la zona de alta conductividad
correspondiente al apuntalante y las condiciones de flujo a nivel de la cara de formacién.
En este sentido, la Tabla 1-14 presenta las condiciones de las pruebas para los cuatro
escenarios evaluados correspondientes a los medios porosos de propante en contacto con
el fluido de fractura original y nanofluido de fractura optimizado y a la cara de los nucleos

de formacién en contacto con los mismos dos fluidos respectivamente.
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Tabla 1-14. Condiciones de presion, temperatura, caudal y fluidos de inyeccion de

pruebas de desplazamiento positivo.

Condiciones de pruebas de desplazamiento positivo

Presion de sobrecarga (psi) 3200
Presién de poro (psi) 1200
Temperatura (°F) 190
Caudal de inyeccion (cm3/min) 0.3
Fluidos de inyeccion
Salmuera Formulacion sintética a partir de agua de
formacion
Crudo Crudo pesado

La Tabla 1-15 presenta las caracteristicas de los empaques de propante utilizados para
llevar a cabo las pruebas dinamicas de desplazamiento positivo para el fluido de fractura
original y el nanofluido de fractura optimizado, en donde se puede apreciar que las

condiciones de cada medio poroso pueden considerarse iguales a nivel practico.

Tabla 1-15. Caracteristicas de medios porosos de propante utilizados en pruebas de

desplazamiento positivo para FF original y NanoFF optimizado.

Fluido de fractura original Nanofluido de fractura
optimizado
Propante Arena Carbolita 20/40 Arena Carbolita 20/40
Longitud (cm) 7.22 7.18
Diametro (cm) 3.81 3.81
Volumen poroso (cm?3) 21.7 21.4
Porosidad (%) 26.4 26.1

La Figura 1-23 presenta las curvas de permeabilidades relativas al petréleo (Kro) y al agua
(Krw) para el sistema base y los sistemas luego del contacto con el FF original y el NanoFF
optimizado medidas en un medio de propante. Se puede observar que la presencia de
cualquier fluido de fractura causa algun dafio a los medios porosos, asociado
principalmente al residuo polimérico que se ha reportado en estudios anteriores [151, 152],
y ademas a la imposibilidad de generar a nivel de laboratorio una fractura real en un medio
poroso de permeabilidad reducida, para introducir el material propante en forma de fractura

y asi propiciar un cambio de régimen de flujo hacia un medio mas conductivo [153], que
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en efecto denotaria siempre un calculo de dafio negativo [154]. Sin embargo, existen
diferencias notables entre ambos fluidos evaluados. Uno relacionado con el incremento del
14,3% en la saturacién de aceite residual (Sor) para el FF original, en comparacion con el
5,15% obtenido para el nanofluido de fractura optimizado. Este resultado significa que se
retendra menos petréleo en los medios de propante para las operaciones de fracturamiento
hidraulico realizadas con el nanofluido de fractura. En cuanto a la saturacion residual de
agua (Swr), también se puede notar un incremento para el sistema en presencia de
nanomateriales, mostrando una Swr del 11,7% un poco mayor en comparacion, con el
sistema de fluido de fractura original de 11%. Asi, las nanoparticulas también propician la

retencién de agua en los medios.
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Figura 1-23. Curvas de permeabilidad relativa antes y después de la inyeccion de fluido

de fractura original y nanofluido de fractura optimizado en medio poroso de propante.

La diferencia mas significativa en los sistemas con ausencia y presencia de nanoparticulas
se puede observar en el comportamiento de Kro. Asi, la Figura 1-24 presenta las graficas
de dafio, medido como la reduccion del Kro en comparacion con el sistema base, frente a
la saturacion de agua. Se observé que el dafio méas bajo causado por el FF original fue del
53% para una Swr del 35% y alcanzé un valor de dafio maximo del 96% para una Swr del
65%. Por otro lado, en el intervalo definido por el inicio de su ventana de movilidad y una
Swr de aproximadamente el 40%, el sistema con NanoFF optimizado esta por encima del

sistema base, provocando un efecto estimulante. Después de eso, el dafio a la formacion
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fue siempre mucho menor que el observado en el sistema FF original. Como se esperaba,

la reduccion del dafio condujo a incrementos en el petréleo recuperado. Por lo tanto, se

observé un factor de recobro 28% mayor para el NanoFF en comparacion con el fluido de

fractura original.
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Figura 1-24. Curvas de dafio de formacion calculado a diferentes saturaciones de agua

del medio de propante en contacto con el fluido de fractura original y el nanofluido de

fractura optimizado.

