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CONCENTRADOS DE FLUIDOS PARA TRATAMIENTO DE FORMACIONES 

SUBTERRANEAS, FLUIDOS PARA TRATAMIENTO Y METODOS 

Antecedentes de la Invención 

1. Campo de la Invención 

5 La presente invención se refiere a mØtodos y composiciones para el 

tratamiento de formaciones de pozo subterrÆneas, y mÆs especIficamente, a 

concentrados de fluidos, fluidos de tratamiento y mØtodos de tratamiento para 

formaciones subterrÆneas. 

� 2. Descnpciôn de la TØcnica Anterior 

10 La producciôn de formaciones subterrÆneas penetradas por agujeros de 
ry 

pozo es tratada frecuentemente para aumentar las permeabilidades o 

conductividades de los mismos. Un tipo de tratamiento de simulación de la 

producciôn de este tipo incluye fracturar la formación utilizando un fluido de 

tratamiento viscoso. Es decir, la formacón subterrÆnea o zona de producciOn en 

15 ella es fracturada hidrÆulicamente con lo cual se producen alli una o mÆs grietas 0 

"fracturas". La fracturación puede hacerse en pozos que sean completados en 01 

formaciones subterrÆneas prÆcticamente para cualquierpropOsito. Los candidatos 4 

normales para fracturar u otros procedimientos de simulacion 

producciOn completados en formaciones que contengan petrÆleo y/o gas. Sin 

20 embargo, los pozos de inyección en operaciones de recuperaciOn secundaria o 

terciaria para la inyección  de p! fluidos tamblØn pueden ser fracturados con elfin 

de facilitar la inyeccson de los fluidos 

La fracturaciôn hidrÆulica se hace inyectando un fluido de fracturación 

viscoso en una formación o zona subterrÆnea a una tasa y presiOn suficientes para 

25 hacer que la formaciOn o la zona se rompa con la consiguiente producciófl de una 

o mÆs fracturas. A medida que se crea la fractura, una porciOn del fluido contenido 

en el fluido de fracturaciOn viscoso pasa a la formación permeable y una torta de 

filtro compuesta por un agente de gelación depositado se crea en las paredes de 

la fractura, lo cual ayuda entonces a prevenir o reducir mÆs pØrdida de fluido del 

30 fluido de fracturaciOn en la formaciOn. El continuo bombeo del fluido de 
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fracturaciOn viscoso extiende las fracturas y un agente de soporte tal como arena 

u otro material particulado se puede suspender en el fluido de fracturación e 

introducirse en las fracturas creadas. El material de soporte funciona Para 

prevenir que las fracturas formadas se cierren con la reducciôn de la presiOn 

5 hidrÆulica que se aplicó Para crear la fractura en Ia formaciOn o zona con lo cual 

permanecen los canales conductivos a travØs de los cuales los fluidos producidos 

pueden fluir fÆcilmente al pozo una vez se complete el tratamiento de fracturaciôn. 

El fluido de ftracturaciôn iebe tener una viscosidad 10 suticientemente alta 

Para retener el material de soporte en suspensiOn a medida que el fluido de 

. 10 fracturaciOn fluye a las fracturas creadas. Hasta ahora se ha utilizado un 

viscosificador Para gelatinizar un fluido de base, con lo cual se provee un fluido de 

fracturaciOn que tenga la alta viscosidad necesaria Para realizar los mÆximos 

beneficios del proceso de fracturaciOn. Luego de que el fluido de fracturaciOn de 

alta viscosidad haya sido bombeado en la formación y ocurra (a fracturc!1 de la 

15 forrnaciOn, por Ia general, el fluido de fracturaciOn hace que se revierta en un fluido 

de baja viscosidad Para ser retirado de la formación rompiendo el gel. La ruptura 

de fluidos de fracturaci66 viscosificadosse ha hecho comünmente agregando un 

separador de viscosidad al fluido de fracturación antes de bombearlo a la 

formaciOn subterrÆnea. 

20 Los fluidos de fracturaciOn utilizados hasta ahora han sido 

predominantemenle IIquidos basados en agua que contienen un agente de 

gelación compuesto por un polisacÆrido tal como goma de guar. PolImeros guar y 

derivados de guar tal como hidroxipropUguar son polImeros econOmicos solubles 

en agua los cuales pueden usarse Para crear alta viscosidad en un fluido acuoso y 

25 su enlace cruzado se hace fÆcilmente 10 cual aumenta ademÆs la viscosidad del 

fluido. Sibien el uso de fluidos de fracturacion depolisacarido geladdy de\ace 

cruzado ha sido altamente exitoso, los fluidos de fracturaciOn no han sido 

tØmica?æŁnte estables a temperaturas por encima de 93°C. Es decir, los fluidos 

ado y de enlace cruzado de alta viscosidad pierden viscosidad con el tiempo a 

30 altas temperaturas. Para compensar la pØrdida de viscosidad se ha aumentado la 

concentraciOn del agente de gelaciOn, 10 cual implica un mayor costo y causa 

aumento en (a presiOn de fricciOn en la tuberla a travØs de la cual el fluido es 

inyectado en una formaciOn subterrÆnea Ic cual hace mÆs difIcil el bombeo de los 

( 
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fluidos de fracturack5n.Estabilizadores tØrmicos tales come tiosulfato de sodio han 

side incluidos en los fluidos de fracturaciOn para la barrida de gases de 

combustion y con ello aumentar las estabilidades de los fluidos de fracturaciOn a 

altas temperaturas. Sin embargo, el use de estabilizadores tØrmicos tambiØn 

5 aumenta el costo de los fluidos de fracturaciOn. 

Otro problema que se ha experimentado en el uso de fluidos de fracturaciOn 

de polisacÆridos gelados y de enlace cruzado implica la fractura de dichos fluidos 

de fracturación una vez se hayan formado las fracturas. Separadores tales como 

oxidantes, enzimas y agentes de liberaciôn de Æcido que atacan los enlaces 

� 10 acetafes en la estructura primaria del poilmero polisacÆrido han sido utilizados con 

Øxito. 

Con elfin de que los fluidos de fracturación de posacar1dos gelados y de 

enlace cruzado utilizados hasta ahora [[even suficiente agente de soporte, la 

concentracion del agente de enlace utilizadareunido ha tenido que aumentarse, 

15 lo cual a Ia vez aumenta el costo y la viscosidad del fluido de fracturaciôn.  Los 

fluidos de fracturación basados en agua que incluyen agentes de gelación de 

polisacaridos gelados y de enlace cruzado han tenido pØrdida de fluido 

considerablemente reducida en comparaciOn con otros fluidos lo cual reduce o 

*elimina la necesidad de aditivos costosos de pØrdida de fluido. Sin embargo, 

20 debido a que los polisacÆridos gelados y de enlace cruzado han tenido pesos 

moleculares altos, la torta de filtro producida del fluido de fracturaciOn viscoso en 

las paredes de los pozos que penetran las formaciones y en (as fracturas que se 

forman alt I con frecuencia es muy dificil de remover. 

Otro problema que se ha encontrado en el uso de un fluido de fracturaciOn 

25 basado en agüa que incluye un agente de gelaciOn de polisacÆridos gelados y de 

enlace cruzado es que debe mezclarse en tanques de retenciOn durante un tiempo 

considerable para que ocurra la hidrataciOn del agente de gelaciOn. Durante el 

proceso de fracturaciOn que se lleva a cabo en un pozo, generalmente el fluido de 

fracturaciOn hidratado es bombeado de los tanques de retenciOn, mezclados con 

30 el agente de soporte y otros aditivos en el camino y bombeado al agujero del pozo 

de la formación que estÆ siendo fracturada. Si durante el trabajo, el perfil de la 

presiOn de fonda de pozo y otros parÆmetros que se obtienen en tiempo real 
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indican que se requiere un cambio en las propiedades del fluido de fracturación, es 

decir, un cambio en la viscosidad del fluido de fracturación para evitar que pase 

fuera de la fractura o similar, generalmente es imposible hacerlo ya que toma 

mucho tiempo para hacer un cambioy para que el fluido de fracturación cambiado 

legue a la formación que estÆ siendo fracturada. Otro problema relacionado con el 

bombeo del fluido de fracturaciOn de los tanques de retenciOn y combinaciófl del 

material de soporte, enlazador cruzado u otjosaditivos que Se usen en el camino, 

es que el procedimnto requtere el uscD de contadores costosos y’)otro equipo 

similar. 

Finalmente, en muchas areas ambientalmente sensibles, los fluidos de 

fracturación basados en agua que contienen agentes de gelaciôn de polisacÆridos 

deben ser recuperados del pozo y dispuestos por medios ambientalmente 

apropiados lo cual aumenta e costo total del tratamiento de fracturaciOn. 

Par ello, existe la necesidad de fluidos y mØtodos mejorados para el 

tratamiento de formaciones subterrÆneas, mediante los cuales los fluidos no sean 

tØrmicamente inestables, no produzcan residuos insolubles, tengan altas 

capacidades de transporte del agente de soporte, produzcan una torta de filtro 

fÆcilmente removida, no tengan que se hidratados en tanques de retención por 

largos periodos de tiempo, se les pueda cambiar las propiedades durante el uso y 

puedan recuperarse y reutilizarse si se desea. 

Resumen de Ia Invención 

e) 

La presente invencion provee., concentrados de fluidos para el tratamiento 

de formaciones subterraneas, 7mejo-d6  de tr?tamiento\ los wales pueden - 

ser utilizados para fracturación as[ corno varios otros tratamientos y mØtodos para 

formaciones subterrÆneas usando los fluidos de tratamiento que cumplan con las 

necesidades arriba descritas y superen las deficiencias de la tØcnica anterior. 

Un concentrado de fluido para el tratamiento de una formaciOn subterrÆnea 

de esta invención se compone bÆsicamente de agua y un polImero 

despolimerizado sustancialmente completamente hidratado. El concentrado de 

fluido de tratamiento tambiØn puede incluir una variedad de aditivos requeridos en 

los fluidos de tratamiento producidos utilizando el concentrado tal como 

/ 



compuestos de ajuste de pH para ajustar el pH del fluido de tratamiento formado 

con el concentrado, tamponadores, dispersantes, surfactantes para prevenw la 

formación de emulsiones entre el fluido de tratamiento formado con el concentrado 

y los fluidos de la formaciôn subterrÆnea, bactericidas y similares. 

5 El concentrado de fluido de tratamiento es preparado en un lugar distante al 

sitio del pozo para que sea tratado y transportado al sitio del pozo antes de su uso. 

El concentrado es sustancialmente completamente hidratado y puede 

almacenarse P01 largos periodos de tiempo antes de usarlo. Cuando se usa, el 

concentrado se mezcla continuamente con agua y con los aditivos adicionales que 

� 10 se requieran y se bombea dentro de la formaciôn subterrÆnea para ser tratado por 

el camino del agujero del pozo donde penetra. Debido a que hay muy poca 

demora en la mezcla del concentrado de fluido de tratamiento con agua adiconal y 

otros aditivos y el bombeo del fluido de tratamiento formado en una formaciOn 

subterrÆnea, las propiedades del fluido de tratamiento pueden cambiarse 

15 periódicamente o continuamente durante el tiempo que tenga lugar el bombeo del 

fluido de tratamiento. 

Los fluidos de tratamiento mejorados de formaciOn subterrÆnea de esta 

invenciOn estÆn compuestos bÆsicamente de agua, un polimero despolimerizado 

*sustancialmente completamente hidratado, un compuesto de ajuste de pH para 

20 ajustar el pH del fluido de tratamiento a un nivel Optimo para enlace cruzado y un 

agente de enlace cruzado para enlace cruzado del polimero despolimerizado 

sustancialmente completamente hidratado. Si bien los fluidos de tratamiento 

mejorados de formación subterrÆnea de esta invención pueden utilizarse para 

Ilevar a cabo una variedad de tratamientos de pozo subterrÆneo tales como 

25 fracturación de formaciones subterrÆneas, formaciôn de paquetes de gravilla en 

formaciones subterrÆneas, formaciOn de bloques temporales en el agujero del 

pozo y como fluidos de completamiento y fluidos de perforación, los fluidos de la 

invenciOn son particularmente ütiles como fluidos de fracturación para producir una 

o mÆs fracturas en una formación subterrÆnea. Cuando se utiliza como un fluido 

30 de fracturaciOn, el fluido de tratamiento contiene generalmente un agente de 

enlace cruzado y un material de soporte los cuales son mezclados con el fluido de 

tratamiento cuando Øste se forma mezclando el concentrado de fluido de 

tratamiento que se describe arriba con agua adicional. El polimero 
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despolimerizado sustancialmente completamente hidratado utilizado en el 

concentrado y el fluido de tratamiento que se produce del mismo, es 

preferiblemente un poilmero polisacÆrido despolimerizado y mÆs preferiblemente, 

hidroxipropilguar despolimerizado. 

Los mØtodos mejorados para el tratamiento de una formaciOn subterrÆnea 

penetrada por una broca de pozo, se comprenden bÆsicamente de los siguientes 

pasos. Se prepara un fluido de tratamiento gelado y de enlace cruzado 

compuesto por agua, un polImero despolimerizado sustancialmente 

completamente hidratado, un compuesto de ajuste de pH para ajustar el pH del 

fluido de tratamiento a un pH optima para en lace cruzado y un agente de enlace 

cruzado para el enlace cruzado del polImero despolimerizado sustancialmente 

completamente hidratado. Luego, el fluido de tratamiento gelado y de enlace 

cruzado es introducido en la formaciOn subterrÆnea para ser tratado. 

Otro mØtodo mejorado de tratamiento de una formaciOn subterrÆnea 

penetrada por una broca de pozo en el cual se formen una o mÆs fracturas 

comprende bÆsicamente de los siguientes pasos: Se prepara un fluido de 

fracturaciOn gelado y de enlace cruzado compuesto P01 agua, un poilmero 

despolimerizado sustancialmente completamente hidratado, un compuesto de 

ajuste de pH para ajustar el pH del fluido de fracturaciOn y un agente de enlace 

cruzado para el enlace cruzado del poilmero despolimerizado sustancialmente 

completamente hidratado. Luego, la formaciOn subterrÆnea es contactada con el 

fluido de fracturación gelado y de enlace cruzado bajo condiciones efectivas para 

crear al menos una fractura en la formaciOn subterrÆnea. Una vez se cree una 

fractura en la formaciÆn, se puede mezclar un material de soporte con una porciOn 

del fluido de fracturaciOn e introducirlo en la fractura creada para finalmente 

sostener la fractura creada en posiciOn abierta luego de completar et tratamiento 

de fracturaciOn. 

Por lo tanto, un objeto general de la presente invención es proveer 

concentrados de fluidos mejorados para el tratamiento de formaciones 

30 subterrÆneas, fluidos de tratamiento y mØtodos. 
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Otros objetos, caracterIstcas y ventajas de la presente invenciOn serÆn 

fÆcilmente aparentes para las personas versadas en la tØcnica luego de leer la 

descripción de las realizaciones preferidas asi: 

Descnpción de las Realizaciones Prefendas 

Tal como se menciona arriba, la presente invención provee un fluido de 

tratamiento de formaciôn subterrÆnea el cual es preparado en el sitio del trabajo 

de manera muy rapida a partir de un concentrado de fluido para el tratamiento de 

formaciOn subterrÆnea, sustancialmente, completamente hidratado. El 

concentrado de fluido de tratamiento es producido en un lugar distante del sitio y 

puede almacenarse por largos periodos de tiempo antes o despuØs de ser 

transportado al lugar del trabajo. El fluido de tratamiento mejorado de formación 

subterrÆnea es preparado en el sitio del trabajo simplemente mezclando el 

concentrado de fluido de tratamiento sustancialmente completamente hidratado 

con agua adicional y cualquier aditivo requerido que no estØ contenido en el 

concentrado. La preparacion del fluido de tratamiento incluye los pasos de medir el 

concentrado de fluido de tratamiento en un mezclador, en donde es mezclado con 

agua adicional y aditivos, los cuales tambiØn pueden medirse en el mezclador 0 de 

otra forma agregarse al fluido. La mezcla es luego bombeada sustancialmente 

simultÆneamente fuera del mezclador y en la formación subterrÆnea para ser 

tratada por medio de una broca de pozo que la penetre. Desde cuando comienza 

el proceso de mediciôn, mezclado y bombeo hasta cuando el fluido de tratamiento 

formado Uega a la formaciôn subterrÆnea para ser tratado, implica un periodo de 

tiempo de solo unos pocos minutos el cual permite que se hagan cambios en las 

propiedades del fluido de tratamiento en la superficie que se requieran durante el 

25 tiempo en que el fluido de tratamiento estÆ siendo bombeado. Por ejemplo, en un 

procedimiento de fracturación que se Ileve a cabo en una formación subterrÆnea 

para simular la producciOn de la formación subterrÆnea, se pueden hacer cambios 

al fluido de fracturaciOn durante el bombeo del fluido en respuesta a parÆmetros 

de fondo de pozo monitoreados continuamente para alcanzar los resultados de 

30 fracturaciOn deseados, es decir, la viscosidad del fluido de fracturación,  la cantidad 

del material de soporte transportado por el fluido de fracturaciOn y otras 

propiedades del fluido de fracturaciOn pueden medirse continuamente en la 



superficie y cambiarse segün se requiera para lograr resuftados Optimos de 

tratamiento de fondo de pozo en tiempo real. 

El concentrado de fluido para el tratamiento de una formaciOn subterrÆnea 

de esta invenciOn comprende bÆsicamente de agua y un polimero despolimerizado 

5 sustancialmente completamente hidratado. 

El polimero despolimerizado sustancialmente completamente hidratado 

puede hacerse por varios medios. El polimero puede hacerse formando un 

polimero hidratable que tenga un peso molecular relativamente alto como 

resultado de la derivatización de un polisacÆrido y luego someterlo a extensa 

� 10 despolimerización, con lo cual la estructura primaria del polimero se divide en 

segmentos de polimero de cadena corta. La fabricaciOn de este tipo de polImeros 

puede hacerse mediante tØcnicas de derivatizaciOn y despohmerización conocidas 

en la tØcnica o segün se describe en la solicitud U.S. titulada "Galactomannan 

Compositions and Methods for Making and Using the Same", radicada el 11 de 

15 junio de 2001 (Jesse Magallanes, Sylvain Diguet, William Stivers) (referida en 

adelante como la solicitud Magallanes). De acuerdo con una realizaciOn de la 

invención, el polimero despolimerizado de la presente invenciOn puede prepararse 

agregando el poilmero que vaya a ser despolimerizado a un vaso reactor junto con 

0 
una cantidad de peróxido de hidrógeno y agua. En una realizaciOn preferida, el 

20 polImero galactomannan despolimerizado es preparado por los mØtodos descritos 

en la solicitud Magallanes, cuya descripción completa se incorpora en este 

contexto por referenda. El vaso reactor puede calentarse a una temperatura 

elevada tal como 38°C para iniciar la reacciOn si la temperatura ambiente es 

insuficiente para iniciar la reacción. Una vez iniciada, la reacción de 

25 despolimerizaciOn es exotØrmica y la temperatura del vaso reactor generalmente 

debe mantenerse entre 38-93°C por un tiempo suficiente para que el polImero se 

degrade al peso molecular deseado. Alternativamente, el polimero, puede hacerse 

de monOmeros de peso molecular bajo que son polimerizados hasta que se 

alcance el peso molecular deseado. El polimero hidratable utilizado para formar 

30 segmentos de cadena corta, puede ser sustancialmente cualquier polisacÆrido y 

es preferiblemente un polimero derivado de guar seleccionado del grupo 

compuesto por hidroxipropilguar, carboximetilhidroxipropilguar, carboximeti lguar, 

hidroxietil celulosa, hidroxietil celulosa injertada con glicidol 0 Æcido vinil fosfOnico, 



carboximetil celulosa, carboximeti{hidroxietil celulosa y similares. De Østos se 

prefiere hidroxipropilguar despolimerizado. El pol Imero despolimerizado debe 

tener un peso molecular promedio entre 25,000 y 400,000 y preferiblemente tiene 

un peso molecular promedio entre 100,000 y 250,000. Preferiblemente, el 

5 polImero despolimerizado debe tener una relación de polidispersidad de entre I y 

12 segün se determina por la cromatografla de permeación de gel divulgada en 

"Practical High Performance Liquid Chromatography" editada por C.F. Simpson 

(Hyden & Son Ltd., 1976). La relaciOn de polidispersidad de polisacÆridos u otros 

poilmeros puede variar generalmente entre 2 y tanto como 250. Se ha encontrado 

4610 que el poilmero despolimerizado de la presente invenciOn exhibe las propiedades 

tosuperiores que se identifican aquI cuando se mantiene dentro de la relaciôn de 

polidispersidad indicada. Si se desea para propOsitos de transporte, 

almacenamiento u otro, el poilmero despolimerizado puede almacenarse en forma 

seca y cuando se requiera, puede rehidratarse para formar el concentrado fluido 

15 de tratamiento. El polImero despolimerizado sustancialmente completamente 

hidratado se mezcla con agua en una cantidad en exceso de 6% por peso del 

concentrado para formar el concentrado de fluido de tratamiento. Preferiblemente, 

el polImero estÆ presente en una cantidad entre 6% a en exceso de 30% por peso, 

y mÆs preferiblemente, entre 6% y 20% por peso del concentrado. Generalmente, 

20 la viscosidad del concentrado de fluido de tratamiento puede ser entre 15,000 a en 

exceso de 35,000 cps segün se determine con un viscOmetro de resorte Brookfield 

DV II + RV fabricado por Brookfield Engineering Laboratories de Middleboro, MA. 

La viscosidad se determina por mediciones realizadas a una temperatura de 

aproximadamente 24°C y una velocidad rotacional de 20 rpm usando un 

25 contrapeso LV3. TambiØn se pueden usar otros instrumentos similares para medir 

la viscosidad del concentrado de fluido. 