La Tabla 1-16 presenta las caracteristicas de dos nucleos de formacién caracteristicos del

campo de interés, utilizados para llevar a cabo las pruebas dinamicas de desplazamiento

positivo para el fluido de fractura original y el nanofluido de fractura optimizado cuando

cada fluido ha estado en contacto con la cara del nucleo durante el proceso de ruptura,

simulando el borde de la fractura en una operacién de fracturamiento hidraulico y el posible

filtrado que se da hacia la formacién. Se puede apreciar que las condiciones de cada medio

poroso pueden considerarse iguales a nivel practico.
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Tabla 1-16. Caracteristicas de medios porosos de nucleos de formacion utilizados en

pruebas de desplazamiento positivo para FF original y NanoFF optimizado.

Fluido de fractura original Nanofluido de fractura
optimizado
Caodigo Cas No 042 —7542.5’ Cas No 042 —7541.5’
Longitud (cm) 6.75 6.85
Didmetro (cm) 3.71 3.76
Volumen poroso (cm?) 15.9 16.8
Porosidad (%) 21.8 221

La Figura 1-25 presenta las curvas de permeabilidades relativas al petréleo (Kro) y al agua
(Krw) para el sistema base y los sistemas luego del contacto con el FF original y el NanoFF
optimizado, medidas en nucleos de formacion. Se puede observar que la reduccion de la
movilidad del crudo fue menor en toda su ventana de movilidad cuando se utilizé el NanoFF
optimizado, manteniéndose incluso cerca de la base Kro para Swr de 0,43 a 0,75. La
saturacion residual de aceite (Sor) aumento un 13,2% en el nlcleo que estuvo en contacto
con el fluido de fractura original, mientras que el nicleo en contacto con el nanofluido de
fractura tuvo un aumento del 5,3%. Tal como sucedi6 con los medios porosos de propante,
se espera entonces que el nicleo de formacion retenga menos petréleo cuando se realice
un fracturamiento hidraulico con nanofluido de fractura optimizado. Ademas, el NanoFF
optimizado provocd un aumento en la saturacién residual de agua (Swr) del 10,1%, en
comparacion con el 6,9% causado por el FF original, lo que implica una mejora en la razén

de movilidad de la fase de interés
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Figura 1-25. Curvas de permeabilidad relativa antes y después del contacto con el fluido

de fractura original y el nanofluido de fractura optimizado en nucleos de formacion.
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La Figura 1-26 presenta las gréficas de dafo, medido como la reduccion del Kro respecto
al sistema base, frente a la saturacion de agua. Se observé que el dafio mas bajo causado
por el FF original fue del 44% para una Swr del 40% y alcanzé un valor méximo de dafio
del 89% para una Swr del 65%. En general, para el NanoFF optimizado, el dafio a la
formacion siempre fue mucho menor que el observado para el sistema FF original. Como
se esperaba, la reduccion del dafio condujo a incrementos en el petréleo recuperado. Por
lo tanto, se observo un factor de recobro 28% mayor para el NanoFF en comparacion con

el fluido de fractura original.
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Figura 1-26. Curvas de dafio de formacién calculado a diferentes saturaciones de agua
del nucleo de formacién en contacto con el fluido de fractura original y el nanofluido de
fractura optimizado.