El agua utilizada para formar el concentrado de fluido de tratamiento puede 

ser agua dulce, agua salada no saturada o agua salada saturada. Generalmente, 

el polImero despolimerizado sustancialmente completamente hidratado utilizado 

30 en la presente invención se mezcla con agua en una cantidad entre 6% y 30% por 

peso del agua. 

En algunos casos, podrÆ ser aconsejable agregar un agente de dispersion 

al poilmero para dispersar el polImero hidratable despolimerizado cuando Øste 



haya sido almacenado en forma seca y facilitar su rehidratación en agua. Se 

puede utilizar cualquiera de una variedad de agentes de dispersiOn que conozcan 

las personas versadas en la tØcnica. Se ha encontrado que un agente de 

dispersion especialmente indicado es un aceite de hidrocarburo liviano tat como 

5 aceite diesel, kerosØn, olefinas o similares. Otro agente de dispersion es 

polietilenglicol. De Østos, se prefiere aceite diesel. Cuando se utiliza un agente de 

dispersiOn de aceite, se incluye con el poilmero en una cantidad entre menos de 

5% a en exceso de 60% por peso del poilmero. 

Una variedad de otros aditivos se puede incluir en un concentrado de esta 

� 10 invención en el momento de su fabricación. Dichos aditivos incluyen 

generalmente compuestos de ajuste de pH para ajustar el pH del fluido de 

tratamiento a un pH Optimo o deseado para enlace cruzado cuando se forma con 

el concentrado. Ejemplos de dichos compuestos que pueden utilizarse incluyen, 

mÆs no se limitan a Æcido fOrmico, Æcido fumÆrico, Æcido acØtico, anhidro acØtico, 

15 Æcido clorhidrico, hidróxido de sodio, hidrOxido de potasio, hidrOxido de litio, varios 

carbonatos o cualquier otro agente de control de pH que se utilice comUnmente 

que no reaccione de manera adversa con el poilmero para prevenir su uSO de 

acuerdo con el mØtodo de la presente invenciOn. De Østos, se prefiere hidróxido 

de sodio. Cuando se usa, el compuesto de ajuste de pH se incluye en el 

20 concentrado en una cantidad entre 0,5% y 10% por peso del agua que haya all   

En el concentrado tambiØn se puede incluir un tamponador de pH. 

Ejemplos de tamponadores que pueden usarse incluyen, mÆs no se limitan a 

carbonato de sodio, carbonato de potasio, bicarbonato de sodio, bicarbonato de 

potasio, diacetato de sodio o potasio, fosfato de sodio o potasio, hidrOgeno fosfato 

25 de sodio o potasio, dihidrOgeno fosfato de sodio o potasio y similares. Cuando se 

usa, el tamponador se incluye en el concentrado en una cantidad entre 0,5% y 

10% por peso del agua que haya all I. 

Otro aditivo que puede incluirse en el concentrado es un surfactante para 

prevenir la formaciOn de emulsiones entre el fluido de tratamiento que se forma 

30 con el concentrado y los fluidos de la formaciOn subterrÆnea. Ejemplos de 

surfactantes que pueden usarse incluyen, mÆs no se limitan a aiquil sulfonatos, 

aiquil arilo sulfonatos, incluidos aiquilo bencilo sulfonatos tales como sales de 



161 

Æcido dodecilbenceno sulfónico, cloruro de alquil trimetilamonio, alcoholes aiquil 

etoxilados ramificados, mezclas de resina de fenol-formaldehido no iônico, 

cocobetainas, sulfosuccinato de dioctil sodio, imidazohnas, sulfatos alfa olefina, 

alcoholes aiquil etoxlados lineales, cloruro de trialquil bencflamono y similares. 

5 De Østos, se prefieren sales de Æcidos dodecilbenceno sulfOnico. Cuando se usa, 

el surfactante se inctuye en el concentrado en una cantidad entre 0,01% y 1% por 

peso del agua en el fluido de tratamiento. Sustancialmente se puede utilizar 

cualquier otro surfactante que se sepa es indicado para uso en el tratamiento de 

formaciones subten-Æneas y que no reaccione adversamente con el fluido de la 

1010 presente invenciOn. 

Mn otro aditivo que puede incluirse en el concentrado es un estabilizador 

de arcilla. Ejemplos de estabilizadores de arcilla que pueden usarse incluyen, mÆs 

no se limftan a cloruro de potasio, cloruro de sodio, cloruro de amonlo y cloruro de 

tetrametil amonio y similares. Ejemplos de algunos estabilizadores de arcilla 

15 temporales indicados para uso en la presente invenciOn se divulgan por ejemplos 

en las Patentes US Nos. 5,197,544; 5,097.904; 4,977,962; 4,974,678; 4,828,726, 

cuyas descripciones se incorporan en este contexto par referenda. De Østos, se 

prefieren cloruro de potasio y cloruro de tetrametil amonjo. Cuando se usa, el 

estabilizador de arcilla se incluye en el concentrado en una cantidad entre 2% y 

20 20% por peso del agua que haya all!. 

Cuando el concentrado de esta invenciOn se mezcla con agua adicional y 

cualquier otro aditivo deseado para formar un fluido de tratamiento subterrÆneo, no 

se requiere tiempo de hidrataciôn puesto que el concentrado ya estÆ 

sustancialmente completamente hidratado. El agua adicional se mezcla con el 

25 concentrado en una relaciOn agua:concentrado entre 4:1 y 20:1 dependiendo de la 

viscosidad final deseada en el fluido de tratamiento. El agua utilizada puede ser 

agua dulce, agua salada no saturada incluidas salmueras o agua marina o agua 

salada saturada. 

Con elfin de aumentar la viscosidad del fluido de tratamiento formado con 

30 el concentrado, un agente de enlace cruzado se mezcla con el agua y e 

concentrado. Los segmentos de enlace cruzado de cadena corta del polImero 

despolimerizado sustancialmente completamente hidratado en el concentrado son 
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sometidos a enlace cruzado por el agente de enlace cruzado produciendo de este 

modo un fluido de tratamiento viscoso que tenga propiedades inesperadas. Estas 

propiedades inesperadas incluyen las siguientes: (1) El fluido de tratamiento que 

incluye los segmentos de poilmero hidratados y de enlace cruzado extensamente 

5 despolimerizados tiene una estabilidad tØrmica a temperaturas por encima de 

93°C y preferiblemente entre 93°C y 135°C sin el uso de estabilizadores de gel. (2) 

Los polimeros convencionales hidratados de peso molecular alto utilizados en 

fluidos de tratamiento convencionales de enlace cruzado producen torta de filtro 

en las paredes de las brocas de pozo que producen las formaciones y en las 

�10 fracturas que se forman allI 10 cual es muy difIcil de remover. Los fluidos de 

� 
tratamiento de enlace cruzado de la presente invenciôn producen una torta de filtro 

que contiene segmentos de polImero de peso molecular bajo, los cuales se ha 

descubierto que hacen fÆcilmente removible la torta de filtro. (3) Segün se 

describe arriba, los fluidos de tratamiento de la presente invenciOn no tienen que 

15 se pre-hidratados y el fluido de tratamiento es mezclado con agua y aditivos 

adicionales en la superficie en un periodo de tiempo corto haciendo posibles los 

cambios de tiempo real en las propiedades del fluido de tratamiento a medida que 

el fluido es bombeado. (4) Los fluidos de tratamiento convencionales formados 

con polImeros hidratados de enlace cruzado producen residuos cuando se 

20 rompen, Jo cual dana a menudo la formaciôn de producción que se vaya a tratar. 

Es decir, cuando se hace que los fluidos de tratamiento de polImero hidratado de 

� 
enlace cruzado, usados hasta ahora, se reviertan a fluidos delgados por los 

separadores qulmicos que hay aJlI, se forma considerable residuo en el fluido 

separado. Esto contrasta con los fluidos de tratamiento de la presente invención 

25 los cuales producen muy poco residuo cuando se reduce en viscosidad. El 

concentrado de fluido de tratamiento utilizado de acuerdo con esta invención es 

procesado durante su manufactura para remover el residuo del concentrado. 

Como resultado, los fluidos de tratamiento que producen bajos residuos de esta 

invenciOn, producen fracturas a conductividades mÆs altas que las que hasta 

30 ahora se han usado en fluidos de tratamiento. (5) Tal como se describe a 

continuación, los fluidos de tratamiento de esta invención pueden, cuando se 

emplean ciertos polImeros y agentes de enlace cruzado incluyen sitios de enlace 

cruzado reversibles de Æcido. Cuando se utilizan ciertos agentes de enlace 

cruzado, los enlaces cruzados se separan simplemente reduciendo el pH a un 
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nivel por debajo de 9. En este rango de pH, el fluido de tratamiento no es de 

enlace cruzado y aUn los enlaces acetales que forman los sitios de enlace cruzado 

son estables y pueden volverse a someter a enlace cruzado. Esta caracterIstica 

permite recuperar el fluido de tratamiento de una formaciOn subterrÆnea tratada y 

5 de la broca de pozo, y reutilizarse en lugar de tener que disponer de el en lugares 

ambientalmente sensibles. La recuperación y reutHización de los fluidos de 

tratamiento de esta invención los hace mucho mÆs económicos de user que los 

fluidos convencionales de la tØcnica anterior. 

Los fluidos de tratamiento de formaciOn subterrÆnea mejorados de esta 

� 10 invenciOn estÆn compuestos bÆsicamente de agua, un poilmero despolimerizado 

sustancialmente completamente hidratado y un agente de enlace cruzado pare el 

enlace cruzado del polImero despolimerizado hidratado. Tal como se menciona 

antes, el agua puede seleccionarse de agua dulce, agua salada no saturada 

incluidas salmueras y agua marina y agua salada saturada. 

15 Tal como se indica arriba en relación con el concentrado de fluido de 

tratamiento, el polImero despolimerizado sustancialmente completamente 

hidratado en el fluido de tratamiento puede ser un polisacÆrido despolimerizado y 

es preferiblemente un poilmero derivado de guar despolimerizado sustancialmente 

0 
completamente hidratado seleccionado del grupo compuesto por hidroxipropilguar, 

20 carboximeti Ihidroxipropilguar, carboximetilguar, hidroxietilguar y 

carboximetilhidroxietilguar. De Østos, se prefiere hidroxipropilguar despolimerizado 

sustancialmente completamente hidratado. El p01 Imero despolimerizado 

sustancialmente completamente hidratado estÆ generalmente presente en el fluido 

de tratamiento en una cantidad entre 0,2% y 5% por peso del agua que hay aill. 

25 Ejemplos de agentes de enlace cruzado preferidos que pueden utilizarse en 

el fluido de tratamiento incluyen, mÆs no se limitan a compuestos de boro, como 

por ejemplo, Æcido bOrico, octaborato tetrahidrato disOdico, diborato de sodlo y 

pentaboratos, ulexita y colemanita, compuestos que pueden suministrar iones de 

circonio IV, como por ejemplo, lactato de circonio, lactato trietanolamina de 

30 circonio, carbonato de circonio, acetilacetonato de circonio y diisopropilamina 

lactato de circonio, compuestos que puedan suministrar jones de titanio IV, como 

por ejemplo amonio lactato de titanio, trietanolamina de titanio, acetilacetonato de 
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titanio, compuestos de aluminio como lactato de aluminio o citrato de aluminio o 

compuestos que puedan suministrar jones de antimonio. De Østos, se prefiere un 

compuesto de borato. El tipo exacto y cantidad del agente o agentes de enlace 

cruzado utilizado depende del polImero despolimerizado especIfico que vaya a ser 

5 sometido a enlace cruzado, a condiciones de la temperatura de Ia formación y a 

otros factores conocidos por las personas versadas en la tØcnica El agente de 

enlace cruzado utilizado se incluye en el fluido de tratamiento en una cantidad 

entre 50 mgIL y 5000 mg/L de agente de enlace cruzado activo. 

TambiØn como se mencjona arrjba en relacjOn con el concentrado, en el 

� 10 fluido de tratamiento se puede incluir un compuesto de ajuste de pH para ajustar el 

p1-I del fluido de tratamiento al pH Optimo para enlace cruzado. El compuesto de 

ajuste de pH puede seleccionarse de hidrOxido de sodjo, hidrOxido de potaslo, 

hidrOxido de litio, Æcido fumÆrico, Æcido fOrmico, Æcido acØtico, Æcjdo clorhIdr,co, 

anhidro acØtico y sjmjlares. De Østos, se prefiere hidróxido de sodio. El 

15 compuesto de ajuste de pH se incluye en el fluido de tratamiento en una cantidad 

entre 0% y 0,3% por peso del agua en el fluido de tratamiento. 

Cuando se usa el agente de enlace cruzado preferido, es decir, un 

compuesto de borato, se utHiza el compuesto de ajuste de pH para elevar el pH 

0del fluido de tratamiento por encima de 9. En ese pH, el compuesto de borato del 

20 agente de enlace cruzado enlaza los segmentos de poilmero hidratado de cadena 

corta. Cuando el pH del fluido de tratamiento de enlace cruzado cae por debajo de 

9, los sjtios de enlace cruzado ya no son sometidos a enlace cruzado. De este 

modo, cuando el fluido de fracturación de enlace cruzado de esta invenciOn 

contacta la formación subterrÆnea que estÆ siendo tratada, el pH se reduce a un 

25 grado que comienza e proceso de separación. Con el fin de que un fluido de 

fracturación s revierta completamente en un fluido delgado en un corto periodo de 

tiempo, en el fluido de tratamiento se puede incluir un desenlazador retardado que 

pueda reducir el pH del fluido de tratamiento. Ejemplos de desenlazadores 

demorados que pueden utilizarse incluyen, mÆs no se limitan a varias lactonas, 

30 Østeres, Æcidos encapsulados y compuestos generadores de Æcidos lentamente 

solubles, oxidizantes que producen Æcidos en reacción con agua, metales 

reactivos a agua tales como aluminio, litlo y magneslo y similares. De Østos, se 

prefieren los Østeres. El desenlazador se incluye en el fluido de tratamiento en una 



cantidad entre 0% y I % por peso del agua que haya alti. Alternativamente, se 

puede utiHzar cualquiera de los separadores demorados utilizados 

convenciona(mente, empteados con enlazadores de jones metÆl,cos, por ejemplo, 

oxidizantes tales como clorito de sodio, bromato de sodio, persulfato de sodio, 

5 persulfato de amonio, persulfato de sodio encapsulado, persulfato de potasio 0 

persulfato de amonjo y similares, asi coma perOxido de magnesio. Los 

separadores de enzimas que pueden emplearse incluyen anÆlisis alfa y beta, 

amiloglucosidasa, invertasa, maltasa, celulasa y hemicelutasa. El separador 0 

desenlazador especifico utilizado, bien sea o no que estØ encapsulado, asI como 

�10 (a cantidad del mismo que se emplea, dependerÆ del tiempo de separaciOn 

� 
deseado, (a naturaleza del poilmero y el agente de enlace cruzado, caracterIsticas 

y condiciones de (a formación y otros factores. 

Cuando el fluido de tratamiento de la formaciOn subterrÆnea de esta 

invención sea utilizado para Ilevar a cabo un procedimiento de simulaciôn de 

15 fracturas, el material de soporte se incluye en at menos una porción del fluido de 

tratamiento a medida que el mismo sea bombeado en la formaciOn subterrÆnea 

que se vaya a fracturar y en las fracturas que se creen aOl. El material de soporte 

se mide en el fluido de tratamiento a medida que se forma el fluido de tratamiento 

y, tal como se menciona arriba, (a cantidad del material de soporte par volumen 

0 20 del fluido de tratamiento puede cambiarse segün se requiera en tiempo real. 

� Ejemplos de material de soporte que pueden utilizarse incluye, mÆs no se limitan a 

resina recubierta o arena no recubierta, bauxita sinterizada, maleriales de 

cerÆmica o pert as de vidrio. El material de soporte utilizado estÆ generalmente 

incluido en el fluido de tratamiento en una cantidad entre aproximadamente I a 

25 aproximadamente 24 (ibras de material de soporte por ga(On del fluido de 

tratamiento. 

Tal como se mencionO arriba en relaciOn con el concentrado, componentes 

adicionales que pueden incluirse en el fluido de tratamiento de esta invenciOn y 

que pueden ser parte del concentrado de fluido de tratamiento utilizado para 

30 formar el fluido de tratamiento de tratamiento incluyen un tamponador 

seleccionado del grupo compuesto por carbonato de sodio, carbonato de potasio, 

bicarbonato de sodio, bicarbonato de potasio, diacetato de sodio a potasio, fosfato 

de sodio 0 potasio, fosfato hidrOgeno de sodio o potasio, dihidrOgeno fosfato de 



sodio o potasio y similares. De Østos, se prefiere carbonato de sodio. El 

tamponador estÆ generalmente presente en el fluido de tratamiento en una 

cantidad entre 0% y 0,3% por peso de agua que haya aIR. 

El fluido de tratamiento asI coma el concentrado tambiØn pueden incluir un 

5 surfactante para evitar que la formaciOn de emutsiones entre el fluido de 

tratamiento y los fluidos de la formación subterrÆnea sea contactada par el fluido 

de tratamiento. Ejemplos de dichos surfactantes incluyen, mÆs no se limitan a 

alquil sulfonatos, alquil aril sulfonatos incluidos alquil bencilo sulfonatos, tales 

como sales de Æcido dodecilbenceno sulfónico, cloruro de alquil trimetilamonio, 

� 10 alcoholes alquil etoxilados ramificados, mezclas de resina aniónica de fenol-

formaldehido, cocobetainas, sulfosuccinato de dioctil sodio, imidazolinas, sulfatos 

alfa olefina, alcoholes alquil etoxilados lineales, cloruro de trial quil bencilamonio y 

similares. De Østos, se prefieren sales de Æcidos dodecilbenceno sulfónico. El 

surfactante estÆ generalmente presente en el fluido de tratamiento en una 

15 cantidad entre 0,01% y 1% por peso del agua que haya allI. 

El fluido de tratamiento y el concentrado tambiØn pueden incluir un 

estabilizador de arcilla seleccionado, por ejemplo, del grupo compuesto par cloruro 

de potasio, cloruro de sodio, cloruro de amonio y cloruro de tetrametil amonio y 

Ssimilares. De Østos, se prefieren cloruro de potasio y cloruro de tetrametil amonio. 

20 Cuando se usa, el estabilizador de arcilla estÆ generalmente presente en el fluido 

de tratamiento en una cantidad entre 0,5% y 10% por peso del agua que haya aill. 

Otros aditivos pueden incluirse en el fluido de tratamiento de Ia formación 

subterrÆnea de esta invenciOn que no estØn normalmente en el concentrado de 

fluido de tratamiento utilizado para formar el fluido de tratamiento. Por ejemplo, en 

25 aplicaciones donde un agente de control de pØrdida de fluido debe incluirse en el 

fluido de tratamiento, un agente de control de pØrdida de fluido puede medirse en 

el mezclador durante la mezcla del tratamiento de fluido. Ejemplos de agentes de 

control de pØrdida de fluido que pueden utilizarse incluyen, mÆs no se limitan a 

harina de sIlice, almidones, ceras y resinas. El agente de control de pØrdida de 

30 fluido se incluye en el fluido de tratamiento en una cantidad entre 0% y 1% por 

peso del agua que haya allI. 
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El fluido de tratamiento de Ia formaciOn subterrÆnea tambiØn puede incluir 

compuestos para retardar el movimIento del material de soporte introducido en el 

fluido dentro de la fractura creada. Por ejemplo, materiales en forma de fibras, 

hojuelas, cintas, perlas, virutas, plaquetas y similares compuestas de vidrio, 

5 cerÆmica, compuesto de carbono, poilmeros naturales 0 sintØticos 0 metales y 

similares pueden mezclarse con el fluido y material de soporte introducido en la 

formaciôn subterrÆnea para retardar o prevenir el movimiento del material de 

soporte introducido. Una descripciOn mÆs detallada de los materiales anteriores se 

divulga por ejemplo en las Patentes U.S. 5,330,005; 5,439,055 y 5,501,275 cuyas 

*10 descripciones se incorporan en este contexto por referenda. Alternativamente, 0 

� 
en adición a los materiales anteriores, un material que comprenda un compuesto 

de pegajosidad se puede mezclar con el fluido o el material de soporte para 

recubrir al menos una porciOn del material de soporte u otros materiales sOlidos 

arriba identificados de modo que el material recubierto y el particulado adyacente 

15 al mismo se adhieran para formar aglomerados que puentearÆn la fractura creada 

para prevenir el retroflujo del material particulado. El compuesto de pegajosidad 

tambiØn puede introducjrse en la formaciOn con el fluido de tratamiento antes 0 

despuØs de la introducciOn del material de soporte en la formaciôn. El material 

recubierto es efectivo para inhibir el retrofluo del material particulado fino en el 

20 paquete de soporte que tiene un tamaæo aproximado al del material de soporte a 

Smenos de 600 de malla. El material de soporte recubierto u otro material es 

� 
efectivo para consolidar los particulados finos en la formaciOn en forma de 

aglomerados para prevenir el movimiento de los particulados finos durante la 

producciOn de los fluidos de la formaciOn de la broca del pozo posterior al 

25 tratamiento. Una descripción mÆs detallada del uso del anterior compuesto de 

pegajosidad y los mØtodos de uso del mismo se describe en las Patentes U.S. 

Nos. 5,775,415; 5,787,986; 5,833,000; 5,839,510; 5,871,049; 5,853,048 y 

6,047,772 cuyas descripciones se incorporan en este contexto por referenda. 

Aditivos adicionales que pueden incluirse en los fluidos de tratamiento de 

30 esta invenciOn y conocidos por las personas versadas en la tØcnica, incluyen, mÆs 

no se Iimitan a inhibidores de escala, demulsificadores, estabilizadores de arcilla, 

bactericidas, activadores de separadores y similares. 