Un parametro importante en la evaluacion de la inclusion de nanoparticulas en el fluido de
fractura es la interaccion de estas con el crudo y su capacidad de reducir su viscosidad, tal
y como se evidencio en la sesion 1.3.4. En este sentido, se aprovechan los efluentes de
petroleo durante la evaluacion del factor de recobro en las ultimas pruebas dindmicas, en
donde se inyectaron volumenes porosos especificos de petroleo en la muestra del ndcleo
de formacion para evaluar el impacto del FF original y el NanoFF optimizado en la
viscosidad del crudo. La medicién de viscosidad se realizé cada 0,5 volimenes porosos
inyectados (IPV) a diferentes velocidades de corte y a 25°C. La Figura 1-27 presenta el

porcentaje de reduccién de viscosidad del crudo inyectado a través del nucleo de formacion
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en contacto con el nanofluido de fractura y el fluido de fractura original. Se observé una
reduccion del 32,3% de la viscosidad producida en el tercer volumen poroso del sistema
NanoFF optimizado en comparacion con el FF original. La reduccion de la viscosidad del
crudo mediante la interaccién con nanoparticulas ha sido reportada en varios trabajos,
relacionando este fendmeno con procesos de adsorcién entre la superficie de las
nanoparticulas y los asfaltenos presentes en el crudo pesado [41]. Precisamente, la
naturaleza autoasociativa de los asfaltenos los lleva a procesos de formacion de grandes
redes viscoelasticas que son causales del aumentando en la viscosidad del crudo [155].
En este sentido, la alta afinidad entre los asfaltenos y las nanoparticulas a base de silice
hizo que estas Ultimas presentaran una alta capacidad de adsorcién para este tipo de
moléculas [156], disminuyendo el tamafio de los agregados de asfaltenos y alterando las
redes viscoelasticas formadas lo que concluye en una reduccién de la viscosidad del crudo,

especialmente para hidrocarburos con un alto contenido de asfaltenos [41].
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Figura 1-27. Porcenteje de reduccién de viscosidad de crudo para los volimenes
porosos producidos en las pruebas dinamicas realizadas en nicleos de formacién en

contacto con el fluido de fractura original y el nanofluido de fractura optimizado.






2.Aplicacion del Nanofluido de fractura en
campos colombianos

En el presente capitulo, se describen los procedimientos y metodologias llevados a cabo
para el desarrollo de la evaluacion del nanofluido de fractura en campos petroleros de
crudo pesado en Colombia. Se evidencian los procesos y retos de llevar la tecnologia a
las operaciones en campo, los resultados obtenidos a lo largo del tiempo en cuanto a
disminucion de viscosidad del crudo, aumento de productividad y disminucion de %BSW

en los pozos en los que se desarrolla la tecnologia.

2.1 Materiales

En las diferentes operaciones llevadas a cabo en campo, se utiliz6 tratamiento organico
DIX (Diesel Inhibido Xileno) y un preflujo organico con nanoparticulas SiO7 evaluadas a lo
largo de la investigacion a nivel de laboratorio, esto con el fin de acondicionar el medio
poroso y disminuir el dafio de formaciéon por escamas inorganicas, caracteristico de los
yacimientos de crudo pesado en los que se implementd la tecnologia [157]. Se usé
nanoparticulas de Si07 dispersas en un fluido estable con el fin de facilitar el transporte
hasta las locaciones en campo y finalmente se empleé el fluido de fractura comercial de

base acuosa otorgado por una compafiia prestadora de servicios.
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2.2 Métodos

Esta seccidn presenta la evaluacién de la tecnologia en campo como el primer ensayo a
nivel mundial de este tipo de fluido, culminando con soportes comparativos de pardmetros
en el tiempo que evidencian el éxito de la aplicacion. En este sentido, el Esquema 2.1
muestra el flujo de trabajo llevado a cabo.

Evaluacion de la
, tecnologia en campo

Nanofluido de
fractura

opiimizado
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Esquema 2.1 Flujo de trabajo experimental para aplicar y evaluar un nanofluido de
fractura optimizado en campo petrolifero.