Un mØtodo mejorado de esta invención para el tratamiento de una 

formaciôn subterrÆnea penetrada por una broca de pozo comprende los siguientes 

pasos: (a) preparar un fluido de tratamiento gelado y de enlace cruzado que 

comprende agua, un polimero despolimerizado sustancialmente completamente 

5 hidratado y un agente de enlace cruzado para el enlace cruzado de dicho polimero 

despolimerizado hidratado; y (b) contactar dicha formación subterrÆnea con dicho 

fluido de tratamiento gelado de enlace cruzado. 

Otro mØtodo mejorado de la presente ,nvenciôn para el tratamiento de una 

formación subterrÆnea penetrada por una broca de pozo, mediante el cual se 

� 10 forma una o mÆs fracturas en dicha formación, comprende los siguientes pasos: 

(a) preparar un fluido de fracturación gelado y de enlace cruzado compuesto de 

agua, un polimero despolimerizado sustancialmente completamente hidratado, un 

agente de enlace cruzado para enlace cruzado de dicho polimero despolimerizado 

hidratado y un material de soporte; y (b) contactar dicha formaciôn subterrÆnea 

15 con dicho fluido de fracturaciOn gelado y de enlace cruzado, bajo condiciones 

efectivas para crear al menos una fractura en dicha formaciOn subterrÆnea. 

El agua utilizada para preparar los fluidos gelados y de enlace cruzado de 

los anteriores mØtodos puede ser agua dulce, agua salada no saturada incluidas 

salmueras y agua marina y agua salada saturada. El polimero despolimerizado 

20 sustancialmente completamente hidratado puede ser un polisacÆrido 

despolimerizado sustancialmente completamente hidratado y es preferiblemente 

un polimero derivado de guar despolimerizado sustancialmente completamente 

hidratado seleccionado del grupo compuesto por hidroxipropilguar, 

carboximetilhidroxipropilguar, carboximeti Iguar, hidroxietil celulosa, hidroxietil 

25 celulosa injertada, carboximetil celulosa, carboximetilhidroxietii celulosa y 

similares. De Østos, se prefiere hidroxipropilguar despolimerizado. El polimero 

despolimerizado sustancialmente completamente hidratado se incluye en el fluido 

de tratamiento o fluido de fracturación en una cantidad entre aproximadamente 

0,2% y 5% por peso del agua que haya aIR, 

30 El agente de enlace cruzado utilizado en el fluido de tratamiento y fluido de 

fracturación es seleccionado preferiblemente del grupo de compuestos de boro 

como por ejemplo, Æcido bOrico, octaborato tetrahidrato dIsódico, diborato de sodio 
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y pentaboratos, compuestos que puedan suministrar jones de circonio IV, como 

por ejemplo, lactato de circonio, lactato trietanolamina de circonio, carbonato de 

circonio, acetilacetonato de circonio y diisopropilamina lactato de circonio, 

compuestos que puedan suministrar iones de titanio IV, como por ejemplo amonio 

5 lactato de titanio, trietanolamina de titanio, acetilacetonato de titanio, compuestos 

de aluminio como lactato de aluminio a citrato de aluminio o compuestos que 

puedan suministrar jones de antimonio. De Østos, se prefiere un compuesto de 

borato. El agente de enlace cruzado utilizado se incluye en el fluido de tratamiento 

en una cantidad entre 50 mg/L y 5000 mg/L de enlazador cruzado activo. 

I 
10 El fluido de fracturación  tambiØn incluye un material de soporte el cuaf 

puede ser una resina recubierta o arena no recubierta, bauxita sinterizada, 

materiales cerÆmicos, perlas de vidrio y similares. El material de soporte se incluye 

en el fluido de fracturación en una cantidad entre ,454 Kg y 10,9 Kg de material de 

soporte por m3 del fluido de tratamiento. 

15 El fluido de tratamiento a de fracturaciOn tamblØn puede incluir un 

compuesto de ajuste de pH para elevar el pH del fluido. El compuesto de ajuste 

de pH puede seleccionarse de hidróxido de sodio, hidróxido de potasio, hidróxido 

de litlo, Æcido fôrmico, Æcido fumÆrico, Æcido acØtico, anhidro acØtico, Æcido 

eclorhIdrico y similares. De Ostos, se prefiere hidrÆxido de sodio. El compuesto de 

20 ajuste de pH se incluye en el fluido de tratamiento o fracturaciOn en una cantidad 

entre 0% y 0,3% por peso del agua en el fluido de tratamiento. 

El fluido de tratamiento o de fracturación tambiØn puede incluir un 

tamponador seleccionado del grupo compuesto par carbonato de sodio, carbonato 

de potasio, bicarbonato de sodio, bicarbonato de potasio, diacetato de sodio 0 

25 potasio, fosfato de sodio o potasio, hidrOgeno fosfato de sodio a potasio, 

dihidrógeno fosfato de sodio o potasio y similares. De Østos, se prefiere carbonato 

de sodio. El tamponador estÆ generalmente presente en el fluido de tratamiento a 

fracturación en una cantidad entre 0% y 0,3% por peso del agua que haya aIII. 

Otro componente que puede incluirse en el fluido de tratamiento o de 

30 fracturaciOn es un surfactante para prevenir la formaciOn de emulsiones entre el 

fluido de tratamiento o fracturaciOn y los fluidos de la formación subterrÆnea. 

Ejemplos de surfactantes que pueden usarse incluyen, mÆs  no se limitan a alquil 
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sulfonatos, aiquil arilo sulfonatos, incluidos alquilo bencilo sulfonatos tales como 

sales de Æcido dodecilbenceno sulfOnico, cloruro de aiquil trimetilamonio, alcoholes 

aiquil etoxilados ramificados, mezclas de resina de fenol-formaldehido no iónico, 

cocobetainas, sulfosuccinato de dioctil sodjo, imidazolinas, sulfatos alfa olefina, 

5 alcoholes aiquil etoxilados lineales, cloruro de trialquil bencilamonio y similares. 

De Østos, se prefieren sales de Æcidos dodecilbenceno sulfónico. El surfactante se 

incluye en el fluido de tratamiento o fracturaciOn en una cantidad entre 0% y 0,1 % 

por peso del agua que haya allI. 

Aün otro componente que puede incluirse en el fluido de tratamiento o de 

� 10 fracturaciOn es un estabhzador de arcilla. Ejemplos de estabilizadores de arcilla 

incluyen, mÆs no se limitan a cloruro de potasio, cloruro de sodio, cloruro de 

amonio y cloruro de tetrametil amonio y similares. De Østos, se prefieren cloruro de 

potasio y cloruro de tetrametil amonio. Cuando se usa, el estabilizador de arcilla se 

incluye en el concentrado en una cantidad entre 0,5% y 10% por peso del agua 

15 que haya aIR. 

Aün otro componente que puede incluirse en el fluido de tratamiento o fluido 

de fracturaciôn es un agente de control de pØrdida de fluido como por ejemplo 

harina de sIlice, almidones, ceras y resinas. El agente de control de pØrdida de 

fluidose
 incluye en el fluido de tratamiento en una cantidad entre 

020 aproximadamente 0% y I % por peso del agua que haya allI. 

Un componente final que usualmente se incluye en el fluido de tratamiento 

o fluido de fracturaciOn es un separador o desenlazador de enlace cruzado para 

hacer que el fluido se revierta rÆpidamente en un fluido delgado. Ejemplos de 

separadores o desenlazadotes indicados incluyen, mÆs no se limitan a un 

25 separador o desenlazador retardado que pueda reducir el pH del fluido de 

tratamiento para hacer que enlace cruzado del poilmero se revierta. Ejemplos de 

separadores o desenlazadotes retardados que pueden utilizarse incluye, mÆs no 

se limitan a varias lactosas, Østeres, Æcidos encapsulados, compuestos 

generadores de Æcido lentamente solubles, oxidizantes que producen Æcidos en 

30 reacciOn con agua, metales reactivos en agua como aluminlo, litio y magnesio y 

similares. De Østos, se prefieren los Østeres. Alternativamente, cualquiera de los 

separadores convencionales empleados con enlazadores cruzados de iones 



metÆlicos se pueden usar, como por ejemplo, clorito de sodio, bromato de sodio, 

persulfato de sodio, persulfato de amonio, persulfato de sodio encapsulado, 

persulfato de potasio o persulfato de amonlo y simUares, asI como perOxido de 

magnesia Separadores de enzimas que pueden emplearse incluyen amilasas 

5 alfa y beta, amiloglucosidasa, invertasa, maltasa, celulasa y hemicelulasa El 

separador o desenlazador se incluye en el fluido de tratamiento o fracturación en 

una cantidad entre 0% y 1% por peso de agua que haya alil. 

Los fluidos de tratamiento de formaciOn subterrªnea de la presente 

invenciOn tambiØn pueden incluir sustancialmente cualquiera de los agentes de 

10 espuma conocidos convencionalmente que no reaccionen adversamente con los 

constituyentes fluidos, de modo que un compuesto gaseoso tal como nitrógeno, 

aire, diOxido de carbono u otro compuesto de gasificación pueda combinarse con 

el fluido para formar una espuma para ser introducida en la formaciOn subterrÆnea. 

El compuesto gaseoso puede mezclarse con el fluido en una cantidad entre 5% a 

15 mÆs de 90% para formar un fluido de tratamiento espumoso para uso en la 

simulación de una formaciOn subterrÆnea. Cuando produce la espuma, el fluido 

de la presente invenciOn provee los mismos beneficios que se encuentran en el 

uso de otros fluidos de tratamiento espumosos. El fluido espumoso resulta en que 

se introduce menos poilmero en la formación, puede proveer control mejorado de 

20 pØrdida de fluido y puede proveer un asistente de gas cuando se retire el fluido de 

tratamiento de la broca del pozo al tØrmino del tratamiento. 

A continuaciôn se presentan los siguientes ejemplos con elfin de ilustrar 

mÆs aUn los concentrados de fluidos para el tratamiento de formaciones 

subterrÆneas, fluidos de tratamiento y mØtodos de esta invención. 

25 Ejemplo I 

La capacidad del polImero despolimerizado de la presente invención de 

proveer control de pØrdida de fluido estÆtico a un fluido de tratamiento introducido 

en una formaciôn subterrÆnea simulada y la permeabilidad recuperada posterior al 

tratamiento en comparación con fluidos de tratamiento convencionales se 

30 determina de acuerdo con el siguiente procedimiento. Se prepara un material 

nUcleo sintØtico que comprende una cerÆmica con una permeabilidad de 5 

micrones en largos de aproximadamente 3,5 a 4 cm. Los nücleos tienen un 

L 
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diÆmetro aproximado de 2,37 cm. Los nücleos son saturados al vaclo en 

salmuera API filtrada. Los nUcleos individuales son luego montados en un 

dispositivo de camisa Hassler tal como se ilustra en la Figura 1. La direcciôn de 

flujo de izquierda a derecha se designa como la dirección de producciOn y de 

5 derecha a izquierda se designa como la dirección de tratamiento para simular las 

direcciones relativas de movimiento en el tratamiento de una formaciOn 

subterrÆnea real. Se instala un espaciador hueco adyacente al nücleo para que 

actUe como cavidad de perforaciôn. La presion de sobrecarga en la camisa 

Hassler es administrada para mantener presión diferencial de la presiOn de 

10 tratamiento que estØ siendo utilizada. El nücleo es calentado y luego se mantiene 

durante toda a prueba a una temperatura de 52°C. Luego el nücleo es lavado con 

25 ml de salmuera API filtrada en la direcciOn de producciOn. La permeabilidad 

inicial a la salmuera API se determina luego en la direcciOn de producciOn 

mediante flujo con una presión diferencial de 138 Kpa. Las tasas son medidas 

� 15 cada 25 ml de producciOn para determinar la permeabilidad inicial. El fluido que 

se vaya a probar es luego introducido en un reservorio en comunicaciOn con las 

lIneas de flujo de la direcciOn del tratamiento. Se pone una presiOn diferencial alta 

de aproximadamente 1380 Kpa a travØs del nücleo en la direcciOn del tratamiento 

a medida que el fluido de tratamiento fluye en el nücleo. La presión diferencial se 

20 anota en la siguiente tabla para cada prueba. El volumen de fluido de pØrdida de 

esfuerzo y todos los volUmenes de producciOn se recolectaron en intervalos de 

tiempo suficientes para determinar la pØrdida de fluido. Una vez se completa la 

fase de pØrdida de fluido de la prueba, se mide la permeabilidad de retorno o 

recuperaciOn inyectando 500 ml de salmuera API en el nücleo en direcciOn de la 

25 producción. No se intenta exprimir ni remover qulmicamente la torta de filtro 

creada del fluido de prueba de Ia cara del nücleo. La permeabilidad recuperada se 

determina luego de los datos de flujo recopilados. La Tabla I muestra la 

permeabilidad recuperada. Cada fluido individual probado es preparado de los 

pollmeros identificados en la Tabla mediante hidrataciOn por tiempo suficiente para 

30 formar un polimero completamente hidratado y luego, si estÆ presente, un 

enlazador cruzado que comprende una fuente de borato es mezclado con el fluido 

en la cantidad indicada. 
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TABLA I 

Pruebas de PØrdida de Fluido EstÆtico y de Permeabilidad Recuperada 

No. de 
prueba 

Poilmero Concentraciôn poilmero 
Kg/m3 

pH Concentraciôn 
enlazador cruzado 

mg/L 

PØrdida de fluido % 
Permeabilidad 

recuperada Caic. 
Esfuerzo  

Cw 

1 Guar 4,98 Kg /M3 ND 0 -134 7,416x10 50,6 

2 Guar 4,98 Kg /M3 8,4 115 6,6x102 2,754x104 79,6 

3 Hidroxipropilguar 4,98 Kg /M3 8,2 315 2,69x102 4,722x104 86,9 

4 Hidroxipropilguar 4,98 Kg/M3 8,4 315 1,8x10 7,87x10 89,8 

5 HPG despolimerizado 4,98 Kg /M3 9 105 9,45x10 3,148x10 92,95 

6 

- 

HPG despolimerizado 

- 

4,98 Kg /M3 9 315 1,96x103 2,791x1 0 96,3 
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Los anteriores datos ilustran claramente que para pØrdida de fluido similar, 1T) 
en comparación con fluidos de tratamiento convencionales, el uso del poilmero 

despolimerizado de la presente invención resulta en permeabilidad recuperada 

mejorada de la formaciOn. 

Ejemplo 2 

Con el fin de evaluar el desempeæo de los diversos fluidos, se hacen 

pruebas dinÆmicas de pØrdida de fluido usando el poilmero despolimerizado de la 

presente invención en comparaciôn con los fluidos de tratamiento convencionales 

de acuerdo con el siguiente procedimiento. Se preparan muestras de nücleo para 

que se ajusten en una cØlula modificada API de flujo lineal. Cada muestra tiene un 

area de 10 pulgadas cuadradas. Se separan dos galletÆs de nUcleo dejando un 

espacio de ,762 cm para dejar que el fluido pase a travØs de la cØlula para las 

condiciones de prueba dinÆmica. Luego se prepara el fluido de prueba incluida Is 

adición de cualquier agente de enlace cruzado. El fluido de prueba es bombeado 

a travØs de 103,6 m de una tuberIa de acero de 492 cm de diÆmetro para proveer 

� preacondicionamiento corte al fluido de prueba. La tasa de corte en el fluido es de 

aproximadamente 1800 seg1. El fluido es luego introducido en una secciOn de 

tuberIa de 1,574 cm de diÆmetro inmersa en un baæo caliente para simular la tasa 

de code mÆs baja de un fluido en una fractura. La tasa de code es de 

aproximadamente 50 seg1. El fluido es calentado a una temperatura de prueba 

de aproximadamente 82°C a medida que pasa a travØs de la tuberla. El fluido de 

prueba es luego introducido en Ia cØlula de flujo donde tiene lugar la pØrdida de 

fluido dinÆmica. Se usa una fuerza de presiOn diferencial de 6895 Kpa para dirigir 

el fluido a travØs de los nücleos. Luego se continua la prueba durante 60 minutos 

para permitir la determinaciOn de los coeficientes de pØrdida de fluido con base en 

los volümenes de fluido recolectados. La Tabla II siguiente muestra los 

� resultados. Pars la muestra 1, los fluidos de prueba comprendieron una 

concentraciOn de ,4882m3 de concentrado de fluido de tratamiento de polImero 

despolimerizado y agua corriente que contiene 2% KCI por 3,785m3 de fluido el 

cual fue sometido a enlace cruzado con una fuente de borato a un pH de 

aproximadamente 10,1. Para la muestra 2, el fluido comprendiO guar hidratado en 

agua corriente con ,00757 por 3,785m3 de fluido de una solución de cloruro de 

tetrametil amonio al 50% y un separador que comprendla ,11 33Kg de persulfato 

de sodio y ,1 133Kg de persulfato de sodio encapsulado por 3,785’ de fluido el 

cual fue sometido a enlace cruzado con una fuente de borato a un pH por encima 

de 9,5. Pars la muestra 3, el fluido comprendió guar hidratado en agua corriente 
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TABLA H 

Coeficientes de PØrdida de fluido dinÆmica con galletas de nUcleo de arenisca de Ohio (0,1 a 0,3 md) 

Muestra Poilmero Concentración de Separador Cw m15°’5 Esfuerzo m3/m2 

poilmero 
% por peso 

I HPG despolimerizado 1,49 Ninguno 7,39x10 1,20x104 

2 Guar 0,3 Persulfato 1 ,29x104 0 

3,: Guar 0,3 Cloruro de sodlo I ,40x1O 1,10x104 

activado  
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� Los resultados ilustran que la presente invenciôn provee un fluido de 

tratamiento con una pØrdida de fluido dinÆmica mÆs baja que los fluidos de 

tratamiento convencionales.’ 

Ejemplo 3 

Con el fin de determinar la conductividad de un paquete de soporte, se usó 

la siguiente prueba para simular producciOn a travØs de un paquete de soporte 

para determinar la conductividad de la fractura. Se abriO la cØlula de prueba de 

cada prueba en el Ejemplo 2 y el espaclo entre las dos galletas del nücleo se 

rellenO con material de soporte de arena de Ottawa de malla 20/40 a una 

concentraciOn especifica de Kg/rn2. Luego se cerrO la cØlula de prueba y se colocÆ 

en una prensa donde se pudiera aplicar tensiOn de cierre y se pueda simular 

temperatura del reservorio calentando la cØlula a 82°C. La conductividad del 

paquete de soporte luego se midió durante un periodo de al menos 48 horas hasta 

que se obtuvo un valor estable haciendo fluir agua a travØs del nUcleo y del 

paquete de soporte dentro de la cØlula de prueba. La Tabla III siguiente muestra 

los resultados de las pruebas. Las muestras se comparan con una determinación 

de Ilnea de base determinada colocando material de soporte entre dos galletas de 

nücleo con la concentraciOn de material de soporte designada sin que ningün 

fluido de fracturación haya pasado a travØs del ncIeo. 

TABLA Ill 

Valores de conductividad del Paquete de soporte 

Muestra ConcentraciOn 
mat. de soporte 

Kg/M2
 

Esfuerzo de 
cierre kPa 

Conductividad 
md-rn 

Porcentaje de 
lInea de base % 

1 9,76 13790 836 65 
27580 519 74 
41370 165 62 

2 9,76 13790 205 16 
27580 119 17 
41370 64 24 

3 9,76 13790 770 60 
27580 308 44 
41370 149 56 
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Los resultados ilustran que el fluido de tratamiento de la presente invenciOn 

alcanza una conductividad superior del paquete de soporte en comparaciOn con 

los fluidos de tratamiento convencionales sin necesidad de usar ningün separador 

en el fluido de tratamiento. 

Ejemplo 4 

Con el fin de evaluar el desempeæo del fluido de tratamiento de la presente 

invenciôn en un trabajo de campo real, se trataron dos pozos de acuerdo con los 

mØtodos de la presente invención. Cada uno de los pozos en la formaciOn 

Cottage Grove tenIa una profundidad aproximada de 2438,4m y una temperatura 

de fondo de pozo de aproximadamente 68°C. Se hizo un tratamiento con un 

separador adicionado en el fluido de tratamiento y se hizo otro tratamiento sin 

ningUn separador adicional. En el primer trabajo, se prepararon 19,9 M3de 

� concentrado de fluido de tratamiento con un hidroxipropilguar despolimerizado el 

cual se utilizO para preparar 11 ,4 de gel lineal la cual se usO para hacer un 

tratamiento de minifractura en el pozo y 113,4m3 de fluido de enlace cruzado el 

cual se usó para realizar el tratamiento principal y colocar el material de soporte. 

El fluido incluIa hidrOxido de sodlo en una cantidad suficiente para elevar el pH del 

fluido a aproximadamente 12,1 y un enlazador cruzado de borato para el enlace 

cruzado del poilmero despolimerizado. Se varió el voltaje constante del material 

de soporte de una concentraciOn de entre ,453 Kg a 2,27 Kg m3 para un total de 

cantidad inyectada de 22680 Kg. Un separador convencional que comprendla 

persulfato de amonio encapsulado se mezcló con el fluido gelado de enlace 

0 cruzado en una cantidad de entre ,907 a 1,814 Kg por 3,791n3 de fluido. El 

� tratamiento se hizo a una tasa promedio de aproximadamente 2,067 M3 por minuto 

y se colocO con Øxito la cantidad total de material de soporte. 

La producciOn de petrOleo durante los dos meses siguientes al tratamiento 

sobrepasó la  producciOn de pre-tratamiento por encima de 200%. 