2.2.1 Operacion de fracturamiento hidraulico

Se realiz6 varias visitas a campo con el fin de reconocer la operacion y determinar el lugar
mas adecuado para incorporar el nanofluido. Durante la operaciéon de bombeo se inicia con
la inyeccion de 25 bbl de tratamiento organico DIX, seguidos 80 bbl de preflujo organico
con nanoparticulas y finalmente 25 bbl de tratamiento organico DIX. Finalizado el bombeo
de estos preflujos organicos, es necesario dar un tiempo de remojo estimado de minimo 3

horas vy si la operacién en campo lo permite, este remojo puede ser de hasta 12 horas
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[158], el tiempo de horario nocturno justo antes de realizar la operacion de fracturamiento

hidraulico que habitualmente suele ser en el dia.

Luego de realizar el bombeo del preflujo organico con nanos, se realiza una prueba de
inyectividad tipo SDRT (Step Down Rate Test) [159] en la que de forma escalonada se
aumenta el caudal de bombeo hasta alcanzar el caudal que se espera en la operacion de
fracturamiento hidraulico, que suele ser entre 35 y 40 bpm garantizando régimen de
fractura y presion estable en superficie. Una vez se tiene presion y caudal estable, se inicia
un proceso de disminucién de caudal, preferiblemente isécrono con el fin de observar el
comportamiento de la presiéon a medida que la formacion deja de recibir el estimulo del
fluido ingresando, hasta que finalmente se hace un paro total de bombas dejando el caudal

en cero, para iniciar el tiempo de declinacién de presion hacia formacion [160].

Los parametros arrojados por la prueba de inyectividad son supremamente importantes al
momento de realizar la operacion de fracturamiento hidraulico, ya que, a partir de los
valores del comportamiento de presion se obtienen analisis de ISIP (Instant Shut In
Pressure) o presién instantanea al momento del pare total de bombas, con la que se
determina parametros de gradiente de fractura, ademas, se discretizan las presiones
generadas por friccién en tuberia, perforados y tortuosidad y finalmente se realiza el
analisis de la funcion G que permite obtener informacion relevante de presion de cierre de
fractura en superficie y en fondo, gradiente de cierre de fractura y tiempo, ademas
pardmetros relacionados con el fluido tales como eficiencia del fluido y tipo de filtrado hacia
la formacion [161-164].

Con todos los andlisis mencionados anteriormente, se propone un tren de bombeo acorde
a las condiciones de la formacién, buscando siempre disminuir la friccién de perforados, el
filtrado del fluido de fractura y aumentar la cantidad de material apuntalante que ingresa a

la geometria de fractura.

Una vez se tiene en comin acuerdo el tren de bombeo, se inicia la operacién de
fracturamiento hidréulico, la cual consta de 3 etapas globales: PAD, transporte y
desplazamiento. La etapa de PAD que normalmente es de 35% a 40% del volumen de
fluido, es la encargada de generar la geometria de fractura y se caracteriza por no tener
material apuntalante, sin embargo, existen pozos generalmente de alta permeabilidad o
con altas fricciones por perforados y tortuosidad que requieren que en la etapa de PAD se

incluya un material solido regularmente fino que lima las asperezas de los perforados y
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mejora la tortuosidad y ademas actta como reductor de la tasa de filtrado al posarse en el
limite de la fractura y la formacién. Seguido se inicia la etapa de transporte, que como su
nombre lo indica, es la encargada de acarrear el material apuntalante dentro de la fractura
generada en la formacion, para ello, se inicia un proceso paulatino de incremento de
concentracion de propante observando en todo momento la construccion de la presion de
superficie y la presién neta del yacimiento con el fin de realizar un buen empaguetamiento
de la fractura y lograr dejar la mayor concentracién de propante en cara de formacion.
Finalmente, la etapa de desplazamiento consiste en el bombeo del volumen de tuberia de
un fluido no reticulado que deje el ultimo bache de material apuntalante en cara de la
formacion y la tuberia sin sélidos. Una vez finalizado el bombeo, inicia el tiempo de
declinacion de presién hacia formacién y el acondicionamiento de los equipos y

condiciones de superficie para dejar el pozo en produccion [165, 166].