El segundo trabajo utilizO el mismo polImero despolimerizado. Se usaron 

aproximadamente 17,5 n3de concentrado de fluido de tratamiento para preparar 

113,6 m3de fluido de enlace cruzado que se usa para hacer un tratamiento de 

fracturaciOn en el pozo. El fluido inclula hidrOxido de sodio en una cantidad 

suficiente para ajustar el pH a un nivel de aproximadamente 12,1 y un enlazador 

cruzado de borato para el enlace cruzado del polimero despolimerizado. Se variO 

el voltaje constante del material de soporte de una concentración de entre ,453 Kg 

a 2,27 Kg m3 de fluido. El fluido no inclula ningün separador. 
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La producción de petróleo durante los dos meses posteriores al tratamiento 

sobrepasO la producciOn de pre-tratamiento por encima de 100%. 

Por lo anterior, la presente invención estÆ bien adaptada para alcanzar los 

objetos y ventajas mencionados asI como los iriherentes a los mismos. Las 

personas versadas en la tØcnica podrÆn hacer varios cambios de modo que los 

mismos queden abracados dentro del espIritu de esta invenciOn segün se define 

en las reivindicaciones que siguen a continuaciOn. 
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REIVINDICACIONES: 

1 Un concentrado de fluido de tratamiento de una formaciOn subterrÆnea que 

comprende: 

agua y 

un polimero despohmerizado sustancialmente completamente hidratado 

2 El concentrado de la reivindicación 1, en el cual dcha agua es seleccionada 

del grupo compuesto por agua dulce, agua salada no saturada y agua 

salada saturada. 

3 El concentrado de la reivindicaciOn 1, en el cual dicho polimero 

to 

despolimerizado tiene una relaciOn de polidispersidad de entre I y 12. 

4 El concentrado de la reMndicación I en el cual dicho polimero 

despolimerizado sustancialmente completamente hidratado es un polimero 

derivado de guar despolimerizado seleccionado del grupo compuesto por 

hidroxipropi Iguar, carboximetilhidroxiproplguar, carboximetilguar, hidroxietil 

celulosa, hidroxietil celulosa injertada, carboximetil celulosa y 

carboximetilhidroxietil celulosa. 

5 El concentrado de la reMndicaciôn 1, en el cual dicho polimero 

despolimerizado sustancialmente completamente hidratado es 

hidroxipropilguar despolimerizado. 

6 El concentrado de la reivindicación 1 en el cual dicho polimero 

despolimerizado sustancialmente completamente hidratado estÆ presente 

en dicho concentrado en una cantidad mayor que 6% por peso de dicha 

agua en el concentrado. 

7 El concentrado de la reivindicación 1, en el cual dicho polimero 

despolimerizado sustancialmente completamente hidratado estÆ presente 

en dicho concentrado en una cantidad entre 6% y 20% por peso de dicho 

concentrado. 

8 El concentrado de la reivindicación en el cual dicho polimero 

despolimerizado sustancialmente completamente hidratado estÆ presente 

en dicho concentrado en una cantidad entre 6% y 30% por peso de dicho 

concentrado. 



9 El concentrado de la reivindicaciOn 1, el cual comprende ademÆs un 

compuesto de ajuste de pH para ajustar el pH del fluido de tratamiento que 

se formO con dicho concentrado, seleccionado del grupo compuesto por 

hidrOxido de sodio, hidrOxido de potasio, hidrOxido de litio, Æcido fumÆrico, 

Æcido fOrmico, Æcido acØtico, anhidro acØtico y Æcido clorhIdrico. 

10 El concentrado de la reivindicaciôn 9 en el cual dicho compuesto de ajuste 

de pH es hidróxido de sodio. 

11 El concentrado de la reivindicación 9 en el cual dicho compuesto de ajuste 

de pH estÆ presente en dicho concentrado en una cantidad entre 0% y 

0,3% por peso de dicha agua en el concentrado. 

12 El concentrado de la reivindicación 1, el cual comprende ademÆs un 

0 tamponador seleccionado del grupo compuesto por carbonato de sodio, 

� carbonato de potasio, bicarbonato de sodio, bicarbonato de potasio, 

diacetato de sodio, diacetato de potasio, fosfato de sodio, fosfato de 

potasio, dihidrOgeno fosfato de sodio y dihidrOgeno fosfato de potasio. 

13 El concentrado de la reivindicaciOn 12, en el cual dicho tamponador es 

carbonato de sodio. 

14 El concentrado de la reivindicación 12 en el cual dicho tamponador estÆ 

presente en dicho concentrado en una cantidad entre 0,5% y 10% por peso 

de dicha agua en el concentrado. 

15 El concentrado de la reivindicaciôn 1, que ademÆs comprende un 

surfactante para prevenir la formaciOn de emulsiones entre el fluido de 

tratamiento que se forma con dicho concentrado y los fluidos de formaciôn 

subterrÆnea, seleccionado del grupo compuesto por alquil sulfonatos, alquil 

arilo sulfonatos, incluidos alquilo bencilo sulfonatos tales como sales de 

Æcido dodecilbenceno sulfOnico, cloruro de alquil trimetilamonio, alcoholes 

alquil etoxilados ramificados, mezclas de resina de fenol-formaldehido no 

iónico, cocobetainas, sulfosuccinato de dioctil sodio, imidazolinas, sulfatos 

alfa olefina, alcoholes alquil etoxilados lineales, cloruro de trialquil 

bencilamonio 

16 El concentrado de la reivindicación 15, en el cual dicho surfactante es una 

sal de Æcido dodecilbenceno sulfOnico. 
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17 El concentrado de la reivindicaciOn 15, en el cual dicho surfactante estÆ 

presente en dicho concentrado en una cantidad entre 0,01 % y I % por peso 

de dicha agua en el concentrado. 

18 El concentrado de la reivindicaciôn 1, que ademÆs comprende un 

estabilizador de arcilla seleccionado del grupo compuesto por cloruro de 

potasio, cloruro de sodio, cloruro de amonio, cloruro de tetrametil amonio y 

estabi I izadores de arcilla temporales. 

19 El concentrado de la reivindicaciOn 18, en el cual dicho estabilizador de 

arcilla es cloruro de potasio. 

20 El concentrado de la reivindicaciOn 18, en el cual dicho estabilizador de 

arcilla estÆ presente en dicho concentrado en una cantidad entre 2% y 20% 

0 por peso de dicha agua en el concentrado. 

21 Un fluido de tratamiento mejorado de una formacion subterranea que 

comprende: 

agua; 

un polImero despolimerizado sustancialmente completamente hidratado; y 

un agente de enlace cruzado para el enlace cruzado, de dicho polimero 

despolimerizado sustancialmente completamente hidratado. 

22 El fluido de tratamiento de la reivindicación 21, en el cual dicha agua es 

, seleccionada del grupo compuesto por agua dulce, agua salada no 

saturada y agua salada saturada. 

S 
23 El fluido de tratamiento de la reivindicación 21 en el cual dicho polImero 

despolimerizado sustancialmente completamente hidratado es un polImero 

derivado de guar despolimerizado seleccionado del grupo compuesto por 

hidroxipropilguar, carboximetilhidroxipropilguar, carboximeti Iguar, hidroxietil 

celulosa, hidroxietil celulosa injertada, carboximetil celulosa y 

carboximetilhidroxietil celulosa. 

24 El fluido de tratamiento de la reivindicaciOn 21, en el cual dicho polImero 

despolimerizado sustancialmente completamente hidratado es 

hidroxipropilguar despolimerizado sustancialmente completamente 

hidratado. 
I 
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25 El fluido de tratamiento de la reivindicación 21, en el cual dicho polImero 

despolimerizado sustancialmente completamente hidratado pst6 presente 

en dicho fluido de tratamiento en una cantidad entre 0,2% y 5% por peso de 

dicha agua en el fluido. 

26 El fluido de tratamiento de la reivindicación 21, en el cual dicho agente de 

enlace cruzado es seleccionado del grupo consistente de compuestos de 

boro, compuestos que suministren jones de circonlo IV, compuestos que 

suministren jones de titanio IV, compuestos de aluminio y compuestos que 

suministren jones de antimonio. 

27 El fluido de tratamiento de la reivindicaciOn 21, en el cual dicho agente de 

enlace cruzado es un compuesto de boro. 

40 28 El fluido de tratamiento de la reivindicaciOn 21, en el cual dicho agente de 

� enlace cruzado estÆ presente en dicho fluido de tratamiento en una 

cantidad entre 50 mg/L y 5000 mg/L. 

29 El fluido de tratamiento de la reivindicaciôn 21, que ademÆs comprende un 

material de soporte seleccionado del grupo compuesto por resina recubierta 

o arena no recubierta, bauxjta sinterizada, materiales de cerÆmica y perlas 

de vidria. 

30 El fluido de tratamiento de la reivindicación 29, en el cual dicho material de 

soporte estÆ presente en dicho fluido de tratamiento en una cantidad entre 

, 1453 Kg y 10,89 Kg de material de soporte por m3 de dicho fluido de 

tratamiento. 

31 El fluido de tratamiento de la reivindicación 21, que ademÆs comprende un 

compuesto de pegajosidad para controiar el material particulado fino o la 

migración del material de soporte dentro de la formaciOn subterrÆnea. 

32 El fluido de tratamiento de la reivindicación 21, que ademÆs comprende un 

compuesto de ajuste de pH para elevar el pH del fluido de tratamiento, 

seleccionado del grupo compuesto por hidrOxido de sodio, hidróxido de 

potasio e hidrOxido de litio. 

33 El fluido de tratamiento de la reivindicaciOn 31, en el cual dicho compuesto 

de ajuste de pH estÆ presente en dicho fluido de tratamiento en una 

cantidad entre 0% y 0,3 por peso de dicha agua en el fluido. 
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34 El fluido de tratamiento de la reivindicaciOn 21, que ademÆs comprende un 

tamponador seleccionado del grupo compuesto por carbonato de sodio, 

carbonato de potasio, bicarbonato de sodio, bicarbonate de potasio, 

diacetato de sodio, diacetato de potasio, fosfato de sodio, fosfato de 

potasio, dihidrOgeno fosfato de sodio y dihidrOgeno fosfato de potasio. 

35 El fluido de tratamiento de la reivindicaciOn 34, en el cual dicho tamponador 

es carbonato de sodio. 

36 El fluido de tratamiento de la reivindicaciOn 34, en el cual dicho tamponador 

estÆ presente en dicho fluido de tratamiento en una cantidad entre 0% y 

0,3% por peso de dicha agua en el fluido. 

37 El fluido de tratamiento de la reivindicaciôn 21, que ademÆs comprende un 

surfactante para prevenir la formaciOn de emulsiones entre el fluido de 

tratamiento que se forma con dicho concentrado y los fluidos de formaciOn 

subterrÆnea, seleccionado del grupo compuesto per alquil sulfonatos, alquil 

arilo sulfonatos, incluidos alquilo bencilo sulfonatos tales como sales de 

Æcido dodecilbenceno sulfónico, cloruro de alquil trimetHamonio, alcoholes 

alquil etoxilados ramificados, mezclas de resina de fenol-formaldehido no 

iOnico, cocobetainas, sulfosuccinato de dioctil sodio, imidazolinas, sulfates 

alfa olefina, alcoholes alquil etoxilados lineales, cloruro de trialquil 

bencilamonio. 

38 El fluido de tratamiento de la reivindicaciôn 37, en el cual dicho surfactante 

es una sal de Æcido dodecilbenceno sulfónico. 

39 El fluido de tratamiento de la reivindicación 37, en el cual dicho surfactante 

estÆ presente en dicho fluido de tratamiento en una cantidad entre 0% y 

0,1 % por peso de dicha agua en el fluido. 

40 El fluido de tratamiento de la reivindicación 21, que ademÆs comprende un 

estabilizador de arcilla seleccionado del grupo compuesto par cloruro de 

potasio, cloruro de sodio, cloruro de amonio, cloruro de tetrametil amonio y 

estabi lizadores de arcilla temporales. 

41 El fluido de tratamiento de la reivindicaciOn 21, en el cual dicho estabilizador 

de arcilla es cloruro de potasio. 

42 El fluido de tratamiento de la reivindicaciOn 40, en el cual dicho estabilizador 

de arcilla estÆ presente en dicho fluido de tratamiento en una cantidad entre 

0,5% y 10% por peso de dicha agua en el fluido. 
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43 El fluido de tratamiento de la reiv,ndicación 21, que ademÆs comprende un 

agente de control de pØrdida de fluido seleccionado del grupo compuesto 

por harina de sIlice, almidones, ceras y resinas. 

44 El fluido de tratamiento de la reivindicación 43, en el cual dicho agente de 

control de pØrdida de fluido estÆ presente en dicho fluido de tratamiento en 

una cantidad entre 0% y I % por peso de dicha agua en el fluido. 

45 El fluido de tratamiento de la reivindicación 21 que ademÆs comprende un 

desenlazador retardado para hacer que dicho fluido de tratamiento se 

revierta en un fluido delgado seleccionado del grupo compuesto por 

desenlazadores de lactosa, desenlazadores de ester, desenlazadores de 

Æcido encapsulados, desenlazadotes generadores de Æcido solubles 

, lentamente, oxidizantes que producen Æcidos con reacciOn y metales 

reactivos a agua. 

46 El fluido de tratamiento de la reivindicaciOn 45, en el cual dicho 

desenlazador retardado estÆ presente en dicho fluido en una cantidad entre 

0% y I % por peso de dicha agua en el fluido. 

47 El fluido de tratamiento de la reivindicaciOn 21 que ademÆs comprende un 

separador retardado para hacer que dicho fluido de tratamiento se revierta 

en un fluido delgado seleccionado del grupo de oxidizante, oxidizantes 

encapsulados y separadores de enzimas compuestos de persulfato de 

sodio, persulfato de potasio, persulfato de amonio, perOxido de magnesio, 

0 clorito de sodio, bromato de sodio, amilasas alfa y beta, amiloglucosidasa, 

allk 
invertasa, maltasa, celulasa y hemicelulasa. 

48 El fluido de tratamiento de la reivindicaciôn 47, en el cual dicho separador 

retardado estÆ presente en dicho fluido de tratamiento en una cantidad 

suficiente para separar dicho fluido de tratamiento y hacer que se revierta 

en un fluido delgado. 
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- CONCENTRADOS DE FLU)DOS PARA TRATAMIENTO DE FORMACIONES 

� SUBTERRANEAS, FLUIDOS PARA TRATAMIENTO Y METODOS 
V 

Resumen de la Descripciôn 

La presente invención provee concentrados de fluidos, fluidos de 

tratamiento y mØtodos. Los concentrados de fluido de tratamiento se comprenden 

bÆsicamente de agua y de un polImero despolimerizado sustancialmente 

completamente hidratado. Los fluidos de tratamiento que se forman agregando 

0 
agua a los concentrados de fluidos de tratamiento comprende bÆsicamente de 

agua, un polImero despolimerizado sustancial y un agente de enlace cruzado 

para el enlace cruzado del poilmero despolimerizado hidratado. 
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Bogota, D. C., I de Jun10 de 2006 

Doctor 
HUMBERTO RUBIO CAMACHO 
Representante HALLIURTON ENERGY SERVICES, INC. 

ASUNTO RadicaciOn No. 02-049489 
TrÆmite 002 
Evento 001 
Actuación 430 C) Q 7 
Oflcio 
Folios 003 

J 
Como resultado del examen de fondo, realizado con fundamento en el artIculo 45 
de la DecisiOn 486 de la ConiisiOn de la Comunidad Andina, se le comunica 

1) Documentos estudiados: 

a) Para el presente estudio se tendrÆn en cuenta el capitulo descriptivo, 
comprendido en los folios 155 a 183 de la solicitud en estudio. Se aceptan 
las modificaciones realizadas por el solicitante a este capItulo ya que no 
implican ampliación de la solicitud inicial 

b) Para el presente estudio se tendrÆ en cuenta el capitulo reivindicatorlo que 
comprende 48 reivindicaciones en los folios 184 a 189 de la solicitud en 
estudio. Se aceptan las modificaciones realizadas por el sohcitante a este 
capitulo ya que no implican ampliaciOn de la solicitud inicial. 

c) Conforme lo establece los artIculos 9, 10 y 11 de la decisiOn 486 de la 
ComisiOn de la Comunidad Andina, la presente solicitud en estudio fue 
presentada el 11 de jun10 de 2002, y en el momento de la radicaciOn SI se 
reclamo prioridad de la primera solicitud presentada en Estados Unidos 
US 09/879634. 

2) Objeto de la invención 

a) Las reivindicaciones I a 48 de la solicitud en estudio se refieren a 

I) (1.-) Un concentrado de fluido de tratamiento de una formación 
subterrÆnea que comprende: agua y un polImero despolimerizado 
hidratado totalmente. 

ii) (2.-) Un flujdo de tratamiento mejorado de una formaciOn subterrÆnea 
que comprende: agua; un poilmero despolimerizado sustancialmente 
completamente hidratado y un agente para el enlace de dicho poilmero 
despolimerizado sustancialmente completamente hidratado. 

b) Los anteriores productos buscan mejorar las condiciones de pozos de 
producciOn de petrôleo o gas. 

C) SegUn la Clasificación Internacional de Patentes,  la codificación para esta 
solicitud corresponde a E 21 B 21/14 

qo 



3) Claridad de la Solicitud 

a) La descnpciOn nuevamente se encuentra muy mal presentada. Al parecer 
la traducciOn sigue siendo realizada por alguien que no conoce del arte. Por 
tanto, la traducciOn es una traducción literal, con profundos errores y sin 
sentido tØcnico vÆlido: 
"...enlace cruzado...." No existe el enlace cruzado. Se deben estar 
refiriendo a entrecruzamiento. 

.Fracturación. . ." no existe en el espaæol, y menos en el espanol tØcnico. 
". . .Viscosificados. . ." no existe en el espaæol, y menos en el espaæol tØcnico 
"...gelados. . ." no existe en el espaæol, y menos en el espaæol tØcnico 
Y un muy largo etcetera.... 

De la misma forma, en muchos apartes hacen traducciones sin sentido 
tØcnico. Por ejemplo, en el folio 158 habla de "contadores costosos...", 
tambiØn de "fluidos mejorados de tratamiento" cuando quieren hablar de 
"fluidos de tratamiento mejorados" 

Es imposible realizar un examen tØcnico con una solicitud tan mal 
presentada. Se le darÆ una ültima oportunidad al solicitante para que anexe 
un nuevo capItulo descriptivo correctamente traducido y revisado por 
una persona que entienda del arte. 

b) El capItulo reivindicatorlo no es claro toda vez que: 

i) No se encuentra correctamente redactado. Todas las observaciones 
hechas en el punto anterior, son tambiØn aplicables acÆ. La redacciOn 
es pØsima. Se emplean tØrminos que no existen en espanol. Es 
totalmente inaceptable lo presentado por el solicitante. Es imposible 
realizar un examen tØcnico con una solicitud tan mal presentada. El 
solicitante deberÆ anexar nuevo capitulo reivindicatorio correctamente 
traducjdo y revisado por una persona que entienda del arte. 

ii) 

No se precisa la materia sobre la cual se solicita protección. COmo se 
explicarÆ en el punto 4), la presente solicitud no posee unidad de 
invenciOn, por 10 que no estÆ definida la materia sobre la cual se solicita 
protecciOn. 

De acuerdo a to anterior, el capItulo reivindicatorio no cumple con el 
requisito de claridad de acuerdo a Ic establecido en el Art. 30 de la 
DecisiOn 486. 

4)Evaluaci6n de la Unidad de Invención 

El artIculo 25 de la DecisiOn 486 de la Comisión de la  Comunidad Andina 
establece 

"La solicitud de patente solo podrÆ comprender una invención 0 Ufl grupo de 
invenciones relacionadas entre si, de manera que con formen un UflICO concepto 
inventivo" 

La presente solicitud carece de unidad de invención toda vez que configura muy 
diferentes objetos. Se dirigen a concentrados, fluidos donde (a definiciOn de (a 
materia que caracteriza a cada una de las reivindicaciones independientes es 
diferente entre si. Esto permite afirmar que no se trata del mismo objeto. Todo el 
problema radica en configurar varias reivindicaciones independientes con materia 



diferente. El solicitante debe establecer una sola reMndicaciOn independiente 
dirigida al producto en la forma mÆs simple de la solicitud de invención. Partiendo 
de alil establecer reivindicaciones dependientes que ampilen esa forma mÆs 
simple hasta su forma mÆs compleja. 

De acuerdo a 10 anterior, la presente solicitud no cumple con el requisito de 
unidad de invenciôn de acuerdo at Art. 25 de (a Decision 486. 

5) Determinaciôn del Estado de la TØcnica y Evaluación de los requisitos de 
patentabilidad 

Cuando el solicitante haya corregido TODA LA SOLICITUD y la haya orientado 
de forma tal que sea claro to que quiere (e sea protegido, en ese momento esta 
oficina podrÆ elaborar una determinación correcta del estado de la tØcnica y una 
evaluaciOn correcta de los requisitos de patentabilidad 

6) Notificación 

En cumplimiento del artIculo 45 de la DecisiOn 486 de (a ComisiOn de la 
Comunidad Andina, se le indica que dentro del tØrmino de sesenta dIas contados 
a partir de la fecha de la notificación de la presente comunicaciôn debe responder 
a la notificaciOn. En caso de no dar respuesta at presente requerimiento, o si a 
pesar de la respuesta subsistieran los impedimentos para la concesiOn, se 
denegara la patente. 
NotifIquese el presente oficio conforme a to dispuesto por el numeral 5.2, literal e) 
del capitulo quinto del tItulo pnmero de la Circular Unica N° 10 de 2001 

I ALIX CARMENZA CESPEDES DE VERGEL 
Jefe DiviIón de Nuevas Creaciones 
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El anterior requerimiento fue notificado  
por fijación en la lista, de fecha  

Concepto TØcnico NO EXAMINADOR TECNICO EXAMINADOR JURIDICO 
Côdigo No. Codigo No. 

893 202003 