2.2.2 Evaluacién de la tecnologia en campo

Para el proceso de evaluacion de la aplicacion del nanofluido de fractura en campo, se
realizé mediciones de viscosidad y %BSW en diferentes tiempos de produccion de los
pozos, asi como la concentracion residual de nanoparticulas con el fin de tener el

parametro de perdurabilidad de la tecnologia en tiempo real de produccion del pozo.

A lo largo de la implementacion de la tecnologia, fue posible correlacionar pozos de
caracteristicas casi idénticas en cuanto a propiedades petrofisicas, de fluidos y de
condiciones operativas al momento del fracturamiento hidraulico, encontrando 6 pozos a
los que se les implemento el uso del nanofluido de fractura comparables con 6 pozos
convencionales, por lo que se cotejd la tendencia incremental de aceite en el tiempo y la

tendencia del BSW, todos los datos normalizados al tiempo cero de productividad.

2.3 Resultados y Analisis

2.3.1 Operacion de fracturamiento hidraulico

Durante las visitas a campo, se evalué la posibilidad de incorporar el nanofluido en

diferentes equipos, entre ellos en la unidad de quimicos, la unidad de mezcla blender, los
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frac tanks y la unidad hidratadora. La premisa mas importante en este proceso fue
garantizar la adecuada dispersién del nanofluido en el medio acuoso, sin afectar el proceso

de bombeo durante la operacién de fracturamiento hidraulico.

Segun las pruebas experimentales en laboratorio las nanoparticulas se deben agregar en
el medio acuoso antes de cualquier otro aditivo y deben tener un tiempo de dispersion de
al menos media hora para garantizar un medio homogéneo. Es asi como basados en esta
premisa y teniendo en cuenta el tiempo de residencia del fluido de fractura en cada equipo,
se descarta la posibilidad de agregarlas en el blender puesto que el fluido llega a este
equipo en forma de gel lineal y tiene un tiempo de mezcla menor a un minuto, también se
descarta la posibilidad de agregarlas en los frac tanks, principalmente porque son tanques
gue no tienen aspas de agitacion y ademas en una operacién de fracturamiento, la cantidad
de agua a utilizar varia segun el comportamiento de admisidn de la formacion, se descarta
también la posibilidad de agregar las nanoparticulas en la unidad de aditivos, ya que cada
aditivo de esta unidad se incorpora al fluido de fractura al vuelo durante el bombeo llegando
directamente a la tina del blender por lo que el tiempo de mezcla es menor a 1 minuto y
como se menciond anteriormente, el fluido llega como gel lineal, por lo tanto, se concluye
gue la forma méas adecuada de garantizar un buen tiempo de dispersion de las
nanoparticulas a nivel de la operacibn en campo, es incorporandolas en la unidad
hidratadora, ya que esta cuenta con un sistema de agitacion constante que facilita la
homogenizacién del fluido y tiene capacidad de 180 bbl, sin embargo, luego de bombear
los primeros 180 bbl, el agua que ingresa a la unidad se hidrata con el polimero en un
tiempo de aproximadamente 5 min, si se tiene en cuenta que el caudal de bombeo es de
35 bpm. Un tiempo de dispersion de nanoparticulas de 5 minutos es muy bajo, por lo que
se llega a la conclusién de agregar nanoparticulas solamente en los primeros 180 bbl de
fluido correspondientes a la primera parte del PAD. Analizando esta condicion, se
considera apropiado incorporar las nanoparticulas en los primeros 180 bbl de fluido, debido
a que este volumen seria el que principalmente se filtraria hacia la formacion y por ende
tendria mayor contacto con el crudo y el medio poroso que es el que realmente tiene

humectabilidad al aceite y depositacion de asfaltenos [167].

Luego de resolver los retos de llevar la tecnologia hasta campo, se realiza la primera
operacién de fracturamiento hidraulico con nanofluido de fractura en febrero de 2019. La
Figura 2-1 presenta el comportamiento de la presién de superficie, la presion del espacio

anular y el caudal durante el bombeo de acondicionamiento de la formacién ante el posible
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dafio por escamas orgéanicas, en donde se inyectd 25 bbl de tratamiento DIX seguidos de
80 bbl de preflujo organico con nanoparticulas y 25 bbl tratamiento DIX a caudales entre 1
y 5 bpm y presion de superficie promedio de 3193 psi, finalizando la inyeccién con 184 bbl
de gel lineal a 22 bpm, utilizados para conocer el comportamiento de cierre de fractura a
través del analisis de la funcion G y de esta manera determinar el tren de bombeo a llevar
a cabo en la operacion de fracturamiento hidraulico [159].
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Figura 2-1. Grafico del inyeccién a formacion de preflujo organico DIX y organico con
Nanoparticulas para acondicionamiento de la formacién antes de la operacién de

fracturamiento hidraulico

Después de un tiempo de remojo de 12 horas que favorecen la disolucién de escamas
organicas y acondicionan el medio a la recepcion del nanofluido de fractura, se realiza la
dispersién de nanoparticulas Si07 a 1000 mg/L en 180 bbl de agua en la unidad hidratadora
en constante agitacion durante media hora, luego se incorpora el polimero al nanofluido
de la unidad hasta obtener gel lineal, el cual una vez hidratado, pasa al blender en donde
con ayuda de la unidad de quimicos, se incorporan al sistema el resto de los aditivos del
fluido optimizado evaluado en la investigacion. La Figura 2-2 presenta el comportamiento
de las presiones de superficie y anular, el caudal de bombeo y las concentraciones de
apuntalante en superficie y en fondo del fracturamiento hidraulico del pozo, en donde los
primeros 180 bbl bombeados corresponden al NanoFF optimizado y evaluado a lo largo de

la investigacion. La operacion de fracturamiento hidraulico fue exitosa, con buena creacién
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de geometria de fractura, altura de 132.8 ft y longitud por ala de 219.8 ft, buen transporte
de material apuntalante bombeado a concentraciones entre 0.75 libras por galon (ppg) y 7
libras por galén para un total de 121600 Ib, dejando en formaciéon un empaquetamiento
Optimo evidenciado por el incremento de la presion al final del bombeo, lo que permite
concluir que la adicién de nanoparticulas al fluido de fractura, no tiene incidencias

negativas para llevar a cabo un fracturamiento hidraulico idéneo [167].
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Figura 2-2. Grafico de fracturamiento hidraulico con nanofluido de fractura optimizado en
el volumen de PAD de 180 bbl.

2.3.2 Evaluacion de la tecnologia en campo

El principal beneficio del uso de la nanotecnologia en el escenario del fracturamiento
hidraulico en pozos de crudo pesado, radica en la oportunidad de mejorar las condiciones
de produccién al aumentar la relacién de movilidad petréleo/agua en los medios porosos
durante un periodo de tiempo sostenible. La Figura 2-3 resume los resultados del
seguimiento realizado a la viscosidad del crudo, el % de BSW y cémo se relacionan con la
concentracion de nanoparticulas residuales medida en los fluidos producidos. Para el dia

0, relacionado con la linea base antes de la operacién, se obtuvo un valor de viscosidad
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del crudo de 121800 cP con un % de BSW superior al 98 %. Aproximadamente 20 dias
después de realizada la fractura hidraulica, la viscosidad del crudo alcanz6 su valor minimo
de 8280 cP, equivalente al 6,8% de su valor original, es decir una reduccion de viscosidad
del 93,2%. La viscosidad maxima medida fue de 70367 cP correspondientes al 57.8% del
valor inicial, manteniendo la reduccion de viscosidad de mas del 40% después de tres
meses y transcurrido mas de un afio de la operacion, se obtuvo un valor de 28440 cP,
cerca de una cuarta parte de su viscosidad original. El BSW% siguié un comportamiento
similar, cayendo al 37,3% en los primeros 20 dias y alcanzando su medida mas baja
después de 86 dias con 29,7%. Desde entonces, el %BSW aumentd lentamente,
alcanzando un valor del 66% después de un afio de la operacién de fractura. Este resultado
es muy importante si se considera que antes de esto el % de BSW estaba cerca del 100%
y la produccién del pozo era practicamente agua. Finalmente, todos estos resultados
fueron consistentes con las concentraciones residuales de nanoparticulas medidas, que
mostraron valores alrededor de 65 mg/L en las primeras 6 semanas y disminuyeron

paulatinamente a valores de 13 mg/L después de 375 dias.
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Figura 2-3. Comportamiento de viscosidad, % BSW y concentracion de nanoparticulas
medidas en el tiempo la produccion de crudo en pozo fracturado con nanofluido de

fractura optimizado.

La constante reduccion de la viscosidad del crudo durante un periodo de +460 dias
muestra una perdurabilidad de los efectos en el fluido del yacimiento incluso superior a la

observada durante las pruebas de laboratorio, lo que ha permitido realizar mas de setenta
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trabajos de este tipo en los que se ha observado el mismo efecto. El efecto combinado de
la alteracién de la humectabilidad y la disminucién de la viscosidad del fluido da como
resultado un impacto positivo en la recuperacion final estimada de los pozos donde se ha
utilizado esta tecnologia. Es asi como a lo largo de la implementacion de la tecnologia en
campo, fue posible recopilar informacién petrofisica, de fluidos y parametros de fractura
similares de pozos en los que se ha realizado fracturamiento hidraulico con y sin nanofluido
de fractura, entre los cuales se encontraron 12 pozos correlacionables, 6 con la
implementacion de la tecnologia y 6 con fluido de fractura convencional, en los que se
evalué alo largo del tiempo el cambio en el % BSW y la tendencia del incremental de aceite
y se encontrd que para todos los pozos comparados, la tendencia de ambos parametros
es mejor para los pozos con la tecnologia. Es asi como La Figura 2-4 presenta un ejemplo
del comportamiento del BSW y el incremental de aceite para dos pozos comparables,
normalizados al tiempo cero y evaluados a lo largo del tiempo, en donde se puede observar
una tendencia de aumento en el porcentaje de BSW para el pozo con fracturamiento
hidraulico convencional, observando también que el pozo en el que se bombeé el
nanofluido de fractura mantiene una tendencia mas estable, por otra parte, se observa una
tendencia mayor de incremental de aceite en el pozo en el que se bombed nanofluido de
fractura comparado con el pozo convencional, es asi como para un tiempo de 10 meses

de produccion se puede observar un delta de incremental de aproximadamente el 50%.
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Figura 2-4. Comportamiento del % BSW y el incremental de aceite en el tiempo para dos
pozos comparables con fracturamiento hidraulico realizado con nanofluido de fractura y

fluido de fractura convencional.






Conclusiones y Recomendaciones

Conclusiones

De acuerdo con los objetivos planteados para el desarrollo de este trabajo y como se ha
evidenciado consecuentemente en cada apartado, se logré disefiar un nanofluido de
fractura que permite mantener el comportamiento reolégico capaz de generar geometria
de fractura y acarrear material apuntalante. Adicionalmente el desarrollo de este nanofluido
de fractura favorece las condiciones de movilidad de crudos pesados mediante la
reduccion de su viscosidad, cambios positivos en humectabilidad del medio poroso y
disminucion del dafio de formacién. Dichas propiedades impactadas por el nanofluido de
fractura finalmente se traducen en aumentos de productividad en campo hasta del 50%
con alta perdurabilidad en el tiempo, haciendo promisoria la aplicacién de la tecnologia en

la industria.

Recomendaciones

Una de las recomendaciones para trabajos futuros consiste en evaluar diferentes tipos de
fluidos de fractura y ademas la posibilidad de incluir las nanoparticulas en todo el volumen
de fluido utilizado a nivel de campo buscando asi aumentar los efectos positivos y de

perdurabilidad observados en las operaciones.
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